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Resumen

La literatura y la experiencia internacional reconocen el transporte de energia como una industria de red
gue debe ser configurada y regulada como un monopolio natural. ElI Salvador establece un régimen
normativo ambiguo sobre la distribucion de energia eléctrica, pues introduce elementos de un monopolio
natural pero le contrapone reglas que habilitan la competencia en redes, desconociendo la exclusividad
territorial.

La problematica normativa plantea rigideces para los distribuidores incumbentes, pero habilita
comportamientos mas flexibles a los distribuidores que rivalizan en las areas de influencia de los
primeros. La captura de clientes genera ineficiencias en el mercado.

El estudio presenta los resultados de un modelo de estatica comparativa que muestra los costos
econémicos que la sociedad debe asumir por la rivalidad empresarial que promueve la normativa,
expresados en pérdidas de escala, aumentos de los niveles tarifarios, transferencias de recursos de los
consumidores a los distribuidores y pérdidas irrecuperables de bienestar.

En mercados de esa naturaleza, los beneficios de la competencia se obtienen al promover la rivalidad “por
el lugar” en vez de “en el lugar”.

Palabras clave: Energia eléctrica, regulacion econémica, distribucién, comercializaciéon, monopolio
natural, exclusividad territorial, competencia por el mercado, economia de red, economias de escala,
subaditividad de costos, costos medios, duplicacion de redes, escala minima eficiente, pérdida de
bienestar, eficiencia econdémica.
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Introduccién

Este informe corresponde al documento elaborado por Mercados Energéticos Consultores (en
adelante MEC) y entregado a la Superintendencia de Competencia de El Salvador (en adelante
SC) en el marco del “Estudio sobre la distribucion y comercializacion de energia eléctrica en
El Salvador”. De acuerdo a lo establecido en los Términos de Referencia, en él se desarrollan
los siguientes temas:

a) Andlisis tedrico-conceptual de la regulacion de las industrias de red,

b) Esguemas normativos aplicados al sector de energia eléctrica, en paises de referencia,

¢) Andlisis de la regulacion sectorial vigente en El Salvador,

d) Andlisis de la cadena de valor.

e) Evaluacién de las implicaciones econdmicas de la integracion vertical de las actividades
de distribucién y comercializacion de energia eléctrica en El Salvador.

f) Analisis de los efectos de la rivalidad empresarial en la distribucién y comercializacién
de energia eléctrica sobre la dinamica y resultados competitivos, particularmente en las
tarifas finales a usuarios.

g) Comparacion cuantitativa de costos para la sociedad salvadorefia del esquema actual de

regulacion de las actividades versus un esquema de monopolio natural.

La organizacion del documento es la siguiente: en la seccion 3 se analizan los principales
preceptos econdmicos y regulatorios de aplicacion en las industrias de red, en el apartado 4 se
resume la experiencia regulatoria de cinco paises de referencia como son Gran Bretafia,
Noruega, Estados Unidos, Colombia y Chile; en la seccion 5 se presenta una caracterizacion
del sector eléctrico salvadorefio, abordando los temas referidos a la cadena de valor,
rentabilidad de los distintos eslabones, evolucion de la productividad y de la escala de los
negocios, grado de concentracién y de poder de mercado, entre otros. Ademas, la seccidon 6
contiene un anélisis de la situacion actual regulatoria en El Salvador y los resultados del
Estudio Sectorial de Competencia en el Sector Eléctrico del afio 2007, en la seccion 7 se
presenta el andlisis cuantitativo del esquema regulatorio actual de El Salvador, desarrollado
mediante la aplicacion de un modelo de estatica comparativa, y en la seccion 8 se incorporan

las consideraciones finales del estudio.

El objetivo general del Estudio consiste en “evaluar y proponer recomendaciones para mejorar



el funcionamiento del mercado de la distribucion y comercializacion de energia eléctrica en El
Salvador, promoviendo un adecuado balance entre los fines de competencia y regulacion, el
eficiente uso de los recursos del sistema eléctrico, la eficiencia econdmica general y el

bienestar de los usuarios finales”.

De acuerdo a los Términos de Referencia, los objetivos especificos del Estudio son los
siguientes:

a) Evaluar los efectos de la estructura y dindmica competitiva actual de la actividad de la
distribucion y comercializacion de energia eléctrica en El Salvador sobre la eficiencia
econdmica y bienestar de los usuarios finales.

b) Analizar la incidencia de la regulacién sectorial vigente de la distribucién y
comercializacion en el desempefio del sistema eléctrico en su conjunto, el uso eficiente
de los recursos y el bienestar de los usuarios finales.

¢) Evaluar las implicaciones econémicas de la integracion vertical de las actividades de
distribucion y comercializacion de energia eléctrica en El Salvador respecto a la
situacion de mercado con los eslabones separados.

d) Brindar recomendaciones de politica publica para mejorar las actuaciones del regulador
sectorial, de la Superintendencia de Competencia y de otras entidades publicas
relacionadas, que permitan mejorar el funcionamiento de los eslabones de la distribucion

y comercializacion y la eficiencia en el uso del sistema eléctrico.

Al final del proceso de reestructuracion del sistema de distribucion de energia eléctrica en El
Salvador se formaron cinco empresas, cada una de ellas como propietaria de una red de
distribucion, pero sin establecer concesiones territoriales para la actividad de distribucion. Este
es un rasgo distintivo de la regulacion de energia eléctrica en El Salvador. En efecto, si bien
cada una de las empresas opera en una regién del pais, la normativa vigente tiene como
objetivo desarrollar un mercado competitivo en la actividad y, por lo tanto, no establece el

principio de exclusividad territorial.

En este contexto, la regulacion establece que los cargos por uso de la red de distribucion se
determinan con base en el costo promedio del uso de la misma. Por lo tanto, la
Superintendencia General de Electricidad y Telecomunicaciones (SIGET) ha expresado

recientemente su preocupacion por el hecho de que los clientes que se encuentren cerca de
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10.

subestaciones primarias de entrada, con costos de servicio menores al costo promedio, tienen
el incentivo de trasladarse a un nuevo distribuidor que efectle una derivacion fisica (by-pass)
y reduzca asi el costo del servicio de energia eléctrica. Por su parte, los deméas usuarios, los que
no estan en condiciones de trasladarse hacia un distribuidor entrante, se enfrentarian a un costo
promedio mayor en el proximo periodo tarifario, por lo que las tarifas de todos los usuarios
tenderian a aumentar en el mediano plazo producto de pérdidas de escala en la operacion.

Ademas, el mercado de distribucion de energia eléctrica de El Salvador, segun lo expresado
por la SIGET, se encontraria expuesto al fenomeno llamado de “descreme del mercado”. Este
fendmeno es consecuencia de la metodologia de tarificacion, donde se fija una tarifa basada en
el costo medio de largo plazo, el cual, para el rango de produccidn con economias de escala, se
encuentra por encima del costo marginal de largo plazo de ciertas &reas, creando asi
oportunidades para el potencial ingreso de nuevas empresas que pretendan explotar las

posibilidades de renta.

En conjunto, las dindmicas anteriores implicarian que los distribuidores incumbentes enfrentan
un riesgo de pérdida potencial de clientes, pudiendo afectar asi a sus economias de escala y a

sus ingresos.

Recientemente, la incorporacion de nuevos agentes distribuidores al segmento, asi como el
desarrollo de ciertas actividades por parte de los mismos llevd a poner en debate el tratamiento
regulatorio que debe ser aplicado a la distribucion de energia eléctrica. Asi, segun lo expresado
por la SIGET, nuevas distribuidoras han adquirido redes de distribucion de terceros que eran
operadas por otro distribuidor y que corresponden a un area dentro de su zona de operacion, al
mismo tiempo que nuevos distribuidores se encuentran en proceso de construccion de redes de
distribucion en zonas donde ya existen redes. Finalmente, se daria lugar al proceso de by-pass,
donde el nuevo distribuidor abastece a un grupo de clientes sin utilizar la red intermedia del

distribuidor preexistente.
De corroborarse lo expresado por SIGET, el esquema regulatorio vigente mostraria sintomas de

problemas de consistencia regulatoria al determinar entre los objetivos de la Ley General de

Electricidad el “...Uso racional y eficiente de los recursos...” al mismo tiempo que se busca la
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competencia en un mercado que posee caracteristicas de monopolio natural® . Esta situacion,
generaria consecuencias sobre la eficiencia del mercado, sobre los excedentes econdmicos de

los distintos agentes y sobre el bienestar social.

11 Como sefiala SIGET, en primer lugar, el traspaso de usuarios de una empresa a otra generaria
una diferencia en los montos recuperados por medio de las tarifas, al mismo tiempo que se

tornaria dificil mantener equilibrados los costos reconocidos en el corto plazo.

12 En segundo lugar, si bien las nuevas empresas podrian ofrecer un cargo de distribucion inferior
al de las empresas preexistentes en el corto plazo, producto de su estructura de costos, de un
arbitraje de precios, y de la focalizacion de sus ventas en clientes de cierta demanda, esta
situacion tendria las siguientes consecuencias:

a) No se podrian aprovechar las economias de escala que caracterizan al proceso de
distribucion de energia eléctrica, tanto en el desarrollo de las inversiones como en la
operacion del servicio;

b) Las inversiones asociadas a la red de las distribuidoras son redundantes, y el sobrecosto
de dichas duplicidades acabaria trasladandose a los usuarios finales via tarifas;

c) Las carteras de clientes y el tipo de redes se encontrarian desproporcionadas;

d) No se generaria incentivos para una adecuada expansion de la red de distribucion del
pais;

e) El ingreso de nuevos competidores no necesariamente se traduce en una mejora en la
calidad del servicio;

f) Las inversiones que son de terceros se incorporaran al célculo del Valor Nuevo de
Reemplazo (VNR) y de la tarifa, sin embargo el nimero total de usuarios se mantendria.
En efecto, redes de urbanizaciones que en los hechos fueros pagas por los propietarios
residenciales, terminan vendiéndose a un distribuidor entrante que cobra un cargo por el

uso de esa red.

13- Ante esta situacion, la SIGET ha conformado, mediante el Acuerdo N°. 1075-E-2013, un

comité para desarrollar un proyecto de normativa que reglamente aspectos de caracter

1 La Ley establece en su Articulo n°2 “La aplicacién de los preceptos contenidos en la presente Ley, tomara en cuenta
los siguientes objetivos: a) Desarrollo de un mercado competitivo en las actividades de generacidn, transmision,
distribucién y comercializacion de energia...”.
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14,

regulatorio entre distribuidores de energia.

En virtud de lo anterior y con fundamento en el “Convenio de Cooperacion y Coordinacion
entre la Superintendencia General de Electricidad y Telecomunicaciones y la Superintendencia
de Competencia”, se ha solicitado que esta tltima se manifieste en relacion a lo siguiente:
e (Es procedente establecer reglas que regulen la competencia entre distribuidoras de
manera tal que predominantemente se procure la eficiencia econémica y el bienestar?
o Establecer esas reglas se interpretaria como una limitacién y restriccion a la
competencia entre distribuidores?
e (Es procedente que las reglas que regulen la competencia concedan un tratamiento
equitativo entre competidores?
e Pueden las actuaciones que estan desarrollando los nuevos distribuidores considerarse

practicas anticompetitivas?
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15.

16.

17.

18.

Teoria de la regulacién econémica aplicable al sistema de distribucion y

comercializacion de energia eléctrica

En el presente apartado, se desarrolla un analisis de la economia de la regulacién de las
industrias de red, identificando los preceptos econdmicos referidos al tratamiento de las
situaciones de monopolio natural versus competencia. Desde el punto de vista de la economia
de la regulacién de las industrias de red, hay una serie de preceptos y principios que deben ser
evaluados por el hacedor de politicas a la hora de determinar el esquema de regulacién
aplicable en ese tipo de industrias, y las consecuencias de ésta tanto para las empresas

reguladas como para la sociedad en su conjunto.

En este sentido, conviene destacar que la arquitectura de un esquema regulatorio se compone
de una serie de elementos y de vinculaciones entre los mismos que definen las diferentes
dimensiones regulatorias de la actividad bajo analisis. Dentro de cada dimension o bloque
regulatorio se pueden identificar diferentes opciones que pueden ser adoptadas por las agencias
reguladoras. Un analisis de las distintas opciones adoptadas a nivel internacional permitira
identificar las fortalezas y debilidades del esquema vigente en El Salvador, y las potenciales
medidas a desarrollar para mejorar la calidad del esquema y proceso regulatorio.

Un punto clave a considerar para la formulacion de un esquema regulatorio eficiente es la
consistencia entre las distintas dimensiones regulatorias y su adaptacion al contexto y al
objetivo a ser alcanzado o priorizado. Con base en dicha premisa, las dimensiones a ser
analizadas en los apartados subsiguientes incluyen: nivel tarifario, estructura tarifaria,

esquemas de planificacion y financiacion de las ampliaciones de la red.

A. EIl concepto de monopolio natural en las actividades de distribucion de energia

eléctrica

i.  Desarrollo conceptual

Una condicion suficiente para que una determinada industria de servicios publicos resulte
pasible de regulacion econdmica es que la misma presente caracteristicas de “monopolio

natural”.
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El concepto de monopolio natural fue evolucionando y refinandose con los afios, desde una
concepcion inicial fuertemente fundada en las economias de escala hasta las visiones mas
recientes que consideran la subaditividad de costos como su principal sustento. Al igual que la
definicion de monopolio natural evoluciond, también lo hizo la teoria de la regulacion que paso
de los métodos prescriptivos de regulacion de precios al enfoque de mercado, con sus premisas
de fomento a la competencia por el mercado.

Una expresion analitica de la definicién de monopolio natural puede encontrarse en Joskow
(2007), quien establece gue, en el caso de industrias en que las firmas producen un nico bien
homogéneo, presentan condiciones de monopolio natural cuando es menos costoso producir
cualquier nivel de dicho bien por una Unica firma, en lugar de hacerlo por dos o mas empresas.
Adicionalmente, dicha relacion dominante de costo debe mantenerse para todo el rango

relevante de produccion para el mercado.

Matematicamente la condicion de monopolio natural se presenta mediante la siguiente

ecuacion:

C@Q<Cl@H+Cc@)+-+c(q")

Donde q* son las producciones individuales de cada una de las i empresas consideradas

y Q es la sumatoria de las producciones de cada una de las empresas analizadas.

Siguiendo a Braeutigam (1989), una de las definiciones iniciales de monopolio natural fue
establecida por Kahn (1971) quien argumenta que dicha situacion se da cuando la tecnologia
de ciertas industrias o las caracteristicas de los servicios son tales que el consumidor puede ser
atendido a un menor costo por una Unica empresa. En el caso extremo de la definicion de
Kahn, el costo total medio decrece continuamente a lo largo de todo el rango relevante de
produccion, es asi que una Unica firma abasteciendo todo el mercado presentara un menor
costo que otros rivales de menor escala. Un enfoque similar fue presentado por Scherer (1980),

quién asocio la condicion de monopolio natural a la existencia de economias de escala.
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Figura 1. Monopolio Natural — Economias de Escala

PRICE, p
DEMAND
AC(Y)
AC(D
Acti}
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1] i ' OUTPUT, y

Fuente: Braeutigam (1989)

En la Figura 1, se esquematizan las condiciones de monopolio natural de una industria con
economias de escala. Como se puede ver, la curva de costo total medio AC(y) es decreciente en
todo el tramo relevante de la funcion de demanda, por lo tanto, ninguna empresa encontraria
rentable producir a un precio inferior a dicho costo medio. Es claro que ninguna firma deberia
ingresar al mercado a una escala mayor que yg pues no recuperaria los costos medios; por otra
parte, si una empresa ingresa al mercado a producir una cantidad ¥, podria cobrar un precio
ubicado en el rango AC(¥) a AC(Y) y de esta forma lograria desplazar del mercado a la empresa
incumbente. Si esta dindmica se repite iteradas veces, puede verse que el Unico nivel de
produccién que puede prevenir la entrada rentable de potenciales competidores es yg, con un
nivel de precios Pgs. Es decir que la Unica solucidn estable en el tiempo es que los servicios o
productos sean provistos por un monopolio, ya que la competencia dentro del mercado no
resulta viable.

Con este enfoque tradicional del monopolio natural resulta evidente que promover la

competencia dentro del mercado podria llevar a considerables ineficiencias.

Estudios posteriores enfocan la condicion de monopolio en la existencia del fenémeno de la

“subaditividad de costos”. Este concepto es similar al de economias de escala, pero no
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necesariamente idéntico. Por subaditividad de costos se entiende al hecho de que, dada una
determinada tecnologia, la produccion de cierto bien o servicio es socialmente méas eficiente
cuando se desarrolla por una Unica empresa que cuando se realiza por un nimero mayor. La
presencia de economias de escala es condicion suficiente para la definicion de subaditividad de
costos, pero no es condicion necesaria en todo el rango relevante de produccién. Asi como se
presenta a continuacion, existen casos en que la funcion de costos es subaditiva pero que no

presentan economias de escala.

Figura 2. Monopolio Natural Subaditividad de Costos

PRICE, p
DEHAND

AC(y)

'y, ¥? OUTPUT, y

Fuente: Braeutigam (1989)

En la figura anterior, se aprecia a partir del nivel de produccion y* que existen deseconomias de
escala, es decir la curva de costos medios comienza a crecer conforme aumenta la produccion.
Aun asi, la configuracion de la industria permite que s6lo una firma opere en forma mas
eficiente para la sociedad que dos empresas, o cualquier otra configuracion con mas de una
empresa. En este sentido, se puede ver que la existencia de economias de escala en todo el
rango de produccion no es condicidn necesaria para caracterizar una industria como monopolio
natural. Este concepto de subaditividad de costos fue inicialmente desarrollado por Baumol,
Panzar y Willig (1982).

De acuerdo a la subaditividad de costos, una caracteristica destacable del monopolio natural es

que el mismo puede no ser sostenible sin limitaciones o barreras regulatorias a la entrada. La
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Figura 2 muestra un ejemplo de ello: si la empresa incumbente esté obligada a abastecer todo
el mercado debe fijar el precio Pg y ofrecer la cantidad ys, sin embargo potenciales entrantes
podrian fijar un precio P1 y desplazar del mercado a la incumbente. En ese sentido, la empresa
incumbente obligada corre riesgo de desequilibrio financiero, y una potencial salida del

mercado, y se obstaculiza la universalizacion del servicio de energia eléctrica.

Recuadro 1: Monopolio natural en industrias multiproducto

Una forma de generalizar la definicion tecnologica de monopolio natural al caso de industrias
multiproductos es a través de la conceptualizacion de economias de alcance. Esta situacion se presenta
cuando la tecnologia es tal que la produccion de dos o mas productos es desarrollada mas eficientemente
por una Gnica empresa que lo que serfa por dos o mas. Matematicamente, para el caso de dos productos

se tendria la siguiente especificacion:

€(q1,92) < €(q1,0) + C(0,q,)

En general, siguiendo a Joskow (2007), el atributo mas importante de los costos en la
definicion de monopolio natural es si éstos constituyen costos hundidos. Estos se asocian a las
inversiones realizadas en activos fisicos o humanos, cuyo valor en usos alternativos es
relativamente bajo. En este sentido, la existencia de costos hundidos es el aspecto que genera
una diferencia entre los costos del incumbente y del potencial entrante, ya que se convierte en
una barrera de entrada. Asi, la ausencia de costos hundidos otorgaria al mercado, ain ante la
presencia de economias de escala o subaditividad, la caracteristica de desafiabilidad o

contestabilidad, ya que la entrada y salida de la industria se realiza sin costos relevantes.

Una vez que los costos (activos) fueron hundidos en una industria, al no tener usos
alternativos, la incumbente tiene la capacidad de aumentar la produccién y bajar el beneficio a
cero, de manera que los costos hundidos pueden representar un elemento disuasorio a la
entrada, pues el entrantre no podria salirse de una industria en la que hay beneficio cero, para
incorporarse a otra donde haya beneficios positivos. Asi las empresas incumbentes tienen la

ventaja, frente a los entrantes, de haber hundido primero el capital.

Tradicionalmente, las industrias de red, debido a la presuncion de fallas de mercado, fueron
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sujetas a una fuerte intervencion y/o regulacion estatal. A raiz de una considerable innovacion
tecnoldgica, un nimero creciente de servicios de transporte, telecomunicaciones y generacion
de energia, entre otros, estan siendo asignados mediante mecanismos de mercado, con el

acompariamiento de un esquema regulatorio.

En el proceso de desregulacion de la industria encaminado por la Union Europea, los
segmentos de produccion y comercializacion son considerados competitivos, en tanto que para
los segmentos de transmision y distribucion se considera que persisten caracteristicas de
monopolio natural. Diversos autores han discutido la posibilidad de introducir competencia en

dichas actividades de red.

Por su parte, Rolf Kiinneke (1999) analiza cuan natural es el monopolio en las actividades de
red de energia eléctrica. El autor sostiene que se han producido cambios significativos en la
tecnologia de la industria, situacion que potenciaria la posibilidad de competencia en algunos

segmentos de la misma.

Los servicios de red tienen una serie de caracteristicas particulares debido a las
complementariedades entre nodos y links. Desde el punto de vista de la red, los componentes
de la misma son estrictamente complementarios, es decir los servicios s6lo pueden generarse
gracias a la interaccion entre nodos y links. La complementariedad puede ser unilateral o

bilateral.

Recuadro 2: Las caracteristicas particulares de los servicios de red

Externalidades y economias de escala: las externalidades pueden ser directas (los usuarios se benefician
por el s6lo hecho de pertenecer a la red mas desarrollada), que se dan ante complementariedad bilateral;
o indirectas (calidad del servicio, seguridad y estabilidad de la red, etc.). Las economias de escala por su

parte se originan debido a la produccién conjunta.

Mono vs Multifuncionalidad: una alta complementariedad generalmente resulta en una red con marcada
especificidad de los servicios y productos. Ejemplo es el de la tarifa integrada de la energia eléctrica.
Opuestamente, una baja complementariedad genera una menor especificidad, asi que los nodos y links

pueden ser usados para transportar diferentes productos. La multifuncionalidad presenta tres
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caracteristicas econémicas importantes: 1) reduce la especificidad de los activos, 2) eleva el valor de los

activos al reducir los costos hundidos, 3) reduce el riesgo de inversion.

Bienes colectivos: en los servicios altamente complementarios la caracterfstica de los mismos es que son

de tipo colectivo, es decir no existe diferenciacion de productos ni de clientes.

Estructura de mercados concentrados: la complementariedad genera estructuras de mercados mas
concentradas debido a economias de escala, comportamiento estratégico y por incentivos a la

integracion.

Kinneke plantea y analiza tres factores interrelacionados que podrian introducir cambios en la
estructura de la industria: cambios en la complementariedad en la industria, descentralizacién
de la produccion y preferencias politicas. En caso que la complementariedad pudiera ser
reducida, quizéas debido al avance tecnoldgico, la caracteristica de la red podria cambiar y se
podrian desarrollar mecanismos alternativos de asignacion. Por otra parte, la descentralizacion
de la produccion podria abrir la posibilidad a la coexistencia entre la red incumbente y alguna

red privada de pequefios productores.

Considerando los factores anteriores, el autor sugiere que la red es un ambito en el que
potencialmente podria desarrollarse competencia. Aunque la competencia en red es
considerada no deseable econémicamente, pues la duplicacién de red genera destrucciéon de
capital debido a las enormes economias de escala, el autor considera que podrian aparecer dos

potenciales &mbitos de competencia en la red, es decir inter e intra red.

Competencia Inter-red: seria el caso en que una red privada es construida y compite con la red
publica. Idealmente la red privada podria incluir transporte en alta y media tension como

también distribucion en baja para ciertas localidades.

Esta situacion se da para el caso de gasoductos de transporte en Estados Unidos, debido a que
el desarrollo del mercado fue tal que torn6 a la escala minima eficiente de operacion
relativamente pequefia de manera tal de permitir mas de un transportista. En el caso de la
energia eléctrica, la situacién es un tanto diferente y no se vislumbra la posibilidad de

duplicacion ya que las lineas pertenecen a un mismo sistema integrado.
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Otro ejemplo relacionado con la distribucion de electricidad lo constituye la ley de electricidad
de Holanda, que posibilita la construccién y operacion de redes privadas en forma paralela a la
red publica. A la fecha, han tenido muy poca significacién y sélo en algunas zonas industriales
o comerciales puntuales, estas redes son interconectadas con la red publica. En los hechos, la
conexion a la red privada solamente resulta rentable para consumidores auto-generadores

quienes requieren minimas condiciones de confiabilidad y estandares técnicos del suministro.

Competencia intra-red: corresponderia al caso de competencia dentro de la propia red publica,
asi el autor sostiene que recientes desarrollos posibilitan controlar el acceso a especificas lineas
a través de switchs, esta situacion permitiria regular el flujo transportado y establecer tarifas
diferenciadas del mismo. La calidad de los servicios también podria diferir ya que se tendria
distintas rutas con diferentes grados de congestién, confiabilidad, etc., esas diferencias

deberian ser trasladadas a las tarifas.

Saplacan (2008) coadyuva a esta discusién al plantear que existe alglin margen para la
competencia en la distribucion de energia eléctrica a pesar de su tratamiento tradicional como
monopolio natural. En este sentido, la autora argumenta que la actividad de distribucién
deberia dividirse en dos: una relacionada a la provision de la infraestructura de red, la cual es
netamente monopdlica por tratarse de una industria de red, y la actividad de operacion de dicha
infraestructura (servicios asociados, como la medicion, lectura, etc.) lo cual que posibilita

cierta concurrencia de oferentes.

Este esquema de segmentacién es consistente con la propuesta de desverticalizacion
(unbundling) de las actividades de distribucion y comercializacion promovido por la UE a
través de las Directivas 96/92 CE y 2003/54 CE. Dentro del segundo grupo de actividades se

incluirian las actividades de comercializacion de energia.

Las condiciones que definen a la provision de infraestructura de distribucion como monopolio
natural son:
a) Presencia de redes locales que no pueden ser duplicadas a un costo razonable (Newberry,
1999).
b) Economias de escala, las cuales constituyen un elemento suficiente para la existencia de

monopolio natural.
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c) Barreras de entrada: son costos diferenciales en los que debe incurrir una empresa

entrante por el solo hecho de no haber formado parte inicialmente del mercado.

43 Demsetz (1968), por su parte, realiza una critica al esquema regulatorio establecido en Estados
Unidos, en la cual argument6 que las subastas competitivas por los derechos de operar dicho
mercado? podrian remplazar la regulacion, obteniéndose soluciones relativamente semejantes.
En esa linea, Littlechild (2001), analiza la posibilidad de introducir competencia por el lugar en
la distribucion de energia eléctrica, a través del estudio de subastas competitivas por contratos
de largo plazo para la prestacion del servicio. El autor presenta algunas caracteristicas salientes
de mecanismos alternativos a la regulacion tarifaria, como metodologia para promover la

competencia en los segmentos considerados monopolios naturales.

4. Segln Littlechild, los esquemas regulatorios tradicionales (Tasa de Retorno o Precio Techo)
resultaron menos atractivos ya que no reducen la incertidumbre en la misma medida que lo
plantea un contrato de larga duracion. De dicho andlisis, se concluye que los argumentos a
favor de la promocién de la competencia por el mercado, sugeridos por Demsetz y por
Williamson, tienen cierto mérito, pero se necesitan futuros desarrollos y una profundizar en los
andlisis al respecto para contemplar la posibilidad de que contratos de largo plazo desplacen o

complemente los esquemas tradicionales.

4. Apesar de la posibilidad tedrica planteada por los diversos autores de la competencia en redes,
a la fecha ejemplos de dicha competencia se dan solo en la industria de telecomunicaciones. En
la industria eléctrica, se requieren mas estudios y mayor desarrollo tecnol6gico para viabilizar
las posibilidades de una tendencia hacia la liberalizacion de ciertas actividades de la

distribucion y transmision.
ii.  Evidencia Empirica sobre la subaditividad de costos
4. Joskow (2007) resalta que a pesar de la vasta literatura que aborda conceptualmente los topicos

referidos al monopolio natural, existen relativamente pocos estudios que analizan

empiricamente el problema y que estiman la existencia de subaditividad en las funciones de

2 Williamson (1976) destaca que los problemas inherentes al monopolio natural son los correspondientes a cualquier
proceso de inversion a largo plazo bajo condiciones de incertidumbre.
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costos de industrias tradicionalmente consideradas como monopolio natural.

Entre los escasos trabajos empiricos, cabe destacar el de Salvanes y Tjetta (1998), los cuales
analizaron empiricamente la presencia de condiciones de monopolio natural en la distribucion
de energia eléctrica de Noruega. El estudio toma como referencia el trabajo desarrollado por
Evans y Heckman (1983), el cual es uno de los primeros estudios que intenté confirmar la
presencia de caracteristicas de monopolio natural en las industrias de red, aunque dicho estudio

fue aplicado a la industria de telecomunicaciones en los Estados Unidos.

La conclusién del trabajo de Evans fue que la industria de las Telecomunicaciones en los
Estados Unidos no revestia las condiciones de monopolio natural. Posteriormente Charnes
(1988) y Roller (1990) desarrollan estudios semejantes al de Evans pero imponiendo las
condiciones de regularidad y encuentran, a diferencia de Evans, que si existen condiciones de

monopolio natural en las telecomunicaciones en los Estados Unidos.

El objetivo de la investigacion de Salvanes y Tjetta fue comprobar la existencia de un
monopolio natural en la distribucién de electricidad en Noruega, a la vez que buscé mejorar
algunos aspectos cuestionables del estudio de Evans y Heckman?®. De la metodologia utilizada,
se deriva que la verificacion de monopolio natural en la region de consistencia es condicion

necesaria y suficiente para la constatacion de monopolio natural global.

La principal conclusion es que la distribucion local de energia eléctrica en Noruega presenta
fuertes caracteristicas de monopolio natural. La metodologia fue aplicada a firmas de
distribucion Unicamente; el modelo de estimacién considerd dos productos (un contrato de
acceso y un commodity), y tres insumos asociados a los costos de: capital, trabajo y compra de
energia; la metodologia econométrica consisti6 en estimar una funcion de costo
translogaritmica mediante el método de Zellner (SUR - seemingly unrelated regression). Los

coeficientes resultantes presentaron el signo esperado y alto nivel de significacion.

Segun Salvanes y Tjgtta, Evans y Heckman emplearon una funcién de costos translogaritmica y no respetaron las
condiciones de regularidad exigidas a una funcién de este tipo por lo que la estimacién realizada fue sobre la base de
una funcién no bien comportada. Evans y Heckman circunscribieron el analisis a la region admisible, es decir a la
zona en donde la estimacion de la funcién de produccion es tal que ninguna firma produce menos de lo observado
en la base de datos; en cambio, en la propuesta metodoldgica de Salvanes y Tjgtta, se limitaron a la regién
consistente, es decir donde la funcién de produccidn es no negativa, concava y mondétona.
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Salvanes y Tjgatta se basaron en la definicién de Baumol (1988) al considerar que una industria
es monopolio natural si presenta subaditividad de costos, es decir, si un vector de productos
dado puede ser obtenido con menor costo por una Unica firma versus cualquier combinacion de

dos 0 mas firmas.

Bajo esa ldgica, el test de subaditividad utilizado consiste en comparar el costo de produccion
de un unico oferente versus dos oferentes 0 méas. Los autores verificaron la existencia de
subaditividad de costos para el caso de Noruega. Las ganancias de eficiencia obtenidas con
distintas especificaciones varian de 3.5% a 9.3%. En concreto, no se pudo refutar la hip6tesis
subaditividad de costos, lo que indica que la distribucién de energia eléctrica es un monopolio

natural.

Otra trabajo cuantitativo es el de Gunn y Sharp (1999), los cuales analizaron si la distribucion
de energia eléctrica en Nueva Zelandia es monopolio natural o si existe algiin margen para la

introduccidn de cierto grado de competencia.

Cabe mencionar que una de las principales premisas del gobierno de Nueva Zelandia fue la
desregulacion de los segmentos de las industrias que son competitivos, y una regulacién suave
y pro-competitiva de los segmentos que contintan presentando situaciones de monopolio
natural; en este proceso los segmentos de transmision y distribucién fueron considerados como
monopolios naturales y las actividades de generacion y comercializacién como segmentos

competitivos.

Gunn y Sharp consideran que las empresas de distribucion enfrentan en la actualidad una leve
competencia, no en servicios de comercializacion (por ejemplo, venta de energia) sino en
servicios de distribucion (conexion de usuarios). Esta competencia a muy baja escala proviene

de empresas que se conectan a la red incumbente y establecen subdivisiones de las mismas.

Como parte del esquema regulatorio, se estableci6 la obligacion de que cierta informacion de
las empresas distribuidoras se divulgara publicamente, particularmente la informacion
relacionada con indicadores de desempefio técnico y financiero. La idea detrds de estas

politicas fue la de recurrir a herramientas de benchmarking para aumentar la transparencia y
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promover la eficiencia en el sector. Uno de los indicadores claves seguido por las autoridades
es la rentabilidad de las empresas, si alguna de ellas presenta una rentabilidad
significativamente mayor al promedio ponderado del costo de capital (WACC, por su
denominacion en inglés) puede ser pasible de una regulacion més exhaustiva, consistente

incluso en control directo de tarifas.

Segun los autores, este esquema regulatorio débil, junto con la remocion de los limites de
exclusividad de las franquicias iniciales, podria permitir que pequefias empresas construyan sus
propias redes y se conecten en un punto cercano al de transmisién como forma de establecer un
by pass de la incumbente, por lo que esta firma podria luego conectar los clientes de la
incumbente a su propia red*. Es asi que los autores consideran que en la actualidad existiria la
posibilidad de que los distribuidores sufrieran la amenaza de potenciales entrantes, (en una
escala muy pequefia) que compitieran por los servicios de conexion a la red, motivados por el

inadecuado esquema regulatorio.

Los autores consideran que el monopolio natural originado por la presencia de economias de
escala es una situacion sostenible en el largo plazo, en cambio, si el origen del monopolio
natural se debe a la presencia de subaditividad de costos, y existe al menos un tramo de
rendimientos decrecientes a escala, entonces es factible la amenaza de potenciales entrantes.
En otras palabras, en la medida que exista un tramo de la curva de costo medio creciente, la

incumbente podra verse amenazada por una potencial entrante que fije un precio menor.

En el trabajo de Gunn y Sharp, se desarrolla un modelo simplificado de negocio, que
representa la situacion de las empresas distribuidoras tipicas y se pretende determinar si existe
margen para la competencia a nivel de sub-redes (dentro de la propia incumbente), como
consecuencia de la estructura de costos de las firmas del sector (es decir, ante subaditividad de

costos).

El modelo considera la existencia de activos comunes (aquellos en los que no se puede
discriminar especificamente el grupo de consumidores que son servidos por ellos) y activos

especificos (los cuales son ciertas sublineas y alimentadores que abastecen un grupo especifico

En el estudio incluso se considera la posibilidad de que el entrante se conecte a la red del incumbente, abonando el
cargo de acceso.
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de clientes). Posteriormente, se consideran escenarios en los cuales un subgrupo de clientes
conectados a la red de la incumbente es abastecido por la misma empresa a una tarifa idéntica a
la del resto de usuarios inframarginales, y se lo compara con el escenario en que esos mismos

usuarios son abastecidos por una nueva entrante.

La conclusion del estudio es que las empresas de distribucion de energia eléctrica en Nueva
Zelandia son monopolios naturales en virtud de la existencia de considerables economias de
escala; sin embargo, la regulacién puntual de la industria distorsiona la estructura de costos y
asigna elementos de contestabilidad de manera tal que permite una competencia ineficiente.
Estos elementos de contestabilidad estan dados por:
a) Inexistencia de barreras de entrada: el esquema regulatorio de Nueva Zelandia reconoce
el acceso abierto a la red de la incumbente, asi una nueva entrante no necesita incurrir en
significativos costos hundidos por duplicar la red.

b) Limitada capacidad de reaccion de la incumbente.

B. Monopolio natural y la necesidad de regulacién

Conforme lo analizado en el apartado anterior, las actividades de transmision y distribucion de
energia eléctrica presentan las caracteristicas propias de la operacion de las industrias de redes,
es decir, que hay presencia de costos medios decrecientes a lo largo de todo el rango relevante
de produccion para el mercado o bien que existe subaditividad de costos. Dadas estas
situaciones, desde una perspectiva econémica, estas actividades se consideran tradicionalmente
como monopolios naturales, en el sentido que la solucion técnicamente mas eficiente para la

prestacion de los servicios es mediante un Unico operador.

Logicamente, las actividades de distribucion y transmision de energia eléctrica por tratarse de
servicios publicos y/o esenciales no deben ser desarrolladas por empresas monopdlicas sin
regulacién, ya que en este caso el monopolista, haciendo uso de su condicion, puede apropiarse
de la renta monopdlica, proveyendo un nivel de servicio (producto) menor, y un precio mayor

al que se verificaria en el caso competitivo.

En este sentido, un aspecto de crucial relevancia es el marco regulatorio que sera aplicado al

monopolio natural, tal como se desarrollara en las secciones siguientes.
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Al analizar el marco regulatorio, aparece el conflicto interno entre diferentes principios
regulatorios, como competencia, eficiencia, sostenibilidad, y equidad. Ademas, la literatura
econdmica especializada, al abordar los topicos relacionados con la regulacion de los
monopolios naturales, identifica dos corrientes de pensamiento: enfoque prescriptivo y enfoque
de mercado.

El enfoque prescriptivo considera que las industrias de red, que presentan condiciones de
monopolio natural, deben ser sujetas a regulacion y/o fijacién de las tarifas, con el objetivo de
aproximarse a la solucion que se verificaria en un mercado competitivo. En este sentido, el
enfoque prescriptivo engloba una serie de esquemas de determinacién del nivel tarifario siendo
los principales: precio techo, ingreso méaximo, tasa de retorno, regulacién por comparacion

(yardstick regulation).

Por su parte, el enfoque de mercado considera que en los casos en los cuales la competencia
“en” 0 “dentro” del mercado no resulta posible, o siendo posible no resulta deseable, existe la
posibilidad de introducir competencia “por” el mercado. Esta competencia por el mercado
generaria situaciones equivalentes a la regla de fijacion de precios por costos medios, también

conocida como solucion de “segundo mejor” (second best).

C. Trade-off entre principios regulatorios del nivel tarifario

En lo referente a la determinacion del nivel tarifario, el objetivo general de los reguladores es
identificar un valor tarifario (o tarifa media) a aplicar como remuneracién por los servicios
regulados, que permita satisfacer de la mejor manera posible una serie de principios tarifarios
contrapuestos, o que, al menos, presentan una renuncia entre si (trade-off). Los principios
tarifarios generalmente invocados son sostenibilidad, eficiencia asignativa, eficiencia

productiva y equidad.

Uno de los principales principios por los que debe velar el regulador es la sostenibilidad de las
empresas reguladas, es decir que los niveles tarifarios definidos deben ser tales que permitan a
las empresas reguladas financiar su operacion y los requerimientos de inversion, para que

puedan prestar el servicio de forma adecuada en el futuro. Este es un principio de
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sostenibilidad intertemporal o eficiencia dinamica, que implica que el servicio debe estar

disponible para futuras generaciones.

Por su parte, el principio de equidad se relaciona con la distribucion de los beneficios entre los
diferentes agentes que intervienen en el proceso de prestacion del servicio (usuarios y
empresas) y también se vincula al monto de los cargos tarifarios y su relacion con la capacidad
de pago de los usuarios y con los costos que ellos imponen al servicio.

