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“Al rescate de la reforma eléctrica de 1994”

I. Introduccion

A partir del afio 1994 —con la aprobacion por el Congreso de la Reptuiblica de
las Leyes 142 de Servicios Publicos y la Ley 143 Eléctrica—, la organizacion del
mercado eléctrico colombiano se modifico radicalmente. En pocos anos se pasd
desde un esquema de provision publica a otro donde predomina la inversién
privada, distinguiendo entre segmentos potencialmente competitivos (generacion y
comercializacion) y monopdlicos (transporte y distribucién), y creando instituciones
regulatorias que tomarian cuenta de estos ultimos. Se procur6 de esta manera dejar
atras los incentivos perversos para los agentes del sector resultantes de la confusion
de roles del Estado como disefiador de politicas, regulador y productor, que
llevaron a un manejo ineficiente de las empresas publicas y del sector energético en
su conjunto, y al mismo tiempo resolver restricciones de acceso al financiamiento
necesario para ampliar la cobertura del servicio y mejorar su calidad y precios.

Los resultados de esta reforma permitieron varios logros —en términos de
ingresos fiscales y alivio de restricciones financieras para realizar inversiones
necesarias, mejoras en la calidad del servicio, cobertura, transparencia y
razonabilidad de la estructura tarifaria—, aunque sin claros beneficios en términos de
menores precios para el conjunto de los usuarios, particularmente los residenciales
de menor consumo. Desde otra perspectiva, atin dentro de un cambio de paradigma
que merece juzgarse positivamente en términos globales, el fuerte impetu inicial fue
cediendo y la secuencia inicialmente prevista para completar la reforma en su
conjunto se fue demorando, provocando —junto con algunas dimensiones
defectuosas en el disefo previsto— resultados insatisfactorios en distintos aspectos.

En efecto, hasta el ano 2002 inclusive la situacion financiera de muchas
empresas de distribucion (tanto publicas como privadas) ha sido critica,
verificdndose ademads dificultades en la operacion del Mercado Mayorista de
Electricidad (MEM), una creciente crisis de legitimidad y credibilidad de las
instituciones reguladoras, problemas derivados de una prolongada recesion
econdmica y del deterioro de la seguridad publica, etc., todos elementos que en
conjunto confluyeron a debilitar fuertemente los incentivos para la inversion
privada, generando sefales de alerta sobre la necesidad de completar y perfeccionar
la reforma iniciada en 1994.

Durante los afios 2002 y 2003 la situacion de las distribuidoras eléctricas ha
mejorado como resultado principalmente de un importante incremento tarifario (en

4



torno al 13% en términos reales respecto del ano 2001 para el conjunto de usuarios,
producto de un aumento del 32% para los residenciales y una reduccion del 13% en
el caso de los usuarios no residenciales), lo cual debe entenderse como una
correccion necesaria que evita la profundizacion de males mayores (como la
inviabilidad y quiebra generalizada de operadores, implicando a mediano plazo una
reversion de la reforma ya que muy probablemente el Estado terminaria afrontando
las pérdidas y retomando la prestacion del servicio), pero que al mismo tiempo
requiere asegurar que en adelante se logren reducciones de costos y mayores
eficiencias que generen beneficios mas palpables para el conjunto de la poblacion.

Lamentablemente, a excepcion de esta recomposicion tarifaria en 2002 y 2003,
el cambio de direccion que se vislumbra a partir de algunos proyectos y medidas
oficiales recientes seria en gran medida un retroceso, ya que por medio de los
mismos se acentuaria la participacion del Estado en su rol de productor (via
proyectos de obras hidroeléctricas), se limitaria fuertemente la competencia en la
comercializacion, se restringirian las sefiales de precios, etc. En otras palabras, se
trataria del inicio —consciente o no— de una “contra-reforma silenciosa”, en la cual no
se negarian explicitamente —pero si de hecho- varios de los principios que guiaron
la reforma de 1994 (incluidos en la propia Constitucion de 1991).

Sin embargo, tal retroceso no estad definido aun. Por ende, resulta factible y
deseable que una correcta comprension de cuales fueron los logros y los defectos en
la implementacion de la reforma del sector eléctrico iniciada en 1994, conjuntamente
con una correcta y viable prescripcion de adaptaciones regulatorias e institucionales
que permitan superar los problemas centrales detectados, conlleven a las
autoridades del gobierno de Colombia a restablecer la fe en las bondades
potenciales de dicha reforma, corregir sus aspectos inconclusos, y a partir de ello
recuperar la confianza del conjunto de la poblacion en igual sentido. Los resultados
de la reforma al presente son en general positivos pero guardan alguna ambigiiedad
bajo la cual se pueden gestar medidas de reversion mas o menos silenciosas o
disimuladas, arriesgando asi el cumplimiento de profecias auto-cumplidas del
siguiente tipo: se teme el cese de inversiones privadas, se anuncian inversiones
publicas y otras restricciones a las sefiales de mercado, y por ende finalmente no
aparecen las inversiones privadas, justificando la contra-reforma...

Al respecto, si bien algunos de los factores que han limitado los resultados
alcanzados a partir de la reforma son externos (o exogenos) al sector eléctrico
(fundamentalmente el nivel de actividad y el problema de seguridad publica por los
ataques terroristas que afectan la integracion fisica de la red de transmision eléctrica
a nivel nacional), otros son producto de las propias caracteristicas de la reforma



colombiana. En efecto, entre estos ultimos se destacan la aun significativa
participaciéon del Estado como proveedor de servicios (con “amenazas” de ser
todavia mayor en el futuro), la importante aunque desigual integracion vertical
entre los distintos segmentos del mercado (generacion, transmision, distribucion y
comercializacion), la adecuacion de normas regulatorias y retraso en la
implementaciéon de salvaguardas competitivas (desregulacion de segmentos
potencialmente competitivos, quiebra y reemplazo de empresas ineficientes que se
tornan insolventes, etc.) a las necesidades de algunas empresas publicas, la
confusién de roles regulatorios, de control y de defensa de la competencia entre
nuevos organismos reguladores que a su vez no fueron dotados de suficiente
autonomia e independencia del poder politico de turno, y las restricciones
regulatorias —al menos parcialmente resueltas entre 2002 y 2003- a que los precios
reflejen mejor los costos efectivos de los servicios (atin aceptando que resultan
razonables los subsidios cruzados pero explicitos existentes a favor de los usuarios
residenciales de estratos bajos) tanto a nivel mayorista como en el componente de
transporte y distribucion (en este ultimo caso, en funcion de haberse eliminado los
cargos fijos desde el ano 2001 para los estratos 1, 2 y 3 de los usuarios residenciales,
y haberse prohibido el aumento tarifario real de los estratos 1 y 2 desde 2004).

Idealmente, siguiendo las recomendaciones de reformas generalmente
reconocidas al presente como “mejores practicas internacionales”, la reforma
colombiana debia clarificar los roles del sector publico y el sector privado en
beneficio de los usuarios del servicio, permitiendo y propiciando la competencia
cuando ésta fuera posible, y regulando eficientemente las actividades naturalmente
monopdlicas (como el transporte y la distribucion de electricidad). Para ello debian
construirse instituciones regulatorias y de control técnicas y transparentes (para que
por esa via fuesen suficientemente “independientes” de presiones politicas y de
distintos intereses privados —lobbies— obvios y legitimos) de forma tal que los
inversionistas estuviesen a resguardo de intervenciones oportunistas del gobierno y
los beneficios de la mejor organizacion y menores costos revirtiesen en el mediano y
largo plazo a los consumidores.

En ese sentido, si bien la reforma Colombiana se beneficié de la experiencia
pionera de otras regiones, la instrumentacion doméstica debid enfrentar condiciones
bien diferentes a las de los paises modelo (fundamentalmente, la concentraciéon de
cerca del 50% del consumo en tres empresas municipales que no se encontraban bajo
la jurisdiccion directa del Gobierno Nacional, la pugna entre regiones por obtener
transferencias del Presupuesto Nacional, un sistema interconectado dominado por
la generacion hidroeléctrica, y un sistema de tarifas para servicios publicos
financieramente deficitario y dominado por los subsidios cruzados), lo cual requeria



soluciones parcialmente distintas y dificultaba a su vez la adopcién de algunos de
los remedios mas apropiados.

Por otra parte, en los ultimos anos se han verificado crisis energéticas en el
contexto de sectores eléctricos reformados basicamente bajo los mismos principios
que el colombiano, lo cual ha dado lugar a interpretaciones diversas sobre “el
agotamiento del modelo neoliberal”. En efecto, las recientes crisis eléctricas de
California (2000), Brasil (2001) y Argentina (2004) han generado un amplio espacio
para el surgimiento de fuertes criticas y dudas sobre las bondades del modelo
competitivo en el area energética, y han propiciado el surgimiento de propuestas
mas o menos explicitas tendientes a regresar a un modelo estatista (cuanto menos en
la forma de una mayor participacion regulatoria directa y coercitiva, sino
empresarial, por parte del Estado).

Aun cuando la explicacion correcta de estas crisis fuese precisamente que las
reformas fueron defectuosas en aplicar los principios rectores basicos (rigidez de
precios finales que eliminan las sefiales que deben recibir oferentes y consumidores
para precisamente evitar las crisis), no debe dejar de reconocerse que la mejor
propaganda para el retroceso hacia los modelos estatistas es precisamente una
reforma pro-mercado defectuosa que resulte insostenible y conduzca mads tarde o
mas temprano a una crisis energética. Por ello, un correcto diagnodstico de estas crisis
observadas luego de reformas pro-mercado resulta central.

En ese sentido, pueden citarse dos tipos de explicaciones alternativas para las
mismas. Por un lado, siguiendo a Ayala y Millan (2002), el problema reside en las
dificultades de los paises en desarrollo para adoptar las instituciones que han
resultado exitosas en paises desarrollados debido a la falta de una compatibilidad
adecuada con el resto de las instituciones, tanto formales como informales,
existentes en el pais.!

Por otro lado, una segunda explicacion es que tales fracasos obedecieron a
distintas dificultades en la instrumentacion de los principios bdsicos que las
sustentaban y que se esgrimian en su defensa, ya fuese evitando que los precios
reflejaran costos en distintos segmentos del mercado, manteniendo distorsiones
regulatorias y malas sefiales por el retiro sélo parcial del Estado como proveedor,
etc. Segun esta segunda hipdtesis, las crisis energéticas no son exclusivas de paises
institucionalmente débiles sino que también pueden ocurrir en contextos mucho

" dyala, U. y J. Ayala: “La sostenibilidad de las reformas en el sector eléctrico”, Fedesarrollo, 2002. Estos
autores analizan en particular la racionalidad de la reforma, sus objetivos, las medidas adoptadas, la
estrategia de implantacion y los supuestos implicitos de la misma para relacionarla con las restricciones
institucionales, técnicas y de economia politica mas relevantes.



mas solidos. Se trataria en este caso mucho mas de crisis evitables que intrinsecas al
acervo de instituciones de cada pais (aunque los problemas institucionales podrian
favorecer errores de instrumentacion), y en ese sentido esta hipdtesis resulta
consistente con la existencia de una crisis post-reforma también en California
(ademas de Brasil y Argentina). En efecto, el andlisis de las causas de dichas crisis
indica fallas de disefio centrales técnicamente obvias y facilmente evitables.?

Dentro del primer enfoque, los problemas de disefio se explicarian por
restricciones de economia politica que obligan a sacrificar la consistencia de la
reforma debido a la falta de armonia entre el modelo propuesto y el acerbo
institucional del pais. Dentro del segundo enfoque, las presiones de la economia
politica pueden ser de tal magnitud que la “no reforma” es la medida mas
apropiada, pero una vez que se ha avanzado hacia una reforma imperfecta
(habiendo asi transitado la porcion politicamente mas dificil de la reforma), la
politica mas adecuada es continuar la busqueda de correcciones institucionales y de
disefio estructural que “rescaten” la reforma pretendida inicialmente por medio de
la purificacion de su implementacion.

La tesis que se plantea en este documento es que las limitaciones
institucionales, técnicas y de economia politica que marcaron el disefio e
implementacion posterior de la reforma del sector eléctrico de Colombia
desembocaron en “una reforma a mitad de camino” en distintos sentidos, y que el
riesgo de fracasos (energéticos o fiscales) asociados a la misma es en consecuencia
muy elevado (los casos de California, Brasil y Argentina lo atestiguan), debiendo
por ende proceder rapidamente a su correccion. Sin dudas, tal correccion requiere
superar las restricciones de la economia politica e institucionales que limitaron las
bondades de la reforma inicialmente y durante su ejecucion, las que actualmente
podrian a priori parecer tan o mas operativas que entonces, pero cuya superacion
hoy es mucho mejor ponderada al observar las consecuencias de no hacerlo.

En cualquier caso, el objetivo central en este trabajo es describir y evaluar
criticamente los aspectos y resultados centrales de la reforma eléctrica en Colombia,
entendiendo que tal diagnostico es el punto de partida necesario para avanzar hacia

? Distintos andlisis de las crisis energéticas de California en el aiio 2000 y de Argentina en 2004 que sustentan
este diagnostico. Asimismo, la crisis energética de Brasil ha sido descripta por distintos analistas como
resultante de demoras en su instrumentacion que desalentaron las inversiones en generacion (en particular, la
inversion privada en generacion no resulto atractiva por la activa participacion del sector publico y las
preferencias que se anticipaban para éste al no haberse constituido el mercado mayorista, desembocando en
una crisis de oferta hacia mediados del ario 2001). Puede consultarse por ejemplo un articulo de Rafael Ariztia
v David Watts: “Las crisis eléctricas de California, Brasil y Chile: lecciones para el mercado chileno”, Serie
Informe Economico No. 129, Libertad y Desarrollo, Chile, Junio de 2002.



una organizacion sectorial mas practica y ttil, adoptando los cambios institucionales
y regulatorios que sean necesarios a tal fin.

En ese sentido, la solucion de los defectos de la reforma inconclusa en el
sector eléctrico de Colombia seguramente debe procurar imponer cambios minimos
pero centrales y consistentes en lo posible con ciertos elementos de la economia
politica del pais, pero sin dudas requiere en primera instancia contar con un
convencimiento por parte de las autoridades del gobierno (tanto en el dambito del
Poder Ejecutivo como en el Congreso) sobre el diagnostico desarrollado aqui, y
también contar con la voluntad del gobierno para enfrentar dificultades politicas de
corto plazo en pos de evitar males mayores en el futuro.

Ademas de esta introduccidn, este informe esta dividido en cinco secciones
adicionales. En la segunda seccion se presenta una caracterizacion de la reforma del
sector eléctrico de Colombia en la que se hace énfasis en las reformas a nivel
institucional, presentando la estructura jurisdiccional del sector, identificando las
responsabilidades a nivel nacional, departamental y municipal, y evaluando como la
estructura actual de la industria, en sus distintos segmentos, puede afectar la
profundizacion de la reforma. En la tercera seccion se realiza una evaluacion
preliminar del cumplimiento de las metas propuestas desde el punto de vista fiscal,
tarifario, de calidad, cobertura y de inversiones segtin la informacion disponible. En
la cuarta seccion se hace una evaluacion preliminar de los riesgos no controlables
por los agentes que estan afectando a la industria, su desempeno econémico y el
nivel de inversién en la misma. En la quinta secciéon se analizan distintas
regulaciones especificas (secundarias), incluyendo distintas resoluciones de la
CREG, y la Ley 812 del Plan Nacional de Desarrollo 2003. En la sexta y ultima
seccidn se presentan las conclusiones y recomendaciones preliminares de este
trabajo.

Debe destacarse que este informe —que extiende el presentado el 31 de Mayo
e incorpora comentarios y nuevas fuentes de informacion obtenidas luego del
seminario llevado a cabo en Bogota el 7 de Julio- es atin preliminar, quedando
pendientes ajustes en respuesta a observaciones y sugerencias subsistentes por parte
de Fedesarrollo y quien éste determine.

Igualmente, corresponde reconocer y agradecer el esfuerzo de la CREG y la
SSPD para revisar algunas de sus series estadisticas y completar otras solicitadas por
este informe, lo cual por otra parte ha significado que sélo recientemente fue posible
consultar informacion mas confiable que la publicada por estos organismos
regulatorios hasta el mes de Julio del corriente afio.



I1. Caracterizacion de la reforma del sector eléctrico de Colombia

La reforma constitucional de 1991 posibilité una transformacion radical del
sector eléctrico colombiano. De un esquema planificado ex-ante y administrado por
técnicos pero cuyo control residual estaba en manos de intereses parlamentarios, se
inici6 el paso en 1995 a un esquema de libre entrada de agentes, la conformacion de
una Comision de Regulacion, un mercado competitivo en el segmento contestable
del negocio (generacion), y la regulacion de los segmentos no contestables
(transmision y distribucion). El nuevo orden comenzd su funcionamiento con un
sector en manos publicas (en su mayoria del orden local o regional), que empezd a
ser privatizado a través —inicialmente varias empresas de generacion y luego
también de distribucion-.

Con la adopcion del nuevo modelo de desarrollo para el sector se buscaba
liberarse del circulo vicioso en que se encontraba el sector, separando los papeles del
Estado como trazador de politicas, regulador y empresario. En particular la reforma
buscaba que el sector privado cargara inicialmente con el peso de la inversién en
generacion que era la necesidad mas apremiante —logrando al mismo tiempo mayor
eficiencia en un contexto mas competitivo—, dejando para mas tarde la privatizacion
de la distribucion, controlada por intereses politicos locales aunque su propiedad
estuviera en manos de la Nacion, a la espera de una coyuntura politica favorable.

Mientras tanto, se supuso que la gestion de las distribuidoras estatales podria
mejorarse mediante el establecimiento de Convenios de Desempefio supervisados
por la Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios (SSPD), y que el
establecimiento de este Ente supervisor complementado con la Comision de
Regulacion de Energia y Gas (CREG) podria fomentar la competencia y regular los
segmentos naturalmente monopdlicos sin mayores problemas.

Sin embargo, varios de estos supuestos no se cumplieron. Por un lado y como
se vera mas adelante, la herencia institucional del pais, el poder regional y la
heterogeneidad de agentes operando en el mercado eléctrico mayorista demoraron
la secuencia de reformas inicialmente planteada. Por otro lado, debido a un disefio
defectuoso principalmente, las instituciones regulatorias creadas tampoco se
consolidaron suficientemente en sus respectivos roles. El objetivo de esta seccion es
evaluar cudles fueron las fallas en el origen de las reformas en el plano institucional,
principalmente en la regulacion de origen, e identificar cémo esas fallas han
demorado y dificultado la profundizacion de la reforma.

10



I1.1 El sector eléctrico colombiano antes de la reforma

A principios de la década del 90 la prestacion del servicio de electricidad en
Colombia, estaba basicamente en manos del Estado, por medio de 30 empresas
estatales de orden nacional, regional, departamental y municipal, en su mayoria
integradas  verticalmente = (Generacion, = Transmisién,  Distribucion vy
Comercializacion).

Las politicas sectoriales en la practica eran definidas por las empresas mas
importantes del pais, todas ellas accionistas de Interconexioén Eléctrica S.A. (ISA),
empresa donde se planteaban las propuestas de desarrollo sectorial que luego eran
adoptadas por el Gobierno Nacional. La capacidad de ejecucién de proyectos de
inversion de estas empresas dependia de la obtencion de fuentes de financiamiento
y del respaldo de estos empréstitos por parte de la Nacién.

El objeto social de ISA se centraba en la expansién de la capacidad de
generacion y la interconexion de los sistemas regionales de subtransmision y de las
redes de los sistemas locales de distribucion. ISA ejercio el planeamiento
centralizado de todo el Sistema Interconectado Nacional durante cerca de 25 afios.
Asimismo, el mercado eléctrico era administrado de hecho por la Junta Directiva de
ISA y solo se efectuaban intercambios de energia en bloque entre las empresas
socias. Dos de ellas, ICEL y Corelca, intermediaban a su vez los requerimientos de
suministro de sus empresas filiales (Electrificadoras Departamentales).

En el orden municipal se destacaban la Empresa de Energia de Bogota (EEB),
las Empresas Publicas de Medellin (EEPPM) y las Empresas Municipales de Cali
(EMCALI).

I1.2 La reforma
a) Aspectos centrales

Con la expedicion de la Constitucion Politica de 1991, que coincidid con el
prolongado racionamiento de energia que experimentd el pais durante el bienio
1991-1992, se adoptd un nuevo modelo de desarrollo econémico, que entre otros
aspectos relevantes abrid el sector de servicios publicos domiciliarios a los
inversionistas privados. En la Constitucion de 1991 se estableci6 como principio
basico para el logro de la eficiencia en los servicios publicos la introduccion de
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competencia donde fuera posible y la libre entrada a todo agente que estuviera
interesado en prestarlos.

Asi, a partir de 1991 el sector eléctrico paso de ser una actividad dominada
casi en su totalidad por el sector publico -con una orientacion centralista e
intervensionista— a ser una actividad regida por principios de mercado y con una
fuerte participacion privada.

Como se indicd el racionamiento de energia llevé al Gobierno, haciendo uso
del “Estado de Emergencia Econémica” previsto por la Constitucion, a la expedicion
del Decreto-Ley 700 de 1992. Este Decreto, entre otras decisiones, fijo normas para la
entrada de inversionistas privados en el negocio de generacion y faculté al Gobierno
para tomar decisiones sobre construccion de nuevas plantas de generaciéon y el
otorgamiento de las garantias respectivas. Lo anterior requirio de un marco legal
mas desarrollado para empresas publicas y privadas, en el que se definiera con
mayor precision la separacion de poderes y funciones publicas (Politica, regulacion,
Control y Vigilancia, Propiedad y Administracion).

Posteriormente, en el mes de Julio de 1994 el Congreso de la Republica
aprobo un nuevo marco legal para el sector mediante la expedicion de dos leyes: La
Ley de Servicios Publicos Domiciliarios (Ley 142 de 1994) y la Ley Eléctrica (Ley 143
de 1994).

La primera de estas leyes establece los criterios generales y las politicas que
rigen la prestacion de los servicios publicos en el pais. Se establece como funciones
primordiales del Estado en lo relativo a estos servicios, el ejercicio de la Regulacion
y la Vigilancia y Control. Con este fin se crea un organismo regulador, la Comision
de Regulacion de Energia y Gas (CREG), y se crea un organismo de control, la
Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios (SSPD).

La segunda de las leyes, la Ley 143, reafirma la posibilidad de participacion
privada en los negocios eléctricos, creando un mercado mayorista de la electricidad
y definiendo los procedimientos y mecanismos para regular las actividades de la
industria. En ella la industria eléctrica se dividié en cuatro actividades: Generacion,
Transmision, Distribucion y Comercializacion. Cada actividad fue definida como un
negocio enmarcado en una regulacion especifica. Se establecié como regla la
introduccion de competencia donde fuera posible y la regulacion de las actividades
monopolisticas.
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Es asi como se definieron como competitivos, o potencialmente competitivos,
los segmentos de Generacién y Comercializacion, mientras que las actividades de
Transmision y Distribucion son tratadas como monopolios sujetos de regulacion.

Como es obvio, la promulgacion del nuevo marco legal tuvo efectos sobre la
estructura institucional de la industria, afectando las competencias por jurisdiccion
y dividiendo, o reasignando responsabilidades entre los distintos estamentos.

b) Diserfio institucional bdsico a nivel del gobierno nacional®

Las responsabilidades en materia de politica, regulacién econdmica,
regulacion ambiental y vigilancia y control quedaron en el ambito nacional con las
siguientes competencias:

Politicas Sectoriales

A nivel del Ejecutivo, el Ministerio de Minas y Energia (MME) establece las
politicas energéticas nacionales, define los criterios de aprovechamiento econdmico
de las fuentes convencionales y alternativas, promoviendo el desarrollo de las
fuentes existentes y el uso racional de la energia por parte de los usuarios.

Para estas definiciones el Ministerio dispone de distintos instrumentos: i)
puede sentar las bases de politicas a través de documentos presentados ante el
Consejo Nacional de Politica Econdmica y Social (Conpes), a través del
Departamento Nacional de Planeacién (DNP); ii) puede implementar politicas por
medio de decretos ejecutivos; y iii) puede presentar proyectos de ley ante el
Congreso de la Reptblica.

Debe resaltarse el rol que juega el Departamento Nacional del Planeacion y su
Direccion de Energia dentro de la Unidad de Infraestructura. En la practica, el MME
trabaja conjuntamente con el DNP en la elaboraciéon de las politicas para el sector,
siendo el DNP un elemento clave para la continuidad de programas y politicas
cuando se dan cambios administrativos dentro del MME.

En materia de planeacion del sector, la Unidad de Planeacién Minero
Energética (UPME), bajo la jurisdiccion del MME, ejerce las funciones de elaboracion
y actualizacion del Plan Energético Nacional y del Plan de Expansiéon del Sector
Eléctrico, en consonancia con el Plan Nacional de Desarrollo.

' Rojas y Chahin (2004), analizan también las atribuciones de los niveles de gobierno departamental y
municipal.

13



Regulacién Econdmica

El organismo regulador es la Comision de Regulacion de Energia y Gas
(CREG). La CREG fue concebida en las leyes con las siguientes atribuciones: i)
adoptar la liberacion gradual del mercado hacia la libre competencia; ii) definir los
reglamentos para la planificacion y la operacion del sistema; y iii) definir y fijar las
tarifas aplicables a los usuarios finales regulados.

El MME preside la Comision. También hacen parte de la misma el Ministro
de Hacienda y Crédito Publico, el Director de Planeaciéon Nacional y cinco (5)
expertos independientes con dedicacion exclusiva, designados por el Presidente de
la republica por periodos de 4 afios, sin preverse la renovacion parcial o escalonada
(esto es, los periodos de los comisionados pueden coincidir casi plenamente con el
ciclo politico de las administraciones del gobierno, ya que 2 de los 5 expertos se
renuevan al final de su tercer afio de mandato, y los 3 restantes al afo siguiente). Los
expertos tienen la calidad de empleados publicos, pueden ser reelegidos y no estan
sujetos al régimen de la carrera administrativa.

En el marco definido por las leyes y decretos que reglan el sector, las
decisiones regulatorias se adoptan mediante resoluciones. En ellas se definen las
metodologias para la administracion del sector, los derechos y obligaciones de las
empresas que desarrollan actividades sectoriales, las normas exigibles en materia de
calidad y confiabilidad del servicio, los procedimientos tarifarios, etc. Asimismo, la
CREG es responsable de la definicion de las normas para la organizacion y
administracion del mercado eléctrico, y la fijacion de los criterios generales para la
realizacion de contratos de energia.

Para la toma de decisiones, se requiere de la presencia de 6 de los 8 miembros
(o sus delegados), para que haya quérum. Las decisiones se toman por mayoria
simple de los asistentes. No obstante, su aprobacion estd sujeta al voto favorable de
uno de los Ministros, o del Director del DNP. Frente a las normas expedidas, los
interesados pueden interponer recursos de reposicion. De negarse un recurso, la
decisiéon puede ser demanda ante el contencioso administrativo (Consejo de Estado).

Si bien la CREG dicta las normas para organizar y administrar el mercado, la
operacion del sistema estd a cargo del Consejo Nacional de Operacion (CNO) y del
Centro Nacional de Despacho (CND). El primero es el responsable por la ejecucion
del Reglamento de la Operacién y la solucion de aspectos técnicos relacionados con
el mismo. El segundo tiene como funciones la planificacion, coordinacion, control y
supervision de la operacion del sistema. Por su parte, el Administrador del Sistema
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de Intercambios Comerciales (ASIC) ejerce el papel de administrador del mercado,
siendo el responsable de la liquidacién de las transacciones en el mercado.

Regulacion Ambiental

En el plano nacional, el Ministerio de Ambiente, Vivienda y Desarrollo
Territorial y el Consejo Nacional Ambiental, expiden las regulaciones aplicables en
materia ambiental.

Si bien las instancias departamentales y municipales en teoria no influyen en
la definiciéon de politicas sectoriales y regulacion econdmica, si tienen un rol
protagénico en temas ambientales, a través de las Corporaciones Autonomas
Regionales. Las empresas que proyecten realizar, o realicen, obras de generacion,
interconexion, transmision o distribucion de electricidad, susceptibles de producir
impactos ambientales negativos, estan obligadas a obtener previamente la licencia
ambiental de acuerdo con las normas que regulan la materia.

Consecuentemente, las empresas deben realizar los correspondientes
estudios, e incluir en sus presupuestos las partidas necesarias para ejecutar las
medidas remediales previstas. Las empresas propietarias de los proyectos deben
informar a las comunidades potencialmente afectadas, sobre: i) los impactos
ambientales; ii) las medidas previstas en el plan de accion ambiental; y iii) los
mecanismos necesarios para involucrarlas en la implantacion del plan de accion
respectivo.

Vigilancia y Control

El control, vigilancia y supervision de la calidad y eficiencia de los servicios
publicos es responsabilidad de la Presidencia de la Republica a través de la
Superintendencia de Servicios Publicos y Domiciliarios (SSPD). Esta entidad debe
velar por la competencia en el mercado, vigilar la administracion de las empresas,
controlar la seguridad del suministro y el cumplimiento de los estandares del
servicio.

Adicionalmente, la SSPD da conceptos a los Ministerios y a las Comisiones de
Regulacion respecto al cumplimiento por parte de las empresas de los requisitos
establecidos por la ley; certifica que la estratificacion utilizada para otorgar
subsidios es la correcta; establece los sistemas de informacién y contabilidad que
deben utilizar las empresas prestadoras de servicios; verifica que las empresas
cumplan los contratos con los usuarios; cumplan con indicadores de gestion
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sefialados por las Comisiones; y resuelve en segunda instancia los recursos de
reposicion que interpongan los usuarios.

La SSPD tiene facultades para sancionar, imponer multas y suspender
empresas, asi como para cancelar contratos y prohibir que ciertos agentes presten
servicios publicos hasta por un periodo de 10 afios.

En el caso de las empresas publicas y mixtas, la SSPD comparte sus labores de
inspeccion, vigilancia y control con la Contraloria General de la Republica, y con la
Procuraduria General de la Nacion en el caso de las empresas publicas.

En lo que respecta a la Contraloria, la misma interviene en lo concerniente al
control fiscal de las empresas, en las dreas de recursos y en el seguimiento de las
normas y autorizaciones sobre los mismos. Por su parte, la Procuraduria interviene
en materia de responsabilidades de gestion de los funcionarios publicos.

Si las empresas son de cardcter departamental o municipal, y en ellas hay
aportes mayoritarios de estos entes territoriales, las labores de inspeccion, control y
vigilancia de la SSPD se combinan con las Contralorias Departamentales y/o
Municipales, y las Personerias Municipales, segtin sea el caso.

c) Distribucion de Competencias por Jurisdiccion

En la siguiente tabla se presenta un resumen de la distribucion de
competencias por jurisdiccion, de acuerdo con las disposiciones establecidas en la
Constitucion de 1991 y en las leyes reglamentarias:

Tabla No. 2.1: Jurisdiccion

Nacional Departamental Municipal

Politica Congreso de la Republica
Ministerio de Minas y Energia —
MME

Departamento Nacional de
Planeacion

Regulacion | Comisiéon de Regulacion de
Econdmica |Energiay Gas - CREG

Regulaciéon | Ministerio de Ambiente, Vivienda | Corporaciones
Ambiental |y Desarrollo Territorial Autoénomas
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Consejo Nacional Ambiental

Regionales

Control

Superintendencia de Servicios
Publicos Domiciliarios
Superintendencia de Industria y
Comercio

Superintendencia de Sociedades, si
las Acciones de la Sociedad
Anodnima no se transan en la Bolsa
de Valores

Superintendencia de Valores, si las
Acciones de la Sociedad Anénima
se transan en la Bolsa de Valores
Contraloria General de la
Reptiblica, si la Empresa es
Publica, o Mixta

Procuraduria General de la
Nacidn, si la Empresa es Publica

Contraloria
Departamental si el
Departamento es
propietario o
accionista, Empresa
Publica o Mixta

Contraloria
Municipal si el
Municipio es
propietario o
accionista,
Empresa Publica
o Mixta
Personeria
Municipal si el
Municipio es
propietario,
Empresa Publica

En la siguiente tabla se clasifican los prestadores del servicio eléctrico
publicos y mixtos en el Sistema Interconectado Nacional (SIN), segtin jurisdiccion.
Asi, dado que hay un total de 57 empresas en la industria, se concluye que 31 son
publicas o mixtas y 26 son privadas.
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Tabla No. 2.2
Sistema Interconectado Nacional: empre
EMPRESA

)
Nacional Departamental Municipal |

CENTRAL HIDROELECTRICA DE URRA S.A. E.S.P.
CORP. ELECTRICA DE LA COSTA ATLANTICA S.A. E.S.P.
INTERCONEXION ELECTRICA S.A. E.S.P.

ISAGEN S.A. E.S.P.

TRANSELCA S.A. E.S.P.

CENTRAL HIDROELECTRICA DE CALDAS S.A. E.S.P.
CENTRALES ELECTRICAS DE NARINO S.A. E.S.P.
CENTRALES ELECTRICAS DEL CAUCA S.A. E.S.P.
CENTRALES ELECTRICAS DEL NORTE DE SANTANDER S.A.
COMPANIA ENERGETICA DEL TOLIMA S.A. E.S.P.
DISTRIBUIDORA DEL PACIFICO S.A. E.S.P.
ELECTRIFICADORA DE SANTANDER S.A. E.S.P.
ELECTRIFICADORA DEL CAQUETA S.A. E.S.P.
ELECTRIFICADORA DEL HUILA S.A. E.S.P.
ELECTRIFICADORA DEL META S.A. E.S.P.

EMPRESA ANTIOQUENA DE ENERGIA S.A. E.S.P.
EMPRESA DE ENERGIA DE ARAUCA E.S.P.

EMPRESA DE ENERGIA DE BOYACA S.A. E.S.P.

EMPRESA DE ENERGIA DE CUNDINAMARCA S.A. E.S.P.
EMPRESA DE ENERGIA DEL BAJO PUTUMAYO S.A. E.S.P.
EMPRESA DE ENERGIA DEL QUINDIO S.A. E.S.P.
EMPRESA DE ENERGIA DEL VALLE DE SIBUNDOY S.A. E.S.P.
CODENSA S.A. E.SP.

EMGESA S.A. E.S.P.

EMPRESA DE ENERGIA DE BOGOTA S.A. E.S.P.

EMPRESA DE ENERGIA DE PEREIRA S.A. E.S.P.

EMPRESA MUNICIPAL DE ENERGIA ELECTRICA S.A. E.S.P.
EMPRESAS MUNICIPALES DE CALI E.I.C.E. E.S.P.
EMPRESAS MUNICIPALES DE CARTAGO S.A. E.S.P.
EMPRESAS PUBLICAS DE MEDELLIN E.S.P.

MUNICIPIO DE ENTRERRIOS

E T T T

T T B R R R T B B R R B R

[TOTAL (31 empresas)

No P4 > X X X X X X X

I1.3 Fallas estructurales de la reforma

a) Falta de consolidacion de las instituciones regulatorias y de control en sus roles

respectivos

Los sistemas regulatorios perduran cuando los mismos invocan el

cumplimiento espontdneo e interesado de la mayor cantidad de agentes (poderosos
o significativos) del sistema. A su vez, la estabilidad regulatoria es deseable cuando
ésta logra generar beneficios tangibles para la mayoria de los usuarios que en
definitiva pagan los servicios demandados. Sin embargo, las condiciones historicas
bajo las cuales los esquemas regulatorios son creados conllevan a que estos
requisitos no puedan ser simultdneamente alcanzados. Por ejemplo, de acuerdo con
Ayala y Millan (2001) las limitaciones de las instituciones reguladoras en Colombia
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se pusieron en evidencia cuando el sector fue victima de shocks externos como la
recesion economica entre 1999 y 2001 y los atentados terroristas contra la
infraestructura eléctrica. Fue asi como durante la recesion empezd una fuerte
disputa entre los diferentes grupos de interés por las bajas rentas que ofrecia un
sistema con precios deprimidos. A su vez, los atentados terroristas aumentaron las
restricciones del sistema de transmision, segmentando el mercado y creando
oportunidades para que los generadores ejercieran un poder local dominante que,
ante la ausencia de un organismo para la defensa de la competencia y con capacidad
de control efectiva, oblig6 a la CREG a intervenir el mercado desatando un conflicto
judicial que atin no esta resuelto.

En este sentido, la regulacion no deja de ser una suerte de arbitraje entre
intereses contrapuestos, un sistema en el que se procesan conflictos segun
determinadas reglas y principios.* Es asi como las instituciones regulatorias proveen
un caracter intertemporal a los conflictos generados por los distintos intereses entre
los agentes. No obstante, para que las instituciones regulatorias funcionen y
trasciendan en el tiempo, éstas deben brindar a los agentes relevantes en el sistema
una prospectiva que les permita avanzar en sus intereses; prospectiva que debe ser
suficiente para incitarlos a cumplir (aceptar) los resultados desfavorables en el corto
plazo. Los agentes —en conjunto, aunque no necesariamente de forma univoca—
aceptarian los resultados adversos en el presente porque creen que el marco
institucional que organiza la actividad regulatoria les permitird avanzar en sus
intereses en el futuro.

Durante el ultimo lustro la multiplicacion de conflictos entre agentes, entre
empresas y usuarios, y mas preocupante aun, el incremento significativo de las
demandas judiciales contra la CREG y la SSPD, demuestran que los agentes en la
industria eléctrica colombiana no estan percibiendo que el marco institucional les
brinde una prospectiva que favorezca sus intereses de largo plazo. La intervencion
frecuente de los agentes con el fin de revertir el resultado del proceso regulatorio —
ya sea a través de la judicializacion de sus querellas o por medio de presiones por
parte de los grupos de interés sobre el Gobierno y el Legislativo —, ha fragmentado
el proceso regulatorio, debilitando el compromiso para con las reglas, llevando a
que el cumplimiento y la accion dentro del marco institucional no constituyan el
equilibrio de las diferentes estrategias de todos los agentes relevantes. Cabe,

! Aguilar Valdez (2003) sostiene que esos conflictos pueden darse en tres formas bdsicas: una, entre
prestadores y usuarios, otra, entre distintos prestadores y, finalmente, entre distintas clases de usuarios. Por
eso sostiene que la intervencion regulatoria es de naturaleza perpendicular y genera relaciones juridicas
triangulares y no exclusivamente bilaterales.
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entonces, preguntarse cuales son los motivos por los cuales se ha debilitado el
compromiso de los agentes con las reglas y con el marco institucional.

La tesis que se plantea aqui es que el origen de esos motivos esta asociado con
las complicaciones en la instrumentacion de los principios basicos que sustentan a
las instituciones regulatorias. Estos principios pueden dividirse en cuatro aspectos:

1) El primero se refiere a la relevancia de las instituciones en dos maneras: i)
como reglas de competencia y ii) como codigos de castigo por no cumplimiento.

En materia de reglas de competencia, las instituciones regulatorias y de
control han experimentado distintos tipos de problemas. En Colombia, por la escasa
tradicion del pais en lo relativo a mercados competitivos, la Administracion Publica
y la Rama Jurisdiccional, tienen poca experiencia en conocer y abocar casos de
competencia desleal, practicas restrictivas de la competencia y abusos de posicion
dominante en los mercados. De hecho, la funciéon antimonopolio que debe ejercer el
Estado, ademas de estar diluida y fraccionada en mas de una entidad de control, es
culturalmente un concepto relativamente reciente.’

En el caso del sector eléctrico, se adiciona a lo anterior la indefinicion
institucional sobre la competencia de la SSPD y la Superintendencia de Industria y
Comercio (SIC) en el tema antimonopolio. Si bien, a través de la Ley 689 de 2001, los
temas de practicas restrictivas y competencia desleal en servicios publicos se
asignaron de manera explicita a la SSPD, todavia prevalece la incertidumbre juridica
acerca de qué entidad debe asumir ciertas investigaciones. Lo anterior ha llevado a
una lentitud de la Administracion Publica para conocer y abocar casos de
competencia desleal, practicas restrictivas de la competencia y abuso de posicion
dominante, multiplicando los conflictos entre agentes, empresas y usuarios,
profundizando la pérdida de legitimidad y credibilidad de la SSPD.

El segundo problema en materia de competencia estd relacionado con la
interferencia del Gobierno —en su rol conflictivo como empresario, regulador y
controlador— para sesgar decisiones a favor de sus intereses en las empresas
estatales. Por ejemplo, sus empresas por lo general distorsionan los resultados de la

> Por su parte, el ejercicio de las funciones de vigilancia y control de la SSPD se dificultan, en la medida en
que se pretende que las mismas sean universales y se desarrollen tanto preventiva como correctivamente. Si se
tiene en cuenta que la Superintendencia, ademas de los prestadores del servicio eléctrico, debe vigilar y
controlar a las empresas de telecomunicaciones y a las empresas de acueducto y alcantarillado, estas ultimas,
las mas numerosas del grupo, claramente la capacidad operativa de la entidad se ve excedida. Adicionalmente,
las funciones que debe ejercer la SSPD tienen un amplio espectro y van desde lo simple hasta lo complejo.
Como ejemplo en el caso del sector eléctrico: debe resolver desde una presuncion de colusion entre agentes del
mercado mayorista, hasta un problema de cobro injustificado de un rubro en la factura de un usuario final.
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aplicacion de técnicas de benchmarking en los distintos segmentos de la industria,
afectando la labor regulatoria.

En materia de castigos por incumplimiento de los preceptos regulatorios
también existen varios problemas. El primero se deriva de la legislacion del pais en
esta materia y se relaciona con la limitacion en el tipo de sanciones y en el monto de
las multas que se pueden imponer a los agentes que infringen las normas de
competencia. En general, podria afirmarse que la relacién costo / beneficio del no
cumplimiento de las disposiciones legales relacionadas es favorable al agente que
las infringe. Por lo tanto, la ausencia de sanciones efectivas y “ejemplarizantes”
induce al quebrantamiento e incumplimiento de las normas por parte de los agentes.
El sistema regulatorio no podria subsistir si los agentes no son penalizados
suficientemente por no respetarlo.

El segundo estd relacionado con la transicion regulatoria, en el sentido de que
la regulacion ignora las condiciones iniciales de los agentes de la industria. Las
exigencias regulatorias para ajustar los estdndares de desempenio de las empresas se
definieron de manera general, con independencia de las condiciones iniciales
particulares de los distintos agentes sectoriales. A su vez, el Gobierno también ejerce
presion sobre el regulador para que suavice los requisitos en materia de pérdidas y
calidad del servicio, en parte porque varias de sus empresas no pueden cumplirlos.
Asi, el sistema regulatorio también sufre si sus disposiciones formales son
claramente inaplicables, y llevan a su constante modificacion unilateral en ausencia
de reglas previsibles y creibles que remplacen a las nominales desautorizadas.

El tercer problema en este campo esta relacionado con el incumplimiento de
las metas financieras por parte de las empresas y con la fuerte influencia del
Gobierno sobre el organismo de control, limitando su capacidad de castigo /
intervencion en ocasiones en que la misma es necesaria. En este sentido, el rol
desempenado por la SSPD en lo relativo a las tomas de posesion de entidades
prestadoras del servicio, ya sea para administrarlas temporalmente o para
liquidarlas, resulta particularmente cuestionable.® Nuevamente, si el mecanismo por

6 Los problemas en este campo se resumen en los siguientes puntos: i) Las tomas de posesion que ha llevado a
cabo la SSPD siempre son anunciadas. Con meses, o semanas de antelacion, se conocen las intenciones de la
Superintendencia de intervenir una empresa cualquiera, lo que normalmente conlleva a mayor deterioro de las
entidades entre dicho anuncio hasta la toma de posesion; ii) Si bien existe un plazo de 2 afios posteriores a la
toma de posesion de una empresa para definir la liqguidacion de la misma, la SSPD en la practica ha extendido
este plazo aparentemente sin ninguna limitacion; iii) La facultad discrecional coloca en cabeza de la SSPD la
responsabilidad de garantizar la continuidad del servicio (la SSPD no cuenta con recursos financieros que
respalden su gestion administrativa, y por ende es obvio que su gestion no tiene porqué diferir sustancialmente
de la gestion adelantada por la administracion que remueve), y iv) La SSPD se convierte en un prestador mas
el servicio tras la posesion, confundiendo nuevamente los roles entre controladores y controlados.
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el cual se aplican los castigos a quienes incumplen con sus obligaciones no es creible
e independiente de presiones e intereses politicos, y se presta al andlisis sobre las
causas del incumplimiento (atin cuando las salvaguardas debieron incluirse
explicitamente, por ejemplo, al considerar situaciones por fuerza mayor), tampoco
se induce la aceptacion espontdnea e interesada del sistema regulatorio por parte de
sus agentes, lo cual atenta claramente contra su estabilidad y subsistencia.