Finalmente, existen dos dimensiones del principio de eficiencia: 1) eficiencia productiva y 2)
eficiencia asignativa. La eficiencia productiva estipula que los bienes sean producidos y los
servicios sean prestados al menor costo posible. En tanto, la eficiencia asignativa requiere que
los bienes escasos sean asignados a los individuos que mas los valoran, es decir a aquellos
consumidores que obtendrian mayor bienestar con ellos. En mercados competitivos, el precio
se fija al valor del costo marginal de produccion y con ello se garantiza el cumplimiento de la

eficiencia asignativa.

La consecucion simultanea de todos los principios podria resultar incompatible, por lo tanto, el
regulador deber establecer un equilibrio basado en un trade-off entre los diferentes principios.

Algunos situaciones en las que se manifiesta dicho conflictos son:

e Eficiencia asignativa vs. sostenibilidad: el principio de eficiencia asignativa requiere
fijar la tarifa de los servicios en valores cercanos a los costos marginales, sin embargo,
las industrias de red son definidas como monopolios naturales, y presentan las
caracteristicas de poseer costos marginales pequefios y muy inferiores a los costos
medios para todo el rango relevante de la curva de demanda. Bajo estas condiciones, la
fijacion de tarifas a nivel del costo marginal compromete la sostenibilidad pues no se

recuperan los costos fijos.

e Sostenibilidad vs. equidad: la fijacion de tarifas por la regla del costo marginal no
verifica el principio de sostenibilidad para las industrias de monopolios naturales,
consecuentemente es necesario incrementar las tarifas por encima del valor del costo
marginal. Una regla para realizar dicho ajuste en las tarifas es la conocida como fijacion

de precios Ramsey que consiste en elevar las tarifas en proporcion inversa a la
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elasticidad precio de la demanda de los distintos segmentos de consumidores. Es decir,
los usuarios que tienen menor capacidad de reaccionar ante las variaciones de las tarifas
de los servicios se veran impactados con mayores ajustes. Esta situacion minimiza la
presion al alza promedio de las tarifas, sin embargo suele existir una correspondencia
entre poder adquisitivo y elasticidad precio de la demanda, asi los usuarios de menor
poder adquisitivo terminarian contribuyendo a la financiacién del servicio en una mayor

proporcion de lo que lo harian los usuarios con mayor poder adquisitivo.

D. Determinacion del nivel tarifario

i.  Esquema regulatorio prescriptivo: Precio techo / Ingreso maximo / Costo

del servicio

Con relacion al nivel al que se fijan las tarifas, bajo el esquema regulatorio prescriptivo,
basicamente hay dos opciones definidas por las principales vertientes regulatorias, estas son:

esquemas de incentivos y esquemas de costo del servicio.

Regulacion por Incentivos: los métodos de “precio-techo” e “ingreso-méaximo” son conocidos
en la literatura internacional como “remuneracion por incentivos”, dado que brindan incentivos
a las empresas reguladas para la busqueda de la eficiencia, derivados del hecho de que toda
mejora en la eficiencia durante el periodo tarifario implicara costos menores a los reconocidos
en el afio base, pudiendo la empresa regulada apropiarse de la diferencia entre los costos

aprobados y los efectivamente verificados.

e Precio-Techo: el regulador establece un techo o tope a las tarifas durante un determinado
periodo o ciclo tarifario, durante el cual la evolucion de las tarifas es independiente (en
cierta medida®) de los costos de prestacion de los servicios.

El modelo base de regulacion es muy sencillo y consiste en la actualizacion del costo

base por un factor de eficiencia, un mecanismo ampliamente utilizado es el RPI-X8. El

Generalmente, los marcos regulatorios incluyen clausulas gatillo con el fin de habilitar las revisiones tarifarias en el
periodo inter-revision si se verifican cambios sustanciales en los costos de prestacidn de los servicios no originados
en ineficiencias de las empresas.

Las siglas RPI se refieren al indice de precios al por menor (Retail Price Index). En general, es posible aplicar cualquier
indice que permita medir la inflacién que afecta los costos de las empresas (podria ser tanto un indice de Precios de
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mismo fue aplicado inicialmente para la regulacion del servicio de telecomunicaciones
en el Reino Unido (1984), y posteriormente generalizado a la regulacion de
practicamente todos los servicios publicos.

La aplicacion de un mecanismo de precios méximos tipo RPI-X implica la siguiente
relacion entre el precio maximo de un afio, Py, y el del afio anterior, P.1, el cual es

corregido por la inflacion (RPI) y un factor de eficiencia, X.

P,=P,_1*(1+RPI-X) (1)

El método tiene las siguientes caracteristicas generales’:

o El regulador autoriza un Precio Maximo representativo del afio base. La empresa
regulada puede fijar un precio igual o menor al Precio Maximo regulado, y se le
permite retener cualquier beneficio que pueda obtener mediante la aplicacion de
dicho precio.

o El regulador especifica un factor de ajuste preanunciado, que permite ajustar el
precio maximo representativo del afio base a los efectos de mantener el equilibrio
financiero de las empresas, durante el ciclo tarifario. Este factor de ajuste es el RPI-

X, es decir, resulta de un indice de precios ajustado con un factor de eficiencia,

denominado Factor X 8.

o En periodos més largos de tiempo, el precio méximo es revisado por el organismo
regulador y puede ser modificado en funcién de la dinamica observada de los
costos, la demanda y otras condiciones que afectan a los beneficios de la empresa
regulada.

Los beneficios del esquema de precio-techo son los incentivos favorables para la

busqueda de eficiencia. Un aspecto desfavorable es el hecho de que potenciales errores

(quizas debidos a asimetrias de informacion) en la determinacién de las tarifas iniciales

pueden generar ganancias en exceso 0 comprometer la situacion econémico-financiera

de la empresa en el mediano plazo. Este mayor riesgo asociado al mecanismo de precios

0 ingresos maximos necesariamente se refleja en el costo de capital, en la medida en que

Consumo, un indice de Precios Minorista, u otra alternativa).

El desarrollo se realiza para el caso del esquema de precio techo; sin embargo, cabe notar que es posible trasladar el
mismo a un esquema de ingreso maximo permitido.

Esta formula fue la aplicada en sus origenes en Gran Bretafia. Para paises en desarrollo, donde los niveles de
inflacién puede ser elevados, es mds apropiado usar P, = P,_; * (1 + RPI) * (1 —X)
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los inversores requeriran una mayor tasa de retorno que los compense de este riesgo
adicional.

Dado que ciertos costos estan fuera del control de gestion de la empresa, y que la
variacion de los mismos podria exponer a riesgos muy elevados a la compafiia, la
mayoria de los sistemas de precio techo permiten el traslado directo de dichos costos
(pass-through), como es el caso de los denominados Costos de Abastecimiento, es decir
que se trasladan a las tarifas finales los costos de compra de la energia para una empresa

de Distribucion.

Ingreso Maximo: estos esquemas permiten que las empresas fijen libremente las tarifas
siempre que se verifique la restriccion de que los ingresos globales se encuadren dentro
de niveles predeterminados por el regulador.

Una de las principales desventajas o inconvenientes de este esquema es que las empresas
deben fijar sus tarifas en forma prospectiva, pero sélo pueden verificar sus ingresos en
forma retrospectiva. En este sentido, resulta crucial una adecuada especificacion de los
parametros con los que se determinaran las tarifas. Adicionalmente, los esquemas de
“ingreso maximo” suelen contener clausulas o factores de correccion ex post para los

casos en que los ingresos verificados se apartan de los autorizados.

Regulacion mediante Competencia Referencial: Un esquema compatible con la creacion
de incentivos a la eficiencia productiva y que permite ademas solucionar el problema de
asimetria de la informacion, es la Competencia Referencial o Yardstick Competition. La
misma estd basada en la teoria de contratos dptimos, cuando se cumple que las
incertidumbres a las cuales se enfrentan diversos agentes estan perfectamente
correlacionadas entre si -para esfuerzos similares se tendran resultados también
similares- los contratos ptimos se disefian de modo que la retribucion que cada agente
perciba sea una funcion de la diferencia entre sus resultados observados y una referencia
(por ejemplo, la media) de los resultados del conjunto de los agentes. Asi, la empresa
mas eficiente establece la mejor practica y se utiliza como referencia para regular a la
industria. El incentivo financiero de cada empresa depende de su funcionamiento
relativo; si la empresa funciona relativamente mejor que las demas es recompensada, y si

funciona relativamente peor es penalizada.
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e Output Based Regulation: los modelos regulatorios arriba descritos buscan la
determinacion de los ingresos que las empresas requieren (insumos) para poder ofrecer
un determinado servicio (producto).

Recientes discusiones en materia regulatoria han centrado su foco hacia los resultados o
productos, incorporando fuertes incentivos a las empresas para que éstas alcancen
determinados objetivos establecidos previamente, tales como la calidad de servicio, la
innovacion y la sustentabilidad. Estos incentivos se basan en mecanismos de
recompensas Yy penalidades, asociados al cumplimiento de los objetivos.

El regulador britanico, la Oficina del gas y de los mercados de electricidad (Ofgem, por
su denominacion en inglés), se estd moviendo en este sentido, siendo quien mas ha
discutido los cambios necesarios en su modelo regulatorio para determinar la
remuneracion de las empresas de redes. Durante mas de 20 afios, este regulador aplico
para los sectores de redes el modelo de Precio Méaximo, RPI-X, caracterizado por
proporcionar incentivos a la eficiencia en los insumos (costos de capital y costos de
operacion y mantenimiento), en la busqueda de generar una disminucion en las tarifas
del servicio. En el afio 2010, la Ofgem introdujo un nuevo modelo regulatorio basado en
los productos (Output-based regulation) denominado RIIO (por su denominacion en
inglés Revenue= Incentives+Innovation+Outputs), en el cual los ingresos se determinan
a partir de incentivos a las empresas por la entrega de innovacion y productos. En este
nuevo modelo regulatorio, el foco esta puesto en el largo plazo, es decir, en el desarrollo
de la red necesaria para prestar el servicio en las préximas tres décadas (en contraste, el
modelo anterior tenia su foco puesto en la reduccion de los gastos de funcionamiento,
OPEX, y en la mejora de la eficiencia de corto plazo).

Los productos son el corazén del modelo. Los mismos deben ser consistentes con los
objetivos generales del marco regulatorio y, en particular, ser determinados con el objeto
de incentivar a las empresas a jugar un rol crucial en la entrega de energia sustentable.
La base de ingresos de las empresas y los mecanismos de incentivos deben estar
armonizados con el objetivo de entrega efectiva y eficiente de los productos. La Ofgem
definié seis categorias de productos: satisfaccion del consumidor, confiabilidad y
disponibilidad, servicios de redes seguros, condiciones de conexion, impacto ambiental

y obligaciones sociales.

> Esquemas Cost-Plus o Costo del servicio: en contraste con los esquemas de incentivo, este
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esquema tarifario consiste en el reconocimiento de los costos de prestacion de los servicios, las
inversiones necesarias para ello y una tasa de rentabilidad razonable en relacion al riesgo
asumido por el inversor. El objetivo del método es evitar que las empresas tengan ingresos
extraordinarios, limitando la tasa de retorno (cuyo valor es una decision del regulador) que se

les permite ganar sobre el capital invertido.

6 En este caso, el proceso de revision de tarifas incluye auditorias sobre los costos, criterios de
asignacion a los distintos servicios prestados y una valorizacién de las inversiones que
constituyen la base de capital, a los fines de determinar costos “prudentes”. La formulacion
general mediante la cual se determinan los ingresos permitidos en cada revision tarifaria es la

siguiente:

I, =C,+Dy+ Ty + BRA; * 1, 2
Donde:
It son los Ingresos permitidos en el afio t;
C: son los Costos de explotacion del afio t;
D: es la Depreciacion del afio t;
Tt son los Impuestos del afio t;
BRA: es la Base Regulatoria de Activos del afio t; y

rc es la Tasa de retorno reconocida en el afio t;

- De acuerdo a la literatura, la principal desventaja de este método son los escasos incentivos que
se generan para una gestion eficiente, y el conocido efecto de sobreinversion Averch-Johnson®.
En la actualidad no se observan casos de aplicacion de esquemas puros de tipo Costo de
Servicio, en los cuales el regulador realice un reconocimiento completo de los costos totales de

las empresas, sin ninguna consideracion de “eficiencia” o de “prudencia”.

8 La principal diferencia respecto del esquema de “precio techo” esta en la dinamica del ajuste
de tarifas; asi cuanto menor es la extension del ciclo tarifario los resultados de ambos

esquemas son mas proximos entre si, por ejemplo un esquema de precio-techo con revision

9 Averch y Johnson desarrollaron un modelo para ilustrar que cuando se regula con base en tasa de retorno sobre la
inversidn, se crea de hecho un incentivo perverso para que las empresas reguladas sobreinviertan en activos
tangibles, con el fin de aumentar el volumen de ganancias.
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anual de tarifas es casi equivalente a un esquema de cost-plus.

ii.  Esquemas regulatorios de mercado: Competencia tipo Demsetz/Mercados

disputables/Competencia tipo Chamberlinian

Los esquemas regulatorios desarrollados en el apartado anterior corresponden al enfoque
prescriptivo de la regulacion, sin embargo, la teoria de la regulacion y de la organizacion

industrial han desarrollado un enfoque alternativo conocido como enfoque de mercado.

Dentro del enfogue de mercado, se destacan los siguientes esquemas de competencia:
a) Demsetz (Demsetz Competition),
b) Competencia Intermodal (Intermodal Competition), y
¢) Mercados Contestables (Contestable Markets).

Basicamente, la filosofia implicita en estos enfoques es que las empresas, aun detentando
monopolio natural, pueden verse obligadas a comportarse como competitivas ya sea por la
amenaza de potenciales entrantes, por el riesgo de no ganar las subastas por los derechos de

exclusividad para operar el mercado, o bien por las amenazas de sustitutos.

o Demsetz Competition: este enfoque consiste en establecer un procedimiento competitivo
para asignar los derechos de operar en un mercado en forma exclusiva. Es decir, la
competencia no se da dentro del mercado sino por los derechos de acceder al mismo,
realizando ofertas para adjudicarselo mediante esquemas similares a los de subastas. Las
ofertas corresponderan a la tarifa que se le cobrara al usuario final por el servicio, asi la
compafiia con la oferta mas baja es adjudicataria de la licencia para operar en el
mercado. Este formato es posible si se cumplen dos condiciones:

o Los insumos son accesibles a todos los competidores en un mercado abierto y a
precios determinados competitivamente; y
o El costo de colusion para emitir ofertas es elevado, por lo que se realizan ofertas en

un mercado perfectamente competitivo.

Este esquema llevara a que las ofertas se fijen en funcion al costo medio, y todas las
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ganancias excedentes se eliminen.

Contestable Market: bajo este mecanismo, la competencia llevara a una solucion de
second-best aunque exista subaditividad de costos. El esquema es similar al anterior, sin
embargo, no se realiza una subasta por parte del regulador. Para que opere este esquema
de “Mercados Disputables” se debe cumplir la condicién que no existan costos hundidos
(por ejemplo, en el caso que las redes pertenezcan al Estado y los privados las operen).
De esta forma, firmas, potenciales competidoras, podran ingresar al mercado libremente,
para apropiarse de parte de la renta de la incumbente, fijando un precio levemente
inferior al de ésta. En caso que las incumbentes ajusten sus precios la entrante podra
retirarse del mercado generando el conocido efecto de hit and run, por lo tanto, el precio

se fijara en funcion al costo medio de largo plazo, de la firma mas eficiente.

Chamberlinian Monopolistic Competition o Intermodel Competition: este mecanismo
considera que ciertos mercados o industrias pueden verse amenazados por la
competencia potencial de otras industrias sustitutas proximas; asi por ejemplo, en el caso
del transporte podria haber competencia monopolistica entre diferentes medios de
transporte como pueden ser trenes, autobuses, etc. Nuevamente el resultado de la
existencia de este tipo de competencia seria una solucién préxima al principio de

second-best.

En este contexto, se puede destacar que si existe un monopolio natural, la aplicacién de
medidas intervencionistas tendientes a replicar los resultados de la competencia no representan
la Gnica solucidn, asi puede darse el caso que la competencia por el mercado resulte factible.
De lo contrario, alguna intervencion regulatoria debe ser realizada, procurando minimizar la

perdida de bienestar social y alcanzando la solucion de second-best.

E. Componentes del nivel tarifario

i.  Tasa de costo de capital

La tasa de retorno debe ser interpretada como la sefial econémica mas relevante de todo el

esquema regulatorio. Una inadecuada estimacion de la misma puede atentar contra la
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sustentabilidad del conjunto de las medidas regulatorias. Lo cierto es que la actividad regulada
presenta el desafio de recrear, hasta donde sea posible, condiciones de mercado libre y
competitivo que permitan hacer de una actividad regulada una actividad eficiente bajo criterios
econémicos definidos.

La participacion del capital privado descansa en la rentabilidad esperada del negocio bajo
andlisis, esta rentabilidad estd definida en las reglas de mercado, y a falta de un mercado

competitivo, descansa en la renta que la regulacion contempla para la inversion.

Asi, la determinacion de la tasa es de suma importancia, no solo por el fuerte impacto que tiene
en los flujos de fondos, sino porque errores en su determinacion pueden, por ejemplo, no atraer
inversiones o bien no generar un negocio sustentable, obligando al inversor a posicionarse por
debajo del 6ptimo de inversiones con el consecuente impacto en calidad. Por el contrario, si la
tasa resultase en niveles altos, el negocio regulado ganaria una tasa por encima de la que
hubiese obtenido en el mercado competitivo, generando una distorsién de precios y por ende
una mala asignacion de recursos con perjuicio a los consumidores, a través de su impacto en

las tarifas.

En la actualidad, existe cada vez mayor consenso en la aplicacion de métodos estandarizados
para la determinacion del costo de capital, en lugar de optar por esquemas de fijacion
discrecional. Los métodos estandarizados promueven la transparencia y ofrecen mayor
certidumbre sobre cuéles son los elementos determinantes de la tasa y como la impactan, en la
medida que los organismos reguladores sean consistentes y no alteren discrecionalmente las

metodologias aprobadas en el pasado.

En América Latina, se pueden reconocer diferentes enfoques para la determinacion de la tasa

de retorno aplicable a la prestacion de servicios publicos de red:

e Tasas fijas establecidas en la Ley:
o En Chile y Perq, se establecen por Ley tasas fijas con bandas (se hace de forma
posterior al célculo tarifario un chequeo de rentabilidad). Cabe indicar, sin
embargo, que en Peru la Ley estipula que la tasa de referencia pueda recalcularse si

existen fundamentos, por ejemplo un incremento sostenido del riesgo pais.
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En EIl Salvador, se establece una tasa fija sin bandas.

Tasas calculadas con la metodologia modelo de valoracion de activos financieros / costo
promedio ponderado del capital, CAPM° / WACC!:

Con aplicacién efectiva: en Brasil, Colombia, Argentina (hasta 2001), la tasa se

O

determina en cada proceso tarifario, mediante el ajuste y la reestimacion de los

valores de los pardmetros que componen la formula del WACC, que en definitiva

procuran identificar el riesgo asociado a la actividad desarrollada.

Con aplicacion potencial:

En Guatemala, la tasa se calcula con un método CAPM / WACC vy se
compara con una banda de valores de referencia (establecidos en la Ley). Si
la tasa calculada se encuentra dentro de la banda, se utiliza la misma; en
caso contrario, se utiliza el limite inferior o superior de la banda, segun
corresponda.

En Panama, la tasa se calcula con un método CAPM / WACC y se compara
con un valor surgido de un método por comparacion establecido en la Ley.
La tasa definida por el regulador no podra diferir en mas de 2 puntos
porcentuales de la tasa resultante de sumarle un determinado valor, por
ejemplo, 800 puntos basicos, al rendimiento de los bonos del Tesoro de

Estados Unidos a 30 afios.

En resumen, entre los métodos estandarizados para la determinacion del costo de capital, el
método que mayor consenso internacional ha adquirido es el costo promedio ponderado del
capital (Weighted Average Cost of Capital) en combinacion con el modelo de valoracion de
activos de capital (Capital Asset Pricing Model) (CAPM/WACC). Para el caso de América
Latina, la variante mas cominmente utilizada de estos modelos es la del Modelo de Margen de
Riesgo Pais (Country Spread Model) que considera el riesgo pais como variable independiente

en la estimacién de la tasa de retorno. En otras palabras, el Country Spread Model pretende

10

11

El CAPM, o modelo de fijacién de activos de capital, es un modelo para calcular el precio de una cartera de
inversiones, mediante analizando la relacion entre el retorno esperado de un activo y el riesgo sistémico. La recta
stock market line simboliza el retorno esperado de todos los activos de un mercado como funcién del riesgo no
diversificable.

La tasa WACC es una tasa de descuento que mide el coste de capital entendido éste como un promedio pondera
entre la proporcidn de recursos propios y la proporcién de recursos ajenos. Es decir, es una tasa que mide el coste
medio que ha costado un activo, financiando a través de una combinacidn de capital propio y recursos de terceros.
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adecuar la situacion de un mercado desarrollado al caso de un pais emergente, a través de la

incorporacién de una prima por riesgo pais.

ii.  Vida util considerada — Tratamiento de activos depreciados

8. La vida atil de los activos juega un papel preponderante en la determinacion de la Base de
Activos Regulatorios (BAR)'? a través de la depreciacion, que debe ser entendida como un

concepto econdmico que refleja el cambio de valor de un activo en un mercado.

% Al igual que acontece con el resto de los componentes de los ingresos requeridos, el
tratamiento de la vida util de los activos debe ser coherente con el marco regulatorio general
del sector, es decir, debe tener en cuenta la tasa de costo de capital reconocida, los riesgos
asignados a las empresas, los costos reconocidos de operacion y mantenimiento y los objetivos
de calidad del servicio. Por ejemplo, un aumento en los requerimientos de calidad del servicio,

ceteris paribus, implica necesariamente activos mas nuevos.

%1 Se resumen a continuacion los diferentes enfoques generalmente aplicados en el tratamiento de

la vida atil de los activos:

e Anualidad: A través de la anualidad del capital se asume que, mediante un plan de
mantenimiento adecuado de los activos, estos no pierden potencialidad de servicio, y por
ende no necesitan ser depreciados. Los OPEX tienen que estar en concordancia con las
posibilidades de mantener el activo con igual capacidad y calidad de produccién, por lo
tanto con igual valor econdmico. Mediante este esquema, una determinada suma de
dinero constante se separa anualmente, de modo tal que el valor futuro acumulado de
estos montos iguala los requerimientos de flujos monetarios para el mantenimiento y
renovacion en el largo plazo.

La aplicacion de este método posee una hipdtesis central de vida infinita de los activos
(entendida como capacidad de produccion), esto requiere de algunas condiciones para su
aplicacion, por ejemplo que en el futuro la demanda no va a resultar continuamente

menor al estado estacionario (steady state), entre otros. Estas condiciones se dan en casi

12 La Base de Activos Regulatorios representa el costo del capital invertido para operar en el mercado y reconocido
por el regulador para la determinacién de las tarifas al consumidor final.
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todos los servicios publicos de redes no contestables.

Cargos de depreciacion: Por el criterio tradicional de depreciacion, el activo se deprecia
a lo largo de su vida atil para compensar las pérdidas progresivas de valor.
Generalmente, se define el valor del activo como el valor inicial menos el valor del
residuo o de realizacion final, y se lo asigna a lo largo de su vida util. Ademas del valor
inicial y final de un activo, el analisis de depreciacién requiere determinar el periodo de
depreciacion y la forma de asignar la misma. Hay varios mecanismos de asignacion:

1) Lineal: el activo se deprecia fundamentalmente por el paso del tiempo, el
método es simple y transparente. Sin embargo, puede arrastrar errores
importantes cuando el consumo del bien no es constante, o existen otros
fenémenos, distintos del tiempo que determinan el envejecimiento, que
tampoco lo sean;

2) Acelerada: basada en el criterio que el activo pierde valor méas rapidamente
por el paso del tiempo que por su consumo fisico (v.g. obsolescencia
tecnoldgica);

3) Unidades de produccidn: la depreciacion se determina en funcion del uso
del activo, reflejando la idea subyacente de que los activos pierden valor

por su uso y no simplemente por el paso del tiempo.

El esquema temporal en que se asigne la depreciacién afecta el volumen de los flujos de
caja para compensar intereses, repago de deuda, inversiones, y la evolucién de la tarifa

de los usuarios finales, por lo cual es de suma importancia.

Depreciacion competitiva: El enfoque de la “depreciacion competitiva” calcula la
depreciacion solo por el periodo tarifario, considerando la diferencia en el valor de los
activos entre el principio y el final del periodo tarifario. No hace referencia directa a la

vida Util de un activo.

La relacion entre el valor neto del activo respecto de su valor bruto es de especial importancia,
pues de esto depende en gran parte la rentabilidad. Esta relacién en los esquemas que no son
del tipo anualidad, depende de varios elementos, pero sobre todo de la vida atil considerada de

las instalaciones y la tasa de crecimiento historica. En este contexto, cobra particular interés el
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94.

95.

tratamiento que se dé a los activos 100% depreciados, o0 aquellos que aun vencida su vida util

regulatoria contintian prestando servicios en forma razonable.

Al respecto, es conveniente analizar si hace o no sentido el reemplazar los activos cuya vida
atil econdmica es superior a la vida util contable. Desde la perspectiva regulatoria
internacional, los tratamientos dados a los activos depreciados van en dos direcciones:

1- Reconocimiento de mayores costos de operacion y mantenimiento: naturalmente los
activos totalmente depreciados no forman parte de la Base de Activos Remunerados sin
embargo, existe la posibilidad de que el costo marginal de mantener a dichos activos en
operacion resulte significativamente menor que la inversion en reposicion.

2- Reconocimiento de la vida atil remanente: algunos esquemas regulatorios, como es el
caso colombiano, consideran adecuado efectuar un ajuste para incorporar a la tarifa la

fraccioén de vida util remanente de dichos activos.

iii.  Costos de operacién y mantenimiento reconocidos

A los fines de mantener la coherencia con el resto de los bloques regulatorios, la metodologia
para determinar los OPEX no debe estar disociada del método para determinar la Base de
Activos Regulatorios (BAR). Asi, en las regulaciones basadas en empresas eficientes de
referencia (lo que implica el disefio conceptual de una empresa ideal 0 empresa modelo) la
BAR se valoriza de acuerdo al concepto de Valor Neto de Realizacion (VNR), y los OPEX
deben determinarse a partir de la simulacién de una empresa modelo. Dicho de otra manera, Si
se parte de que los activos estan nuevos, los costos de mantenimiento de los mismos son

menores que si se trabaja con activos depreciados.

Basicamente, se observa que existen dos métodos principales para la determinacion de los
OPEX:
a) Bottom-up (de abajo arriba), también conocido como benchmarking endégeno o tedrico:
se determina a partir de una funcidn teorica especificada sobre la base de la tecnologia
del proceso productivo, frecuencias y recursos requeridos para ejecucion de procesos y
actividades comparadas.
b) Top-down (de arriba abajo), también conocido como benchmarking exdgeno o empirico:

se realiza a partir de una funcion empirica basada en los mejores resultados observados
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en la préctica.

A continuacion, se presentan los modelos méas usualmente utilizados en América Latina:

Empresa Modelo o de Referencia: El método de la empresa modelo es una verdadera
“simulacion” de la toma de decisiones de gestion en una empresa real en condiciones
reales, conducida con el objetivo de maximizar (o minimizar) alguna variable econdmica
de interés que representa el “desempefio” de la empresa. Este método tiene la capacidad
de incorporar elementos o influencias que en la realidad afectan la variable de
desempefio bajo analisis y que son imposibles de cuantificar o modelar
matematicamente mediante relaciones funcionales, por complejas que estas se conciban.
Aunque pueden darse variantes de procedimiento, generalmente la “construccion” de
una empresa modelo comienza con la consideracion de un grupo de empresas reales bajo
la jurisdiccion del regulador (un pais, un Estado), las que son homogéneas en cuanto al
tipo de mercado que atienden, condiciones geogréficas, densidad de servicio, ambiente
econdmico, restricciones que soporta, etc.

Del grupo de empresas en consideracion se elige una que sea representativa del
conjunto, procediendo a su analisis en cuatro etapas: i) se recoge y valida en detalle toda
la informacion necesaria, historica y proyectada, de la empresa real; ii) luego de un
exhaustivo examen, se disefia una organizacion optimizada apta para cumplir todas las
tareas requeridas para el funcionamiento eficiente de la empresa, siempre ateniéndose a
las condiciones reales en que debe hacerlo; iii) se valorizan los recursos adoptados como
eficientes a precios del mercado y se asignan convenientemente los costos (por nivel de
tensién, generales, comercializacion); y iv) se establecen los componentes de los costos
eficientes asi determinados.

En América Latina, se encuentran suficientes ejemplos de aplicacion de esta

metodologia: Chile, Argentina, Guatemala, Peru, y hasta hace poco tiempo Brasil.

Indicadores Claves de Desempefio (Key Performance Indicators, KPI): EI modo mas
simple de estimar costos es basandose en indicadores claves de desempefio o inductores
de costos. Indicadores de este tipo son, por ejemplo, el gasto de mantenimiento por
kilémetro de red, el costo comercial por usuario, etc. Asi, el benchmarking a través de

KPI es Util para hacer estimaciones rapidas que, aunque sean relativamente imprecisas,
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orientan bien sobre el orden de magnitud de los costos; pero resulta muy discutible su
aplicacion en el calculo formal de tarifas reguladas, para las que son indispensables la
transparencia y la ausencia de ambigiiedad.

Frontera de Eficiencia: Hay diversas formas de estimar la frontera de eficiencia, a través
de métodos no paramétricos (por ej., Analisis envolvente de datos, DEA) o a través de
métodos paramétricos, Minimos cuadrados ordinarios (Ordinary Least Squares OLS),
Minimos cuadrados ordinarios corregidos (Corrected Ordinary Least Squares COLS),
Andlisis de frontera estocastica (Stochastic Frontier Analysis SFA)-. Todas estas
herramientas estiman algun tipo de frontera (referencia) en donde se ubicarian las
empresas eficientes y una distancia entre la frontera y el resto de las empresas. En el
caso de la utilizacion de OLS, se trata de una frontera promedio ya que se maximiza la
funcion que mejor ajusta los valores medios de la muestra. En todos los casos, es un
requerimiento fundamental contar con una muestra de datos (empresas) lo mas
homogénea posible y con una cantidad de datos suficientes.

El método DEA utiliza programacion lineal para minimizar (o maximizar) una funcion
objetivo (por ejemplo, costos o produccién) con base en una serie de productos
(atributos de cada una de las empresas). EI método determina una envolvente (frontera)
y la distancia (ineficiencia) de los datos (empresas) que no forman parte de esa
envolvente. EI método DEA ha sido utilizado en algunos paises europeos (Noruega,
Holanda, Alemania, entre otros) y en América Latina, fue aplicado en Brasil.

Para determinar la frontera de eficiencia a través de métodos econométricos, es
necesario definir una forma funcional. Estos modelos tienen la virtud de poder ser
contrastados estadisticamente. En efecto, a través de diversos indicadores (por ejemplo,
signo de los coeficientes, significancia de cada coeficiente, significancia conjunta de los
coeficientes, ajuste global del modelo, verificacion “ruido blanco” de los residuos, entre
otros) es posible determinar la bondad de ajuste de un modelo particular. Los métodos

economeétricos han sido utilizados en paises como Inglaterra, Brasil y Panama.
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F. Esquemas tarifarios

En la seccion anterior, se resumieron los principales métodos para la determinacion del nivel
tarifario, es decir de los ingresos necesarios para afrontar todos los costos “eficientes” de
prestacion del servicio, incluyendo la inversion y una adecuada rentabilidad sobre el capital
invertido. Ahora bien, una vez determinado el nivel tarifario existen distintos mecanismos para
obtener o recuperar los ingresos requeridos a traves de los cargos aplicados a los usuarios del
servicio. A continuacién, se presenta un resumen de los principales esquemas tarifarios

desarrollados para tal fin.

i.  Costo medio vs. costo marginal

El enfoque marginalista de fijacion de precios estipula como solucion de first-best o primer
Optimo, a la fijacion de precios a niveles de los costos marginales. En esta situacién, se estaria
maximizando la eficiencia asignativa ya que se igualan la disponibilidad marginal a pagar de
los consumidores, revelada a través de la curva de demanda, con el costo marginal de

produccion.

Sin embargo, la regla de fijacion de precios por el enfoque marginalista no resulta aplicable en
el caso de monopolios naturales como son las industrias de red, la razén de ello es que las
industrias de red se caracterizan por ser altamente intensivas en capital, esto hace que las
mismas presenten funciones de costos denominadas subaditivas, término que refiere al hecho
de que el costo de prestacion de los servicios por parte de una Unica empresa es menor que el
costo de abastecer el mercado por mas de una empresa. Otro rasgo distintivo de las industrias
de red es la existencia de significativas economias de escala para todo el rango relevante de
produccién para el mercado, consecuentemente la curva de costo medio es continuamente

decreciente y se ubica por encima de la curva de costo marginal.

Para evaluar el efecto de aplicar el enfoque marginalista, se puede seguir el anélisis de Colomé
et. al (1999). Asi, se parte de suponer la existencia de una firma que produce un solo bien, que
opera en condiciones de subaditividad de costos a lo largo de todo el rango relevante de
produccion para el mercado, y no puede realizar discriminacién de precios, es decir que cobra

un precio uniforme por unidad de producto y para todos los consumidores por igual. Dicha
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situacion se representa en la Figura 3.

Figura 3. Regulacion del Monopolio Natural
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Fuente: Colomé et. al (1999)

101 E| objetivo del regulador es determinar el precio que maximice el bienestar, medido por la
suma del excedente del consumidor mas el beneficio del productor. Los principios econémicos
estandares sugieren fijar ese precio a valores del costo marginal, es decir po, en ese precio el
nivel de produccion es Qe, y el servicio es prestado a todos los consumidores que desean pagar

al menos el costo marginal de producir el bien.
102 Syponiendo una funcién de costos totales con la siguiente estructura:
C(Q) =F+mxQ (3)
Donde:
F = Factor que representa los costos fijos

m = Margen de costos variable
Q = Cantidad producida

103 Sj la autoridad reguladora obligara a la empresa a fijar su precio igual al costo marginal
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(primer mejor), determinandose el nivel de produccion Qe que verifica la condicion antes
impuesta, el excedente del consumidor serd maximizado (area poAE), pero la empresa se
encontrard operando con una pérdida igual a los costos fijos (F), (area pop2CE).En situaciones
como la descrita arriba, la empresa verd comprometida su sostenibilidad en el mediano plazo, y
de cierta forma se estaria atentando contra la equidad intertemporal, pues se podria llegar al

extremo de poner en riesgo la pres:acion del servicio para generaciones futuras.

En este contexto, existen diversas medidas de politica para afrontar la situacién de
insostenibilidad inherentes a los esquemas marginalistas en monopolios naturales, entre las

usadas con mayor frecuencia se encuentran:

e Subsidios para recuperar los costos fijos: la ventaja de este método es que mantiene el
enfoque marginalista, a la vez que permite la sostenibilidad de la firma, sin embargo existen
también algunas desventajas ampliamente conocidas, como:

a) el establecimiento de subsidios en ciertos sectores de la economia genera distorsiones
en otros sectores,

b) los subsidios, son una medida de corto plazo que esta sujeta a la voluntad politicay la
disponibilidad de recursos.

e Fijacion de precios al nivel de costos medios (Second Best): bajo ciertas circunstancias,
estos esquemas minimizan las distorsiones en el excedente del consumidor a la vez que
mantienen a la empresa en equilibrio financiero. La principal desventaja referida a estos
esquemas tarifarios es que los mismos minimizan las distorsiones bajo esquemas de precio
uniformes, pero pueden establecerse otros esquemas no lineales que pueden resultar mas
adecuados que esta medida, como se vera en el punto siguiente.

Volviendo a la Figura 3, se puede ver que la fijacion de tarifas a nivel de costos medios
significa que las mismas son establecidas en el valor de pi1, de esta forma la empresa
recupera la totalidad de los costos medios, los consumidores obtienen un excedente dado
por el area (p1AB), y aparece el area (GBE) conocida como pérdida social de eficiencia

(deadweight loss), que representa una disminucién en el excedente del consumidor.

e Esquemas no lineales: los esquemas no lineales consisten en diferenciar los precios segin
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las preferencias de los consumidores por los diferentes servicios; el esquema de Precios
Ramsey es un esquema de tarifacion que consiste en incrementar el precio por encima del
costo marginal en forma inversamente proporcional a la elasticidad de la demanda del grupo
de usuarios considerados. La ventaja de este esquema es que minimiza la ineficiencia
asignativa, sin embargo como principal desventaja esta el hecho de que puede generar
inequidades ya que los usuarios con demanda més ineléstica generalmente se corresponden
con los segmentos de menor poder adquisitivo y con ello la solucién de Ramsey implicaria
que los sectores de menor poder adquisitivo acaben contribuyendo a la sostenibilidad del

servicio en mayor medida que los usuarios de mayor capacidad econémica.

Tarifas en dos partes: en lineas generales consiste en determinar un cargo fijo para recuperar
los costos fijos y un cargo variable igual al costo marginal. De esta forma se logra la
sostenibilidad de la firma, a la vez que se verifica el criterio marginalista. Sin embargo, el
disefio de los cargos en dos partes debe ser cuidadosamente determinado ya que puede
haber ciertos efectos ingreso o desplazamientos de la demanda que pueden afectar el grado
de recuperacion de los costos fijos.

En el ejemplo gréafico, una forma de aplicacion de un esquema de tarifas en dos partes
consistiria en la fijacion de un cargo variable en el nivel de po, y un cargo fijo
(independiente del consumo) determinado por el cociente entre el monto que representa el

area pop.CE dividido por la cantidad de usuarios.

ii.  Cargos fijos y cargos variables

105 _a aplicacion de esquemas de cargos por energia y por potencia son una version alternativa de

106.

cargos en dos partes. Con un esquema de tarifas en dos partes, bajo determinadas
circunstancias, se estaria cumpliendo con el principio de eficiencia asignativa (precio = costo
marginal), a la vez que la firma recuperaria el costo fijo (a través del cargo por potencia),

logrando asi el principio de sostenibilidad.

Dentro de los esquemas tarifarios en dos partes, son ampliamente aplicados esquemas de
tarifas en dos partes uniformes, es decir que, tanto los cargos fijos como los cargos variables
son idénticos para todos los usuarios. El supuesto implicito de tales esquemas uniformes es que

todos los usuarios son idénticos. Sin embargo, estos esquemas pueden no resultar eficientes en
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los casos que los usuarios presenten diferencias significativas en la disponibilidad marginal a

pagar por los servicios de red.

De este modo, puede acontecer que usuarios que hacen uso del servicio con una baja
frecuencia no estén conformes con abonar cargos fijos significativos y decidan finalmente
reducir a cero su nivel de demanda por dicho servicio. Una forma de tratar con esta situacion es
mediante la aplicacion de un mend de opciones con parejas de cargos fijos y de cargos
variables. Asi, pueden generarse incentivos para los usuarios de baja frecuencia que preferiran
menores cargos de acceso y mayores cargos variables, a la vez que se mantiene el incentivo
para los usuarios de alta frecuencia que optarian por mayores cargos de acceso y bajos cargos

variables.

Figura 4. Esquemas de parejas de cargos fijos y variables

Marginal per unit price,
high consumption = p*

Marginal per unit price,
Al low consumption = p!

Q* Q

Fuente: Decker. C, Jones. S. (2014)

Gréaficamente, en la Figura 4 se puede observar que los usuarios que consumen una cantidad
menor a Q* optaran por un mend Al con bajo intercepto (cargo fijo) y elevado cargo variable
(pendiente), en tanto que los que consumen cantidades mayores a Q* por el contrario se

ubicaran en la curva A%
Existe una serie de inconvenientes relacionados con la aplicacion de esquemas de menu de

opciones entre los que cabe destacar que se requiere informacion precisa respecto de la

valoracion de los diferentes grupos de consumidores. Por otro lado, el hecho que los cargos
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para ciertos grupos de usuarios sean diferenciados aun cuando se trate de un mismo servicio
puede que sea considerado por algunos agentes como un acto de discriminacion o bien que no

se dé cumplimiento al principio de equidad.

iii.  Cargos puntay valle

La eficiencia econdmica para el sector energético representa una serie de beneficios vinculados
a cuestiones econdmicas, como el ahorro de costos y diferimiento de inversiones, asi como a

cuestiones ambientales, por ejemplo reduccion de contaminacion.

En este contexto, el disefio de cargos horarios constituye un instrumento para promover a dicha
eficiencia en la medida en que se mejora el factor de cargo de los distintos usuarios y se

raciona el consumo en horarios “pico” de maximo estrés para el sistema.

La determinacién de bandas o blogues horarios permite definir tarifas horarias para dar sefiales
econdmicas correctas y que los usuarios puedan reaccionar, reduciendo su consumo en las
horas de punta (cuando mas alta es la tarifa) lo que permitira incrementar el factor de carga de
la demanda y con ello reducir o al menos diferir las inversiones en infraestructura de

generacion y transmision.

Dado que idealmente, el disefio de tarifas se debe mantener lo mas simple posible,
generalmente se definen tarifas iguales por un conjunto de horas (bandas horarias) del dia en

que los costos de produccién horarios resulten similares.

En términos generales, las tarifas disefiadas bajo el presente esquema diferencian periodos
caracterizados por el agregado de los consumos al nivel del sistema en su conjunto, asi se

tienen las siguientes categorias:

e Horas de punta: corresponde con las horas en las que se verifica el pico del sistema de
generacion considerado en forma agregada, aunque puede que no necesariamente

coincida con la demanda pico de la red del sector de distribucidn considerado.

e Horas fuera de punta: corresponde al periodo de tiempo complementario al periodo
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definido como Horas de punta. A su vez, este periodo se puede desagregar en los bloques
intermedio y base.

e Hora de demanda méxima: corresponde a la hora del afio en la que se registra la
demanda méxima de la prestadora del servicio o de una porcién de red, nivel de tension,

grupo de usuarios, etc.

115 En América Latina, la mayoria de los paises contemplan en sus cuadros tarifarios esquemas de
tarifacion horaria. En Brasil por ejemplo el esquema horario lleva implementado méas de 25

afios. En lo relacionado con la banda horaria se tiene:

e Punta: periodo de tres horas consecutivas definidas por la Agencia Nacional de Energia
Eléctrica (ANEEL), con base en la curva de carga del sistema.
e Intermedio: periodo de 2 horas, una anterior y una posterior al periodo punta.

e Fuera de Punta: horas consecutivas complementarias a las definidas anteriormente.

G. Ampliacion de la red: Esquemas Roll-in vs. Incremental

116 |a problematica de la expansién de la infraestructura en los servicios de red involucra diversas
aristas referidas a las siguientes cuestiones:
a) ¢Sobre qué agente recae la responsabilidad de ejecucion de las obras de expansion?,
(common carriage®® vs. contract carriage)
b) ¢Como es el régimen de propiedad de tales activos incrementales?
¢) ¢Cbmo se definen los cargos para financiar tal infraestructura?
d) ¢Cdmo participan los diferentes usuarios en la financiacién de tales obras? (Roll-In vs

Incremental)

117 De los cuatro temas arriba listados, uno de significativa importancia es el relacionado con la

financiacion de las obras de expansion, el cual presenta las siguientes opciones:

118 Esquemas Roll-In: en esta modalidad, los costos de la infraestructura adicional son

13 Hace referencia a proveer un servicio para todos los usuarios sin discriminacién o en funcién de los que contratan de
antemano el servicio.
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incorporados a los costos de la infraestructura existente. Siendo asi los usuarios cubiertos con
las nuevas inversiones pueden estar recibiendo un subsidio por parte de los usuarios vinculados

a los activos existentes.

Esquemas Incrementales: de forma opuesta, en los esquemas incrementales los costos de las
expansiones de los servicios son afrontados solamente por los beneficiarios directos de dichas

inversiones.

En lo referente a los esquemas descritos arriba, la Comision Federal Reguladora de Energia de
Estados Unidos de América (FERC, por sus siglas en inglés) aplica, para la transmisién de
energia eléctrica el principio conocido como “mayor de...” (Higher of) que consiste en
establecer para los usuarios de la infraestructura incremental el mayor costo entre el costo

medio de la infraestructura adicional y el costo medio de la infraestructura existente.

En la actualidad, la decision de optar por una u otra opcién (Roll-in versus Incremental) esta
definida por la evaluacion de los costos que la expansion genera sobre la infraestructura
existente. Asi, la filosofia detrds de dicha evaluacion es que si los usuarios existentes
(inframarginales) se benefician con la expansion del sistema, también deben contribuir a su

financiacion.
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Il.  Modelos de regulacion econémica aplicada a la distribuciéon y comercializacion de

energia eléctrica en paises de referencia

122 De acuerdo con la experiencia internacional en materia de regulacion, la actividad de
distribucion de energia es reconocida como un monopolio natural de industrias de red y, por tal
motivo, generalmente se presta en condiciones de exclusividad. Se considera que la
competencia dentro del mercado de la distribucion, con la tecnologia actual, no es factible ni
deseable, por lo que la forma usual de introducir competencia es a través de procesos de

adquisicion de los derechos para operar en forma monopdlica.

123 Se presenta a continuacion un analisis comparativo de los aspectos sobresalientes de las
regulaciones de las actividades de Distribucion y Comercializacion en diferentes paises de

referencia, incluyendo el caso de El Salvador.

Tabla 1. Namero de agentes del mercado

Reino Unido  Chile Colombia Noruega Luisiana El Salvador
Generadores 70 36 44 350 en Nord Pool 115 20
Transmisoras 1 5 10 26 1 (NERC/SERC) 1
Distribuidores 14 36 29 157 40 8
Comercializadores 26 0 69 350 en Nord Pool 0 16
Regulador Ofgem CNE CREG NVE FERC - LPSC SIGET

Fuente: Elaboracién propia con base en informacién pablica y Antuko Energy S.A. (2012).

124 Como se puede apreciar, El Salvador es el pais que presenta un menor ndmero de agentes en

cada segmento de la industria.

125 Esta situacién en cierta medida caracteriza el alcance potencial para el desarrollo de
competencia dentro del mercado, asi, en un extremo se encuentra Noruega con 350
Generadores/Comercializadores y 157 distribuidoras (algunas practicamente de caracter
comunal); en tanto que en el extremo opuesto se localiza El Salvador con 36 generadores'* y

16 comercializadores.

14 De acuerdo a datos proporcionados por SIGET, existen 36 generadores autorizados de energia eléctrica, de los cuales
sélo 14 son generadores que inyectan energia en el mercado mayorista. El resto, son generadores de pequefia escala
conectados directamente a una red de distribucion y generadores que ya no inyectan.
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126 | a Tabla 2 contiene una caracterizacion general de la industria para los paises analizados;

127.

como se puede ver, en lo referente a los aspectos fisicos de la operacion del sistema eléctrico,
El Salvador resulta tener una dimension mucho menor al resto de los paises del anlisis. Asi el
mercado potencial para el desarrollo de competencia en El Salvador es significativamente
menor que en el resto de los paises analizados, por ejemplo, el nmero de clientes en Noruega

es tres veces el de El Salvador pero el consumo en GWh es 23 veces.

Tabla 2. Caracterizacién General de la Industria®

El
Chile Colombia Noruega  Luisiana
Salvador
Caracterizacion del mercado
. 18,16
Capacidad Instalada (MW) 93,784 o 14,611 32,283 26,785 1,584
63,39
Consumo Anual (GWh) 319,146 49,385 115,505 87,825 5,492
0
) ) 16,91
Poblacién (miles) 62,698 s 44,726 5,079 4,574 6,072
indice de Electrificacion 100% 99% 97% 100% 100% 94%
Clientes (millones) 28,1 5,9 12,1 2,5 2,3 1,6
Tarifa Residencial
0.21 0.16 0.20 0.09 0.10 0.26
(USD/kWh)
Tarifa Industrial (USD/kWh) 0.18 0.13 0.22 0.04 0.07 0.21

Fuente: Elaboracion propia con base en informacién pablica

En lo referente a la tarifa final a usuarios residenciales e industriales, EI Salvador tiene precios
similares a los de Colombia, los cuales son levemente superiores a los de Gran Bretafia, pero

sustancialmente mayores que los correspondientes a Noruega®®, Chile y Louisiana.

15

16

Nota: Los datos fisicos corresponde a valores del afio 2013 publicados por la EIA y Banco Mundial en sus bases de
datos accesibles por internet. Las tarifas de Noruega son valores del afio 2012 publicadas por el Instituto Statistik
Sentralbyra en el informe “Prices on electricity and grid rent excluding taxes, by consumer group. @re/kWh”. Las
tarifas de Louisina corresponden a datos publicados por la EIA para el afio 2015 en su pagina web. La cantidad de
clientes en Noruega fue estimada con base al indice de electrificacién.

El bajo costo de la energia en Noruega esta explicado en parte por la gran participacion de la generacién hidraulica y
por el esquema benchmarking adoptado para la fijacion de las tarifas.
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Tabla 3. Caracterizacion del mercado mayorista

Reino Unido Chile Colombia Noruega [HELE El Salvador
Mercado de Mercado de
Mercados de Mercado de
. contratos contratos Regional
New electricity contratos a contratos
Mercado ) Mercado spot bolsa de wholesale
. trading plazo del Nord Mercado
mayorista CDEC por energia market —
arrangements pool regulador del
orden de (contratos corto trading hubs
Contratos spot sistema (spot)
merito plazo)

Fuente: elaboracion propia con base en informacion pablica y en el analisis de la normativa de cada pars.

128 En lo referente al mercado de generacion, basicamente todos los paises analizados adoptan un
esquema de separacion de las operaciones en dos mercados: un mercado de contratos o a plazo
y un mercado spot, el cual tiene como principal funcién la liquidacién de desbalances
ocasionados en el mercado de contratos.
129 En la Tabla 4, se presenta una comparacion del esquema de prestacion y la regulacion de la
actividad de distribucion de energia eléctrica.
130 Como resulta evidente, la actividad de distribucion de energia, en todos los casos analizados es
considerada un caso tipico de monopolio natural de industrias de red y, por tal motivo,
generalmente se presta en condiciones de exclusividad. Vale decir, para esta actividad se
considera que la competencia dentro del mercado (o enfoque prescriptivo) no es factible, o0 aun
siendo factible no es deseable; y por ello la forma de dotar de competencia a dicho sector es a
través de la puja por adquirir los derechos de operar en dicha industria en forma monopélica
(enfoque de mercado). Naturalmente, luego se aplica un esquema de regulacién tarifaria sobre
la actividad prestada en condiciones monopélicas.
131 El caso de El Salvador es una marcada excepcion a dicha linea de razonamiento ya que se
considera que la actividad de Distribucion debe ser prestada en condiciones de competencia

dentro del mercado.

132. De este modo, merece destacarse que tanto Chile como El Salvador no presentan la condicion
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de exclusividad regional'’ para la explotacion del servicio de distribucion. Esta situacion
repercute en la disputabilidad del mercado, verificAndose que para Chile s6lo hay
disputabilidad en el suministro (comercializacién) a usuarios no regulados®, y en El Salvador

en las actividades de distribucién y suministro para la totalidad del mercado.

Tabla 4. Regulacion del segmento de distribucion

Chile Colombia Noruega [VHELE El Salvador

Regulacion

Monopolio Monopolio Monopolio Monopolio Monopolio Mercado
mercado de .
o L natural natural natural natural natural competitivo
distribucion
Empresas Empresas
Empresas Empresas Empresas privadas y privadas, Empresas
privadas privadas privadas empresas publicas y privadas
municipales cooperativas
Concesion
., ermanente ., L . ‘g
Concesion de i Concesion de Concesion de Concesion de Aprobacién
.. Esquema de - L. . S
servicio . servicio servicio servicio administrativa
; ) concesion o L o
Tipo de pablico puablico pablico pablico de SIGET.
prestacion temporales (2
del servicio afios)
de Licencias de . . Licencias de Licencias de Licencias de Sin
. Sin exclusividad L L L .
distribucién exclusividad regional exclusividad exclusividad exclusividad exclusividad
. egiona . . . .
regional & regional regional regional regional
Sin Disputabilidad Sin Sin Sin Disputabilidad
disputabilidad para usuarios disputabilidad disputabilidad disputabilidad total del
del mercado no regulados del mercado del mercado del mercado mercado

Fuente: elaboracién propia con base en informacién pablica y en el anélisis de la normativa de cada pafs.

133 En lo que respecta al régimen juridico de la actividad en los paises analizados, la prestacion del
servicio se realiza bajo un esquema de concesion, con algunas variantes. Sin embargo, en El
Salvador se requiere de una aprobacion administrativa por parte del regulador sectorial.

132 En los aspectos relacionados con la regulacién del segmento de Comercializacion, la Tabla 5

Aungue la regulacién chilena admite la posibilidad de zonas de concesidn superpuestas, la practica reconoce un
area de distribucion exclusiva a los distribuidores, pero tienen la obligacién de permitir el uso de sus redes a
terceros para el transporte de energia a cambio de un peaje regulado. Esta situacidn evita la duplicidad de redes.
Dicha disputabilidad se encuentra ligada a la facultad de las distribuidoras de actuar como comercializadoras para
los clientes no regulados, y de esta manera cobrar por la intermediacion de la energia eléctrica. Por tanto, esta
disputa se lleva a cabo en la venta de energia, y no en la actividad de distribucién propiamente dicha (referente al
transporte de energia).
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permite ver que sélo Colombia presenta una regulacion tarifaria explicita para los servicios

prestados a Usuarios de consumos relativamente bajos o usuarios regulados.

Tabla 5. Regulacion del segmento de comercializacion

Reino Unido Chile Colombia Noruega [HELE El Salvador
e Usuarios
libres:

» Habilitacion .
o Competencia
implicita de

Configuracion . . e Usuarios .
) e Libre competencia e Libre e No . .
regulatoria del . regulados de . o Libre Competencia
Competencia para > Competencia  Regulado
mercado . bajo
usuarios
. consumo:
libres .
Regulacion
tarifaria
Figura no
Empresa definida Empresa Empresa Figura no )
.p . .p .p & . Empresa privada
. privada explicitament privada privada definida
Tipo de o
prestacion del -
servicio Figura no Aprobacioén
Licencias de definida Licencias de Licencias de Figura no p L
. . . L L administrativa de
provisién explicitament provisién provisién definida
SIGET
e
o Limite e Aval de
e Proceso de .
L Maximo de entrada
calificacion e Contratos de S -
participaciéon e Requisitos de
de la empresa  transporte y de | .
- . o solvencia .
Requisitos para e Cédigo de distribucion ) . e Seguimient
ol buenas v Caital generador: financiera o e Acuerdo con
operar en o
P P o 25% e Precios . . distribuidor
mercado practicas de minimo e financiero
. e Proceso de reportados a
venta Indicadores : .
L . . registro la autoridad
o Licitacibnde financieros )
o Garantias de
OFGEM . . .
financieras competencia
Libre a
Posibilidad de Libre — Libre — Empresa . -
. - . . .|O No Libre — Suministro
eleccion para Suministro No definido Suministro Nacional — . .
X . definido total o parcial
usuarios total total Suministro
total
TF o Distribuidor - Hasta
. . . N e Filial del
Comercializacié e Voluntario e Distribuidor e Distribuidor distribuid N 100 metros
. istribuidor — e No )
n de altimo entre los —Todo el — Todo el - o Usuarios - Asume
Todo el definido
recurso agentes mercado mercado costo al exceder 100
mercado

metros

Fuente: elaboracion propia con base en informacion piblica y en el anélisis de la normativa de cada pafs.

135 Como se aprecia, la forma generalizada para la prestacion de la Comercializacion es a través de
licencias de provision de servicios concedidas por la administracion pablica. Los requisitos

exigidos a los agentes que pretenden operar en dicho segmento estdn dados por el
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cumplimiento de ciertos ratios e indicadores de solvencia financiera y garantias especificas. En

Colombia, se presenta adicionalmente impedimentos a la integracion vertical con el segmento

de generacién. Un rasgo distintivo de la normativa salvadorefia de la comercializacion, de

acuerdo a lo estipulado en el articulo 10 del Reglamento aplicable a la actividad de

comercializacion, es la posibilidad de los usuarios no sélo por cambiar de suministrante del

servicio, sino también de seleccionar mas de un unico prestador.

136.

Por otra parte, en los aspectos vinculados a la integracion vertical de los paises analizados, la

mayoria de los paises, excepto El Salvador, establecen normas de desverticalizacion o limites a

la integracion. Finalmente, un requisito establecido para la correcta regulacion de las

actividades es la exigencia de contabilidad separada para cada tipo de actividad.

Reino Unido

Tabla 6. Integracion vertical

Colombia

Noruega

Luisiana

El Salvador

Marco Regulatorio

Integracion
vertical
distribucion/
comercializacion

No permitida

Integracion
vertical
transmision

Condicionantes
para integracién
de actividades

Otras

caracteristicas de

regulacion sobre
integracion
vertical

Medida de
Proteccion al
Comercializador

Separacion
completa

No definido

¢ Denegacion del
servicio directo

o Cliente notifica
cambio

o Medidores
prepago

e Servicio de
distribucion sin
discriminacion

e Pago por
cancelacion de
contrato

No definido

No definido

Contabilidad
separada

Actividad
realizada por
distribuidor

o Contratos de
suministro y
transporte sin
discriminaci
6n

Permitida con
|imite de

participacion del

25%

Separacion
completa

No definido

Empresas previas

a la regulacion
conservan
actividades
integradas

o Denegacion del
servicio directo

o Denegacion de
servicio
implicita: cobro
excesivamente

No
permitida

No definido

Contabilidad
separada

e Denegacion
del servicio
directo

No diferencia
comercializacion
y distribucion

Separacion
completa

No definido

e No definido

Fuente: elaboracion propia con base en informacion publica y en el anélisis de la normativa de cada pafs.

56

Permitida

No definido

Contabilidad
separada

Separacion
obligatoria entre
cargos de red,
commodity y
otros servicios.
Libre deuda del
usuario por lo
menos 2 meses
Cliente notifica
cambio
Usuario cubre
cambio de
medidor
Traslado de
deudas
Sin pago por
cancelacion de
contrato



137 En los puntos referidos a la propiedad de los activos eléctricos y el esquema de facturacion, la

Tabla 7 resume la situacion de los paises analizados.

Tabla 7. Propiedad de los activos y esquema de facturacion

Reino Unido Colombia Noruega Louisiana El Salvador'®
Propiedad y Registros
Propiedad y
operacion red Distribuidor Distribuidor Distribuidor Distribuidor Distribuidor Distribuidor
de distribucion
S [H -~ C ializad Distribuid e {H
Liquidacion Comercializador  Distribuidor Comercializador om.ercvla ed o ISHIDUEOT " Comercializador
Distribuidor
Factura . . . .
lientes Comercializador ~ Distribuidor Comercializador Comercializador Distribuidor ~ Comercializador
cliente
Factura peajes  Comercializador  Distribuidor Comercializador Distribuidor Distribuidor ~ Comercializador

Fuente: Elaboracién propia con base en informacién piblica y en el andlisis de la normativa de cada pafs.

1% Finalmente, se presenta a continuacion un analisis comparativo de los distintos componentes

de la tarifa final a usuarios y el tratamiento otorgado a cada uno de ellos.

Tabla 8. Componente Energia (commodity) en tarifas

Reino Colombia Noruega Louisiana
. & El Salvador
Unido
Tarifa final al consumidor final
Benchmark
estacional estimado
Compon Costo de la
con costos ) Costo de la Costo de la .
ente de . . energia ) ) Precios en los contratos de
) Precio marginales del 2 energia energia )
Energia . adquirida e A largo plazo reconocidos y
> de sistema (no puede . adquirida adquirida . .
en tarifas o reconocido . . precio spot de referencia
Contrato diferir en +/- 10% reconocido (spot  reconocido (spot L.
regulada . (spot y mas ajuste
de precio de y contrato) y contrato)
s contrato)
contratos
bilaterales)

Fuente: Elaboracion propia con base en informacion pablica y en el andlisis de la normativa de cada pars.

13- En la mayoria de los casos el costo de la energia adquirida, tanto en el mercado spot como en
el de contratos, es considerado un componente pass-through?® y por lo tanto trasladado
totalmente a tarifas. El esquema de traslado aplicado en EI Salvador incorpora el precio spot

con un rezago y que consiste en que los grandes usuarios, cuando eligen cambiar de

19 En El Salvador estd permitido la actuacién del distribuidor como comercializador en el drea geografica donde se
encuentran sus redes.
20 Un aumento en el precio de un cliente debido a un aumento en los costos de la empresa.
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comercializador, afectan los ingresos de los distribuidores incumbentes ya que retiran su

consumo de la base tarifaria de dicho distribuidor con lo que es menor el nimero de unidades

de energia vendidos sobre los cuales el distribuidor puede recuperar el costo de la energia

adquirida en el periodo anterior.

140.

uso de la red de distribucién.

Tabla 9. Componentes del Cargo por Distribucién

Reino Unido

Chile

Colombia

Noruega

Luisiana

La Tabla 9 presenta la metodologia de calculo de los principales componentes del cargo por

El Salvador

Tarifa Final al Consumidor Final

Price cap -
Yardstick
Competition

Esquema de
remuneracion

Base regulatoria

Tasa del costo
del capital

Costos de
operacion y
mantenimiento

Revenue cap -RIIO

e Costo de

reposicion
optimizado y
depreciado

Tasa WACC
recalculada en
cada revision
tarifaria

No diferencia
entre Opex y
Capex,

Procura aplicar
Totex eficientes

e Costos

Reconocidos: fast
money, costos no
controlables,
impuestos
permitidos y otros
costos

e Base
Greenfield
de una red
hipotética
adaptada a la
demanda

Fijada por Ley
(10%), sin
actualizacion

e Empresa
Modelo
Eficiente por
Area Tipica de
Distribucion
(ATD) a partir
de la cual
establecen los
parametros de
costos
referencia

Price Cap

e Blindaje
activos
existentes

e Nuevas
inversiones por
costo de
reposicion

o Estabilizacion
de costos

Tasa WACC
recalculada en
cada revision
Tarifaria

e Costos
reconocidos
basados en
informacion
contable y en
funcién a
indicadores de
desempefio en
calidad del

servicio

Revenue Cap -
CREG

® 40% Totex
reales

60% Totex de
empresa
eficiente

Tasa WACC
recalculada en
cada revision
tarifaria

Opex se
separan en
controlables y
no
controlables
(pass through)
Costos
controlables

ingresan al
modelo de
eficiencia de
Totex

Cost plus

o Activos
prudentes y
eficientes de
empresa bajo
analisis

Determinada
por la
autoridad
(LPSC)

o Costos
Prudenciales

Price Cap — cost
plus

e Activo eléctrico
valuado con
VNR

e Factor de
Ajuste de
Instalaciones

Fijada por Ley
(10%)

o Costos tomados
de los registros
contables.

Fuente: Elaboracion propia con base en informacion pablica y en el anilisis de la normativa de cada pais.

141 Si bien se presenta una marcada heterogeneidad de criterios entre los diferentes paises, se

puede ver que EI Salvador, en cierto modo, procura emular el esquema chileno, pero presenta

algunas caracteristicas particulares. Los puntos a destacar de El Salvador son:

a) Latasa de descuento es definida por Ley (al igual que Chile)
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b) La base de activos es la real de la empresa (base brownfield) ajustado por un
coeficiente que refleja la relacion entre los activos informados por la empresa y los
relevados por la SIGET,

c) Los costos de AOM son determinados a partir de datos contables de la propia empresa,

es decir sin referenciamiento externo.

142 Finalmente, la remuneracion de la actividad de comercializacién presenta las caracteristicas
gue se detallan en la Tabla 10. Se puede ver gque solo Colombia establece un esquema de
regulacion tarifaria para la actividad de comercializacion prestada a usuarios regulados. En el
caso de EI Salvador, el servicio prestado por el distribuidor incluye un costo de
comercializacion determinado con base en los registros contables de los costos de atencion al

cliente y demas gestiones comerciales.

Tabla 10. Remuneracion de la comercializacion

Reino Unido Chile Colombia Noruega Luisiana El Salvador

Tarifa final al consumidor

Precio libre

. . o . No (negociacion bilateral)
no regulados imteral biateral imtoral imteral de mayorista.
llatera llatera tlatera tlatera distribucion  Clientes finales precio
regulado*?
Price Cap - Price-To-Beat - Distribuidor - Costo de
Costo Base . . No i .
. . . . . " diferencial de . atencion al cliente y
Tarifa clientes Sin precio Precio (fijo) y desintegrado ) .
- 5 gre/kWh namero de usuarios,
regulados regulado regulado costo unitario . de .
iy sobre precio Rt ryafl basado en registros
de prestacion distribucion
L spot contables
del servicio
Pago por uso de Distribuidor No
gre‘()ies de Pago de peaje  Pago de peaje Pago de peaje cobra su peaie desintegrado Pago de peaje a
a distribuidor a distribuidor a distribuidor peay de distribuidor

distribucion

directamente

distribucion

Fuente: Elaboracion propia con base en informacion publica y en el anélisis de la normativa de cada pafs.

21 El articulo 4 del Reglamento Aplicable a las actividades de Comercializacion dispone que “los precios y condiciones
de los contratos de suministro suscritos por los comercializadores, podran ser igual o diferentes a los contenidos en
los pliegos tarifarios aprobados por la SIGET a los distribuidores que operan como comercializadores en las areas
donde se ubican sus redes”.
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143.

144,

145.

146.

Caracterizacion del sector eléctrica en El Salvador

A. Situacioén de la industria en el contexto regional

Se presenta a continuacion un resumen del contexto macro regional de la industria de energia

eléctrica en Centro América.

Tabla 11. Comparacién namero de agentes

Segmento Costa Rica El Salvador Guatemala Honduras Nicaragua Panama
Generacion 37 20 41 42 15 31
Transmision 1 1 8 1 1 1
Distribucién 8 8 19 1 20 3
Comercializacién 0 16 17 0 0 0

Fuente: Elaboracién propia con base a CEPAL (2013)

Merece destacarse que para la construccién de las Tablas 11 y 12 se ha utilizado una misma
fuente de informacion a los fines de realizar un analisis homogéneo entre los paises de la
region. Sin perjuicio de lo anterior, la informacion proporcionada por SIGET determina que
existen 36 generadores inscritos (14 que inyectan en el mercado mayorista y el resto son
pequefios generadores conectados directamente a la red de distribucién asi como generadores
gue aungue estdn autorizados, han dejado de inyectar). De la misma manera, existen 87
operadores autorizados para comercializar (independientemente que también estén autorizados
para operar en otro eslabon de la cadena). De éstos, 17 comercializaron el 97% de la energia
para el 2014. A su vez, del total de operadores inscritos, solo diez participan en el mercado

minorista.

El Salvador y Guatemala son los dos Unicos paises de la region gque reconocen la actividad de
comercializacion como una actividad independiente de la de distribucion, en este sentido el
numero de agentes comercializadores en dichos paises es relativamente similar. Por su parte, la
actividad de transmision en casi todos los paises es desarrollada por un Unico agente, en el caso
de Guatemala si bien existen ocho operadores, solo uno es de importancia y el resto son

regionales. Ademas, solo Honduras presenta un Gnico operador en el segmento de distribucion.

La Tabla 12 presenta el detalle de las principales empresas operadoras para cada segmento de

actividad.
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147 En lo referente a la participacion de los principales grupos econémicos que intervienen en la

148.

149.

Tabla 12. Descripcion agentes por segmento

Costa Rica El Salvador Guatemala Honduras Nicaragua Panama
Transmision
ICE Etesal ETCEE ENEE Enatrel ETESA
Otras (7)
Distribucion
CNFL CAESS Deocsa ENEE Atder-BL Edechi
Coopealfar CLESA Deorsa Bluefields Edemet
Coopeguana Delsur EEGSA Disnorte ENSA
Coopelesca Deusem EEM (16) Dissur
Coopesanto EEO Wiwili
ESPH EDESAL Aprodelbo
ICE B&D SIUNA
JASEC Abruzzo Otros (13)
Comercializacion
CEL CCEESA
Excelergy CECSA
Lageo Comegsa
LYNX Duke E.C.
ORIGEM MEL
Otros (11) Otros (12)

region, se presenta la Tabla 13 con la participacion en el total de clientes y energia demandada

Fuente: Elaboracién propia con base a CEPAL (2013)

en la region para el afio 2013.

Se aprecia que el Grupo EPM presenta una participacién cercana al 20% tanto en los clientes
como en la demanda de energia de la region, ENEE tiene una participacion del orden del 15%
para ambas variables, finalmente, el grupo AES (el de mayor participacién en El Salvador)

tiene una participacion de 13.6% en el total de clientes de la region y de 9.6% en el total de la

demanda.

Adicionalmente, se destaca que el porcentaje de clientes remanentes, es decir no considerado
como parte de los grupos econémicos citados es de solo 6.7%, en tanto que el porcentaje de

energia demandada no asignada a los principales grupos econémicos es de 11.7%

aproximadamente.
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Tabla 13. Participacion de los principales grupos econémicos (2013)

Demanda en GWh

Grupo Economico Usuarios
Regulada Libre
Centroamerica 9,350,271 37,986 34,734 3,252
EPM 1,807,361 8,208 717 1,091
Participacion (%) 19.3% 21.6% 20.5% 33.5%
ICE-CNFL 1,207,071 7,051 7,051 0
Participacion (%) 12.9% 18.6% 20.3% 0.0%
ENEE 1,481,596 5,455 5,455 0
Participacion (%) 15.8% 14.4% 15.7% 0.0%
Gas Natural Fenosa 528,869 4,236 4,236 0
Participacion (%) 5.7% 11.2% 12.2% 0.0%
AES 1,269,579 3,641 3,563 78
Participacion (%) 13.6% 9.6% 10.3% 2.4%
TSK/Melfosur 897,325 2,825 2,772 53
Participacion (%) 9.6% 7.4% 8.0% 1.6%
ACTIS 1,534,286 2,137 2,001 136
Participacion (%) 16.4% 5.6% 5.8% 4.2%

Fuente: Elaboracién propia con base a CEPAL (2013)

180 Otro andlisis relevante para caracterizar el contexto en el que se desenvuelve la actividad en el

ambito regional es de la evolucion tarifaria. La Tabla 14 muestra las tarifas vigentes al mes de
junio de 2014.

Tabla 14. Tarifas vigentes en Centroamérica

CostaRica El Salvador Guatemala Honduras Nicaragua

Sector Niveles de Consumo (ICE) (CAESS) EEGSA (ENNE) (DNy DS) Panama (ENSA)
50 KWh 15.63 8.50 8.95 714 17.23 6.90
Residencial 99 KWh 15.63 844 10.89 6.90 19.51 6.85
200 KWh 15.63 18.49 21.62 12.711 24.65 10.98
751 KWh 24.73 23.04 21.92 18.25 31.93 19.42
1000 KWh 23.36 22.54 21.88 23.62 27.24 19.86
Comercial 15000 KWh, 41 KW 20.36 1943 2527 24.06 27.96 23.22
50000 KWh, 137 KW 20.38 19.16 18.27 24.09 27.66 18.68
15000 KWh, 41 KW 20.36 19.43 22.65 24.09 25.65 23.22
50000 KWh, 137 KW 20.38 19.62 18.37 24.09 25.35 18.68
Industrial 100000 KWh, 274 KW 20.38 19.61 18.27 17.12 22.76 18.67
930000 KWh, 2500 KW 17.16 19.57 18.14 16.67 22.56 16.76
1488000 KWh, 4000 KW 17.16 19.57 18.13 16.67 22.55 16.77

Fuente: Elaboracion propia con base a CEPAL (2013)

151 Para poder efectuar un analisis comparativo se presenta la siguiente tabla con la relacion entre

la tarifa de cada pais considerado y la de El Salvador, para cada una de las respectivas
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categorias tarifarias.

Tabla 15. Relacion tarifas en Centroamérica respecto a El Salvador

Sector Niveles de Consumo CostaRica El Salvador Guatemala Honduras Nicaragua Panama
(ICE) (CAESS) EEGSA (ENNE) (DNyDS) (ENSA)
50 KWh 1.84 1.00 1.05 0.84 2.03 0.81
. . 99 KWh 1.85 1.00 1.29 0.82 2.31 0.81
Residencial
200 KWh 0.85 1.00 1.17 0.69 1.33 0.59
751 KWh 1.07 1.00 0.95 0.79 1.39 0.84
1000 KWh 1.04 1.00 0.97 1.05 1.21 0.88
Comercial 15000 KWh, 41 KW 1.05 1.00 1.30 1.24 144 1.20
50000 KWh, 137 KW 1.06 1.00 0.95 1.26 144 0.97
15000 KWh, 41 KW 1.05 1.00 1.17 1.24 1.32 1.20
50000 KWh, 137 KW 1.04 1.00 0.94 1.23 1.29 0.95
Industrial 100000 KWh, 274 KW 1.04 1.00 0.93 0.87 1.16 0.95
930000 KWh, 2500 KW 0.88 1.00 0.93 0.85 1.15 0.86
1488000 KWh, 4000 KW 0.88 1.00 0.93 0.85 1.15 0.86

Fuente: Elaboracién propia con base a CEPAL (2013)

152 |a Tabla 15 indica que la tarifa de Costa Rica para la categoria de 50 kWh es 84% mas cara
gue la de El Salvador para la misma categoria. Asi se puede ver que, en la comparacion con
Guatemala, El Salvador presenta tarifas mas bajas para las categorias residenciales y mas altas
para los consumos industriales.

153 En lo concerniente al intercambio de energia a nivel regional, la figura siguiente muestra los

retiros e inyecciones de energia. En ella se puede ver que los dos paises que cuentan con un

volumen significativo de inyecciones y retiro son Guatemala y El Salvador, respectivamente.

Figura 5. Intercambios de energia

Inyecciones y Retiros
600

500
400 -
300 -
200 -
100 - reti
o - - p— - r W Retiro

-100 M Inyeccién
-200
-300
-400
-500

GWh

Guatemala El Salvador Honduras Nicaragua Costa Rica Panama

Fuente: Elaboracion propia con base a CEPAL (2013)

154 A los fines de explicar la razén de dicho intercambio de energia, se tiene la Figura 6, donde se
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puede ver que existe una marcada correlacion entre el diferencial de precios del mercado spot
de El Salvador vs Guatemala y el flujo neto de energia desde este Ultimo pais. Es decir, El
Salvador se constituye en un pais importador neto de energia eléctrica debido

fundamentalmente a la diferencia en el precio de la misma en el mercado spot.

Figura 6. Evolucion precios spot y flujo de energia

Evolucién Mensual Precio en el Mercado Spot
Diferencial Precio El Salvador-Guatemala Flujo Neto Desde Guatemala
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Fuente: Elaboracién propia con base a CEPAL (2013)

B. Analisis de la Cadena de Valor

155 Ppara caracterizar la industria de energia eléctrica en El Salvador, se presenta el siguiente
esquema, en el que se describe la estructura general y la participacion de cada agente en el

segmento respectivo.

Figura 7. Esquema industria de energia eléctrica en El Salvador

) _ CEL DUKE LAGEO NEJAPA Berlin INE OTROS
GENEI:QE::;‘T;‘;:;"’M’ 4726 3383 2044 144 1094 1002 163
31% 22% 13% 9% 7% 7% 1%
TRANSMISION -

CAESS DELSUR AES-CLESA EEO DEUSEM EDESAL Otros

DISTRIBUCION (% Clientes) 34,5% 21,5% 21.9% 17,0% 44% 08% 01%

Fuente: Elaboracion propia con base a SIGET (2014)

1% En la seccion superior se puede ver la capacidad instalada de cada una de las empresas
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157.

158.

159.

160.

generadoras y la participacion de las mismas en el total de energia generada en el pais. La
transmision es desarrollada en caracter monopdlico por ETESAL. En cuanto a la actividad de

distribucion, se observa que las cinco empresas incumbentes retinen el 99.2% de los clientes.

Al final del proceso de reestructuracion del sistema de distribucion de energia eléctrica en El
Salvador, se formaron cinco empresas, cada una de ellas como propietaria de una red de
distribucion. Estas empresas son las denominadas incumbentes, y corresponden a las empresas
del Grupo AES EI Salvador, conformado por las empresas CAESS S.A. de C.V., AES-CLESA,
S.A.de C.V, EEO, S.A. de C.V. y DEUSEM, S.A. de C.V; y DELSUR, S.A. de C.V. del grupo
EPM. No obstante, durante la ultima década distintas empresas han ingresado a la actividad de
distribucién, como son la empresa EDESAL, ABRUZZO y B&D Servicios Técnicos. Estas

Gltimas no se encuentran asociadas a ningin grupo econémico del sector.

Como se observa, dos grupos econémicos retnen casi la totalidad del mercado de distribucion
en El Salvador. La Corporacion AES es una de las principales compafiias de energia del
mundo. La misma opera en 29 paises en los segmentos de generacion y distribucion de
electricidad. Actualmente, la corporacién opera en los siguientes paises de América Latina:
Republica Dominicana, Panamd, El Salvador, Argentina, Brasil, Chile y Colombia.

En El Salvador, AES cuenta con las cuatro empresas distribuidoras: CAESS, AES-CLESA,
EEO y DEUSEM. Asimismo, cuenta con la empresa AES Nejapa, la cual es una planta que
genera energia eléctrica a partir del metano que se deprende de los desechos sdlidos de relleno
sanitario. Actualmente, esta central corresponde a la principal central minorista con una
capacidad de 6 MW.

Por otro lado, Empresas Publicas de Medellin E.S.P. (EPM) es un grupo municipal colombiano
que se dedica a la generacion, transmision y distribucion de electricidad, distribucion de gas
natural, tratamiento de aguas servidas, acueductos y las telecomunicaciones. Este grupo opera
en Colombia desde el afio 1995 cuando el Consejo Administrativo de Medellin fusiond en un
establecimiento autébnomo cuatro entidades hasta ese momento independientes: Energia,
Acueducto, Alcantarillado y Teléfonos. Actualmente, es la mayor empresa de servicios

publicos de Colombia.
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161.

162.

163.

164.

EPM estd en el mercado centroamericano de energia eléctrica desde el afio 2003, cuando
adquirié un porcentaje mayoritario de la generadora panamefia Hidroecol6gica del Teribe.
Posteriormente, y como parte de un nuevo plan agresivo de expansion internacional, adquirio
en octubre 2010 el 100% de la sociedad guatemalteca Deca Il y en diciembre del mismo afio,
el 51% de la sociedad Generadores Hidroeléctricos SA. (Genhidro SA).