2) El segundo principio es que, ademas de entender e incidir en temas de
eficiencia, las instituciones regulatorias y de control conllevan a diferentes efectos
distributivos. Dado que tienen distintas consecuencias distributivas (le proveen
diferentes oportunidades a grupos particulares) algunos marcos se consolidan bajo
ciertas condiciones econdmicas y politicas. En Colombia, pueden citarse al menos
tres motivos por los cuales las instituciones regulatorias y de control también han
perdido legitimidad en este campo.

El primero esta relacionado con la excesiva discrecionalidad por parte del
regulador, lo cual ha aumentado la inestabilidad regulatoria con importantes efectos
distributivos en el sector. En este sentido cabe mencionar que si bien los resultados
del proceso regulatorio son riesgosos, los mismos no deben ser inciertos para los
agentes. El hecho de que la regulacion implique riesgos pero no sea incierta significa
que los actos regulatorios deben ser predecibles con algun grado de probabilidad
(esto es, en base a cierta ldgica predeterminada). No obstante lo anterior, en el caso
colombiano algunas intervenciones regulatorias —aunque bien intencionadas— no
han sido necesariamente correctamente disefiadas, disminuyendo la capacidad
intertemporal de los agentes que compiten en el sistema de predecir, con algtin
grado de probabilidad, cudl serd el resultado del juego regulatorio en el largo plazo,
afectando negativamente la confianza de los inversionistas en el sistema y
obligandolos a descontar el futuro en forma mas acelerada.

En el caso colombiano la inestabilidad regulatoria ha adquirido distintas
formas: resoluciones transitorias (regulacion de transito) que se convierten en
resoluciones permanentes (e.j. Res. 034 de 2001), demoras y retrasos en la expedicion
de sefiales regulatorias basicas para el mercado (e.j. definicion respecto al cargo por
capacidad), cambios metodoldgicos abruptos en regulaciones que afectan los
ingresos de los agentes (por ejemplo, el cambio en el cargo por capacidad en el afio
2001), etc. La inestabilidad tiene un impacto muy negativo sobre la credibilidad y
reputacion del regulador pues no solamente sus decisiones terminan cuestionadas
en los estrados judiciales sino que también se afectan las sefiales de largo plazo.

El segundo estad relacionado con el conflicto armado. Por la dificultad que
implica diferenciar los problemas de gestion de los problemas causados por el

22



conflicto (fuerza mayor), la regulaciéon no ha podido adaptarse de tal forma que
considere los efectos negativos sobre las empresas de los atentados terroristas contra
la infraestructura, del desplazamiento forzoso de poblacion en zonas rurales, etc.,
todos elementos que afectan negativamente los flujos de caja de las empresas y que
poseen un impacto distributivo significativo.

El tercero tiene que ver con el comportamiento oportunista del Estado y con el
riesgo de expropiacion. El oportunismo del Gobierno puede verificarse en el manejo de
las deudas contraidas por empresas publicas con dificultades financieras a través de
la creacién de Fondos de Capitalizacion Social (Ley del Plan de Desarrollo) y a
través del uso de distintas figuras juridicas (e.j. cascarones de la Costa y liquidacion
de la Electrificadota de Chocd) para evitar tener que pagar las deudas de las
empresas publicas mal administradas y en liquidacién con el mercado de energia
mayorista, afectando la sustentabilidad misma del MEM.

3) El tercer principio esta relacionado con una clara delimitacion de alcance
regulatorio. Uno de los problemas que mayor incertidumbre legal y juridica
generan en el sector es la indefinicion de limites precisos entre “politica” y
“regulacion”. Lo anterior se ha traducido en conflictos entre los miembros
independientes de la CREG y los Ministros de Minas y Energia que han presidido el
sector en algunos temas (e,j. gas). Como resultado de estas diferencias en las 2
ultimas administraciones el Ministro del ramo ha expedido Decretos, o ha
promovido disposiciones legales, que vienen menoscabando y desarticulando
institucionalmente la regulacion energgética. El traslape de roles entre lo “politico” y
lo “regulatorio” se ahonda aun mads, si se tiene en cuenta que el Estado sigue
teniendo una presencia significativa en el sector. Esto conlleva conflictos de
intereses del Gobierno en su calidad de productor, regulador y controlador del
sector eléctrico. Una de las criticas al régimen existente previo a las reformas era la
confusion de los papeles de formulacion de politicas, regulacién, administracion,
control y propiedad, pero bajo el nuevo régimen la confusion sigue prevaleciendo.

4) El cuarto principio esta relacionado con el nivel de compromiso de las
distintas instituciones formales e informales con las instituciones regulatorias y de
control. La regulacion se consolida cuando los agentes se la auto-imponen, es decir,
cuando todos (o la gran mayoria de) los agentes relevantes encuentran que lo mejor
es continuar sometiendo sus intereses y valores a los riesgos del proceso regulatorio.
Paradojicamente, en el caso colombiano el propio Estado a través de sus multiples
agentes (miembros del ejecutivo, las cortes y los legisladores) han sido quiénes mas
han contribuido a deslegitimar la funcion regulatoria y del agente de control, a
través de su comportamiento oportunista (sea el gobierno para ayudar a sus
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empresas o0 los legisladores para imponer cuotas burocraticas en el ente de control).
Esto ha sido particularmente evidente en la tltima administracién en la que, cuando
el Gobierno no es capaz de sacar las resoluciones que quiere por medio de la CREG,
acude inmediatamente al legislador (ej. Plan Nacional de Desarrollo) o a los
decretos ejecutivos (ej. regulacion de la comercializacion independiente),
fragmentando el proceso regulatorio, incentivando el lobby politico, deslegitimando
el accionar de la CREG y contribuyendo a la pérdida de credibilidad y reputacion
del regulador. Preocupa sobremanera la falta de entendimiento entre la CREG y la
SSPD y el no pronunciamiento por parte del Gobierno frente a la decision reciente
de nombrar un tribunal regulatorio ad hoc para tratar el caso de Electrocosta y
Electricaribe.

Las dificultades para instrumentar algunos principios basicos que permiten la
consolidaciéon de las instituciones regulatorias en Colombia, demuestra que el
compromiso de los agentes para con las reglas no es suficiente para asegurar el
cumplimiento del dictamen regulatorio. La aceptacion de un proceso no es lo mismo
que la aceptacidon del resultado del proceso. Por lo tanto, dentro del proceso de
reforma el momento critico se da cuando ningtin agente interviene con el fin de
revertir el resultado del proceso regulatorio (o alternativamente, quien lo hace no
tiene suficiente entidad como para lograrlo). La madurez regulatoria se logra
cuando se institucionaliza la aceptacién del riesgo y el poder emerge del
compromiso con las reglas, una etapa en la cual atn se estd muy lejos en Colombia.
Por el contrario, la evidencia muestra que la no aceptacién de los resultados
regulatorios por parte de varios de los agentes importantes debe ser considerada
como una grave amenaza para el proceso regulatorio precisamente porque el no
cumplimiento busca alterar ex-post los resultados del proceso regulatorio, y porque
estan afectando drasticamente la confianza de los otros agentes en las instituciones
regulatorias.

b) Los riesgos que emergen del conflicto de interés del Gobierno en su calidad de
productor, regulador y controlador del sector eléctrico

En su origen, la reforma buscaba que el sector privado cargara con el peso de
la inversion en generacion, en buena medida porque coincidié con el prolongado
racionamiento de energia entre 1991y 1992, dejando para mas adelante la
privatizacion de la distribucion. Consecuentemente, inicialmente la reforma se
centré6 en la reestructuracion de las empresas estatales y su privatizacion,
priorizando la construccién de nuevas plantas de generacion y el otorgamiento de
garantias para las mismas. No obstante, el objetivo de “politica publica” de mediano
plazo era desvincular al Estado de su rol empresarial en el sector, privatizando las
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empresas generadoras, transportadoras y distribuidoras en las que tenia
participacion, centrando su rol en la formacion de politicas, vigilancia, control y
regulacion de los servicios publicos.

Si bien el Estado logrd privatizar algunos activos de generacion y
distribucion, la privatizacion de sus principales empresas generadoras (ISAGEN y
CORELCA) y transportadora (ISA) no pudo materializarse a pesar de los intentos,
como tampoco la privatizacion de 11 empresas de distribucién en las cuales la
Nacion atin posee control accionario. A su vez, los Convenios de Desemperno, una
de las condiciones iniciales de la reforma, adoptados para que las empresas estatales
contaran con mecanismos de gestion similares a los de las empresas privadas
mientras se preparaba su privatizacion, también fracasaron. Como se vera mas
adelante, la participacion del Estado se mantuvo en niveles elevados en los distintos
segmentos del mercado, verificAndose por tanto, un elevado grado de integracion
vertical entre segmentos naturalmente monopdlicos y potencialmente competitivos,
una de las razones para calificar la reforma del sector eléctrico en Colombia como
inconclusa o “a mitad de camino”.

Considerando la situacion retrospectivamente, haber creido que el apoyo y la
continuidad de las politicas a favor de la disminucién del rol empresarial del Estado
se mantendria en el tiempo no fue acertado, como tampoco lo fue suponer que los
problemas de las empresas publicas correspondian mas a problemas relacionados
con la gobernabilidad corporativa que con la gobernabilidad politica.” Es asi como la
instrumentacion de uno de los principios basicos de la reforma —el retiro del Estado
de su rol como empresario- se ha visto truncado, entro otros, por distintos motivos:

e Algunas empresas, en especial de distribucion, siguen siendo el
vehiculo por medio del cual se transfieren rentas y pagan favores politicos a
favor de grupos de interés particulares. A su vez, existen empresas publicas
municipales con un alto poder politico a nivel nacional que demandan
permanentemente garantias de la Nacidn para poder realizar grandes
emprendimientos que no serian posibles sin las garantias implicitas del fisco.

¢ Algunas de las empresas publicas han quedado con el peso de
obligaciones econdmicas y sociales que, junto con la dificil aceptaciéon del publico
de las alzas tarifarias para hacerlas viables, las convierten en poco atractivas para

7 Ademds, Ayala y Millin (2001) y Eduardo Wiesner (1997) consideran que los Convenios de Desempeiio
fracasan por problemas de derechos de propiedad (no se tenian medios efectivos para hacer cumplir los
contratos a las empresas) y de estructura institucional (la FEN no era independiente para forzar a sus
vigilados a cumplir dado que si demandaba a sus vigilados ponia en riesgo su propia posicion como garante de
los pasivos de muchas de las empresas).
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inversionistas privados, a menos que el Estado les otorgue algun tipo de
privilegio especial (ej. operacion de rescate, empresas de energia social, etc).

¢ En algunos casos, falta de voluntad y apoyo politico: los procesos
fallidos de privatizacion de ISAGEN, CORELCA y las 14 distribuidoras, han
erosionado el apoyo politico y de la opinion publica hacia este tipo de procesos,
haciendo que el Poder Ejecutivo se sienta cada vez mas sdlo en la promocion de
los mismos.

El resultado de ese retiro sélo parcial de su rol empresarial ha llevado a la
incoherencia de tener a los Ministros y sus colaboradores participando de las Juntas
Directivas de las empresas estatales y en la Comision de Regulacion, aumentando el
riesgo de que la politica y la regulacién del sector impulsada desde el Ejecutivo
tiendan a favorecer a las empresas estatales. A su vez, en los procesos de
privatizacion, se corre el riesgo de que por medio de su participacion en el
organismo regulador, el Gobierno distorsione los precios a favor de las empresas
publicas. Por lo tanto, como consecuencia de su rol protagonico como productor,
transmisor y distribuidor de electricidad, el Estado ha mantenido el claro conflicto
de interés con sus funciones como formador de politicas, regulador, vigilador y
controlador de los servicios publicos.

Mas grave aun, se vislumbra un retroceso respecto del impetu reformador
inicial, ya que por medio de proyectos y medidas oficiales recientes se estaria
buscando acentuar el rol del Estado como productor, via proyectos de obras
hidroeléctricas y el otorgamiento de garantias para los mismos. Si bien el Gobierno
ha admitido que no existe espacio fiscal para adelantar proyectos de generacion
eléctrica, en distintos foros el Ministerio de Minas y Energia se ha mostrado
optimista en relacion con la atencion de la demanda futura, debido a la ejecucion de
los siguientes proyectos:
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Tabla No. 2.3

Capacidad

Proyecto (MW) Ejecutor
Herradura y Vuelta 31,5 EPPMM
Jepirachi 19,0 EPPMM
Porce III 660,0 EPPMM
Guarind y Manzo (T. Miel) 60,0 ISAGEN
Amoya 78,0 Generadora Unién e ISAGEN
Calderas 26,0 ISAGEN
Recuperacion de pérdidas 200,0
Cogeneracién 100,0 ND
Termoyopal 50,0 ND
Pescadero-Ituango 1600,0 Se ha presionado al Estado para que

participe otorgando garantias, precios

Hidrosogamoso 800,0 piso, o contratos garantizados
Fuente: Acolgen, Taller del C.N.O del 25 de Septiembre de 2003,y planes de expansion de la
UPME.

El hecho de que el Estado no haya abandonado su rol empresarial hace
“cierto” el riesgo de un tratamiento desigual hacia otros inversores en el sector,
provocando un fuerte desincentivo para la entrada de otros competidores a la
industria, dejando como tunica solucion el que la Nacion y empresas publicas
regionales contemplen inversiones adicionales en generacion, transporte y
distribucion, empeorando la situacion fiscal y llevando al “auto-cumplimiento” la
profecia de que el sector privado no invierte.?

El éxito de las reformas depende en buena medida del “timing” en el que se
ejecutan algunos procesos, por lo que continuar con las privatizaciones y asegurar
los incentivos para la inversidn privada se convierten en necesidades inmediatas. De
no ser asi el riesgo de que la reforma “a mitad de camino” de Colombia desemboque
en un fracaso energético y fiscal es muy elevado.

¥ Se agradecen los comentarios de Juan Benavides, en particular en relacion a que cuando el Estado alienta
los intereses de empresas publicas regionales para expandir la capacidad de generacion hidraulica, la
profecia de que el sector privado no invierte se auto-cumple. Por otra parte, Ayala y Millan (2001) aseguran
que si bien podria pensarse que estas amenazas de inversion con garantia del Estado no son creibles, la falta
de inversion privada podria hacer que se conviertan en una necesidad.
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c) Fallas en la regulacion de origen: permisividad a la integracion vertical y sus
efectos sobre la estructura de la industria

Como se verd a continuacidn, la participacion del Estado se mantuvo en
niveles elevados en los distintos segmentos del mercado, verificindose por tanto un
elevado grado de integracion vertical entre segmentos naturalmente monopolicos y
potencialmente competitivos, una de las razones centrales para calificar la reforma
del sector eléctrico colombiano como inconclusa (o “a mitad de camino”).

En efecto, por el articulo 28 de la Ley 143 de 1994 se permitio la integracion
vertical de actividades para aquellas empresas que tuvieran tal condicion previa y
hubieran sido constituidas con anterioridad a la expedicion de dicha Ley. Como
resultado de la norma, en la actualidad se presenta el siguiente nivel de integracion
vertical en la industria, con un total de 57 empresas distintas en el SIN.

Concentracion de mercado: Dado que varias de estas empresas son controladas
por un mismo grupo empresario, cabe suponer que el comportamiento de las
mismas sea coordinado. Partiendo de este supuesto, a continuacion se analizan las
participaciones de mercado de cada uno de estos grupos empresarios en los 4
segmentos (generacion, transmision, distribucion y comercializacion), computando
a su vez el indice de concentracion Henfindahl y Hirschman (HHI) respectivo.’

9 . . . . .
Las unidades de medida consideradas son las siguientes:

i) Generacion. Se adoptan dos criterios: Capacidad Instalada Bruta de cada empresa de generacion, y la
Cantidad de MWh Despachados.

ii) Transmision. Se adoptan dos criterios: la Longitud del las Lineas de Transmision de cada de empresa de
Transmision, y el Numero de Subestaciones de propiedad de cada empresa de Transmision.

iii) Distribucion. Se adoptan dos criterios: el Numero de Usuarios Finales Conectados a las redes de cada
empresa de Distribucion, y la Cantidad de MWh transportados por las redes de cada empresa de Distribucion.

iv) Comercializacion. Se adoptan dos criterios: el Numero de Usuarios Finales Atendidos por cada empresa de
Comercializacion, y la Cantidad de MWh Suministrados por cada empresa de Comercializacion.
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Tabla No. 2.4

TIPO DE INTEGRACION # de empresas
GENERADOR 10
GENERADOR-TRANSMISOR-DISTRIBUIDOR-COMERCIALIZADOR 4
GENERADOR-TRANSMISOR-COMERCIALIZADOR
GENERADOR-DISTRIBUIDOR-COMERCIALIZADOR 7
GENERADOR-TRANSMISOR 1
GENERADOR-COMERCIALIZADOR 5
TRANSMISOR 4
TRANSMISOR-DISTRIBUIDOR-COMERCIALIZADOR 1
DISTRIBUIDOR-COMERCIALIZADOR 18
COMERCIALIZADOR 6
TOTAL 57

Notas: (1): No se estan considerando como generadores aquellos agentes con plantas menores no
despachadas centralmente: Electrificadora del Huila, Electrificadora del Meta, Empresa de Energia de
Cundinamarca, Empresa de Energia de Pereira y Empresa Municipal de Energia Eléctrica. Caso contrario,
habria 12 generadores—distribuidores—comercializadores y 13 distribuidores—comercializadores. (2): En esta
clasificacion Termovalle se estd considerando como generador-comercializador. No obstante, debe tenerse en
cuenta que este agente es representado por las Empresas Municipales de Cali como generador.

Fuente: Rojas y Chahin (2004).

Los resultados en el segmento de generacion para el afno 2002 se presentan en
el cuadro a continuacién. Se observa alli que hay 15 grupos econdémicos distintos
como generadores y el HHI es levemente superior a 2,000. En ese sentido, el grado
de concentracién no es excesivamente elevado, maxime si se nota que la mayor
participacion corresponde a las empresas del Gobierno Nacional Central (con
aproximadamente un 33% del mercado), siendo por ende el HHI de los generadores
privados significativamente menor (aproximadamente 1,000 puntos menos si se
supone que las empresas del Gobierno Nacional tienen un comportamiento
perfectamente competitivo y su participacion en torno al 33% esta perfectamente
dispersa entre un gran nimero de empresas). La generacion del Gobierno Nacional
estd concentrada en cuatro empresas (ISAGEN, CORELCA, Urrd y EBSA), por lo
que si las mismas actuaran coordinadamente, el grado de concentracion si seria
elevado (aunque la experiencia demuestra que las mismas han actuado
auténomamente).
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Tabla No. 2. 5 -Segmento de Generacion

MW Share MWh Share
GRUPO EEPPM 2,888| 21.4% 10,130,805 22.4%
GRUPO ENDESA 2,748| 20.4% 10,754,387 23.8%
GRUPO GOBIERNO NACIONAL 4,234| 31.4% 15,310,187 33.8%
GRUPO UNION FENOSA 1,087| 8.1% 2,830,137| 6.3%
GRUPO AES 1,090 8.1% 4,593,622 10.2%
TERMOFLORES 399 3.0% 736,950| 1.6%
TERMOCANDELARIA 300 2.2% 105,732 0.2%
EMPRESA DE GENERACION DE CALI 231 1.7% 70,076/ 0.2%
TERMOCARTAGENA 176] 1.3% 7,799 0.0%
TERMOTASAJERO 155| 1.2% 646,943| 1.4%
MERILECTRICA 154] 1.1% 18,257| 0.0%
TERMOPIEDRAS 3| 0.0% 18,766 0.0%
PROYECTOS ENERGETICOS DEL CAUCA 2| 0.0% 6,002/ 0.0%
BIOAISE 2| 0.0% 4,628 0.0%
ENERGIA E INGENIERIA ENERGING 1| 0.0% 8,002 0.0%
TOTAL 13,470| 100% 45,242,293 | 100%
HHI 2,016 2,359
Fuente: Rojas y Chahin (2004).

Segin esta configuracién, no habria a priori mayores riesgos de
comportamientos colusivos en tanto y en cuanto hubiese suficiente facilidad para el
ingreso de nuevos generadores o mientras exista importante capacidad ociosa. Al
respecto, sin embargo, debe notarse que tal facilidad de ingreso es dudosa cuando el
grado de integracion vertical que existe entre generadores y distribuidores es muy
elevado, y los potenciales inversores entrantes en generacion deben apostar a lograr
ventas a empresas a menudo insolventes e incumplidoras de sus compromisos. En
efecto, la generacion por parte de empresas verticalmente integradas (Grupo
EEPPM, Grupo Endesa, Grupo Gobierno Nacional y Grupo Uniéon FENOSA)
representa aproximadamente un 81% del total en términos de la potencia instalada
pero 86% del total en términos de la energia despachada.

Tampoco se favorece el ingreso de nuevos competidores al mercado de
generacion cuando el gobierno indica su apoyo financiero para la realizacion de
nuevas represas hidroeléctricas, publicas, que impiden diversificar las fuentes
energéticas (via generacion térmica de modernos ciclos combinados), faltando al
objetivo de la regulacion declarado en el articulo 20 de la Ley 143.

En lo que respecta al transporte, el indice HHI sefala, tanto en términos de
los Kilémetros de Lineas como en términos del Numero de Subestaciones, que el
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segmento de transmision colombiano es practicamente un monopolio controlado
por el gobierno nacional. En ese sentido, resulta particularmente problematico que
los transportistas tengan intereses y control en empresas que actiian de otros
segmentos del mercado ya que podrian descuidarse dreas de la red que perjudiquen
particularmente mas a generadores o distribuidores no integrados verticalmente con
el duefio y operador de la red de transmision. Siendo el virtual monopolista el
propio Estado, quien tiene una alta participacion en generacion y en distribucion, el
riesgo de una conducta predatoria contra inversores privados no es despreciable. Si
bien la experiencia ha demostrado que las empresas del grupo ISA
(correspondientes al 80% de la transmision y de las cuales el mayor accionista es el
Gobierno Nacional) han mantenido un importante grado de autonomia e
independencia en sus decisiones, el hecho de que otras empresas integradas
verticalmente también hagan parte de su Junta Directiva (EEPPM, EPSA-Union
Fenosa), constituye una sefial negativa para otros inversionistas interesados en
ingresar al mercado.

Tabla No. 2. 6 -Segmento de Transmision

#
KM Share1 Subestaciones Share 2

GRUPO GOBIERNO NACIONAL 10,244  85% 59 68%
EMPRESAS PUBLICAS DE MEDELLIN 798 7% 13 15%
EMPRESA DE ENERGIA DE BOGOTA 691 6% 8 9%
EMPRESA DE ENERGIA DEL PACIFICO 273 2% 5 6%
DISTASA 30 0% 1 1%
CENTRAL HIDROELECTRICA DE BETANIA - 0% 1 1%
TOTAL 12,036 87
HHI 7,326 4,943

En el segmento de distribucion, hay 14 grupos empresarios distribuidores
diferentes, y los HHI superan levemente los 2,000 puntos. En relacion con el nimero
de usuarios conectados, los 4 grupos econdmicos principales (entre ellos el Estado
Nacional) registran similares niveles de concentracion. No obstante, en relacion con
la cantidad de energia transportada, la mayor concentracion la detentan el Grupo
Unioén Fenosa y el Codensa (Grupo Endesa).

Cabe notar sin embargo que no existe un tnico mercado de distribucién de
alcance nacional sino que se trata de varios mercados regionales separados (en
términos de la tarea de distribucion, y dado que no realizan actividades de
comercializacion que corresponden a las comercializadoras). Asi, si hubiera
suficiente separacion vertical y los distribuidores no comercializaran energia la
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concentracion aqui no seria problemadtica (como tampoco lo es en transmision en
caso de una desintegracion vertical), perdiéndose solamente la posibilidad de
realizar comparaciones Yardstick, que igualmente son dificiles si hay muchas
diferencias en las areas de servicio respectivas. Vale decir, la concentracion en
distribucion es un problema potencial de cuidado en tanto estas empresas estén
verticalmente integradas y participen en otros segmentos del mercado (situacion
que de hecho se verifica en las empresas publicas y en menor medida en las
empresas publicas de Medellin, Union FENOSA y ENDESA -via EMGESA vy
CODENSA-).

Tabla No. 2. 7 -Segmento de Distribucion

DISTRIBUCION # de usuarios HHI MWh HHI
CODENSA 1.880.478 544 8.498.532 630
GRUPO EEPPM 1.783.041 489 6.871.881 412
GRUPO UNION FENOSA 1.641.776 414 9.027.047 711
GRUPO GOBIERNO NACIONAL 2.083.989 668 5.788.464 292
EMPRESAS MUNICIPALES DE CALI 473.922 35 3.079.774 83
EMPRESA DE ENERGIA DE PEREIRA 109.811 2 375.842 1
EMPRESA DE ENERGIA DE ARAUCA 35.813 0 73.840 0
EMPRESAS MUNICIPALES DE CARTAGO 32.380 0 97.813 0
EMPRESA DE ENERGIA DEL PUTUMAYO 11.141 0 19.132 0
EMPRESA DE ENERGIA DEL VALLE DE SIBUNDOY 6.127 0 6.647 0
EMPRESA DE ENERGIA DEL BAJO PUTUMAYO  4.379 0 8.757 0
MUNICIPIO DE ENTRERRIOS 2.072 0 6.079 0
EMPRESA MUNICIPAL DE ENERGIA ELECTRICA 728 0 3.312 0
RUITOQUE 329 0 2.325 0
TOTAL 8.065.985 2,151 33.859.445 2.129

Finalmente, en lo que hace a la comercializacion, hay 21 agentes
comercializadores (tomando grupos econdmicos), y nuevamente los HHI superan
levemente los 2,000 puntos, tanto en términos de niamero de usuarios finales
atendidos como en términos de la cantidad de MWh suministrados por cada
empresa. El grado de concentracion debe juzgarse sin embargo segun sea el area
geografica donde actien dichas empresas: la concentracion podria ser mucho mayor
que la sugerida por el HHI si dichos comercializadores se repartieran
geograficamente el mercado. Nuevamente, en la medida en que estdn verticalmente
integrados con empresas distribuidoras o transportistas, los sesgos anticompetitivos
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son también mds probables y el riesgo de desregular plenamente esta actividad son
mayores.

Para analizar la propiedad de estas empresas, por otra parte, corresponde
tomar en cuenta el porcentaje accionario que estd en manos del sector privado, asi
como el valor de los activos de las distintas companiias en el afio 2002, resultando en
consecuencia computos alternativos de la participacion de los inversionistas
particulares en el sector.

Tabla No. 2. 8 -Segmento de Comercializacion:

COMERCIALIZACION # de usuarios HHI MWh HHI
GRUPO ENDESA 1.879.512 543 8.051.660 565
GRUPO EEPPM 1.783.774 489 7.794.880 530
GRUPO UNION FENOSA 1.639.676 413 7.199.582 452
GRUPO GOBIERNO NACIONAL 2.080.801 665 7.265.022 460
EMPRESAS MUNICIPALES DE CALI 468934 34 1.892.611 31
EMPRESA DE ENERGIA DE PEREIRA 109.703 2 325.855 1
EMPRESA DE ENERGIA DE ARAUCA 35813 0 73.840 0
EMPRESAS MUNICIPALES DE CARTAGO 31.896 0 87.837 0
EMPRESA DE ENERGIA DEL PUTUMAYO 11.141 O 19.132 0
EMPRESA DE ENERGIA DEL VALLE DE SIBUNDOY 6.127 0 6.647 0
EMPRESA DE ENERGIA DEL BAJO PUTUMAYO 4379 0 8.757 0
ENERGIA CONFIABLE 4228 0 191.551 0
DISTRIBUIDORA & COMERCIALIZ DE ENERGIA ELECT. 3.657 0 371.247 1
COMERCIALIZADORA ANDINA DE ENERGIA 2927 0 337.551 1
MUNICIPIO DE ENTRERIOS 2072 0 6.079 0
EMPRESA MUNICIPAL DE ENERGIA ELECTRICA 723 0 1.098 0
RUITOQUE 329 0 2.325 0
COMERCIALIZAR 221 0 156.796 0
ENERGEN 58 0 18.026 0
COMPANIA DE GENERACION DEL CAUCA 9 0 13.437 0
TERMOFLORES 6 0 35.512 0
TOTAL 8.065.985 2.146 33.859.445 2.042

Para el SIN, se calcula la participacion del sector privado en la industria
utilizando dos criterios: i) participacion del sector privado en la propiedad de cada
segmento de la industria, asi como, la participacion agregada en la propiedad; y ii)
participacion del sector privado en términos del control que ejerce sobre las
empresas de cada segmento de la industria, asi como, el control a nivel agregado.
Los resultados del ejercicio se muestran a continuacion:
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Tabla No. 2.9- Sistema Interconectado Nacional

SEGMENTOS % PROPIEDAD % CONTROL
PRIVADOS

COMERCIALIZACION 82,1% 100,0%
DISTRIBUCION-COMERCIALIZACION 50,9% 90,5%
GENERACION 98,3% 100,0%
GENERACION-COMERCIALIZACION 26,5% 44,7%
GENERACION-DISTRIBUCION-COMERCIALIZACION 3,0% 3,0%
GENERACION-TRANSMISION 100,0% 100,0%
GENERA CION-TRANSMISION-DISTRIBUCIONCOMERCIALIZACION ~ 31,8% 38,7%
TRANSMISION 17,1% 0,3%
TRANSMISION-DISTRIBUCION-COMERCIALIZACION 13,1% 0,0%
TOTAL 34,7% 44,1%

Fuente: Rojas y Chahin (2004).

Como se observa, el sector privado ha alcanzado un nivel de control de la
industria eléctrica en el SIN que supera en 10 puntos el nivel de inversiones que ha
efectuado.

Como conclusién general, no existe a priori un problema de excesiva
concentracion per se en los distintos segmentos del mercado, pero la integracion
vertical puede potenciar los favoritismos y desincentivar los comportamientos mas
competitivos. Concretamente, la elevada participacion del Estado en los distintos
segmentos del mercado, controlando ademads el transporte casi totalmente, y la
altisima concentracién vertical entre generadores y distribuidores en el caso de
empresas privadas y las Empresas Publicas de Medellin, implican un riesgo cierto
de trato desigual hacia inversores privados, provocando un fuerte desincentivo
para el aporte de mayores recursos y eficiencias al sector. En caso de avanzar hacia
una separacion vertical mas efectiva y profunda, que exceda el aspecto contable
dada la relativa ineficacia de lograr una separacion efectiva de esta forma, no se
vislumbra un problema grave de insuficiencia de agentes participantes, en
particular si al avanzar en el proceso de privatizaciéon de empresas del Estado los
nuevos agentes no fuesen controlados por las mayores empresas energéticas
privadas del pais (Grupos Endesa y Unién Fenosa) ni por el Grupo EEPPM.

Para que pueda avanzarse hacia una mayor separacion vertical, por otra
parte, deben reducirse drasticamente los costos de transaccion que implican recurrir
al mercado para comprar o vender energia —que incluyen el riesgo de falta de pago,
no respeto de compromisos en cuanto a tiempo y forma, y cumplimiento de
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obligaciones, entre otros—, lo cual a su vez requiere resolver los problemas de
incentivos generados por un sistema regulatorio que dista de hacer efectivas sus
definiciones formales, y permite el incumplimiento insuficientemente penalizado
por parte de importantes agentes del sector. Concretamente, mientras las
electrificadoras insolventes puedan seguir operando a pesar de incumplir sus
contratos con los generadores, los costos de transaccion derivados de la separacion
vertical son importantes y generan una asimetria entre distintas empresas del sector.

III. Evaluacion del cumplimiento de las metas propuestas

Los alcances de la reforma y el cumplimiento de las metas propuestas deben
contrastarse con los fracasos del antiguo régimen institucional y regulatorio
existente hasta 1994. Dicho modelo de planeacién ex-ante, con precios
administrados y cuyo control estaba por lo general en intereses parlamentarios, se
caracterizaba entre otros por: i) falta de incentivos para lograr una mayor eficiencia;
ii) niveles tarifarios que no reflejaban los costos reales del servicio; iii) pobre
desempenio en materia financiera y de calidad del servicio por parte de las empresas
estatales, implicando una alta carga fiscal para el Estado; y iv) alto déficit fiscal que
obligaba al Gobierno de turno a incumplir con las metas de cobertura que se
proponia y con las inversiones necesarias para poder suplir eficientemente y a
tiempo con la demanda. Por lo tanto, el objetivo de esta seccion es el de evaluar el
cumplimiento de las metas de la reforma en distintos campos (en materia fiscal,
atraccion de inversion privada y expansion de la capacidad de generacion), asi como
verificar los resultados en materia tarifaria, reduccién de costos de las empresas
eléctricas, mejoras en la calidad del servicio y en los niveles de cobertura.

Deben mencionarse, sin embargo, las dificultades para obtener conclusiones
de desempenio por problemas de indisponibilidad y/o no confiabilidad de la
informacion (por ejemplo, no se cont6 con informacién sobre evolucién de
indicadores de calidad o sobre el monto de inversiones significativas —ptblicas y/o
privadas— para el periodo previo a la reforma, al tiempo que la informacion sobre
numero de conexiones, tarifas, costos estimados y ventas que elabora la CREG no
son confiables). Asi, lamentablemente, sdlo algunas dimensiones de la reforma
pueden ser cuantificadas de manera confiable, y las reformas que se proponen
deben sustentarse en andlisis conceptuales mas que comprobaciones empiricas de
los problemas identificados. En cualquier caso, a continuacion se expone la
evidencia recolectada de forma tal que sus distintas dimensiones puedan ser objeto
de perfeccionamientos futuros —propios o por parte de terceros, en particular por
parte de las autoridades regulatorias de Colombia— para avanzar en la transparencia
del proceso de reforma del sector eléctrico colombiano.
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II1.1 Resultados en materia fiscal

Si existe un sector en Colombia en el que el Estado ha ejercido un rol
empresarial, ese ha sido el Eléctrico. Es por eso que el impacto del sector eléctrico en
las finanzas publicas colombianas siempre ha sido materia de atencion de parte de
los hacedores de politica.

Hasta principios de la década del noventa la administracion ineficiente de las
cerca de 30 empresas estatales, de orden nacional, regional, departamental y
municipal prestadoras del servicio de energia eléctrica sumado a la insuficiencia de
las tarifas y al alto endeudamiento, hicieron que, a principios de esa década el sector
se encontrard en la bancarrota. La crisis financiera del sector junto con el fuerte
racionamiento de 1992 y 1993 incitdé a una fuerte transformacion de la industria.
Entre otros objetivos, uno de los pilares del proceso de reforma era el de buscar
sentar las bases para el establecimiento de una organizacion mas dinamica de la
industria en la que se relajard la carga fiscal sobre el Estado a través de mejoras en la
gestion de las empresas, la vinculacién de inversionistas privados a las distintas
actividades del sector por medio de privatizaciones o desarrollo de proyectos
nuevos. Evaluar qué tanto sigue significando el “estado empresario” para el fisco y
qué tanto se ha podido relajar esa carga fiscal, es el objetivo de esta seccion del
estudio.

a) Impacto sobre el balance fiscal del SPNF del Estado Empresario'

Como puede apreciarse en la Tabla No. 3.1, durante los ultimos diez afos, el
sector eléctrico en las cuentas fiscales, sin contar Préstamos Netos por parte de la
Nacion, fue deficitario, excepto por el tltimo afio, en el que presentd un superavit de
0,1% del PIB ($180,263 millones de pesos colombianos — ver Tabla No. 3.2).
Particularmente critico fue el periodo 1997-1999, en el que el déficit del sector se
situd alrededor del 0.4% del PIB. Como puede apreciarse en el Grafico No. 3.1, en
1998 el déficit alcanzd el nivel mas alto de la ultima década, llegando a 0,45% del
PIB.

Si bien el sector no esta demandando los recursos que requirié del fisco en

! La informacion para esta seccion fue tomada de los siguientes documentos del Consejo Nacional de Politica
Fiscal (Confis): Plan Financiero 1999, Plan Financiero 2000, Plan Financiero 2001, Plan Financiero 2002,
Plan Financiero 2003 y Plan Financiero 2004, preparados por los Asesores Confis a los Miembros del
Consejo Superior de Politica Fiscal. Se agradece la colaboracion de la Unidad de Inversiones y Finanzas
Publicas del DNP en la consecucion de gran parte de esta informacion, de los Asesores Confis y sus asistentes.
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épocas anteriores y su impacto es menor sobre las finanzas publicas hoy en dia si se
compara con el impacto que el mismo tenia en la década del ochenta, ello no
significa que el mismo no sea significativo. En particular, preocupa la tendencia de
los Préstamos Netos de la Nacion al sector durante los ultimos anos, los cuales han
venido aumentando, alcanzando en el 2003 mas de medio billon de pesos ($596,415
millones de pesos).

Grafico No. 3.1

Déficit / Superavit Real del Sector Eléctrico 1994-2003
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Fuente: Confis, calculos de los autores
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Tabla No. 3.1: Balance Fiscal del Sector Eléctrico 1994-2003 — Como porcentaje del PIB

CONCEPTO 1994 1995 1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003
INGRESOS TOTALES 1.35% 1.41% 1.49% 2.35% 1.93% 1.66% 1.65% 1.81% 1.96% 2.18%
1.1. Explotacén Bruta 1.03% 0.95% 1.05% 1.69% 1.51% 1.35% 1.42% 1.54% 1.66% 1.91%]
1.2. Aportes del Gobierno Central 0.13% 0.16% 0.17% 0.09% 0.07% 0.08% 0.04% 0.10% 0.03% 0.04%
1.2.1. Funcionamiento 0.00% 0.00% 0.00% 0.00% 0.01% 0.03% 0.00% 0.00% 0.00% 0.00%
1.2.2. Inversion 0.13% 0.16% 0.17% 0.09% 0.06% 0.05% 0.04% 0.10% 0.03% 0.04%
1.3. Ingresos Tributarios 0.00% 0.00% 0.00% 0.00% 0.00% 0.00% 0.00% 0.00% 0.00% 0.00%]
1.4 Otros Ingresos 0.19% 0.30% 0.27% 0.57% 0.35% 0.23% 0.19% 0.17% 0.27% 0.23%)
PAGOS TOTALES 1.32% 1.49% 1.74% 2.72% 2.37% 2.01% 1.73% 1.92% 2.06% 2.09%
2.1. PAGOS CORRIENTES 0.98% 1.03% 1.08% 1.85% 1.74% 1.58% 1.52% 1.65% 1.82% 2.00%)
2.1.1. Interes deuda Externa 0.09% 0.06% 0.08% 0.06% 0.06% 0.08% 0.05% 0.05% 0.04% 0.03%
2.1.2. Interes deuda Interna 0.19% 0.15% 0.15% 0.14% 0.17% 0.18% 0.13% 0.10% 0.13% 0.14%
2.1.3. Otros 0.69% 0.82% 0.85% 1.65% 1.50% 1.32% 1.35% 1.50% 1.66% 1.82%)
2.1.3.1. Servicios Personales 0.19% 0.17% 0.17% 0.19% 0.18% 0.17% 0.12% 0.12% 0.12% 0.12%
2.1.3.2 Operacién Comercial 0.11% 0.17% 0.19% 1.04% 0.79% 0.84% 0.97% 1.09% 1.11% 1.28%)
2.1.3.3. Transferencias 0.17% 0.25% 0.28% 0.12% 0.34% 0.14% 0.14% 0.15% 0.25% 0.23%
2.1.3.4. Gastos Generales y otros 0.23% 0.22% 0.21% 0.30% 0.20% 0.17% 0.12% 0.15% 0.18% 0.19%
2.2. PAGOS DE CAPITAL 0.35% 0.46% 0.67% 0.87% 0.63% 0.44% 0.21% 0.27% 0.24% 0.09%
2.2.1. Formacién bruta de Capital Fi. 0.31% 0.42% 0.51% 0.68% 0.63% 0.44% 0.21% 0.27% 0.24% 0.09%
2.2.2 Otros 0.03% 0.05% 0.16% 0.20% 0.00% 0.00% 0.00% 0.00% 0.00% 0.00%
(DEFICIT) / SUPERAVIT REAL 0.03% -0.08% -0.26% -0.36% -0.45% -0.35% -0.08% -0.11% -0.10% 0.10%
PRESTAMO NETO -0.11% -0.02% -0.06% 0.06% 0.15% -0.14% -0.20% -0.27% -0.23% -0.32%)
(DEFICIT) / SUPERAVIT (1-2-3) 0.14% -0.06% -0.19% -0.42% -0.60% -0.22% 0.12% 0.16% 0.13% 0.42%]

Fuente: Confis, calculo de los autores
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Tabla No. 3.2: Balance Fiscal del Sector Eléctrico 1994-2003 — En millones de pesos colombianos

CONCEPTO 1994 1995 1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003
1. INGRESOS TOTALES 913,123.6 1,194,119.5 1,498,365.1 2,865,417.3 2,708,093.6 2,519,765.5 2,889,256.4 3,206,875.9 3,537,945.7 4,084,401.0
1.1. Explotacén Bruta 698,222.4 799,834.0 1,058,238.6 2,058,871.6 2,116,623.1 2,050,682.2 2,482,159.0 2,735,541.4 2,996,325.7 3,567,214.8
1.2. Aportes del Gobierno Central 84,753.7 137,415.5 169,676.1 114,609.0 98,520.2 127,180.8 71,447.2 176,805.6 50,697.0 81,501.6
1.2.1. Funcionamiento 0.0 0.0 0.0 0.0 9,497.0 49,636.9 0.0 5,345.0 0.0 0.0
1.2.2. Inversion 84,753.7 137,415.5 169,676.1 114,609.0 89,023.2 77,543.9 71,447.2 171,460.6 50,697.0 81,501.6
1.3. Ingresos Tributarios 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
1.4 Otros Ingresos 130,147.5 256,870.1 270,450.5 691,936.6 492,950.3 341,902.4 335,650.1 294,528.8 490,923.0 435,684.6
2. PAGOS TOTALES 892,777.5 1,258,838.5 1,755,482.4 3,308,100.0 3,334,762.0 3,052,804.2 3,034,337.1 3,410,543.4 3,718,396.3 3,904,137.9
2.1. PAGOS CORRIENTES 658,724.5 866,696.1 1,083,145.5 2,246,894.2 2,445,675.4 2,390,660.6 2,659,981.6 2,932,664.5 3,287,240.9 3,731,512.2
2.1.1. Interes deuda Externa 61,079.2 53,386.2 81,722.1 69,246.9 90,242.3 123,675.1 82,589.1 94,278.3 67,144.9 59,269.4
2.1.2. Interes deuda Interna 129,447.3 123,579.3 148,228.7 168,420.2 243,755.5 266,635.8 224,206.5 179,708.2 228,650.2 268,522.0
2.1.3. Otros 468,197.9 689,730.6 853,194.7 2,009,227.2 2,111,677.6 2,000,349.8 2,353,186.0 2,658,678.0 2,991,445.8 3,403,720.8
2.1.3.1. Servicios Personales 126,519.9 142,106.8 174,421.9 234,637.8 252,023.6 260,996.0 209,378.1 205,098.0 224,952.4 228,670.6
2.1.3.2 Operacién Comercial 71,346.9 147,615.5 190,886.2 1,261,332.3 1,109,377.0 1,268,200.2 1,689,609.3 1,929,610.9 1,997,069.3 2,388,235.2
2.1.3.3. Transferencias 112,574.8 210,756.3 277,724.0 149,645.9 473,811.9 213,098.8 240,630.8 259,542.0 451,509.7 436,664.9
2.1.3.4. Gastos Generales y otros 157,756.3 189,252.0 210,162.6 363,611.1 276,465.1 258,054.9 213,567.8 264,427 1 317,914.4 350,150.0
2.2. PAGOS DE CAPITAL 234,053.0 392,142.4 672,336.9 1,061,205.8 889,086.6 662,143.5 374,355.4 477,878.9 431,155.4 172,625.6
2.2.1. Formacion bruta de Capital Fi. 211,418.9 353,595.0 513,925.0 822,121.3 889,012.0 662,143.5 374,355.4 477,878.9 431,155.3 172,625.6
2.2.2 Otros 22,634.1 38,547.4 158,411.9 239,084.5 74.7 0.0 0.0 0.0 0.1 0.0
3. (DEFICIT) / SUPERAVIT REAL 20,346.2 (64,719.0) (257,117.3) (442,682.8) (626,668.4) (533,038.7) (145,080.6) (203,667.5) (180,450.6) 180,263.2
4. PRESTAMO NETO (76,771.0) (16,133.0) (63,900.0) 69,400.0 210,367.7 (205,924.1) (348,381.0) (479,234.4) (422,867.6) (596,415.2)
5. (DEFICIT) / SUPERAVIT (1-2-3) 97,117.2 (48,586.0) (193,217.3) (512,082.8) (837,036.1) (327,114.6) 203,300.4 275,566.9 242,417.0 776,678.4

Fuente: Confis
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Durante los altimos anos, los préstamos netos de la Nacion al sector se han
destinado ante todo para el pago de tres rubros principales: i) para el pago de los
PPAs (acuerdos de energia garantizados) de Corelca a Tebsa, ii) para cubrir el pago
de los compromisos para la financiacion del proyecto civil de la hidroeléctrica de
Urrd, y iii) para cubrir las deudas de las electrificadoras, en algunos casos con el
mercado mayorista. En varias ocasiones estos préstamos se han capitalizado en las
empresas. Un recuento de las operaciones de rescate por parte de la Nacion al
sector, durante los ultimos diez anos, se presenta mas adelante en una seccion
aparte.