Deca Il es la mayor accionista de la distribuidora eléctrica mas grande de Centroamérica, la
Empresa Eléctrica de Guatemala SA -EEGSA-; de COMEGSA, la principal comercializadora
de energia de la region; y de GESA empresa dedicada a la exploracion y desarrollo de nuevos
negocios eléctricos. Ademas, posee participaciones mayoritarias en Trelec SA, la segunda
empresa de transmision de energia de Guatemala, y en otras cuatro sociedades constituidas
para prestar servicios a las empresas del grupo DECA Il: ldeamsa (inmobiliaria), Amesa
(administracién de materiales), Enérgica (construccién y mantenimiento eléctrico) y
Credieegsa (servicios de personal y administrativos). Genhidro SA por su parte, es un holding

gue agrupa activos de generacion hidroeléctrica.

En 2011, el grupo colombiano adquirié la empresa Ashmore Energy International (AEI), por lo
cual se adjudico el 86.4% de las acciones de la distribuidora Delsur. Asimismo, adquirio las
empresas Electricidad de Centroamérica Ltda. de C.V. Pplg El Salvador Il e Innova Tecnologia
y Negocios S.A. de C.V. Estas Gltimas estan constituidas para prestar servicios de

comercializacién y técnicos a Delsur.

C. ldentificacion y caracterizacion general de los agentes participantes en la

actividad de distribucion y comercializacion

Como se presentd en la Tabla 12, en el segmento de distribucidn de energia eléctrica existen
ocho distribuidoras, cinco de ellas son incumbentes — pertenecientes a los grupos AES y EPM-,
es decir, que fueron constituidas como consecuencia del proceso de reestructuracion de la
industria eléctrica, y las tres restantes se incorporaron posteriormente a la actividad, por ello se
las denomina entrantes. En lo referente a la actividad de comercializacion, en El Salvador
operan 16 comercializadoras, aungue no son comercializadores minoristas sino que operan en

la compra y venta de energia en el mercado spot.
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165 Cabe destacar que el propio pliego tarifario hace referencia al Distribuidor entendiendo por tal

“al Distribuidor que actiia como comercializador en el area geografica donde ubica sus redes”,

es decir, que en El Salvador la Distribucion y la Comercializacién minorista estan integradas

verticalmente.

166 Se presenta una caracterizacion detallada de los segmentos de distribucién y comercializacion,

en lo referente a sus aspectos fisicos y econdémicos de la prestacion de los servicios.

i. Areade Cobertura

167 La Figura 8 muestra el area de cobertura en la prestacion de los servicios de las ocho empresas

distribuidoras que operan en el mercado.

Figura 8. Area de cobertura (km?)
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Fuente: Elaboracion propia con base a los Boletines Estadisticos publicados anualmente por la SIGET

168 Como se puede ver, la expansion del area de cobertura de los servicios debida a la

incorporacién de nuevos agentes entrantes a la actividad es marginal. En este sentido, la Tabla

16 indica que en el afio 2014 el area cubierta por los nuevos entrantes es apenas 1.8% del total.

Tabla 16. Area de cobertura por grupo econémico (km?)

Grupo 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014
AES 17,878\ 170878 17878 17.878| 17,878| 17,878 17,878 17,878 17,878 17,878
EPM 4,287 4,287 4,287 4,287 4,287 4,287 4,287 4,287 4,287 4,287
Entrantes 0 0 143 166 346 346 384 384 386 401
% Entrantes/Total 0.0% 0.0% 0.6% 0.7% 1.5% 1.5% 1.7% 1.7% 1.7% 1.8%

Fuente: Elaboracion propia con base a los Boletines Estadisticos publicados anualmente por la SIGET
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169 | os valores de la cobertura en km? del area abastecida representan una medida absoluta de
tamafio o escala de las empresas; en este sentido puede resultar de mayor utilidad intentar
relativizar dicha medida de tamafio con un indice de densidad, asi la figura siguiente presenta
la densidad usuarios/km? para cada una de las empresas.

Tabla 17. Densidad usuarios/km?

Distribuidora 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014
Densidad 58 60 62 63 64 66 68 1 72 74
CAESS 106 108 109 111 113 115 117 121 123 125
DELSUR 65 67 69 71 73 75 77 79 82 84
AES-CLESA 53 55 56 58 59 61 64 66 68 71
EEO 31 32 33 35 36 37 39 42 43 44
Deusem 34 36 37 38 40 41 42 43 45 47
EDESAL - - 48 49 44 44 47 51 54 53
B&D - - - - 0 0 0 3 4 5
Abruzzo - - - - 14 14 65 77 80 70

Fuente: Elaboracién propia con base a los Boletines Estadisticos publicados anualmente por la SIGET

170 Como se aprecia en la tabla anterior, el nimero de usuarios abastecidos por km? de area servida
por las entrantes resulta ahora equiparable con la densidad registrada para las empresas
incumbentes. Como primera aproximacion del analisis de la cobertura, se puede inferir que las
empresas entrantes incorporaron una superficie realmente marginal al area de cobertura de las
empresas existentes, sin embargo, la cantidad de clientes incorporados por cada km? de éarea
servida result6 del orden de las empresas incumbentes. Una excepcion es el caso de B&D que,
como se verd posteriormente, abastece mayoritariamente a usuarios de mediana o gran

demanda.

Tabla 18. Densidad — usuarios/km? 4rea servida por grupo econémico

Grupo 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014
AES 57 59 60 61 63 65 67 69 71 73
EPM 65 67 69 71 73 75 77 79 82 84
Entrantes 48 49 25 25 29 32 35 35

Fuente: Elaboracion propia con base a los Boletines Estadisticos publicados anualmente por la SIGET

171 Sj bien el area en que presta el servicio una distribuidora es un indicador usado frecuentemente
como otra medida de la escala, el mismo complementa la extension de la red, que es la primera
opcion a la hora de analizar la densidad de una distribuidora. La extension de la red es

analizada en las secciones siguientes.
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Infraestructura de distribucion

172 Existe una serie de indicadores de infraestructura que posibilitan realizar una adecuada

caracterizacion de las condiciones de prestacion del servicio de distribucion y comercializacion

de energia eléctrica. Dichos indicadores recogen la informacion de variables que representan

diferentes dimensiones del vector de productos de la industria, asi en el apartado

correspondiente a la evolucién de la escala del negocio se presentard una metodologia disefiada

para resumir la informacion de las diferentes dimensiones del producto en una Unica variable.

173.

infraestructura.

174,

Extension de la red

A continuacion se detalla la evolucién de algunos indicadores claves representativos de la

La tabla siguiente presenta la evolucion de la extension de la red por grupo econdémico. A nivel

total, la extension de la red se incrementd 32% entre 2005 y 2014, el grupo EPM registr6 un

crecimiento cercano al 55%. Respecto de las empresas entrantes, se puede ver que la cantidad

de km de red incorporados por ellas al servicio es marginal, representando menos del 1% del

total (0.7% en 2014).

Grupo

Tabla 19. Extension de la red (km)

2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014
AES 28946 | 28863 | 29592| 29531| 30543| 31522| 34567| 35495| 36,002 36,363
EPM 6,885 7913 8,142 8,365 8,550 8,669| 10017 10263| 10,459 10518
Entrantes - - 122 122 142 153 176 197 235 316
Total 35831 | 36,776 | 37,855| 38,018 | 39,236| 40,343 | 44,759 | 45956 | 46,696 47,197
AES 80.8%| 785%| 782%| 77.7%| 77.8%| 781%| 772%| 772%| 771%| 77.0%
EPM 192%| 21.5%| 215%| 220%| 218%| 215%| 224%| 223%| 224%| 22.3%
Entrantes 0.0% 0.0% 0.3% 0.3% 0.4% 0.4% 04% 0.4% 0.5% 0.7%
Total 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos

publicados anualmente por la SIGET

175 En lo que respecta a la segmentacién de los km de red en funcién del nivel de tension se tienen

los siguientes valores que muestran que las distribuidoras tiene una red muy equilibrada entre
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media y baja tension.

Tabla 20. Extension de la red por nivel de tension

km de red MT
Grupo 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014
AES 14,388 | 14,762 14447| 15627| 16485| 16,983| 175535| 17,984 18,179| 18,361
EPM 3,618 4195 4,242 4,360 4,455 4,494 4518 4,637 4,718 4,797
Entrantes - - 69 69 84 88 107 120 134 170
Total 18,006 [ 18,957 18,758 | 20,056 | 21,024 21,565| 22,160 | 22,741 23,031| 23,327
AES 79.9% 77.9% 77.0% 77.9% 78.4% 78.8% 79.1% 79.1% 78.9% 78.7%
EPM 20.1% 22.1% 22.6% 21.7% 21.2% 20.8% 20.4% 20.4% 20.5% 20.6%
Entrantes 0.0% 0.0% 0.4% 0.3% 0.4% 04% 0.5% 0.5% 0.6% 0.7%
Total 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
km de red BT
Grupo 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

AES 14,558 | 14,101 15145 13904 | 14,058 14,538 17,032 17,511 17,823 18,002
EPM 3,267 3,718 3,900 4,005 4,095 4175 5,499 5,627 5741 5722
Entrantes - - 52 52 59 65 68 77 101 146
Total 17,825 17,819 19,097| 17,962 18,212 18,778| 22,600 23,2215 23,665| 23,870
AES 81.7% 79.1% 79.3% 774% 772% 774% 75.4% 75.4% 75.3% 75.4%
EPM 18.3% 20.9% 20.4% 22.3% 22.5% 22.2% 24.3% 24.2% 24.3% 24.0%
Entrantes 0.0% 0.0% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.3% 0.4% 0.6%
Total 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos

publicados anualmente por la SIGET

176 Finalmente, la tabla siguiente muestra que, en términos generales, la extension de la red de las

distribuidoras se divide casi por partes iguales en Baja Tension y en Media Tension.

Tabla 21. Apertura de la red por grupo y por Nivel de tension

Grupo 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

AES

Red MT 50%| 51%| 49%| 53%| 54%| 54%| 51%| 51%| 50%| 50%

Red BT 50%| 49%| 51%| 47%| 46%| 46%| 49%| 49%| 50%| 50%
EPM

Red MT 53%| 53%| 52%| 52%| 52%| 52%| 45%| 45%| 45%| 46%

Red BT 47%| 47%| 48%| 48%| 48%| 48%| 55%| 55%| 55%| 54%
Entrantes

Red MT 57%| 59%| 58%| 61%| 61%| 57%| 54%

Red BT 43% 41%| 42%| 39%| 39%| 43%| 46%

Fuente: Elaboracién propia sobre la base de informacion de los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos de SIGET

177" Como se comentara en el apartado anterior, una variable relacionada con la escala del negocio
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son los kilémetros de red por cliente, que es la inversa de la densidad.

Tabla 22. Densidad usuarios/km de red

Distribuidora 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

Densidad Usuarios / km de red
AES-CLESA 62 59 64 59 58 58 53 54 54 54
CAESS 40 37 36 37 37 37 33 33 33 34
DEUSEM 31 33 33 33 34 34 33 33 34 35
EEO 21 21 22 24 23 23 21 22 22 22
DELSUR 21 30 21 27 27 27 27 28 28 28
ABRUZZO 58 69 64 59 66 66 59 51
B&D 0 0 1 1 2 27 32 43
EDESAL 5 5 25 29 30 3

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos

publicados anualmente por la SIGET

178 Como se puede ver en la tabla anterior, las conclusiones obtenidas con base en la densidad
clientes por km? de area servida cambian significativamente cuando se considera como
variable determinante la extension de la red. Asi, se observa que la cantidad de clientes por km
de red de dos de las entrantes Abruzzo y B&D es mayor que la correspondiente a las empresas
incumbentes, (excepto para el caso de CLESA).

1% Un punto importante a destacar es que los valores anteriores son los correspondientes a la
totalidad de km de red por distintos niveles de tension y de distinto tipo de material; una forma
de perfeccionar el analisis consistiria en calcular km de red equivalentes, ajustando por el costo

unitario de red por cada tipo de material de la misma.

e Subestaciones
18- De acuerdo a la informacién proporcionada por los agentes, en lo que respecta al nimero de
subestaciones de transformacién, se observa que a nivel total las mismas se incrementaron
16.5% en el periodo 2008-2014. El crecimiento del nimero de subestaciones del grupo AES
fue 17.6%, en tanto que el de EPM fue relativamente menor (13%). A raiz de ello, la
participacion del primer grupo en el total aument6 casi un punto porcentual (0.7%), en tanto
que el grupo EPM perdi6 participacion en el mismo porcentaje. En cuanto a niveles de tension,

el crecimiento fue relativamente homogéneo entre media y baja.
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181 para 2014, el nimero de subestaciones de las entrantes incrementé 1000% con respecto a
200822, aunque su peso en el nimero total de subestaciones del mercado continud siendo
marginal. Ademas, al desagregar por nivel de tension, se observa que el mayor aumento en
subestaciones de las entrantes ha sido en media tension, donde su peso relativo a las

incumbentes es mas perceptible.

e Transformadores

182 A partir de la informacion presentada por los agentes, se observd que el crecimiento del
namero de transformadores experimentado por la industria fue 18%, entre 2008 y 2014, el del
grupo AES fue cercano al 20%, en tanto que el grupo EPM registrd un crecimiento de 12%.
Las entrantes aumentaron en cantidad de transformadores alrededor del 218%, aunque su

aporte resulta relativamente bajo al crecimiento de la industria.

18 Otro indicador relevante es el nimero de MVA por transformador. Como las entrantes
suministran a consumidores con mayores cargas, la capacidad de transformacion promedio por

transformador instalado es mayor en relacion al promedio de las incumbentes.

182 En conclusion, se puede ver un crecimiento sostenido en todas las variables relevantes de la
industria, tanto en las relacionadas con la infraestructura de capital fisico como en las variables
asociadas al mercado. Asi, entre los aflos 2009-2014 el crecimiento anual de clientes fue 3%, la
energia distribuida por su parte crecié un 4,2% anual y la infraestructura basica presentd la
siguiente evolucion: extension de la red (3,7% anual), subestaciones (2,8% anual), MVA

instalados (2,4% anual).

185 En este sentido, el sector de distribucion eléctrica parece haber reaccionado favorablemente
aportando el capital de infraestructura necesario para cubrir el crecimiento del mercado. Sin
embargo para determinar si hubo un incremento en la Productividad Total de los Factores
(PTF) de la industria es necesario incluir en el analisis a los costos e inversiones realizadas.

Asi, como se vera mas adelante, existe ganancia por PTF cuando los productos, determinados

22 Cabe mencionar que en 2008 las entrantes recién ingresaban al mercado, por tanto es razonable suponer que la
inversion de los mismos en ese momento tendria un crecimiento sustancial.
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187.

por km de red, clientes y energia distribuida, varian en una mayor proporcién que los insumos

(costos e inversiones).

Un punto a destacar es que el crecimiento de la infraestructura para las entrantes presenta un
comportamiento diferenciado respecto de las incumbentes, asi para las entrantes el crecimiento
del ndmero de usuarios fue 10% anual, mientras que el crecimiento de la energia distribuida
fue 17% anual. Esto implica que las entrantes compitieron con las incumbentes por clientes

con mayores cargas, con el conocido efecto de “descreme”.
D. Caracterizacion de los usuarios finales servidos
i.  Distribucién
En 2014, las empresas de distribucién de electricidad abastecieron 1.6 millones de clientes a lo
largo de todo el pais. Este valor representa un aumento de 29.3% respecto al afio 2005. En

particular, el 99.3% del total corresponden a clientes de baja demanda. En la siguiente figura se

representa la evolucion de clientes por tipo de demanda.

Figura 9. Evolucion del namero de usuarios por tipo de demanda
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos

publicados anualmente por la SIGET

18. Dado el reducido nimero de empresas participantes en el mercado, un aspecto importante a

analizar es la concentracion de consumidores en los distintos grupos econémicos. La siguiente

tabla muestra la evolucién de los consumidores abastecidos por grupo econémico y empresa
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distribuidora.

Tabla 23. Consumidores totales segiin grupos econémicos

Distribuidora 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

AES 78,6% 78,4% 77,9% 77,8% 77,8% 77.8% 77,1% 77,9% 77.8% 77,1%
CAESS 37,7% 37.2% 36,7% 36,3% 36,0% 35,7% 354% 35,1% 34,7% 34,5%
AES-CLESA | 21,1% 21,3% 21,1% 21,2% 21,3% 214% 21,5% 21,5% 21,7% 21,9%
EEO 15,5% 15,6% 15,8% 15,9% 16,1% 16,4% 16,6% 17,0% 17,0% 17,0%
DEUSEM 4.2% 4.2% 4,3% 4,3% 4,3% 4,3% 4,3% 4,3% 4.4% 44%

EPM 21,4% 21,6% 21,6% 21,6% 21,6% 21,6% 21,5% 21,3% 214% 21,5%
DELSUR 214% 21,6% 21,6% 21,6% 21,6% 21,6% 21,5% 21,3% 214% 21,5%

Sin Grupo 0,0% 0,0% 0,5% 0,6% 0,6% 0,6% 0,7% 0,8% 0,8% 0,8%
EDESAL 0,0% 0,0% 0,5% 0,6% 0,6% 0,6% 0,7% 0,7% 0,8% 0,8%
B&D 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
Abruzzo 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%

Fuente: Elaboracién propia sobre la base de informacién provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos
publicados anualmente por la SIGET

189 Como se puede ver en la tabla anterior, en el afio 2014, las cinco empresas incumbentes
detentan el 99% de la totalidad de clientes del mercado. En particular, el Grupo AES tiene una
participacion mayoritaria de 77.7%, seguido por el grupo EPM que abarca el 21.5% de los
clientes. Asi, se podria inferir que la incorporacién de tres nuevas empresas al segmento parece

no haber tenido efecto significativo sobre la cantidad de consumidores de las incumbentes.

190-- Al analizar la participacion de cada grupo econémico en la pequefia demanda, se observa una
consistencia con la estructura total del mercado debido a la elevada participacion que dichos

consumidores tienen sobre el nimero total de clientes.

191 Sin embargo, esta situacion es distinta en los clientes de mediana demanda. A continuacién se
presenta la participacion de los grupos econémicos en este segmento del mercado. La Tabla 24
muestra que si bien las empresas entrantes continian con una participacion baja sobre el total,
B&D y Abruzzo aumentan su participacion respecto a lo observado para el segmento de baja

demanda.
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Tabla 24. Participacion de empresas en total de consumidores de mediana demanda

Distribuidora 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

AES 741% | 741% | 753% | 752% | 746% | 743% | 740% | 739% | 739% | 73,7%
CAESS 395% | 385% | 383% | 376% | 366% | 359% | 358% | 358% | 360% | 359%
AES-CLESA | 181% | 186% | 190% | 200% | 206% | 208% | 209% | 210% | 210% | 21,0%
EEO 132% | 139% | 149% | 145% | 141% | 143% | 140% | 139% | 137% | 136%
DEUSEM 34% 3,1% 3,1% 3,1% 3,3% 34% 3,3% 3.2% 3,3% 3.2%

EPM 259% | 259% | 247% | 248% | 253% | 256% | 256% | 257% | 256% | 257%
DELSUR 259% | 259% | 247% | 248% | 253% | 256% | 256% | 257% | 256% | 257%

Sin Grupo 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,1% 0,1% 04% 04% 04% 0,5%
EDESAL 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,1% 0,1% 0,0% 0,1% 0,1% 0.2%
B&D 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,1%
Aoruzzo 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,3% 0,3% 0,3% 0,3%

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos
publicados anualmente por la SIGET

192 Un comportamiento similar se aprecia si analizamos el mercado de gran demanda. Si bien el
grupo AES y EPM detentan mas del 95% del mercado, las empresas B&D y EDESAL
aumentan su participacion sobre el total en detrimento de las empresas incumbentes. A
continuacion se presenta la participacion en los clientes de mediana y baja demanda.

Tabla 25. Participacion de empresas en consumidores de gran demanda

Distribuidora 2005 2006 ~ 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

AES 754% | 758% | 745% | 74,6% | 744% | 749% | 745% | 746% | 748% | 741%
CAESS 493% | 486% | 47,3% | 466% | 46,3% | 463% | 457% | 449% | 444% | 44,0%
AES-CLESA | 179% | 181% | 17,8% | 175% | 172% | 17,3% | 176% | 180% | 180% | 17.6%
EEO 6% | 79% | 81% | 91% | 92% | 93% | 93% | 97% | 101% | 101%
DEUSEM 13% | 13% 1,3% 14% | 16% | 18% | 18% | 20% | 23% | 24%

EPM 246% | 242% | 253% | 249% | 248% | 244% | 242% | 239% | 23,1% | 242%

DELSUR 246% | 242% | 253% | 249% | 248% | 244% | 242% | 239% | 23,7% | 242%
Sin Grupo 00% | 00% | 02% | 05% | 08% | 07% [ 13% [ 15% [ 15% | 16%
EDESAL 00% [ 00% | 02% | 05% | 08% | 07% | 10% | 12% 12% | 13%
B&D 00% | 00% | 00% | 00% | 00% | 00% [ 03% | 03% | 03% | 03%
Abruzzo 00% [ 00% | 00% | 00% | 00% | 00% [ 00% | 00% | 00% | 00%

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos
publicados anualmente por la SIGET

193 De lo anterior se desprende que las entrantes se han orientado, en buena medida, a captar
clientes de gran y mediana demanda. Esta situacion se refleja directamente en la composicién
de la cartera de clientes de cada grupo econémico. Por ejemplo, en los siguientes graficos se

observa que el 20% de los clientes de Abruzzo son de mediana demanda. Paralelamente, la
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participacion de estos clientes en la cartera de las demés empresas no supera el 1%.

Figura 10. Cartera de Clientes
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos
publicados anualmente por la SIGET

19 En este contexto, es importante realizar una mencion especial a la ubicacién geogréfica de los

clientes. El siguiente mapa muestra la distribucion regional de los mismos.

Figura 11. Distribucion regional del universo de consumidores de El Salvador

Total de usuarios: 1,671,159
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Fuente: SIGET (2014).
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196.

197.

198.

Del andlisis del mapa, se observa que el 56% de los clientes se concentran en la region central
del pais, abastecidos principalmente por las empresas Delsur y CAESS. Si bien en esta region
operan las empresas B&D y Abruzzo, las mismas detentan menos el 0.1% del mercado.

Por su parte, la region occidental concentra el 22% de los clientes, mientras que la oriental
(Usulutan, San Miguel, Morazan y La Unidn) corresponde al 21%. Principalmente, estas dos
regiones estan abastecidas por el grupo AES, ya que la empresa EDESAL, que opera en el

Departamento de Santa Ana, representa solamente el 0.8% del mercado.

La distribucién geografica de los clientes refleja la distribucién poblacional dentro del pais. Es
decir, que la alta concentracion de clientes en la region central responde a la elevada densidad
poblacional existente en dicha area. Por ejemplo, en el departamento de San Salvador viven 2.6

millones de habitantes, y es la region con mayor densidad dentro del pais (2,886 hab/km?).

El consumo de energia eléctrica en el afio 2014 ascendio a 5,153 GWh. Alrededor del 46.8% de
dicho consumo corresponde a la gran demanda, mientras que el 45% fue consumido por los
clientes de baja demanda. Si se analizan las ventas de energia por grupo econdémico,
nuevamente, AES y EPM concentran la mayor cantidad de ventas sobre el total de energia

vendida.

Tabla 26. Participacion en venta total de energia por grupo econémico

Distribuidora 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

AES 752% 74,6% 74,1% 742% 73,6% 74.3% 73,71% 72,0% 69,9% 69,9%
CAESS 45,0% 44.5% 44.0% 43,8% 434% 44,0% 431% 42.2% 40,9% 40,7%
AES-CLESA 17.8% 17,7% 18,0% 17,6% 17,3% 17,5% 17,8% 17,2% 16,6% 16,7%
EEO 10,0% 10,0% 10,4% 10,5% 10,5% 10,5% 10,3% 10,2% 10,1% 10,1%
DEUSEM 2,3% 24% 24% 2,3% 24% 24% 24% 24% 24% 24%

EPM 24.8% 254% 252% 255% 251% 24,7% 251% 26,2% 28,0% 21.9%
DELSUR 24.8% 254% 252% 255% 251% 247% 251% 26,2% 28,0% 27,9%

Sin Grupo 0,0% 0,0% 0,1% 0,3% 1,2% 1,0% 1,3% 1,8% 2,1% 2.2%
EDESAL 0,0% 0,0% 0,1% 0,3% 0,8% 0,6% 0,7% 11% 14% 1,6%
B&D 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 04% 03% 0,6% 0,6% 0,6% 0,6%
Abruzzo 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%

Fuente: Elaboracion propia con base a los Boletines Estadisticos publicados anualmente por la SIGET
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1. En forma anéloga al anélisis realizado para clientes, al revisar las ventas de energia a los
grandes usuarios, la participacion de las compafiias entrantes aumenta a 4%, en detrimento de
la participacion de los incumbentes. Esto corrobora las dindmicas descritas con anterioridad.
En otras palabras, la composicion de ventas de las empresas entrantes, como se muestra en los

siguientes graficos, se centra en las ventas a consumidores de gran y mediana demanda.

Figura 12. Ventas de energia por tipo de demanda (2014)
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacién provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos

publicados anualmente por la SIGET

200 En conclusion, las empresas entrantes centran su negocio sobre los consumidores de mediana y
gran demanda. Estos Ultimos son los de mayores niveles de consumo individual. Asi, en la
siguiente tabla se observa que el consumo por usuario en las empresas entrantes es muy
superior al de las empresas incumbentes. Esta situacion responde a la composicion de cartera
de clientes. Por ejemplo, mientras que para los grupos AES y EPM la energia facturada por
cliente es del orden de 2800 y 4000 kWh/cliente, respectivamente, mientras que, al considerar
todos los clientes y energia facturada por las empresas entrantes en conjunto, esa cifra supera
los 8000 kWh/cliente.
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201.

Adicionalmente, aun cuando en lineas generales las empresas entrantes se focalizaron en captar
clientes de mediana y gran demanda, se destaca que dicha estrategia no fue completamente
homogénea, asi se puede ver que B&D se orienta casi con exclusividad al segmento de gran
demanda, en tanto que Abruzzo por su parte dirige sus acciones a los sectores de medianas y
pequefias demandas, casi sin participacion de la gran demanda en su cartera de clientes.

Tabla 27. Consumo por cliente (kWh/cliente)

Distribuidora
AES 3,000 3,053 3,075 3,065 2,968 2,939 2,889 2,820 2,806 2,174
CAESS 3,742 3,839 3,841 3,877 3,782 3,786 3,717 3,671 3,671 3,644
AES-CLESA 2,044 2,660 2,726 2,657 2,552 2,520 2,532 2432 2,393 2,355
EEO 2,018 2,062 2,109 2,115 2,037 1,966 1,900 1,837 1,854 1,831
DEUSEM 1,754 1,785 1,784 1,745 1,716 1,703 1,676 1,698 1,691 1,681
EPM 3,626 3,772 3,746 3,790 3,641 3,508 3,548 3,750 4,077 4,005
DELSUR 3,626 3,772 3,746 3,790 3,641 3,508 3,548 3,750 4,077 4,005
Sin Grupo - - 740 1,760 6,428 5,338 5,321 6,914 7,872 8,211
EDESAL - - 740 1,760 4,388 3411 2,802 4,610 5,747 6,292
B&D - - - - 5,799,048 14,895,251|2,611,288( 66,637 | 53,946 | 39,830
Abruzzo - - - - 8,693 90,572 | 23,070 | 19,541 | 18472 | 16,158

202.

203.

204.

Nota: Para el promedio de cada grupo, se agregan los valores de clientes y energfa facturada.
Fuente: Elaboracién propia con base a los Boletines Estadisticos publicados anualmente por la SIGET

Como se observa en la tabla, el consumo por cliente en las empresas entrantes es cuatro veces
superior al consumo por cliente del grupo AES, y dos veces al del grupo EPM. No obstante,
dicha brecha es significativamente mas amplia cuando se considera a las empresas Abruzzo y
B&D. En general, y como se explicd con anterioridad, dichas empresas tienen una
participacion de clientes medianos y grandes, pues son aquellos clientes apetecibles desde el

punto de vista del retorno econémico.

En conclusion, del analisis de las ventas de energia se observa que las empresas entrantes
encaminaron su actividad al abastecimiento a clientes de mediana y gran demanda, situacion
gue remarca el hecho que los dos anteriores son los nichos relevantes de mercado y constituyen
los segmentos en los que las empresas incumbentes resultan amenazadas por los potenciales

entrantes.

Si adicionalmente se considera que la relacion usuarios por km de red de las empresas
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205.

entrantes es superior a la de las empresas incumbentes, se puede inferir que los esfuerzos de las
entrantes por obtener la crema del negocio de distribucion (segmento de media y alta demanda)
requieren menos capital fisico (en términos de red). Esta situacion puede representar una
ventaja estratégica de costos a las empresas entrantes, considerados en comparacion con los

costos de las incumbentes.

E. Evolucién de la escala de negocio

En las secciones anteriores se analizo la evolucion de ciertos indicadores individuales de escala
del negocio. Las variables generalmente aceptadas para tal fin son: clientes, extension de la red
y energia distribuida. La tabla siguiente compendia la informacion de dichas variables para las

empresas distribuidoras de energia eléctrica para el afio 2014.

Tabla 28. Indicadores individuales de escala del negocio

Distrib PO SIE % Cliente % Energia d 0 ed

Grupo AES | 1,298,370 77.7% 3,602 69.9% 36,363 77.0%
CAESS 575,816 34.5% 2,099 40.7% 10,578 22.4%
AES-CLESA 365,300 21.9% 860 16.7% 10,564 22.4%
EEO 283,431 17.0% 519 10.1% 12,623 26.7%
Deusem 73,823 4.4% 124 2.4% 2,598 55%
Grupo EPM 358,632 21.5% 1,436 27.9% 10,518 22.3%
DelSur 358,632 21.5% 1,436 27.9% 10,518 22.3%
Sin Grupo 14,047 0.8% 115 2.2% 316 0.7%
EDESAL 13,145 0.8% 83 1.6% 256 0.5%
B&D 763 0.0% 30 0.6% 18 0.0%
Abruzzo 139 0.0% 2 0.0% 42 0.1%
Total 1,671,049 100.0%| 5,154 100.0%| 47,197 100.0%|

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacién provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos

206.

publicados anualmente por la SIGET

Una forma de analizar la escala del negocio, que permite considerar diferentes dimensiones al
andlisis del tamafio de las empresas es la metodologia basada en el trabajo seminal de Neuberg
(1977). Dicha metodologia, a la hora de realizar un anélisis comparativo de los costos de las
empresas, considera que es preciso tomar en consideracion el impacto que la escala del negocio
genera en esos costos, de este modo, el estudio considera que, para las industrias de red hay
generalmente tres grandes variables que impactan significativamente en los costos

operacionales:
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a) Numero de clientes
b) Volumen facturado del energia eléctrica
c) Extension de lared

207 Una forma relativamente sencilla de comparar los costos operacionales de diferentes empresas
es a través del costo unitario por cada unidad de escala. Neuberg (1977) demuestra que el
principal indicador de la escala est4 dado por el nimero de clientes, sin embargo es frecuente
encontrar empresas que, aun con un numero semejante de clientes, presenten diferencias
significativas en otras variables como el volumen facturado o la extension de la red. Asi, a
igual nimero de clientes, las diferencias en los costos deberian estar explicadas por la
diferencia en los ratios km de red/clientes o energia facturada/clientes.

208 Como se puede ver en la tabla siguiente, las empresas entrantes presentan una relacion energia
distribuida por cliente significativamente superior a la correspondiente a las empresas
incumbentes. Esta situacion denota que solo considerar los clientes no proporciona una buena
medida de la escala para las entrantes. A los fines de que estas sean comparables con las
empresas incumbentes, se requiere ajustar los clientes por las relaciones energia/clientes y km
red/100 clientes.

Tabla 29. Variables de escala

ABRUZZO 139 42 2,246 30.22 16.16 956
B&D 763 18 30,390 2.32 39.83 596
EDESAL 13,145 256 82,705 1.95 6.29 11,630
AES-CLESA 365,300 10,564 860,131 2.89 2.35 352,067
CAESS 575,816 10,578 2,098,319 1.84 3.64 568,792
DEUSEM 73,823 2,598 124,107 3.52 1.68 78,025
EEO 283,431 12,623 518,853 4.45 1.83 314,744
DELSUR 358,632 10,518 1,436,485 2.93 4.01 383,603
Total/Promedio 1,671,049 47,197 5,153,235 2.82 3.08 1,700,412

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos
publicados anualmente por la SIGET

209 os principios del trabajo de Neuberg fueron considerados por la OFGEM en el proceso de
revision tarifaria del afio 1999 (4DPCR — Distribution Price Control Review-) y también en el
2010 (5DPCR - Distribution Price Control Review-). En esa instancia la OFGEM definid el
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concepto de “Variable de Escala Compuesta”, CSVZ, usando la siguiente ecuacion derivada de

una funcién Cobb-Douglas:

Donde:

6U 6L
CSV=UCX(1+ﬁ7+}/T)

CSV = Variable de escala compuesta;
UC = No de clientes;

sU . . . . . .
- Desvio proporcional de energia facturada por cliente con relacion a la media

5L . . L . .
= Desvio proporcional de la extension de red por cliente con relacion a la

media.

B Peso de la energia facturada por cliente

y Peso de la extension de la red por cliente

210 En el presente estudio, como una medida de la evolucién de la escala, se calcularon dos

variables de CSV: una para la distribucion en baja tension y otra para la distribucién en media

tension, posteriormente fueron sumados los clientes de ambos segmentos de la distribucion y

comparados con el total de clientes ajustados.

Figura 13. Variable de escala compuesta — Distribucion-
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Fuente: Elaboraci6n propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos

publicados anualmente por la SIGET

23 CSV = Composite Scale Variable
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212,

Como lo muestra la figura anterior, la consideracion de otras dimensiones de la escala, como
son extension de la red y volumen facturado, generan un ajuste en la cantidad de clientes. Esta
variable de escala compuesta representa una estimacion mas precisa de la evolucion de la

escala del negocio que la simple consideracion del nimero total de usuarios.

Un anélisis de interés consiste en comparar la evolucién de los ingresos por ventas de la
actividad respecto de la evolucion de la escala del negocio. Tal como se muestra en la Figura
14, en el periodo 2005-2014 la escala de la industria total crecid cerca de un 27%, en tanto que
los ingresos de distribucién por venta se redujeron aproximadamente un 5%. Esto significa que
los ingresos medios o unitarios del sector se redujeron en el periodo bajo analisis. En otras
palabras, la incorporacién de una unidad adicional de escala (medida por clientes ajustados)

genera en 2014 un ingreso menor que el correspondiente al afio 2005.

Figura 14. Evolucion de la Escala y de los Ingresos por Venta (2005=100)
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos

publicados anualmente por la SIGET

213 Del andlisis de la Figura 14 se puede ver el comportamiento de la serie de ingresos por unidad

de escala (CSV) a lo largo de todo el periodo 2005-2014. Asi, en los primeros afios de analisis
los ingresos por escala se mantuvieron constantes, en el afio 2008 se asiste a una marcada caida
de los ingresos unitarios, situacion que es consecuencia directa del proceso de revision tarifaria

de dicho afio; desde esa fecha y hasta el afio 2011, nuevamente se tiene un periodo de
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estabilidad en los ingresos unitarios, es decir, las tarifas acompafian la evolucion de la escala.
Desde el afio 2011 hasta el 2014 se da una especie de desacople entre ambas series, situacion
que podria estar explicada por el ingreso de las nuevas entrantes.

La Figura 15 presenta la evolucion de la relacion ingresos de distribucion por unidad de escala.
En dicha figura los ingresos estdn expresados en ddlares del afio 2014, razén por la cual la

evolucion del ingreso medio esté libre de efectos inflacionarios.

Figura 15. Evolucién ingresos por CSV
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos
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publicados anualmente por la SIGET

Por otra parte, merece destacarse que la empresa Abruzzo presenta un consumo por cliente del
orden de cuatro veces la media de la industria. La participacion de mediana demanda para esta
empresa es de 40% del total de sus ventas de energia, cuando el resto de las empresas presenta
valores inferiores al 10%. La situacién antes descrita claramente representa el impacto que

genera la presencia de valores atipicos (outliers) en la consideracion de la escala del negocio.

A los fines de evitar las inconsistencias debidas a la presencia de outliers antes mencionada se
sugiere emplear la mediana como medida de tendencia central en lugar del promedio. Esta
sugerencia fue incorporada en el desarrollo del analisis de escala pero no a nivel industria, sino

desagregado por empresas, el cual presenta la siguiente evolucion.
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Figura 16. Evolucion de la CSV por empresa
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos

217 En lo referente a la evolucion de la escala por Grupo Econémico, se puede ver que el Grupo
AES practicamente ha mantenido su participacion en la escala desde el afio 2005 hasta la

fecha.

publicados anualmente por la SIGET

Figura 17. Evolucion CSV por Grupo Econémico
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos

218 Entre 2009 y 2014, el crecimiento anual de la escala del negocio fue del orden de 3%. Los

publicados anualmente por la SIGET
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grupos AES y EPM experimentaron un crecimiento anual similar al de la industria, en tanto
que las empresas entrantes crecieron 12% anual en dicho periodo.

Con la informacion disponible, no es factible determinar si las demandas abastecidas por las
entrantes son nuevos clientes o descreme de las incumbentes. En todo caso, merece destacarse
que la variable relevante es la demanda proyectada por las empresas incumbentes, en el sentido
que si las empresas entrantes se apropian de parte de la misma, ya sea que se trate de cambio
de suministrante o de un nuevo cliente, la empresa incumbente sufrira la amenaza de descreme

del negocio y la consiguiente dificultad en la recuperacién de sus costos.

F. Analisis de la Productividad Total de los Factores

A continuacién se presenta una estimacion de la productividad total de los factores (PTF) para
la industria mediante la aplicacion del indice de Tornqvist. El objetivo del analisis es reflejar
las ganancias de productividad de las empresas de la industria, situacion que presenta su

contraparte en la eficiencia de costos de las mismas.

- Conceptualmente, hay ganancias de productividad cuando los productos de una empresa varian

en una proporcién mayor de lo que lo hacen sus insumos. En el caso de las empresas de multi-
productos y multi-insumos, para determinar las ganancias de productividad es necesario
recurrir a un indice que posibilite la agregacion de los productos y de los insumos,
respectivamente. En este punto, hay basicamente dos metodologias principales para la
agregacion de los productos y de los insumos, ellas son: indices de Malmquist e indice de
Tornqvist; la diferencia fundamental entre ambos métodos es que poseen diferentes formas de
agregacion, es decir de asignacion de las participaciones de cada producto en el total. En el
caso del indice de Torngvist, los pesos son definidos de manera ad-hoc, usando en general el
peso de cada producto en el ingreso agregado. Por su parte en el indice de Malmquist los pesos

son definidos de manera endogena por el modelo de célculo.

La especificacion matematica para el indice de Torngvist es la siguiente:
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donde:
Y es la cantidad del producto
X es la cantidad del insumo
Sit Y Ej son las participaciones del producto i en el valor agregado de los
productos y del insumo j en los insumos totales.
El indice mide la variacion entre dos periodos de tiempo t e t-1 del producto
agregado y del insumo agregado.

223 Tomando logaritmos de la ecuacion anterior se tiene la siguiente especificacion:

l (PTFt)—lzn:(s S (Y“) 15:(5 Eyy)in( 2t
n PTF,_, —2i=1 it Toit—1)In Y, 2j=1 je T Bje-1) M Xit_1

224 La aplicacion de la metodologia anterior, al caso de las distribuidoras de energia eléctrica de El

Salvador consider6 los siguientes supuestos y especificaciones:

e Insumos y Productos: en lo referente a los insumos solo fueron consideradas las
variables de costos operacionales (OPEX) descontando los costos de compra de
energia y expresando dicha serie en valores del afio 2014 y también la variable de
costos de capital (CAPEX). Los CAPEX fueron aproximados mediante la suma de
las depreciaciones y el EBIT, en este sentido se trataria de una variable de CAPEX
ampliado. En lo que respecta a los productos, se consideraron los clientes, la
extension total de la red (de BT y MT) y el mercado, definido por la energia
distribuida en MWh.

e Pesos de los Productos: para ponderar los diferentes productos en un Gnico indice se
considerd la participacion propuesta por OFGEM en Gran Bretafia para la estimacién

de la Variable de Escala Compuesta (CSV), es decir se aplicaron los siguientes pesos:
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clientes (50%), red (25%), mercado (25%).

Empresas consideradas: el andlisis se limitd a la consideracion de las incumbentes
debido a que las entrantes tienen wuna escala significativamente menor.
Adicionalmente, en una escala tan reducida, las incorporaciones de nuevas
urbanizaciones generan incrementos desmesurados en los productos (por ejemplo, los
clientes de B&D en el afio 2012 aumentan en 43 veces, es decir pasan de 10 clientes
a 429), sin una contrapartida equivalente en los insumos. En este contexto, se tendria
valores outliers indicando una enorme productividad, cuando en realidad se trata de

negocios de diferentes escalas.

Tabla 30. Productividad Total de los Factores (PTF)

Empresa 2007 2008 2009 2010 2012 2013 Media
Geometrica
AES-CLESA 1.01 1.01 1.31 1.01 0.91 1.19 0.94 0.94 1.01 1.03
CAESS 1.04 1.00 1.36 1.00 1.05 1.09 1.00 0.91 1.06 1.05
DEUSEM 0.93 1.13 1.04 1.01 1.02 1.08 0.99 0.84 1.04 1.00
EEO 1.00 1.04 1.09 0.96 1.07 1.12 0.92 0.97 1.03 1.02
DELSUR 1.06 0.92 1.26 1.01 1.05 0.96 1.08 0.94 1.07 1.04

1.006 1.017 1.208 0.997 1.017 1.086

0.60% 1.72% 20.76%  -0.30% 1.68% 8.56%

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores y conforme a los Boletines Estadisticos

publicados anualmente por la SIGET

225 Los resultados de la tabla anterior muestran que la productividad total de las empresas

226.

incumbentes para todo el periodo de 2.80%. Es decir, que si se incrementan todos los insumos

en una misma proporcion, los productos aumentarian mas que proporcionalmente (un 3%

adicional).

Sin embargo, en los primeros afios de analisis puede haber alguna distorsion debido a la

revision tarifaria del aflo 2008. Consecuentemente, resulta conveniente considerar como

periodo de analisis el comprendido entre los afios 2009 y 2014, en el cual la PTF es de 0.62%.

Esta ganancia de productividad muestra que hay ganancias de escala en el negocio.
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Este valor de 0.62% demuestra la existencia de ganancia de productividad. En el caso de que
todos los insumos se incrementen proporcionalmente, los productos aumentarian un 0.62%

mas que los insumos.

Conviene destacar que el concepto de ganancia de productividad refiere a un periodo de
tiempo, en el sentido que demuestra el grado de ganancia de productividad promedio registrado
en el periodo 2009-2014 y este valor no debe compararse con el de todo el periodo de
informacidén disponible 2006-2014, ya que, como se menciond, el afio 2008 representa un
valor extremo, determinado por la revisién tarifaria. Como se puede ver, la ganancia de PTF de
dicho afio es en promedio 21%. Valores de semejante magnitud no se verifican en la operacién
normal de la industria y pueden ser explicados por politicas extraordinarias de incorporacion

de activos a la Base de Remuneracidn o reasignaciones y reducciones especificas de costos.

G. Analisis de la rentabilidad de la distribucion

En lo que respecta al analisis de la evolucion de la rentabilidad del segmento distribucién, se
presenta la Figura 18, la cual contiene la evolucion de los ingresos netos del sector (descontado
el monto correspondiente a la compra de energia), los costos operacionales (OPEX), las
depreciaciones (como una proxy de los CAPEX) y el margen neto antes de intereses e
impuestos (EBIT). Todos los valores estan expresados en términos unitarios 0 medios, es decir,

como cociente respecto del nimero de clientes ajustados (CSV).

Como se aprecia en la Figura 18, existe una caida significativa en los ingresos por usuario
como consecuencia de la revision tarifaria del afio 2007. En este sentido, se puede ver que los
CAPEX se mantuvieron relativamente estables a lo largo de todo el periodo, los OPEX
presentaron una oscilacion levemente mayor que los CAPEX, pero no se evidencia una
tendencia definida. En cambio, el EBIT presenta una caida significativa en el afio 2008 (casi un
40%) vy, posteriormente, se mantuvo relativamente estable en torno al nuevo valor alcanzado.
En otras palabras, el ajuste que se produjo en el afio 2008 oper6 directamente en la rentabilidad

de las empresas.

Esto parece demostrar que la ganancia medida por el EBIT para el periodo previo a la revision

tarifaria se encontraba de cierta forma en valores elevados. La revision tarifaria marc6 una
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reduccion significativa de la ganancia de la actividad, fijando el valor de la misma en el orden
de un 65% de su valor anterior, aun con este nuevo margen no se aprecian reducciones

significativas en los OPEX ni en las depreciaciones.

Figura 18. Evolucion y composicion de los ingresos
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores

282 En ese contexto, un andlisis de interés es evaluar el nivel de inversion en la industria, asi la
figura siguiente presenta la evolucién de la inversidn por cliente ajustado. Como se puede ver
la inversion anual por cliente presenta un comportamiento relativamente erratico, sin embargo
se puede ver una marcada caida en el afio 2008 (con posterioridad a la revision tarifaria) y
luego una fuerte recuperacion en los afios 2009-2010. El valor promedio de inversiones para el

periodo considerado es de 34 us$/CSV.

Figura 19. Inversiones por CSV
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Fuente: Elaboraci6n propia sobre la base de informacion provista por los operadores
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23 Un punto importante a destacar es que debido a que no se contd con informaciéon homogénea
respecto de la inversion entre las empresas de diferentes grupos econémicos se debi6 construir
la serie tomando en consideracion la siguiente metodologia: para todas las empresas del grupo
AES el valor de la inversion se obtuvo de los valores consignados en la cuenta “Adiciones” del
cuadro de evolucion de plantas y equipos; para Delsur y B&D se debi6é aplicar una
aproximacion del método de inventario permanente, es decir, las inversiones se obtuvieron de
manera derivada mediante la diferencia entre los valores consignados en la cuenta Bienes de
Uso de dos periodos consecutivos, a dicho valor se le sumé el dato correspondiente a las

depreciaciones anuales.

23 La siguiente figura presenta la evolucion de la inversion total en valores monetarios del afio
2014.

Figura 20. Evolucion de la inversion total
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores

2%. Existe en la literatura especializada una serie de indicadores financieros claves que revelan
informacion sobre el desempefio de las empresas, como son los relacionados con la solvencia,

la liquidez, la rentabilidad, etc.

2% os indicadores analizados en el presente apartado son los siguientes:
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e Margen Operacional (MO) (%). El cual se calcula como el cociente entre EBIT (utilidad
antes de intereses e impuestos) e ingresos operacionales especificos de la actividad de

distribucion.

3 EBIT
Ingresos Operacionales

MO *100

e Rentabilidad sobre Ingresos (ROI) (%). Se calcula como el cociente entre EBITDA
(utilidad antes de intereses, impuestos, depreciaciones y amortizaciones) e ingresos

operacionales?,

a EBITDA
Ingresos Operacionales

ROI *100

Estos indicadores registran el margen de la actividad medido en porcentaje respecto de los
ingresos operacionales, es decir, cuanto es el saldo remanente una vez descontados los

costos propios de la actividad (y las depreciaciones) por cada délar de ingreso operacional.

e Retorno sobre Activos (ROA) (%), calculado como el cociente entre EBIT y los activos

totales:

B EBIT
ActivosTotales

*

ROA

Al igual gue con los dos indicadores anteriores, el ROA también mide la rentabilidad de la
actividad, pero como porcentaje respecto de los activos totales, es decir, se trata de una

medida de la rentabilidad por cada ddlar invertido en la actividad.

237 La evolucion de la rentabilidad del sector, medida por los tres indicadores descritos, presenta

una reduccion significativa a lo largo del periodo 2005-2014.

24 | os ingresos operacionales son los correspondientes a las actividades de distribucién y comercializacién de energia, es
decir que son obtenidos de los ingresos por ventas netos de la compra de energia.
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En dicho periodo, el Margen Operacional presentd una considerable caida ya que paso de
47.1% a 30.4%. Para los afos analizados, la rentabilidad de AES fue superior a la de EPM,
exhibiendo una diferencia promedio del orden de cinco puntos porcentuales. Sin embargo, en
el afio 2014 la brecha se amplié a veinte puntos porcentuales.

Como se aprecia en las férmulas de los indicadores antes descritas, la diferencia entre el
Margen Operacional y el ROI es que el numerador del ROI es el EBITDA, en lugar de ser el
EBIT. Consecuentemente, la diferencia en el valor de ambos indicadores representa la
proporcion de ingresos de actividad que se destina a la depreciacion del activo en uso. Asi, se
observa que, en promedio, 15 puntos porcentuales de rentabilidad son asignados por toda la

industria a la depreciacion de los activos.

Finalmente, el indicador ROA es equivalente al Margen Operativo pero considerando como
denominador los activos totales. A nivel de industria, la rentabilidad, medida por el ROA,

experimentd una marcada caida, pasando de 12.5% del valor de los activos en uso a 7.1%.

Otra caracteristica sobresaliente de la serie de indicadores es la marcada caida en la
rentabilidad en el 2008. Lo cual se explica por el proceso de ajuste tarifario producido en dicho

ano.

En lo referente al indicador de margen operacional se puede ver un comportamiento
marcadamente diferenciado entre CAESS y Del Sur. Durante la mayor parte del periodo
analizado, Del Sur present6 indicadores de rentabilidad superiores a CAESS, sin embargo, en
el afio 2014 se revierte esta situacion y Del Sur pasa a encontrarse con una rentabilidad siete

puntos porcentuales menos que CAESS.

En lo que respecta al ROA, que mide la rentabilidad generada por cada unidad monetaria
invertida en activos asociados a la prestacion del servicio, se constatd una marcada disparidad
en el rendimiento de las empresas, incluso dentro del mismo grupo econémico. Asi, para el
caso de AES, en el afio 2014, DEUSEM presentd una rentabilidad 3.5 veces mayor que
CAESS. Una posible explicacion a dicha diferencia esta dada por los requerimientos de capital

diferenciados, pues DEUSEM es s6lo un 14% del tamafio de CAESS, consecuentemente,
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posee requerimientos de capital menores. Para el caso de Del Sur, el ROA presenta una caida
significativa (34%) entre 2013 y 2014.

En lo que se relaciona con las empresas entrantes, para todos los indicadores analizados en el
afio 2014, se tiene valores significativamente menores que para las empresas incumbentes. La
empresa EDESAL es la entrante con mejores ratios de rentabilidad, mientras B&D presenta
valores negativos, denotando la presencia de pérdidas en el desarrollo de las operaciones.
Conviene advertir que, al considerar los clientes ajustados por la variable de escala compuesta
de las entrantes, EDESAL posee la mayor escala, en tanto que B&D, la menor. Esto podria
sugerir gque, aunque las entrantes posean menos requerimientos de capital, ain no han

alcanzado una escala minima eficiente.

H. Interaccion entre los agentes de los diferentes eslabones de la cadena

Se presenta a continuacion un resumen de la situacién referente a la vinculacion potencial entre

los diferentes eslabones de la industria.

i. Mercado de contrato versus MRS

Un primer aspecto a analizar es como se distribuye la venta de energia entre los segmentos
regulados y libres. Asi, en la figura siguiente se puede ver una discriminacion de las ventas de
los generadores hacia clientes distribuidores (proxy del segmento regulado) y destinado a otras

ventas internas.

Como se puede ver en la figura siguiente, las ventas al MRS superaron histéricamente las
ventas al segmento distribuidores, en los primeros tres afios de andlisis la brecha fue del orden
de 20%, posteriormente se amplié la brecha luego de la revision tarifaria de 2008. A partir del
afio 2012, se revierte la situacion y las ventas de generadores a distribuidores a través de
contratos supera a las otras ventas internas? (principalmente en el MRS). En lo referente a las

exportaciones, solo se registran saldos marginales entre el afio 2005 y el 2014.

25

Incluye a las inyecciones al mercado spot y pérdidas de transmision.
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Figura 21. Ventas de generadores (GWh)
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores

Recuadro 3. Esquema de comercializacion de la energia en El Salvador

En El Salvador existen tres modalidades de comercializacion de energia diferenciadas:

e Comercializacién en el Mercado Regulador del Sistema (SPOT): se trata de operaciones de
corto plazo desarrolladas con fines de liquidar posiciones y cerrar desbalances. El precio de
dichas operaciones es variable y depende de factores propios del sector, tales como: demanda
nacional, tasas de indisponibilidad, potencias maximas de cada central, entre otros. El precio lo
define la unidad marginal hora a hora, con base en los costos variables asociados a los

combustibles y a la remuneracién de pago por potencia.

e Contratos bilaterales: se trata de acuerdos especificos entre agentes privados (Generador y

distribuidor/comercializador).

e Contratos de largo plazo: son piblicos y se adjudican mediante procesos de libre concurrencia
que cumplan con los parametros y procedimientos establecidos por la SIGET. Las distribuidoras
tendran la obligatoriedad de suscribir contratos de largo plazo, tomando en cuenta los
porcentajes minimos de contratacién establecidos. Este tipo de contratos entraron
efectivamente en vigencia a partir del 1 de Agosto de 2011. La duracién maxima establecida

es hasta 20 afos.

247 Otro punto relevante para analizar es la division entre ventas por contrato y en el MRS. La
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Figura 22 muestra que hasta el 2010 las ventas de energia en el spot superaron a las ventas por
contratos. Sin embargo, en los ultimos afios, y fruto de las nuevas exigencias regulatorias, las

ventas en el mercado de contrato ganaron participacion y superaron a las ventas spot.

Figura 22. Ventas Spot vs Contrato
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacién provista por los operadores

248 Otro aspecto de interés a evaluar es el precio implicito de la energia, tanto en el mercado spot
como en el mercado de contratos. La figura siguiente expone la evolucién de los precios
implicitos de la energia. Un punto a destacar es que dichos precios fueron determinados a partir
del cociente entre las ventas en ddlares y las unidades fisicas vendidas (MWh).

Figura 23. Precio implicito de la energia
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Fuente: Elaboracién propia sobre la base de informacién provista por los operadores
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249 Una forma alternativa de analizar la vinculacion contractual entre los diferentes agentes es a
través del porcentaje de compra de energia con contrato por parte de las distribuidoras. Esta

informacidn se presenta en la siguiente figura.

Figura 24. Compras de energia de las distribuidoras

SPOT m Contrato

2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacién provista por los operadores

250 A partir de las modificaciones regulatorias del afio 2012, se puede ver una marcada tendencia

hacia la compra en el mercado de contratos.
21 Finalmente, la siguiente tabla resume la participacion de la compra por contratos para cada uno
de los grupos econdmicos: resulta llamativo que las entrantes compran practicamente toda su

demanda en el mercado contractual?®®.

Tabla 31. Porcentaje de compra de energia por contrato segiin grupo econémico

Distribuidora 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

AES 54% 41% 42% 28% 25% 19% 38% 66% 7% 80%
EPM 62% 52% 51% 49% 45% 37% 58% 87% 65% 77%
Entrantes 91% 12% 31% 35% 74% 91% 93%
Total Contrato 56% 44% 44% 33% 29% 24% 43% 72% 74% 79%

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores

26 | a informacidn utilizada corresponde a los datos de los 8 principales agentes.
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ii.  El negocio de la comercializacion

22 E| andlisis de la infraestructura de distribucion es de particular relevancia ya que permite
inferir cuél es la contribucion de los activos hundidos en el servicio para la generacion de los
ingresos. Sin embargo, esta situacion no es directamente aplicable a la actividad de
comercializacion, ello debido a que dicha actividad no requiere un activo esencial de red para

prestar el servicio.

253 Es por ello que una forma de caracterizar la actividad podria ser a través de la escala del
negocio y la participacion de las distintas firmas comercializadoras en alguna variable

representativa de la misma, por ejemplo el volumen total de energia comercializada.

2% Una dificultad adicional presente en la actividad de comercializacion es el hecho de que
muchas comercializadoras presentan un comportamiento erratico. Algunos afios registran
valores significativos de participacion en el mercado y en otros afios es practicamente
insignificante. Esta volatilidad resulta mas evidente para las variables fisicas (ventas/compras
de energia) que lo que es para las variables contables (ingresos netos de la actividad)?’.

2% De acuerdo al analisis realizado, la participacion de dos empresas constituye un valor cercano a
la mitad del ingreso neto total de la actividad. Por otra parte, las empresas mas pequefias
dedicadas a la comercializacion presentan un comportamiento inestable en el tiempo, pues la
fraccion del ingreso asignado a dicho conjunto de empresas es marcadamente fluctuante en

todo el periodo de analisis.

27 Debido a la falta de informacidn consistente referida a indicadores fisicos de la actividad se analizé la informacidn
contable de los ingresos netos de la actividad. Si bien dicha informacion esta incorporando un efecto precio, los
ingresos propios de la actividad son una proxy de la estructura y composicién del mercado.
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IV.  Definicion de los mercados relevantes de productos y geograficos

A. Aspectos generales

2. Para empezar corresponde definir qué se entiende por “mercado relevante”. Jiménez y
Cariizares (2005) entienden que “el mercado relevante comprende todos aquellos bienes o
servicios considerados sustitutivos desde el punto de vista de la demanda y bajo determinadas
circunstancias, el mercado podria ampliarse atendiendo a consideraciones de sustituibilidad

desde el punto de vista de la oferta”.

257 Esta vision es compartida por la Comisiéon de Regulacion de Energia de Irlanda (CER, 2009)

para analizar el mercado minorista de ese pais.

2. Sin embargo, y como bien sefiala la Autoridad de la Competencia de Irlanda (The Competition
Authority, 2010) en su contribucion al documento puesto en consulta publica por el regulador
(CER, 2009), es importante tener en cuenta que “hay una distincion entre el concepto de
mercado relevante usado por la agencia de competencia para el propoésito de analisis del grado
de competencia y evaluacion de fusiones y el que es usado por el regulador con el proposito de

regulacion ex ante”?,

29 En relacion a la posibilidad de sustitucion del bien o servicio, es claro que la energia eléctrica
cuenta con escasas posibilidades de sustitucion, especialmente para el uso de iluminacion. Con
el estado actual de la tecnologia, los tiempos y costos para la sustitucion del servicio de energia
eléctrica por algun commodity alternativo son extensos y onerosos, razén por la cual no se

considera factible la competencia a través de otro producto.

260 Sin embargo, hay que considerar que el objeto de la transaccion no es el commodity
electricidad, sino el servicio de distribucién y comercializacion de energia eléctrica. Asi,
resulta que, en principio, los consumidores de mediana y gran demanda y aquellos
consumidores que aun englobados como pequefia demanda presenten consumos altos para los

estandares de una familia, tendrian la posibilidad de elegir entre diferentes comercializadores,

28 Traduccidn libre por el consultor.
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situacion que no afectaria la actividad de distribucion de las empresas incumbentes ya que no
se puede prescindir de la red para transportar la energia, por lo que los agentes podrian
continuar percibiendo el cargo de distribucion. Sin embargo, al no existir exclusividad
territorial puede darse (y de hecho ya se ha verificado) la entrada de nuevos competidores que
abastecen ciertos clientes dentro de la zona de cobertura de las incumbentes.

Recuadro 4. Criterios normativos para la definicion de mercado relevante en El Salvador

La Ley de Competencia de El Salvador, en su articulo 28 establece, en lo fundamental, que para la

determinacion del mercado relevante deberan considerarse los siguientes criterios:

a) Las posibilidades de sustituir el bien o servicio de que se trate por otros;

b) Los costos de distribucion del bien mismo; de sus insumos relevantes; de sus
complementos y de sustitutos;

c) Los costos y probabilidades que tienen los usuarios o consumidores para acudir a otros
mercados; y

d) Las restricciones normativas que limiten el acceso de consumidores a fuentes de

abastecimiento alternativas, o el acceso de los proveedores a clientes alternativos.

Ademas de los criterios antes senalados, el articulo 15 del Reglamento de la Ley de Competencia

agrega dos elementos mas para la determinacion del mercado relevante:

a) La existencia de oferentes en otros mercados que, sin ser productores del bien o servicio
del mercado relevante, puedan empezar a producirlo sin costos significativos y en un
corto plazo;

b) La disponibilidad en el corto plazo de contar con productos sustitutos como consecuencia
de la innovacion tecnologica;

261 Con relacién a los costos del servicio, también es conocido que la distribucion de energia
eléctrica se debe hacer con dos insumos relevantes: infraestructura fisica de redes (Capex) e
insumos para su operacion y mantenimiento (Opex). Si bien hay sustitucion entre esos dos
insumos, no es posible, con el estado de la tecnologia actual, distribuir energia eléctrica de
forma inaldmbrica, por lo que necesariamente el proveedor debe llegar hasta el consumidor. Es
sabido que si se puede comprar la energia en el mercado mayorista y transportarla por las

redes, pero eso no afecta al negocio de la distribucion propiamente dicha; o sea, para llegar al
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263.

consumidor final, y més alld de la competencia que puede existir aguas arriba, es necesario
usar las redes del distribuidor. En suma, las distribuidoras no se veran amenazadas por la

opcion de ciertos clientes de cambiar de generador o de comercializador.

En cuanto a la posibilidad del consumidor de acudir a otros mercados, debe advertirse que las
propias caracteristicas de la red fisica de la actividad limitan el desplazamiento de la demanda
para sustituir el proveedor, siendo este quien transporta y suministra la energia hasta la puerta
del cliente. La imposibilidad de los usuarios de acudir a otros mercados se aplica tanto a
productos sustitutos, como seria el caso de la generacion para consumo propio por la cual seria
dispensable conectarse a una red de distribucion (por ejemplo, energia solar) pues la inversion
requerida es altamente significativa en relacion a la capacidad de generacién, como al mismo
producto pero de otras regiones, dado que se encuentran hundidas las inversiones en red de las

empresas incumbentes.

Ademas, no se considera factible, al menos en el corto plazo, que el desarrollo tecnolégico
amplie las posibilidades de sustitucion, situacion que se dio particularmente en la industria de
las telecomunicaciones, dado el estado actual del arte de la industria de energia eléctrica. Sin
embargo, como se sefiald, la no exclusividad territorial habilita la posibilidad de que se
desarrollen lineas paralelas para abastecer ciertas categorias de usuarios, lo que constituye un

caso de sustitucion de la oferta.

Recuadro 5. Metodologrias para determinar mercados relevantes

Para determinar el mercado relevante la comunidad Europea utiliza el Test del Monopolista
Hipotético. Este test considera un oferente de un producto en un area determinada y plantear o
modelar, incrementos iterativos de precios, posteriormente se van agregando los productos y areas
geograficas hasta que se tiene un conjunto de bienes y areas en los que el monopolista puede
incrementar los precios sin amenazas de pérdidas de clientes o ventas.
Como métodos alternativos al test de Monopolista Hipotético, existen una serie pruebas para inferir el
grado de poder monopdlico de una industria. Estas pruebas son:
»  Analisis de los antecedentes competitivos de las empresas: una practica habitual consiste
en acudir a algln precedente de la propia jurisdiccion o de otra, como puede ser el caso de

cierta jurisprudencia, informes técnicos, entre otros.
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Evidencia cualitativa: consiste en realizar un andlisis conceptual de las condiciones técnicas
y regulatorias del producto, para determinar la posibilidad de sustitucion.

Encuestas y Estudios de Mercado: mediante encuestas o sondeos de opinion con los
consumidores se procura determinar la posibilidad de sustitucion entre diferentes productos
o servicios.

Anadlisis de Correlacion entre los precios de diferentes bienes posibles sustitutos: a través de
técnicas estadisticas se analiza la vinculacion entre los precios de bienes potencialmente
sustitutos; si la correlacion es alta y positiva, es decir conforme se incrementa el precio del
bien X se incrementa también el precio del bien Y se tiene un indicio que dichos bienes
pueden ser sustitutos.

Andlisis de Cointegracién: estos andlisis se sustentan en técnicas econométricas que
permiten inferir si existe una relacion estable de largo plazo entre los precios de dos
productos o servicios que se consideran sustitutos.

Calculo de elasticidades propias y cruzadas: |a elasticidad cruzada mide la reaccion en la
demanda de un determinado producto X ante modificaciones en los precios de un producto
Y. En este sentido, si la elasticidad cruzada es positiva los bienes analizados son sustitutos.
En la medida que el grado sustitucion sea elevado se puede inferir que dos productos
pertenecen al mismo mercado; consecuentemente, ningin oferente tendrda margen

suficiente como para incrementar significativamente los precios de su producto.

Las metodologias expuestas estan basadas en la premisa de que el monopolista puede modificar los

precios, por lo que los mismos no son aplicables a los servicios piblicos con regulacion tarifaria.

B. Mercado relevante

264 En el caso de El Salvador, se considera razonable definir como mercados pasibles de amenazas

265.

de nuevos entrantes a los correspondientes a la Gran Demanda, por un lado, y a la Mediana y
Pequefia Demanda. Esto en virtud de que las empresas entrantes focalizaron su actividad
mayoritariamente en el abastecimiento a clientes definidos como de media o gran demanda o
aquellos consumidores residenciales que, aun siendo englobados dentro de la pequefia

demanda, presentan altos consumos.

En términos regulatorios, art. 7 de los Términos y Condiciones Generales al Consumidor Final
del Pliego Tarifario, se considera gran demanda a aquellos consumidores con demanda maxima
de potencia por encima de los 50 kW. La mediana demanda incluye a aquellos usuarios con

demandas maximas entre 10 kW y 50 kW. Mientras la pequefia demanda es aquella cuyas
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demandas méaximas de potencia son iguales o menores de 10 kW. La gran y mediana demanda
tienen medicion de potencia, mientras que la Pequefia Demanda sélo registra consumos de
energia. Cabe destacar que los suministros al sector residencial ain con demandas de potencia
superiores a 10kW serén clasificadas, para efectos tarifarios, como tarifa residencial (baja
tension, pequefia demanda).

La gran demanda presenta en El Salvador una demanda promedio en el orden de 140 kW de
potencia, mientras que la mediana demanda se ubica en torno a 20 kW. Los consumidores de
mediana demanda poseen un perfil similar al de los consumidores englobados como pequefia
demanda. En ese sentido, la mediana y pequefia demanda presentan, para los distribuidores,

costos diferentes y, por ende, margenes de ganancia diferentes, a la gran demanda.

Los consumidores residenciales con altos consumos arrojan costos de distribucion similares a
la mediana demanda, especialmente, cuando pueden ser agrupados en “urbanizaciones”. Con
relacién a los restantes consumidores residenciales, los mismos forman parte de un mismo
mercado relevante. En particular, CER (2009) acepta que los consumidores residenciales con
consumos menores a 2000 kWh/afio no tienen incentivos para cambiar de proveedor, por lo
que existe poco estimulo a la competencia en ese segmento. No obstante ello, y a los efectos de
analisis regulatorio, fueron incluidos en un Unico mercado relevante del sector residencial, el
cual incluyen aquellos consumidores residenciales que si tiene incentivos para cambiar de
proveedor, pues, de cualquier forma, su estimulo de cambiar es significativamente menor que
el de la gran demanda. En este informe, y con el mismo sentido de practicidad, se sugiere

incluirlos dentro del mercado de la mediana y pequefia demanda.

Justamente, la pequefia demanda residencial en El Salvador no parece ofrecer margenes que
permitan desafiar a los incumbentes, pues el cambio de distribuidor implicaria, para este tipo

de demanda, altos de costos de transaccion y poco margen para tener una menor tarifa.

Por tanto, el andlisis realizado en el Estudio derivd en el establecimiento de dos mercados

relevantes de producto:
a) Servicio de distribucion y comercializacion de energia eléctrica para la gran demanda.
Por su volumen de consumo, poseen mayores incentivos y posibilidades (técnicas y

legales) para la sustitucion, ya sea de proveedor o mediante la conexion al sistema de
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transmision.

b) Servicio de distribucion y comercializacion de energia eléctrica para la mediana y
pequefia demanda. La agregacion considera que segmentos residenciales (pequefa
demanda) exhiben niveles de consumo similares a los categorizados como mediana
demanda y, por tanto, presentan costos de transaccion analogos a cambiar de proveedor
y representan costos de distribucién semejantes para las empresas oferentes. Estos
usuarios tendrian altos de costos de transaccion al cambiar de proveedor y poco margen
para tener una menor tarifa, por tanto representan un mercado cautivo, menos sensible a

las variaciones de precios.

El mercado relevante geografico se definié nacional, dada la inexistencia de zonas
concesionadas para los distribuidores y la rivalidad potencial entre los mismos operadores

(incluso, de los incumbentes).

Otra interpretacién podria ser considerar como mercados relevantes las areas de influencia de
cada incumbente. En el caso de El Salvador, es sabido que los incumbentes no han ingresado
en el area de influencia del otro incumbente, como sucede en otras partes del mundo,
convirtiendo de hecho el area de influencia en exclusividad regional. Sin embargo, se considera
conveniente mantener el analisis desde la 6ptica nacional, pues existe la amenaza potencial del

ingreso de cualquier operador (incumbentes o entrantes) en cualquier area.
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V.  Andlisis de concentracién y dominancia del mercado

212 |os factores que afectan el poder de mercado son ampliamente conocidos: nimero de
jugadores en el mercado relevante, la elasticidad de la demanda, la posibilidad de diferenciar el
producto o servicio, la existencia de productos o servicios substitutos (la elasticidad de la
oferta) y la existencia de barreras a la entrada.

213 Los analisis de concentracion, dominancia, poder de mercado, grado de colusion, etc., no
resultan de aplicacion para los casos de servicios publicos regulados. Dichos anélisis, que se
encuadran dentro de la rama de la Organizacién Industrial, tienen como principal premisa que
las empresas detentan cierto grado de poder para influir en la determinacion de precios y
adicionalmente que las acciones de dichas empresas pueden repercutir en el resultado de otras
empresas. En el caso de los servicios pablicos regulados, las tarifas son determinadas por la
autoridad regulatoria y las empresas no tienen libertad de modificar discrecionalmente dicha
tarifa. Sin embargo, en esta ocasion, los indicadores resultan Utiles para conocer los cambios en

la estructura en el mercado.

214 En lo referente a la definicion de productos del segmento de distribucién, merece destacarse
que la forma tradicional de determinar los indices de concentracion es a través de la
participacion de las distintas empresas en el mercado total, que para el caso de la distribucién

de energia eléctrica dicho mercado es la energia distribuida.

25 En las tablas siguientes, se presenta la participacion de las empresas de las distintas
distribuidoras en los mercados relevantes definidos. Como es conocido, la distribucion de
energia eléctrica presenta indicadores de concentracion elevados tanto a nivel de empresas
como de grupo econémico, situacién que condice con las caracteristicas de monopolio natural

de la industria.

276 |_a Tabla 32 muestra que la participacion de las empresas entrantes en el mercado de la energia

facturada® ha logrado capturar casi el 4% del mercado de la gran demanda, siendo el Grupo

29 Se considera la energia facturada, en lugar de otras variables como puede ser el nimero de clientes, porque es
justamente la facturaciéon de la energia servida lo que produce ingresos a las empresas. El nimero de clientes, por
otro lado, es una variable relevante para estimar los costos eficientes de las empresas, pues es la principal variable
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AES el que ha sufrido el mayor impacto, que en 10 afios ha pasado de tener casi el 73% de ese

mercado al 64% del mismo.

Tabla 32. Participacion por empresas en el mercado de la gran demanda (energia facturada)

Empresa 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014
AES 72.6% 71.5% 72.2% 71.5% 70.5% 72.5% 71.3% 67.9% 63.7% 63.8%
CAESS 49.6% 48.7% 48.1% 48.1% 48.0% 49.7% 48.1% 46.3% 43.6% 43.6%
AES-CLESA 18.2% 17.8% 18.5% 17.5% 16.8% 17.0% 17.4% 15.9% 14.7% 14.7%
EEO 4.0% 4.2% 4.9% 5.2% 5.0% 5.1% 5.1% 4.9% 4.7% 4.8%
DEUSEM 0.7% 0.7% 0.7% 0.6% 0.6% 0.7% 0.7% 0.7% 0.7% 0.7%
EPM 274% 28.5% 21.7% 28.2% 27.2% 25.9% 26.6% 29.0% 32.6% 32.2%
DELSUR 274% 28.5% 27.7% 28.2% 27.2% 25.9% 26.6% 29.0% 32.6% 32.2%
Sin Grupo 0.0% 0.0% 0.0% 0.3% 2.3% 1.6% 2.1% 3.1% 3.7% 3.9%
EDESAL 0.0% 0.0% 0.0% 0.3% 1.4% 0.9% 0.9% 1.8% 2.4% 2.7%
B&D 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.9% 0.7% 1.2% 1.3% 1.2% 1.2%
ABRUZZ0O 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0%

Fuente: Elaboracién propia con base en los Boletines Estadisticos publicados anualmente por la SIGET

217 A diferencia de la gran demanda, en el mercado de la mediana y pequefia demanda, el peso de

las empresas entrantes no supera el 1%, mostrando asi que el mercado mas apetecible para

ellas es el mercado de los consumidores de mayor demanda. Es importante destacar, dentro de

las empresas entrantes, que no todas tienen el mismo perfil comercial: por ejemplo, Abruzzo no

tiene participacion en el mercado de la gran demanda, enfocdndose en el mercado de la

mediana-pequefia demanda, mientras que B&D solo tienen participacion en la gran demanda.

Tabla 33. Participacion por empresas en el mercado de la mediana y pequeiia demanda (% energia facturada)

Empresa 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014
AES 77.2% 76.9% 76.5% 76.3% 76.0% 75.8% 75.7% 75.6% 75.5% 75.2%
CAESS 41.6% 41.2% 40.8% 40.4% 39.9% 39.4% 38.9% 38.7% 38.4% 38.1%
AES-CLESA 17.6% 17.5% 17.5% 17.6% 17.7% 17.9% 18.2% 18.2% 18.3% 18.5%
EEO 14.4% 14.5% 14.5% 14.6% 14.7% 14.7% 14.8% 14.8% 14.9% 14.7%
DEUSEM 3.5% 3.6% 3.6% 3.7% 3.7% 3.8% 3.8% 3.9% 3.9% 3.9%
EPM 22.8% 23.1% 23.3% 234% 23.6% 23.6% 23.8% 23.8% 23.9% 24.0%
DELSUR 22.8% 23.1% 23.3% 23.4% 23.6% 23.6% 23.8% 23.8% 23.9% 24.0%
Sin Grupo 0.0% 0.0% 0.2% 0.3% 0.4% 0.5% 0.6% 0.6% 0.6% 0.7%
EDESAL 0.0% 0.0% 0.2% 0.3% 0.4% 04% 0.5% 0.5% 0.6% 0.6%
B&D 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0%
ABRUZZO 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1% 0.1%

Fuente: Elaboracion propia con base a los Boletines Estadisticos publicados anualmente por la SIGET

28 Existen diferentes medidas del grado de poder concentracion de una industria, una de las mas

inductora de costos (cost driver); lo mismo aplica para la extensién de la red.
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utilizadas es la conocida como Indice de Herfindahl-Hirschmann (HHI), que calcula el grado
de concentracién de una industria en funcion de la suma del cuadrado de las participaciones de
cada firma en el total del mercado. EI HHI calculado sobre la base de las participaciones de los
grupos econémicos en el volumen de energia entregado a usuarios de gran demanda y

mediana-pequefia demanda es presentado en las siguientes figuras.

219 Del andlisis de la evolucion temporal del indice se aprecia una tendencia levemente decreciente
en el nivel de concentracion: para el mercado de la gran demanda el grado de concentracion ha
disminuido debido al ingreso de las empresas entrantes, pasando de poco mas de 6000 en el
afio 2005 a 5129 en el afio 2014 (14%), mientras que para el mercado de la mediana-pequefia

demanda la reduccion ha sido marginal (3%), pasando de 6474 a 6238, respectivamente.

Figura 25. IHH para el mercado de la gran demanda (por grupo econémico)

indice HH por Grupo

6,200 15017 5,988
6,000 5,924

5,800
5,600
5,400
5,200
5,000
4,800
4,600

5,906 5,929

5,139 5,129

2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacion provista por los operadores

Figura 26. IHH para el mercado de la mediana-y pequeia demanda (por grupo econémico)

indice HH por Grupo

6,500 6,474
6,450 -
6,400 -
6,350 -
6,300 -
6,250 -
6,200 -
6,150 -
6,100 -

6,448

6,339

6,309
6,290 ¢,280 6,270

6,238

2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

Fuente: Elaboraci6n propia sobre la base de informacion provista por los operadores

280. Por otra parte, cabe destacar que el HHI solamente presenta una escala ordinal del grado de

concentracion de un mercado, en el sentido de que permite evaluar la evolucion de dicha
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concentraciéon mediante la comparacion de dos o méas afios de andlisis, o bien efectuar
comparaciones entre dos mercados separados en un mismo momento del tiempo. Sin embargo,
el valor en si mismo del HHI para un mercado, en un Unico periodo de tiempo no permite
caracterizar adecuadamente la estructura del mercado. No obstante ello, se presentan algunos
umbrales o valores referenciales para cada tipo de estructura de mercado. Asi, por ejemplo, es
generalmente aceptado que valores de HHI menores a 1.500, no representan una concentracion
significativa, en tanto que valores superiores a 2.500 si lo hacen*. Comparando los valores
obtenidos del HHI con los valores referenciales se puede inferir que el segmento de

Distribucidn presenta una situacion bastante alejada de la competencia.

30 http://www.justice.gov/atr/public/guidelines/hmg-2010.html
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Situacion regulatoria de la industria

A. Aspectos generales

En 1996 se aprobd la Ley General de Electricidad (LGE)3! que, junto con la posterior adopcién
de su reglamento® , consolida el proceso de reestructuracion del sector, disminuyendo la
participacion del Estado en los diferentes segmentos de la industria, promoviendo la inversion
privada y habilitando la competencia en la generacion, transmision, distribucion y

comercializacion de energia eléctrica.

La LGE regula los diferentes segmentos de la industria de la energia eléctrica, asi como a los
agentes que las desarrollan, estableciendo a la SIGET como regulador sectorial. Ademas de las
funciones propias de regulacion, en los arts. 3, lit. a) y ¢) y 112-E de la Ley, también se le

faculta para velar por la defensa de la competencia.

En correspondencia con la LGE, la Ley de creacion de la SIGET®® le otorga facultades para
aplicar el régimen juridico del sector eléctrico, aprobar las tarifas a que se refieren las leyes de
electricidad, dictar normas y estandares técnicos del sector y dirimir los conflictos entre los

diferentes operadores que intervienen en este mercado, entre otras.