Existe una diferencia importante entre el balance fiscal del sector durante los
ultimos afos y el balance que el mismo experimentd a fines de los ochenta y
principios de los noventa. Esta diferencia radica en que si bien a fines de los
ochenta el rubro que mas afectaba las cuentas del sector era el de los pagos de
deuda externa, en los tltimos anos los rubros que mas afectan el balance sectorial
son el de pagos de capital por concepto de inversiones (formacion bruta de capital
fijo- FIBCF) y el de pagos por operacion comercial.

En materia de inversiones (FIBKF), las empresas cuyas inversiones
representan una mayor participaciéon dentro de las cuentas son ISA, Urrd e
ISAGEN. Debe mencionarse, sin embargo, que tanto ISA como ISAGEN han
presentado superdvit en su operacion comercial, lo cual les ha permitido cubrir
esas inversiones. No obstante, los pagos de capital por inversiones realizadas por
empresas en las que la participacion publica es mayoritaria, impactan
significativamente el balance fiscal nacional altimos afios.

En lo que concierne a los pagos por operacion comercial, el rubro que mas
impacto tiene sobre las finanzas publicas es el concerniente a los pagos por
compras de energia. En un estudio reciente, Rojas y Chahin (2004) hacen una
descripcion de los casos en los que los ingresos por explotacion bruta de las
empresas no alcanzan para cubrir sus pagos por operacion comercial (compras de
energia mds compra de combustibles para operar las plantas). Sus resultados
muestran como Corelca con su PPA de Tebsa presenta, a partir de 1998, un déficit
entre los Ingresos por Explotacion Bruta y los Pagos por Operacion Comercial y
Compras de Energia y Combustible, déficit que supera la barrera de los US$ 100
millones en todos los afios a partir de 2001 (el déficit representd 0.14% del PIB en el
2001, 0.11% del PIB en el 2002 y 0.14% del PIB en el 2003). El segundo caso en el
que el déficit fue significativo fue el de la Empresa de Energia de Boyacd, Ebsa, en
la que los pagos del PPA de Sochagota impactaron el balance durante los afios 2000
y 2001. Los autores resaltan el buen desempeno comercial de empresas como
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ISAGEN donde los ingresos brutos por explotacién superan con una diferencia
importante los pagos por operacién comercial.

Uno de los resultados mas impactantes del estudio de Rojas y Chahin es el
concerniente a las “Operaciones de rescate” de la Nacion a las empresas del sector.
Como puede apreciarse en la Tabla No. 3.3, estas operaciones que adquieren
distintas formas!! alcanzaron un monto global, en términos de pesos y dolares del
2003 para los ultimos 10 afios cercano a $7.6 billones de pesos de 2003 (US$ 2,637
millones).

Este tipo de comportamiento por parte de la Nacion crea un “riesgo moral”
significativo en la administracion de las empresas, las cuales pueden optar por
preferir el rescate de la Nacion a mejorar la gestion. Este riesgo moral se potencia
aun mas ante la inexistencia de un sistema de premios y castigos por medio del
cual se relacione el desempefio de las empresas con la gestion de su cuerpo
administrativo. Si bien recientemente se han estado haciendo experimentos con
cddigos de bueno gobierno en algunas electrificadoras (ej. Santander), las
experiencias previas con Convenios de Desempefio (vigilados por la FEN) y
Acuerdos de Eficiencia en la Gestion (controlados por la SSPD) demostrd
resultados muy pobres. Excepto por la experiencia de ISA y su acuerdo de
gobernabilidad corporativa, los otros casos atin no han demostrado resultados
positivos.

" Como por ejemplo, préstamos netos de la Nacion a las empresas para ayudarles a cubrir sus deudas;
asuncion de deudas de las empresas con el Mercado Mayorista de Energia por parte de la Nacion,
recibiendo a cambio acciones en las empresas del sector, cruce de cuentas y operaciones financieras entre
las empresas publicas, distribucion de excedentes financieros de la Nacion por concepto de utilidades en
algunas empresas (ej. 1SA, ISAGEN) para fortalecer a otras empresas deficitarias (por lo general las
electrificadoras),; aportes a través de Presupuesto General de la Nacion para permitir la liquidacion y puesta
en funcionamiento de nuevas empresas (como es el caso de Electrochoco y Dispac), y por ultimo el aporte de
recursos para la capitalizacion de empresas cuyo capital es en su mayoria privado.
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Periodo
1991-1996
1)

Tabla No. 3.3

1991: La Nacién asume deudas de las empresas con ISA
y recibe acciones de ISA de propiedad de las
distribuidoras. US$ 1.186 millones.

1992: La Nacién efecttio cruces de cuentas y operaciones
financieras necesarias para cubrir los montos
refinanciados de las empresas generadoras, ICEL y
CORELCA, a las distribuidoras. US$ 547 millones.

1994: Distribucion de excedentes financieros de la
Nacién por concepto de utilidades en ISA para fortalecer
las electrificadoras. US$ 22 millones.

1995: Distribucién de los excedentes financieros de la
Nacién por concepto de utilidades en ISA y BETANIA
para fortalecer las electrificadoras. US$ 10 millones.
1996: Distribucién de los excedentes financieros de la
Nacion por concepto de utilidades en BETANIA para
fortalecer las electrificadoras. US$ 6 millones.

Operaciones de Rescate de la Nacion a Empresas Eléctricas

$1,287.1

$593.6

$23.9

$10.9

$6.5

$3,701,675.8

$1,707,265.3

$ 68,665.1

$31,211.4

$18,726.9

1.659%

0.765%

0.031%

0.014%

0.008%

Diciembre
de 1997 (2)

La Nacion asume deudas de las empresas con el
Mercado Mayorista de Energia recibiendo acciones en las
empresas del sector.

$337.5

$970,675.5

0.435%

Marzo de
1998 (3)

Seguimiento al proceso de reestructuraciéon de empresas
de distribucion eléctrica y garantia de la Nacion a
operaciones de crédito.

$199.7

$ 574,290.3

0.257%

2001 (4)

Ley 859, destiné $270.000 millones, de los cuales la
resolucién 18 0324 distribuy6 $244.000 millones para el
pago de deudas de municipios por suministro de energia
a entidades publicas y a alumbrado ptiblico

$104.5

$ 300,663.4

0.135%

2002 (5)

Saneamiento de Electrocosta y Electricaribe - La Nacion
capitalizo las empresas por medio de Corelca a cambio
de acciones: $48,000 millones

Creaciéon de DISPAC y liquidacién de la Electrificadora
del Chocé. Operacién registrada en el Presupuesto
General de la Nacion.

$18.0

$8.5

$51,662.4

$24,539.6

0.027%

0.011%

2003 (6)

Interventoria e inversion en DISPAC. Operacion
registrada en el Presupuesto General de la Nacion.

2do saneamiento de Electrocosta y Electricaribe -
inyeccién de capital a cambio de acciones x medio de
Corelca

$19.9

$27.1

$57,139.7

$ 78,000.0

0.026%

0.035%

Fuente:

Rojas y Chahin, 2004

(1) Documentos Conpes No.2534, No. 2585, No. 2923, No. 2864, No. 2700 y No. 2780
(2) Documento Conpes 2923 de abril 29 de 1997
(3) Documento Conpes 2993 de marzo 25 de 1998
(4), 5) y (6) DNP
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Por otra parte, si bien el Estado colombiano tiene la responsabilidad
constitucional de prestar directamente o indirectamente el servicio de energia
eléctrica, es indispensable que esa funcidn constitucional de “prestador de ultima
instancia” del servicio no se confunda con una de “prestador de “primera” o
“segunda” instancia. De igual forma esa responsabilidad final en la prestacién del
servicio no implica que el Estado no pueda delegar la funcion operativa del mismo.
Es mas, la responsabilidad constitucional también exige que el servicio sea
prestado de forma eficiente, lo cual no siempre ha sido el caso cuando el mismo es
suministrado por empresas estatales.

Preocupa que ademas de las operaciones de rescate a las empresas publicas,
la Nacion haya empezado a rescatar a las privadas. Tal es el caso de las
capitalizaciones recientes a ELECTROCOSTA y ELECTRICARIBE. Si bien pueden
existir multiples argumentos -sustentados en la problematica particular de las
areas atendidas por esas empresas- para buscar una justificacion para esas
intervenciones, la sefial para el resto de los inversionistas no es la mas adecuada.
Estos, por ejemplo, podrian optar por el lobby politico para obtener rescates de
parte del Estado. Asimismo, existen serias dificultades para poder distinguir los
casos en los que los problemas de las areas atendidas estan relacionados con
problemas de fuerza mayor y no con la gestion particular de las empresas.

b) Contribucion al Déficit Publico por parte de cada una de las Empresas

La pregunta que cabe hacerse es qué hubiera pasado con las cuentas del
Sector Publico No Financiero (SPNF) descentralizado si las inversiones en FIBKF
las hubiesen hecho empresas privadas, si la Nacion no hubiese tenido que asumir
los costos por las deudas de las electrificadoras ni garantizar los pagos por
concepto de los PPA. Reconociendo de antemano que la realizacion de proyectos
como el de Tebsa hubiese sido muy dificil sin un PPA en momentos en los que el
pais carecia de un marco regulatorio claro y estable para el sector, que los otros
PPA se firmaron en momentos en los que el esquema regulatorio y las nuevas
instituciones del sector estaban apenas desarrolldandose, y que parte de las deudas
asumidas por el Estado son heredadas de periodos anteriores a la reforma
sectorial, a continuacion se busca evaluar cuanto ha tenido que pagar la Nacion
por concepto de los déficit en las empresas, durante los tltimos 10 afos.

Para ello se estima cuanto ha contribuido cada empresa al déficit / superavit
fiscal durante los tltimos 10 afios. En la Tabla No. 3.4 se presenta la contribucion al
déficit publico por empresa antes de préstamos netos por parte de la Nacion, en
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millones de pesos y como porcentaje del PIB, respectivamente. Se encuentra que en
7 de los ultimos 10 afios la contribucion agregada de las empresas del sector al
balance fiscal nacional fue negativa.

En forma individual, cabe resaltar que tanto Corelca y Urra han contribuido
negativamente en el balance fiscal durante los tltimos 8 afios. En el caso particular
de Corelca, esa contribucion al déficit fiscal ha sido superior al 0.1% del PIB
durante los ultimos 5 afos. Si bien ISA ha contribuido positivamente al balance
fiscal nacional durante los ultimos 4 anos, la empresa con el mejor desempeno y
que mas ha contribuido positivamente es ISAGEN. Esta solo contribuyo
negativamente al balance fiscal en el afo 2000. La contribucion de las
electrificadoras (Subicel) al balance fiscal es bastante disimil. De los 9 afios para los
que se cuenta con informacion, en 5 de ellos contribuyeron a profundizar el déficit.
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Tabla No. 3.4

Contribucion al déficit publico por empresa antes de Préstamos Netos-

Millones de pesos

ISA -15,666 123,444 45,855 -79,415 -351,075 -121,470 66,373 63,880 92,782 208,699
CORELCA 3,225 8,176 -19,666 -71,402 -50,790 -251,321 -180,221 -298,402 -221,386 -288,335
ISAGEN 0 0 30,486 425,897 151,604 158,331 -23,910 38,198 12,621 231,610
URRA 1,493 7,916 -111,302 -110,230 -288,503 -187,428 -59,374 -39,396 -35,169 -31,853
SUBICEL - -16,740 -1,633 -29,014 22,404 76,615 44,394 32,052 -29,298 60,142
Total -10,947 106,965 -56,260 135,837 -516,361 -478,503 -152,738 -203,668 -180,451 180,263

Fuente: Rojas y Chahin 2004

Contribucion al déficit publico por empresa antes de Préstamos Netos — como porcentaje del PIB

ISA -0.023% 0.146% 0.046% -0.065% -0.250% -0.080% 0.038% 0.034% 0.046% 0.094%
CORELCA 0.005% 0.010% -0.020% -0.059% -0.036% -0.166% -0.103% -0.159% -0.110% -0.129%
ISAGEN 0.000% 0.000% 0.030% 0.350% 0.108% 0.104% -0.014% 0.020% 0.006% 0.104%
URRA 0.002% -0.009% -0.111% -0.091% -0.205% -0.124% -0.034% -0.021% -0.017% -0.014%
SUBICEL - -0.020% -0.002% -0.024% 0.016% -0.051% 0.025% 0.017% -0.015% 0.027%
Total -0.016% 0.127% -0.056% 0.112% -0.368% -0.316% -0.087% -0.108% -0.089% 0.081%

Fuente: Rojas y Chahin 2004
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En la Tabla No. 3.5 se presentan los resultados de la estimacion en valor
presente de la magnitud de los recursos que el Estado ha tenido que girar para
cubrir esos faltantes o que ha recibido como consecuencia de los superavit durante
los tltimos diez anos. Especificamente, en la parte superior de la Tabla se presenta
el resultado después de préstamos netos mientras que en la inferior se presenta
antes de préstamos netos. Como puede apreciarse existe una gran diferencia entre
ambas secciones. Es asi como después de considerar los préstamos netos de la
Nacion al sector, se tendria que el mismo, durante los ultimos 10 afios, habria
contribuido positivamente al balance fiscal nacional en pesos de 2003, en el orden
de 7 billones de pesos (US$ 2,521 millones de délares de 2003).

Un resultado antagonico se da cuando se hace la misma estimacién pero sin
considerar los préstamos netos. En este caso, en términos de pesos y ddlares del
2003, el Estado habria tenido que girar recursos por $917,528 millones (US$ 319
millones) para cubrir los déficit de las empresas en los tltimos 10 afios.

46



Tabla No. 3.5

Déficit / Superavit sectorial de la altima década - en valores de 2003

1994

1995

1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 Total
Total Deficit/
Superavit 65,824 123,098 -30,360 63,150 -726,831 -278,453 195,643 275,567 242,417 776,678
En millones de
pesos de 2003 5,079,165 3,328,327 -341,856 346,090  -2,265,220 -566,407 292,527 339,561 260,913 776,678 7,249,778
En US$ de 2003 1,766 1,157 -119 120 -788 -197 102 118 91 270 2,521
Fuente: Rojas y Chahin 2004
Déficit / Superavit sectorial de la altima década, antes de Préstamos Netos - en valores de 2003

1994 1995 1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 Total
Total Deficit/
Superavit -10,947 106,965 -56,260 135,837 -516,361 -478,503 -152,738 -203,668 -180,451 180,263
En millones de
pesos de 2003 -844,696 2,892,121 -633,497 744,447  -1,609,274 -973,332 -228,376 -250,965 194,219 180,263 917,528
En US$ de 2003 -294 1,006 -220 259 -560 -338 -79 -87 -68 63 -319

Fuente: Rojas y Chahin 2004
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c) Los Ingresos por las privatizaciones

Si por un lado el Estado ha tenido que girar recursos para cubrir los déficit
de algunas de sus empresas, por otro ha sido un receptor importante de ingresos
como consecuencia de la venta de su participacion en algunas companias del
sector. Es asi como a partir de la reforma pueden identificarse dos fases distintas
de procesos de vinculacion de capital privado al sector. Una primera fase muy
dindmica se dio entre 1996 — 1998 y una segunda fase un poco mds traumatica por

el fracaso repetido de distintos procesos de privatizacién que se da entre 1999 y
2003.

La primera fase se caracterizo por la ejecucion de un nimero importante de
procesos de vinculacion de capital privado a la industria, un proceso muy
dindmico en el cual en poco menos de tres afios ingresaron cerca de US$ 5,200
millones al sector, una cifra nada despreciable si se tienen en cuenta los montos
anuales como porcentaje del PIB y el interés por invertir en el sector eléctrico
colombiano (que se refleja en la prima sobre el precio base). Estos procesos se
resumen en el cuadro siguiente:

Tabla No. 3.6 — Fase 1 del proceso de vinculacion de capital privado

Periodo 1996-1998

Precio Base Total Venta Prima sobre
Afio Proceso US$ Millones US$ Millones precio Base
Betania 360 502 39%
Chivor 600 641 7%
Tasajero 30 18 nd
1996 | Cartagena 15 16 3%
Total 1005 1177 17,0%
% PIB 1,21%
EPSA (CVQ) 547 622 14%
Emgesa 610 951 56%
1997 | Codensa 290 1226 323%
Total 1447 2799 93,0%
% PIB 2,62%
Electrocosta y
Electricaribe 815 1035 27%
1998 | Transelca 126 185 47%
Total 941 1220 30,0%
% PIB 1,22%
Fuente: DNP
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Durante la segunda fase, se han llevado a cabo distintos procesos de
privatizacion pero sin conseguir los resultados esperados. Como se presenta en el
cuadro siguiente, s6lo se ha ejecutado de forma exitosa el proceso de participacion
ciudadana de ISA (la venta de acciones de la Nacion a EEPPM de las
electrificadoras EDEQ y CHEC se considera como un traspaso de propiedad de la
Nacion a una empresa publica municipal). El exitoso programa “ISA Acciones para
Todos” consistié en una vinculaciéon masiva de nuevos accionistas a la empresa
(aprox. 90,000, hoy quedan aprox. 77,000), a través de una emision primaria de
acciones durante el 2000 y luego con una segunda emision en 2002.

Tabla No. 3.7 — Fase 2 del proceso de vinculacion de capital privado

Periodo 1999-2002

Precio Base Total Venta Prima sobre
Afio Proceso US$ Millones US$ Millones precio Base
I. Emision:
ISA sobre-demanda
(Participacion del 29%
Ciudadana): II. Emisién:
2000y | I. Emision -2000 I. Emision: 48 sobre- demanda
2002 | II. Emision -2002 n.d. II. Emisién: 51 del 40%

Fuente: ISA, “La importancia de los mercados de capitales para Colombia,” Simposio
Mercado de Capitales, Asobancaria, Feb 04.

En ambas fases, fueron diversos los esquemas utilizados para ejecutar la
transferencia de la propiedad estatal al sector privado:!2

"2 Un recuento detallado de estos esquemas junto con una evaluacién de los procesos de privatizacion
adelantados entre 1996 y 1998, puede encontrarse en “Balance de la Reforma del Sector Eléctrico: Las
privatizaciones y el marco regulatorio — el caso colombiano, Departamento Nacional de Planeacion, Unidad
de Infraestructura y Energia, Octubre de 1999
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Tabla No. 3.8 - Esquemas de vinculacion de capital privado

Empresa Esquema
Chivor, Tasajero, Constituciéon de empresas alrededor de plantas generadoras
Cartagena unidades independientes y viables) y venta de acciones
Betania (generacion) y
EPSA (antigua CVC -
GTDyC) Venta de acciones de empresas existentes
EEB (matriz y Desintegracion Vertical de una empresa existente y la

transmisora) + Codensa | capitalizacion de la empresa matriz transmisora resultante y
(D +C)y Emgesa (G + C) | sus filiales de distribucion / comercializacién y generacién

Capitalizacidon de dos nuevas sociedades de distribucion

Electrocosta y creadas a partir de las antiguas empresas de distribucién de
Electricaribe la Costa Atlantica
Capitalizacidon de una nueva empresa de transmision,
Transelca creada a partir de la desintegracion vertical de Corelca
Ventas masivas de acciones a través de varios procesos de
ISA participacion ciudadana
EDQy CHEC Venta de acciones a empresas publicas municipales
Fuente: DNP

d) Impacto sobre el balance fiscal del GNC de los subsidios y fondos especiales

Los Fondos Especiales componen una fuente de ingresos dentro de las
cuentas del Gobierno Nacional Central. Estos fondos han sido creados a través de
leyes de la Republica y su objetivo principal consiste en poder asegurarle una
destinacion a unos recursos especificos. En particular, el sector eléctrico se
beneficia de tres fondos: el Fondo Nacional de Regalias (FNR), el Fondo de Apoyo
Financiero para la Energizacion de Zonas No Interconectadas (FAZNI) y el Fondo
de Apoyo para la Energizacion de las Zonas Rurales Interconectadas (FAER).

La creaciéon de los fondos de energizacion junto con la politica actual del
gobierno en la que se le brinda prioridad a las inversiones en saneamiento basico,
salud y educacion, ha llevado a que la inversion aprobada en energia con recursos
del FNR sea cada vez menor. Es asi como en el afio 2001 se realizaron inversiones
en el drea de energia con recursos del FNR por un monto cercano a los 85 mil
millones, mientras que en el 2003 esas inversiones alcanzaron 5,5 mil millones de
pesos (poco mas de US$ 2 millones). (Ver Tabla 3.9).
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Tabla No. 3.9

FNR - Inversion Aprobada en Energia

1998 1999 2000 2001 2002 2003
|Energia $ 24,840,353,619 | $ 62,366,954,000 | $ 30,130,216,000 | $ 84,828,397,000|$ 6,891,110,000 [ $  5,488,386,000

Por la forma como fueron concebidos, tanto el FAZNI como el FAER poseen
recursos de financiacion importantes. E1 FAZNI se cre6 por medio de la Ley 633 de
2000 y sus recursos provienen de la contribucién de un peso ($1.00) por cada
kilovatio hora despachado en la Bolsa de Energia Mayorista. Los ingresos del
Fondo durante su vigencia, definida en siete afios en la ley, se estiman en US$ 140
millones, con lo cual se garantizan unos recursos de inversion significativos para la
financiacion para proyectos en las Zonas No Interconectadas. Si bien el FAZNI
existe desde enero de 2001, los recursos del mismo se han utilizado poco. En el
2003 fueron ejecutados $16.758 millones (aproximadamente US$ 6 millones).

En forma similar, el FAER fue creado por la Ley 788 de 2002, y sus recursos
provienen de la contribucion de un peso ($1.00)** por cada kilovatio hora
despachado en la Bolsa de Energia Mayorista. Al igual que como sucede con el
FAZNI, los recursos del FAER se estan invirtiendo poco.!

Por su parte, los subsidios se registran como un gasto de funcionamiento
dentro de las cuentas fiscales del Estado. Los mismos se incluyen dentro del rubro
de transferencias que realiza el Gobierno Central y que gira a los entes regionales y
locales. Por ejemplo, dentro del Plan Financiero del 2004 el Confis estima que por
concepto de subsidios a las tarifas eléctricas el Estado gastara $215 mil millones de
pesos (aprox US$ 79 millones o0 0.09% del PIB estimado para 2004).

En el sector eléctrico de Colombia existen actualmente tanto subsidios a la
demanda como a la oferta. En lo que concierne a subsidios a la demanda, existen 2
tipos.

3 pesos de 2000.
" pesos de 2002.

> Fue asi como en su primer aiio de operacion, el Comité de Administracion del FAER en reunion del 23 de
diciembre de 2003 aprobo le sean asignados recursos a seis (6) proyectos de construccion de redes eléctricas
en zonas rurales, todos ellos en el Departamento de Boyaca. Los proyectos corresponden a la construccion
de redes eléctricas en los municipios de Paipa, Pesca, Pajarito, Jerico y Chita. Los mismos tienen un costo
total de $2,200 millones (aprox. US$ 830 mil) y dado que son cofinanciados requieren recursos del FAER por
$1.930 millones (aprox. US$ 730 mil).
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¢ Por un lado estan los subsidios cruzados en los cuales los estratos 5 y
6 pagan un “sobre valor”, también conocido como contribucién!® y que se
distribuye para los estratos 1, 2y 3.

* En segundo lugar, existen los subsidios directos al consumo, a través
de los cuales el Estado asume parte de los costos de prestacion del servicio de
tal manera que, la energia eléctrica en una cantidad minima definida como
consumo de subsistencia, pueda llegar a los sectores mas pobres de la
poblacion a un precio mas bajo que el de mercado. Actualmente sobre los
primeros 200 Kwh. de consumo se subsidia el 50% de costo de prestacion del
servicio para el Estrato 1, 40% para el Estrato 2 y 15% para el Estrato 3.

Al analizar el comportamiento de los subsidios para tarifas eléctricas
durante la ultima década, se encuentra que los mismos han venido disminuyendo
considerablemente. Como se puede apreciar en el Grafico No. 3.2, los mismos
pasaron de 1.2 billones de pesos en 1995 (pesos de 2003, o 435 millones de ddlares
de 2003) a 211 mil millones de pesos en el 2003 (73.6 millones de dodlares).

Al traer a pesos constantes de 2003 los valores pagados anualmente por
concepto de subsidios entre 1995 y 2003, se encuentra que el Estado ha pagado 4.4
billones de pesos (aproximadamente US$ 1,542 millones) en los dltimos 9 afios.
Estas estimaciones se presentan en la Tabla No. 3.10.

Aun asi, debe mencionarse que durante la tltima década se ha hecho un
esfuerzo importante por desmontar los subsidios. En lo que concierne a los
subsidios “extralegales,” estos han sido desmontados casi en su totalidad. En
cuanto a los subsidios “legales” se ha pasado de subsidiar el 99% del consumo de
subsistencia para los estratos 1 y 2 a cubrir el 50% de ese consumo en el Estrato 1y
el 40% en el Estrato 2. El desmonte en el Estrato 3 también ha sido significativo,
quedando sdlo subsidiado un 15% del consumo de subsistencia hoy en dia.

16 “Impuesto nacional de destinacién especifica” de acuerdo con la Sentencia de la Corte Constitucional 086
de 1998.

!7 Resoluciones de la CREG No. 114 y 115 de 1996; 29 77, 82 y 133 de 19997 y 032 de 2000.
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Grafico No. 3.2
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Fuente: DNP
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Tabla No. 3.10

Subsidios para Tarifas Eléctricas apropiados, comprometidos y pagados

Vigencia Apropiacion Compromisos Pago
Precios Corrientes Precios Corrientes Precios Corrientes
1995 60,000,000,000.0 59,800,000,000.0 46,247,560,000.0
1996 107,271,137,000.0 107,271,137,000.0 106,662,210,000.0
1997 109,339,213,000.0 109,339,213,000.0 100,000,000,007.0
1998 173,859,000,000.0 173,859,000,000.0 100,467,405,891.0
1999 174,805,000,000.0 174,805,000,000.0 114,522,050,001.0
2000 133,204,840,000.0 133,201,340,000.0 123,072,640,000.0
2001 297,875,325,087.0 297,875,324,790.0 297,825,837,502.0
2002 130,000,000,000.0 129,862,488,878.0 119,623,317,654.0
2003 218,888,889,000.0 218,757,350,122.0 211,706,744,910.0
Total general 1,405,243,404,087.0 1,404,770,853,790.0 1,220,127,765,965.0
Vigencia Apropiacion
Pesos del 2003 USD del 2003 % del PIB
1995 1,622,287,781,746 564,093,776 0.071%
1996 1,207,900,694,287 420,005,175 0.107%
1997 599,229,258,199 208,360,994 0.090%
1998 541,843,621,413 188,407,148 0.124%
1999 355,574,219,422 123,638,485 0.115%
2000 199,169,535,289 69,254,232 0.076%
2001 367,049,986,683 127,628,782 0.158%)
2002 139,918,992,775 48,651,931 0.064%
2003 218,888,889,000 76,110,947 0.098%
5,474,282,382,108 1,903,490,031
Vigencia Pago
Pesos del 2003 USD del 2003 % del PIB
1995 1,250,447,525,393 434,799,346 0.055%
1996 1,201,044,019,074 417,621,006 0.106%
1997 548,046,068,560 190,563,832 0.082%
1998 313,113,632,552 108,874,303 0.072%
1999 232,951,509,029 81,000,731 0.076%
2000 184,019,743,694 63,986,423 0.070%
2001 366,989,006,750 127,607,578 0.158%
2002 128,750,570,143 44,768,503 0.059%
2003 211,706,744,910 73,613,608 0.095%
4,437,068,820,104 1,542,835,330

Fuente: Rojas y Chahin 2004
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El criterio de solidaridad y redistribucion de ingresos previsto en la Ley y
que se traduce en los subsidios cruzados, se constituye como el mecanismo para
garantizar que la tarifa esté asociada con la capacidad de pago de los usuarios
servidos por una empresa determinada. De esta manera se logra que las empresas
reciban ingresos que reflejan el costo de prestacion del servicio, sin importar el
nivel socioecondmico de los usuarios servidos. Dentro de los esfuerzos que ha
realizado el Gobierno con el fin de garantizar la transparencia del mecanismo por
el cual se lleva a cabo la liquidaciéon de los subsidios, se ha disenado la
reglamentacion en torno al Fondo de Solidaridad y Redistribucion de Ingresos
(FSSRI)®. El FSSRI se defini6 como una cuenta especial de manejo de recursos
publicos, sin personeria juridica sujeto a las normas y procedimientos establecidos
en la Constitucion Nacional y el Estatuto Organico de Presupuesto. En dicha
cuenta se depositan los recursos provenientes de los excedentes de la contribucion
de solidaridad una vez se apliquen para el pago de la totalidad de subsidios
requeridos en las respectivas zonas territoriales.

En este sentido, aunque la Nacién a través del Ministerio de Minas y
Energia, ha logrado grandes avances en la operatividad y manejo de cuentas del
Fondo de Solidaridad y Redistribucidon de Ingresos, se requiere mejorar aspectos
como el giro oportuno de los recursos del presupuesto general asignados para los
subsidios del sector eléctrico. Estos pueden demorarse hasta 8 meses en ser girados
generandole serios problemas financieros a empresas con una gran cantidad de
usuarios en los estratos 1, 2 y 3. En igual sentido, hacia el futuro seria importante
que las regiones participaran con aportes para cubrir posibles faltantes de los
subsidios aplicados de las contribuciones o de los aportes del presupuesto general
de la Nacion, aunque esto no es politicamente facil.

Recientemente se estan ejerciendo presiones para revivir los subsidios
“encubiertos” en el SIN. Una forma que podria adquirir este subsidio seria
forzando a un generador estatal para que venda energia barata, a precios por
debajo de los niveles del mercado, a empresas distribuidoras. A través de las
empresas de “energia social,” como se les ha denominado, se estarian ejerciendo
este tipo de presiones. Lejos de estar de acuerdo con este tipo de subvenciones -
mucho menos para una empresa privada- si fuera politica del Gobierno revivir este
tipo de subsidios, la recomendacion seria que lo hiciera sin crear las distorsiones
que se han estado eliminando durante los ultimos diez afios. Si el Gobierno tiene
como politica la de ayudar a otras empresas del SIN, deberia hacerse de manera

I8 Creado en 1997, mediante el Decreto 3087, el cual reglamenté su naturaleza y operacion, y en el que se
estipula el procedimiento interno por el cual se rige.
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explicita y transparente sin distorsionar los precios en el mercado mayorista de
electricidad.

En suma, los resultados muestran que si bien el sector eléctrico no esta
demandando los recursos que requirio del fisco en épocas anteriores y su impacto
es menor sobre las finanzas publicas hoy en dia si se compara con el impacto que el
mismo tenia en la década del ochenta, ello no significa que el mismo no sea
significativo. De esta forma puede afirmarse que en materia de beneficios fiscales
la reforma se encuentra “a mitad de camino” por lo que el riesgo de un fracaso
fiscal sigue siendo alto. Este riesgo se acentiia en la medida en que el Estado siga
ejerciendo un rol empresario activo, contintie desempenando un papel como
proveedor de “primera instancia” financiando o otorgando garantias a proyectos
de generacion o expansion de las redes en el sector. Preocupa sobremanera que
justo cuando las empresas publicas como un todo arrojaron un resultado positivo
en las cuentas fiscales (afio 2003) el Gobierno esté estudiando la posibilidad de
otorgar garantias/salvaguardas a emprendimientos hidroeléctricos adelantados
por empresas municipales o grupos privados. Medidas de ese estilo serian un gran
retroceso ya que por medio de las mismas se acentuaria el riesgo fiscal y el rol del
Estado como agente productor.

II1.2 Resultados en materia tarifaria
a) Estructuras tarifarias

De acuerdo con la regulacion vigente (Resolucion CREG-079 de 1997), los
Comercializadores pueden cobrar a sus Usuarios Finales Regulados, en el SIN, los
siguientes cargos:

* Un Cargo por Unidad de Consumo, de acuerdo con diferentes
opciones tarifarias. Estas opciones deben ser el resultado de descomponer
los items de costos descriptos.

* Un Cargo de Conexion, por una sola vez, en el momento de
efectuar la conexion al servicio. Este Cargo debe cubrir los costos asociados
con la acometida y el medidor (Resoluciéon CREG-225 de 1997).

Para la determinacion de las tarifas aplicables se deben tener en cuenta las
siguientes consideraciones adicionales, relacionadas con la legislacion vigente en
materia de subsidios y contribuciones:
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Las Leyes 142 y 143 de 1994, desarrollaron el principio de solidaridad y
redistribucion de ingresos, fijando, sobre el costo de prestacion del servicio, los
porcentajes de subsidio aplicables a los usuarios residenciales de los estratos
socioecondmicos 1, 2 y 3, y los porcentajes de contribucién que debian asumir los
usuarios residenciales de los estratos 5 y 6 y los usuarios de los sectores
productivos (comercio e industria).

El esquema fijado por estas Leyes fue el siguiente:

- Los usuarios de los estratos 1, 2 y 3, reciben subsidios maximos,
equivalentes al 50%, 40% y 15% del Costo de Prestacion del Servicio, aplicable
sobre el “Consumo de Subsistencia” (Actualmente es de 200 kWh-Mes, cifra
que puede ser revisada por la UPME - Ley 632 de 2001).

- Los usuarios de los estratos 5 y 6, asi como, los usuarios de los sectores
industrial y comercial, pagan una contribucion del 20% sobre el Costo de
Prestacion del Servicio, con destino a cubrir los subsidios otorgados a los
usuarios de los estratos 1, 2 y 3. Los faltantes o excedentes que registran las
empresas, se equilibran a través del Fondo de Solidaridad para Subsidios y
Redistribucion de Ingresos (FSSRI), administrado por el MME. Si los recursos
del Fondo son insuficientes para cubrir el monto total de subsidios, las
empresas pueden eliminar parcial, o totalmente, segin se requiera, los
subsidios que aplican.

Las metas de subsidios y contribuciones fijadas por la Ley requirieron del
desmonte gradual de los denominados “subsidios extralegales”.

En el SIN la transicion finalizé el 31 de diciembre de 2000 y en las zonas no-
interconectadas (ZNI) el 31 de diciembre de 2001 (Ley 632 de 2001).

A pesar de que las metas legales ya habian sido alcanzadas, la Ley 812 de
2003 (Plan Nacional de Desarrollo 2003-2006), en su Articulo 116 dispuso que para
los estratos 1, 2 y 3 la aplicacion de subsidios para los afios 2004, 2005 y 2006,
debera hacerse de tal forma que el incremento tarifario a estos usuarios en relacion
con sus consumos basicos o de subsistencia corresponda en cada mes a la variacion
del Indice de Precios al Consumido, significando, como se menciona en la seccion 3
de este trabajo, no s6lo un retroceso en las reformas sectoriales, sino también
erogaciones fiscales adicionales en caso de que las tarifas del servicio deban
aumentar en términos reales.
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b) Evolucion de las tarifas

Descrito el régimen tarifario, la Tabla 3.11 a continuacién muestra la
evolucion de las tarifas reales (corregidas por la inflacion utilizando el deflactor
implicito del PIB) aplicadas a los Usuarios Finales del servicio en el SIN entre 1985
y 2003.” Dichas tarifas no incluyen los subsidios entre distintas categorias de
clientes, por lo cual pueden interpretarse como tarifas percibidas por las empresas
prestadoras del servicio eléctrico, pero no por los usuarios finales (debiendo a tal
efecto restarse los subsidios y adicionarse los recargos aplicables para cada
categoria).

Puede observarse alli que entre 1985 y 1992 —antes de la reforma- la
estructura tarifaria permanecid practicamente sin cambios (hasta donde la
informacion permite verificar), pasando por un deterioro tarifario real hasta 1991 y
una posterior recuperacion de similar magnitud entre 1991 y 1992. A partir de
entonces, comenzando desde el afio 1995, el cuadro permite verificar que los
subsidios cruzados implicitos tendieron a desaparecer paulatinamente (ya que la
dispersion tarifaria fue cada vez menor entre las distintas categorias de usuarios,
incluyendo las diferencias entre los distintos estratos de consumidores
residenciales entre si).

¥ Debido a dificultades e inconsistencias en la informacion provista por la CREG, el aiio 1994 no se incluye
en la tabla ni en los andlisis posteriores. A todo efecto, la situacion previa a la reforma es la del ario 1992.
Debe notarse asimismo que la informacion reportada aqui para el periodo 1995-2003 es la que ha revisado
la CREG durante el mes de Julio del corriente aiio, de forma tal que los analisis que hubiesen sido realizados
con informacion anterior de la CREG seguramente presenten discrepancias, particularmente respecto de los
usuarios no-residenciales.
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Tabla No. 3.11

Evolucion tarifaria del servicio eléctrico (sin subsidios ni recargos), $/kWh, en pesos de 2003 (deflactor implicito del PIB)

Var.92-02
1985 1992 1995 1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 Var.85-92 | Var.92-95 | Var.85-95 | Var.92-99 | Var.99-02 | Var.92-02 sub(;?:io y Var.02-03
recargo
Residencial 121.50 120.25 112.86 127.39 131.89 124.17 124.56 138.39 157.58 179.87 208.66 -1.0% -6.1% -1.1% 2.5% 44.4% 49.6% 16.0%
- Estrato 1 76.91 65.74 70.72 7525 77.31 82.58 93.76 112.40 184.81 210.49 -14.5% 123.8% 140.3% 20.2% 13.9%
- Estrato 2 85.81 76.29 78.67 85.39 100.95 99.83 112.68 133.95 157.79 211.33 -11.1% 58.1% 83.9% 10.3% 33.9%
- Estrato 3 102.94 98.09 102.36 105.81 123.71 130.94 146.59 172.17 182.15 207.26 -4.7% 39.1% 77.0% 50.4% 13.8%
- Estrato 4 134.02 132.38 158.53 197.69 197.26 163.65 179.57 192.04 199.55 207.27 -1.2% 21.9% 48.9% 48.9% 3.9%
- Estrato 5 224.74 230.42 23437 290.57 234.02 193.11 209.78 217.79 222.54 200.07 2.5% 15.2% -1.0% 18.8% -10.1%
- Estrato 6 265.47 266.00 252.94 248.07 240.38 192.00 210.75 220.45 224.88 203.53 0.2% 17.1% -15.3% 1.7% -9.5%
No Residencial 204.10 221.90 198.71 205.87 180.04 202.85 208.09 215.67 181.78 19.8% -15.7%
Comercial 262.55 259.33 279.43 262.02 225.81 192.88 213.67 218.57 22328 200.01 -1.2% 15.8% -15.0% 21% -10.4%
Industrial 223.43 220.89 189.69 205.46 174.09 203.64 168.76 194.77 204.43 206.94 156.48 -1.1% -14.1% -15.1% -24.5% 22.6% -6.3% 12.4% -24.4%
Oficial 186.84 204.10 211.63 196.95 166.01 166.15 183.37 185.02 201.66 202.46 9.2% 21.4% 7.9% 29.5% 0.4%
Provisional 214.82 132.07 178.75 284.88 228.50 159.44 196.74 21533 241.93 214.28 -38.5% 51.7% 12.6% 35.1% -11.4%
Alumbrado Pablico 258.88 172.89 NI 182.88 21427 193.59 219.07 207.89 206.24 203.73 -332% 6.5% -20.3% -1.2%
Especial 208.40 146.47 199.30 163.54 165.53 15291 167.26 170.03 183.42 180.59 -29.7% 20.0% -12.0% 5.6% -1.5%
TOTAL (prom. pond.) 174.15 172.32 160.88 174.64 165.30 157.77 145.36 161.23 175.22 190.59 198.02 -1.1% -6.6% -7.6% -16.5% 31.1% 10.6% 10.6% 3.9%
Residencial / comercial 0.46 0.44 0.46 0.50 0.55 0.65 0.65 0.72 0.81 1.04
Residencial / industrial 0.54 0.54 0.59 0.62 0.76 0.61 0.74 0.71 0.77 0.87 1.33
Dispersion residencial 78.53 84.03 79.28 91.22 70.62 46.89 49.47 44.27 25.79 4.25
Dispersion categorias 69.02 64.74 66.70 69.70 53.49 35.64 39.54 33.78 22.71 15.81

Fuente: Elaboracion propia en base a CREG.

58



Puede observarse alli también que las tarifas eléctricas en términos reales
(antes de aplicar subsidios o cargas solidarias), tal cual son percibidas por las
empresas prestadoras del servicio, tendieron a aumentar en conjunto un 10,6%
entre 1992 y 2002 (producto de una fuerte reduccién hasta 1999 (en torno al 16%
para el agregado), con incrementos no menores desde entonces (31% en el
agregado), en especial en el afio 2002 donde el incremento fue del 15% en
promedio), observandose un fuerte aumento para los usuarios residenciales (50%
en conjunto, con aumentos particularmente mayores en los estratos 1 a 3) y una
reduccion tarifaria real en el caso de los usuarios residenciales del estrato 6 y no
residenciales que —salvo excepciones como los usuarios oficiales y provisionales—
en un rango del el 6% hasta el 20%. Puesto que al afio 1992 la estructura tarifaria
estaba muy distorsionada a favor de los pequefios usuarios residenciales (quienes
recibian energia mas barata a pesar de que el costo promedio incurrido en su
abastecimiento es muy superior al costo promedio de atender al resto de los
consumidores debido a la mayor incidencia de costos fijos), la evolucién desde
1992 debe juzgarse favorablemente ya que la misma tendié a corregir esta
distorsion, reduciéndose fuertemente la dispersion de tarifas entre distintos
estratos de wusuarios residenciales y entre distintas categorias de clientes
(residenciales, comerciales, industriales, etc.).?