La actividad de la distribucion tiene por finalidad principal la entrega de energia eléctrica en
redes de bajo voltaje, art. 4, lit. €), de la LGE. De acuerdo a la Ley, la aplicacion de la
regulacién sectorial debe fomentar el acceso al suministro de energia eléctrica para todos los

sectores de la poblacion.

El art. 2 de la LGE pregona el desarrollo de un mercado competitivo, sin discriminacion
alguna, en las actividades de generacion, transmision, distribucion y comercializacion de

energia eléctrica. Este es un punto clave, ya que para los segmentos de transmision y

31
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La restructuracion del sector eléctrico inicia con el Plan de Gestidn Integral del Servicio Publico de Distribucién de
Energia Eléctrica, que adopta el modelo de Competencia Minorista. Como punto de partida se decretd la Ley General
de Electricidad. Decreto Legislativo No. 843, del 10 de octubre de 1996, publicado en el D.O. No 201, tomo 333, del
25 de octubre de 1996.

Decreto Ejecutivo No. 70, fecha 25 de julio de 1997, publicado en el D.O. No. 138, Tomo 336, del 25 de julio de 1997.
Decreto Legislativo No. 808 del 12 de septiembre de 1996, Diario Oficial No. 189, Tomo 333. del 9 de octubre de
1996.
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distribucion la competencia dentro del mercado no siempre es posible y, aun siendo posible, no
siempre es deseable, ya que la opinion dominante en la literatura es que se tratan de
monopolios naturales. La rivalidad empresarial en las actividades de transmision y distribucion
deberia, por las caracteristicas de esas actividades, enfocarse en promover la competencia “por

el mercado” y no “dentro del mercado”.

Al contrario que en la mayoria de paises donde la introduccion de la competencia se acompafia
con limites a la integracion vertical, El Salvador autoriza que un mismo operador desarrolle
actividades en otro segmento del sector, siempre que establezca una contabilidad separada, art.
8 de la Ley. La experiencia internacional muestra que la separacion contable si bien es
condicion necesaria para desarrollar las areas potencialmente competitivas de un mercado, no

es suficiente, por lo que suele prohibirse.

La generacién corresponde a la produccion de energia eléctrica mediante la transformacion de
alguna clase de energia primaria. Los generadores venden la energia eléctrica en un mercado
mayorista®* . De acuerdo con el art. 51 de la LGE, el mercado mayorista se organiza a través de
un mercado de contratos y un mercado regulador del sistema o “MRS”* . El mercado
mayorista dispone la venta libre de energia eléctrica a través de contratos, pero requiere de
transacciones al contado utilizadas para cubrir las puntas de demanda, los incumplimientos o
simples desajustes en el mercado. La Unidad de Transacciones (UT) debe operar el mercado

mayorista de energia eléctrica y el sistema de transmision.

La LGE regula las actividades de transporte de energia eléctrica: por una parte, la transmision,
que se refiere al transporte de energia eléctrica en redes de alto voltaje; y por otra, la
distribucion, que se refiere al transporte de energia eléctrica desde la red de alta tensién hasta

los puntos de consumo de los usuarios finales, en redes de bajo voltaje*® . Transmisores y

34
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El mercado mayorista estd disefiado como un mercado marginalista, donde las unidades marginales e
inframarginales seran las despachadas en cada franja horaria, para inyectar efectivamente la energia demandada
por las distribuidoras. Una vez descontados los compromisos contractuales de suministro, los generadores

despachados en una franja horaria reciben un pago equivalente al costo marginal.

Es un mercado spot, conocido como pool. En ese sentido, véase a Xavier Vives, El reto de la competencia en el sector

eléctrico, IESE, Universidad de Navarra, 2006, [en linea], http://blog.iese.edu/xvives/files/2012/01/0P-06-13-El-reto-
de-la-competencia-en-el-sector-el%C3%A9ctrico.pdf, [consulta: 30 de agosto de 2016].

Se entiende que una red de transporte de electricidad es un conjunto integrado de equipos de transporte de energia
eléctrica. Las redes de distribucion transportan la energia eléctrica en baja tensidn y, normalmente, se emplean para
abastecer consumos domiciliarios y alguna parte de los industriales. Las redes de bajo voltaje comprende la media y
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distribuidores constituyen operadores de las redes de transporte.

La comercializacion de energia eléctrica es la compra de energia a otros operadores con el
objeto de revenderla. Las transacciones comerciales pueden llevarse a cabo tanto en el mercado
mayorista como en el mercado minorista, que es donde se suministra energia a los usuarios
finales. Todo comercializador debera tener acuerdos firmados con los propietarios de las redes

de transmision y distribucion para transportar la energia eléctrica® .

B. Regulacion de segmento distribucion

Si bien la literatura® y la experiencia internacional® reconocen a la distribucién de energia
eléctrica como un monopolio natural otorgadndole por lo tanto exclusividad territorial a los
operadores mediante concesiones, en El Salvador, la normativa sectorial no le otorga
exclusividad territorial al distribuidor en las areas de influencia donde opera, limitandose a
conceder autorizaciones para operar mediante un registro administrativo de la SIGET (art. 7 de
la LGE)® . En coherencia, el art. 2 de la LGE establece como objetivo de la normativa el

desarrollo de un mercado competitivo en la distribucion.

- Estos rasgos caracteristicos condicionan la formulacion de reglas e instrumentos coherentes
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baja tension.

La media tensidon se emplea para transportar tensiones medias desde las subestaciones hasta las subestaciones o
bancos de transformadores de baja tension, a partir de los cuales se suministra la corriente eléctrica a los usuarios
finales. Se trata de tensiones entre 600 voltios y 115 kilovoltios.

La baja tensidon se emplea para transportar la energia a la pequefia industria, el alumbrado publico y los hogares. Se
trata de tensiones menores a 600 voltios.

El art. 75 de la LGE establece que “todo usuario final debera contratar el servicio con un comercializador. Los
contratos de suministro deben cumplir los términos y condiciones de los pliegos tarifarios elaborados por la SIGET”.
El art. 76, por su parte, establece que “en los documentos de cobro por el suministro de energia eléctrica a usuarios
finales deberan diferenciarse los cargos por el uso de la red de distribucion, de los cargos por consumo de energia
eléctrica”. Los dos articulos anteriores indican que las ventas a usuarios finales se realizan a través de distribuidores,
los cuales actian como distribuidores-comercializadores, a la vez que determinan cargos especificos para cada una
de las actividades, de manera de minimizar la afectacion de los ingresos.

Al respecto, Joskow, P., Opus cit., pags. 1229-1340; Kiinneke, R., Electricity network: how “natural” is the monopoly?
Utilities Policy 8; 1999; pags. 99-108; Salvanes, K y Tjgtta, Opus cit. pags. 669-685; y Saplacan, R., Opus cit. pags. 231-
237.

Como en el caso de Reino Unido, Noruega, Estados Unidos, Espaiia y Colombia.

La prestacion de los servicios de distribucidon de energia eléctrica se realiza mediante Autorizacion Administrativa.
Adicionalmente se requiere de una inscripcién en el Registro de Operadores de la SIGET, dicha inscripcion debe ser
actualizada anualmente.
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con dicha premisa* . Por ejemplo, las “Reglas especiales para el calculo del cargo por uso de
red a distribuidores que lo solicitan por primera vez”; asi como la “Metodologia de traslado de
los precios ajustados de la energia a las tarifas de energia eléctrica de los usuarios finales”, que
contiene  disposiciones especiales para distribuidores nuevos que actGan como
comercializadores*? ; y el “Procedimiento para el calculo de los factores de forma de la
demanda de las distribuidoras”, que establece una metodologia particular aplicable a las

distribuidoras sin demanda consolidada.

La regulacién sectorial establece la obligatoriedad de los distribuidores y transmisores de
permitir la interconexién a través del enlace de sus equipos y el uso de las redes para la
transferencia de energia entre las instalaciones de otros operadores®® , arts. 4, lit. h); 27 de la
LGE “y 56 de su reglamento. De tal forma, la interconexion se regula como un mecanismo
gue debe facilitar el transporte eficiente de energia en el sistema eléctrico. Las condiciones
para la interconexion deben ser definidas por las partes, lo cual incluye el acuerdo sobre una

contraprestacion econémica o peaje por el uso de una infraestructura ajena® . La interconexion
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El punto mas debatible de la LGE es no reconocer explicitamente la existencia de monopolios naturales en los
negocios de transmision y distribucidn de energia eléctrica, al no establecer areas de exclusividad. Sin embargo, cabe
destacar que esta regulacion, en su formulacién actual regula a los negocios de distribucion y transmision como
monopolios naturales, pero al mismo tiempo le introduce la amenaza de la competencia en sus redes, lo que
configura la existencia de objetivos incongruentes.

En el caso especial de las empresas distribuidoras que iniciaron operaciones en el afio 2007 y 2008, a las cuales no es
posible establecerles indicadores de referencia de costos eficientes con base en la revision tarifaria quinquenal
realizada en el afio 2007, el calculo de los costos de operacién y mantenimiento de los cargos de distribucién y
comercializacion se basa en los costos reales reportados por la empresa en el afio base, los cuales serdn ajustados
por la SIGET de conformidad a criterios de eficiencia. La regla no recoge las mejores practicas internacionales las
cuales incorporan elementos de incentivos regulatorios, a la hora de determinar los costos eficientes. Los costos que
se reconocen a dichas empresas devienen de sus propios costos reportados, a los cuales se les hacen algunos
ajustes, pero que en esencia no se derivan de una referencia independiente.

La interconexidon no supone, en ningln caso, un mecanismo para introducir “competencia en redes”, sino un
mecanismo para facilitar a operadores el acceso al sistema eléctrico, llevar a cabo transacciones entre ellos y
transportar la energia eléctrica transada. Cabe advertir que la LGE y su reglamento no prevén expresamente la
posibilidad de que un distribuidor ejerza la actividad de distribucion en una determinada zona a partir de su
conexion a la red de otro distribuidor.

El art. 27 de la LGE establece que “Los transmisores y distribuidores estaran obligados a permitir la interconexiéon de
sus instalaciones y la utilizacion de las mismas para el transporte de energia eléctrica, excepto cuando esto
represente un peligro para la operacidn o seguridad del sistema, de instalaciones o de personas”. El legislador dejé
claro que la interconexién y la utilizacion de las redes es para el transporte de energia, lo cual obliga a un adecuado
desarrollo regulatorio del acceso a las redes de formar de evitar la desadaptacion de activos.

El art. 63 de la LGE establece que “en los contratos de transmision y distribucién se deberan diferenciar claramente
los cargos a pagar por la construccion, ampliacién, modificacion o sustitucion de las instalaciones necesarias para
realizar la interconexion, de los cargos a pagar por el uso de las redes... los cargos por el uso de las redes deberan
establecerse de conformidad con el método establecido por la SIGET". La regla permite a los incumbentes establecer
las condiciones y cargos de interconexion, a la vez que le garantiza un cargo por uso de red delineado bajo la
metodologia sefialada por la SIGET.
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solo podra denegarse cuando represente un peligro para la operacion o seguridad del sistema,
de instalaciones o de personas.

Los distribuidores estan obligados a suscribir contratos de largo plazo a través del proceso de
libre concurrencia, por un porcentaje minimo de su demanda de potencia méxima y su energia
asociada®® . Hasta el 31 de diciembre de 2017 el porcentaje minimo sera del 70% y, a partir del
1 de enero de 2018, sera del 80% *’ . Considerando que los precios de los contratos son fijos,
aunque ajustables a la inflacion bajo pardmetros determinados, la medida contribuye a
estabilizar los precios promedio de energia adquirida por los distribuidores y a introducir

competencia en el mercado mayorista.

Las empresas distribuidoras actian como comercializadores de Gltimo recurso. Los arts. 77-C
de la LGE y 87 de su reglamento imponen a los distribuidores la obligacion de atender a
cualquier usuario final que le solicite el servicio, siempre y cuando éste se encuentre conectado
a su red y cumpla con las condiciones establecidas en el pliego tarifario vigente, incluso debera
extenderla hasta 100 metros o a trasladar los costos al usuario, cuando exceda dicha distancia,
con tal de cumplir con la obligacion. La intervencién de los distribuidores incumbentes al
actuar como comercializadores en los territorios donde despliegan sus redes, les obliga a
prestar el servicio a mercados que poseen una diversa densidad poblacional y un consumo
heterogéneo. De ahi que, las distribuidoras incumbentes estén condicionadas a poseer una

demanda heterogénea“® .

46
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Las empresas distribuidoras tienen la obligacion de contratar un porcentaje de su demanda de potencia maxima y su
energia asociada de sus clientes cautivos. Los contratos son a largo plazo, aprobados por la SIGET y se realizan a
través de un proceso publico mediante libre concurrencia.

Decreto Ejecutivo No. 15, del 28 de enero de 2013, publicado en el Diario Oficial No. 18, Tomo 398, del 28 de enero
de 2013.

Los arts. 77-C de la LGE y 87 de su reglamento establecen que los distribuidores deben atender a cualquier usuario
final que le solicite el servicio, siempre y cuando éste se encuentre conectado a su red. Ademas, deberd extender su
red hasta 100 metros o a trasladar los costos al usuario, cuando exceda dicha distancia, para cumplir con dicha
obligacidn.

En cambio, para los distribuidores entrantes, el Anexo 4, apartado 1.6, de las Normas para la determinacién del
cargo por el uso de las redes de distribucidon y de cargo de comercializacidn, establece que “el proyecto de
distribucién a realizar... debera considerar la prestacidn del servicio a nuevos usuarios dentro de una o varias areas
geograficas determinadas y evidenciar una posibilidad elevada de que el mercado previsto tendra una composicion
heterogénea de clientes en lo que se refiere al tipo de usuarios a atender... los clientes deberan de estar compuestos
por diversos tipos de usuarios y la estructura sobre la cual se considera la heterogeneidad deberd guardar relacion
con la estructura de los usuarios de todo el pais”. Este apartado tiene por objetivo minimizar el impacto del
“descreme” del mercado obligando a los entrantes a tener una cartera de clientes balanceada y en armonia con el
resto de la estructura de clientes del pais. En ese sentido el apartado estd bien fundado. Sin embargo, el apartado no
precisa en términos cuantitativos cudl es la condiciéon para que una cartera de clientes sea considerada con una
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- A continuacion, se desarrollaran los aspectos fundamentales de la remuneracién de la actividad

de la distribucién.

i. Remuneracidn de la actividad

La regulacion sectorial de distribucion determina a que la actividad no se retribuya via precios

formados competitivamente, sino por via de tarifas aprobadas por la SIGET*® .

Por regla general, los distribuidores que actlen como comercializadores deben someter sus
pliegos tarifarios, acompafiados de un estudio y de la documentacion que respalde su solicitud,
a la revision y aprobacion de la SIGET® . Las tarifas de estos pliegos estan compuestas por (i)
los cargos de distribucion, (ii) los cargos por energia y (iii) los cargos de comercializacion. El
resto de precios relacionados con los servicios de energia que no se encuentran explicitamente
regulados deben ser fijados por acuerdo entre el distribuidor y terceros, arts. 9, inciso final, y
63 de la LGE.

Respecto a la vigencia de los pliegos tarifarios, la LGE y su reglamento® disponen que la
aprobacion de las tarifas es anual y pueden ser ajustados por inflacion en los meses de abril,
julio y octubre °2 . Sin embargo, el art. 4 de las “Normas para la determinacion del cargo por el
uso de las redes de distribucion y de cargo de comercializacion” establece, a su vez, una

aprobacion quinquenal. En la préctica, la aprobacion quinquenal implica el célculo de los

49

50

51
52

“composicién heterogénea”.

Cabe advertir que las “Normas para la Determinacion de los Cargos por el Uso de las Redes de Distribucion y del
Cargo de Comercializacion” formulan una metodologia que determina cargos regulados de distribucion vy
comercializacion, que son parte de la tarifa final a usuarios que debe aplicar el distribuidor, donde los distribuidores
son concebidos como operadores que prestan servicios de distribucion y comercializacién en forma integrada, y no
como comercializadores independientes.

Art. 90 del Reglamento de la LGE, y art. 4 de las Normas para la determinacion del cargo por el uso de las redes de
distribucién y de cargo de comercializacion, Acuerdo de SIGET N°587-E-2012, del 1° de agosto de 2012, publicado en
el Diario Oficial N° 164, Tomo 396, del 5 de septiembre de 2012.

Arts. 78 de la LGE y 87 y 89 de su reglamento.

El ajuste se realiza de acuerdo a la tasa de inflacién anual, siempre que exista una diferencia mayor al 10% del valor
ajustado respecto al valor vigente.

Si bien la incorporacion de clausulas de ajuste con una periodicidad dada es un practica habitual y correcta de la
regulacion tarifaria de industrias de red, a los fines de mantener el valor real de la tarifa, en el caso de El Salvador el
ajuste de los cargos de distribucidon y comercializacion estd sujeto a la verificacion de una clausula gatillo, situacion
que puede generar un rezago regulatorio innecesario, que eventualmente puede afectar el equilibrio econémico-
financiero de las empresas reguladas.
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cargos para cada empresa acorde a sus costos de un afio base. Las tarifas aprobadas para el
quinguenio se ajustan trimestralmente por inflacion, lo cual coincide, en enero, con una
aprobacion anual.

Las actividades de distribucion se remuneran a través del reconocimiento de los cargos por el
uso de sus redes. De acuerdo al art. 67 de la LGE, los cargos reconocidos en las tarifas se

determinan con base en el costo medio de prestar el servicio® .

Estos cargos se obtienen dividiendo los costos totales de inversion, operacion y mantenimiento
de la red entre el consumo de sus usuarios® . El costo de prestacion del servicio se calcula,
para cada empresa, considerando los valores correspondientes al afio inmediatamente anterior
al de su aprobacion (afio base del estudio). El costo total comprende los costos de inversion,
gue se obtienen mediante el calculo del Costo de Capital (CCA) y los costos operativos,
determinados por el Costo Total de Operacién y Mantenimiento (CTOM). Por su parte, el
consumo de los usuarios se estima a través de la Capacidad Total de Transferencia (CTT)% del
subsistema correspondiente a cada nivel de tension. Estos cargos son calculados en forma
separada para las redes de Media Tension (MT) y Baja Tension (BT), y se expresan en dolares
por kilovatio (kW) al mes.

Recuadro 6. Metodologia para determinar los cargos de distribucion

El anexo 4 de las “Normas para la determinacién del cargo por el uso de las redes de distribucion y de
cargo de comercializacion” desarrolla la metodologia para el célculo de los cargos de distribuciéon a
reconocer en las tarifas que los distribuidores cobran a los usuarios finales. Los costos de la actividad se

separan en dos tipos: costo anual de capital (CCA) y costo total de operacion y mantenimiento (CTOM).

Para calcular los primeros, se utiliza la anualidad del valor nuevo de reemplazo de una red de distribucion

eficiente dimensionada al mercado (art. 66 LGE). Este es un método de valuacion de los activos fijos que se

emplea como parametro de retribucion del capital. Se calcula mediante la determinaciéon del valor anual

53

De acuerdo al art. 67 de la LGE, estos costos corresponden a los costos medios de inversién, operacion y

mantenimiento de una red de distribucién dimensionada y operada eficientemente.

54

La regulacion considera como denominador la capacidad de transformacién para el afio base, es decir la capacidad

demandada por los usuarios en el afio previo a la realizacién del estudio tarifario. El método de determinacion de los
cargos tarifarios es adherente con la practica internacional.

55

La Capacidad Total de Transferencia es la suma de las potencias maximas de los clientes de cada nivel de tensién.
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correspondiente a un capital inicial dado por la base de activos (inversiones en activos fijos de la red de
distribucion y aquellos necesarios para prestar el servicio eléctrico), a una tasa de descuento (10%, art. 68

LGE) y un horizonte temporal determinado.

En el caso de los costos de operacion y mantenimiento, las normas presentan una antinomia ya que, por
una parte, indican que el costo total de operacién y mantenimiento debe calcularse segiin los precios de
mercado y, por otra parte, se establece que deben calculados con base en los costos de operar y mantener
la red de distribucion tomados de los registros contables de la empresa durante el afo base. En la practica

se aplica esta Gltima regla.

Para obtener los cargos de distribucion, los costos son divididos por la Capacidad total de transferencia
(CTT), que representa decir la capacidad demandada por los usuarios en el afio previo a la realizaciéon del
estudio tarifario. Los cargos, separados por nivel de tension, se calculan mediante las siguientes

expresiones:

(CCAyr + CTOMy7)
CTTsr + CCTyr

CDiStT'MT =

(CCAgr + CTOMjgy)
CTTsr

CDiStT‘BT =

Si bien el método de calculo establece las tarifas al nivel de los costos medios de la actividad, congruente
con las caracteristicas de monopolio natural, no esta blindado para competencia por clientes. La potencial
amenaza de que otras distribuidoras puedan captar a ciertos clientes (particularmente los de mediana o
gran demanda) de las incumbentes, y con el esquema de ajuste de los desbalances en la compra de
energfa, aporta un factor de inestabilidad en los ingresos de las distribuidoras y un potencial efecto en la

tarifa del resto de los usuarios.

Es decir, si algunos usuarios de gran demanda dejan de comprar a la distribuidora incumbente una vez que
el cargo tarifario fue determinado con sus respectivas demandas de capacidad como denominador de la
formula tarifaria, entonces la distribuidora pierde parte de la base de demanda de capacidad sobre la cual
se aplican los cargos tarifarios. Consecuentemente, el incumbente puede ver afectado en forma
significativa sus ingresos, y sus clientes verian elevados sus cargos de distribucioén. Un riesgo de demanda
de este tipo podria estar captado en otros componentes regulatorios como la tasa WACC, pero en el caso

de El Salvador la tasa esta fija por Ley.

%01 En ese sentido, de acuerdo a la metodologia tarifaria, los cargos de distribucion resultantes
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representan los costos medios de prestar el servicio de transporte de energia a usuarios finales.
Esto significa que la tarifa promedia el costo de atender a todos los usuarios, aunque éstos
individualmente impliquen costos diferentes para la distribuidora.

Se advierte que, a diferencia de los operadores incumbentes, a los nuevos operadores que
ingresen al mercado se les aplica un régimen especial, establecido en el Anexo 4 de las
“Normas para la Determinacion de los Cargos por el Uso de las Redes de Distribucion y del
Cargo de Comercializacion™® | donde se indica que los cargos se definiran conforme una
proyeccion de su demanda esperada, las inversiones a efectuar y las areas previstas de

operacion®’.

ii.  Tratamiento del costo de la energia

Los costos de la energia suministrada no constituyen parte del negocio de la distribucién, por
lo que Unicamente se trasladan a las tarifas cobradas a los usuarios finales (pass through). La
tarifa reconoce los cargos por energia eléctrica compuesta por una combinacién de la energia
adquirida en el mercado de contratos y en el MRS, de modo que suma el costo total de ambos
mercados y se divide por la energia retirada del sistema, representando el costo medio® .

El costo de abastecimiento de energia eléctrica representa la mayor parte de la tarifa al
consumidor final (aproximadamente 80%) vy, por ende, del flujo de caja de la empresa. Para
cumplir los compromisos de suministro, los distribuidores deben contratar los porcentajes

minimos de su demanda de potencia méaxima y energia asociada, actualmente de 70%.

Respecto de los precios pagados por la energia se presentan dos tipos de rezago en la
recuperacion, via tarifa, del costo de adquisicién. En primer lugar, en el mercado de contratos,

los precios reconocidos en las tarifas que se cobran al usuario final corresponden a los pagos
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Aprobadas por la SIGET mediante Acuerdo No. 587-E-2012, de fecha 1 de agosto de 2012, publicado en el Diario
Oficial Numero 164, Tomo 396, del 5 de septiembre de 2012.

Cabe advertir que, para el caso de redes muy pequefias que abastecen clientes industriales localizados en las
proximidades de nodos de interconexidon con sistemas de transmisién, puede ocurrir que la tarifa o cargos
correspondientes resulten menores que los de las empresas incumbentes. Esta situacion, sumada al hecho de que
no existe exclusividad territorial, es la que genera la potencial amenaza de duplicidad de red y de competencia
dentro del mercado, con la consecuente afectacidon potencial de los ingresos de las empresas incumbentes e
ineficiencias propias de la pérdida de escala para el sistema en su conjunto.

Arts. 79, literales a) y b), de la LGE y 90, literal a), de su Reglamento.
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307.

308.

309.

que el distribuidor efectta al generador por el suministro de la energia adquirida en el trimestre
anterior. Las variaciones en el total pagado por el distribuidor de un trimestre a otro son
recuperadas hasta que la tarifa los incorpore en el siguiente ajuste.

En segundo lugar, en el MRS, el monto que paga el distribuidor no es recuperado en su
totalidad sino hasta el trimestre posterior al de su compra. Esto debido a que el precio
reconocido en la tarifa trimestral no es el precio real, sino un precio de referencia. De modo
gue para cada trimestre, los diferenciales entre los precios efectivamente pagados respecto del
precio de referencia son financiados hasta el siguiente trimestre, en el cual se ajustan al ser

expresamente reconocidos®.

C. Regulacién de segmento comercializacion

El Reglamento aplicable a las Actividades de Comercializacion de Energia Eléctrica y sus
posteriores reformas regulan el mercado de comercializacion, y determinan los objetivos

regulatorios buscados por las autoridades.

La regulacion salvadorefia promueve la competencia en la comercializacion de energia
eléctrica. Asi, los usuarios finales podran contratar el suministro de energia en forma total o
parcial, con uno o varios comercializadores o con el distribuidor al que esta conectado. El
cambio de suministrante debera comunicarse al comercializador por escrito, con treinta dias de

anticipacion®.

Los usuarios finales podran contratar el suministro en forma total o parcial, con uno o varios
comercializadores o con el distribuidor al que estén conectados, debiendo tener un contrato

para cada medidor. Asimismo, el cambio de medidor debera ser cubierto por parte del usuario.
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Los ajustes del precio de la energia fueron definidos inicialmente como semestrales (12 de octubre y 12 de abril de

cada afio). Sin embargo en la actualizacion del RLGE realizada en julio de 2010 se incorpora el ajuste trimestral del
costo de abastecimiento (Art. 90).

Procedimiento para el cambio de suministrante de energia eléctrica por parte de un usuario final, aprobado por la

SIGET mediante Acuerdo No. 207-E-2003, de fecha 20 de agosto de 2003. La fuga de clientes, en el marco de los
ajustes tarifarios, favorece condiciones que pueden generar situaciones de desequilibrio financiero para las
empresas, ya que al irse los clientes el ajuste en las tarifas por descalce financiero recaera en los consumidores
cautivos, o sea, los clientes que se “fugan” no se llevan la carga financiera que han generado.

118



310

311.

- Todo comercializador debe poseer contratos de distribucion para el transporte de la energia
eléctrica que suministrard al usuario final®. Es responsabilidad del comercializador la
facturacion mediante un documento Unico, identificando por separado el cargo por energia del
cargo por uso de la red, por lo cual, los montos recolectados por este Gltimo concepto deben
remitirse al distribuidor. En esta forma el comercializador paga el peaje por el uso de la red de

distribucion.

Los cargos de comercializacién incluyen los costos de atencion al cliente, facturacion y
cobranza, los cuales estdn basados en los registros contables de los costos que enfrentd la
empresa para atender su demanda durante el afio inmediatamente anterior al de su calculo (afio
base). Los cargos se calculan para los segmentos de (i) pequefia y mediana demanda y (ii) gran
demanda®? , y se obtienen dividiendo los Costos de Atencion al Cliente (CoAC) entre el
promedio anual de usuarios de cada segmento. Estos cargos se ajustan por inflacidn

trimestralmente®.
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El art. 72 de la LGE establece que “los comercializadores deberan tener contratos de distribucién con cada uno de los
operadores de las redes que utilicen para el suministro de energia eléctrica. En los contratos de distribucién se
deberd establecer la forma en el que el comercializador pagard al distribuidor por la energia consumida por los
usuarios, finales, en exceso de la contratada”. Este requisito cumple una doble funcién. En primer término es una
herramienta para garantizar la provisién del servicio a los usuarios finales, de manera tal que, ante la posibilidad de
cambio de comercializador existe la garantia que dicho comercializador debe mantener contratos con el distribuidor.
Es decir, la voluntad implicita de la norma es que se reconozcan los costos de usar la red del distribuidor. Por otra
parte, esta exigencia es una forma de garantizar que los distribuidores puedan aplicar el cargo por uso de la red o
cargo de distribuciéon ya sea directamente a los usuarios finales o a los comercializadores que actuan en
representacion de éstos. En la practica no hay comercializadores minoristas que no sean distribuidores, por lo que el
articulo en sentido estricto no aplica.

Se considera pequefia demanda a los servicios en los cuales la demanda mdaxima de potencia es menor a 10 kW. La
mediana demanda comprende consumos entre 10 y 50 kW, mientras la gran demanda es considerada a partir de 50
kW. Cabe advertir que, de acuerdo al articulo 9 de los Términos y Condiciones Generales al Consumidor Final, “los
servicios suministrados a casas o apartamentos destinados exclusivamente para uso residencial se clasificaran en la
tarifa No. 1-R aun cuando tengan una demanda maxima de potencia mayor a 10 kW”.

De acuerdo al art. 11 de las “Normas para la Determinacion de los Cargos por el Uso de las Redes de Distribucién y
del Cargo de Comercializacién”, el procedimiento para el célculo de los cargos de comercializacion es aplicable a los
usuarios finales de las empresas distribuidoras que actien como comercializadoras en el area geografica donde se
ubican sus redes. De tal forma, los cargos calculados a nivel global, seran utilizados para establecer el componente
de cargos de comercializacion que la Distribuidora presentara para aprobacion de la SIGET. De acuerdo al sentido del
articulo, la actividad de comercializacion minorista corresponderia ser desarrollada por los distribuidores
incumbentes que tienen las redes necesarias para llegar hasta los usuarios finales.
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VII.

312.

313.

314.

315.

Problematica derivada del marco normativo vigente

A continuacion se presentan los principales tipos de conflictos entre agentes del mercado
salvadorefio y que guardan relacion con la disfuncion normativa:
a) Adquisicion de redes de distribucion ubicadas en urbanizaciones (redes de terceros).
b) Construccion de lineas de distribucién desde una subestacion a través de un by-pass de
la red existente.
C) Aumento de tarifas de largo plazo para los consumidores cautivos por “descreme” de
mercado.
d) Desequilibrio econémico-financiero de corto plazo para las empresas incumbentes.

e) “Descalce” en los contratos de largo plazo por fuga de clientes.

A. Adquisicidn de redes de distribucion ubicadas en urbanizaciones

Esta situacion se genera como consecuencia de los alcances limitados de la regulacion sobre
los derechos de propiedad de las redes de las urbanizaciones y la incorporacién de los costos de
su adquisicidn en los cargos de distribucion, agravado por la falta de exclusividad territorial en

la distribucion.

El Anexo 4, apartado 1.6, de las “Normas para la Determinacion de los Cargos por el Uso de
las Redes de Distribucion y del Cargo de Comercializacion”, establece que “en caso que las
instalaciones de distribucién hayan sido construidas como parte de un proyecto urbanistico y
que la sociedad constructora forme parte, directamente o a través de empresas controladas, de
la entidad que solicita la aprobacion para prestacion de la actividad de distribucion, no se le
reconocera como parte de la tarifa la remuneracion sobre el capital conformado por los ABS de
las instalaciones existentes a la fecha de solicitud de aprobacién de los pliegos. Las
instalaciones construidas con posterioridad a la solicitud de aprobacién tendrén el tratamiento
estandar definido en las Normas para la Determinacion de los Cargos de Distribucion y

Comercializacion referente al calculo del costo anual de capital (CCA)”.

Este apartado deja claro que no se deberia reconocer en los cargos de distribucion los costos
correspondientes a las redes ubicadas en urbanizaciones cuando la empresa constructora y el

distribuidor estén vinculados. No obstante, la regla deja espacio para que a terceros
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317.

318.

distribuidores que compren esas instalaciones si se les reconozcan los costos de adquisicion.

Los posibles efectos de la problematica estan dados por la afectacion de los ingresos de las
empresas incumbentes, en la reduccion del excedente del consumidor servido por el
incumbente como consecuencia de los incrementos de tarifas necesarios por el traslado de
usuarios, y por la ineficiencia incurrida por la incumbente debido a una reduccidn de la escala

de operaciones.

En su art. 77-C, la LGE contiene una herramienta para lograr dos objetivos importantes: la
universalizacion del servicio y la eficiencia asignativa, es decir, que se reconozcan los costos
eficientes que generan los usuarios a las empresas distribuidoras. En efecto, dicho articulo
prevé que:
“El distribuidor estara obligado a expandir sus lineas de distribucién hasta una distancia
méaxima de cien metros a fin de proporcionar el servicio eléctrico a los usuarios finales que
lo soliciten. La extension de las lineas de distribucion hasta esta distancia seré a costo del
distribuidor, y solamente la conexién del servicio; es decir, acometida y medidor, sera a
costo de los usuarios finales.
En los casos en donde el punto de entrega esté ubicado a una distancia mayor que cien
metros de las instalaciones del distribuidor, correra por cuenta del usuario final la
construccion de la infraestructura que exceda de dicha distancia y que sea necesaria para
que éste accese al servicio de energia eléctrica. La mencionada infraestructura podra ser
desarrollada por el distribuidor, con cargo al usuario final, de conformidad a la normativa
establecida por la SIGET.
El distribuidor debera proporcionar al usuario final facilidades financieras para el pago de
las extensiones de lineas de distribucion solicitadas, cuando éstas corran por cuenta de
dicho usuario final, asi como para el pago de los costos de conexion y reconexion de los
servicios eléctricos. En todo caso, el financiamiento debera ser de hasta doce cuotas

mensuales, iguales y sucesivas, sin intereses (Sic)”.

Es decir, si hubiera exclusividad territorial, la aplicacion de esta regla permitiria cumplir con
los dos objetivos mencionados de politica regulatoria. Sin embargo, al habilitar la rivalidad en
redes surgen oportunidades de rentas para que distribuidores operen al interior de

urbanizaciones y arbitren entre los cargos de la media y baja tension. De esta forma, los

121



usuarios de esas instalaciones logran pagar menos que si fueran atendidos por el incumbente y
el distribuidor que opera en la urbanizacion consigue apropiarse de la renta que surge del
arbitraje econémico. Sin embargo, los usuarios cautivos del incumbente no logran apropiarse
de los beneficios que esos clientes fugados arrojarian al aumentarse la escala del negocio del
incumbente. En suma, es una transferencia de ingresos desde los usuarios cautivos hacia los

usuarios que se “fugan” y al nuevo distribuidor.

B. Construccion de redes de distribucidn en zonas en las cuales ya existen redes

previas

819 Un esquema de dicha problematica se presenta a continuacion:

320.

321.

Figura 27. Esquema de Duplicacion de red

Incumbente 1 I Subestacion 1

Entrante

Regién A

Regién B

@

Incumbente 2 I Subestacion 2

Interconexién Solicitada

Entrante

Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacién provista por los operadores

Como se ve en la anterior figura una entrante puede encontrar rentable la duplicacion de la red,

a partir de una subestacion.

Puede darse el caso que potenciales entrantes encuentren econémicamente atractivo hundir un
determinado capital para duplicar la red de la incumbente de manera de abastecer a usuarios de
gran demanda que se localicen en las proximidades de la subestacién. La proximidad a la
subestacion es un requisito importante para que la inversion necesaria no resulte
extremadamente onerosa, en tanto que el abastecimiento a clientes de mediana o gran demanda
es una condicion necesaria para la determinacion de cargos tarifarios medios relativamente

bajos.
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323.

324.

325.

La implicancia directa de esta situacion esta en la potencial afectacion de los ingresos de las
distribuidoras incumbentes y en el consiguiente aumento de los cargos medios para los

usuarios cautivos.

Como se menciond anteriormente, si hubiera exclusividad territorial no se produciria este
problema, ya que el distribuidor incumbente tiene la obligacion, segun el art. 77-C de la LGE,
de realizar la conexion de usuarios, ain de aquellos que estén ubicados mas alld de 100 metros

de sus instalaciones, bajo el pago de los costos que originan su incorporacion a la red.

C. Construccion de lineas de distribucién desde una subestacidon a través de un

bypass de la red existente

Otra arista de la competencia dentro el mercado es representada en la siguiente figura, que
muestra el caso en que pequefios distribuidores generan una especie de red de subdistribucion
gue se conecta directamente desde la red de alta tension con los usuarios finales sin necesidad

de interconectar con la red del distribuidor incumbente.

Figura 28. Competencia dentro del mercado por parte de pequeiios distribuidores

6 g Punto de Conexién
enerador

Distribuidor 1
Transmisor

\_/_6 o

Punto de Conexion

s Pequefio Distribuidor
e Distribuidor

Fuente: Elaboracién propia sobre la base de informacion provista por los operadores

Por razones de eficiencia productiva, esta situacion es normal cuando se trata de atender a
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327.

328.

329.

330.

usuarios de gran demanda. En El Salvador, la aplicacion del bypass no se limita a esta
situacién. Como se expuso, esta situacion podria otorgar ciertos elementos de contestabilidad a
una industria que presenta condiciones de monopolio natural, en consecuencia, las
implicancias de dicha situacion estan asociadas a la ineficiencia social inherente en la
duplicidad de redes, los mayores costos para los usuarios de las empresas incumbentes y las
potenciales afectaciones de los ingresos de dichas empresas.

El bypass supone un uso ineficiente de las redes previamente instaladas y arroja incentivos
perversos para la “fuga” de clientes, por lo cual, no deberia estar permitido. La excepcion
aplicaria para los usuarios de gran demanda, quienes deben disponer de la libertad para

conectarse a la red de transmision y, por tanto, pasible de bypass de la red existente.

D. Equilibrio econémico financiero de corto plazo para las empresas incumbentes

La fuga de clientes como consecuencia de las practicas anteriormente aludidas repercute en el
equilibrio econémico-financiero de las distribuidoras incumbentes. En términos generales, hay

tres mecanismos principales de afectacion potencial de los ingresos de dichas distribuidoras.

El primer mecanismo se da cuando las migraciones de usuarios de una empresa incumbente
hacia una entrante reduce significativamente la base de demanda de potencia o energia sobre la

cual aplicar los cargos tarifarios, afectando directamente a los ingresos.

El segundo mecanismo se presenta por la firma de contratos de largo plazo con generadores
para poder abastecer a la demanda. Ante una fuga importante de demanda, las distribuidoras
incumbentes pueden quedar con un contrato de abastecimiento que resulte sobredimensionado
para sus necesidades. Ante esta situacion, se deberia habilitar que ante reducciones de mas de
cierto porcentaje de la demanda, como consecuencia de fuga de clientes hacia distribuidoras
entrantes, las incumbentes tengan el derecho de solicitar una renegociacion de su contrato de

largo plazo de compra de energia.

El tercer mecanismo estd dado por el esquema de recuperacion del precio de la energia, dado
que la diferencia entre el precio de compra de energia en el MRS respecto del precio de

reconocido en tarifa se traslada al costo de energia del periodo siguiente, el cual se aplicard
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E.

332.

sobre una base de demanda menor debido a la migracion de usuarios. Esta migracion en
sintesis afecta la recuperacion del componente precio de energia eléctrica para la empresa

incumbente.

La siguiente figura resume esta situacion, en el periodo inicial el precio de la energia
reconocido en tarifa es PEy, al final del primer periodo, el costo de la energia en el mercado
spot es MRS(1), de los cuales PE, son recuperados en tarifa y MRS(1)-PE, es el pago diferido
que sera recuperado en el siguiente periodo. En el siguiente periodo el valor de energia en
tarifa es MRS(1) que incluye el precio inicial mas el pago diferido. Esta nueva componente
ajustada de precio de energia debe ser recuperada de los usuarios existentes al momento de
generarse la obligacién de compra de energia en el mercado spot, a un precio superior al de
tarifa. Si los usuarios migran de distribuidora la incumbente se encuentra imposibilitada de

recuperar el pago diferido.