Si en vez de utilizar el deflactor del PIB para expresar tarifas reales, se
utiliza el IPC, los valores de la Tabla 3.13 anterior cambian levemente segin se
indica a continuacién, siendo el incremento tarifario real algo menor en el periodo
1992-2002 (5,8% de aumento promedio real, contra 10,6% de aumento real
utilizando el deflactor implicito del PIB). Por otra parte, desde la perspectiva de los
consumidores, no s6lo debe considerarse si corresponde utilizar como deflactor al
IPC o al deflactor implicito del PIB (siendo el primero mds apropiado para las
tarifas residenciales al reflejar mejor la incidencia inflacionaria sobre la canasta de
consumo de los usuarios residenciales), sino que, ademds y fundamentalmente,
estas tarifas deben complementarse con los subsidios y cargos solidarios
establecidos desde entonces (descuento por el consumo de subsistencia para los
estratos 1 a 3 del 50%, 40% y 15%, respectivamente, y un 20% de sobrecargo para
los usuarios residenciales de los estratos 5 y 6 y el resto de los usuarios no
residenciales).

? Los cargos fijos tendieron a eliminarse hacia fines de la década pasada. Las tarifas anteriores en el cuadro
igualmente prorratean los cargos fijos cuando éstos existian, de forma tal que no hay subestimacion o
sobreestimacion de la evolucion tarifaria entre 1992-2002.
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Tabla No. 3.12

Evolucion tarifaria del servicio eléctrico (sin subsidios ni recargos), $/kWh, en pesos de 2003 (deflactor implicito del PIB)

Var.92-02
1985 1992 1995 1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 Var.85-92 | Var.92-95 | Var.85-95 | Var.92-99 | Var.99-02 | Var.92-02 sub(;?:io y Var.02-03
recargo
Residencial 121.50 120.25 112.86 127.39 131.89 124.17 124.56 138.39 157.58 179.87 208.66 -1.0% -6.1% -1.1% 2.5% 44.4% 49.6% 16.0%
- Estrato 1 76.91 65.74 70.72 7525 77.31 82.58 93.76 112.40 184.81 210.49 -14.5% 123.8% 140.3% 20.2% 13.9%
- Estrato 2 85.81 76.29 78.67 85.39 100.95 99.83 112.68 133.95 157.79 211.33 -11.1% 58.1% 83.9% 10.3% 33.9%
- Estrato 3 102.94 98.09 102.36 105.81 123.71 130.94 146.59 172.17 182.15 207.26 -4.7% 39.1% 77.0% 50.4% 13.8%
- Estrato 4 134.02 132.38 158.53 197.69 197.26 163.65 179.57 192.04 199.55 207.27 -1.2% 21.9% 48.9% 48.9% 3.9%
- Estrato 5 224.74 230.42 23437 290.57 234.02 193.11 209.78 217.79 222.54 200.07 2.5% 15.2% -1.0% 18.8% -10.1%
- Estrato 6 265.47 266.00 252.94 248.07 240.38 192.00 210.75 220.45 224.88 203.53 0.2% 17.1% -15.3% 1.7% -9.5%
No Residencial 204.10 221.90 198.71 205.87 180.04 202.85 208.09 215.67 181.78 19.8% -15.7%
Comercial 262.55 259.33 279.43 262.02 225.81 192.88 213.67 218.57 22328 200.01 -1.2% 15.8% -15.0% 21% -10.4%
Industrial 223.43 220.89 189.69 205.46 174.09 203.64 168.76 194.77 204.43 206.94 156.48 -1.1% -14.1% -15.1% -24.5% 22.6% -6.3% 12.4% -24.4%
Oficial 186.84 204.10 211.63 196.95 166.01 166.15 183.37 185.02 201.66 202.46 9.2% 21.4% 7.9% 29.5% 0.4%
Provisional 214.82 132.07 178.75 284.88 228.50 159.44 196.74 21533 241.93 214.28 -38.5% 51.7% 12.6% 35.1% -11.4%
Alumbrado Pablico 258.88 172.89 NI 182.88 21427 193.59 219.07 207.89 206.24 203.73 -332% 6.5% -20.3% -1.2%
Especial 208.40 146.47 199.30 163.54 165.53 15291 167.26 170.03 183.42 180.59 -29.7% 20.0% -12.0% 5.6% -1.5%
TOTAL (prom. pond.) 174.15 172.32 160.88 174.64 165.30 157.77 145.36 161.23 175.22 190.59 198.02 -1.1% -6.6% -7.6% -16.5% 31.1% 10.6% 10.6% 3.9%
Residencial / comercial 0.46 0.44 0.46 0.50 0.55 0.65 0.65 0.72 0.81 1.04
Residencial / industrial 0.54 0.54 0.59 0.62 0.76 0.61 0.74 0.71 0.77 0.87 1.33
Dispersion residencial 78.53 84.03 79.28 91.22 70.62 46.89 49.47 44.27 25.79 4.25
Dispersion categorias 69.02 64.74 66.70 69.70 53.49 35.64 39.54 33.78 22.71 15.81

Fuente: Elaboracion propia en base a CREG.
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Tabla No. 3.13

Evolucion tarifaria del servicio eléctrico (sin subsidios ni recargos), $/kWh, en pesos de 2003 (deflactor IPC)

Var.92-02
1985 1992 1995 1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 Var.85-92 | Var.92-95 | Var.85-95 | Var.92-99 | Var.99-02 | Var.92-02 | con subsidio| Var.02-03
y recargo
Residencial 126.67 125.12 118.91 129.85 132.59 120.72 123.02 140.30 156.82 179.04 208.66 -1.2% -5.0% -6.1% -2.9% 45.5% 43.1% 16.5%
- Estrato 1 80.02 69.27 72.09 75.65 75.17 81.55 95.05 111.86 183.96 210.49 -13.4% 125.6% 129.9% 14.9% 14.4%
- Estrato 2 89.28 80.38 80.19 85.85 98.15 98.59 114.23 133.30 157.05 211.33 -10.0% 59.3% 75.9% 5.5% 34.6%
- Estrato 3 107.11 103.35 104.34 106.37 120.28 129.32 148.61 171.34 181.31 207.26 -3.5% 40.2% 69.3% 43.9% 14.3%
- Estrato 4 139.45 139.48 161.60 198.75 191.80 161.62 182.05 191.11 198.62 207.27 0.0% 22.9% 42.4% 42.4% 4.4%
- Estrato 5 233.84 24278 238.91 292.13 227.53 190.72 212.67 216.74 221.50 200.07 3.8% 16.1% -5.3% 13.7% -9.7%
- Estrato 6 276.23 280.28 257.84 249.40 233.71 189.62 213.65 219.38 223.84 203.53 1.5% 18.0% -19.0% -2.8% -9.1%
No Residencial 215.05 226.19 199.77 200.17 177.81 205.64 207.09 214.67 181.78 20.7% -15.3%
Comercial 273.19 273.24 284.84 263.42 219.55 190.49 216.61 217.51 22224 200.01 0.0% 16.7% -18.6% -2.4% -10.0%
Industrial 23293 229.84 199.87 209.44 175.02 197.99 166.67 197.45 203.44 205.98 156.48 -1.3% -13.0% -14.2% -28.4% 23.6% -10.4% 7.5% -24.0%
Oficial 194.41 215.05 215.72 198.00 161.41 164.09 185.90 184.13 200.72 202.46 10.6% 22.3% 3.2% 23.9% 0.9%
Provisional 223.53 139.15 182.21 286.40 222.17 157.47 199.45 214.29 240.81 214.28 -37.7% 52.9% 7.7% 29.3% -11.0%
Alumbrado Publico 269.36 182.16 NI 183.86 208.33 191.19 222.09 206.88 205.29 203.73 -32.4% 7.4% -23.8% -8.5% -0.8%
Especial 216.85 154.33 203.16 164.41 160.94 151.02 169.56 169.20 182.57 180.59 -28.8% 20.9% -15.8% 1.0% -1.1%
TOTAL (prom. pond.) 181.56 179.30 169.51 178.02 166.18 153.39 143.56 163.45 174.38 189.71 198.02 -1.2% -5.5% -6.6% -20.9% 32.1% 5.8% 5.8% 4.4%
Residencial / comercial 0.46 0.44 0.46 0.50 0.55 0.65 0.65 0.72 0.81 1.04
Residencial / industrial 0.54 0.54 0.59 0.62 0.76 0.61 0.74 0.71 0.77 0.87 1.33
Dispersion residencial 81.71 88.53 80.82 91.71 68.67 46.31 50.15 44.05 25.67 4.25
Dispersion categorias 71.82 68.22 67.99 70.08 52.00 35.20 40.08 33.61 22.61 15.81

Fuente: Elaboracion propia en base a CREG.
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En ese caso, entonces, como se indica en la Tabla 3.14 a continuacion, puede
notarse que las variaciones de precios finales netos para los consumidores entre las
distintas categorias, en el periodo 1992-2002, son muy inferiores a las reflejadas en
las tablas anteriores:

Tabla No. 3.14

Evolucion tarifas reales, 1992 - 2002, segun distintas perspectivas

Percepcion empresa Percepcion empresa L. . » . Lo
prestadora (deflactor prestadora (deflactor Percepmf)n u’st.larlos Percepcion usuarios | Variacion real 2002-
implicito PIB) IPC) (deflactor implicito PIB) (deflactor IPC) 2003
Residencial 49.6% 43.1% 16.5%
- Estrato 1 140.3% 129.9% 20.2% 14.9% 14.4%
- Estrato 2 83.9% 75.9% 10.3% 5.5% 34.6%
- Estrato 3 77.0% 69.3% 50.4% 43.9% 14.3%
- Estrato 4 48.9% 42.4% 48.9% 42.4% 4.4%
- Estrato 5 -1.0% -5.3% 18.8% 13.7% -9.7%
- Estrato 6 -15.3% -19.0% 1.7% -2.8% -9.1%
No Residencial -15.3%
Comercial -15.0% -18.6% 21% -2.4% -10.0%
Industrial -6.3% -10.4% 12.4% 7.5% -24.0%
Oficial 7.9% 3.2% 29.5% 23.9% 0.9%
Provisional 12.6% 7.7% 35.1% 29.3% -11.0%
Alumbrado Piblico -20.3% -23.8% 0.0% 0.0% -0.8%
Especial -12.0% -15.8% 5.6% 1.0% -1.1%
TOTAL (prom. pond.) 10.6% 5.8% 10.6% 5.8% 4.4%

Fuente: Elaboracién propia en base a datos de CREG. Percepcion estratos residenciales 1 a 3 supone consumos de subsistencia.

a) entre los usuarios residenciales, hubo un leve incremento tarifario en

el estrato 1 (si consumen el nivel de subsistencia, su tarifa en 2002 fue el 50% de
la tarifa percibida por las empresas prestadoras); asi, utilizando el deflactor
implicito del PIB, el aumento del 140,3% percibido por las empresas
prestadoras respecto de los usuarios residenciales del estrato 1 significa s6lo un
aumento del 20,2% desde el punto de vista de dichos usuarios —-tomando base
1992 =100, la tarifa paso de 100 al 50% de 240.3, que equivale a 120,2); tomando
como deflactor el IPC, el aumento percibido fue sélo del 14,9%;

b) para los usuarios en el estrato 2 (con el mismo supuesto anterior),
considerando el deflactor implicito del PIB pagaron solo el 60% de una tarifa
83,9% mas cara, de forma tal que su tarifa final subié un 10,3% respecto de
1992 —tomando base 1992 = 100 pas¢é de 100 al 60% de 183,9, que equivale a
110,3-); tomando como deflactor el IPC, el aumento percibido fue soélo del
5,5%;

c) para los usuarios del estrato 3, con iguales supuestos y usando el
deflactor implicito del PIB, el aumento percibido por los usuarios fue del 50,4%
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aun cuando dicho aumento fue del 77% desde el punto de la empresas;
tomando como deflactor el IPC, el aumento percibido fue del 43,9%;

d) el estrato 4 presenta un incremento del 48,9% (deflactor implicito del
PIB) 6 42,4% (deflactor IPC), sin diferencias segtin percepcion al no enfrentar
subsidios ni recargos;

e) finalmente, los usuarios de estrato 5 —a pesar de que la tarifa final
aplicada por la empresa practicamente no vario, percibieron un incremento de
entre el 18,8% y 13,7% (segun el deflactor) debido al sobrecargo del 20% que se
les aplica, y los usuarios del estrato 6 practicamente no percibieron cambios en
sus tarifas a pesar de que las mismas cayeron entre un 15,3 y 19% segtn el
deflactor.

Asi, desde la perspectiva de las empresas prestadoras del servicio, en el
periodo 1992-2002 se verifico una clara tendencia hacia una estructura tarifaria sin
subsidios cruzados desde los usuarios no residenciales hacia los residenciales (el
desmonte de subsidios inter-tarifarios). Lo anterior implicé importantes
incrementos tarifarios para los estratos mas bajos de los usuarios residenciales y
reducciones tarifarias para los wusuarios no residenciales y los usuarios
residenciales del estrato 6, que sin embargo fueron atenuados fuertemente (aunque
no totalmente) desde la Optica de los usuarios a partir de la inclusion de subsidios
y recargos explicitos (subsidios intra-tarifarios). En lo que respecta al promedio
ponderado por nivel de consumo para el conjunto de categorias tarifarias, el
incremento tarifario entre 1992 y 2002 fue acotado (entre 58% y 10,6%
dependiendo del deflactor utilizado).

En lo que respecta a la evolucion tarifaria en el ano 2003, y tomando como
base la informacion de la pagina web de la CREG recientemente revisada, el
incremento tarifario para el conjunto de usuarios fue del 4,4%, aunque ello coexiste
con un aumento importante para los usuarios residenciales (del 16,5% para el
conjunto, pero particularmente alto para el estrato 2 —-34,6%—) y una reduccién en
torno al 15% para los usuarios no residenciales (y de casi el 10% para los
residenciales de los estratos 5 y 6). Asi, aun durante el afno 2003 se mantuvo la
tendencia de todo el periodo post-reforma, en lo que hace a la menor dispersion de
las tarifas de las distintas categorias, pudiendo inferirse que los subsidios cruzados
implicitos entre categorias han disminuido fuertemente o incluso desaparecido (en
particular, en el ano 2003, por primera vez, las empresas electrificadoras perciben
una tarifa residencial que en promedio es mayor a las tarifas de los usuarios
comerciales e industriales, lo que indicaria la reversion del subsidio implicito
histdrico si no fuese porque los costos fijos tienen mayor incidencia sobre los
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usuarios de menor consumo —esto es, los residenciales). Por este motivo, la
imposibilidad de incrementar las tarifas reales de los estratos 1 y 2 que emerge de
la Ley 812 del Plan Nacional de Desarrollo, aprobada en el segundo semestre de
2003, resulta relativamente inocua (o menos problematica que en caso de partir de
una situacion de rezago tarifario sobre dichos consumidores).

Como se menciono anteriormente, la Ley 142 de 1994 (en su Articulo 126)
establecié una vigencia de 5 afios para las formulas tarifarias. En consecuencia, el
calculo de un costo de capital aplicable durante todo el periodo tarifario es
consistente con un esquema regulatorio de precio maximo. No obstante, esta
situacion puede exponer a las empresas a un riesgo que en buena parte es exdgeno
a ellas, lo cual, como se menciona en detalle en la seccion IV de este Estudio, es
especialmente cierto respecto a la variacion de ciertos parametros que influyen en
el costo del capital en Colombia.?! A raiz de esto, y al notar los bajos retornos y los
problemas experimentados por multiples empresas de distribucion tanto publicas
como privadas, en marzo de 2002 el regulador redefinié las tasas de retorno
utilizadas para remunerar el capital invertido que se utilizaron para definir las
tarifas del primer periodo tarifario. Fue asi como a través de la Resolucion CREG
013-02 se eleva la tasa de retorno en términos reales antes de impuestos a 16.06%
(WACC nominal después de impuestos de 12.40%), cuando para el primer periodo
tarifario era de aproximadamente 11%, con el objetivo de 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.? Con este cambio, el regulador
ademds espera garantizar la recuperacion de los costos y gastos propios de
operacion, incluyendo la expansion, la reposicion y el mantenimiento,
remunerando el patrimonio de los accionistas adecuadamente. Este incremento en
la remuneracion de capital explica en buena medida el incremento tarifario en
2003.

Asi, y sujeto a la informacion de base que elabora la CREG, el periodo 1992-
1999 se caracterizo por una reduccion tarifaria global no sostenible, en la cual se
fueron reduciendo los subsidios cruzados hacia los usuarios residenciales mas
pequenos, reemplazando parcialmente subsidios implicitos por otros mayormente

I La situacion anterior podria conducir a efectos no deseables. Por ejemplo, el efecto inmediato de no
reconocer un aumento significativo del costo de capital seria el desincentivar nuevas inversiones durante el
periodo tarifario; de igual manera, no ajustar reducciones significativas del costo de capital implicaria una
sobre remuneracion de los activos en uso (Documento CREG 022, Marzo 20 de 2002).

** El regulador ademds propuso adoptar un costo de capital promedio esperado para el periodo tarifario de 5
anios, calculado con base en valores historicos promedio de los 2 anos precedentes a su aplicacion, y
previendo ajustes en la mitad del periodo tarifario de acuerdo con las variaciones de los parametros de
referencia que se utilizan para la estimacion del costo de capital.
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explicitos. A partir de entonces, y particularmente en el afo 2002, las tarifas reales
comenzaron a subir, en especial para los usuarios residenciales de estratos bajos,
manteniendo de todas formas un constante sendero hacia la eliminacién de
subsidios cruzados implicitos. Entonces, el resultado en materia tarifaria de la
reforma del sector eléctrico de Colombia tomando el periodo 1992-2003 indica un
leve incremento tarifario para el conjunto de los usuarios, con muy fuertes
incrementos en el caso de los usuarios residenciales de estratos bajos que solo
fueron parcialmente atenuados por medio de subsidios explicitos concentrados en
los estratos 1, 2 y 3, y reducciones tarifarias leves (netas de las contribuciones) en
casos muy puntuales (usuarios comerciales e industriales).

Debe notarse de todas formas que la informacion de base que elabora la
CREG ha sido recientemente revisada (en parte debido a la solicitud formulada a
partir de los anadlisis preliminares de este estudio), encontrandose importantes
discrepancias con su informacion previa (en particular considerando los usuarios
no residenciales entre 1999 y 2003), por lo cual el andlisis anterior podria
modificarse en caso de nuevas revisiones y correcciones que realice dicho
organismo regulador.

c) Evolucion de costos de las empresas eléctricas colombianas

Desde el afio 1998 la CREG realiza un computo de costos unitarios de cada
empresa regulada, a partir del cual determina las tarifas aplicables en cada caso.
Observando entonces los costos computados por la CREG, y sujeto nuevamente al
cardcter y limitaciones de dicho cémputo, es posible realizar una primera
aproximacion respecto de los motivos por los cuales las tarifas tuvieron la
evolucion indicada en la seccion anterior, al menos durante el periodo 1998-2003.

Asi, los cuadros a continuacion permiten verificar un importante grado de
heterogeneidad en varios de los componentes del costo unitario (CU) durante 1998
y 2003, asi como también que dicha heterogeneidad tiende a disminuir
marcadamente. En efecto, tomando en cuenta el desvio estandar de cada
componente de costo unitario como porcentaje de su valor medio en cada uno de
esos afnos, se observan importantes diferencias entre empresas, particularmente en
los costos unitarios de transporte y generacion pero también en los costos unitarios
totales, aunque las mismas son mucho menores en 2003 que en 1998.
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Tabla No. 3.15

Costos medios ($/kwh) del servicio eléctrico, pesos de 2003

Mercado Empresa 1998
G T (o] C D1 D2 D3 D4 CuU

ANTIOQUIA EMPRESA ANTIOQUENA DE ENERGIA S.A. E.S.P. 68.2 5.4 3.2 53.2 100.2 48.0 27.7 12.3 237.1
ARAUCA EMPRESA DE ENERGIA DE ARAUCA E.S.P 122.2 7.8 27 33.7 100.2 36.6 23.0 9.3 299.1
ATLANTICO ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P. 69.2 76 8.2 143 61.2 346 175 9.1 164.4
BOGOTA CODENSA S.A.ES.P. 65.7 5.4 35 6.8 74.0 34.0 27.7 9.3 150.0
BOLIVAR ELECTRIFICADORA DE LA COSTA ATLANTICA S.A. E.S.P. 69.4 7.6 6.7 19.6 46.8 23.8 23.0 8.0 148.9
BOYACA EMPRESA DE ENERGIA DE BOYACA S.A. E.S.P. 63.2 5.4 3.8 26.9 100.2 48.0 27.7 12.3 159.9
CALDAS CENTRAL HIDROELECTRICA DE CALDAS S.A. E.S.P 65.5 5.4 3.0 22.0 100.2 48.0 24.8 1.7 169.6
CALI EMPRESA DE ENERGIA DE CALI S.A. ES.P 68.8 14.3 4.8 10.2 79.0 32.1 13.8 8.8 158.4
CAQUETA ELECTRIFICADORA DEL CAQUETA S.A. ESP. 722 14.3 3.9 37.4 100.2 48.0 27.7 123 249.6|
CARTAGO EMPRESAS MUNICIPALES DE CARTAGO S.A. E.S.P. 62.3 5.4 28 9.5 73.0 36.6 23.0 8.4 162.7
CAUCA CENTRALES ELECTRICAS DEL CAUCA S.A.E.S.P 91.3 14.3 45 26.1 100.2 48.0 27.7 123 251.6|
CESAR ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P. 69.2 76 8.2 143 61.2 346 175 9.1 169.7
CHOCO ELECTRIFICADORA DEL CHOCO S.A. ESP. 1311 5.4 5.1 34.1 100.2 36.6 23.0 121 279.1
CHOCO DISTRIBUIDORA DEL PACIFICO S.A. E.S.P
CORDOBA ELECTRIFICADORA DE LA COSTA ATLANTICA S.A. E.S.P. 69.4 7.6 6.7 14.6 66.7 45.8 25.8 9.1 178.4
COSTA ATLANTICA ELECTRIFICADORA DE LA COSTA ATLANTICA S.A. E.S.P. 69.4 7.6 6.7 18.9 60.6 325 23.8 9.1 174.9
COSTA CARIBE ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P.
CUNDINAMARCA EMPRESA DE ENERGIA DE CUNDINAMARCA S.A. E.S.P 69.3 5.4 42 32.8 95.4 48.0 27.7 123 210.6|
EPSA EMPRESA DE ENERGIA DEL PACIFICO S.A. E.S.P 64.4 14.3 3.8 21.0 100.2 48.0 24.2 8.9 183.8
GUAJIRA ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P. 69.2 76 8.2 143 61.2 346 175 9.1 1741
HUILA ELECTRIFICADORA DEL HUILA S.A. E.S.P. 99.5 14.3 12.6 29.5 97.9 43.4 251 9.9 270.1
MAGANGUE ELECTRIFICADORA DE LA COSTA ATLANTICA S.A. E.S.P. 69.5 7.6 6.7 32.8 72.3 475 22.8 12.0 200.0|
MAGDALENA ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P. 69.2 76 8.2 143 61.2 346 175 9.1 174.6
MEDELLIN EMPRESAS PUBLICAS DE MEDELLIN E.S.P. 69.3 5.4 24 71 58.9 33.1 12.7 9.8 137.4
META ELECTRIFICADORA DEL META S.A. ESP. 64.8 5.4 26 24.4 73.0 36.6 19.7 121 177.2
NARINO CENTRALES ELECTRICAS DE NARINO S.A. E.S.P. 80.1 14.3 78 51.1 93.7 48.0 26.0 123 260.1
NORTE DE SANTANDER CENTRALES ELECTRICAS DEL NORTE DE SANTANDER S.A. E.S.P. 66.0 7.8 42 24.8 100.2 48.0 253 123 199.7
PEREIRA EMPRESA DE ENERGIA DE PEREIRA S.A. E.S.P. 63.9 5.4 3.4 8.4 69.7 28.7 19.6 1.7 148.4
POPAYAN EMPRESA MUNICIPALES DE ENERGIA ELECTRICA S.A. E.S.P. 65.5 14.3 3.3 33.2 100.2 48.0 27.7 123 236.5|
PUTUMAYO EMPRESA DE ENERGIA DEL PUTUMAYO S.A E.S.P. 136.7 14.3 0.0 19.7 100.2 48.0 27.7 123 308.7|
QUINDIO EMPRESA DE ENERGIA DEL QUINDIO S.A. E.S.P. 68.5 5.4 3.3 15.0 68.1 36.6 23.0 1.8 175.8
RUITOQUE RUITOQUE E.S.P. 101.8 7.8 1.2 6.4 100.2 48.0 26.1 123 238.4]
SANTANDER ELECTRIFICADORA DE SANTANDER S.A. 65.5 7.8 3.3 20.6 100.2 48.0 26.1 123 198.9
SUCRE ELECTRIFICADORA DE LA COSTA ATLANTICA S.A. E.S.P. 69.4 76 6.7 251 72.3 36.3 20.5 12.0 177.7
TOLIMA ELECTRIFICADORA DEL TOLIMA S.A. ESP 81.3 5.4 3.6 19.3 100.2 48.0 227 121 202.0|
TULUA COMPANIA DE ELECTRICIDAD DE TULUA S.A. ESP. 74.6 14.3 24 13.2 75.6 429 24.7 8.4 180.9]

Promedio lineal 76.6 8.7 4.7 222 83.1 41.0 23.3 10.8 200.2]

Promedio Ponderado por MWh facturados 68.8 7.5 3.9 15.1 78.1 37.7 21.8 10.1 167.4]

Desvio promedio (como % del promedio lineal) 25.2% 41.6% 53.8% 523% 211% 17.7% 17.8% 15.0% 23.0%)

Fuente: Elaboracion propia en base a pagina web de CREG.

Si bien el analisis de estos cuadros también permite verificar el importante
aumento del costo de transporte (situacidn verificada a partir de octubre de 2000
debido a que en esa fecha se decide transferir la totalidad del costo de transporte a
los usuarios finales cuando antes era pagada en un 50% por la generaciéon y un 50%
por los comercializadores; con un valor uniforme regulado en el afio 2003 cuando
se decide convertir al pais en una sola zona creando un cargo estampilla bajo el
supuesto que mas adelante se disefiaria para los entrantes una sefial de ubicacion o
“conexidn profunda”), la importancia de las diferencias de costos entre empresas y

a lo largo del tiempo debe tener alguna explicacion.
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Tabla No. 3.16

Costos medios ($/kwh) del servicio eléctrico, pesos de 2003

Mercado Empresa 2008
G T O C D1 D2 D3 D4 CuU

ANTIOQUIA EMPRESA ANTIOQUENA DE ENERGIA S.A. E.S.P. 72.8 16.8 1.2 63.0 106.2 53.0 30.6 13.6 222.3
ARAUCA EMPRESA DE ENERGIA DE ARAUCA E.S.P 71.0 16.8 0.7 38.0 106.2 40.5 25.4 10.3 238.7
ATLANTICO ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P. 77.8 16.8 2.0 15.7 72.3 42.7 21.0 13.4 201.0
BOGOTA CODENSA S.A.E.S.P. 715 16.8 1.3 21.2 78.5 375 30.6 10.3 197.7
BOLIVAR ELECTRIFICADORA DE LA COSTA ATLANTICA S.A. E.S.P. 76.5 16.8 1.9 17.6 76.0 39.6 28.9 12.0 204.9
BOYACA EMPRESA DE ENERGIA DE BOYACA S.A. E.S.P. 721 16.8 3.7 48.5 106.2 53.0 30.6 13.6 209.5
CALDAS CENTRAL HIDROELECTRICA DE CALDAS S.A. E.S.P 67.1 16.8 2.3 25.9 106.2 53.0 27.8 13.4 232.7
CALI EMPRESA DE ENERGIA DE CALI S.A. ES.P 75.3 16.8 1.9 15.8 59.3 33.9 25.0 9.8 159.5
CAQUETA ELECTRIFICADORA DEL CAQUETA S.A. ESP. 73.7 16.8 1.6 43.6 106.2 53.0 30.6 13.6 247.7
CARTAGO EMPRESAS MUNICIPALES DE CARTAGO S.A. E.S.P. 74.6 16.8 1.5 10.3 77.4 40.5 25.4 9.8 159.5
CAUCA CENTRALES ELECTRICAS DEL CAUCA S.A.E.S.P 711 16.8 2.8 413 106.2 53.0 30.6 13.6 239.5
CESAR ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P. 77.8 16.8 2.0 15.7 72.3 42.7 21.0 13.4 201.0
CHOCO ELECTRIFICADORA DEL CHOCO S.A. ESP.
CHOCO DISTRIBUIDORA DEL PACIFICO S.A.ES.P 711 16.8 41 41.7 106.2 40.5 25.4 13.3 189.3
CORDOBA ELECTRIFICADORA DE LA COSTA ATLANTICA S.A. E.S.P. 76.5 16.8 1.9 17.6 76.0 39.6 28.9 12.0 204.9
COSTA ATLANTICA ELECTRIFICADORA DE LA COSTA ATLANTICA S.A. E.S.P. 76.5 16.8 1.9 17.6 76.0 39.6 28.9 12.0 204.9
COSTA CARIBE ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P. 77.8 16.8 2.0 15.7 72.3 42.7 21.0 13.4 201.0
CUNDINAMARCA EMPRESA DE ENERGIA DE CUNDINAMARCA S.A. E.S.P 73.0 16.8 2.0 51.7 101.2 53.0 30.6 13.6 2145
EPSA EMPRESA DE ENERGIA DEL PACIFICO S.A. E.S.P 725 16.8 1.9 23.0 106.2 53.0 26.7 9.8 192.3
GUAJIRA ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P. 77.8 16.8 2.0 15.7 723 42.7 21.0 13.4 201.0
HUILA ELECTRIFICADORA DEL HUILA S.A. E.S.P. 731 16.8 1.9 34.6 103.8 47.9 27.7 11.0 227.7
MAGANGUE ELECTRIFICADORA DE LA COSTA ATLANTICA S.A. E.S.P. 76.5 16.8 1.9 17.6 76.0 39.6 28.9 12.0 204.9
MAGDALENA ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P. 77.8 16.8 2.0 15.7 723 42.7 21.0 13.4 201.0
MEDELLIN EMPRESAS PUBLICAS DE MEDELLIN E.S.P. 72.4 16.8 1.1 8.1 54.6 31.9 15.8 9.1 145.7
META ELECTRIFICADORA DEL META S.A. ESP. 76.7 16.8 1.8 27.4 77.4 40.5 21.8 13.3 179.3
NARINO CENTRALES ELECTRICAS DE NARINO S.A. E.S.P. 73.6 16.8 3.8 63.8 99.3 53.0 28.7 13.6 2701
NORTE DE SANTANDER CENTRALES ELECTRICAS DEL NORTE DE SANTANDER S.A. E.S.P. 72.9 16.8 1.9 28.6 106.2 53.0 27.9 13.6 241.9
PEREIRA EMPRESA DE ENERGIA DE PEREIRA S.A. E.S.P. 79.8 16.8 1.5 9.9 743 32.1 221 13.4 183.1
POPAYAN EMPRESA MUNICIPALES DE ENERGIA ELECTRICA S.A. E.S.P. 64.6 16.8 8.3 38.6 106.2 53.0 30.6 13.6 247.7
PUTUMAYO EMPRESA DE ENERGIA DEL PUTUMAYO S.AE.S.P. 78.5 16.8 4.1 19.2 106.2 53.0 30.6 13.6 2413
QUINDIO EMPRESA DE ENERGIA DEL QUINDIO S.A. E.S.P. 7.7 16.8 1.7 16.1 72.6 41.0 25.9 13.4 188.2
RUITOQUE RUITOQUE E.S.P. 77.3 16.8 1.9 5.4 106.2 53.0 28.9 13.6 203.1
SANTANDER ELECTRIFICADORA DE SANTANDER S.A. 75.0 16.8 1.4 2385 106.2 53.0 28.9 13.6 197.6
SUCRE ELECTRIFICADORA DE LA COSTA ATLANTICA S.A. E.S.P. 76.5 16.8 1.9 17.6 76.0 39.6 28.9 12.0 204.9
TOLIMA ELECTRIFICADORA DEL TOLIMA S.A. ESP 722 16.8 1.3 25.7 106.2 53.0 251 13.3 216.6
TULUA COMPANIA DE ELECTRICIDAD DE TULUA S.A. ESP. 76.6 16.8 1.4 14.0 80.5 47.7 27.6 9.8 172.6

Promedio lineal 74.3 16.8 2.2 25.9 88.8 45.3 26.6 125 2071

Promedio Ponderado por MWh facturados 72.9 16.8 1.6 224 80.0 411 25.7 11.1 189.4

Desvio promedio (como % del promedio lineal) 4.4% 0.0% 60.9% 58.2% 19.2% 15.5% 14.4% 11.9% 13.2%

Fuente: Elaboracion propia en base a CREG.
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Con el fin de indagar al respecto, a continuacion se presenta un analisis
preliminar de las diferencias de costos unitarios de distintas empresas eléctricas de
Colombia computados por la CREG durante el periodo 1998-2003. Dicho analisis es
preliminar por distintos motivos. Primero, porque no hemos podido contar con
datos relevantes sobre volimenes de venta o numero de usuarios de varias de las
empresas incluidas arriba. Segundo, porque la informacion disponible indica que
el total de energia facturada entre 1998 y 2003 cayo fuertemente a pesar de que
crecio el nimero de usuarios, lo cual nuevamente genera reparos sobre la calidad
de la informacion. Tercero, porque no se ha avanzado en cuanto a la confeccion de
un analisis econométrico mads preciso (el cual solo puede justificarse a partir de la
verificacion o depuracion de la informacion que publica la GREG en su pagina
web).

Los resultados preliminares indican que los costos unitarios que computa la
CREG (y su variacion anual o en el periodo 1998-2003 en conjunto) no difieren
segun sea la propiedad de las empresas (publica, mixta o privada),”® pero si
dependen (positivamente) de la integracién vertical entre las actividades de
generacion y distribucion.

El cuadro a continuacion resume la informacion disponible para los afios
1998 y 2003 (sin analizar por ende cambios entre afios intermedios dentro de este
periodo), para un total de 21 empresas (de las 35 reflejadas en los cuadros
anteriores) de las cuales hemos podido cuantificar el nimero de usuarios en ambos
afnos, la cantidad (MWh) de energia facturada también en ambos afios, y el nimero
de lineas en el afio 2003.

» El cuadro permite ver que las empresas donde el control es piblico (que incluye précticamente a todas las
empresas que se clasifican como mixtas segun propiedad, con la unica excepcion inversa de Condensa en la
muestra) los costos unitarios cayeron vis-a-vis los correspondientes costos unitarios de las empresas
privadas, pero dicho resultado es muy poco robusto al haber solo 3 empresas con control privado en la
muestra.
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Tabla No. 3.17

Variacién de costos entre 1998 vy 2003: Analisis pre-econométrico de posibles causas y correlaciones

|§mnresa CU-T G Ccu MWhog Us9s KMo3 Cons98 Densidad Prop. Int.G-D Costa Var.MWh Var.Us
EMPRESA DE ENERGIA DE ARAUCA E.S.P -23.8% -41.9% -20.2% 72,527 27,989 2,459 2.6 1.4 1 0 0 -17.3% 11.8%
EMPRESA DE ENERGIA DE CALI S.A. E.S.P -0.9% 9.4% 0.7% 2,872,678 449,102 2,391 6.4 187.8 1 1 0 -64.0% -2.7%
ELECTRIFICADORA DEL CHOCO S.A. ESP./ DEL PACIFICO -37.0% -45.8% -32.2% 90,454 30,205 975 3.0 31.0 1 0 1 18.9% 35.6%
EMPRESAS PUBLICAS DE MEDELLIN E.S.P. -2.3% 4.5% 6.1% 5,054,685 784,942 7,917 6.4 99.1 1 1 0 -22.4% -0.3%
EMPRESA DE ENERGIA DE PEREIRA S.A. E.S.P. 16.3% 24.9% 23.3% 369,436 100,575 918 3.7 109.5 1 0 0 -22.5% 7.4%
EMPRESA MUNICIPALES DE ENERGIA ELECTRICA S.A. E.S.P. 4.0% -1.5% 4.8% 1,285 677 38 19 18.1 1 0 0 -26.3% 13.7%
EMPRESA ANTIOQUENA DE ENERGIA S.A. E.S.P. -11.3% 6.8% -6.3% 1,030,435 430,069 24,554 24 17.5 0.5 0 1 -31.1% 1.1%
CODENSA S.A.ES.P. 25.1% 8.7% 31.8% 7,205,873 1,348,950 17,621 5.3 76.6 0.5 0 0 -23.1% 44.0%
EMPRESA DE ENERGIA DE BOYACA S.A. E.S.P. 24.7% 14.2% 31.0% 761,622 232,755 13,842 3.3 16.8 0.5 1 0 -5.7% -6.7%
ELECTRIFICADORA DEL CAQUETA S.A. ESP. -1.9% 2.0% -0.8% 82,632 39,961 1,932 2.1 20.7 0.5 0 0 -63.2% -59.0%
EMPRESA DE ENERGIA DE CUNDINAMARCA S.A. E.S.P -3.6% 5.3% 1.9% 400,761 75,847 5,341 53 14.2 0.5 0 0 3.4% 81.4%
ELECTRIFICADORA DEL META S.A. ESP. -5.4% 18.3% 1.2% 423,374 103,669 4,554 4.1 228 0.5 0 0 -26.8% 25.0%
CENTRALES ELECTRICAS DE NARINO S.A. E.S.P. 3.1% -8.1% 3.9% 364,650 191,399 5,011 19 38.2 0.5 1 1 -5.9% 16.9%
CENTRALES ELECTRICAS DEL NORTE DE SANTANDER S.A. E.S.P. 17.3% 10.5% 21.1% 644,604 217,557 6,279 3.0 34.7 0.5 0 0 -17.2% -5.3%
EMPRESA DE ENERGIA DEL QUINDIO S.A. E.S.P. 0.6% 4.8% 7.0% 297,424 106,959 2,387 28 44.8 0.5 0 0 -3.2% 26.8%
ELECTRIFICADORA DE SANTANDER S.A. -5.4% 14.6% -0.7% 1,117,010 381,767 9,944 29 38.4 0.5 1 0 -8.9% 6.6%
EMPRESA DE ENERGIA DEL PACIFICO S.A. E.S.P 3.5% 12.6% 4.6% 1,122,004 281,269 9,559 4.0 29.4 0 1 1 6.7% 13.3%
EMPRESA DE ENERGIA DEL PUTUMAYO S.A E.S.P. -23.7% -42.6% -21.8% 10,240 5,555 360 1.8 15.4 0 0 0 98.1% 148.7%
EMPRESAS MUNICIPALES DE CARTAGO S.A. E.S.P. -9.3% 19.7% -2.0% 92,775 29,123 269 3.2 108.4 1 0 0 1.3% 13.2%
CENTRAL HIDROELECTRICA DE CALDAS S.A. E.S.P 31.5% 2.5% 37.2% 971,646 297,818 8,075 3.3 36.9 0.5 1 0 -42.9% -35.2%
COMPANIA DE ELECTRICIDAD DE TULUA S.A. ESP. -6.5% 2.6% -4.6% 126,880 37.301 288 3.4 129.7 0 1 1 -25.7% 3.2%
io lineal total de emp! -0.2% 1.0% 4.1% 1,100,619 246,357 5,939 3.5 524 0.60 0.38 0.24 -13.2% 16.7%
Promedio lineal publicas -7.6% -4.4% -2.8% 1,221,977 203,230 2,138 3.9 80.8 1.00 0.29 0.14 -18.9% 11.3%
Promedio lineal mixtas 6.8% 7.2% 11.6% 1,209,094 311,523 9,049 3.3 32.9 0.50 0.36 0.18 -20.4% 9.6%
Promedio lineal privadas -0.4% 1.4% 4.4% 1,215,536 257,377 5,594 3.6 56.8 - 0.67 0.67 26.3% 55.1%
Promedio lineal control publico -1.2% -0.2% 31% 1,217,872 267,180 6,449 3.5 45.9 0.61 0.33 0.22 -11.7% 20.5%
Promedio lineal control privado 5.2% 8.3% 10.2% 397,100 121,414 2,877 3.3 91.6 0.50 0.67 0.33 -22.4% -6.3%
Promedio lineal integradas G-D 6.0% 6.5% 9.8% 1,548,897 332,044 7,128 3.9 72.0 0.50 1.00 0.38 -21.1% -0.6%
Promedio lineal no integradas G-D -4.1% -2.4% 0.6% 824,755 193,626 5,207 3.2 40.4 0.65 - 0.15 -8.4% 27.3%
Promedio lineal Costa -9.6% -6.4% -6.9% 546,885 194,049 8,077 29 49.2 0.40 0.60 1.00 -7.4% 16.0%
Promedio lineal Interior 2.7% 3.3% 7.5% 1,273,661 262,703 5,270 3.6 53.5 0.66 0.31 - -15.0% 16.9%
Promedio lineal MWh98 > 1,000 1.5% 9.4% 6.0% 3,067,114 612,683 11,998 4.6 74.8 0.58 0.67 0.33 -23.8% 5.3%
Promedio lineal MWh98 > 100 y < 1.000 8.7% 8.3% 13.5% 484,489 151,542 5,188 3.4 49.7 0.50 0.44 0.22 -16.3% 12.6%
Promedio lineal MWh98 < 100 -15.3% -18.3% -12.0% 58,319 22,252 1,005 24 34.2 0.75 - 0.17 1.9% 27.3%
io lineal emp con imi Mwh -14.0% -10.2% -9.9% 343,247 84,400 3,301 3.5 39.7 0.50 0.20 0.40 25.7% 58.4%
Promedio lineal empresas con caida MWh < al 20% 2.7% -1.0% 7.0% 542,973 193,071 6,653 27 30.7 0.58 0.50 0.17 -9.7% 8.4%
Promedio lineal empresas con caida MWh > al 20% 4.9% 7.8% 9.3% 1,813,893 359,306 6,829 3.9 7.9 0.65 0.40 0.20 -34.8% 0.7%
io lineal empl con imi usuarios > 20% -7.3% -8.6% -2.0% 1,404,688 278,531 5,206 3.7 34.1 0.50 - 0.17 11.2% 60.3%
io lineal emp con imi usuarios > 20% -3.3% 3.3% 0.3% 477,445 164,463 5,893 29 55.6 0.61 0.44 0.44 -14.4% 10.8%
Promedio lineal empresas con reduccion de usuarios 11.4% 7.2% 15.9% 1,731,311 337,023 6,739 4.1 66.0 0.67 0.67 - -35.9% -18.2%

Fuente: Elaboracion propia en base a CREG.

Las variables consideradas alli son, por un lado, la variaciéon del costo
unitario neta del costo de transporte (CU-T), la variacion del costo de generacion
(G), la variacién del costo de transporte (T), la variacion de otros costos, costos de
comercializacion y costos de distribucion del nivel 1 (O, C y D1 respectivamente), y
la variacién del costo unitario (CU). Por otro lado, como variables potencialmente
explicativas de dichos cambios en los costos, se incluyen el volumen de ventas de
energia en 1998 (MWhO8), la cantidad de usuarios en 1998 (US98), la cantidad de
kilometros de lineas en 2003 (KMO03), el consumo promedio de cada usuario en
1998 (CM98), la cantidad de usuarios en 1998 por kilometro de linea en 2003
(Densidad), la caracteristica patrimonial de cada empresa (Prop., que toma valor 1
si es una empresa publica, 0,5 si es mixta, y 0 si es privada), el control de la gestion
empresaria (resultando en empresas con control publico o privado, siendo las
Unicas tres empresas privadas Codensa, Empresa de Energia del Pacifico y
Compania de Electricidad de Tulta), la integracion vertical entre generacion y
distribucion (Int.G-D), la ubicacién geografica de cada empresa (Costa, con valor 1
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si provee servicios en la Costa y 0 en caso contrario), la variacion en los voliumenes
de energia facturados (var.Mwh) y la variacion del nimero de usuarios (en los
ultimos dos casos, entre 1998 y 2003).

Como puede observarse alli, de no haber sido por el incremento en el costo
de transporte, el costo promedio (lineal) del servicio eléctrico habria bajado
levemente en el periodo en vez de haberse verificado un aumento en torno al 4%
(en efecto, el costo de transporte aumentd un 130% y pasé de representar el 4,3%
del costo total en 1998 a representar el 8,1% en el ano 2003).