Figura 29. Efecto precio de energia eléctrica (rezago tarifario)
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Fuente: Elaboracion propia sobre la base de informacién provista por los operadores.

Problemas de liquidez por rezagos tarifarios

El esquema de ajuste de los cargos de distribucion y comercializacion incluye una especie de
clausula gatillo que habilita la aplicacion de dicho ajuste cuando la variacién registrada en la

férmula de referencia es mayor a 10%. Esta situacion extiende el rezago regulatorio pudiendo

125



afectar el equilibrio econémico financiero de las distribuidoras, en la medida que los costos de
los insumos se acercan al umbral de 10% pero sin alcanzarlo. No obstante, dado que la formula
comprende dos componentes: tipo de cambio e inflacion, y el tipo de cambio ya no aplica
porque la moneda de curso legal es el ddlar estadounidense, resta solo el ajuste por inflacion.

En concreto, las tarifas deberian ser ajustadas anualmente por la inflacion.
833 Vale la oportunidad para agregar que se deberia incluir un componente de productividad en

esos ajustes anuales, de forma de compartir con los consumidores las ganancias de

productividad del sector.
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VIII.

334.

335.

336.

337.

Andlisis cuantitativo del esquema regulatorio actual de EI Salvador

A. Enfoque Metodologico

A los fines de realizar un andlisis cuantitativo del impacto de potenciales modificaciones en
ciertas caracteristicas y/o politicas regulatorias del sector, se desarroll6 un modelo de estética

comparativa para la cuantificacion de cargos tarifarios.

El modelo desarrollado replica, de forma simplificada, la definicion y calculo de los principales
componentes tarifarios aplicados al segmento de distribucién de energia eléctrica. En este
sentido, se identifican y modelan los diferentes costos de distribucion (incluyendo costos de
capital, costos de operacion y mantenimiento, costos de comercializacion, entre otros) de una
empresa hipotética que se considera representativa. De esta forma, el modelo permite realizar
una serie de analisis de sensibilidad para aproximar el impacto sobre los costos de distribucion
y comercializacion, y consecuentemente en la tarifa, de modificaciones en los diferentes

componentes de costos, acorde a las alternativas metodoldgicas analizadas.

La variable sobre la cual se mide el impacto de diferentes escenarios, simulados sobre variables
explicativas, es el “Costo de los servicios de distribucion”. En tal sentido, el calculo de dicho
costo, en el modelo, se efectdia buscando reflejar, en la medida de lo posible, la metodologia
establecida mediante las “Normas para la determinacion del cargo por el uso de las redes de
distribuciéon y de cargo de comercializacion”. De esta forma, el caso base o punto de
comparacion inicial serd el de la situacion actual de una empresa distribuidora promedio o

tipica.

El modelo permite realizar sensibilidades respecto a la problematica salvadorefia vinculada con
el desplazamiento de clientes desde las empresas incumbentes hacia las nuevas entrantes,
integracion de las actividades de comercializacion y distribucion, entre otras. Con esta
formulacion se busca evaluar y cuantificar el impacto que cambios de dichas variables
explicativas generan sobre los costos de los servicios de distribucion y comercializacion totales
y, por ende, los cargos a incluir en las tarifas al consumidor final, aproximando asi el efecto

econdmico y social de ciertas modificaciones en dichos cargos tarifarios.
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Recuadro 7. Los postulados de la economia de bienestar

En la consideracion de aspectos de bienestar social existen diferentes enfoques, Harberger, en el
estudio “Basic Needs versus Distributional Weights in Social Cost-Benefit Analysis”, destaca en primer
lugar el enfoque de Bentham y Mill, quienes adecuan el criterio utilitarista para introducir
ponderaciones diferenciadas a la utilidad marginal de diferentes grupos sociales. Asi, la utilidad
marginal de una unidad monetaria para un individuo adinerado se considera significativamente menor
que la utilidad marginal de dicha unidad monetaria para un individuo en situacion de pobreza. El
segundo enfoque destacado por Harberger consiste en incorporar dentro de la funcién de utilidad de
los individuos cierta utilidad derivada de efectos altruistas o de contenido social, en el sentido que un
individuo recibe cierta utilidad o satisfacciéon por cada unidad monetaria destinada a la asistencia a
otros pares que se encuentran en situaciones precarias. El primer enfoque es llamado de
“Ponderaciones distribucionales”, en tanto que el segundo se define como “Necesidades basicas”.

El analisis realizado por Harberger se basa en los tres postulados fundamentales de la Economia del
Bienestar, los cuales son:

a) El beneficio de una unidad incremental de un bien o servicio destinado a un demandante
competitivo es medido por su precio de demanda, es decir, por la disponibilidad marginal a
pagar por dicho bien.

b) El costo de oportunidad de una unidad incremental de un bien o servicio para un oferente
competitivo esta determinado por su precio de oferta, es decir, por el costo marginal de
producir dicha unidad.

c) En el célculo o evaluacién del costo o beneficio social de un proyecto, una politica o un
programa, simplemente se determina la diferencia entre el beneficio total y el costo total del
programa o politica, lo que implica que la valoracién social de una unidad monetaria
asignada a un cierto agente es la misma que para cualquier otro agente econémico. Es
decir, un dolar de beneficio para un agente determinado tiene la misma valia que dicho

dolar asignado a otro agente.

338. Finalmente, se resalta que el modelo desarrollado es uno de estatica comparativa, en el que se
presenta una situacion inicial o caso base, y una situacién modificada como consecuencia de la
influencia de una o varias variables explicativas sensibilizadas. Dicho de otra forma, el modelo
no es un modelo financiero de valuacién de empresas, ni uno de determinacion tarifaria de los
cargos aplicables a cada categoria especifica de clientes, sino que se determina una tarifa o

cargo unitario acorde a la metodologia de las revisiones tarifarias.

3839 Los principales bloques regulatorios y tarifarios incorporados al modelo de estatica
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340.

341.

342,

343.

344.

comparativa son los siguientes (en el Anexo 2, se desarrollan con detalle la metodologia para la
determinacion de cada uno de estos elementos):

a) Base de activos a remunerar,

b) Costos de operacion y mantenimiento de red,

c) Costos de comercializacion,

d) Pérdidas técnicas y no técnicas reconocidas en tarifas.

El modelo proporciona, al final, una tarifa mondmica. A partir de la cual se determina el efecto
gue genera la variacion de dicha tarifa en el bienestar de los agentes econdémicos, basandose en

los postulados sobre bienestar de la teoria marginalista.

La teoria econdmica marginalista, identifica la existencia de dos efectos por las variaciones en
precios de productos monopdlicos. Estos son:
a) Transferencia de recursos entre diferentes agentes,

b) Pérdida social de eficiencia o pérdida de bienestar general.

Para exponer ambos efectos, se presenta la siguiente figura, donde se parte de una situacion
inicial de equilibrio a un nivel de precios Py y con una cantidad Qo. Si el precio o tarifa se

incrementa a un valor de P4, el nuevo nivel de cantidad de equilibrio es Qk.

Considerando que el excedente del consumidor esta dado por toda el area situada debajo de la
curva de demanda y por encima del precio de equilibrio, resulta evidente que dicho excedente
se redujo de PoEA al nuevo triangulo P:BA. El rectdngulo PoP:BG representa la transferencia
de recursos desde los consumidores hacia los oferentes como consecuencia del incremento en
el precio de las Qp unidades que los consumidores contintan demandando al nuevo nivel de

precio.
Por otra parte, el triAngulo GEB representa la pérdida de peso muerto o pérdida social que se

origina en el hecho de que los consumidores dejan de demandar (Qo - Qb) unidades del bien'y

consecuentemente el excedente del consumidor de esas unidades desaparece.
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Figura 30. Analisis marginalista. Efectos derivados de la variacion de precios

Precio

P ——
pz F T lo— oM
E
Pa a - CMg = CVMe
Demanda
o Q 0. cantidad

Fuente: Richard Schmalensee y Robert D. Willig (1989).

%5 Para modelar los resultados de aplicar el enfoque marginalista, se parametrizé un coeficiente
de elasticidad precio de la demanda monémica de energia. Segin Benavente, Galetovic,
Sanhueza y Serra (2005), el valor de la elasticidad precio para la distribucién de energia
eléctrica en Chile es -0.27 para un periodo anual. Por su parte King y Chatterjee (2003),
determinan que el coeficiente de elasticidad precio para la demanda de energia eléctrica en
California es de -0.3. Con base en dichas fuentes, se consideré adecuado emplear un

coeficiente de -0.3%.

36 Del modelo se determinan los valores iniciales de precio y cantidad (Po y Qo) y el nuevo nivel
de precios (P1). Posteriormente, mediante el parametro de elasticidad, se puede inferir el nuevo

valor de cantidad Q.

%47 Una vez que se cuenta con los cuatro valores arriba referidos la estimacion de los efectos sobre
el bienestar econémico se realiza de la siguiente manera:
a) Transferencia de Recursos Demanda-Oferta = (P; — Py)XQp

(P1—Pg)x(Qo—Qp)

b) Pérdida Social de bienestar = 2

64 Sin embargo, resulta posible adoptar cualquier otro valor a la luz de nuevos estudios o alguno especifico para la
realidad salvadorefia, en virtud que el modelo incorpora dicho coeficiente en forma parametrizada.
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Dichos valores representan la transferencia de recursos y la pérdida social de un afio en
particular, por lo tanto para estimar dichos efectos pero a lo largo de todo el horizonte temporal
de un ciclo tarifario se procedi6 a calcular el valor presente de una anualidad a cinco afios, de

los valores anuales obtenidos con las férmulas anteriores, descontado al 10%.

B. Estructura interna del modelo

En lo referente al calculo los cargos de distribucion y comercializacién, se utiliza la
informacién de la determinacion de la anualidad de los activos y costos, asi como del nimero
de clientes y la capacidad total de transferencia. Los principales elementos procesados para

reproducir los cargos son:

e Costo anual de los activos brutos de servicio: se calculd la anualidad de los activos
béasicos del servicio o activos eléctricos mediante la aplicacion del método de valor

nuevo de reemplazo (VNR, o GORC, por sus siglas en inglés).

e Costo anual de activos generales asignados a distribucion: se calculé la anualidad de
los activos generales de distribucion es decir de hardware, software, muebles e

inmuebles. La metodologia definida para ello es la del VNR-GORC.

e Anualidad de Activos: se calcula segregando por MT y BT, los elementos que
componen la base de activos son los activos eléctricos (ABS), netos de activos
financiados por terceros o donaciones, y adicionando la inversion correspondiente a
programas de mejora de la calidad de servicios; también se incluyen los activos no
eléctricos (AGD). El método de calculo de la anualidad es a través del Valor Nuevo de
Reemplazo (VNR), que consiste en determinar el valor anual correspondiente a un
capital inicial dado por la Base de Activos, una tasa de descuento de 10% y un

horizonte temporal de 30 afios y 25 afios para MT y BT, respectivamente.

e Costos de Operacion y Mantenimiento: los costos anuales de operacion y

mantenimiento forman parte del cargo de distribucién y se componen de los siguientes
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rubros: costos directos de O&M, costos de lectura, costos indirectos (comerciales y
administracion), costo anual de capital de trabajo y valor esperado de costo de falla.

Cargo distribucion: se obtuvo el cargo de distribucién por nivel de tension con base en
las formulas definidas en el articulo 6 de las “Normas para la determinacion del cargo

por el uso de las redes de distribucion y de cargo de comercializacion”.

CDlStT — (CCAMT+CTOMMT) y CDlStT' — (CCABT+CTOMBT)
MT = (CTTmr+CTTer) BT (CTTgr)

Donde:

CDistryr : Cargo de distribucion de la red de MT

CDistrgy : Cargo de distribucion de la red de BT

CCAyr : Costo anual de capital de lared de MT

CCApgr: Costo anual de capital de la red de BT

CTOM,yr : Costo total de operacién y mantenimiento de la red de MT
CTOMpr: Costo total de operacion y mantenimiento de la red de BT
CTTy7 : Suma de las potencias maximas de los clientes de MT

CTgy : Suma de las potencias maximas de los clientes de BT

Cargo de comercializacion: se calcula en funcién de los clientes y de las categorias de
demanda vy tiene por finalidad remunerar los siguientes costos: atencion al cliente,
facturacion y cobranza. No incluye el costo de lectura, que es una actividad tipica que
realiza un comercializador. Se calculé mediante la aplicacion de la formula definida en
el articulo 13 de las “Normas para la determinacion del cargo por el uso de las redes de

distribucién y de cargo de comercializacion”, asi:

_ CoACG;
YTONPU;

Donde
CC; : Cargo de comercializacion de la categoria i
CoAC;: Costo de atencion al cliente de la categoria i

NPU;: Namero promedio de clientes de la categoria i en el afio base del estudio.
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Las categorias i: usuarios gran demanda y usuarios de pequefia y mediana demanda

C. Sensibilidades formuladas

i. Caso Base

A los fines de garantizar que el modelo captase en forma precisa la metodologia de
determinacion de los cargos tarifarios establecida en la normativa vigente, se realizd un
proceso de calibracién del mismo con base en los pardmetros reales de las empresas, aplicados

en la revision tarifaria del afio 2011.

Sin embargo, los resultados expuestos a continuacion se refieren a una empresa incumbente
hipotética de tamafio promedio de acuerdo a los clientes atendidos. La decision de simular
Unicamente una incumbente hipotética se debe a que son estas quienes poseen un area de
influencia donde operan sus redes para atender a la poblacién, las cuales son indispensables

para garantizar la prestacion de un servicio de interés general.

El nimero de clientes de dicha empresa se estima en 305,783. De tal forma, la estructura por
tipo de cliente de la empresa hipotética replica la del mercado en general, es decir, el peso
promedio que cada tipo de usuario tiene en el mercado: 795 de gran demanda (0.3%), 1,603 de
mediana (0.5%) y 303,385 de pequefia (99.2%). En lo referente a los cargos de distribucion y
comercializacion estimados para el caso base, los mismos son los que se presentan en la

siguiente Tabla.

Tabla 34. Caso base — Cargos distribucion y comercializacion

Cargos de Distribucion Cargos de Comercializacion
CD MT USD/KW._mes 6.04 CCOM GD USD/Cl mes  12.78
CD BT USD/KW mes 7.01 CCOM PDy MD USD/CI mes 0.85

Nota: CD_MT corresponde a cargo de distribucion en media tensiéon; CD_BT, cargo de distribucion en baja tension;

CCOM_GD, cargo de comercializacion de gran demanda; y, CCOM_PD_y_MD, cargo de comercializacion de pequeia y

353.

mediana demanda.
Fuente: Elaboracion propia

Finalmente, un dato importante a tener en consideracion es el costo anual por usuario para cada
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actividad, en el caso base se tienen los siguientes valores.

Tabla 35. Caso Base — Costo total por cliente

ANo Unidad 2011- Base
Costo Distrib USD/CI _afio 96.71
Costo Comerc USD/CI_afio 10.59
Total USD/CI_afio 107.31

Fuente: Elaboracion propia

%4 Como se puede ver en la tabla anterior, el mercado de comercializacién es relativamente

pequefio, generando un aporte de rentas del orden de 10.6 délares anuales por cliente.
ii.  Escenario 1: Traslado de los costos de lectura a comercializacion

%5 La metodologia establecida para la determinacion de los cargos de comercializacion y
distribucién considera que los costos de lectura se remuneran mediante los cargos de
distribucién. Sin embargo, es generalmente aceptado que una de las principales actividades
desarrolladas por los comercializadores minoristas de electricidad es la de lectura; en tal
sentido se plantea como escenario 1 el correspondiente a la reasignacion de dichos costos a la

actividad comercializacion.

6. La tabla siguiente presenta los resultados de dicha simulacién a nivel de costos totales de

Distribucién y Comercializacion.

Tabla 36. Escenario 1 — Diferencias en costos totales con respecto al caso base

Ao Diferencia

CA_ABS 0.0%
CA _Increm

CA_AGD 0.0%
CT_AOM -3.8%
CCOM 19.5%
Total 0.0%

Nota: CA_ABS: costo anual de activos brutos de servicio; CA_Increm: costo anual de incremento; CA_AGD: costo anual de
activos generales de distribucion; CT_AOM: Costo total de administracién, operacion y mantenimiento.
Fuente: Elaboracion propia

7. Con el cambio, el costo total de las actividades de distribucion y comercializacion se mantiene.
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Sin embargo, el efecto de la reasignacion de los costos de lectura implica un incremento de
19.5% en los costos de comercializacion y una reduccion de 3.8% en los costos de operacion y
mantenimiento de distribucion. Esta modificacion tiene su efecto en los cargos tarifarios tal

como se presenta a continuacion:

Tabla 37. Escenario 1 — Cargos de distribucion (délares por kW-mes)

Ao 2011- Base 2011"- Esc 1" Diferencia
CD MT 6.04 5.90 -2.3%
CD BT 7.01 6.89 -1.7%

Fuente: Elaboracion propia

8. Los cargos de distribucion se reducen en un valor cercano a 2%, en tanto que los cargos de

comercializacién presentan un incremento cercano a 20%.

Tabla 38. Escenario 1 — Cargos de comercializacion (délares por cliente-mes)

2011- Base 2011"- Esc 1" Diferencia

CCOM _GD 12.78 15.27 19.5%
CCOM _PDy MD 0.85 1.02 19.5%

Fuente: Elaboracion propia

%9 El efecto final sobre los ingresos de la empresa naturalmente estara determinado por las

elasticidades precio e ingreso de los distintas categorias de consumidores.

iii.  Escenario 2: Implicancias econdmicas de la integracion vertical de las

actividades de distribucion y comercializacion

%0. Para evaluar las implicaciones de la integracion vertical de las actividades de distribucion y
comercializacion, se plantea la simulacién correspondiente al escenario 2. Dicho escenario
toma como base la prestacion en forma integrada de ambos servicios y se compara con una
situacion de prestacion desintegrada. En la prestacion desintegrada de los servicios, el costo de
distribucion no se ve modificado ya que corresponde a la actividad desarrollada por el

distribuidor para la entrega del suministro a los usuarios.

%1 En lo referente a los costos de comercializacion se realizan los siguientes supuestos:

135



a) Los costos de atencion al cliente, facturacién y cobranza se mantienen en los mismos
valores ya sea que la prestacion se realice en forma integrada o por separado.

b) Se agrega un componente de costo indirecto de administracion para remunerar la
actividad gerencial de la empresa comercializadora. Dicho costo de Administracion se
estima como un porcentaje del costo total de administracion de la actividad de
distribucion de energia eléctrica. Dicho porcentaje, dado los montos de costo de
Administracion para distribucion y los requerimientos necesarios para la prestacion del
servicio de comercializacion, se estima que no deberia ser menor a 10%, ni mayor a

25%. El valor adoptado en el modelo es 15%.

%2 A nivel de costos totales, como se aprecia en la siguiente tabla, ocurre un incremento del 24%
en el costo de comercializacién debido a la separacion de dicha actividad respecto de la
prestacién conjunta con distribucién. Sin embargo, dadas las participaciones de cada grupo de

costos y actividades en el total, el impacto final es 2.4%.

Tabla 39. Escenario 2 — Diferencias en costos totales con respecto al caso base

Afo Diferencia

CA_ABS 0.0%
CA _Increm

CA_AGD 0.0%
CT_AOM 0.0%
CCOM 24.0%
Total 2.4%

Fuente: Elaboracion propia

%3. Los cargos de distribucion no presentan modificaciones, pero en lo referente a los cargos de
comercializaciéon los mismos se incrementan un 24%, suponiendo que la cantidad de clientes se

mantiene inalterada.

Tabla 40. Escenario 2 — Cargos de comercializacion (d6lares por cliente-mes)

2011-Base | 2011™-Esc2” | .
usDICI. USD/CI. HEEEREIE

CCOM GD 12.78 15.85 24.0%

CCOM PDy MD 0.85 1.06 24.0%

Fuente: Elaboracion propia
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De la tabla siguiente muestra que la pérdida social de eficiencia es de 25 mil dolares, en tanto
que el nuevo nivel tarifario genera un costo de 2.9 millones de dblares que deben ser
transferidos a los oferentes. En caso de que el Gobierno optara por afrontar este costo, dicho
valor es una medida del subsidio que deberia implementarse a los fines de no modificar la

situacion de los consumidores.

Tabla 41. Escenario 2 — Impacto en el bienestar

Pérdida social eficiencia Miles de USD 25
Transferencia recursos Miles de USD 2,900

Fuente: Elaboracion propia

Conviene destacar que la pérdida social de peso muerto o dead weight loss se deriva del hecho
que el incremento de precios conlleva a que parte de los usuarios existentes reduzcan la
cantidad demandada de los clientes cautivos. Sin embargo, dada la inelasticidad de la demanda
del servicio de energia eléctrica, este efecto social es marginal. El verdadero impacto social

esta dado por la transferencia de recursos desde los consumidores hacia los oferentes.

La ventaja de la integracion vertical de las actividades de distribucion y comercializacién esta
dada por las economias de alcance, que se derivan del hecho que las empresas integradas
evitan duplicar ciertos costos comunes a ambas actividades. Asi, por ejemplo, al desintegrarse
la comercializacion de la distribucidn, las comercializadoras deberan incurrir en ciertos costos
de infraestructura edilicia, administracién, tecnologia de la informacién, etc., que en un

esquema de prestacion integrada serian compartidos con la distribucion.

En sentido contrario, el argumento a favor de la desintegracion vertical de actividades tiene por
finalidad evitar cierto tratamiento discriminatorio a empresas que no pertenecen al mismo
grupo econémico. Dada la caracterizacion actual del mercado salvadorefio, con dos grandes
grupos econémicos, no se considera que las ventajas de la desintegracion resulten
significativas; por el contrario, se asume que el ahorro de costos debido a la prestacion

integrada es el efecto mas significativo y predominante.
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iv.  Escenario 3: Rivalidad empresarial en la distribucion y comercializacion

En este escenario se evalud la dinamica competitiva, sus efectos en los mercados relevantes y

en la eficiencia econémica general.

En este sentido, una forma de evaluar la rivalidad empresarial consiste en analizar el impacto
sobre la tarifa y rentabilidad de las empresas incumbentes de la migracion de clientes.

Particularmente, de mediana y gran demanda hacia nuevos entrantes.

El escenario 3 considera que un 10% de los clientes de mediana y gran demanda de la empresa
incumbente son absorbidos por una empresa entrante. De esta forma, la rivalidad tendra efectos
sobre las tarifas de la empresa incumbente, tanto para las categorias clientes ‘fugados’ como

para las categorias que no se vieron modificadas.

A nivel de costos totales, se puede ver que el efecto de la pérdida de clientes para la empresa
incumbente es una reduccion minima en el costo de operacion y mantenimiento, explicada por
los costos asociados a los clientes como es el caso de lectura, y una caida atin menor los costos
de comercializacion. La razén del reducido impacto en los costos de comercializacion es que la

reduccion de clientes afecta a un porcentaje menor al 1% de los clientes totales.

Tabla 42. Escenario 3 — Diferencias en costos totales con respecto al caso base

CA_ABS 0.0%
CA_Increm

CA_AGD 0.0%
CT_AOM -0.3%
CCOM -0.1%
Total -0.2%

Fuente: Elaboracion propia

En lo referente a los cargos, se presenta la siguiente situacion: los cargos de distribucion para la
incumbente hipotética se incrementan en virtud de que la pérdida de clientes trae aparejada una

reduccion en la CTT y consecuentemente el denominador de la formula tarifaria resulta menor.
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Tabla 43. Escenario 3 — Cargos de distribucion (délares por kW-mes)

2011- Base 2011"- Esc 3" Diferencia

CD_MT 6.04 6.43 6.4%
CD BT 7.01 7.09 1.1%

Fuente: Elaboracion propia

872 Resulta razonable que el incremento tarifario sea mayor para el segmento de MT ya que tienen
mayor participacion los clientes de medianas y gran demandas, los cuales fueron captados por

la empresa entrante. Los cargos de comercializacion presentan un leve incremento.

Tabla 44. Escenario 3 — Cargos de comercializacion (délares por cliente-mes)

2016- Base 2016"- Esc 3" Diferencia

CCOM GD 12.78 12.82 0.3%
CCOM_PDy MD 0.85 0.85 0.3%

Fuente: Elaboracién propia

873 Finalmente, en lo referente al impacto social el resultado obtenido se muestra en la tabla
siguiente. La pérdida social es de 132 mil dblares, en tanto que la transferencia de recursos de
los consumidores a los oferentes es de 8.6 millones de dolares.

Tabla 45. Escenario 3 — Impacto social rivalidad empresarial

Afo Unidades 2011
Pérdida social eficiencia Miles de USD 132
Transferencia recursos Miles de USD 8,677

Fuente: Elaboracion propia

874 |a tabla siguiente resume el impacto social del escenario de rivalidad por categoria de clientes.

Tabla 46. Escenario 3 — Impacto social por categoria (miles de délares)

Pérd Soc Eficiencia -123
Gran Demanda -113
Mediana Demanda -9
Pequefia Demanda 0

Transferencia Recursos 8,394
Gran Demanda 6,885
Mediana Demanda 1,101
Pequefia Demanda 408

Fuente: Elaboracién propia
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Como se puede apreciar, la categoria que sufre el principal impacto derivado del incremento de
tarifas por la rivalidad empresarial, es la categoria de gran demanda, que lleva cuenta del 82%
del impacto total de la transferencia de recursos. Esta situacion se explica en el hecho que la
base de energia consumida por dicha categoria es significativa y superior a las de las otras dos
categorias, y, por ende, el impacto de la variacion de cargos tarifarios recae con mas peso en
dicho tipo de demanda.

En la elaboracion de la tabla anterior los costos de distribucion se asignaron en funcion de la
demanda de potencia correspondiente a cada una de las categorias, y se supuso que la
elasticidad precio® de la gran demanda es -0.3, en tanto que la de mediana y pequefia demanda
es -0.20.

Un punto a destacar es que el modelo no considera las empresas entrantes, consecuentemente
la pérdida social de eficiencia podria estar sobrestimada, ya que los usuarios que migran desde
la empresa incumbente a las empresas entrantes podrian generar un beneficio social derivado
de la menor tarifas aplicadas a estos clientes. Sin embargo, dado la inelasticidad de la demanda
y la escala de las empresas entrantes es de esperar que este efecto sea absolutamente marginal,

y el verdadero impacto social estaria dado por la transferencia de recursos.

v.  Escenario 4: Regulacion actual vs monopolio natural

Para realizar la comparacion entre costos econdémicos para la sociedad salvadorefia del sistema
actual de regulacion de la distribucién (en el que existe cierto tipo de competencia), versus los
costos que tendria regularla como un monopolio natural, se supone que el paso de la situacion
actual a una de estricto monopolio natural implica un incremento en la cantidad de clientes de
mediana y gran demanda de la incumbente hipotética. Dichos clientes dejarian de ser
abastecidos por una empresa entrante y pasarian a la incumbente. En este sentido, los efectos
del cambio de esquema regulatorio y de prestacion de los servicios seran los derivados de las

ganancias de escala.

65

A diferencia del primer resultado del escenario 3, que agrega la demanda y le aplica un mismo valor de elasticidad
precio de la demanda para aproximar el efecto general del mercado, este resultado asume distintas elasticidades
para distinguir efectos individuales por tipo de demanda.
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Para llevar esta sensibilidad al modelo de estatica comparativa se supuso un incremento de una
Unica vez en los clientes de gran demanda de 5% y en los clientes de mediana demanda de 3%.
Asi, la cantidad total de clientes incorporados es 104.

Los resultados son los que se presentan a seguir:

Tabla 47. Escenario 4 — Diferencias en costos totales con respecto al caso base

CA_ABS 0.00%
CA_Increm

CA_AGD 0.00%
CT_AOM 0.12%
CCOM 0.04%
Total 0.06%

Fuente: Elaboracion propia

A nivel de costos totales la incorporacién de nuevos clientes genera un incremento de 0.1% en
el costos de O&M. Sin embargo, hay que destacar que esos 104 clientes que se incorporan a la
empresa incumbente estaban siendo abastecidos por una empresa que disputaba ese mercado,
consecuentemente, el costo total de abastecimiento es la suma del costo total de la empresa
incumbente mas el costo de abastecer a los 104 clientes. Como el costo total por cliente es
107.34 ddlares anuales, surge que al costo inicial de abastecimiento es necesario sumarle USD
11.160 (104 clientes x 107.34 USD/cliente).

En lo relacionado con los cargos tarifarios, los cargos de distribucion presentaron reducciones
de 2% para MT y 0.5% para BT, en tanto que los cargos de comercializacion se reducen en
0.1%. La combinacion de dichas reducciones generan una disminucion de 3% en la tarifa
monomica (USD/kKWh).

El efecto final sobre el bienestar econdmico es basicamente una transferencia de recursos desde
los oferentes hacia los consumidores del orden de 2,7 millones de délares y una ganancia social

de eficiencia de 11 mil dolares.

Sin embargo, a los dos efectos anteriores es necesario adicionarle el ahorro de costo por los
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104 clientes que dejan de ser abastecidos por la empresa entrante. Asi, dado que el costo anual
de abastecimiento es 11,160 ddlares anuales, se calcula el ahorro para todo el periodo tarifario
como el valor presente de una anualidad de ese valor, durante un horizonte de 5 afios y a la tasa
de descuento de 10%; este valor es 42,300 dolares.

Tabla 48. Escenario 4 — Efecto social

Ahorro clientes transferidos  Miles de USD 42
Ganancia social eficiencia Miles de USD 11
Transferencia recursos Miles de USD -2,692

Fuente: Elaboracién propia

vi.  Escenario 5: Maximo descreme del negocio

Finalmente, un andlisis interesante a desarrollar es el relacionado con el méximo descreme del
negocio compatible con un determinado incremento de tarifa. Asi, se model6 el descreme
como un determinado porcentaje de reduccion de clientes y mediante un mecanismo de
programacion se determind el porcentaje de reduccion de clientes compatible con un
incremento en el cargo de distribucion de baja tension del orden de 5%. El valor resultante

como porcentaje maximo de descreme de negocio es 4.77%.

Este resultado debe entenderse de la siguiente manera: en caso que se presentara una situacion
de descreme del negocio de la empresa incumbente por parte de una entrante, la pérdida o fuga
de clientes desde esta incumbente hacia la entrante no deberia superar el 4.77%, a los fines de
evitar que el cargo de distribucion de baja tensién no se modifique en mas del 5% respecto de
su valor previo al descreme. Merece destacarse que se considera como objetivo el cargo de

distribucion de baja tension debido a que representa a la mayoria de los clientes cautivos.
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IX.  Conclusiones y recomendaciones

%7. El estudio muestra que la regulacion de la distribucion y comercializacién de energia eléctrica
en El Salvador posee rasgos que se apartan de la experiencia internacional. La principal
caracteristica que lo distingue del resto del mundo es la apertura de la distribucion a la
competencia, permitiendo incluso la duplicacién de redes de distribucion.

A. Principales conclusiones

388. Al respecto, cabe destacar:

Estructura y desempefio de la distribucion y comercializacion:

En lo relacionado con la estructura del mercado de distribucion, dicho segmento presenta
valores de concentracion, medidos por el indice de Herfindahl-Hirschman, muy superiores
a los umbrales generalmente aceptados por organismos de defensa de la competencia, por lo

que se puede concluir que la estructura se corresponde con una oligopdlica.

En lo referente al mercado de comercializacion, se destaca que en El Salvador la
distribucion 'y la comercializacion minorista estdn integradas verticalmente. En
Centroamérica, El Salvador y Guatemala son los Unicos paises que normativamente
reconocen la comercializacién como una actividad que también puede ser desarrollada de
manera independiente de la distribucion. Si bien en EI Salvador operan varias
comercializadoras, las mismas operan principalmente en la compra y venta de energia en el

mercado spot.

Respecto del desempefio del sector en general, para el periodo 2009-2014, se ve un
crecimiento sostenido en todas las variables relevantes. Asi, entre esos afios el crecimiento
anual de clientes fue 3%, la energia distribuida por su parte crecié un 4.2% anual, y la
infraestructura bésica present6 la siguiente evolucion: extension de la red (3.7% anual),
subestaciones (2.8% anual), MVA instalados (2.4% anual). En otras palabras, el sector de
distribucion aporté el capital de infraestructura necesario para satisfacer el crecimiento del

mercado.
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Un punto a destacar es que el crecimiento de la infraestructura para las empresas entrantes
presenta un comportamiento diferenciado respecto de las incumbentes. Asi, para las
entrantes el crecimiento del nimero de usuarios fue 10% anual, mientras que el crecimiento
de la energia distribuida fue 17% anual. Esto implica que las entrantes compitieron con las
incumbentes por clientes con mayores cargas. De hecho, en el mercado relevante de la gran

demanda, las empresas entrantes han logrado captar casi el 4% de la energia distribuida.

Con respecto a la caracterizacion de la demanda, la conclusion del anélisis de las ventas de
energia efectuado es que las empresas entrantes encaminaron su actividad al abastecimiento
a clientes de gran y mediana demanda (incluyendo a aquellos consumidores residenciales
gue, aun englobados como pequefia demanda, presentan altos consumos), situacion que
remarca el hecho que esos clientes son los nichos relevantes de mercado y constituyen los
segmentos en los que las empresas incumbentes resultan amenazadas por los potenciales
entrantes. En el presente estudio, se cuantificd dicha amenaza potencial y se arrib6 al
resultado que una caida del 10% de clientes de dichas categorias genera un incremento en
los cargos tarifarios y una transferencia significativa de recursos desde los consumidores
hacia los oferentes durante todo el ciclo tarifario, en un valor equivalente al 26% del costo

total anual de distribucion y comercializacion de la empresa incumbente.

Con relacidn a la escala del negocio, entre 2009 y 2014, el crecimiento anual de la escala
fue del orden de 3%, los grupos AES y EPM experimentaron un crecimiento anual similar
al de la industria, en tanto que las empresas entrantes crecieron 12% anual en dicho

periodo.

Para las empresas incumbentes, la Productividad Total de los Factores fue de 0.62% entre
los afios 2009 y 2014. Esto implica que hay ganancias de productividad, es decir, en el caso
que todos los insumos se incrementen proporcionalmente, los productos aumentarian un

0.62% maés que los insumos.

En cuanto a la rentabilidad del sector, el ingreso medio por unidad de escala se ubico en los
Gltimos afios en torno a $135/CSV, de los cuales $75 corresponden a costos operacionales,

$20 a las depreciaciones y los $40 restantes constituyen el margen de la actividad. Dicho
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margen es del orden de 30% de los ingresos netos de la actividad. En términos de
rentabilidad de los activos, la misma se encuentra por debajo del costo de capital
regulatorio, por lo que se puede inferir que la aplicacion de la regulacion vigente no ha
dado espacio para ganancias desmedidas de las empresas.

El andlisis realizado muestra que a partir del afio 2008 la rentabilidad de los dos principales
grupos econdmicos con presencia en el pais estuvo alineada con el costo de capital
regulatorio, y no se detectaron grandes cambios en la revision tarifaria del afio 2012. Del
analisis realizado no se puede inferir que las empresas incumbentes obtuvieran ganancias
superiores a su nivel de riesgo. Es mas, los valores detectados de ganancias en relacién a

sus activos muestran valores inferiores a su costo de capital regulatorio.

El sector de distribucién se caracteriza por una marcada concentracién. Existen dos grupos
incumbentes y tres pequefias empresas entrantes, las cuales orientan su actividad hacia los
segmentos de gran y mediana demanda, lo que constituye una amenaza de descreme del

negocio para las incumbentes.

Marco normativo:

El régimen juridico del sector ha fomentado la competencia en distribucion vy
comercializacion de energia eléctrica “en el lugar” en vez de “por el lugar”. La practica
internacional en la regulaciéon de sectores sujetos a condiciones de monopolio natural ha
buscado fomentar la competencia “por el lugar”. La consecuencia de esta politica
regulatoria salvadorefia ha sido la duplicacién en algunos espacios de las redes de
distribucion, lo que redunda en un aumento de los costos totales del sistema, deseconomias

de escala y pérdida social de eficiencia.

La desregulacion del eslabon de la comercializacion minorista ha tenido lugar en paises con
niveles de desarrollo muy diferentes a El Salvador. De hecho la mayoria de los paises que
han optado por liberalizar la comercializacion minorista, con excepcion quizd de Colombia,
son paises del mundo desarrollado. Una condicion necesaria para que exista un nimero
significativo de comercializadores minoristas es la existencia de un mercado con tamafio

suficiente para que la actividad resulte atractiva. En términos internacionales, El Salvador
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es un mercado extremadamente pequefio, tanto en valores totales como en valores por

cliente servido.

En lo referente a la integracion vertical de las actividades de distribucion y
comercializacion, se simulé a través de un modelo de estatica comparativa el impacto de
ambos esquemas de operacion. Los resultados muestran que el costo de comercializacién
por cliente presentaria un incremento cercano al 25%, esta situacion generaria un efecto de
transferencia de recursos desde los consumidores hacia los oferentes del orden de 9% del
costo total de distribucion y comercializacion de la empresa incumbente. A consecuencia de
lo anterior, se concluye que la integracion vertical de ambas actividades es la opcion que
mas favorece a los consumidores y a la sociedad en su conjunto ya que las ganancias de

escala pueden ser compartidas entre oferentes y demandantes.

El mercado que realmente interesa a los entrantes es el que corresponde a la gran y mediana
demanda. En ese contexto, la captura de clientes por el entrante representa una pérdida de
clientes para el incumbente, de forma que los costos de distribucién que este ultimo
enfrenta deberéan ser repartidos entre una menor demanda, lo que redundara en un aumento
de los cargos de distribucién. Este aumento de costos implica una transferencia de recursos
de la demanda del incumbente al entrante. A su vez, el aumento de costos impacta sobre la
cantidad demandada final, determinado por la elasticidad de la demanda, generando ademas

una pérdida neta de bienestar.