En lo que respecta a la incidencia de otras caracteristicas de las empresas
analizadas, se observa que:

i) La forma de propiedad de las empresas (publica, mixta o privada) no
estd correlacionada con la variacién de costos unitarios en el periodo 1998-
2003.

ii)Los costos unitarios de las empresas controladas privadamente
subieron algo mdas que los correspondientes costos de las empresas bajo
control publico, pero sdlo hay 3 empresas con control privado en la muestra,
por lo cual este resultado podria ser muy inestable ante una ampliaciéon de la
misma.

iii) Los costos unitarios (tanto el CU-T como el G) tendieron a
aumentar en el caso empresas verticalmente integradas pero tendieron a
disminuir en el caso de empresas no integradas verticalmente en esta
dimension.

iv) Los costos unitarios tendieron a caer en las empresas mas
pequenas y en aquéllas ubicadas en la Costa.

v)La reduccién de costos unitarios esta fuertemente vinculada con el
crecimiento en las ventas y niimero de usuarios registrados en el periodo (lo
cual indica el aprovechamiento de economias de escala).?

 La evolucién de la cantidad de energia suministrada por cada empresa entre 1998 y 2003 es muy errdtica y
no resulta confiable. En particular, las cifras disponibles indican una fuerte reduccion del total de energia
suministrado entre 1998 y 2003 en torno al 24% considerando el agregado de las 21 empresas para las
cuales se conto con informacion sobre todas las variables seleccionadas (lo cual representé un promedio de
reduccion lineal del 13,2% por empresa). Por otra parte, el problema no se limita a la informacion del ario
2003, ya que eliminando dicho anio de la muestra también se verifica una reduccion en las ventas totales
(algo menor, en torno al 16% del agregado, significando una reduccion promedio lineal por empresa del
8,2%). En consecuencia, no corresponde tomar en cuenta los resultados derivados de la consideracion de las
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En la medida en que el computo de los costos unitarios por parte de la
CREG reflejara costos efectivamente relevantes para cada una de las empresas
involucradas, esta evidencia podria brindar cierto sostén a las recomendaciones de
desintegracion vertical entre generacion y distribucion que se realizan en este y
otros trabajos. Sin embargo, al momento no corresponde avanzar en
interpretaciones cualitativas o causales, tanto debido a la escasa confiabilidad de la
muestra (respecto de las variaciones de ventas de energia y nimero de usuarios
como también respecto de las variaciones de costos) como al desconocimiento
sobre las bondades de los costos unitarios que computa la CREG.

d) Otros indicadores de desempefio
1. Comparacion internacional de tarifas eléctricas

Introduccion

Las comparaciones internacionales de precios, en cualquier instancia pero
en particular en lo que respecta al servicio eléctrico, encierran diversas e
importantes complicaciones. Ellas incluyen no sdlo considerar el grado de
agregacion de los bienes cuyos precios se comparan (por ejemplo, tarifas eléctricas
en su conjunto, o tarifas para distintos tipos de clientes —residenciales, comerciales
o industriales—, para distintos tamafios de consumidores, etc.) y las diferencias
entre los tipos de cambios reales (que distorsionan las comparaciones de precios en
una unica moneda —ddlar estadounidense por ejemplo- al perder de vista las
diferencias de costos y de poder adquisitivo generales en cada pais), sino también
la identificacién de las distintas etapas (verticales) en la industria (generacion,
transporte, distribucién y comercializacion en el caso del sector eléctrico), la
consideracion de factores especificos que afectan los costos del servicio en cada
pais (tamano, densidad poblacional, geografia, hidraulicidad, etc.), existencia de
subsidios directos e implicitos, etc.

A continuacion, en consecuencia, se realiza un primer esfuerzo en pos de
avanzar en una comparacion tarifaria internacional para aproximar globalmente,
de manera complementaria con otros analisis especificos, si el nivel tarifario del

variaciones en las ventas como determinantes de la evolucion de costos. Las variaciones en el numero de
usuarios son menos errdticas y en conjunto mas razonables (creibles), pero igualmente se observan algunos
casos con caidas superiores al 35% (Central Hidroeléctrica de Caldas y Electrificadora de Caqueta) e
incrementos superiores al 80% (Empresa de Energia de Cundinamarca y Empresa de Energia del Putumayo)
que aconsejan dejar de lado cualquier conclusion tentativa respecto de la variacion de usuarios también.
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servicio eléctrico en Colombia luce elevado o deprimido. En funcion de las
complejidades que se enfrentan en tal tipo de comparaciones, las conclusiones solo
pueden ser muy tentativas y cualitativas. En cualquier caso, aun reconociendo las
limitaciones del caso, cabe consignar que el objetivo del andlisis también es
identificar si un determinado resultado cualitativo (por ejemplo, “las tarifas
eléctricas no lucen particularmente elevadas ni deprimidas segun la media
internacional”) se origina en similitudes o diferencias en los segmentos
tedricamente competitivos (generacion) o en los naturalmente monopdlicos
(transporte y distribucidn) que estan sujetos a regulacion.

Segun sean los resultados, es posible complementar diagndsticos respecto
de donde debe concentrarse las soluciones (upstream o downstream) y qué
posibilidades existen para realizar reformas (ya que ello varia si lo necesario es
realizar rebalanceos tarifarios entre distintos usuarios de una misma empresa o
entre usuarios de distintas empresas) o si se requieren incrementos generalizados
de tarifas. En ese sentido, preliminarmente al menos, la evidencia global que se
discute a continuacion no indica que actualmente exista una deficiencia general en
el nivel tarifario del servicio eléctrico en el SIN de Colombia, tanto considerando
tarifas finales como los segmentos de transporte y distribucion en conjunto, por lo
cual aparentemente no haria falta un incremento tarifario generalizado. La grave
situacion financiera por la cual atravesaron varias empresas colombianas en los
ultimos anos sin dudas es relevante para precisar este analisis a nivel micro, pero
resulta importante notar que en ese caso el problema podria obedecer a que las
empresas colombianas se enfrentan a mayores costos que las empresas eléctricas en
otros paises, y no a que las tarifas estan claramente fuera de toda posibilidad de
cubrir costos normalmente enfrentados en la prestacion de este servicio.

Segun las cifras agregadas que se consignan aqui, tampoco resulta obvio
que corresponda realizarse un rebalanceo entre usuarios residenciales e
industriales a nivel global,, aiin cuando la eliminacion de subsidios cruzados no
haya sido plena luego de la reforma de 1994. La necesidad de incrementar tarifas
para algunas empresas y reducirlas para otras, por otro lado, requiere confrontar
tarifas con costos para cada empresa, y por ende tener suficiente confianza en los
cdmputos de costos existentes, tarea que no se intenta en este trabajo y que no es
posible abordar siquiera minimamente con la informacién agregada comentada a
continuacion.

Distintos ejercicios

Un primer ejercicio se presenta en el cuadro siguiente, utilizando
informacion para el afio 2002 de la CIER y OLADE para un conjunto de paises de
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Sudamérica. En dicha muestra se incluyen 3 categorias tarifarias (residenciales,
comerciales e industriales), netas de impuestos, medidas en dolares corrientes en
cada caso, y ademas distintos factores que podrian explicar diferencias de precios a
nivel mayorista (hidraulicidad) o minorista (superficie, nimero de clientes,
densidad poblacional, PBI per capita, etc.).

El analisis del cuadro permite obtener las siguientes conclusiones:

1) Comparado con el promedio lineal del resto de paises en la muestra,
Colombia muestra tarifas finales relativamente altas para usuarios industriales,
y tarifas similares al promedio para usuarios residenciales y comerciales; en
conjunto, las tarifas del servicio eléctrico eran 5% mayores que el promedio de
los paises de la region en el ano 2002, de forma tal que no se verifica una
diferencia apreciable o de signo confiable (una vez que seguramente existan
problemas de construccion de la muestra no resueltos).

2) Dado que la densidad poblacional es el doble en Colombia que en
promedio de la region, sus tarifas deberian ser menores (por las economias de
densidad), pero eso se compensa con el menor consumo promedio por
habitante (que llevaria a mayores tarifas), razon por la cual no deberia
esperarse (por estos motivos, tomados en conjunto) diferencias tarifarias
significativas entre Colombia y el promedio de la region.

3) Conclusiones similares —con las limitaciones que hubiere— se obtienen
comparando a Colombia con el agregado Ecuador + Pertt (construido con un
pais hipotético, tomando el promedio ponderado por total de Mwh
consumidos), cuyas condiciones geograficas y demograficas son mas parecidas.
En particular, Colombia deberia tener menores tarifas suponiendo que existan
economias de escala respecto de este pais hipotético, pero las tarifas eran en
términos globales (aunque no en estructura), y si las tarifas que computa
OLADE relativamente correctas, relativamente iguales en 2002.

4) Las conclusiones anteriores se mantienen al considerar sélo el
componente regulado de las tarifas —esto es, restando los costos de generacion
(precio mayorista o de contratos segin sea el dato mas relevante y disponible)
de la tarifa final- pero se acentiian fuertemente al corregir los margenes de
transporte y distribucion (T+D) resultantes segun el Purchasing Power Parity
(PPP) de cada pais que elabora el Banco Mundial para medir retrasos
cambiarios de los distintos paises: como se observa en las ultimas columnas del
cuadro, las tarifas netas del costo mayorista de la energia eléctrica (esto es, el
margen conjunto de transporte y distribucién, incluyendo la comercializacion
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en este ultimo servicio) son levemente mayores en Colombia que en el
promedio de paises de la region para los que hemos podido recopilar
informacion (incluyendo como base de comparacion el promedio ponderado
Ecuador-Pert1), pero dicho margen es significativamente mayor si se corrige la
comparacion lineal por medio del PPP (en ese caso, los margenes regulados
T+D superaban en mas de un 50% al promedio de los 5 paises disponibles, y un
30% al promedio ponderado Ecuador-Peru).
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Tabla No. 3.18

Estadisticas principales del sector eléctrico en paises de América Latina, afio 2002

Superf. Poblac. Dens. PIBper Viviendas Clientes | Consumo Consumo Gener. . ) Precios (US cent/kWh), Junio Margen Margen T+
(miles de total  (hab.  cépita con del promedio prom. total hidro (% Energia consumida (GWh) 2002 Precio | T+D (US (US cent/
KM2) (millones por  (US$/  servicio  servicio | residencial clientes del total) mayorista | cent/ Gorrec. | kwh), con
dehab) KM2) hab) eléctrico eléctrico | (KWh afio) (kWh afio) . . prom. | (US cents/ | kwh) Pzgoazno x PPP
(miles) (miles) Resid. Comerc. Industr. | Total | Resid. Comerc. Industr. pond. kWh)
Argentina * 2,777 36.2 13.0 9,741 10,031 11,500 2,116 5,823  44.5%| 21,230 12,200 26,400 66,970] 10.50 13.25 6.19] 9.16] 1.85 7.31 11.3% 8.1
Bolivia 1,099 11.0 10.0 883 1,519 1,143 952 3,167  53.6%| 1,446 677 895 3,620 5.80 9.16 4570 6.9 2.89 3.30| 170.0% 8.9
Brasil 8,512 176.3 20.7 2,598 43,827 51,522 1,658 5,638 80.0%| 72,660 45,256 127,626 290,466 9.00 7.56 3.83] 6.05
Chile 757 15.1 20.0 4,115 3,748 4,269 1,905 9,023 51.0%| 7,139 3,928 25,913| 38,520 8.09 7.74 538 6.15| 3.74 ** 2421 132.2% 5.6
Ecuador 284 124 43.8 1,855 2,848 2,623 1,088 3,305 64.0%| 3,098 1,570 2,503 8,670 8.70 8.60 8.14f 8.48] 299 *** 5.49| 195.0% 16.1
Paraguay 407 5.5 13.6 978 997 1,011 1,937 4,359 100.0%| 1,931 870 931 4,407 5.16 5.48 3.46] 4.81
Peru 1,285 26.9 20.9 2,131 4,197 3,614 1,064 4,884 84.7%| 4,465 3,013 9,567 17,650 9.32 6.27 593 6.88] 292 *** 3.96 | 131.5% 9.1
Uruguay 176 3.4 19.1 3,639 1,193 1,187 2,331 5,184  99.4%| 2,781 1,131 1,289 6,153 11.19 9.76 554 9.48
Venezuela 912 251 275 3,757 5,519 4,735 3,008 13,916 67.2%| 16,601 9,825 30,021 65,892 5.50 7.90 2.80] 4.48
Promedio s/ Colombia 1,801 34.7 21.0 3,300 8,209 9,067 1,784 6,144 71.6%| 14,595 8,719 25,016/ 55,816] 8.14 8.41 5.09| 6.85| 2.88 4.50 9.6
Ecuador + Peru 1,569 39.3 25.1 2,044 7,045 6,237 1,074 4,220 77.9%| 7,563 4,583 12,070( 26,320 9.07 7.07 6.39| 7.35| 2.94 4.4 11.4¢
Colombia 1,139 43.8 38.5 1,881 7,919 8,195 1,857 4,220 72.7%| 14,704 5354 11,251 34,585 7.67 6.77 6.84 7.22| 257 *** 4.65| 223.0% 15.0
Colombia vs. "resto” -36.8%  26.5% 83.7% -43.0% -3.5% -9.6% 4.1% -31.3% 1.5% 0.7% -38.6% -55.0%| -38.0%| -5.8% -19.5% 34.3%| 5.3%| -10.7% 3.4% 56.3°
Colombia vs. Ecuador+Peru -27.4% _ 11.5% 53.6% -8.0% 12.4% 31.4%) 73.0% 0.0% -6.7%| 94.4% 16.8%  -6.8%| 31.4%|-154% -4.2% 7.1%| -1.8%]| -12.6% 5.4%) 30.7¢

Fuente: Elaboracién propia en base a datos de CIER y OLADE (precios).

* Precios del afio 2001 para evitar distorsién post-devaluacién y congelamiento tarifario en 2002.
** Promedio lineal de 7 precios consultados (SIC, SING antofagasta, SING crucero, AYSEN, Punta Arenas, Pto. Natales y Pto. Porvenir).

*** Precios segun contratos (el resto son precios del mercado spot).
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Alternativamente, utilizando como fuente de informacioén el World Energy, la
tabla a continuacion permite evaluar las tarifas finales de Colombia, al ano 2001, con
un conjunto mucho mas amplio de paises (56). Los valores expresados incluyen
impuestos, por lo cual las conclusiones son también particularmente preliminares y
sujetas a que la presion fiscal no difiera significativamente entre los distintos paises (o
al menos, entre Colombia y el promedio de paises considerados en cada comparacion).
Al igual que con la comparacién anterior, no deben extraerse conclusiones
cuantitativas ni definitivas, sino indicaciones preliminares sobre niveles tarifarios
agregados respecto de costos relativamente estandarizados internacionalmente (atin
cuando la situacion en este ultimo aspecto en Colombia pudiera diferir).

Se observa alli que, medidas en ddlares del afio 2001, las tarifas del servicio
eléctrico en Colombia, tanto para usuarios industriales como comerciales, eran
relativamente bajas ya sea respecto del promedio total del paises, el promedio de
Sudamérica, o el promedio de América Central, siendo la estructura tarifaria (relacién
entre precio residencial e industrial) similar a la del conjunto de paises incluidos en la
muestra.

Por otra parte, si los valores en dodlares se corrigen segun la paridad del poder
adquisitivo (PPP, “Purchasing Power Parity”) que computa el Banco Mundial, los
resultados son muy distintos: las tarifas residenciales en 2001 eran similares a las del
promedio de los paises de Sudamérica y América Central y significativamente
superiores a las del promedio total de paises, mientras que las tarifas industriales eran
similares a las del conjunto total de la muestra, levemente inferiores a las del promedio
de Sudamérica, y significativamente menores a las de América Central (paises donde
la estructura tarifaria es muy distinta, ya que practicamente no hay diferencias entre
las tarifas a los usuarios residenciales y los industriales —lo cual contrasta con en el
conjunto de paises de la muestra, entre ellos Colombia y el promedio de los paises de
Sudamérica, donde los wusuarios residenciales enfrentan un precio unitario
aproximadamente 50% superior al de los usuarios industriales).

Debe destacarse, finalmente, que habiéndose producido un incremento tarifario
real en el anio 2003 en torno al 15% para los usuarios residenciales y algo superior para
los usuarios industriales, una conclusion preliminar del cuadro anterior es que las
tarifas finales del servicio eléctrico en Colombia no lucen bajas en comparacion con las
observadas internacionalmente, cualquiera sea la muestra que se considere. Puede que
los costos de operar eficientemente el servicio eléctrico sean mayores en Colombia que
en otros paises —aun corrigiendo diferencias de densidad poblacional, PBI per capita,
etc.— o que las tarifas que computan OLADE o World Energy escondan impuestos o
subsidios de diversa naturaleza, pero ello no alcanza para rechazar per se los ejercicios
realizados aqui, maxime cuando éstos son aportados con un caracter complementario
dentro de un analisis mas amplio.
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Tabla No. 3.19

Tarifas eléctricas en varios paises, en ddlares corrientes y corregidas por PPP, aiio 2001

(US$ por Kilowatt-hora, incluyen impuestos)
. . . Residencial/l| Correccion | Residencial | Industrial Re5|den(.:|alll
Country Residencial | Industrial X . . ndustrial
ndustrial PPP corregida corregida .
correqidos |

|Argentina 0.089 0.069 1.29 11.3% 0.099 0.077 1.29
Australia * (afio 1997) 0.080 0.056 1.43 32.4% 0.106 0.074 1.43
Austria (afio 2000) 0.119 0.038 3.13 14.8% 0.137 0.044 3.13
Barbados 0.204 0.204 1.00 65.6% 0.338 0.338 1.00
Belgium (afio 2000) 0.132 0.048 2.75 11.3% 0.147 0.053 2.75
Bolivia 0.066 0.069 0.96 170.0% 0.178 0.186 0.96
Brazil (afio 1998) 0.128 0.057 2.25 39.4% 0.178 0.079 2.25
Canada (afio 1994) 0.060 0.038 1.58 26.0% 0.076 0.048 1.58
Chile 0.086 0.056 1.54 132.2% 0.200 0.130 1.54
Costa Rica 0.065 0.076 0.86 128.4% 0.148 0.174 0.86
Czech Republic 0.060 0.043 1.40 122.2% 0.133 0.096 1.40
Denmark 0.195 0.060 3.25 -7.9% 0.180 0.055 3.25
Dominican Republic 0.087 0.104 0.84 166.1% 0.232 0.277 0.84
Ecuador 0.055 0.061 0.90 195.0% 0.162 0.180 0.90
El Salvador 0.082 0.110 0.75 46.6% 0.120 0.161 0.75
Finland 0.077 0.038 2.03 2.8% 0.079 0.039 2.03
France (afio 2000) 0.102 0.036 2.83 10.3% 0.112 0.040 2.83
Germany 0.124 0.044 2.82 9.9% 0.136 0.048 2.82
Greece 0.070 0.191 0.37 45.5% 0.102 0.278 0.37
Guatemala 0.079 0.075 1.05 132.9% 0.184 0.175 1.05
Guyana 0.060 0.080 0.75 247.9% 0.209 0.278 0.75
Haiti 0.068 0.067 1.01 236.7% 0.229 0.226 1.01
Honduras 0.076 0.062 1.23 191.8% 0.222 0.181 1.23
Hungary 0.068 0.051 1.33 102.7% 0.138 0.103 1.33
India (afio 2000) 0.039 0.080 0.49 423.3% 0.204 0.419 0.49
Indonesia (afio 1999) 0.025 0.027 0.93 284.2% 0.096 0.104 0.93
Ireland 0.094 0.060 1.57 6.6% 0.100 0.064 1.57
Italy (afio 2000) 0.135 0.089 1.52 25.4% 0.169 0.112 1.52
Jamaica 0.146 0.110 1.33 30.9% 0.191 0.144 1.33
|Japan (afio 2000) 0.214 0.143 1.50 -18.0% 0.175 0.117 1.50
Kazakhstan 0.026 0.014 1.86 159.4% 0.067 0.036 1.86
Korea (Korea. South) 0.071 0.057 1.25 64.6% 0.117 0.094 1.25
Mexico 0.075 0.053 1.42 37.9% 0.103 0.073 1.42
Netherlands 0.145 0.059 2.46 6.4% 0.154 0.063 2.46
New Zealand 0.056 0.028 2.00 22.0% 0.068 0.034 2.00
Nicaraqua 0.118 0.115 1.03 354.9% 0.537 0.523 1.03
Norway 0.071 0.034 2.09 -13.6% 0.061 0.029 2.09
Panama 0.121 0.099 1.22 116.8% 0.262 0.215 1.22
Paraguay 0.063 0.036 1.75 1093.1% 0.752 0.430 1.75
Peru 0.100 0.057 1.75 131.5% 0.231 0.132 1.75
Poland 0.079 0.045 1.76 109.7% 0.166 0.094 1.76
Portugal 0.118 0.066 1.79 47.3% 0.174 0.097 1.79
Romania (afio 1998) 0.036 0.050 0.72 218.3% 0.115 0.159 0.72
Slovak Republic (Slovakia) 0.063 0.043 1.47 118.6% 0.138 0.094 1.47
South Africa 0.038 0.013 2.92 323.6% 0.161 0.055 2.92
|Spain 0.109 0.041 2.66 31.2% 0.143 0.054 2.66
Sweden (afio 1997) 0.101 0.034 2.97 0.0% 0.101 0.034 2.97
Switzerland 0.109 0.069 1.58 -23.5% 0.083 0.053 1.58
Thailand (afio 2000) 0.060 0.057 1.05 230.9% 0.199 0.189 1.05
Trinidad and Tobago 0.028 0.023 1.22 46.8% 0.041 0.034 1.22
Turkey 0.084 0.079 1.06 135.2% 0.198 0.186 1.06
United Kingdom 0.101 0.048 2.10 -2.7% 0.098 0.047 2.10
United States 0.086 0.050 1.72 -2.7% 0.084 0.049 1.72
Uruguay 0.137 0.070 1.96 56.2% 0.214 0.109 1.96
Venezuela (afio 1999) 0.048 0.055 0.87 39.0% 0.067 0.076 0.87
Colombia 0.064 0.042 1.52 223.0% 0.207 0.136 1.52
Promedio total paises 0.107 0.068 1.56 20.4% 0.166 0.132 1.26
Promedio Sudamérica 0.083 0.057 1.46 54.3% 0.217 0.146 1.49
Promedio América Central 0.095 0.092 1.06 35.8% 0.221 0.220 1.01

Fuente: Elaboracion propia en base a World Energy y Banco Mundial.
Nota: PPP indica Purchase Power Parity, computado para el afio 2002 en general, salvo Argentina (2001), Brasil (1998), Sweeden (1997),
y paises de escaso GDP (cuyos PPP corresponden a afos anteriores, tipicamente 1998 y a veces 1997).

Nota: las diferencias tarifarias entre los datos de OLADE y WORLD Energy pueden
deberse a los distintos afios considerados, la inclusién o no de impuestos, u otros motivos. En el
caso de la Argentina, por ejemplo, la diferencia es grande debido a la importante devaluacion del
afno 2002 combinada con el congelamiento tarifario en términos nominales entre ambos afios.
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2. Calidad

La SSPD se comprometié el 23 de Junio a que tendria confeccionados los
indicadores DES y FES para varios afos, de forma tal de poder evaluar la evolucion de
los indices de calidad, pero a la fecha esto no ha ocurrido. Al no contar con esta
informacion, solo es posible realizar aqui una comparacion internacional entre los
indicadores de calidad de Colombia con los respectivos indicadores de otros paises,
pero —al igual que en el caso de las inversiones— el analisis de la evolucion es el crucial
para evaluar la reforma (la comparacién internacional es util para evaluar
precisamente el estado actual del servicio desde una Optica relativa entre paises, pero
no permite obtener lecciones sobre el progreso o retraso que significo la reforma de
1994 en esta dimension).

Los dos indices de calidad mas utilizados en la experiencia internacional son el
SAIDI (System Average Interruption Duration Index) que mide la cantidad de minutos sin
suministro del servicio para un usuario promedio, y el SAIFI (System Average
Interruption Frequency Index) que mide la frecuencia de los cortes para un usuario
promedio. Se construyen de la siguiente manera:

Numero total de minutos de interrupcion Numero total de interrupciones

SAIDI= ,SAIFI =

Numero total de usuarios Numero total de usuarios

La tabla a continuacion presenta estos indicadores de calidad en distintas
experiencias internacionales, lo cual permite realizar una evaluacion preliminar de la
calidad relativa del servicio eléctrico en Colombia.

Tabla No. 3.20
Indicadores de calidad: SAIDI y SAIFI anuales (promedio, maximo y minimo)
SAIDI SAIDI SAIDI SAIFI SAIFI SAIFI
promedio>® | maximo | minimo | promedi | maximo | minimo
0
Argentina (1997)¢ 14,87 23,14 8,88 9,72 11,4 8,16
Gran Bretaria (1998).f 1,59 3,7 0,75 0,85 1,55 0,38
California (1998)¢ 2,0 3,0 0,8 1,86 2,7 1,3
linois (1998)f 6,08 10,0 1,35 2,0 2,84 0,66
Washington (1997)s 1,62 4,47 0,72 1,76 8,3 0,21

Nota: a) promedios lineales; b) SAIDI medido en horas; c) Edesur, Edenor y Edelap en el Gran
Buenos Aires; d) cortes incluyen tormentas y cortes programados; e) se consideran cortes mayores a 5
minutos; f) se consideran todo tipo de cortes mayores a 1 minuto; g) distintas compafiias contabilizaron
cortes minimos de distinta duracién.

Fuente: Urbiztondo, S.: “La regulacion de la calidad en el servicio eléctrico: una evaluaciéon en base
a principios tedricos y la experiencia internacional”, Anales de la Asociacién Argentina de Economia Politica,

afo 2000.
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En Colombia, los registros corresponden a los indicadores DES (duracion de
las interrupciones promedio por mes) y FES (nimero promedio de interrupciones
por mes, por circuito), dificultando la comparacion con la evidencia internacional
anterior (particularmente en el segundo caso, ya que no sélo debe computarse el
numero total de usuarios para cada empresa sino también el nimero de circuitos).

En la medicion correspondiente al ano 2002, segtin se observa en el capitulo
3 del Informe REDI I, el indicador FES se ubicé en torno a 0,38 (vale decir,
aproximadamente 4,5 interrupciones por afo en cada circuito), con una gran
variabilidad (en particular, siendo el promedio muy superior para las empresas
publicas), mientras que el indicador DES se ubico en promedio en torno a 17 (esto
es, cada interrupcion mensual tuvo una duraciéon promedio de 17 horas), en este
caso con una mejor performance de las empresas publicas (11 horas vs. 23 horas
promedio de las empresas privadas) lo cual es claramente altisimo. La revision de
esta informacion por parte de la SSPD es crucial para poder obtener conclusiones
validas sobre la calidad relativa del servicio eléctrico respecto de otros paises.

3. Cobertura

Medir la evolucion de la cobertura del servicio eléctrico -medida como
porcentaje de la poblacion con acceso al mismo— en Colombia resulta complicado
en funcion de la antigiiedad del tltimo censo poblacional, razén por la cual no hay
suficiente acuerdo sobre el tamafio medio de cada unidad familiar ni sobre el total
de poblacion en el pais

Asi, en vez de hacer referencia a la cobertura, corresponde en cambio
evaluar la evolucion del namero de suscriptores. Al respecto, tal como informa la
CREG en su pagina web y se reproduce en la tabla y gréfico a continuacion, hubo
un importante crecimiento en el nimero de conexiones en el SIN entre 1995 y 2003
(en torno al 4,7% promedio anual), y particularmente en este ultimo afo.
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Tabla No. 3.21

Numero de Suscriptores en el SIN, 1995-2003

Afio Suscriptores

1995 6,273,951

1996 6,508,117

1997 6,899,218

1998 6,901,893

1999 7,296,434

2000 7,443,671

2001 7,837,856

2002 8,102,413

2003 9.073.213
Var.% 95-03 44.6%
Var.% 95-02 29.1%
Var.% anual 95-03 4.7%
Var.% anual 95-99 3.8%
Var.% anual 99-03 5.6%

Fuente: CREG.

Grafico No. 3.3
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Sin embargo, mas alla de este avance, debe notarse la ampliacion de la

cobertura se ha visto perjudicada por ciertas incoherencias en el esquema de

planeamiento del sector, donde los planes de expansion del Gobierno (PND), la

UPME vy los de las empresas son inconsistentes entre si. Es asi como, por ejemplo,
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para ampliar la cobertura por medio de extensiones de red las empresas (u
operadores de red, OR) deben seguirse los procedimientos especificados en la Res.
CREG 70/98. Si bien el OR debe elaborar el Plan de Expansion del Sistema que
opera de acuerdo con su Plan Estratégico y de Negocios, en la Resolucion se fija
que el MME debe elaborar —como maximo cada 5 afios— un plan de expansion de la
cobertura del servicio de energia eléctrica, determinando las inversiones publicas
que deben realizarse y las privadas que deben estimularse, plan que por lo general
no guarda consistencia alguna con los presentados por los ORs. A su vez, la
regulacion exige que la UPME elabore y actualice el Plan Energético Nacional y el
Plan de Expansion del sector eléctrico en concordancia con los niveles de cobertura
previstos en el Plan Nacional de Desarrollo los cuales, a su vez, tampoco guardan
consistencia con los otros planes. La experiencia ha demostrado que no se hacen las
comparaciones entre los planes de expansion de los OR, el del MME y el de la
UPME.

El Plan de Expansion del OR debe incluir todos los proyectos que requiere
su sistema (considerando solicitudes efectuadas por terceros) siempre y cuando las
mismas sean viables en el contexto de su Plan Financiero, entendiendo por viables
que el costo marginal de la extension de la red no sea mayor al costo medio
histdrico. El problema radica en que el Plan de Expansion del OR no coincide con
el del MME ni con el de la UPME, en buena medida porque los planes de éstos
responden a otras necesidades que no tienen porqué cumplir con el requisito de
que el costo marginal de la extension de la red no sea mayor al costo medio
histérico. En caso de que los Planes de Expansion de los ORs no satisfagan los
niveles de cobertura definidos por la UPME, pero exista algtin tercero dispuesto a
asumir la prestacion de este servicio, éste podra ejecutar las obras
correspondientes. SOlo en aquellos eventos en los cuales, como resultado de la libre
iniciativa de los distintos agentes econdmicos, no exista algtin tercero dispuesto a
asumir la prestacion de este servicio, se podra celebrar un contrato de concesion.
Es decir, si bien la Ley y la regulacion conciben la figura de la concesion, la misma
no se ha utilizado dado que para llegar a esta alternativa se deben haber cumplido
los requisitos anteriores, y porque la tarea de comparacion entre los distintos
planes no se hace en la practica.

A pesar de los problemas que se han presentado con algunos contratos de
concesion en otros paises latinoamericanos, la experiencia demuestra que con este
tipo de esquemas es mas facil imponer exigencias en materia de ampliacion de
cobertura asi como financiar las obras de expansion (los agentes descuentan los
costos de la ampliacion de la red, sean los proyectos rentables o no, dentro del
precio que licitan para obtener la concesion). En Colombia no existen exigencias
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para ampliar la cobertura, solo se extiende la red si el proyecto es rentable. En la
practica, cuando el costo marginal del proyecto de extension es menor que el costo
medio histdrico, el OR hace convenios con el departamento y/o municipio para
hacer la obra, o la misma es ejecutada por uno de los fondos de electrificacion
existentes (FAER, FNR o FAZNI). No obstante, esta forma practica de hacer las
extensiones no estd exenta de problemas. Por un lado, los mecanismos de
asignacion de los fondos son poco claros, y por otro lado, cuando las obras son
ejecutadas por terceros no queda claramente definido de quién son las obras y
quién tiene la obligacion de mantenerlas y reponerlas. En este ultimo caso, por
ejemplo, existen discusiones respecto a si los activos deben estar reflejados en los
cargos por uso y si el OR que no es duefio de esos activos puede cobrar cargos por
los mismos. En caso de que el OR haga la reposicion y mantenimiento de los
activos, lo cual seria lo logico, se discute si existe una transferencia o no de
propiedad sobre los mismos.?

4. Capacidad de generacion

La capacidad de generacion instalada en Colombia ha evolucionado
positivamente en términos de diversificar la oferta, muy concentrada en la
generacion hidraulica, permitiendo unidades productivas de menor escala que
permiten a su vez el desarrollo de un mercado mdas competitivo. Actualmente, en
el Sistema Interconectado Nacional (SIN) se encuentran instaladas cerca de 93
unidades de generacion con una capacidad bruta total de 13.660.2 MW, lo que
significa que el tamano promedio de las unidades del Sistema es de 147
MW/Unidad. De esta capacidad, unicamente el 0.5% corresponde a
autoproduccion y cogeneracion de electricidad.

Al respecto, aiin cuando la solucién precisa sobre esta cuestion requiere realizar un estudio en si mismo,
pueden hacerse dos observaciones preliminares. Primero, el problema de remunerar la expansion de un
servicio publico cuando terceros agentes aportan capital propio para realizar inversiones (o realizan las
inversiones directamente) no es unico del servicio eléctrico colombiano, por lo cual la experiencia
internacional puede ilustrar las soluciones alternativas (v sus efectos mas visibles). Segundo, considerando el
problema desde la optica economica, y dejando de lado la conveniencia o existencia de subsidios cruzados o
explicitos (existentes con o sin financiamiento / ejecucion de inversiones de expansion por terceros), las
tarifas aplicables a los usuarios deben siempre reflejar el costo economico del servicio, y el problema se
reduce a definir el destino de la porcion de la tarifa que remunera los activos de capital (en el caso de una
inversion de terceros, entonces, parte de la tarifa debe constituir una devolucion del capital financiero
aportado / inversion especifica realizada, como si hubiese constituido un préstamo, quedando la operacion y
responsabilidad de amortizacion en cabeza del OR, quien recibe la porcion de la tarifa computada a tal fin;
una vez definidos dichos destinos de los componentes tarifarios, quién sea definido nominalmente como
propietario de la inversion es practicamente irrelevante).
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Como puede verse en el siguiente cuadro, si se comparan la cantidad de
MW anuales que en promedio se instalaron entre 1987 y 1994, con los MW
instalados entre 1995 y 2002, se encuentra que los mismos pasaron de 455 a 515
MW (crecimiento de 13%). Sin embargo, el ritmo de crecimiento de la capacidad
total de generacion cayo6 levemente luego de la reforma, pasando de una tasa de
crecimiento anual del 5,6% entre 1987 y 1994, a una tasa anual del 4,6% entre 1995
y 2001.

Tabla No. 3.22

Evolucion de la capacidad de generacion (MW), 1991-2001

Afio Total Hidro Gas % Hidro | % Gas
1987 6,894 5,180 1,122 | 75.14% 16.3%
1991 8,395 6,521 1,282 | 77.68% 15.3%
1994 10,080 7,863 1,135 78.01% 11.3%
2001 13,169 8,682 3,700 | 65.93%| 28.1%
Incorporacion de MW promedio anual, 1987-1994 455 383 2
Incorporacién de MW promedio anual, 1995-2001 515 137 428
Variacion % anual 1987-1994 5.6% 6.1% 0.2%
Variacién % anual 1995-2001 4.6% 1.7% 21.8%

Fuente: Elaboracion propia en base a UPME.

La evaluacion de esta leve desaceleracion en la velocidad de incorporacion
de capacidad de generacion eléctrica, mas alld de lo positivo que resulta su
diversificacion, requiere contrastar cémo evoluciono la demanda de energia (y de
potencia) en el mismo periodo, para asi determinar si la reforma efectivamente
posibilitd reducir los riesgos de desabastecimiento y si las sefiales econdmicas para
potenciales inversores en plantas de generacion fueron las correctas.

En efecto, no corresponderia esperar ni exigir de la reforma que acelere la
inversion en generacion si no hay demanda que la motive (y que por ende permita
recuperarla econdmicamente ex-post). El andlisis aqui requiere determinar la
velocidad de crecimiento de la demanda pre- y post-reforma, la demanda méaxima
(o demanda de potencia) a lo largo del tiempo, y el precio de generacion (ya que si
existiera sobre-oferta post-reforma corresponderia observar una reduccion del
precio, al menos mientras la generacion desplazada del despacho sea la generacion
térmica a carbon o de plantas térmicas tecnologicamente obsoletas). En el cuadro a
continuacion se incluye la evolucion del consumo de electricidad (extraido de la
base de datos NEON del MEM), con variaciones anuales similares al crecimiento
(porcentual) de la demanda de potencia.
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Tabla No. 3.23

Evolucion del consumo (GWh)

Afio Total

1990 33,982

1995 41,774

2003 45,771
var.anual 90-95 4.2%
var.anual 95-03 1.1%

Fuente: Elaboracion propia en base a ISA.

La primera mirada a esta serie de consumo indica que la tasa de crecimiento
anual fue muy superior entre 1994 y 1995 (4.2% promedio anual) si se compara con
la registrada entre 1995 y 2003 (1.1%). Asi, suponiendo que la estacionalidad diaria
y mensual del consumo no cambia afio tras afio (supuesto que seguro no se cumple
ex-post, pero que es razonable para estimar la demanda de capacidad afo tras afio,
en una perspectiva de largo plazo), el crecimiento porcentual del consumo es igual
al crecimiento porcentual (esperado al menos) en la demanda de capacidad. Por
eso, dado que en la etapa post-reforma el crecimiento de la demanda fue mucho
mas lento (recesion de 1999 mediante, en donde el consumo cay6 un 5% y tardo 2
afnos en recuperarse al nivel previo), el crecimiento en la capacidad de generacion
no tiene porqué haber sido mayor post-reforma que pre-reforma. Esto indicaria
que hubo muy buen nivel de inversién en generacion aun cuando la tasa de
crecimiento de la capacidad no haya aumentado (en particular, dado que la nueva
capacidad térmica es mas confiable que la hidraulica, la “calidad” del crecimiento
de la oferta fue mejorando, por lo cual el exceso de capacidad sobre demanda con
fines precautorios deberia tender a caer porcentualmente).

No obstante lo anterior, es importante recalcar que la alta dependencia en el
recurso hidrdulico hace que la continuidad del suministro en Colombia esté
dominada por restricciones de energia y no de potencia. Es por eso que si se
compara la demanda mdaxima contra la potencia instalada pareceria como si el
sistema estuviera sobredimensionado. Aun asi, el uso de la capacidad hidraulica es
supremamente volatil y susceptible a las condiciones climaticas. La vulnerabilidad
se relaciona con el hecho de que el pais cuenta con un solo embalse de regulacion
plurianual (El Pefiol — Guatapé), es decir, con capacidad para almacenar reservas
por mas de un afio. Fue por eso que a principios de los afios 90s el objetivo de
politica que se trazo fue el de cambiar la relacion hidrotérmica del sistema (80/20),
con el fin de disminuir la vulnerabilidad del sector eléctrico ante la presencia de
fendmenos climatoldgicos como el ENOS (Fendmeno de El Nifio / Oscilacion Sur).
Trascurridos cerca de doce (12) afios de la definicion de esta politica, en la
actualidad la relacion hidrotérmica es de 66/34.
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Este cambio en la composicion del parque le permitid al pais superar
exitosamente las hidrologias secas asociadas con la presencia del Fenomeno de El
Nifio / Oscilacién Sur de los bienios 1997-1998 y 2002-2003. No obstante la
tendencia en esta materia puede estarse revirtiendo. Como se presento en la Tabla
2.3 de la seccion anterior, nuevamente en el pais se estan planteando planes de
expansion de la capacidad instalada marcadamente hidroeléctricos.?® Transcurrida
apenas una década desde el altimo racionamiento de energia, el cambio de politica
energética no parece ser el mas adecuado.

5. Participacion privada

A principios de la década del 90 la prestacion del servicio de electricidad en
Colombia, estaba basicamente en manos del Estado. Con excepcion de un proyecto
de generacion de iniciativa privada, Proeléctrica, y de la participacién accionaria
de particulares en la actual Compafiia de Electricidad de Tulua, el servicio eléctrico
era prestado por cerca de treinta (30) empresas estatales de orden nacional,
regional, departamental y municipal, en su mayoria integradas verticalmente

La crisis energética de 1992 puso de manifiesto las falencias de la industria y
la necesidad de optar por otro modelo que permitiera responder a los
requerimientos energéticos del pais con minima dependencia del gasto y
endeudamiento publico. Fue asi como la reforma y reestructuracion de la industria
eléctrica emprendida a partir de 1994 tuvo como uno de sus objetivos mas
importantes la promocién de la inversion privada para cubrir necesidades de
financiamiento para la expansion y mantenimiento de la capacidad instalada, asi
como la incorporacién de un mayor nimero de agentes privados para facilitar la
competencia.

Como se presentd en la seccion anterior, en el sector de la generacion se ha
dado un incremento en la capacidad instalada. Este incremento se ha dado en
buena medida por la puesta en servicio de plantas nuevas por parte de los
inversionistas privados. Fue asi como de los 4,116 MW agregados al SIN entre 1995
y 2002, 2,163 MW (52.6%) fueron instalados por privados. Como puede apreciarse
en la Tabla siguiente, del monto instalado por privados, un poco mas de la mitad
1,221.9 MW (56.5%) correspondid a contratos garantizados (PPAs) entre empresas
privadas y publicas. Debe resaltarse como la capacidad instalada por empresas
privadas pierde dinamismo a partir del ano 1999 mientras que las empresas

% Proyectos de este tipo como Porce 3 de 660 MW, Hidrosogamoso de 900 MW, e Ituango de 2.000 MW, ya
estan definidos, o en etapa de definicion.
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publicas de carécter

nacional

o municipal ponen
aproximadamente 1,953 MW entre el afo 2000 y el 2002.

en funcionamiento

Tabla No. 3.24 -Plantas de Generacion Puestas en Servicio por privados 1995-2002

ANODE CAPACIDA | CAPACIDAD
PUESTAEN DBRUTA EFECTIVA PRIVADA PUBLICA
SERVICIO PLANTA MW) NETAMW) | PROPIETARIO | ACUMULADA | ACUMULADA
1996 | FLORES 2 100 99 PRIVADA 100
1997 | TERMODORADA 52 51 | PPA-CHEC 152
EPSA -
1998 | TERMOVALLE 214 203 PRIVADA 366
PPA-
1998 | TEBSA 768 750 | CORELCA 1134
1998 | MERILECTRICA 159,9 154 PRIVADA 1293,9
1998 | FLORES 3 152 150 PRIVADA 1445,9
1999 | PAIPA 4 168 150 | PPA-EBSA 1613,9
1999 | TERMOEMCALI 233,9 231 | PPA - EMCALI 1847,8
TERMOCENTRO ISAGEN
2000 | cC 290 285 | (NACION) 290
TERMO-
2000 | CANDELARIA 1 158 150 PRIVADA 2005,8
TERMO-
2000 | CANDELARIA 2 158 150 PRIVADA 2163,8
URRA
2000 | URRA 344 331 (NACION) 634
EEPPM
2001 | PORCE II 414 405 | (MUNICIPAL) 1048
EEPPM
2001 | TERMOSIERRA 500 460 | (MUNICIPAL) 1548
ISAGEN
2002 | MIEL I 404,9 396 | (NACION) 1952,9
Total 4116,7 3965 52,6% 47,4%
PPAs 1221,9 56,5%

Fuente: CND - ISA, UPME
Fecha de Actualizacion: Septiembre 04 de 2003
Calculos de los autores

Teniendo en cuenta el Porcentaje Accionario que estd en manos del sector
privado, asi como el valor de los activos de las distintas companias en el 2002, es
posible calcular la participacion de los inversionistas particulares en el sector. Para
el SIN, este ejercicio fue realizado por Rojas y Chahin (2004) calculando la
participacion del sector privado en la industria utilizando dos criterios: i)
participacion del sector privado en la propiedad de cada segmento de la industria,
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asi como la participacion agregada en la propiedad; y ii) participacion del sector
privado en términos del control que ejerce sobre las empresas de cada segmento de
la industria, asi como el control a nivel agregado.

Los resultados del ejercicio, resumidos en la siguiente Tabla, muestran como
el sector publico sigue desempefiando un rol empresarial predominante en la
actividad del transporte de electricidad mientras que en los otros sectores el sector
privado ha adquirido un rol protagoénico. Por otra parte, se observa que el sector
privado ha alcanzado un nivel de control de la industria eléctrica, en el SIN, que
supera en 10 puntos el nivel de inversiones que ha efectuado. Lo anterior sefiala
que la racionalidad en la mayoria de los procesos de incorporacion de capital
privado que se han adelantado en el pais, planteaba la cesion de puntos en
términos de control, con la expectativa de obtener que dicha cesion se tradujera en
ingresos fiscales, via dividendos compensatorios. Este no es el caso de algunas de
las enajenaciones que se han efectuado hasta la fecha.

Tabla No. 3.25

Propiedad Dentro Del Sistema Interconectado Nacional

SEGMENTOS % PROPIEDAD | % CONTROL
SIN PRIVADOS

COMERCIALIZACION 82,1% 100,0%
DISTRIBUCION-COMERCIALIZACION 50,9% 90,5%
GENERACION? 98,3% 100,0%
GENERACION-COMERCIALIZACION 26,5% 44,7%
GENERACION-DISTRIBUCION- 3,0% 3,0%
COMERCIALIZACION

GENERACION-TRANSMISION 100,0% 100,0%
GENERACION-TRANSMISION-DISTRIBUCION- 31,8% 38,7%
COMERCIALIZACION

TRANSMISION 17,1% 0,3%
TRANSMISION-DISTRIBUCION- 13,1% 0,0%
COMERCIALIZACION

ND 100,0% 100,0%
TOTAL 34,7% 44,1%

Fuente: Rojas y Chahin (2004)

77 Como no se contaba con la informacion del Balance General de Termotasajero S.A. E.S.P.,
correspondiente al arno 2002, se utilizo la informacion correspondiente al 2001, indexdndola con el
respectivo Indice de Precios al Consumidor Total Nacional.
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Los resultados muestran como la participacién privada pasd de niveles
nulos antes de la reforma a desempenar un rol importante en la generacion,
distribucion y comercializacion de electricidad. No obstante, preocupa que el
Estado siga ejerciendo un rol empresarial importante dentro del sector de la
distribucion y transporte y, por sobre todo, que esté actuando como proveedor de
primera instancia, siendo el principal promotor, financiador y constructor de las
nuevas instalaciones en generacion. Como se mencion6 en la segunda seccion de
este trabajo, ello no favorece el ingreso de nuevos competidores al mercado de
generacion cuando el gobierno indica su apoyo financiero para la realizacion de
nuevas represas hidroeléctricas, publicas, que impiden diversificar las fuentes
energéticas (obsérvese que el 60% de los MW instalados por empresas publicas
correspondié a proyectos hidroeléctricos), faltando al objetivo de la regulacion
declarado en el articulo 20 de la Ley 143.

IV. Rentabilidad y riesgos en el sector eléctrico

Si bien la teoria econdmica es clara en especificar la relacion positiva entre el
nivel de riesgo (entendido como desviacion estdndar de la variable) y la
rentabilidad, en los mercados eléctricos la aproximacion a la toma de decisiones
bajo riesgo o incertidumbre es distinta de la aproximacién microeconémica
convencional. Es distinta en el sentido de que las preferencias de los agentes se
forman sobre un commodity “de flujo” (la electricidad) que se caracteriza por la
poca capacidad de almacenamiento y de transporte. Estas limitaciones para
transportarla en el tiempo y el espacio marcan una diferencia fundamental entre la
electricidad y otros productos comercializables en el sentido de que la relacion
entre los precios spot y los precios forward es influenciada por la dinamica fisica
de la generaciéon y la demanda. En otras palabras, en los mercados eléctricos el
arbitraje en el tiempo y el espacio basado en el almacenamiento y el transporte esta
seriamente limitado, razén por la cual los precios spot son altamente dependientes
en las condiciones temporales de la oferta y demanda locales, aumentando la
volatilidad. Esta dependencia fuerte en las condiciones temporales y locales de la
oferta y demanda conlleva a que los precios spot de la electricidad exhiban altos
niveles de variabilidad diaria, semanal y estacional.

La volatilidad en los precios por si sola no representa un riesgo serio al
menos que el precio de un “input” esté ligado con un “output” cuyo precio es fijo,
poniendo en riesgo los flujos de caja de las empresas. Por ejemplo, el flujo de caja
de wun generador corre riesgo si sus costos de combustible varian
independientemente de los costos del combustible de otros tipos de generacion
que determinan los precios spot de la energia. En contraposicion, una compania de

88



distribucion se encuentra en una situacion similar cuando compra energia en el
mercado spot y es incapaz de trasladar los costos de los saltos en precios a sus
usuarios.

Dado que en el mundo real no existen mercados para todo tipo de
contingencias de manera que el riesgo no puede ser cubierto completamente, en la
medida en que la volatilidad en el mercado es mayor, es mds riesgoso para las
empresas realizar negocios dado que la distribuciéon de probabilidad de sus flujos
de caja exhibird mayores desviaciones estandar de los valores esperados. Por lo
tanto, el objetivo de esta seccion es identificar los factores que aumentan los riesgos
para cada actividad llevando a que la rentabilidad y la operacion de las empresas
en el mundo real no estén dentro de los parametros de rentabilidad y operacion
que traza la regulacidn, revisando preliminarmente alternativas que mejoren la
asignacion de riesgos para reducir su incidencia final sobre el desempeno del
sector.

La seccion esta dividida en dos partes. En la primera se evalta la estructura
patrimonial de las empresas a través de indicadores de rendimiento y rentabilidad
para el periodo de reforma 1998-2003 (fue imposible evaluar un periodo mas largo
debido a dificultades para encontrar series financieras confiables para las empresas
antes de 1998). En la segunda, se evaltan los riesgos sistémicos de la industria y los
intrinsecos a cada actividad que constituyen una primera aproximacion para
explicar el desempenio financiero del sector durante los tltimos anos.

IV.1 Rendimiento y rentabilidad de la industria 1998-2003

En esta seccion se evalta la estructura patrimonial de las empresas a través
de indicadores de rendimiento y rentabilidad. Los indicadores se calcularon por
empresa, por segmento de la industria y a nivel agregado para el SIN entre 1998 y
2003. Los andlisis fueron hechos con base en la informaciéon sobre balances
reportados por las empresas a la SSPD (SUI). Para algunos ejercicios que se
detallan mas adelante, se utilizaron los balances registrados en el SUI pero
revisados por la CREG.

En lo que concierne a los indicadores de rendimiento se tomé el ROA
(retorno sobre activos), como la relacion existente entre el resultado de explotacion
y el activo funcional, a fin de tener una idea del nivel de eficiencia del activo. Se
estimo como el cociente entre las Utilidades Operacionales y los Activos. En el SIN
los resultados sefialan en primera instancia que el 18.6% (16/86) de las empresas
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del Sistema registraron en promedio una Utilidad Operacional negativa durante el
periodo 1998-2003. Es decir, sus ingresos operativos no cubrieron sus gastos
operativos. A nivel de segmentos de la industria, los promedios se presentan a

continuacion:
Tabla No. 4.1
Sistema Interconectado Nacional - ROA
Segmentos SIN 1998 1999 2000 2001 2002 2003 romedio
1998 - 2003
COMERCIALIZACION 90,0%136,3% 152% 0,1% -27,1% -2,5% 19,2%|
IDISTRIBUCION 156,4% 113,2% -2,1% -2,5% -1,6% 3,7% 44,5%
IDISTRIBUCION
COMERCIALIZACION 28,4% 282% 198% -24% -97% -2,6% 1,5%
GENERACION 50,9% 50,2% -64,5% -53,1% 0,1% 2,4% -3,6%
GENERACION
COMERCIALIZACION 20,3% 34,3% 30,5% -45% -3,7% 24,0% 24,4%
GENERACION DISTRIBUCION
COMERCIALIZACION 53,7% 43,6% 3,4% -09% -0,6% -1,4% 15,4%
GENERACION TRANSMISION
IDISTRIBUCION
COMERCIALIZACION 25,6% 27,7% -0,1% -2,7% -41% -22% 7,4%
TRANSMISION 6,9% 10,1% 85% 42% 22% 2,3% 5,6%
TOTAL 50,1% 64,1% -92% -14,6% -9,7% 1,4% 13,7%|

Fuente: SUI - SSPD. Calculos propios

El ROA promedio puede calificarse como satisfactorio a nivel agregado
aunque no en algunos segmentos de la industria (como es el caso de la
“Distribucion-Comercializacion” y la “Generacion”). El ROA mas alto se registra
en el segmento de los distribuidores puros (44,5%) mientras que el resultado mas
pobre a nivel agregado es el de los generadores puros (-3,6%).

Mientras el ratio de rendimiento refleja el resultado de explotaciéon con los
activos funcionales (activos que sirven para obtenerlos), el ratio de rentabilidad
refleja el resultado neto total, con la inversion que esta siendo financiada por los
accionistas. Puesto que las utilidades se toman después de que se pagan los
intereses a los acreedores y que los acreedores proporcionan medios con los cuales
se respaldan los activos totales, el ROA no es una medida adecuada para estimar la
inversion que esta siendo financiada por los accionistas. La rentabilidad financiera
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o de los fondos propios, conocida como “return on equity” (ROE), es una medida
del rendimiento obtenido por esos capitales propios, generalmente con
independencia de la distribucidon del resultado. En otras palabras, el ROE revela
qué tanto rendimiento obtuvo una empresa en comparacion con los aportes
patrimoniales que se encuentran en la hoja de balance. Es el indicador de
rentabilidad que los directivos buscan maximizar en interés de los propietarios.
Una rentabilidad financiera insuficiente supone una limitacion al acceso a nuevos
fondos propios y externos. Los resultados promedio del ROE en el periodo 1998-
2002 para el SIN se presentan en la siguiente Tabla.

Tabla No. 4.2

Sistema Interconectado Nacional - ROE

Promedio
Segmentos SIN 1998 1999 2000 2001 2002 2003 1998 - 2003
COMERCIALIZACION 171,7% 157,4% -36,3% 13,0% 13,2% 31,5% 34,8%
DISTRIBUCION 342,2%206,6% -53% 23% 2,1% 55% 92,2%
DISTRIBUCION
COMERCIALIZACION 41,7% 41,4% 30,8% -7,0% -7,5% -55% 17,6%
GENERACION 69,7% 752%  23% -12% -52% 12,0% 26,4%
GENERACION
COMERCIALIZACION -47,6% 146,1% 141,3% -32,2% -95,0% -4,8% 14,1%
GENERACION DISTRIBUCION
COMERCIALIZACION 185,0%159,7%  5,1% 0,6% -1,8% -7,4% 56,9%
GENERACION TRANSMISION
DISTRIBUCION
COMERCIALIZACION 36,3% 42,6% -2,7% -12,9% -44,2% -25,9% -1,1%
TRANSMISION 102% 14,7% 10,1% 54% 4,0% 4,8% 8,2%|
TOTAL 75,6% 93,3% 109% -1,5% -82% 8,5% 26,1%

Fuente: SUI-SSPD. Calculos propios

El tinico segmento que obtuvo una rentabilidad promedio negativa durante
la vigencia 1998-2003 fue el de las empresas completamente integradas
verticalmente, con un ROE promedio para el periodo de —1,1%. Los resultados
sefialan unas rentabilidades muy favorables para los distintos segmentos de la
industria durante los afios 1998 y 1999, siendo la misma mucho menor en el
periodo 2000-2003. EI ROE promedio total, sumando todos los segmentos, fue del
26,1% en el periodo lo cual es bastante positivo. El sector de mayor ROE promedio
durante los ultimos cinco afios fue el de los distribuidores puros, aunque el
promedio de los mismos estd afectado por los rendimientos obtenidos entre 1998 y
1999 dado que luego presentan una disminucion significativa en este indicador.
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Ahora bien, estas conclusiones no deben generalizarse sin explicaciones
adicionales. De hecho, por ejemplo, el 22,7% de los generadores puros (5 de 22) y el
40% generadores comercializadores (4 de 10) registraron rentabilidades promedio
negativas para el periodo.

Por lo anterior, en el Gréfico 4.1 se presenta el nimero de empresas
agrupadas por rango de ROE. Si bien se observa una alta dispersion, debe
resaltarse que el 56.6% de las empresas (47 de 83) obtuvieron un ROE promedio
para el periodo superior a 10%.

Con el fin de obtener una medida mas confiable del valor que las empresas
le han generado a sus accionistas durante los tltimos 5 afos, se estim¢ el indicador
de Valor Economico Agregado (EVA). De esta forma, el andlisis tiene en cuenta
tanto el costo del capital financiado como el aportado por los accionistas. E1 EVA se
estimo teniendo en cuenta tanto los balances, con y sin provisiones, para 23
empresas reportados ante la SSPD y revisados por la CREG para las cuales existia
informacion confiable. Los resultados se presentan en las siguientes tablas 4.3 a 4.5.

Grafico No. 4.1

Numero de empresas por rango de ROE - SIN (Promedio 1998-2003)

< -50%
50% y -20%
-20% y -10%
-10%y -5%
5%y 0
0y5%
5%y 10%
10% y 20%
20% y 30%
30% y 40%
40% y 50%
50% y 80%
>80%

Fuente: SSPD. Célculos Propios.
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Tabla No. 4.3 - EVA con provisiones (en millones de pesos corrientes)

EVA
EMPRESAS
1998 1999 2000 2001 2002 2003
INTEGRADAS
CHEC -114.552  -107.457  -154.942  -121.941  -125.024  -135.182
EE.PP.M -704.750  -418.873  -423.489  -439.049  -320.701  -301.136
EPSA -255.634  -167.956  -171.393  -147.356  -136.292 -88.859
ESSA -76.392 -53.939 -72.399 -78.481  -100.107 -72.573
Promedio Integradas -287.832  -187.056  -205.555 ~ -196.707  -170.531  -149.438
G-C
BETANIA -231.396  -143.692  -160.253  -155.893  -135.828  -125.563
CHIVOR -23.793 -72.969 2.529 2.433 -36.058 10.098
CORELCA. -272.553  -315.355  -460.325  -436.500  -342.743 -7.448
EMGESA -423.467  -326.882  -405.446  -426.062  -328.035  -305.380
ISAGEN -389.943  -358.325  -179.578  -169.897  -109.778 -69.931
MERILECTRICA -3.662 -168 -26.648 -5.248 -2.511 -10.925
PROELECTRICA -1.477 -1.584 -11.902 -97.448 ND 2915
TERMOCANDELARIA ND ND -20.250 -3.677 893 -17.389
TERMOCARTAGENA -13.692 -12.726 -17.986 -38.854 -19.371 -12.963
TERMOTASAJERO 4.295 -36.331 -7.162 -40.330 ND ND
TERMOVALLE -2.728 23.902 6.669 28.483 26.054 68.808
URRA ND ND -71.578 -67.541 -42.180  -109.117
Promedio G- C -135.694  -115.489  -112.661  -117.545  -101.851 -57.146
D -C
CENS -81.135 -50.974 -54.282 -48.309 -50.515 -45.355
CODENSA -791.151  -447.484 ND 427438  -398.436  -357.867
ELECTRICARIBE -180.637  -138.081  -225.387  -266.981  -285.771  -159.463
ELECTROCOSTA -152.065  -109.857  -213.035  -251.523  -257.573  -118.636
Promedio D -C -369.508  -224.299 = -446.277  -423.780  -496.518 = -215.319
C
COMERCIALIZAR ND ND 58 758 318 -283
CONENERGIA. ND -450 -571 -211 -2.677 -2.225
ECONSA -32 -65 -77 -121 -554 -712
Promedio C -32 -218 -197 142 -971 -1.073

Fuente: SSPD, CREG y calculos propios.
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Tabla No. 4.4 - EVA sin provisiones (en millones de pesos corrientes)

EVA
EMPRESAS
1998 1999 2000 2001 2002 2003
INTEGRADAS
CHEC -99.351 -95.761  -123.099 -87.583 -70.079 -90.948
EE.PP.M -663.322  -393.800 -379.112  -307.483 -374.803 -213.732
EPSA -238.801  -137.814  -167.452  -105.069 -115.174 -17.414
ESSA -75.355 -51.603 -69.795 -92.639 -78.158 -62.399
Promedio Integradas -269.207  -169.744  -184.865  -148.194  -159.554 -96.123
G-C
BETANIA -230.284  -133.570  -158.785 -170.313  -115916  -122.260
CHIVOR -21.476 -70.719 14.740 12.622 -35.127 18.781
CORELCA. -247.011  -304.249  -351.148  -337.524  -342.305 16.072
EMGESA -423.204  -251.490 -404.031 -319.696  -304.272  -177.102
ISAGEN -374.438  -269.145  -162.226 -82.270  -121.992 -27.637
MERILECTRICA -3.643 -42 -25.589 1.851 -4.310 -10.750
PROELECTRICA -1.155 -1.325 -6.968 -7.983 ND 3.568
TERMOCANDELARIA ND ND -20.084 2.236 -2.215 -17.045
TERMOCARTAGENA -13.133 -12.171 -15.501 -17.731 -22.840 -10.911
TERMOTASAJERO 8.020 -35.642 -4.385 -16.543 ND ND
TERMOVALLE -2.647 24.415 8.499 27.352 26.937 69.667
URRA ND ND -70.629 -34.967 -66.689  -107.975
Promedio G - C -130.749 -96.470 -99.676 -78.581  -108.656 -39.117
D -C
CENS -67.625 -46.753 -46.753 -50.402 -39.079 -39.805
CODENSA -753.052  -355.975 ND  -362.821  -298.692  -234.959
ELECTRICARIBE -168.505  -123.077  -207.927  -204.000 -158.775 -97.337
ELECTROCOSTA -144.684 -93.407  -199.979  -224372  -172.071 -87.403
Promedio D -C -283.467  -154.803  -259.820  -210.399 -167.154  -114.876
C
COMERCIALIZAR ND ND 178 904 1.003 -150
CONENERGIA. ND -447 -247 -2.312 452 -1.674
ECONSA -31 -40 -46 -40 -268 -578
Promedio C -31 -203 -38 -483 395 -801

Fuente: SSPD, CREG y calculos propios.
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Tabla No. 4.5 - EVA sin provisiones (en millones de pesos constantes de

2003)
EVA
EMPRESAS 1998 1999 2000 2001 2002 2003
INTEGRADAS

CHEC -152.221  -130.275 -149.371 -100.272  -75.426  -90.948
EE.PP.M -1.016.306  -535.734 -460.023 -352.029 -403.401 -213.732
EPSA -365.879 -187.485 -203.191 -120.290 -123.962  -17.414
ESSA -115.456  -70.202  -84.691 -106.060  -84.121  -62.399
Promedio Integradas -412.465 -230.924 -224.319 -169.663 -171.728  -96.123

G-C
BETANIA -352.828 -181.712 -192.673 -194.987 -124.760 -122.260
CHIVOR -32.904  -96.208 17.885 14.450  -37.807 18.781
CORELCA. -378.456  -413.908 -426.091 -386.422 -368.423 16.072
EMGESA -648.410 -342.133 -490.261 -366.012 -327.487 -177.102
ISAGEN -573.694 -366.151 -196.848  -94.189 -131.300  -27.637
MERILECTRICA -5.582 -57  -31.050 2.119 -4.638  -10.750
PROELECTRICA -1.770 -1.802 -8.455 -9.139 ND 3.568
TERMOCANDELARIA ND ND  -24.371 2.560 -2.384  -17.045
TERMOCARTAGENA -20.122 -16.557  -18.809  -20.300  -24.583  -10.911
TERMOTASAJERO 12.288  -48.489 -5.321  -18.940 ND ND
TERMOVALLE -4.055 33.215 10.313 31.315 28.993 69.667
URRA ND ND -85.703  -40.033 -71.777 -107.975
Promedio G - C -200.553 -143.380 -120.949  -89.965 -106.417  -33.236

D -C
CENS -103.612  -63.603  -56.731  -57.704  -42.060  -39.805
CODENSA -1.153.786  -484.276 ND 415384 -321.482 -234.959
ELECTRICARIBE -258.175 -167.436 -252.303 -233.555 -170.889  -97.337
ELECTROCOSTA -221.677 -127.073 -242.659 -256.877 -185.200  -87.403
Promedio D -C -434.313  -210.597 -183.898 -240.880 -179.908 -114.876

C

COMERCIALIZAR ND ND 216 1.036 1.080 -150
CONENERGIA. ND -608 -300 -2.647 486 -1.674
ECONSA -47 -54 -56 -46 -289 -578
Promedio C -47 -331 -47 -553 426 -801

Fuente: SSPD, CREG y calculos propios

Los resultados de las tablas (con y sin provisiones) muestran que el EVA de
practicamente todas las empresas para los seis afnos analizados fue negativo, es
decir, que en casi todas las empresas se destruyo valor entre 1998 y 2003. Si se
tienen en cuenta las estimaciones del EVA utilizando los balances antes de
provisiones, se encuentra que en todas las empresas integradas como en las D-C se
destruy¢ valor en todos los afios del periodo analizado. La mayor destruccion de

95



valor la registré Codensa en 1998, justo el afio después de la privatizacion (-753 mil
millones de pesos corrientes, -1.153.786 mil millones de pesos de 2003). La mayor
creacion de valor la alcanzé Termovalle en el 2003 (69,6 mil millones de pesos
corrientes). Sin embargo y dado que el contexto de cada empresa es distinto,
comparar sus resultados absolutos no es concluyente pues, por ejemplo, no todas
las empresas estdn sometidas a la competencia, lo que establece impactos
diferentes sobre la rentabilidad sobre patrimonio o sobre activos.

Adicionalmente, se tratd de determinar si los resultados en materia de EVA
de las empresas estdn relacionados o no con el tipo de propiedad de las empresas y
con el nivel de integracion vertical de las mismas. Para ello se realizaron distintas
regresiones de panel utilizando en algunos casos como variable independiente el
EVA en pesos constantes con provisiones y en otros sin provisiones. A su vez se
crearon tres variables “dummy” con el fin de aislar algunos efectos que podrian
afectar la creacion de valor:

(i) variable dummy relacionada con el tipo de propiedad (=1 si es
privada);

(ii) variable dummy de integracion vertical total (=1 si G+T+D+C) ; y
(iii) variable dummy de integracion parcial (=1 si D+C).

Los resultados de las distintas regresiones se resumen en la siguiente tabla:

Tabla No. 4.5 - Regresiones de panel EVA

Number of obs = 127
Number of groups = 23

Random-effects GLS regression
Group variable (i): empresa_cod

Random effects u_i ~ Gaussian
corr(u_i, X) =0 (assumed)

Variable dependiente: EVA sin provisiones Variable dependiente: EVA con provisiones

Varibles independientes

Modelo 1

Modelo 2

Modelo 3

Modelo 1

Modelo 2

Modelo 3

privada (=1)
integradas (=1)
integracién D+C (=1)
constant

R-squared:
within=
between=
overall=

Prob > chi2 =
Wald chi2(3) =

sigma_u=

sigma_e=

rho=

(fraction of variance due to u_i)

140602,4
(2,98)
-35596,9
(-0,58)
-89616,76
(-1,53)
-170834,8
(-3,93)"*

0
0,4478
0,3267

0,0016
15,32

96.924
74.722
0,62721445

150660,7
(3,49)"

-80719,5
(-1,46)
-184763,3
(-5,19)*"

0
0,4379
0,3208

0,0004
15,5

95.141
74.722
0,61849533

156898,7
(3,56)*

-202649,3
(-5,9)

0
0,3768
0,2836

0,0004
12,67

98.056
74.722
0,63263289

161087,9
(2,94)
-114981,1
(-1,69)
-41574,47
(-0,58)
-198217,4
(-3,92)*

0
0,4529
0,3556

0,0013
15,66

114.377
72.438
0,71372447

178421,3
(3,17)**
-9752,19
(-0,13)

-234373
(-4,89)

0
0,3689
0,2996

0,0029
11,68

120.122
72.438
0,73332584

180976,7
(3.5

-237647,2
(-589)*

0]
0,3683
0,2994

0,0005
12,23

117.090
72.438
0,72320663

**Significativo 95% de confianza (estadistico Z)
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Los resultados de las regresiones pueden ser interesantes en el sentido que
muestran que el tipo de propiedad posee un impacto significativo sobre el EVA
generado (en todas las regresiones, los coeficientes de la dummy “privada” dan
significativos). El impacto marginal de ser privada es de $156,900 millones de
pesos cuando la variable dependiente es el EVA sin provisiones, y de $180,977
millones de pesos cuando la variable dependiente es el EVA con provisiones
(modelo 3). El efecto de la propiedad, aunque mantiene su significancia, pierde
impacto en la medida en que se combina con las variables de integracion (total y
con D+C), siendo estas variables no significativas en las regresiones.

Si bien los resultados podrian estar indicando que la incorporacion de
capital privado al sector eléctrico induce a una mejora en la generacion de valor de
las empresas, los mismos no son del todo concluyentes y lo suficientemente
robustos. Lo anterior es debido a que cuando se amplio el ejercicio con el fin de
aportar una vision dindmica sobre la evolucion del EVA segtn el tipo de empresa —
en vez de impacto sobre el nivel absoluto del EVA-, evaluando regresiones donde
la variable dependiente (EVA) no estaba en pesos sino que correspondia a la
variacion porcentual del EVA ano tras ano (en particular, para evitar que el tamafio
de la empresa sea una variable que esté afectando los resultados), o computando al
EVA como porcentaje del Patrimonio, los resultados no son significativos con
ninguna combinacion de variables (modelo 1, 2 6 3).

Los resultados de los ejercicios anteriores relacionados con el rendimiento y
rentabilidad de las empresas muestran una importante variacion entre distintos
indicadores para varias empresas eléctricas colombianas, dependiendo tanto del
segmento de mercado en el que operan, como de su tamano y estructura de
financiamiento. En términos generales, las rentabilidades globales promedio
parecen haber sido adecuadas aunque en el pasado reciente (periodo 2000-2003)
han sido particularmente reducidas. Las dispersién de rentabilidades senala que
existe un riesgo moderadamente alto para un inversionista de no obtener
resultados razonables al desarrollar actividades en el sector (durante el periodo
1998-2003, el 25% de las empresas obtuvieron un ROE promedio negativo -es decir
21 empresas de 83- y un 33% de las empresas uno inferior al 5% -es decir 27
empresas de 83).

IV.2 Los riesgos que afectan a la industria eléctrica

Para identificar las fuentes de riesgos se tendrad en cuenta que existen dos
tipos: unos que son comunes a toda la industria y toda la economia (riesgos no

97



controlables o diversificables); y otros que afectan a cada sector de forma diferente
(riesgos inherentes a la actividad y por lo tanto, en algunos casos, controlables).
Los primeros son conocidos como “sistémicos” o “riesgos de mercado” y se
transfieren a los inversionistas a un precio/costo: la prima de riesgo. Los segundos,
denominados “idiosincrasicos”, son también conocidos como “intrinsecos”, y son
transferidos a los inversionistas sin un costo porque ellos pueden diversificarlos en
sus portafolios.

a) Los riesgos sistémicos

Las volatilidades de la inflacion, tasa de cambio y tasas de interés son los
tres principales riesgos macroecondmicos que enfrentan los inversionistas al
decidir “hundir” sus capitales en una economia determinada. Por ello, en esta
seccion se describe brevemente como ha evolucionado la volatilidad de estos tres
indicadores en Colombia en las ultimas dos décadas. El andlisis que se presenta a
continuacion se construye a partir de bases de datos de periodicidad mensual para
la devaluacion, la tasa de interés real y la inflacion.

En los tres graficos siguientes se puede ver cdmo la tasa de interés es la
variable macroecondmica menos volatil de la economia colombiana. Si bien el
costo financiero es reportado comtiinmente como alto, la volatilidad de la variable
es muy baja y no supera el 1% en los ultimos 10 afnos en Colombia. Como variable
menos volatil o riesgosa, la tasa de interés es seguida en su orden por la tasa de
inflacién y la tasa de devaluacion.

En cuanto a la inflacién, durante los ultimos veinte anos, la desviacion
estandar anual de esta variable no ha superado los seis puntos y ha estado por
debajo del 1% a partir de julio de 2000. El andlisis de las decisiones de inversion
enfrentan un riesgo de inflaciéon relativamente bajo en comparacion con otras
variables de la economia.
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Grafico No. 4.3
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Grafico No. 4.4

Colombia: Devaluacion Nominal
Variacion Anual Tasa de Cambio Nominal
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Ahora bien, es importante poder evaluar qué tan pronunciados son los

riesgos macroeconomicos en Colombia en comparacion con los de otros paises. De
esta forma es posible establecer como las variables no controlables generadoras de
riesgos pueden afectar las decisiones de inversion de empresarios, quiénes, a su
vez, tienen en sus portafolios distintos entornos en los cudles pueden invertir. Es
importante aclarar, sin embargo, que la existencia de condiciones favorables para
la inversidon a nivel macroecondmico no necesariamente implica que a nivel

sectorial no existan riesgos que afecten los retornos de los proyectos al punto de
hacerlos inviables.

Para poder determinar qué tan pronunciados son los riesgos

macroeconomicos en Colombia en comparacion con los de otros paises,
construimos bases de datos de periodicidad mensual para la devaluacion y la
inflacion, para las seis economias mas grandes de Ameérica Latina: Argentina,
Brasil, Colombia, Chile, México, y Venezuela. Como se aprecia en los Gréficos No.
4.5 y No. 4.6 que integran los resultados de este ejercicio, Colombia y Chile exhiben
la menor volatilidad en las tasas de inflacion y devaluacion en la region.
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Por lo tanto, Colombia sigue siendo junto con Chile el mercado emergente
de América Latina menos volatil o riesgoso en materia macroecondmica. Notese
que son tan volatiles algunos paises de la region que debieron sacarse de los
graficos para no distorsionar la escala de los mismos (caso Brasil y Argentina).

Grafico No. 4.5

Comparacion Volatilidad de la Inflacion
Desviacion Estandar Ultimos 12 Meses (Sin Argentina, Brasil y Venezuela- dado que distorsionan
la escala)
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Grafico 4.6
Comparacion Volatilidad Devaluacion Nominal
Desviacion Estandar Ultimos 12 Meses (Sin Argentina y Brasil - dado que distorsionan la escala)
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Aun asi, y a pesar de los esfuerzos de las autoridades economicas
colombianas por mantener la estabilidad, es dificil pensar que en los proximos
anos la volatilidad disminuya significativamente. En el largo plazo la mayor
demanda de recursos para combatir a la insurgencia es probable que siga
presionando las variables fiscales, afectando tanto las tasas de interés como los
niveles de endeudamiento del Estado.

Bajo esta perspectiva, el panorama de las empresas en términos de
endeudamiento y financiacion podra verse afectado por una mayor volatilidad en
el costo de los recursos, en el rubro de ingresos / egresos, por el ajuste cambiario en
sus estados financieros y por la incertidumbre tributaria. Respecto a los primeros,
en el mercado financiero colombiano existen distintos tipos de instrumentos de
cobertura para permitir a las empresas del sector eléctrico asegurarse por medio de
instrumentos derivados (futuros y opciones) relacionados con la volatilidad en tasa
de cambio, inflacion y tasas de interés.

Respecto a la segunda, debe mencionarse que en Colombia se vienen
aplicando reformas tributarias a razon de una cada 1.3 afios durante los ultimos 10
anos (desde el 2002 se vienen aplicando reformas tributarias anualmente). La
ultima fue en diciembre de 2003 y, en esa como en la anterior, el tema del impuesto
IVA reducido sobre los servicios publicos fue un tema candente y politicamente
sensible. De la misma forma, a inicios del actual Gobierno se implant6 la
contribucion especial para financiar la lucha contra la insurgencia a todos aquellos
que posean un patrimonio superior a los aprox. US$ 50,000, contribucién que
podria extenderse por algunos afios.

b) Los riesgos intrinsecos a cada sector
Generacion

Puede decirse que el riesgo relevante para la inversion de un generador en
el sector eléctrico colombiano esta determinado ante todo por riesgos relacionados
con la naturaleza de su negocio (principalmente con sus activos) y por los riesgos
financieros (ante todo relacionados con su capacidad de apalancamiento y su
grado de financiacion con deuda). Los riesgos relacionados con las caracteristicas
de su negocio estan determinados principalmente por: i) la volatilidad de la
demanda; ii) la volatilidad de los precios de la energia (ej. segtin sea la compra por
contratos y en el mercado spot); iii) la incertidumbre por la disponibilidad y costo
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de los insumos (ej. precio del gas); y iv) el grado de apalancamiento operacional.?
El riesgo financiero emerge de su grado de apalancamiento con deuda.

La volatilidad de la demanda por electricidad en Colombia es alta
(alrededor del 40% en promedio) si la misma se estima mensualmente. Como se
puede observar en el siguiente grafico, si bien la volatilidad disminuy¢ ante la
fuerte caida en la demanda registrada durante el periodo 1999-2001,
posteriormente la volatilidad volvio a incrementarse alcanzando niveles cercanos
al 60% durante los ultimos meses del 2003.

Grafico No. 4.7
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En cuanto a la volatilidad de los precios de la energia en la bolsa, la misma
estd determinada por la alta dependencia del recurso hidraulico y por la baja
capacidad de almacenamiento de los embalses colombianos. Como se observa en el
siguiente grafico, los precios de la energia registran una muy alta volatilidad,
superior al 300% en algunos casos (afio 1997).

28 . .r . .
Si la proporcion de los costos fijos sobre los costos totales es alta, entonces se dice que la empresa posee
un alto grado de apalancamiento. Bajo estas circunstancias, una pequeiia caida en las ventas genera un

caida severa en las utilidades.
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Grafico No. 4.8

Precio en Bolsa - MEM -
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Como se menciono en la seccion anterior, a diferencia de los sistemas
térmicos, la alta dependencia en el recurso hidraulico hace que la continuidad del
suministro en Colombia esté dominada por restricciones de energia y no de
potencia. Es por eso que si se compara la demanda maxima contra la potencia
instalada pareceria como si el sistema estuviera sobredimensionado. No obstante,
el uso de la capacidad hidrdulica es supremamente volatil y susceptible a las
condiciones climdticas. Esta volatilidad se acrecienta por la ocurrencia de un
evento ENSO o por las restricciones del sistema de transmision, en algunos casos
generadas por atentados terroristas contra la infraestructura eléctrica.

A su vez, la volatilidad en la wutilizacion de las plantas térmicas,
generalmente despachadas a precios muy elevados en épocas de sequia pero con
muy bajos niveles de utilizacion durante largos periodos hiimedos, ha generado
distorsiones en el mercado de explotacion de gas, principalmente con la capacidad
de utilizacion de los sistemas de transporte. Por otra parte, hasta hace poco existia
incertidumbre respecto a la posibilidad de atender la demanda de gas al interior
del pais a partir del afio 2010, dandose hace algunos afos un fuerte enfrentamiento
entre el Ministro del ramo y la CREG relacionado con la liberacion de los precios
de gas en boca de pozo, con el fin de incentivar una mayor produccion de dicho
energético.
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Grafico No. 4.9
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La volatilidad del uso de la capacidad hidraulica y las limitaciones en la
capacidad de transporte que en ocasiones generan los atentados terroristas, poseen
un importante impacto sobre la volatilidad de los precios de la energia en bolsa. Si
bien los generadores y los distribuidores disponen de recursos para controlar el
riesgo por volatilidad de precios a través de contratos, como se vera en la siguiente
seccion de este estudio, distintas regulaciones secundarias (ej. minimos operativos
y el estatuto de racionamiento), constituyen un fuerte desincentivo para realizar
contratos que aseguren la disponibilidad de energia en momentos de insuficiencia.
El riesgo moral al que incitan algunas regulaciones secundarias conlleva a que en
el mercado mayorista de electricidad no se logre una asignacion intertemporal
eficiente de los riesgos, incentivando a los agentes a adoptar una vision de corto
plazo. Es asi como, de acuerdo con informacion provista por el MEM, los contratos
existentes en Colombia representan aproximadamente el 75% de las compras
totales (esto es, solo el 25% de la energia transada se adquiere en el mercado spot),
pero tienen la siguiente distribucion:

- 12.47% de los contratos son entre 0 y 30 dias,
- 31.71% de los contratos son entre 60 y 180 dias,

- 29.85% de los contratos son entre 180 y 365 dias,
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- 20.87% de los contratos son entre 1y 2 afios, y
- 5.11% de los contratos son a mas de 2 afnos

Es decir, solo el 26% de los contratos corresponden a un periodo superior a 1
ano, lo cual evidencia una muy baja importancia al reaseguro de abastecimiento en
anticipacion con oscilaciones hidroldgicas por fendémenos naturales.

Riesgos de la distribucion —comercializacion

Los riesgos relevantes en este sector estan relacionados ante todo con tres
campos: i) riesgo de pass-through (Gm,t), ii) riesgo de mercado relacionado con las
pérdidas no técnicas en un area particular, y iii) riesgo de recaudo.

En relacion con el primero y como se profundizara en la seccion siguiente, la
regulacion al regular las condiciones obligadas para la compra por contratos, sin
autorizar el traslado directo a tarifa de dichas compras y reglamentando una
férmula de pass-through que wutiliza precios resultantes del mercado sin
discriminacion (precios de corto y largo plazo), impide una operacion eficiente de
los mecanismos de mercado de tal forma que los agentes adopten decisiones en
donde tengan que enfrentar los costos de sus compras erradas.

De acuerdo con la industria, la intencion de comparar la eficiencia de la
compra por parte de un agente vs. las decisiones de compras de otros
comercializadores no necesariamente garantiza que el que compra eficientemente
gana y el que no pierde®. Lo anterior se debe a que la regulacion podria estar
asignando asimétricamente los riesgos entre los comercializadores establecidos y
los puros, induciendo comportamientos oportunistas (“riesgo moral”) por parte de
los comercializadores puros:

ol LB gy S
(1- PRu,s)

(hu:ﬁF%JM+U—mM)Mm+U—ﬁﬁM|

¥ 4socodis y Mercados Energéticos (2003). De acuerdo con el estudio realizado por Mercados Energéticos
para Asocodis, el coeficiente Alfa intenta evaluar la “eficiencia” de la compra comparandola con las
decisiones de contratos de otros Comercializadores pero la ponderacion 0,5 induce elevados riesgos
injustificados a los comercializadores establecidos.
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Teniendo en cuenta lo anterior la relacion [(Mm-Pm)/ Pt-1] es un factor de
eficiencia que presenta valores positivos cuando el costo promedio de todas las
transacciones del Mercado Mayorista (Mm) es mayor al costo promedio de las
transacciones propias (Pm), y negativo en caso contrario. Ahora bien, de acuerdo
con Asocodis (Asociacion Colombiana de Distribuidores) para los
comercializadores establecidos, el Cm,t es relativamente importante, del orden del
20% del costo de la energia, mientras que para un comercializador puro este costo
solo representa del 1 al 3% del costo de la energia.

En cuanto al segundo tema, el relacionado con las pérdidas no técnicas, en
este caso los riesgos se derivan ante todo de tres frentes distintos:

J Por un lado estan asociados con las diferencias sustanciales
entre los mercados atendidos por cada empresa. Es asi como existen fuertes
diferencias entre los distintos territorios, algunos de ellos presentando
problemas alarmantes (estructurales) de pérdidas no técnicas (como es el
caso de Narino y Chocd, departamentos en los cuales las pérdidas superan
el 40%). Si bien es dificil para el regulador poder distinguir qué casos son
una consecuencia de la mala gestion de la empresa distribuidora y qué casos
corresponden a un problema estructural, el problema radica en que si los
elementos que se incluyen para hacer el “benchmarking” son insuficientes,
y se igualan las situaciones de dos comercializadoras o distribuidoras
totalmente distintas en cuanto al mercado que atienden, no sélo estan los
riesgos propios de cada mercado, sino también el riesgo de ser tratados
arbitrariamente por el regulador.

L En varias zonas los problemas de pérdidas no técnicas
emergen como una consecuencia del conflicto armado en Colombia. Es asi
como existen areas practicamente “no gestionables” que por razones de
seguridad y de orden publico se encuentran geograficamente
individualizadas, y barrios “subnormales” caracterizados por poblacion
desplazada y en los cuales la recaudacion es practicamente nula.

L Dado que las pérdidas no técnicas se producen todas en la red
de distribuciébn y que el comercializador puro tiene sus fronteras
comerciales en el usuario final mientras que el vinculado al distribuidor las
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tiene en la conexion con otros agentes, en la practica es muy dificil separar y
asignar pérdidas técnicas y comerciales entre estos dos agentes. Por lo tanto,
el comercializador incumbente contintia concentrando el riesgo asociado
con el control y gestion de las pérdidas comerciales.

Tabla No. 4.7

Datos Individuales de Cartera Vencida

Cartera vencida
de 1a90 de 91 a 180 [de 181 a 360
dias dias dias
CEDELCA 32.7% 28.7% 14.5%
CEDENAR 31.5% 21.7% 15.1%
CETSA 12.2% 2.8% 1.5%
CHEC 10.1% 7.4% 6.9%
E.B.S.A 10.4% 10.3% 5.5%
E.E.C 11.1% 9.1% 6.0%
EADE 10.4% 5.0% 2.2%
EE.PP.M 23.8% 2.1% 1.4%
EEP 7.7% 2.6% 1.8%
ELECTROLIMA 25.1% 20.2% 16.1%
EPSA 12.4% 2.8% 2.5%
ESSA 7.8% 3.6% 1.8%
A.P.L 43.9% 21.8% 14.7%
CENS 14.7% 10.7% 7.3%
CODENSA 4.0% 1.5% 1.5%
E.E.B.P 38.2% 8.6% 4.5%
EDEQ 11.5% 7.5% 2.7%
ELECTRICARIBE 43.7% 27.7% 18.2%
ELECTROCAQUETA 6.1% 3.9% 1.6%
ELECTROCOSTA 31.3% 21.5% 14.5%
ELECTROCHOCO 14.4% 7.1% 71%
ELECTROHUILA. 20.8% 10.2% 4.4%
EMCARTAGO 12.6% 10.8% 4.4%
EMEVASI 7.0% 0.8% 0.3%
EMSA 29.8% 17.3% 5.8%
PUTUMAYO 34.1% 5.3% 0.7%
RUITOQUE 36.7% 0.0% 0.0%

Fuente Asocodis.

En cuanto al riesgo de recaudo, mientras que los riesgos de cobranza de los
comercializadores y los generadores son pequefos (logran cobrar sus créditos
antes de los 90 dias), las empresas integradas y los distribuidores soportan un
riesgo intertemporal mayor. En el caso de un comercializador establecido esta
situacion es realmente critica dado que por un lado pierde a los clientes que son
grandes consumidores y los mejores pagadores en manos de los comercializadores
puros, y por el otro lado no cuenta con las herramientas necesarias para solucionar
la situacion de las dreas de dificil gestion.
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c) Comentario sobre los “otros” riesgos generados por el conflicto armado

Existen ademas otro tipo de riesgos, no menores, que afectan a la industria y
los cuales estan relacionados, ante todo, con el conflicto armado. Estos otros
riesgos se resumen en las tablas al final de esta seccion. Para algunos de estos
riesgos existen instrumentos de cobertura, pero para otros no. Para aquellos que se
traducen en una mayor volatilidad en el precio spot, el instrumento de cobertura
mas utilizado por los agentes corresponde a los contratos a futuro de compra de
energia. Estos instrumentos sirven parcialmente como mecanismo para evitar
exposiciones excesivas a la volatilidad del precio, aunque no corresponden a
instrumentos sofisticados ni permiten mucho margen de maniobra. En cualquier
caso, su cobertura —obviamente— también implica un costo (precio por contrato
superior al precio spot esperado).

La variabilidad en los flujos de caja causada por los “otros” riesgos
distorsiona también las inversiones y los planes de financiacion de las empresas,
dificultando tanto la ejecucion de sus planes de negocio como el pago de los
dividendos por el capital invertido en las mismas, comprometiendo su crecimiento
futuro.

Ahora bien, la pregunta clave que hay que formularse es si la remuneracion
que les reconoce la regulacion a las empresas reguladas —tanto en el agregado de
empresas como a cada una individualmente- es suficiente como para obtener un
ingreso que permita cubrir estos “otros” riesgos, los cuales en su mayoria estan por
fuera de su control, y si el esquema tarifario (y de penalidades por faltas de
cumplimiento de obligaciones, por ejemplo) inducen a su minimizacion. En ese
sentido, las dos asignaciones extremas de riesgo lucen inapropiadas: si las
empresas estan totalmente cubiertas, entonces no tendran incentivos a minimizar
costos; por otra parte, si todos los riesgos recaen sobre ellas, pero no pueden
controlarlos en gran medida, la prima compensatoria debe ser muy elevada para
permitir una rentabilidad razonable en términos esperados.

Para el caso de las empresas reguladas, el argumento que se utiliza
tradicionalmente para justificar la no incorporacion en la remuneracion de los
“otros” riesgos asociados con el conflicto, es la suposicion de que en la estimacion
de la tasa de retorno de la actividad ya se estan descontando (y por ende,
remunerando) los mismos. No obstante, en el calculo del costo unitario que se tiene
en cuenta en la tarifa que pagan los usuarios la forma en que se asignan estos
riesgos no esta necesariamente relacionada con el grado de control que poseen los
agentes sobre el mismo. Por otra parte, la diferencia entre el riesgo del sector
eléctrico y el riesgo general de la economia, atribuible a los atentados en particular,
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es muy superior a la diferencia que existe en otros paises.* Es asi como una buena
parte de los riesgos que afectan los flujos de caja de las empresas reguladas tienen
caracteristicas muy especiales y no estan reflejados en la remuneracion tarifaria, en
lo que se conoce como el “factor beta”, y el indicador de riesgo pais debido al
impacto particular que tienen sobre ciertas empresas especificas y a la forma en
que se manifiestan: en ciertas zonas y con algunas caracteristicas que las empresas
mismas no pueden controlar.

Ejemplos de esas particularidades son: frecuencia con que las empresas
sufren siniestros terroristas, la presencia en zonas de conflicto, la imposibilidad de
cobrar y realizar mantenimiento en “zonas no gestionables”, volatilidad de la
demanda por presencia de desplazados, etc. Si bien algunos de los riesgos derivan
en “fuerza mayor”, lo grave es que tienen un efecto cascada sobre otros elementos
cruciales de la remuneracion de las empresas. Por ejemplo, en el caso de las
transportadoras de energia aumentan los costos de las primas por seguros al punto
de que cada vez es menor el numero de empresas que ofrecen este tipo coberturas
en Colombia.

Es normal que varios de estos riesgos no estén consignados en la tasa de
retorno estimada para las empresas reguladas a través de la metodologia WACC,
pues los mismos impactan sus actividades por otras fuentes. Desde un punto de
vista convencional, por ejemplo, la esfera de influencia de la tasa de retorno
estimada por la metodologia WACC correspondiente para el caso de las tarifas de
distribucion eléctrica es la presentada en la siguiente grafica:

3 Por ejemplo, para estimar la tasa de retorno con la cual se deben remunerar los distribuidores, en la Res.
013/02 se utilizan valores de Beta provenientes de estimaciones econométricas realizadas por la firma
Ibbotson Associates (2001b,c), sobre actividades relacionadas con la distribucion de energia eléctrica y gas
natural, de acuerdo con la clasificacion SIC de los Estados Unidos. Para el cdlculo se realiza un ajuste por
diferencias en el tipo de regulacion tomando los valores de Beta “desapalancados” correspondiente a
empresas pequefias para distribucion de energia eléctrica (SIC 491) y gas natural (SIC 4924)
respectivamente (Ibbotson, 2001).
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Grafico No. 4.10

Otros

Componente de la tarifa en el que se incluyen los costos
por generar con recursos mas caros (restricciones)
como consecuencia de los atentados contra las redes
de transmision. Este riesgo afecta gravemente a los
distribuidores/ comercializadores incrementando la
volatilidad del precio spot en la bolsa

CcCU G+T + 0+ C

Nivel de Pérdidas aceptado por el requlador
para el Nivel | r istri ion
Este nivel se ve afectado por riesgos Incluye la estimacién de la tasa de

relacionados con: retorno por metodologia WACC
« El desplazamiento forzoso (aumento de que considera:

conexiones fraudulentas) los riesgos sistematicos (de

« Indisponibilidad de redes por no poder hacer mercado) y

mantenimientos en algunas zonas los no sistematicos

Ambos aumentan la volatilidad del recaudo y de (idiosincrasicos)

la cartera. Existen otros niveles de pérdidas

reconocidos para los niveles de tension I, llly IV,

que se descuentan en la estimacién de los
cargos del distribuidor D.

No obstante, varios de los “otros” riesgos a los que se ha hecho mencion
tienen un impacto sobre la distribucion y el transporte por fuera de esa esfera de
influencia. Un ejemplo de ello es el riesgo que asumen las actividades reguladas
por los atentados terroristas contra la infraestructura eléctrica. En el caso de las
transportadoras de electricidad, el impacto estaria en sus flujos de caja
directamente en lo que se refiere a costos por reposicion de torres averiadas y en
mayores primas por seguros. Algo similar ocurre con las pérdidas reconocidas, las
cuales se ven afectadas por la dificultad para hacer mantenimientos en algunas
zonas a las cuales no es posible acceder y por el hurto de energia como
consecuencia del conflicto.
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Grafico No. 4.11 - Riesgos Generados por el Conflicto

Consecuencias Efecto Impacto en las empresas

Volatilidad

En la distribucion

« Si esta contratada: si puede transferir el
incremento a tarifas no se veria afectada. Con la
metodologia existente de pass-through no ocurre
asi.

« Si no esta contratada queda expuesta a los altos
precios de la bolsa viendo afectados sus ingresos

» Puede i el recaudo dado que los usuarios pueden
rechazar el incremento en tarifas

» Costo de reparaciéon en caso que el atentado haya
sido contra su infraestructura

Atentados que

dejan : gng%lal‘Dnce entre 1 a En el transporte
indisponibles £ latilidad del - Costo de reparacion en caso que el atentado haya
la redes de vo at'_' a te sido contra sus redes. Son los que mas han visto
transmision I roc Ursos precio spoty afectada su infraestructura.
y algunas mas caros de los » Hace su sistema mas vulnerable creando mayores
centrales contratos indisponibilidades histéricas, | su ingreso

En la Generacion
+ T de ingresos debido al aumento del precio spoty
de los contratos

« Al conocer el estado de la red puede “abusar’, dado
que podria percibir ingresos sin generar y bajo
condiciones no competitivas. Este ha sido el
comportamiento caracteristico de los generadores
en momentos en que la red ha estado indisponible
por los atentados.

« Costo de reparacién en caso que el atentado haya
sido contra su infraestructura
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Continuacion Grafico No. 4.11 - Riesgos Generados por el Conflicto

Consecuencias Efecto Impacto en las empresas
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Intervenciones

administrativas

Continuacion Grafico No. 4.11 - Riesgos Generados por el Conflicto

Consecuencias

Efecto Impacto en las empresas
Volatilidad

Resoluciéon 034/01

En la distribucion
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la temporalidad de la medida
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de los generadores.
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Grafico No. 4.12 - Riesgos Politicos y Sociales
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Continuacion Grafico No. 4.12 - Riesgos Politicos y Sociales
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V. Las fallas de la regulacion secundaria

El objetivo de esta seccion es el de abordar de manera muy concreta y
especifica, desde una perspectiva econdmica, algunas regulaciones secundarias
para cada uno de los sectores que componen la cadena productiva de la industria
eléctrica, realizando ademds comentarios generales sobre la Ley 812 del Plan
Nacional de Desarrollo en lo que respecta al sector eléctrico. La evaluacion se
sustentara en la discusion de los elementos econdmicos sobresalientes de cada
regulacion particular, sin profundizar en detalles cuantitativos ni técnicos.

V.1. Las regulaciones en el mercado de generacion

El racionamiento eléctrico que experimenté6 Colombia durante 1992 y 1993
ha hecho que el aumento de la confiabilidad y la disminucion del riesgo de
desabastecimiento sea un tema que “desvele” tanto a Ministros como reguladores.
La preferencia por “sobre invertir” para disminuir el riesgo de faltantes de energia
en situaciones criticas es a su vez aprovechada por los distintos intereses politicos
y privados para promover proyectos de inversion (usualmente con garantias de la
Nacion) que no necesariamente se corresponden con la légica econdmica ni con las
necesidades energéticas del pais. Segin MacKerron y Lieb-Doczy (2003),
determinar qué tanta confiabilidad del suministro es necesaria es un tema dificil
por distintos motivos:

L Ningun sistema es totalmente confiable, aunque asumiendo un
costo todo sistema puede hacerse mas seguro.

L Dado que los proyectos en el sector eléctrico son intensivos en
capital, los costos de un sistema “sobre dimensionado” son altos pero no
publicamente visibles, mientras que los costos de un racionamiento por falta
de recursos de generacion también son altos pero politicamente muy
sensibles.

L Grupos de interés politicos y privados le apuestan al “riesgo
de racionamiento” para promover sus proyectos de inversion, muchas veces
sin seguir una logica de mercado. Ademas las experiencias negativas en
otros contextos con la liberalizacion de mercados eléctricos (California,
Chile, Argentina, Brasil) es explotada tendenciosamente por estos grupos de
interés para instaurar una vision negativa del enfoque de mercado como
promotor de inversiones que garanticen la confiabilidad.
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L Si bien, en teoria, se espera que los precios del mercado
provean la sefial de expansion en el momento adecuado, se argumenta que
nadie tiene certeza de que esto ocurra, o si llegare a ocurrir, las sefiales no se
presentarian con la anticipaciéon que requiere la definicion, desarrollo y
puesta en operacion de un proyecto de generacion.

Los motivos anteriores hacen que tanto Ministros como reguladores estén
permanentemente presionados para favorecer politicas y regulaciones que
incrementen la seguridad y confiabilidad de suministro, en algunos casos
interviniendo en exceso y distorsionando los incentivos de precios que deberian
resultar del juego libre entre oferta y demanda en un mercado liberalizado, lo cual
realimenta la necesidad de establecer intervenciones directas en dicho mercado. De
acuerdo con MacKerron y Lieb-Doczy (2003), si el Gobierno esta dispuesto a
“rescatar a la industria”, via la inversién publica u otro tipo de intervencion,
cuando el riesgo de desabastecimiento sea alto, entonces el incentivo privado para
invertir se ve afectado disminuyendo los beneficios de la liberalizacion del
mercado y promoviendo la realizacion de proyectos que no necesariamente
corresponden a los mas eficientes31.

Las regulaciones relacionadas con el cargo por capacidad, estatuto de
racionamiento y con los minimos operativos corresponden a métodos
convencionales para determinar los niveles de confiabilidad en la industria de la
generacion. Las tres se analizan a continuacion de forma mas detallada.

a) Resolucion 116 de 1996 (Cargo por Capacidad)

El principio tedrico subyacente a los sistemas de precios tipo “pool”, es que
en el largo plazo deben poder dar la sefial economica de expansion de la capacidad
instalada. Sin embargo, la alta volatilidad de los precios en la bolsa, aunada a la
estacionalidad que se presenta en los sistemas hibridos como el colombiano
(Hidro-Térmico), constituyen un riesgo para las “merchant plants”, que cuentan con
menos posibilidades de concretar proyectos de inversion con contratos que
respalden la financiacion del mismo y que deben, en consecuencia, ofrecer total o
parcialmente su capacidad de generacion en el mercado “spot”.

Las plantas térmicas tnicamente tienen certeza de despacho durante
veranos32 secos y cuando tiene ocurrencia el Fenomeno del Pacifico Sur33. Con el

' Mac Kerron Gordon, Lieb-Doczy Enese, “Balancing Security and Liberalization”, Viewpoint, Power in
Europe, Issue 408, 1 September 2003.

2.5 meses de Verano (Diciembre-Abril) y 7 meses de Invierno (Mayo-Noviembre).

33 . . , . N
Los ciclos recientes de este Fenomeno han sido de 5 arios.
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fin de garantizar la disponibilidad del parque térmico en aquellos periodos en que
es requerido, se disefi6 el Cargo por Capacidad.

Este cargo corresponde a un ingreso minimo que se les garantiza
anualmente a los Generadores que, en el contexto de una simulacion de despacho
en condiciones de hidrologia critica, estén en capacidad de contribuir al
cubrimiento de la demanda del SIN.

El ingreso equivale a 5.25 US$/kW-mes y equivale al costo de una planta
térmica tedrica de ciclo abierto, asumiendo una vida util de la unidad de 20 anos, 6
meses de periodo de construccidn, y una tasa de descuento del 12%. Anualmente, a
través del Cargo por Capacidad se distribuyen cerca de US$ 500 millones entre los
Generadores del SIN (aproximadamente el 35% del total de ingresos de dichos
generadores).

La vigencia prevista originalmente para el Cargo por Capacidad era de 10
anos, que terminan el 31 de Diciembre de 2006. Recientemente la CREG expidid
una propuesta de resolucion (CREG-050 de 2004) y la sometié durante 6 meses a
comentarios de los agentes y de terceros interesados, en la que plantea un Cargo
por Confiabilidad que reemplazaria al Cargo por Capacidad vigente. La propuesta
del regulador se resume en los siguientes aspectos basicos del nuevo Cargo:

J Remuneracion explicita de potencia mediante un mecanismo
de subasta de potencia firme.

J Remuneracion por firmeza energética en condiciones de
hidrologia critica, vinculando el Cargo por Confiabilidad al mercado spot, a
través de una curva de oferta maxima, que se traduce en una opcion para
cada generador, en la cual la prima es el Cargo por Confiabilidad y el precio
del ejercicio es la curva de oferta maxima con la cual se hace el despacho en
condiciones de hidrologia critica para establecer la firmeza energética
aportada.

J La energia firme a ser remunerada correspondera a la
proyeccion de demanda de energia estimada por la UPME, para el escenario

alto, para la estacion de verano para la cual se calcula el Cargo por
Confiabilidad.

J La potencia firme a ser remunerada sera igual a la diferencia
entre la potencia media equivalente a la demanda de energia remunerada
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por concepto de energia firme y la proyeccion de demanda de potencia para
el escenario alto realizada por la UPME.

J Para cumplir con el compromiso derivado de la remuneracion,
ya sea por Potencia Firme o Energia Firme, se permiten transacciones de
confiabilidad en un mercado secundario.

Sin evaluar en detalle la propuesta regulatoria, a continuacion se resumen
los distintos diagnosticos que se han efectuado sobre el Cargo por Capacidad y los
problemas que se han identificado.

Por las caracteristicas del sistema colombiano, en el que el componente
hidraulico es muy importante y presenta gran incertidumbre, resulta muy
complejo evaluar correctamente la contribucion individual de cada agente
generador a la confiabilidad del sistema. Dadas las objeciones permanentes y lo
controversial que resulta fijar el nivel unitario de retribucién, en los tltimos afos —
a través de multiples estudios sectoriales, tanto de parte de agentes privados como
publicos—, se han estado evaluando alternativas diferentes para modificar la
metodologia del cargo por capacidad. Los estudios adelantados por Teknecon
Energy Risk Advisors (TERA),** Universidad Pontificia Comillas de Madrid,* y
Mercados Energéticos, PSR y RCM?* coinciden en la identificacion de los
problemas principales de la metodologia actual para estimar el cargo. Estos
pueden resumirse en cinco problemas basicos:

e El primero y mas importante es que no esta claramente definido el
objetivo del cargo por capacidad ni se ha especificado en forma clara y concisa
qué se pretende remunerar. Los agentes critican al método por ser
marcadamente intervencionista para tratar de asegurar el suministro de
electricidad en el mediano largo-plazo, sin brindar claridad sobre las senales
que se desean enviar con el cargo ni justificar adecuadamente la metodologia
para determinar la composicion energia-potencia requerida por el Sistema.

e Por otra parte, los estudios coinciden en que la determinacion del
volumen total de la remuneracion por este concepto fijada por el regulador es

 Teknecon Energy Risk Advisors L.L.C, “Escisién del SIC — Bolsa de Energia Eléctrica de las Actividades
de Interconexion Eléctrica S.A ESP y Definicion del Esquema Institucional para las demas Funciones del
Centro Nacional de Despacho,” Final Report, Volume 2, Project II, Phase 1, Febrero de 2000.
3 pérez Arriaga Ignacio, Michel Rivier, Vasquez Carlos, Enamorado Juan Carlos, “Estudio Cargo por
Capacidad en Colombia,” Universidad Pontificia Comillas de Madrid, Acolgen, Mayo de 2000.
% Mercados Energéticos, Power Systems Research y Risk Capital Management, “Computer based

simulations of option contracts and future contracts in the Colombian Wholesale Electricity Market,” Banco
Mundial, CREG, Mayo de 2003.
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dificil de justificar haciendo uso de modelos. Por ejemplo, en la metodologia de
calculo no hay claridad en los criterios utilizados para modelar los contratos de
suministro y transporte de combustibles, ni en la determinacion de la reserva
de potencia en la base de su calculo. Por lo tanto, la asimetria de informacién
existente entre los agentes y el regulador hacen que este ultimo tome datos
referidos a los costos de los agentes, indisponibilidades o precios de mercado
que pueden ser alterados o manipulados de acuerdo con los intereses de los
agentes.

® En tercer lugar, y como se expresa claramente en el informe de la
Universidad de Comillas, la asignacion entre las unidades térmicas y plantas
hidrdulicas se realiza mediante una herramienta de célculo cuyos resultados
son muy sensibles a los datos de entrada, criterios e hipotesis de formulacion.
La variable que mas incide en los resultados de la simulacién que se realiza
para asignar el Cargo por Capacidad, es la “Hidrologia Critica” con la que se
corre el modelo. De qué tan critica sea esta hidrologia, asi como de la relacién
Hidraulica/Térmica del sistema, depende si las térmicas obtienen, o no, una
remuneracion adecuada. Por lo tanto, la remuneracion entre los generadores
también es dificil de justificar con criterios objetivos no discriminatorios. Es asi
como en el intento de reducir la complejidad de la realidad para poder
simularla, se hacen simplificaciones e hipdtesis que obligan a adoptar criterios
de simulacion que despiertan controversias dificiles de resolver entre los
distintos agentes.

® En cuarto lugar, la generacion no adquiere un compromiso de estar
disponible en los momentos criticos para el sistema, es decir, a pesar de su
pago, la demanda no recibe a cambio garantia efectiva de confiabilidad. Lo
anterior sucede debido a que los agentes generadores no estan obligados a
asumir un compromiso acorde con las hipotesis tomadas para el calculo de los
pagos asociados a la garantia de suministro. Por lo tanto, la operacion real de
las plantas es diferente a la utilizada para simular los pagos por capacidad
asociados a la contribucion esperada de cada uno de los generadores a la
cobertura de la demanda.

e Por ultimo, el Cargo por Capacidad es inestable, su asignacion anual
no genera certeza sobre la evolucion futura del ingreso. Por un lado, la
incorporacion de nuevas plantas, segun el tipo de tecnologia de las mismas,
puede desplazar plantas cuya asignacion inicial parecia estable. Por otro lado,
la cantidad de potencia a ser remunerada corresponde a la potencia maxima
proyectada por la UPME para el afio siguiente, mas un 5%, y cuando ocurre —
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como en el ano 1999- un decremento de la demanda, los MW a ser
remunerados diminuyen abruptamente de un afno a otro.

b) Resolucion 018 de 1998 (Minimos Operativos)

Los precios de oferta de los principales Generadores hidraulicos del SIN son
intervenidos, cuando el nivel de sus embalses resulta inferior a cotas dinamicas
predefinidas, denominadas Minimos Operativos. La intervencién se realiza
mediante la aplicacion de ciertas reglas a los precios de oferta de estos
Generadores, de tal manera que se garantice que su precio resulte mas elevado que
el del resto de las ofertas no sujetas a intervencion.

Estas cotas se establecen como resultado de analisis energéticos de mediano
plazo realizados por el CND (Centro Nacional de Despacho) y tienen como
objetivo preservar el agua almacenada ante sequias previstas, como ocurre con la
presencia del Fendémeno ENSO. El argumento es que se busca que la racionalidad
de los agentes coincida con la racionalidad del Sistema, es decir, prevenir el
desembalse acelerado de recursos hidraulicos que se requeriran durante el periodo
de verano ante consideraciones econdmicas de corto plazo que puedan tener los
agentes. En otras palabras, se considera que existe una posible divergencia entre
los objetivos de maximizacion de beneficios privados por parte de los generadores
hidraulicos y los objetivos sociales que incluyen la confiabilidad y seguridad del
abastecimiento, entendiéndose implicitamente que los agentes privados tienen una
vision de corto plazo que motiva la intervencion regulatoria.

La intervencion de los precios de oferta de los embalses en épocas de
hidrologia critica ha sido muy cuestionada por los agentes a quienes se les aplica.
Argumentan que el sistema deberia pagarles por el costo de oportunidad del agua
almacenada, sefialando que almacenan agua en épocas de precios altos y pueden
desembalsar en épocas de precios bajos. Al respecto, mas alld de que los precios
minimos y maximos observados en ausencia de esta intervencion regulatoria no
serian los mismos que los resultantes bajo la aplicacion de este mecanismo —
concretamente, los precios de mercado no serian tan elevados si no se restringiera
el desembalse en periodos de sequia-, el reclamo cualitativo es correcto.

En general, entonces, las reglas vigentes constituyen no sdlo una
intervencion del mercado que limita la libertad de los agentes, sino que ademas
acota la respuesta de la oferta a las sefiales de precios que emergerian ante la
escasez del recurso hidraulico, lo cual a su vez es el motivo central por el que los
agentes tendrian un comportamiento inconsistente con la racionalidad pretendida
para el sistema. Vale decir, los generadores privados no sobre-explotarian los
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embalses ante la perspectiva de una sequia que llevara a un futuro aumento del
precio mayorista de la electricidad en el mercado spot ya que dicho precio spot a
futuro es el costo de oportunidad de un desembalse acelerado, corrigiendo la
divergencia entre el objetivo privado y el objetivo social.

Aqui, una vez mds como se discute al analizar distintas regulaciones
secundarias, se observa un fuerte temor por parte del regulador a aceptar las
sefiales de precios como mecanismo para que las decisiones descentralizadas de
oferta conlleven a cumplir con el objetivo de seguridad de abastecimiento.

Puesto que las distintas regulaciones secundarias que tienen este sesgo son
consistentes entre si, cada una refuerza la necesidad de la otra, y en conjunto
constituyen la preferencia por el manejo centralizado de la oferta mayorista en el
mercado eléctrico de Colombia, constituyendo por lo tanto un escollo muy
importante para que el funcionamiento de la competencia genere los resultados
que de ella se esperan en este y otros mercados.

c) Resolucion 217 de 1997 (Estatuto de Racionamiento)

Los contratos bilaterales de compra—-venta que se transan en el mercado no
son contratos fisicos, entendiendo por contratos fisicos aquellos en los cuales un
Generador se obliga a entregar fisicamente su produccion de electricidad a un
comprador, a un precio acordado previamente. En contraposicion, se entiende por
contratos financieros aquéllos en los cuales un Generador, o un Comercializador,
se obliga a entregar electricidad a un comprador, a un precio acordado
previamente (la electricidad entregada puede ser producida por el Generador que
suscribe el contrato, o puede ser producida por terceros Generadores no
involucrados en la transaccion contractual).

En Colombia los Comercializadores no estan obligados a suscribir contratos
de compra de energia, son libres de fijar la composicién de su portafolio (compras
en el mercado spot / compras en contratos bilaterales). En caso de sequia, la
regulacion existente trata de garantizar la disponibilidad del recurso para aquellos
compradores expuestos en bolsa. Esto, obviamente, constituye un fuerte
desincentivo para realizar contratos que aseguren la disponibilidad de energia en
momentos de insuficiencia, al generar un fuerte “riesgo moral” por parte de los
comercializadores, quienes no requieren contratar a mediano y largo plazo su
compra de energia ya que ex-post serdn tratados via la regulacion en términos
similares a los que recibirian en caso de haber incurrido en el mayor costo de
adquisicién que supone un contrato de mediano plazo. La escasa existencia de
contratos por mas de 1 afo, (como se menciono en la seccion anterior, solo el 26%
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de las compras por contrato corresponden a un periodo superior a 1 ano, lo cual
evidencia una muy baja importancia al reaseguro de abastecimiento en
anticipacion con oscilaciones hidrologicas por fendmenos naturales),con las
consecuencias negativas que ello impone sobre las sefiales apropiadas (estables)
para inducir inversiones en la generacion, tiene su génesis precisamente en este
rechazo regulatorio a aceptar distintas suertes para distintos clientes ex-post a la
ocurrencia de fendmenos naturales que no fueron debidamente previstos y
cubiertos por sus comercializadores.

Precisando las caracteristicas de los contratos financieros y en prevencion de
eventuales racionamientos, la CREG expidi6 el denominado Estatuto de
Racionamiento. Esta norma regula los procedimientos y los requisitos que deben
cumplirse para declarar racionamientos de energia preventivos. Estos
racionamientos pueden declararse al registrarse niveles de precios en el mercado
spot, que superen durante cinco dias consecutivos al denominado “costo de
racionamiento”, o por consideraciones derivadas de andlisis energéticos cuando las
sefales de precios no respondan adecuadamente a la escasez (lo cual, como ya se
indico antes, es precisamente el resultado de distintas intervenciones que limitan el
reflejo de la escasez en los precios).

Asi mismo, establece el orden en que se desconectarian las cargas del SIN
ante niveles distintos de racionamiento. Se prioriza el suministro a los sectores
productivos hasta donde es posible. La secuencia de los cortes es residencial,
comercial, e industrial, dependiendo del nivel del racionamiento37. El
racionamiento aplicado es proporcional para todas las empresas que comercializan
energia (Generador-Comercializador, Distribuidor-Comercializador,
Comercializador) y no depende de las diferencias de estos agentes en lo referente
al grado de exposicion a Bolsa, ni de las diferencias en sus esquemas contractuales.

Con relacion a las exportaciones de energia, segun la nueva regulacion
expedida en el 2003, las transacciones son spot y se exporta o importa dependiendo
de los precios spot relativos entre Colombia y el otro pais. En consecuencia, no se
volvieron a suscribir contratos, por lo tanto en caso de racionamiento no hay nada
que garantizar.

7 Si el racionamiento es menor o igual al 1.5% se raciona por “voltaje”; si el racionamiento es superior al
1.5% y menor o igual al 3.0% se raciona exclusivamente al sector Residencial; si el racionamiento es
superior al 3.0% y menor o igual al 5.0% se racionan los sectores Residencia y Comercial; si el
racionamiento es superior al 5.0% y menor o igual al 10.0% se racionan los sectores Residencia, Comercial
e Industrial (exceptuando los Usuarios No Regulados eléctricamente aislables); y si el racionamiento es
superior al 10.0% se raciona proporcionalmente en todos los sectores.
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Como toda norma de intervencion, el Estatuto también ha sido cuestionado.
Las criticas hasta la fecha son tedricas dado que no se ha tenido que aplicar el
Estatuto por racionamiento nacional. Sin embargo, el propio Estatuto constituye
una sefal regulatoria, adicional y consistente con otras resoluciones de la CREG, en
cuanto a que se teme que operen los mecanismos de mercado para que los distintos
agentes adopten decisiones eficientes —al enfrentar los costos de sus decisiones
erradas—, propiciando distintos “salvatajes” para evitar costos ex-post que
distingan segun las distintas decisiones empresariales ex-ante, y por esta via
induciendo comportamientos de corto plazo oportunistas (“riesgo moral”).

d) Resolucion 025 de 1995 (Codigo de Redes ¢ Reglamento de Operacion)

El Coédigo de Redes estd compuesto por los siguientes codigos: a)
Planeamiento de la Expansion del Sistema de Transmision Nacional; b) Conexidn;
c) Operacion; y d) Medida. Hace parte también del Cédigo de Redes o Reglamento
de Operacion, el Reglamento de Distribucion (Resolucion CREG-070 de 1998).

Si bien la CREG debe regular todos aquellos aspectos técnico-operativos que
tengan incidencia comercial en términos del mercado, el “Cddigo de Redes”
aborda en detalle muchos temas exclusivamente técnicos. Por lo anterior, se creo
por Ley el Consejo Nacional de Operacion (CNO), en el seno del cual tienen
asiento Generadores, Transmisores y Distribuidores, y que tiene como “... funcion
principal acordar los aspectos técnicos para garantizar que la operacion integrada
del sistema interconectado nacional sea segura, confiable y econdmica, y ser el
organo ejecutor del reglamento de operacion”. Lo anterior presenta como
dificultad el hecho de que existe una zona gris en lo referente al alcance de los
“Acuerdos” que expide el CNO vy las disposiciones que deben ser avaladas o
adoptadas por la CREG.

Asi, puede observarse que en este caso la CREG tiene atribuciones (y
obligaciones) de definir regulaciones excesivamente técnicas, que corresponderia
fueran definidas por el CNO. Esta atribucion del CNO para definir el cddigo de
redes podria sujetarse a la aprobacion final de la CREG en caso de que hubiera
reclamos de particulares u otras agencias publicas —por ejemplo, para
cumplimentar requisitos de defensa del medioambiente.

e) Resolucion 034 de 2001 (Intervencion Mercado de Generacion de Seguridad)

Esta norma aplica a la Generacién de Seguridad provista por los agentes
Generadores para suplir limitaciones cuyo origen son las Restricciones Eléctricas y
Operativas del SIN.
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Los picos en el costo de la Generacion de Seguridad que se registraron en el
segundo semestre de 2000 y hasta el primer trimestre de 2001, son el resultado de
la ola de ataques terroristas contra la infraestructura eléctrica. Fue por los costos
excesivos que se presentaron en este servicio, en las condiciones descritas, que la
CREG intervino los precios por este concepto.

La permanencia de la norma de intervencion (Resolucion CREG-034 de
2001), con posterioridad a una normalizacion razonable del estado de las redes38,
ha originado muchas criticas. Los Generadores plantean que ya transcurrida la
emergencia, la norma deberia ser derogada.

La norma reemplazd el mecanismo anterior de liquidacion de la generacion
de seguridad forzada (generacion fuera de mérito). Antes, el precio de liquidacién
de esta generacion era funcion de sefiales del mercado (precios de bolsa y precios
de oferta del generador). Con la Res. 034 solo se remunera: i) en el caso de las
térmicas, como maximo, el costo variable de generacién cuyos componentes estan
todos regulados; y ii) en el caso de las hidrdulicas la remuneracion corresponde a
costos variables del agua también regulados. El mayor problema se asocia con
aquellos generadores que rara vez entran en mérito y solo generan por seguridad.
Estos generadores, obviando el cargo por capacidad, no tienen margen para
remunerar su estructura de costos fijos.

Adicionalmente, con el restablecimiento de la red de transmisién, para
suplir un requerimiento de generacion de seguridad, en la mayoria de los casos,
hay mds de un agente que puede suplirla. Es decir, hay competencia. En presencia
de esta ultima, la norma podria ser derogada sobre la norma anterior.

1) Resolucion 004 de 2003 (Intercambios Internacionales de Electricidad)

Hasta principios de 2003, las transacciones internacionales de electricidad se
realizaban por iniciativa de particulares, quienes asumian los riesgos inherentes a
este tipo de intercambios. Los requisitos que se exigian para realizar este tipo de
acuerdos eran minimos.

No obstante, la CREG lider6 a nivel de la CAN un cambio en las reglas de
juego para estas transacciones, que tiene como objetivo de largo plazo integrar los
mercados de la region tomando, entre otras, las siguientes decisiones:

e Los costos de los activos de transmision asociados con las
interconexiones internacionales, en la zona pertinente al territorio nacional, se

38 , . , -
Todavia se presentan atentados, pero estos se han reducido en numero y efectividad.
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trasladan a los usuarios finales del servicio. Esta regla aplica entre Colombia y
Ecuador, pero no aplica entre Colombia y Venezuela. Se argumenta que esta
discriminacion obedece a que Venezuela no cuenta con mercado spot.

Con anterioridad el costo de esta infraestructura era formalmente
asumido por las partes involucradas bajo su cuenta y riesgo (mas alla de que
seguramente se reflejaba en el precio final negociado).

¢ Las transacciones (exportacion o importacion) se realizan de acuerdo
con la situacion relativa de los precios spot de los paises involucrados. Es decir,
la compra—venta se realiza entre Bolsas y no involucra a agentes particulares en
ninguno de los paises. Se trata de transacciones spot.

Con anterioridad, las transacciones se realizaban a través de contratos
bilaterales de largo plazo y los agentes decidian como se repartian las rentas y
los riesgos del intercambio.

e La renta resultante del diferencial entre los precios spot de los dos
paises, denominadas “rentas de congestion”, se trasladan al usuario final como
un menor costo de la Generacidn de Seguridad forzada por Restricciones. Esta
regla fue modificada en la Ley del Plan del actual Gobierno. Se decidid que
parte de estas rentas se dirigirdn a los agentes Comercializadores que sirvan
areas de “dificil gestion”.

La norma de intervencion ha sido muy cuestionada. Se plantea que en
mercados no integrados, como sucede entre Colombia y Ecuador, la racionalidad y
particularidad de las medidas tiene poco sustento teodrico, entre otras, por las
siguientes razones:

e Las exportaciones de energia aumentan el costo marginal del pais
exportador. Los wusuarios del pais exportador neto (exportaciones >
importaciones), en este caso Colombia, ven un incremento en el costo de
prestacion del servicio producto de un costo marginal de generacion mayor y
de un costo por concepto de transmision mayor. Aun cuando una parte de las
“rentas de congestion” derivadas de la transaccion se traducen en un menor
costo para el usuario final por concepto de restricciones, la UPME adelant6 un
estudio en el que demuestra que la relacion Beneficio-Costo para el usuario es
negativa, dados los diferenciales de precios entre Colombia y Ecuador®.

39 . , . . L . . L,
‘Asesoria para vincular las Interconexiones Eléctricas Internacionales en el Planeamiento Eléctrico”.
Econometria S.A. 2003.
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e [l diferencial de precios spot entre los dos mercados (Colombia,
Ecuador) ird disminuyendo en la medida en que aumente el ntimero de
interconexiones. En estas circunstancias, entre mas exportaciones efectte
Colombia, en un contexto de mercados segmentados, mas negativa sera la
relacion Beneficio-Costo para los usuarios finales colombianos. No obstante las
exportaciones implican mayor mercado y por ende diversificacion de riesgo, lo
cual induce mayores inversiones y menor costo de capital (ademas del
aprovechamiento de economias de escala en el caso de la infraestructura),
pudiendo asi beneficiar también a los usuarios en el pais exportador.

¢ Las transacciones internacionales spot han inhibido la suscripcion de
contratos. No es posible garantizar el sentido del flujo de energia (a veces se
exporta, a veces se importa), de alli que las partes de un contrato asumirian
riesgos dificiles de diversificar. Adicionalmente, los agentes no pueden
apropiarse de las “rentas de congestion”, lo que le resta atractivo a
negociaciones bilaterales.

V.2. Las regulaciones en el mercado de la Transmision
a) Resoluciones 022 y 085 de 2002 (Procesos de Convocatoria para Expansion)

Se entiende y acepta generalmente que la transmision de electricidad es un
servicio con caracteristicas de monopolio natural: dada la existencia de una red, no
es economicamente factible ni razonable que una empresa duplique dicha red para
ofrecer una alternativa de transmisién a oferentes y compradores de energia
eléctrica. Sin embargo, esto no implica que las extensiones de una red, definidas en
proyectos individuales y con una remuneracion independiente y especifica para
compensar los costos de su construccion, no puedan ser realizadas por distintas
empresas que compiten ex-ante de haber hundido capital alguno. Vale decir, aun
siendo la transmision de electricidad un monopolio natural, es factible introducir
competencia ex-ante para seleccionar quiénes realizan las obras de extension de la
red al menor costo posible (esto es, una variante de lo que se denomina
“competencia por el mercado”).

Este es el criterio que guia la regulacion de la expansion de la red de
transmision en Colombia desde el ano 2002. En efecto, las inversiones
correspondientes a la Expansién del Sistema de Transmision Nacional, que se
ejecutan a partir de procesos de libre concurrencia, se remuneran a los
inversionistas seleccionados que hayan presentado en cada proceso la propuesta
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con el menor Valor Presente de los Ingresos Anuales Esperados durante
veinticinco (25) afios del flujo de Ingresos, expresado en ddlares constantes del 31
de diciembre del afo anterior al afio en el cual se efecttia la propuesta.

El Ingreso del proponente debe reflejar los costos asociados con la
preconstruccion (incluyendo disefios, servidumbres, estudios y licencias
ambientales) y construccidn (incluyendo la interventoria de la obra y las obras que
se requieran para la viabilidad ambiental del proyecto), el costo de oportunidad
del capital invertido y los gastos de administracion, operacion y mantenimiento
del equipo correspondiente.

La comparacion entre ofertas se efectia por comparacion de los Valores
Presentes del Ingreso Anual Esperado, ofertado por los concurrentes. Este calculo
se realizara aplicando una tasa de descuento del 9.0%, en dolares constantes.

El Ingreso Anual que percibe el proponente seleccionado, durante cada uno
de los veinticinco (25) afios del flujo de Ingresos aprobado por la CREG,
corresponde al Ingreso Anual Esperado propuesto. La liquidacion y pago mensual
del Ingreso se actualiza anualmente con el Indice de Precios al Productor de EEUU,
y se efecttia en pesos colombianos sobre una base mensual calendario, dividiendo
por doce (12) dicho Ingreso y utilizando la Tasa de Cambio Representativa del
Mercado del ultimo dia habil del mes que se factura.

El IA se mensualiza actualizdndolo con el Indice de Precios al Productor
Total Nacional (IPP) a la fecha respectiva.

La actividad de Transmisién es la de menor riesgo en la cadena de
prestacion del servicio eléctrico (el costo de reparacion de la red por atentados
terroristas corren por cuenta de la empresa, pero en este caso no se le imponen
penalidades por incumplimiento en la confiabilidad y calidad del servicio al
considerarse éstos como “eventos de fuerza mayor”). Como resultado de los
procesos de convocatoria que se han realizado hasta la fecha, el costo de los
proyectos construidos bajo este esquema es inferior a los precios que se les viene
pagando a los Transmisores por los Activos de Uso preexistentes. En estas
condiciones y dado que la revision de los “Costos Unitarios” de las “Unidades
Constructivas” se realiza quinquenalmente, se espera una reducciéon en la
remuneracion del segmento de Transmision, probablemente, a partir del proximo
afno. Esta reduccion se traducird en una disminucion tarifaria para los Usuarios
Finales, en lo que corresponde a este componente de la estructura de costos.
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V.3. Las regulaciones en el mercado de distribucion

A nivel mundial, existen varios modelos de regulaciéon por incentivos
(incentive-based models) de la actividad de distribucidn, y si bien parece no haber
una preferencia generalizada por uno de ellos, entre los esquemas mas escogidos
por los reguladores estan aquéllos en los que se imponen limites a las tarifas (price
cap) o en los ingresos (revenue cap) basados en la formula RPI-X. Lo que no es
comun encontrar es lo que ocurre en el caso Colombiano, donde como se vera en
esta seccion— por medio de la Resolucion CREG-082 de 2002 se ha adoptado una
metodologia distinta para cada nivel de tension de la industria de la distribucion,
adoptando decisiones tarifarias derivadas estrictamente de la realizacion de
ejercicios de “Benchmarking” que no son suficientemente robustos y encierran en
si mismos, por ende, un importante riesgo regulatorio que ex-post debe reflejarse
en las tarifas (tarde o temprano).

La regulacion por incentivos involucra por lo general el “benchmarking” o
comparar el desempenio actual contra un desempefio de “referencia.” Por lo tanto,
un elemento clave en estos modelos es como se definen los parametros de
eficiencia “de referencia” o los factores X -como se conocen técnicamente- y los
métodos utilizados para medir su desempeno. Desde una perspectiva técnica
pueden distinguirse dos métodos comunmente utilizados para medir y comparar
el desempefio de empresas distribuidoras: los métodos de “benchmarking” de
frontera y los métodos de “benchmarking” promedio.

En los métodos de “benchmarking” de frontera -el cual es el que ha
adoptado el regulador en Colombia- la frontera de desemperio eficiente se estima
tomando la mejor practica de la industria o la mejor practica dentro de una
muestra de empresas. Esta frontera sirve de “referencia” (benchmark) contra la
cual se compara el desempefio relativo de cada empresa. Existen varios métodos
de “benchmarking” de frontera los cuales, a su vez, pueden dividirse en dos
grandes categorias técnicas: de programacion (no paramétricos) o estadisticos
(paramétricos). Dentro del primer grupo, el método de programacién mas comun
es el Analisis Envolvente de Datos también conocido como DEA, mientras que los
métodos estadisticos mds usados son los Minimos Cuadrados Ordinarios
Corregidos (COLS) y el Analisis Estocastico de Frontera (SFA).

El DEA - método escogido por el Regulador colombiano- es una técnica de
programacion lineal para calcular (en vez de estimar) el desempeno relativo de
unidades de decisién (firmas) en las que la existencia de multiples insumos y
productos hace dificil realizar comparaciones. Las unidades de decision eficientes
(firmas) que demarcan la frontera envuelven a las menos eficientes. Si bien el

130



método DEA presenta como ventajas que las firmas ineficientes son comparadas
contra otras firmas existentes (reales) y no contra una medida estadistica, y que no
requiere que se especifique una funcién de produccion o de costos, el mismo
también posee multiples desventajas: i) los puntajes de eficiencia tienden a ser
sensibles a la escogencia de los insumos y de los productos que se toman como
variables del modelo; ii) el modelo no permite el uso de factores estocasticos o
errores de medicion (los resultados son sensibles a errores de medicion en las
firmas de la frontera, dado que los puntajes de eficiencia son medidos en relacion
con la frontera); y iii) entre mas variables se incluyan en el modelo, el nimero de
firmas en la frontera crece.

Por la diversidad entre las regiones colombianas es muy probable que las
desventajas de este tipo de metodologias salgan a la luz y dificulten la realizacion
de comparaciones. Situaciones de este tipo no solo exponen al regulador a un
proceso de discusion con la industria que puede ser complejo, sino que ademas lo
expone a unos costos significativos de adquisicion de informacion, y puede ser el
origen de la gran variabilidad de EVAs que se observan en este segmento del
mercado, encareciendo el costo de capital en general y por ende las tarifas.

a) Resolucion 082 de 2002 (Remuneracion de la Infraestructura de
Distribucion)

La remuneracion del segmento de Distribucion se rige por lo dispuesto en la
Resolucion CREG-082 de 2002. Como se menciond antes, para cada nivel de
tension de suministro, la CREG optd por aplicar diferentes metodologias. Los
criterios generales, establecidos en la Resolucion CREG-082 de 2002, se resumen a
continuacion:

J Los cargos de los Sistemas de Transmision Regional, o de los
Sistemas de Distribuciéon Local, diferentes al Nivel de Tension 1, se
determinan a partir de los inventarios de los Operadores de Red. Como en
el caso del segmento de Transmision, los activos se clasifican en Unidades
Constructivas y cada Unidad se valora a un Costo Unitario. En el caso del
Nivel de tension 1, no hay valoracién de activos, sino una estimacion
efectuada por la CREG

J La metodologia de remuneracion de los Sistemas de
Transmision Regional (Nivel 4), corresponde a Ingreso Maximo Regulado
(Revenue Cap).
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J La metodologia de remuneracion de los Sistemas de
Distribucion Local (Niveles de Tension 3 y 2) y de los activos de Nivel de
Tension 1, corresponde a Price Cap.

L Antes de fijar la remuneracion, la CREG aplica criterios de
eficiencia en cada uno de los Niveles de Tension, de tal forma que no hay
garantia de que la totalidad de activos sea remunerada.

La norma expedida por la CREG ha sido muy cuestionada. Ademas de la
metodologia, los criterios de eficiencia aplicados por CREG desde el punto de vista
técnico y econdmico, pueden resultar arbitrarios.

Asi mismo, en la metodologia se establecen mecanismos de acotacion de los
cargos resultantes mediante el empleo de técnicas de benchmarking que no se
encuentran en la literatura regulatoria de sistemas de distribuciéon. La CREG en
cada nivel de tension aplica un acotamiento basandose en el método estadistico de
“box-cox”, con parametros predefinidos. A los cargos por uso de muchas empresas
se les aplica el techo resultante, lo que origina el hundimiento de activos.

Las técnicas de comparacion definidas por la Comision se aplican a todos
los Distribuidores del SIN de manera general. Lo anterior implica que terminan
siendo comparadas y promediadas las variables de empresas de distribucién como
Codensa (1.8 millones de conexiones), con las variables de empresas como
Empresa de Energia del Bajo Putumayo (3.8 mil conexiones).

Como se menciono en la tercera seccion de este Estudio (sub-seccion sobre
Cobertura), existen dudas de si los cargos por uso derivados de la metodologia de
la CREG permiten la ampliacion de cobertura. Aqui resulta crucial analizar no solo
el nivel tarifario global sino también la estructura tarifaria respecto de la expansion
de la cobertura ya que tales inversiones deben ser inducidas via incentivos
tarifarios en caso de no formar parte de un compacto de compromisos
contractuales entre el Estado (poder concedente) y las respectivas empresas
distribuidoras. Las técnicas regulatorias vigentes pueden estar comprometiendo la
expansion en las areas rurales situadas en el 4rea de influencia de los actuales
operadores.

b) Resolucion 122 de 2003 (Bypass de los Sistemas de Transporte)

Un principio basico en la regulacion de redes eléctricas y su acceso a ellas, es
la definicién clara de lo que constituyen Activos de Uso y Activos de Conexion. Se
entienden como los primeros, aquellos de uso general y cuyos usuarios no pueden
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ser identificados, mientras que los segundos son aquellos activos de uso exclusivo
de un usuario, o grupo de usuarios identificables (incluyendo empresas terceras).

Los Activos de Uso de cada distribuidor son remunerados por todos los
usuarios finales conectados directamente a sus redes, no asi los Activos de
Conexiodn, cuyo propietario y usuario exclusivo asume los costos de los mismos
(normalmente Usuarios No Regulados o Generadores Embebidos).

Mediante esta Resoluciéon la CREG define dos nuevos conceptos: Fronteras
Principales y Fronteras Embebidas. Las primeras se definen como aquellas
fronteras comerciales de Usuarios No Regulados, a partir de las cuales se conecta
un Generador Embebido, un usuario, o varios de los anteriores. Las segundas se
definen como aquellas fronteras comerciales de un wusuario, o Generador
Embebido, que se conecta mediante los Activos de Conexidn de terceros a través
de una Frontera Principal.

Si se interpretan las nuevas normas, la CREG autoriza el acceso a Activos de
Conexion de Usuarios No Regulados por parte de terceros pero no los convierte en
Activos de Uso General como sucedia con las reglas previamente vigentes, sino
que éstos adquieren un cardcter hibrido, dejando de ser lo primero (Activos de
Conexidn), sin convertirse en lo segundo (Activos de Uso).

Este mecanismo permite que usuarios conectados directamente a las redes
del Distribuidor en determinado nivel de tensiéon opten por conectarse a los
Activos de Conexion de un Usuario No Regulado, conectado a un nivel de tension
superior, evadiendo parcial o totalmente el pago de los Cargos por Uso de la
infraestructura del Distribuidor. Se estarian creando redes de distribucion
embebidas en las redes de distribucion de empresas ya constituidas.

Para tener acceso a estos activos de distribucion de naturaleza hibrida la
CREG fija reglas de liquidaciéon de la energia de los usuarios entrantes, aplicando
factores de pérdidas predeterminados segtin nivel de tension. Asi mismo, establece
que la remuneracion de los Activos de Conexién de un tercero por parte del
Embebido se realizard a través de Contratos de Conexidn a precios acordados entre
las partes.

La sefial establecida por la CREG podria incentivar el “by-pass” de las redes
de los distribuidores que operan en las areas de influencia de estos activos. De
presentarse un numero de “by-pass” significativos, ademds de generarse el
descreme del Distribuidor, se diluiria el concepto del sistema de redes vigente
creando serios problemas regulatorios.
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V.4. Las regulaciones en el mercado de la Comercializacion
a) Resolucion 031 de 1997 (Costos de Prestacion del Servicio)

La Comision de Regulacion de Energia y Gas, mediante Resolucion CREG-
031 de 1997 estableci6 la formula tarifaria que deben aplicar los comercializadores
del servicio a los usuarios pertenecientes al mercado regulado. La Férmula
Tarifaria que deben aplicar los Comercializadores que atienden Usuarios Finales
Regulados constituye un “pass-through” de la cadena de costos de prestacion del
servicio.

No obstante y como se menciond en la seccion anterior, en lo que respecta al
Comercializador propiamente dicho la recuperacion de los costos efectivos que
enfrentan los Comercializadores se ha visto afectada por los siguientes factores:

L El nivel de pérdidas reconocido por la CREG es inferior al
nivel de pérdidas que registran la mayoria de las empresas Distribuidoras-
Comercializadoras. Los deficientes resultados del proceso previsto de
reduccion de pérdidas se explica en el hecho de que solo unas cuantas
empresas cuentan con programas formales o permanentes de control de
pérdidas.

J Existe un tratamiento regulatorio asimétrico en la forma en que
se asignan las pérdidas entre los Comercializadores que actiian en un
mercado4(. Esta asimetria conduce a que el nivel de pérdidas que deben
asumir los Distribuidores-Comercializadores siempre sea mayor o igual al
Indice de Pérdidas Real del mercado respectivo, segiin el grado de
penetracion de dicho mercado por parte de terceros entrantes.

J Los costos asociados con las compras de energia se trasladan al
Usuario Final aplicando un promedio moévil de doce (12) meses. Si los
Comercializadores no estan cubiertos por contratos y los precios en la Bolsa
de Energia experimentan un alza significativa con respecto al promedio
movil, el agente requerird de capital de trabajo adicional para suplir el
suministro y no incurrir en moras en el mercado.

" Mientras las “Pérdidas” de los agentes que tinicamente ejercen la actividad de Comercializacion en un
mercado equivalen a las “Pérdidas Reconocidas” por el Regulador, al agente Distribuidor-Comercializador del
mercado correspondiente se le asigna cualquier diferencia existente entre las “Pérdidas Reales” del mercado y
las “Pérdidas Reconocidas”.
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V.5. Ley 812 del Plan Nacional de Desarrollo: Comentarios sobre la
legislacion aplicable al Sector Eléctrico de Colombia

Si bien en su redaccion los articulos de la Ley aplicables al sector eléctrico se
agrupan en su mayoria bajo dos grandes titulos, “Crecimiento Econdmico
Sostenible y Generacion de Empleo” y “Construir Equidad Social,” puede decirse
que el espiritu detrds de los mismos gira en torno a cuatro temas de fondo,
bastante polémicos dentro del contexto de la economia politica del sector: i) la
crisis de las electrificadoras publicas de caracter nacional, departamental y
municipal; ii) la indefinicion del rol del Estado dentro del sector; iii) las
dificultades del organismo de control (SSPD) para ejercer sus funciones cuando las
empresas son insolventes; y iv) problemas en la regulacion de la comercializacion
de energia eléctrica.*

En relacion con el primer tema, el de la crisis de las electrificadoras, varios
apartes y articulos de la Ley buscan una salida para las dificultades que se han
presentado con la quiebra y posterior intervencién de empresas publicas. Como se
menciond en la segunda seccion de este Estudio, algunas empresas publicas (ej.
Electrificadora del Tolima, Cauca y Choco en el orden nacional, Arauca en el
departamental, y EMCALI y Caucasia en el municipal) han quedado con el peso de
obligaciones econdmicas y sociales que, junto con la dificil aceptacién por parte del
publico de las alzas tarifarias para hacerlas viables, las convierten en poco
atractivas para inversionistas privados, a menos que el Estado les otorgue algun
tipo de privilegio especial (ej. operacion de rescate y/o fondo de capitalizacion). El
concepto de “capitalismo social en servicios publicos” previsto en la Ley del Plan
emana precisamente de la necesidad de superar situaciones de crisis financieras de
empresas publicas prestadoras de servicios publicos domiciliarios, impulsando
esquemas de participacion de usuarios, trabajadores, acreedores, inversionistas y
otros grupos ciudadanos. La participacion de estos agentes se materializa a través

' La Ley 812 también introduce restricciones sobre las tarifas aplicables a los usuarios residenciales de
estratos 1y 2 ya comentadas en secciones previas de este Estudio.
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de los Fondos de Capitalizacion Social —articulo 131-** de los cuales también
pueden participar la Nacion y otras entidades descentralizadas —articulo 14-.%

Si bien se considera correcto que se promueva el desarrollo de esquemas de
financiamiento condicionados a la participacion de los usuarios, trabajadores u
otros agentes del sector solidario para superar situaciones de crisis financieras de
empresas publicas, la implementacion de estos esquemas debe materializarse en
forma cautelosa para no incentivar excesivamente desde el Estado las inversiones
de agentes particulares, mal informados, que luego podrian resultar en pérdidas
(provocando un conflicto de interés en el seno del Gobierno, quien podria verse
presionado para salvar —“bail-out”— esos inversores domeésticos con importante
incidencia en el proceso politico colombiano).

Por otra parte, la autorizacion para que la Nacion y otras entidades
descentralizadas inviertan todas o parte de sus acreencias con empresas de
servicios publicos en estos Fondos, explicita la posibilidad de re-estatizar /
nacionalizar empresas liquidadas o en proceso de liquidacion, lo cual no parece
apropiado en pos de los objetivos de la reforma que continian defendiéndose en la
propia Ley (articulo B4). No obstante, y como lo ha demostrado la experiencia
reciente con EMCALI, dicha posibilidad da pie para un mecanismo en el que se
reconocen las limitaciones de caracter politico, dando espacio para un proceso en el
que “todos ponen” pero que no necesariamente brinda los incentivos para una
adecuada gestion de las empresas (dado que el costo ex-post de decisiones erradas
no necesariamente se corresponde ni lo asume el responsable de la decision
equivocada). Se confirma asi lo mencionado en la segunda seccion de este Estudio:
que los problemas de varias empresas publicas corresponden mas a problemas
relacionados con la gobernabilidad politica que con la gobernabilidad
corporativa.*

2 Articulo 131. “El articulo 151 de la Ley 142 de 1994 quedard asi: En el contrato de Condiciones
Uniformes se podra establecer que una parte del pago de los servicios publicos confieran al suscriptor o al
usuario el derecho a adquirir acciones o partes de interés social en las empresas oficiales, mixtas o privadas.
Asi mismo, en dichos contratos se podra establecer que una parte del pago de los servicios publicos otorgue
a los suscriptores o usuarios el derecho a participar en los Fondos de Capitalizacion Social que se
constituyan, para la prestacion de los servicios publicos de los cuales son beneficiarios”.

® Articulo 14. “Autorizacion para participar en los Fondos de Capitalizacién Social. Se autoriza a la Nacion
v a las entidades descentralizadas del orden nacional, cuando lo estimen conveniente, a invertir todo o parte
de sus acreencias con Empresas de Servicios Publicos Domiciliarios oficiales o mixtas en el Fondo de
Capitalizacion Social”.

* Especificamente para el caso de EMCALI, el articulo 130 de la Ley prevé que en el evento en que se
llegase a liquidar la empresa, se autoriza la creacion en la ciudad de una nueva Empresa Industrial y
Comercial del Estado para la prestacion de los servicios publicos domiciliarios de telecomunicaciones,
acueducto y alcantarillado y energia eléctrica, por lo que, en este caso particular, la liqguidacion de la
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Ademas de los Fondos de Capitalizacion Social, la Ley concibe otras formas
de “rescate” para las empresas con gestion deficiente. Especificamente, en el
articulo 66 de la Ley se reviven los Convenios de Desempefio como contrapartida
para el otorgamiento de contragarantias de la Nacion con el fin de “sanear”
empresas estatales que posean obligaciones resultantes de garantias otorgadas por
la FEN, y que se hayan derivado de proyectos de generacion de energia.*> Como se
menciond anteriormente en este Estudio, Ayala y Milldn (2001) y Weisner (1997)
demuestran que en el pasado los Convenios de Desempenio fracasaron —esto es, no
fueron operativos o restrictivos— por problemas de derechos de propiedad* y de
estructura institucional,¥” razon por la cual resulta reprochable y dificil de
comprender porqué se ha decidido revivirlos. Lo previsto en el articulo 66 se
parece mucho a “la ultima vez que se da una nueva oportunidad” cuando, por el
contrario, se deberia hacer un mayor esfuerzo por proceder a penalizacion efectiva
(via privatizacion incluso) de las empresas que incumplen con sus obligaciones.

En relaciéon con el segundo punto sobre la indefinicion del rol del Estado
dentro del sector, cabe mencionar que la Ley en este sentido es completamente
ambigua. Por un lado, en el articulo B4 se hace énfasis en que se continuara con la
promocion de la participacion del sector privado, impulsando la consolidacion de
los marcos regulatorios, el desarrollo de procesos de privatizaciones y concesiones
en la construccion, operacion y mantenimiento de infraestructura, y promoviendo
condiciones de largo plazo para la entrada de inversionistas en el desarrollo del
Sistema de Transmisiéon Nacional. Por otro lado, y en contraposicion con la
definicion anterior, se revive la FEN, devolviéndole un rol protagénico y
previendo la conformacion de un nuevo agente de generacion estatal con el fin de
“fortalecer la competencia”.

empresa no obliga a la privatizacion ni tampoco a la escision en distintas empresas de distintos servicios
publicos, postergando la solucion definitiva del problema.

“ Articulo 66. “Saneamiento Financiero de Empresas Prestadoras de Servicios Publicos. Con el fin de
proveer el saneamiento economico y financiero de empresas estatales prestadoras de servicios publicos
domiciliarios de energia eléctrica, que a la fecha de expedicion de la presente ley tengan obligaciones
resultantes de garantias otorgadas por la Financiera Energética Nacional, FEN y que se hayan derivado de
proyectos de generacion de energia, dichas obligaciones podran contar en su totalidad con la contragarantia
de la Nacion, siempre y cuando se suscriba un convenio de desemperio que garantice la viabilidad financiera
de la empresa, y el Ministerio de Minas y Energia y el Confis hayan determinado que existen razones de
conveniencia economica y financiera para ello. El incumplimiento del convenio dara lugar a la aplicacion de
la clausula aceleratoria en el crédito original”.

46 , . . .
No se tenian medios efectivos para hacer cumplir los contratos a las empresas.

47 . . .. . . ..
La FEN no era independiente para forzar a sus vigilados a cumplir dado que si demandaba a sus vigilados
ponia en riesgo su propia posicion como garante de los pasivos de muchas de las empresas.
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Por los motivos expuestos en las secciones anteriores del Estudio
relacionados con el hecho de que la elevada participacién del Estado en los
distintos segmentos del mercado, controlando ademas el transporte casi
totalmente, puede potenciar los favoritismos y desincentivar los comportamientos
mas competitivos, se considera que la conformacion de un nuevo generador estatal
es una mala decision. Por otra parte, queda la preocupacion que detras de la
creacion de un agente generador estatal esté implicito el deseo de vender energia
por debajo del costo de mercado a agentes con problemas financieros, algo que se
ha intentado en el pasado en repetidas ocasiones y que distorsionaria por completo
las sefiales de precios en el mercado mayorista.

En relacion con el tercer punto, aquél relacionado con las dificultades del
organismo de control para ejercer sus funciones cuando las empresas son
insolventes, la Ley busca dotar a la SSPD de recursos y mecanismos que le
permitan abordar los procesos de toma de posesion y liquidacion de Empresas de
Servicios Publicos Domiciliarios en forma mas eficiente. Es asi como a través de los
articulos 16 y 132 se autoriza a la FEN para que apoye a la SSPD en los procesos de
toma de posesion con fines de liquidacién de empresas, administrando, si es del
caso, los fondos empresariales que la SSPD constituya para facilitar la liquidacion
de las intervenidas. Si bien el mecanismo de intervencion deberia ser automatico y
no necesariamente a cargo de la SSPD, estas restricciones en cuanto a que la SSPD
no se transforme en prestadora del servicio para evitar el conflicto de intereses,
parecen razonables, pero no serdn muy relevantes si luego hay un rescate (“bail-
out” —-muy probable mientras continie el actual esquema de decisiones
discrecionales afectadas por la economia politica del proceso colombiano).

Por otra parte, en el articulo 15 de la Ley se autoriza a la SSPD para ordenar
la escision de las Empresas de Servicios Publicos Domiciliarios bajo toma de
posesion para administrarlas o liquidarlas, en unidades o empresas
independientes, autonomas y separadas, pudiendo generarse una confusion en los
roles institucionales dado que en la Ley 142 esta facultad (aunque no estrictamente
igual) le es delegada a la CREG para las empresas reguladas en general (no
necesariamente en proceso de liquidacion). No queda muy clara entonces cual es la
division de roles al respecto, o la ldgica para justificar dicha division de roles. Las
reestructuraciones del sector deberian estar a cargo de un tnico organismo, y la
CREG es mas apropiado que la SSPD (si bien posiblemente una decision de esta
naturaleza requiera la participacion incluso de la SIC, la agencia encargada de
defensa de la competencia).
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Finalmente, y en relacion con los problemas en la regulacion de la
comercializacion, en un claro intento por eliminar el problema de “descreme” del
mercado del que son victimas algunos distribuidores-comercializadores, la Ley en
su articulo 65 define que las empresas comercializadoras de energia eléctrica, que
atienden usuarios regulados residenciales y/o no residenciales, deberan incorporar
a su base de clientes un niumero minimo de usuarios de estratos socioecondmicos
1, 2 y 3. En particular este articulo acarrea dos problemas.

Por un lado, la necesidad de hacer “pooling” obligatorio de distintos
usuarios (forzando la inclusion de los pequefios consumidores residenciales) indica
que el disefio tarifario estd mal (las empresas deberian tener incentivos naturales
para captar usuarios de estratos bajos, y si no los tienen, la estructura tarifaria es la
que debe corregirse).

Por otro lado, preocupa que un aspecto de caracteristicas regulatorias como
el que trata el articulo 65 esté siendo abordado en la esfera del Legislativo, y que la
reglamentacion del mismo quede a cargo del Gobierno Nacional y no de la CREG.
Como se menciono en la segunda parte de este Estudio, la falta de compromiso por
parte del Gobierno con las instituciones formales contribuye a deslegitimar la
funcién regulatoria, llevando a que la accién dentro del marco regulatorio no
constituya el equilibrio de las diferentes estrategias de todos los agentes relevantes.
Si ante los fracasos por sacar resoluciones en el seno de la CREG el Gobierno acude
inmediatamente al legislador o a los decretos ejecutivos, contribuye a fragmentar el
proceso regulatorio y a la pérdida de credibilidad y reputacion del regulador.

VI. Comentarios generales y conclusiones

La reforma ha cumplido muchas de las expectativas que se crearon con su
adopcion. Por un lado, la carga fiscal para el Gobierno Nacional se ha reducido asi
como la deuda publica a cargo del sector. Por otro lado, se produjo un gran
progreso en términos de transparencia tarifaria en un contexto de costos unitarios
convergentes entre distintas empresas. Asimismo, el cambio en la composicion del
parque de generacion (relacion hidrotérmica actual de 66/34) ha hecho al pais
menos vulnerable frente a las hidrologias secas asociadas con la presencia del
Fendmeno de El Nino / Oscilacion Sur, manteniendo un ritmo de expansion de la
capacidad de generacién adecuado y aparentemente superior al crecimiento de la
demanda de potencia (estimado a partir del crecimiento porcentual del consumo
que informa ISA, y notando que la nueva composicion de la oferta energética es
mas estable ante fendmenos naturales adversos como El Nino).
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Sin embargo, limitaciones técnicas e institucionales, asi como dificultades
politicas y econdmicas, han impedido que varias de las expectativas y/o supuestos
implicitos se hayan logrado. El Gobierno fracasd en sus intentos de operar con
criterio empresarial las empresas distribuidoras en las cuales era accionista
mayoritario, y las empresas municipales (salvo EEPPM) corrieron una suerte
negativa similar. La estrategia de intervencion de empresas insolventes prob6 no
ser efectiva, prolong6 la agonia de las intervenidas y dificultd la posterior gestion
de aquellas que fueron privatizadas. La participacion del sector privado en
generacion perdié dinamismo después de un inicio promisorio con la venta inicial
de los activos de generacion del gobierno central. Las privatizaciones de ISAGEN y
de CORELCA se estancaron y las empresas estatales de distribucién sostienen
niveles altos de pérdidas y costos laborales elevados. Las instituciones reguladoras
son débiles, politicamente dominadas segin su propio disefio, tienen tareas y
funciones mal definidas y hasta contradictorias, impidiendo un desarrollo
balanceado de la regulacién. El Mercado Mayorista ha tenido dificultades para
lograr aliviar las fluctuaciones de precios resultantes en el mercado, en parte
atribuibles al poder de mercado de corto plazo de algunos generadores. En materia
fiscal, si bien la dependencia del presupuesto nacional ha disminuido, el rol del
Estado empresario sigue pesando en las cuentas fiscales.

De hecho, este Estudio muestra que los resultados de la reforma colombiana
son mixtos y que la misma se encuentra a “mitad de camino.” En efecto, si se
tienen en cuenta las metas que se plantearon hace una década con la reforma, los
resultados de las evaluaciones realizadas en este Estudio muestran que las mismas
se han podido cumplir s6lo parcialmente. Miremos los resultados en detalle.

Precios y competencia

Si se tiene en cuenta que uno de los objetivos propuestos con las reforma fue
lograr precios eficientes que permitieran i) una reduccion de los costos de la
electricidad a los usuarios finales, y ii) una mayor competencia en los mercados
contestables del negocio, los resultados son bastante ambiguos.

En materia tarifaria, por ejemplo, se ha ganado en transparencia (subsidios
cruzados explicitos y neutrales para la competencia, salvo por el hecho de que se
eliminaron los cargos fijos desde 2001, lo cual esconde cierto grado de subsidio
implicito hacia los usuarios residenciales mas pequefios, quienes conllevan un
costo fijo de atencion relativamente mayor respecto del volumen consumido). Sin
embargo, si bien las tarifas para el conjunto de usuarios finales bajaron levemente
en términos reales hasta el ano 1999 (un 16% en promedio), ello resultaba
insostenible y requirié una recomposicion significativa hacia 2003 (en torno al 30%
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real en términos generales, con un aumento particularmente elevado para los
usuarios residenciales de estratos bajos en el afio 2002). Por lo tanto, las tarifas no
han caido desde 1992 a la fecha; en particular, incluyendo el incremento tarifario
verificado en 2002 y 2003, las tarifas subieron levemente para el conjunto de
usuarios y, particularmente, para los usuarios residenciales en estratos bajos y
medios. En consecuencia, en términos tarifarios el conjunto de la poblacion no ha
evidenciado beneficios palpables por lo que es dificil esperar que en adelante los
usuarios apoyen una mayor profundizacion de la reforma, al menos que se logren
reducciones de costos adicionales y mayores eficiencias.

A pesar de que los resultados en materia de transparencia tarifaria se
lograron en un contexto de costos unitarios convergentes entre distintas empresas
(segun las férmulas aplicadas por la CREG), también se observaron fuertes
oscilaciones en los costos de generacion y un fuerte aumento en el costo de
transporte. En este sentido, los resultados preliminares indican que los costos
unitarios que computa la CREG (y su variacion anual o en el periodo 1998-2003 en
conjunto) no difieren seguin sea la propiedad de las empresas (publica, mixta o
privada), pero si dependen (positivamente) de la integracion vertical entre las
actividades de generacion y distribucion. De hecho, se pudo verificar un elevado
grado de integracion vertical entre segmentos naturalmente monopdlicos y
potencialmente competitivos, una de las razones centrales para calificar la reforma
del sector eléctrico colombiano como inconclusa. Los resultados muestran
(preliminarmente) que la integracion vertical puede potenciar los favoritismos y
desincentivar los comportamientos mas competitivos. Concretamente, la elevada
participacion del Estado en los distintos segmentos del mercado, controlando
ademas el transporte casi totalmente, y la altisima concentracion vertical entre
generadores y distribuidores en el caso de empresas privadas y las Empresas
Publicas de Medellin, implican un riesgo cierto de trato desigual hacia inversores
privados, provocando un fuerte desincentivo para el aporte de mayores recursos y
eficiencias al sector.

Por otra parte, en las distintas reglas vigentes de operacién del mercado
(regulacion secundaria) se evidencia un fuerte temor por parte del regulador para

“El riesgo de favoritismos derivados de la integracion vertical entre empresas generadoras y distribuidoras
/ comercializadoras esta atenuado en Colombia por la importante desregulacion de la actividad de
comercializacion (donde incluso los usuarios residenciales cuyas tarifas finales tienen topes regulados
pueden elegir libremente su comercializador), ya que ello implica la posibilidad de penalizar de manera
efectiva al distribuidor / comercializador que no realizara una compra conveniente intentando explotar a sus
usuarios. En cualquier caso, la integracion vertical de solo algunas empresas implica una asimetria entre
viejos y nuevos agentes (publicos y privados, respectivamente) que constituye una muy mala sefial para
inducir comportamientos competitivos en un “campo de juego nivelado”.
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dejar que operen a plenitud los mecanismos de mercado, imponiendo un escollo
muy importante para que el funcionamiento de la competencia genere los
resultados que de ella se esperaban al momento de la reforma. Por ejemplo, este
temor se pone de manifiesto a través de regulaciones “de transito” -regulaciones
que buscan resolver problemas parciales de disefio de mercado- en muchos casos
innecesarias que no permiten que las senales de precios se consoliden como el
mecanismo por medio del cual los agentes toman decisiones descentralizadas de
oferta. Precisamente esas reglas innecesarias constituyen no sélo una intervencion
del mercado que limita la libertad de los agentes, sino que ademads acota la
respuesta de la oferta a las sefales de precios que emergerian ante la escasez de los
recursos (incentivando a que los propietarios no pongan a disposicion sus recursos
a su costo marginal).

A su vez, en distintas regulaciones existen reglas que impiden que los
agentes enfrenten los costos de sus decisiones erradas, propiciando distintos
“salvatajes” para evitar costos ex-post que distingan segun la calidad de las
distintas decisiones empresariales ex-ante, induciendo comportamientos de corto
plazo y de cardcter oportunista. Este tipo de reglas constituye un fuerte
desincentivo para realizar contratos que aseguren la disponibilidad de energia en
momentos de insuficiencia, al generar un fuerte “riesgo moral” por parte de los
comercializadores, quienes no requieren contratar a mediano y largo plazo su
compra de energia ya que ex-post serdn tratados via la regulacién en términos
similares a los que recibirian en caso de haber incurrido en el mayor costo de
adquisicidn que supone un contrato de mediano plazo. La escasa existencia de
contratos por mas de 1 afo (sélo 26% del total de contratos existentes) es una sefial
de cdmo este tipo de intervenciones regulatorias afectan la capacidad de los
agentes para maximizar el valor de sus portafolios intertemporalmente, y para
desarrollar en el largo plazo productos que fomenten una mayor respuesta de la
demanda frente a cambios en los precios.

Por lo tanto, los criterios basicos detrds de distintas regulaciones
secundarias (ej. minimos operativos y el estatuto de racionamiento), constituyen
un fuerte desincentivo para realizar contratos que aseguren la disponibilidad de
energia en momentos de insuficiencia. El riesgo moral al que incitan estas
regulaciones conlleva a que en el mercado mayorista de electricidad no se logre
una asignacion intertemporal eficiente de los riesgos, incentivando a los agentes a
adoptar una vision de corto plazo, lo cual —contrario al espiritu de las regulaciones
mismas— evidencia una muy baja valoracion por el reaseguro de abastecimiento en
anticipacion a las oscilaciones hidrologicas por fendmenos naturales, y al mismo
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tiempo incrementando el riesgo de realizar inversiones de largo plazo en la
generacion.

Calidad y Cobertura

Otros objetivos de la reforma fueron mejorar la calidad del servicio y
ampliar la cobertura. Si bien no se pudo contar con informacién precisa y reciente
en materia de calidad, la evidencia secundaria y de otros estudios muestra como,
en el afio 2002, Colombia sigue presentando unos indices muy altos en materia de
duracion de las interrupciones promedio por mes (DES), y en el nimero promedio
de interrupciones por mes por circuito (FES). Es asi como el indicador FES se ubicé
en torno a 0,38 (vale decir, un promedio general de aproximadamente 4,5
interrupciones por afo en cada circuito), con una gran variabilidad (en particular,
siendo el promedio muy superior para las empresas publicas), mientras que el
indicador DES se ubicé en promedio en torno a 17 (esto es, cada interrupcion
mensual tuvo una duracion promedio de 17 horas), en este caso con un mejor
desempenio de las empresas publicas (11 horas vs. 23 horas promedio de las
empresas privadas).

En materia de cobertura, la evaluacion se hizo respecto al numero de
suscriptores, para lo cual hubo un importante crecimiento en el ntimero de
conexiones en el SIN entre 1995 y 2003 (en torno al 4,7% promedio anual). Sin
embargo, cualitativamente resulta muy claro que el incremento de la cobertura se
ve negativamente afectado por la incoherencia en el esquema de planeamiento del
sector resultante de un esquema mixto de propiedad en el cual no hay consistencia
entre los planes de expansion del Gobierno (PND), la UPME y las empresas.

Inversion y participacion privada para liberar recursos estatales y
disminuir el endeudamiento y la participacion del Estado en el sector

Un tercer objetivo perseguido con la reforma estuvo relacionado con las
mejoras en la capacidad instalada a través de la promocion de inversiones (locales
y extranjeras) para ampliarla, disminuyendo el endeudamiento y la participacion
del Estado en la industria y liberando recursos estatales para ser utilizados en otros
sectores. En este campo los resultados también han sido ambiguos. Si bien se
aumento la capacidad instalada, diversificando la oferta por medio de la
incorporacion de inversionistas privados a la industria, el riesgo de un fracaso
fiscal para el Estado sigue siendo alto.

Especificamente, los resultados del Estudio muestran como la participacion
privada pasé de niveles nulos antes de la reforma a desempefiar un rol importante
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en la generacion, distribucion y comercializacion de electricidad (la propiedad
privada alcanza el 34.7 % en el SIN, con un grado de control del 44%). Es asi como,
por ejemplo, la capacidad de generacion instalada en Colombia ha evolucionado
positivamente en términos de diversificar la oferta, inicialmente muy concentrada
en la generacion hidrdulica, permitiendo unidades productivas de menor escala
que permiten a su vez el desarrollo de un mercado mas competitivo.

Ahora bien, si bien hubo un buen nivel de inversiéon en generacion (ain
cuando la tasa de crecimiento de la capacidad no haya aumentado) y en
distribucién, es importante resaltar que el impetu inicial que tuvieron los
inversionistas privados se perdio. Durante los tultimos cuatro afos se ha dado un
estancamiento importante en la inversion privada en el sector que puede estar
relacionado con un mayor riesgo de la industria. Es asi como los resultados del
Estudio en materia de indicadores de rendimiento y rentabilidad de las empresas
muestran una importante variacion entre firmas, dependiendo tanto del segmento
de mercado en el que operan, como de su tamafio y estructura de financiamiento.
En términos generales, las rentabilidades globales promedio parecen haber sido
adecuadas, aunque en el pasado reciente (periodo 2000-2003) han sido
particularmente reducidas. La dispersion de rentabilidades sefiala que existe un
riesgo moderadamente alto para un inversionista de no obtener resultados
razonables al desarrollar actividades en el sector (durante el periodo 1998-2003, el
25% de las empresas obtuvieron un ROE promedio negativo y el 33% de las
empresas tuvo un ROE inferior al 5%).

Por otra parte y a pesar de que las inversiones en generacion permitieron
diversificar la oferta, la ain alta dependencia en el recurso hidraulico hace que la
continuidad del suministro en Colombia siga estando dominada por restricciones
de energia y no de potencia, por lo que el uso de la capacidad hidraulica es
supremamente volatil por su susceptibilidad a las condiciones climaticas.

Vale también recalcar, como se menciond anteriormente, que la
participacion del Estado se mantuvo en niveles elevados en los distintos segmentos
del mercado, que el mismo sigue ejerciendo un rol empresarial importante dentro
del sector de la distribucion y transporte y, por sobre todo, que sigue actuando
como proveedor de primera instancia, siendo el principal promotor, financiador y
constructor de las nuevas instalaciones en generacion. Por eso, los resultados en
materia fiscal muestran que si bien el sector eléctrico no estd demandando los
recursos que requirio del fisco en épocas anteriores y su impacto es menor sobre
las finanzas publicas hoy en dia si se compara con el impacto que tenia en la
década del ochenta, ello no significa que el mismo no sea significativo. Esta
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diferencia radica en que si bien a fines de los ochenta el rubro que mas afectaba las
cuentas del sector era el de los pagos de deuda externa, en los ultimos afos los
rubros que mas afectan el balance sectorial son el de pagos de capital por concepto
de inversiones (formacion bruta de capital fijo- FIBCF) y el de pagos por operaciéon
comercial. En el primero, el proyecto civil de Urrd es el que mas costos le ha
generado al Estado. Dentro del segundo, los PPAs de Tebsa y Paipa IV han
implicado una gran erogacion de recursos publicos.

Asimismo los resultados del Estudio muestran que durante los tltimos 10
afnos el GNC ha tenido que girar recursos para cubrir los déficits de las empresas.
Estos giros han tomado la forma de préstamos netos y alcanzaron
aproximadamente US$ 319 millones de 2003. Ademas de esos préstamos netos, el
GNC ha tenido que rescatar a las empresas distribuidoras en repetidas ocasiones,
con desembolsos que no dejan de ser impresionantes. Se encontrd que en total la
Nacion ha gastado cerca de $7.6 billones de pesos de 2003 (US$ 2,637 millones) en
operaciones de rescate de las empresas eléctricas durante los ultimos 10 afios. Esos
$7.6 billones de pesos corresponden a 3.4% del PIB de 2003 y equivalen a un monto
mayor al recaudado con las ultimas dos reformas tributarias (2002 y 2003) mas el
impuesto al patrimonio.* También preocupa que ademads de las operaciones de
rescate a las empresas publicas, la Nacion haya empezado a rescatar a las privadas.

En cuanto a los subsidios, en materia de eficiencia productiva los resultados
de los andlisis muestran que el FSSRI ha presentado un buen desempefio desde
que fue creado. Los subsidios son recolectados y administrados con eficiencia y el
Fondo presenta avances importantes en el manejo operativo de las cuentas. No
obstante, aiin se requiere mejorar aspectos como el giro oportuno de los recursos
del presupuesto general asignados para los subsidios del sector eléctrico, de tal
forma que las empresas que mas usuarios poseen en los estratos 1, 2 y 3 no queden
expuestos al riesgo de disponibilidad de caja de la Nacion.

De esta forma, puede afirmarse que en materia de beneficios fiscales la
reforma se encuentra “a mitad de camino” por lo que el riesgo de un fracaso fiscal
sigue siendo alto. Este riesgo se acentiia en la medida en que el Estado siga
ejerciendo un rol empresario activo, continie desempefiando un papel como
proveedor de “primera instancia” financiando u otorgando garantias a proyectos
de generacion o expansion de las redes en el sector. La situacion actual indica que
en el futuro inmediato el rol del Estado podria ser creciente, no s6lo en términos de
aportes econdmicos al sector (ello podria derivarse al limitar la suba de tarifas

¥ Se estima que con el impuesto al patrimonio en el 2003 se recaudaron 1.2 billones de pesos, mientras que
con la ultima reforma tributaria (Ley 863 de 2003) se espera recaudar 1.9 billones de pesos.

145



reales para usuarios de estratos 1 y 2 desde 2004, aunque el aumento verificado
para estos estratos ya ha sido muy pronunciado entre 2002 y 2003), sino también
definiendo preferencias por proyectos de expansion de la capacidad instalada
marcadamente hidroeléctricos (con ejecucion o financiamiento publicos).

En particular, preocupa sobremanera que justo cuando las empresas
publicas como un todo arrojaron un resultado positivo en las cuentas fiscales (afio
2003), el Gobierno esté estudiando la posibilidad de otorgar garantias /
salvaguardas a emprendimientos hidroeléctricos adelantados por empresas
municipales o grupos privados, bajo el pretexto de que la inversion privada no ha
sido suficiente. Medidas de ese estilo serian un gran retroceso ya acentuarian el
riesgo fiscal y reducirian el potencial competitivo del sector (en particular,
desalentarian fuertemente las inversiones privadas de riesgo), correspondiendo al
inicio de una eventual “contra-reforma” que agravaria los problemas de incentivos
que se fueron manifestando en los ultimos afios al perder impetu la reforma
iniciada, y podria ser el camino certero para el cumplimiento de una “profecia
auto-cumplida”: la merma en el impetu inversor gatilla el retorno del Estado
empresario que termina de ahuyentar al sector privado.

Separacion de los papeles del Estado como empresario, fijador de politicas
y regulador

Los resultados del Estudio sefialan que los agentes en la industria eléctrica
colombiana no estan percibiendo que el marco institucional les brinde una
prospectiva que favorezca sus intereses de largo plazo. Es asi como la evidencia
muestra que la no aceptacion de los resultados regulatorios, con alguna frecuencia
por parte de varios de los agentes importantes, debe ser considerada como una
grave amenaza para el proceso regulatorio precisamente porque el no
cumplimiento busca alterar ex-post los resultados del proceso, y porque estan
afectando drasticamente la confianza de los otros agentes en las instituciones
regulatorias y de control. La intervencién frecuente de los agentes con el fin de
revertir el resultado del proceso regulatorio —ya sea a través de la judicializacion de
sus querellas o por medio de presiones por parte de los grupos de interés sobre el
Gobierno y el Legislativo—, ha fragmentado el proceso, debilitando el compromiso
para con las reglas, llevando a que el cumplimiento y la accion dentro del marco
institucional no constituyan el equilibrio de las diferentes estrategias de todos los
agentes relevantes, conllevando finalmente a una falta de consolidacion de las
instituciones regulatorias y de control en sus roles respectivos.

En el Estudio se identificaron las complicaciones en la instrumentacion de
los principios basicos que estan contribuyendo a que esto ocurra. En relacién con

146



los factores que atentan contra la libre competencia y una mayor eficiencia se
mencionaron, entre otros:

i) la lentitud de la Administracion Publica para conocer y abocar casos
de competencia desleal, practicas restrictivas de la competencia y abuso de
posicién dominante debido a que la funcion antimonopolio que debe ejercer el
Estado esta diluida y fraccionada en mas de una entidad de control, existiendo
una indefiniciéon institucional sobre la competencia de la SSPD y la
Superintendencia de Industria y Comercio (SIC) en el tema;

ii)la interferencia del Gobierno —en su rol conflictivo como empresario,
regulador y controlador— para sesgar decisiones a favor de sus intereses en las
empresas estatales;

iii) la ausencia de sanciones efectivas y “ejemplarizantes” que
inducen al quebrantamiento e incumplimiento de las normas por parte de los
agentes; y

iv) la falta de credibilidad e independencia del mecanismo por el

cual se aplican los castigos a quienes incumplen con sus obligaciones, por lo
que no se induce la aceptacion espontdnea e interesada del sistema regulatorio
por parte de sus agentes.

En relacion con los factores que han impedido una mayor consolidacion de
las instituciones regulatorias y de control, se mencionaron, entre otros:

i) la excesiva discrecionalidad por parte del regulador, la cual ha
disminuido la capacidad intertemporal de los agentes que compiten en el
sistema de predecir, con algun grado de probabilidad, cudl serd el resultado
del juego regulatorio en el largo plazo, afectando negativamente la confianza
de los inversionistas en el sistema y obligdndolos a descontar el futuro en
forma mas acelerada;

ii)la dificultad para diferenciar los problemas de gestion de los
problemas causados por el conflicto (fuerza mayor), impidiendo que la
regulacion considere los efectos negativos sobre las empresas derivados de las
externalidades generadas por el conflicto armado; y

iii) el comportamiento oportunista del Estado, el cual ha evitado,
mediante diversas figuras juridicas, tener que pagar las deudas de las
empresas publicas mal administradas, afectando la sustentabilidad misma del
MEM.
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En adicion a los anteriores factores, también se identificaron otros aspectos
que impiden una mayor consolidacion de las instituciones del sector. Por un lado,
la falta de una clara delimitacion del alcance regulatorio ha conllevado a una
indefinicion de limites precisos entre “politica” y “regulacién,” que se ahonda atn
mas si se tiene en cuenta que el Estado sigue teniendo una presencia significativa
en el sector. Por otro lado, la falta de compromiso de las distintas instituciones
formales e informales con las instituciones regulatorias y de control y, en
particular, del propio Estado, a través de sus multiples agentes (miembros del
ejecutivo, las cortes y los legisladores), han contribuido a deslegitimar la funcion
regulatoria y de control. En este contexto, la regulacion secundaria excesivamente
intervensionista ha sido un ejemplo muy claro de la falta de convencimiento sobre
el avance hacia una reforma plena, alimentando asimismo un circulo vicioso por el
cual la regulacion excesiva impide obtener resultados alcanzables con un esquema
correcto de asignacion de riesgos y responsabilidades entre los distintos agentes
involucrados en la provision del servicio eléctrico. Los rasgos centrales de la Ley
812 del Plan Nacional de Desarrollo, aprobada en 2003, aunque no explican el
desempeno del sector durante la ultima década, dan sefhales concretas de que la
autoridades de Colombia no prevén modificar estos rasgos fundamentales de la
organizacion del sector.

$o4o%

Lo central para rescatar la reforma de 1994 es que funcione el esquema de
incentivos por el cual los generadores compiten para vender su energia a los
distribuidores, quienes estan inducidos a comprarla en los mejores términos. Este
principio basico no se respeta en Colombia porque las empresas que no cumplen
con sus pagos son rescatadas por el gobierno central (no hay suficiente penalidad
por incumplimiento de obligaciones) o bien no se resuelve a tiempo la insolvencia
y quebrantos que les inflingen a los generadores, lo cual desalienta el ingreso de
nuevos inversores. La insolvencia y el incumplimiento de las distribuidoras por
otra parte dificulta el desarrollo de contratos que amortigiien las oscilaciones del
precio de la energia por cuestiones climaticas y permitan a potenciales inversores
vender por anticipado su energia, dando lugar también a crecientes reclamos sobre
insuficiente competencia y abuso de posicion dominante de generadores. La
regulacion secundaria, a su vez, incluye intervenciones en el mercado mayorista
que limitan fuertemente las sefales de precios para los generadores, y la
penalizacién de los comercializadores que no aseguren sus compras vias contratos,
todo lo cual realimenta el apartamiento de reglas de mercado aun cuando ellas
podrian funcionar y apoyar desarrollos eficientes para el mejor desempefio del
sector.
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Para lograr restablecer los incentivos basicos mencionados arriba, entonces,
debe modificarse el mecanismo de liquidacion de empresas incumplidoras y en
problemas, estableciendo claramente niveles tarifarios que sean atractivos (para
que la pérdida de la empresa signifique de hecho una penalidad en el caso tanto de
gobiernos departamentales y municipales como accionistas privados, cuestion
aparentemente resuelta a partir de los incrementos tarifarios verificados desde el
ano 2000, y particularmente entre 2002 y 2003), y avanzar a fondo a partir de alli en
cuanto a la separacion vertical de actividades, la privatizacion de empresas
publicas y la reasignacion de roles de disefio, regulatorios y de control en el area
energética que permitan mejorar las senales para los inversores privados,
adaptando la regulacion secundaria para que el nuevo disefio sea consistente.

Detallar la naturaleza precisa de los cambios implicados para hacer
operativo el nuevo esquema de incentivos que “rescate” la reforma del sector
eléctrico de 1994 excede el alcance de este trabajo, cuya contribucion debe juzgarse
en funcion de si logrd establecer suficientemente la conveniencia conceptual de
avanzar en los mismos de manera decidida y consistente a nivel institucional e
instrumental.
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