Con relacion a la comercializacion mayorista, la misma se ha enfocado principalmente a
arbitrar entre los precios spot de los mercados de El Salvador y Guatemala, importando de
este Ultimo cada vez que la oportunidad lo amerita. La apropiacion de la diferencia en los
costos marginales va directamente a las arcas del comercializador mayorista con escaso

beneficio en la demanda final salvadorefia.
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B. Principales recomendaciones

%89 El analisis realizado permite realizar las siguientes recomendaciones de largo plazo:

e Regulacion de la actividad de distribucion como monopolio natural. Se sugiere limitar
los alcances de la competencia en la distribucion reformando el art. 2 de la LGE, dejando
claro que las actividades de transporte de energia son monopolios naturales y deben ser
regulados como tales. En todo caso, debe introducirse el fomento de la competencia “por el

lugar” en la normativa legal y derivada relacionada a dichas actividades.

e Libre acceso a las instalaciones de transmision y distribucion. Para evitar el uso
indebido de la interconexién, que redunda en efectos ineficientes en la actividad, se sugiere
establecer de forma explicita, en la regulacién de dicho mecanismo, que las instalaciones de
transmision y distribucion seran consideradas de libre acceso, pagando los peajes

correspondientes.

e Integracion vertical de las actividades de generacién, transmisién y distribucion-
comercializacion. Se sugiere evaluar la flexibilidad de los limites a la integracion vertical
entre los eslabones de generacion, transmision, y distribucion-comercializacion, de acuerdo

a las mejoras practicas internacionales.

e Equilibrio econémico-financiero de las distribuidoras. La normativa introduce espacios
gue pueden generar problemas en el equilibrio econémico-financiero de las distribuidoras,
en particular con los contratos de compra de energia, y con los ajustes por los cambios en

los precios de la energia comprada.

o Con relacion a los contratos de largo plazo de compra de energia, se sugiere
asegurar la inclusion de clausulas que garanticen el equilibrio econdmico entre las
partes ante las reducciones de potencia contratada. De esa forma, ante reducciones
en la demanda de las distribuidoras incumbentes debidas a fugas de clientes, los

contratos podrian flexibilizar las obligaciones entre las partes. La SIGET debe
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asegurar la inclusion de estas clausulas.

o Respecto de los costos financieros derivados de los rezagos tarifarios, se sugiere
introducir modificaciones en la regulacion que garanticen que el distribuidor que
pierde clientes recupere los costos asociados a la energia servida en los periodos

previos.

o EIl ajuste tarifario por inflacién también deberia incorporar las ganancias de
productividad del sector, para compartir con los consumidores las ganancias
derivadas de las economias de escala del negocio. De esta forma, se respetaria la
esencia de un esquema de tarifas de “precio maximo”, ya aplicado en El Salvador,

pero en el cual es tradicion incorporar un factor X por ganancias de eficiencia®.

e Heterogeneidad de la demanda. Se sugiere ajustar el Anexo 4 de las “Normas para la
determinacion de cargos por el uso de las redes de distribucion y de cargo de
comercializacion”, el cual no cuantifica las condiciones para que la demanda de un
distribuidor entrante sea considerada como “heterogénea”. Se sugiere definir como
porcentaje minimo el 35% de la energia distribuida alocada en la pequefia demanda. Para
implementar esta modificacion, debe llevarse a cabo un fortalecimiento de las capacidades

de la SIGET, sin lo cual la aplicacién de la regla sugerida seria de dificil control.

e Compra de redes existentes en urbanizaciones. Se sugiere mejorar la formulacion del
marco normativo vigente (Anexo 4 de las “Normas para la determinacion de cargos por el
uso de las redes de distribucion y de cargo de comercializacion”) estableciendo que en
ningun caso se incluirdn en los calculos de los cargos de distribucion los costos

correspondientes a las instalaciones al interior de las urbanizaciones.

A efectos de resguardar la operacion del incumbente en su area de influencia y de evitar
duplicacion de pagos por la red de distribucion, se sugiere evaluar licitaciones para la
operacion y mantenimiento de la red en caso de nuevas urbanizaciones cuando éstas se

encuentren mas alla del area donde la responsabilidad recae en el distribuidor incumbente

66 E| esquema original disefiado por Prof. Littlechild en Gran Bretafia es CPI-X (inflacion — factor de eficiencia). Para
paises con inflacidn alta la férmula correcta es {(1 + CPI) x (1 — X)}.
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para garantizar el suministro.

By-pass de redes existentes. Se recomienda prohibir el by-pass de redes existentes para
abastecer a usuarios de mediana y pequefia demanda. Debe exceptuarse a los usuarios de
gran demanda, para lo que se sugiere incorporar una salvedad en la LGE que establezca el
nivel de demanda segln el cual este tipo de usuarios es considerado libre de conectarse a la

red de transmision.

Regulacion por incentivos. El abandono del modelo de empresa de referencia introducido
en el proceso de revision tarifaria de 2001 no se alinea con las mejores practicas
internacionales, las cuales incorporan elementos de incentivos regulatorios a la hora de
determinar los costos eficientes que se incorporan a tarifas. Actualmente, los costos que se
reconocen a dichas empresas devienen de sus propios costos reportados, a los cuales se les
hacen algunos ajustes, pero que en esencia no se derivan de una referencia independiente.
En consecuencia, seria recomendable retomar las buenas practicas regulatorias en los

procesos de revision tarifaria.
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ANEXO 1: Modelos regulatorios

A. Modelo de Gran Bretafa

1. Caracterizacion del Sector

La produccion de energia actual se basa fundamentalmente en generacion térmica y nuclear,
con una participacion menor pero creciente de las energias renovables. El impacto de
reemplazar las centrales antiguas de carbdn y petroleo para cumplir con la normativa
ambiental de la Unién Europea, junto con los cambios de la matriz de generacién de la

préxima década, han implicado importantes desafios a la seguridad de suministro.

Las viejas plantas de carbon estan siendo parcialmente reemplazadas por generacion eélica y
con biomasa. Otras deberan cerrar por requerimiento de la legislacion ambiental europea y
ademas varias de las centrales de ciclo combinado méas antiguas han salido de produccion para

un reacondicionamiento. Algunas nucleares también deberan ser retiradas.

La politica energética, entonces, enfoca como prioritario el objetivo de suficiencia de energia,
con energias mas limpias. Esto requiere significativas inversiones y a la vez, obligé a la

regulacién a acompasarse a este marco politico.

En lo referente a la red de distribucidn, las redes regionales de distribucion tienen mas de 800
mil km de lineas en tensiones de 132 kV e inferiores, lo que hace que sean potencialmente

aptas para inyeccién de pequefia generacion conectada directamente a distribucion.
Hay 14 empresas regionales de distribucion en Gran Bretafia, que tienen licencia para realizar

esa actividad. En 2010-11 las 14 licencias estaban en manos de siete grupos econémicos. La

Figura 31 muestra el nombre y localizacion de los sistemas de distribucion de las 14 licencias.
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Figura 31 — UK: Sistemas Regionales de Distribucion

Central Networks: West (CN West), ahora Western Power Distribution: West Midlands (WMID); 2. Central Networks: East (CN
East), ahora Western Power Distribution: East Midlands (EMID); 3. Electricity North West Limited (ENWL); 4. CE Electric UK:
Northern Electric Distribution Limited (NEDL), ahora Northern Powergrid: Northeast Ltd (NPGN); 5. CE Electric UK: Yorkshire
Electricity Distribution plc (YEDL), ahora Northern Powergrid: Yorkshire Plc (NPGY); 6. Western Power Distribution: South Wales
(SWALES); 7. Western Power Distribution: South West (SWEST); 8. UK Power Networks: London Power Networks (LPN); 9. UK
Power Networks: South East Power Networks (SPN); 10. UK Power Networks: Eastern Power Networks (EPN); 11. Scottish
Power: Distribution (SPD); 12. Scottish Power: Manweb (SPMW); 13. Scottish & Southern Energy: Hydro (SSEH); 14. Scottish &
Southern Energy: Southern Electric Power Distribution (SSES). Fuente: Ofgem (2011).

2. Marco Regulatorio e Institucional

Gran Bretafia fue pionera en el establecimiento del modelo competitivo para la generacion,
acompafiado de la desverticalizacion de los segmentos del sector.

La ley del afio 1989 (Electricity Act) sentd las bases legislativas para la restructuracion y
privatizacion de la industria en Gran Bretafia. La ley permitio privatizar las empresas y la

introduccion de mercados competitivos y un sistema de regulacion independiente.
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10.

11.

12.

13.

14.

15.

En marzo de 1990, la nueva estructura fue introducida en Inglaterra y Gales, dividiendo la
Central Electricity Generating Board (CEGB) en tres empresas generadoras y una
transmisora: National Power, Powergen, Nuclear Electric y la National Grid Company (NGC).

Las centrales con combustibles fosiles fueron transferidas a National Power y Powergen, las
nucleares a Nuclear Electric y el sistema de transmision, junto con las centrales de bombeo de

Gales y las interconexiones con Escocia y Francia a NGC.

Las oficinas regionales de distribucion fueron reemplazadas por empresas regionales (RECs),
a las que se transfirieron los sistemas de distribucion locales y se atribuyé a cada REC la
obligacién de atender cualquier solicitud de suministro razonable en el area asignada. La red

nacional de transmision (NGC) qued6 como propiedad de las REC en su conjunto.

Con la restructuracién se establecio el pool como el mecanismo de mercado mayorista para la

compra-venta de electricidad en Inglaterra y Gales.

Ademas, se abolié el Consejo de electricidad (Electricity Council) y se cred un sistema de
regulacion independiente, encabezado por el Director General de suministro de electricidad,
que cubria Inglaterra, Gales y Escocia, respaldado por una oficina reguladora, la Offer, para

regular el nuevo sector eléctrico privatizado.

Ademas, se establecio una serie de comités de consumidores regionales para reemplazar los

consejos consultivos.

En ese momento, aunque la reforma clave en la privatizacién era la desverticalizacion del
sector, algunas integraciones verticales subsistieron, las REC estaban a cargo de la
distribucion y comercializacion y podian participar por hasta 15% de su volumen de ventas

en generacion. Asimismo, National Power y Powergen tenian algunos clientes directos.

Desde ese momento se establecieron numerosos ajustes y modificaciones, profundizando la

reforma y las medidas contra el poder de mercado de algunos agentes.
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16.

17.

18.

19.

20.

21.

La regulacion fue actualizada completamente con la ley del afio 2000 (Utilities Act), que
reform6 el marco institucional de la regulacion de la industria eléctrica y los parametros

legislativos de su estructura.

Con relacién a los cambios institucionales y regulatorios se destacan:

a) Se reemplazé el regulador individual, Director General de Suministro de Electricidad,
con un concejo, la Autoridad de Mercados de Gas y Electricidad (Gas and Electricity
Markets Authority).

b) Se fusionaron las oficinas regulatorias de gas y electricidad en la Ofgem.

c) Se sustituyeron los comités de consumidores con un concejo independiente del
consumidor para gas Y electricidad, conocido como Energywatch

d) Cambios en las atribuciones y responsabilidades del Secretario de Estado para Comercio
e Industria y traslado de responsabilidades a la Ofgem

e) Atribucién de nuevos poderes al Secretario de Estado y a la Ofgem

Estos cambios se hicieron mediante modificaciones de la Electricity Act de 1989. La nueva ley
también elimind el concepto de suministrador de servicio publico e introdujo una Unica

licencia tipo para todos los suministradores, poniéndolos en pie de igualdad.

En la Ley también se establecié el requerimiento formal de separar los negocios de
distribucion y comercializacion o suministro y se introdujo la obligacion de que la actividad
de distribucidn fuera autorizada en forma independiente del suministro. Esos cambios tuvieron

un fuerte impacto en la estructura de propiedad de la industria.

La Utilities Act de 2000 también cambié la implementacion de los esquemas de comercio
mayorista, reemplazando el “pool” con los Nuevos Arreglos para la Comercializacion de
Electricidad (new electricity trading arrangements NETA), basado en contratos o acuerdos
bilaterales entre generadores, suministradores, comercializadores y clientes a través de

negocios en mercados a futuro y de corto plazo.

En 2008 y 2011, se aprobaron, respectivamente, la Ley de Cambio Climéatico (Climate
Change Act) y la Ley de Energia (Energy Act( que han tenido impacto en la regulacion del

sector eléctrico, de forma de acompafiar las nuevas necesidades de politica energética
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dictadas por los compromisos ambientales asumidos por el Gobierno.
3. Regulacion del Segmento Distribucion

22 La ultima revision tarifaria de distribucion realizada por Ofgem fue la quinta, vigente en el
periodo 2011-2015. La regulacion con el enfoque RIIO se planificd que seria introducida en
distribucion en la revision del afio 2015. La estrategia para dicha revision tarifaria esta
contenida en el documento Strategy decision for the RIIO-ED1 electricity distribution price
control. EI documento suministra una vision general de la decision de la Ofgem en cuanto al
enfoque que determina los productos que las 14 empresas de distribucidn deberan entregar y
los ingresos que les serdn autorizados en el periodo entre el 1 de abril de 2015 y el 31 de
marzo de 2023.

2. Como se indicé, con el nuevo modelo, el regulador establece los productos que las empresas
deben entregar y los ingresos que pueden recaudar de los consumidores por esos productos.
Los ingresos son determinados utilizando un enfoque de blogues regulatorios (building

blocks), cuyos elementos fundamentales estan ilustrados en la Figura 32 siguiente.

Figura 32 — UK: Building blocks para la proxima revision de distribucion (2015-2023)

Especificacion de los productos a ser entregados

¥ ¥ ¥

Gasto Eficiente Esperado Incentivos de Eficiencia Indexacién
RAV actualizado de : : .
. Permiso para impuestos . . Otros mecanismos de
controles de precios Premios y penalidad por . . .
. incertidumbre (ej.
anteriores entrega del producto

RAV, capitalizacion y drivers de volumen)
depreciacion

WACC

A 4 A 4

X Reglas para ajustar los Reglas para ajustar el
Ingreso Reconocido base

Acuerdo de precios bajo ingresos en funcién al ingreso por otros

(incluye cosos de

control ) L
financiamiento)

desempeiio de la factores (mecanismos de
compaiiia incertidumbre)

Fuente: Ofgem (2012).
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24,

25.

26.

27.

Con relacion a los productos, el marco RIIO tiene seis categorias primarias, asociadas a los

desempefios que se busca incentivar para RIIO-ED1, los cuales son:

a)

b)

d)

f)

Seguridad: asegurar que se provee una red segura que cumple las normas de seguridad y
salud Health and Safety Executive, HSE)

Medio ambiente: incentivar a las empresas a alcanzar objetivos ambientales mas
generales, en particular la reduccion de emisiones de carbono, y minimizar el impacto
ambiental de las actividades de la empresa gestionando su propia huella de carbono,
polucién visual y contaminacién.

Satisfaccion de cliente: mantener altos niveles de satisfaccion de los clientes y mejorar el
servicio donde sea necesario. Asumir e integrar el punto de vista de los accionistas en la
operacion de los negocios.

Conexiones: Conectar a los usuarios en forma rapida y eficiente, incluyendo la respuesta
a las necesidades especificas de los clientes, y simultaneamente facilitar la competencia
en la comercializacion minorista (supply).

Obligaciones Sociales: Adoptar un enfoque estratégico, coordinando y asociandose con
otras redes, suministradores y agencias para el uso mas efectivo de datos y conocimiento
a los efectos de beneficiar a los consumidores vulnerables.

Confiabilidad y disponibilidad: Proveer confiabilidad de largo plazo, minimizando el

namero de interrupciones y asegurando la adaptacién al cambio climatico.

Para cada categoria de producto Ofgem ha considerado un rango de mecanismos para

incentivar a las empresas en el sentido deseado. En algunos casos se han fijado limites

superiores y/o inferiores al ajuste de ingresos. Esos limites son determinados en la forma de

cierta cantidad de dinero. Sin embargo no en todos los casos los incentivos son financieros.

Para la seguridad, por ejemplo, no hay premio o penalidad puesto que existen normas

absolutas vigentes y la HSE puede actuar en caso de incumplimiento.

Resumiendo, el esquema (RIIO-ED1) se disefi0 para generar beneficios reales a los usuarios

del servicio mediante la definicién de una serie de incentivos que se le genera a las empresas

para lograr un servicio confiable, de calidad y sostenible.

En marzo del 2013 se publico la decision estratégica y los elementos fundamentales de este

marco regulatorio. Esto incluye los productos a entregar, los pardmetros financieros y los
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28.

29.

30.

3L

32.

incentivos regulatorios. Un elemento esencial del modelo es la generacion de planes de
inversion justificados y sélidos. En julio del 2013 las empresas remitieron sus planes de

inversion para el periodo comprendido por la revision tarifaria.

Respecto de la evaluacion de los planes de inversion se presentan las siguientes situaciones: si
un plan es considerado como de elevada calidad y genera un valor a los consumidores, el
mismo es considerado como fast-track, esto significa que se acepta el plan como fue emitido y
se concluye la revisién del precio tempranamente. Por el contrario, cuando el plan presenta
puntos fuertes, pero no genera una mejora general a la situacion actual, el mismo es
considerado como slow-track. Es decir, la posibilidad de ser considerado fast-track genera el

incentivo para mejorar la calidad de los planes.

Los planes fueron evaluados con base en cinco criterios centrales:
a) Productos a desarrollar
b) Gastos eficientes
¢) Financiamiento eficiente
d) Incertidumbre

e) Riesgo

De la evaluacién realizada por el regulador surgié que 10 empresas fueron consideradas como

slow-track, y remitieron sus planes revisados en marzo del 2014.

En el documento RIIO-ED1: Final determinations for the slowtrack electricity distribution
companies Overview de Noviembre del 2014 se fijan los determinantes Gltimos sobre el
proceso tarifario para 10 empresas distribuidoras de electricidad consideradas como slow-
track. El régimen tarifario para las empresas fast-track sigui6 los lineamientos definidos en el

documento Strategy decision for the RIIO-ED1 electricity distribution price control.

De este modo, la Ofgem determind los lineamientos finales para fijar las tarifas de todos los
agentes del mercado. Si bien los cambios determinados para el proceso de las empresas slow-
track son marginales, existen algunos que merecen ser mencionados:

a) Una reduccion en las ganancias antes de inflacion en un 4.7% en promedio respecto del

proceso tarifario Distribution Price Contro Review 5 (DPCR5)
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33.

34.

b)

Se empled el cuartil superior de un estudio de benchmarking en lugar de la frontera
eficiente, para la determinacion de los costos de administracion, operacion vy
mantenimiento (AOM) reconocidos y se incorpor6 una interpolacion por calidad de la
informacion (IQI), reconociendo que el organismo no tiene informacion perfecta.

Se especifica que en los analisis de regresion para determinar los costos eficientes se
empleard una variable de escala compuesta 0 CSV que es una combinacion del Valor
Equivalente del Activo (MAEYV, por su sigla en inglés) y del nimero de empleados.

a) Remuneracion de la Actividad

La Ofgem defini6é un esquema general de remuneracion para las industrias de red mediante el

cual la empresa prestadora recibe una remuneracion por las inversiones realizadas que

consiste en dos componentes:

a)

b)

La aplicacion del costo de capital sobre la Base Regulatoria de Activos (BRA, en inglés
Regulatory Asset Value - RAV). La BRA es la base de activos reconocida
regulatoriamente neta de depreciaciones.

Cuota anual de depreciacion regulatoria de los activos la cual depende de la vida util
promedio establecida por el regulador.

El método de remuneracion de las inversiones adoptado por la Ofgem en el modelo RIIO es

conceptualmente similar al utilizado en el modelo RPI-X, asimilable al modelo de Costo de

Reposicion Optimizado y Depreciado (DORC por sus siglas en Inglés). En virtud del volumen

de inversiones previsto en el sector para cumplir con las metas de reduccién de carbono, cobra

un rol central en el modelo RIIO el concepto de optimizacién de las inversiones. El concepto

de optimizacion y eficiencia en el modelo RIIO tiene un alcance mas amplio, integral y de

largo plazo que el aplicado en el modelo RPI-X:

a)

b)

Amplio, ya que se vincula al objetivo general del modelo RIIO que consiste en proveer
energia sustentable, con niveles maximos emisién de carbono, a largo plazo (usuarios
actuales y futuros).

Integral, ya que para la incorporacién de nuevos activos se pondera aquellos proyectos
que incorporan tecnologias que minimicen los costos totales (TOTEX) de proveer
energia sustentable en el largo plazo.

De largo plazo, ya que si bien el periodo tarifario es de ocho afios, el Plan de Negocios
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considera un horizonte de largo plazo (30 afios).

Base Regulatoria de Activos

% La BRAal final de cada afio es el resultado de adicionar a la BRA valuada al inicio del afio los
ajustes por transferencias de activos (shadow RAV) e incrementos de BRA y de deducir las

depreciaciones generadas en el afio, en término de formulas:

BRA; = BRA,;_{ + TRANSF,+ INCBRA; — DEP, (4)

Donde:

BRA, es la Base Regulatoria de Activos, el stock de activos al final del afio t.

TRANSF, son las Transferencias de activos realizadas durante el afio t.

INCBRA;, son los Incrementos de BRA ocurridos durante el afio t.

DEP, son las depreciaciones de la BRA generadas durante el afio t.

Un aspecto distintivo del modelo RIIO con respecto al modelo RPI-X es que a los
efectos de la valuacion no se distinguen inversiones (CAPEX) de gastos de
administracion, operacién y mantenimiento (OPEX), sino que analiza la suma de ambos

componentes o costos totales (TOTEX, por su denominacion en inglés).

%.  Posteriormente, y a los efectos de la remuneracion, el TOTEX es desagregado en dos
componentes:
a) Recuperacion lenta del TOTEX (slow money). Corresponde a la parte del TOTEX que
se adiciona a la BRA (INCBRA; en la férmula presentada anteriormente)
b) Recuperacion rapida del TOTEX (fast money). Corresponde a la parte del TOTEX que

se recupera anualmente, en forma similar al tratamiento que reciben los OPEX.

87 Los TOTEX de recuperacion rapida no son activables y su tratamiento contable es equivalente

al de los OPEX, en tanto que los TOTEX de recuperacion lenta si son activables.

Vida util de los activos
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% Si bien en el documento final de la cuarta revision tarifaria de distribucion eléctrica (DPCR4),
en noviembre de 2004, qued6 plasmada la necesidad de revisar la vida util regulatoria de los
activos, recién en el documento de consulta del modelo RIIO publicado en enero de 2010 este
tema fue discutido en detalle considerando:

a) La necesidad de balancear los intereses de usuarios presentes y futuros, en un escenario
de fuertes inversiones que tiene como principal objetivo el reducir los niveles de carbono
en el sector.

b) La necesidad de dar sefiales correctas de precios.

¢) La necesidad de calibrar el esquema de incentivos. Un esquema de depreciacién
acelerada de las inversiones puede opacar el esquema de incentivos operacionales y de

calidad de servicio.

3. La Ofgem encomendd al grupo consultor conformado por Cambridge Economic Policy
Associates (CEPA), Sinclair Knights Merz (SKM) y GL Noble Denton la elaboracién de un

estudio acerca de la vida econdmica de los activos de redes de electricidad y gas.

Tabla 49 — UK: Distribucioén: vida atil de los activos utilizada en la contabilidad regulatoria segin empresa

Red de Distribucidn Eléctrica Tipo de Activo Vida Util Contable (afios)
CE Activos del sistema de distribucién 45
Tecnologia de la Informacidn hasta 10
Red Central Este y Red Central Oeste Activos de lared de distribucion 40-70
EDFE EPN, EDFE LPN y EDFE SPN Lineas aéreas y subterraneas 45-60
(redes no de Reino Unido) Otras plantas y construcciones de la red 20-60
Electricidad Noroeste Infraestructura 5-80
Distribucién SPy SP Manweb PI,anta de Distribucién , 30-40
Torres, lineas y cables subterraneos 40-60
SSE Hidro Activos de Distribucion 10-40
SSE Sur Activos de Distribucion 10-80
Postes y lineas aéreas 45
WPD S Galesy WPD S Oeste Cables subterréneos. 60
Transformadores y protecciones 45
Torres y subestaciones hasta 55

Fuente: Ofgem (2010)

40 Los resultados del estudio referente a los activos eléctricos determinan que:
a) Lavida util técnica promedio se ubica entre 54 y 60 afios.

b) Los activos tienen un nivel de antigtiedad promedio (vida Gtil transcurrida) de 33 afios.
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c) Los operadores de red utilizan en su contabilidad regulatoria una vida util que,
dependiendo del equipamiento, se ubica en el rango entre 10 a 80 afios, estando la
mayor parte del equipamiento ubicado entre 30 a 60 afios.

#. La determinacién de la Ofgem se bas6é en una recomendacion realizada por la consultora

CEPA de adoptar una vida atil promedio del entorno entre 45 y 50 afios.

Recuperacién lenta del TOTEX

42 La proporcion de TOTEX que se activa (slow money) es determinada por la Ofgem con base
en distintos criterios, entre los que se destacan: la evaluacion del Plan de Negocios propuesto

por las empresas, los antecedentes de capitalizacion de las empresas evaluadas, etc.

Costo de capital

4. El modelo RIIO establece cuatro criterios principales para la determinacion del costo de
capital que asegure que una empresa, que actda eficientemente, pueda financiarse tanto a
través de su propio capital como de capital de terceros:

a) Continuar con el criterio determinado en el modelo RPI-X de calcular el costo de capital
a través del modelo WACC (Weighted Average Cost of Capital).

b) Determinar el costo de la deuda con base en informacion de promedios de largo plazo
con actualizacion anual.

¢) Continuar con el criterio determinado en el modelo RPI-X de determinar el costo del
patrimonio (equity) a través del modelo CAPM (Capital Asset Pricing Model).

d) Establecer niveles de Estructura de Capital (EdC) que reflejen la exposicion al riesgo de
cada una de las empresas. La EdC puede variar entre sectores y en el interior de cada

sector (por empresa).

4. La tabla siguiente presenta los valores de costo de capital determinado por la Ofgem para

diferentes sectores e industrias.
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Tabla 50 — UK: Costo de capital, valores determinados por la Ofgem en revisiones tarifarias recientes de electricidad

Yy gas

RIIO-T1/GD1 March RIIO-T1/GD1 December DPCR5 GDPCR TPCR4 CC Bristol Water
Component Low High Low High
Risk-free rate 1.7% 2.0% 1.4% 2.0% 2.0% 2.5% 2.5% 2.0%
Equity risk premium 4.75% 5.5% 4.0% 5.5% 5.25%  4.75% 4.5% 5.0%
Equity beta 0.9 0.95 0.65 0.95 0.9 1.0 1.0 0.92
Cost of Equity (post-tax) 6.0% 7.2% 4.0% 7.2% 6.7%  7.25%  7.0% 6.6%

45,

46.

47.

48.

Fuente: Ofgem

En forma complementaria al esquema general de remuneracion de la actividad, se agrega el

Ilamado Proceso de Iteracion Anual (Annual Iteration Process, AlP).

En efecto, el modelo RIIO incorpora, para el negocio de distribucion eléctrica (RIIO-ED1) el
AIP, el cual permite ajustar anualmente la Base de Ingresos tomando en consideracion el
desempefio y los niveles de productos alcanzados por las empresas. EI AIP plantea un cambio
sustancial con respecto al modelo RPI-X ya que en dicho modelo los ingresos regulatorios no

se ajustaban durante los cinco afios que duraba el periodo tarifario.

El andlisis de desempefio se realiza a través de un grupo de variables predeterminadas. La
Ofgem calcula, al 30 de noviembre de cada afio, el llamado término de Modificacién en la
Base de Ingresos (MOD) que refleja el Cambio Incremental en la Base de Ingresos. EI MOD
se aplica a partir del 1 de enero del siguiente afio. Las reglas para la determinacion de las
variables y la metodologia de célculo del AIP estan incorporados en las Licencias de las
empresas y en las Guias Financieras y el Modelo Financiero de la Revision Tarifaria (Price
Control Financial Model and Handbook, PCFM).

Matematicamente la especificacion del ajuste mediante la aplicacion del factor MOD es la

siguiente:

BING, = BINGINI, + MOD, (5)

Donde:
BING; es la Base de Ingresos para el afio t.
BINGINI, es la Base de Ingresos Inicial para el afio t.

MOD; es el término que refleja la Modificacion de la Base de Ingresos para el afio t.
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49.

50.

51

52.

Ajustes previstos en el AIP

El calculo del valor MOD, es un proceso dindmico ya que el Modelo Financiero de Control de
Precio (Price Control Financial Model, PCFM) incluye los efectos encadenados entre
variables. Por ejemplo, un incremento del TOTEX podria afectar la estructura dptima de
capital propio de la empresa. EI AIP puede implicar la revision del valor de las variables
contenidas en el PCFM, inclusive de valores anteriores. Sin embargo, una vez estimado el
MOD para un afio determinado, este valor no sufre variaciones como consecuencia de

resultados posteriores del AlP.

b) Reconocimiento de los costos de AOM

La remuneracion de los gastos de administracion, operacion y mantenimiento se realiza a
través de los llamados costos permitidos (Allowed Costs) los cuales se agrupan en los
siguientes conceptos:
a) Recuperacion rapida del TOTEX (fast money). Corresponde a la parte de TOTEX no
activada, la cual se recupera en un afio.
b) Costos no controlables.
c) Otros costos. (e.g. pensiones y resultados de revisiones tarifarias anteriores)

d) Impuestos permitidos.

Adicionalmente, el modelo RIIO-D1 introduce un par de modificaciones con respecto a los
criterios establecidos en la revisién tarifaria anterior (Distribution Price Control Review 5,
DPCRS) al considerar en el TOTEX a:

a) CAPEX no operacionales

b) Costos de soporte del negocio, o sea aquellos costos que no estan directamente

relacionados con la produccién.

c) Tratamiento regulatorio de las pérdidas

La Ofgem sefiala que las pérdidas en el sistema son la contribucion mas importante de las
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distribuidoras a su huella de carbono® y que son una consecuencia inevitable de transferir
electricidad en una red. Las mismas pueden ser reducidas con varias acciones por parte de las
empresas y otros interesados. Es claro que el tema refiere a pérdidas técnicas ya que las

pérdidas no técnicas no son un problema relevante en Gran Bretafia.

5% Ofgem indica que ha tenido problemas significativos con los mecanismos de incentivos de
reduccion de pérdidas de la revision anterior, DPCR5, debido a fluctuaciones importantes de

los datos y que ello resultd en la eliminacion del mecanismo.

% En lugar de una medida de las pérdidas, Ofgem coloca una clausula de obligacién de reducir
pérdidas en la licencia de las distribuidoras, junto con la posibilidad de éstas de justificar
gastos en sus Planes de negocio con base en la reduccién de carbono. Las empresas deberan

publicar informes anuales en que comparen las reducciones planificadas y logradas.

5. También se establece una recompensa monetaria discrecional durante el periodo RIIO-ED1
para premiar iniciativas eficientes e innovadoras de reduccién de pérdidas. La Ofgem prevé
revisar los mecanismos de incentivo para reduccion de pérdidas en la revision RIIO-ED2 una
vez que evalle si las tecnologias de medidores inteligentes y otras innovaciones permiten una

medida confiable de las pérdidas.

4. Regulacion del Segmento Comercializacion

. El mercado de comercializacion de Gran Bretafia se compone de 31 empresas, donde la
mayoria ofrece gas y energia eléctrica. En particular, existen 6 empresas integradas
verticalmente, que corresponden a las incumbentes (British Gas, EDF, E.ON, Npower, SSE y
Scottish Power). Las restantes empresas corresponden a compafiias mas pequefias que
ingresaron al mercado luego de la liberalizacion. Estas empresas no se encuentran integradas

verticalmente y son conocidas como las oferentes independientes.

- En términos generales, el sector de comercializacion de electricidad de Gran Bretafia fue

organizado como un mercado competitivo en 1999. A partir de dicho momento, los

67 La huella de carbono se define como la totalidad de los gases de efecto invernadero emitidos por la empresa.
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58.

59.

60.

61.

consumidores han podido elegir y cambiar de un proveedor a otro. Por su parte, los oferentes
adquieren la electricidad en el mercado mayorista o directamente desde los generadores,
entregandola al consumidor final. Permitiendo la competencia, se traslada la presion a la baja

en los precios, e incentiva la innovacion y la mejora en el servicio eléctrico.

a) Esquema regulatorio especifico para la actividad

La provision o comercializacion de energia en Inglaterra y Gales es el proceso de compra de
energia eléctrica en el mercado mayorista y su venta a consumidores finales. Los
consumidores tienen el derecho de elegir libremente el agente que le suministrara la energia

eléctrica. No obstante, se encuentra sujeto a ciertas condiciones particulares.

Antes de la década de 1990, la actividad de suministro y distribucién era concebida como una
Unica unidad. Sin embargo, con las modificaciones de la estructura del mercado la actividad

de proveer al consumidor se separ6 de la de distribucion.

Dentro de la operatoria del esquema de comercializacion se tienen las siguientes
caracteristicas: los medidores pertenecen a un tercero conocidos como Operador de Medidores
(Meter Operators, en inglés), que se encarga de su instalacién y mantencidn, en tanto que las
lecturas las hacen los comercializadores a través de la Distribuidora o de un Agente

autorizado.

Las principales tareas a realizar por los comercializadores se resumen a continuacion:
a) Comprar y vender electricidad
b) Lograr contratos con los generadores que afecten sus costos de generacion
¢) Procurar que la electricidad sea transportada por el sistema de transmision vy
distribucion, pagando el peaje adecuado
d) Proveer servicios a los consumidores como facturacion y cobranza, emisién de boletas y
lecturas de medidores

e) Ganar cierta utilidad del negocio de provision

La regulacion obliga a los comercializadores a contratar la distribucion de electricidad con

una empresa distribuidora, pagando el costo de utilizar la red del tercero.
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64.

65.

66.

67.

La actividad de comercializacion, al igual que las de generacidn, transmision y distribucion, es
una actividad licenciada. Es decir, que todas las empresas juridicas y naturales que quieran
ejercer estas actividades requieren de una licencia para poder ejercerlas. El encargado de
otorgar estas licencias es el Director General de Suministro Eléctrico (DGES, por su sigla en

inglés).

En particular, existen medidas que evitan la especulacién por parte de los comercializadores,
y que protegen al mercado frente a posibles insolvencias de éstos. Para ello, los
comercializadores para poder empezar actividades deben someterse a un proceso de registro
de parte de las respectivas autoridades, en el que deben cumplir requisitos de capital minimo
de garantia o aval, cumplir ciertos estandares de calidad o tener separacion de actividades en

el caso de integracion vertical con generacion y/o distribucion.

De igual modo, el comercializador se encuentra protegido mediante la notificacidn anticipada
por cambio de cliente. Asimismo, cuenta con medidores de prepago con servicio de
infraestructura sin discriminacion por los distribuidores a los comercializadores. Finalmente,

existe el pago por cancelacion anticipada de contrato.

Adicionalmente el marco regulatorio define el concepto de comercializador de Gltimo recurso
(Supplier of Last Resort) que se refiere a que en un area existe un agente que tiene la
obligacion de acoger a cualquier cliente que no se encuentre suscrito a un comercializador. La
eleccién de este agente debe realizarse considerando sus obligaciones contractuales actuales y

futuras.

En este contexto, la actividad de comercializacion es desarrollada, ademas de empresas
entrantes, por las Compafiias Regionales de Electricidad o Distribuidoras (RECs, por su sigla
en inglés) que poseen la adecuada licencia y desarrollan la actividad de comercializacion
como una actividad distinta a la de distribucién. De todos modos, también puede ser ejercida
por los generadores, autoproductores y cualquier otra persona que cumpla con las condiciones
exigidas. Es relevante mencionar que la eleccion del comercializador no representa costo

alguno al cliente.
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68.

69.

70.

71.

La ley de electricidad de 1989 distingue dos tipos de licencias de provision:

a)

b)

First Tier Business: La primera es la licencia otorgada a las Compafiias Regionales, que
ademas de poseer la habilitacion para distribuir energia eléctrica, pueden suministrar a
todo tipo de consumidor que se encuentre dentro de su area.

Second Tier Businees or Supply Licence: La licencia del proveedor de segunda fila
otorga el derecho a que cualquier persona pueda suministrar energia a cualquier
consumidor salvo a los consumidores que estén sujetos a control de precio. De este
modo, esta licencia otorga el derecho a ser proveedor puro. Este tipo de licencia puede
incluir a Compafiias Regionales que suministren energia fuera de su area de concesion.
Estas licencias exigen menos obligaciones, ya que las primeras se asociacion al caréacter

monopélico de las Compariias Regionales.

El Utilities Act de 2000 reunié ambos tipos de licencias en una unica licencia de provision, y

se introdujo el concepto de la oferta contractual. Asimismo, las licencias pueden ser otorgadas

para todo Reino Unido o para alguna area en particular.

Esta reforma introdujo las licencias domésticas y no domésticas. Las primeras poseen una

mayor cantidad de requisitos, siendo los principales:

a)
b)
c)
d)
€)
f)

9)

Cumplir con los requerimientos de seguridad

Cumplir con las normas comerciales

Ofrecer términos para el suministro

Otorgar a los clientes la informacion adecuada

Ofrecer una variedad de medios de pago, incluyendo el prepago

Otorgar el derecho de finalizar el contrato anticipadamente pagando la cuota (fee) e
finalizacién

Construir los mecanismos para prevenir el abuso de mercado, incluyendo la seleccion

del personal, su capacitacion, auditorias, etc.

La ley de 1989 establece la no discriminacion del suministro. Es decir, todas las licencias de

proveedor poseen una condicion que impide a los proveedores, que se encuentren en posicion

dominante, ejercer cualquier tipo de discriminacion en el suministro. Finalmente, en el afio

1997 se determiné que las 14 Compafiias Regionales eran dominantes en el mercado

geografico de su area designada.
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Todas las compras de energia de los comercializadores son realizadas en el Pool, ya que toda
la energia es reunida en él. Las ventas y compras se realizan utilizando los contratos llamados
Contratos de Diferencia (CfDs, por su sigla en inglés), que son basicamente contratos de
seguro o cobertura. Estos contratos son muy utilizados, evitando la volatilidad del precio spot.
Es importante mencionar que los CfDs son instrumentos financieros y no son contratos

bilaterales.

b) Remuneracion de la actividad

El mercado de comercializacion relne a oferentes que compran energia eléctrica en el
mercado mayorista, o directamente desde los generadores, y luego la venden a los usuarios
finales. Estos oferentes fijan el precio para la energia vendida. La légica subyacente se

sustenta en que mediante la competencia se genere una presion a la baja de los precios.

Existe una gran variedad de factores que influencian el precio de venta de la energia
comercializada. Estos incluyen:

a) Costos Mayoristas

b) Costos de la Red

c) Politicas Ambientales

d) Costo de Inversién en la Red

e) Margen de Ganancia

Independientemente de ello, los comercializadores deben pagar el peaje de distribucion

correspondiente al uso de la red de terceros.

El control de precios es utilizado en un contexto donde el mercado se encuentra limitado por
comportamientos monopolicos. Asimismo, la busqueda del control de precios es otorgar los
incentivos para que se aumente la eficiencia y la seguridad en el mercado. Por lo tanto, si

existe competencia, los controles no son necesarios.

En este sentido, los controles de precio rigieron durante la transicion hacia un mercado

competitivo. Desde el afio 2002, Ofgem ha removido el control de precios reemplazandolo por
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investigacion de mercado enmarcado bajo la Ley de Competencia. Bajo este esquema, el
agente regulador realiza un seguimiento sobre todos los comercializadores, y en particular,
sobre los dominantes, pudiendo actuar frente actividades prohibidas (precios excesivos 0
precios predatorios) en la Ley de Competencia. Asimismo, esta actividad implica determinar
los niveles de competitividad del mercado.

c) Vinculacion con otros eslabones de la cadena

Actualmente, existe una separacion legal de la distribucion y comercializacion. Antes de la
década de 1990, la actividad de suministro y distribucion era concebida como una Unica

unidad.

Asimismo, la transmision corresponde a una actividad totalmente separada.

De este modo, el precio final pagado por el consumidor corresponde a los siguientes
conceptos independientes:

a) Costo de Compra de Electricidad a los Generadores

b) Peaje de Transmision

c) Peaje de Distribucién

d) Costo del Servicio de Provisién

5. Andlisis de los elementos que limitan la competencia

a) Descripcion de los elementos que limitan la competencia

En junio de 2014 la Autoridad de Competencia y Mercados (CMA, por su sigla en inglés)
realiz6 una investigacion del mercado energético de Gran Bretafia. La institucion analizé el
mercado de comercializacion mayorista y minorista; en este Gltimo, se estudio Unicamente la

oferta a clientes residenciales y pequefias empresas.

Esta investigacion fue motivada principalmente por un rapido aumento en los precios de la
energia, situacion que ha generado una percepcion generalizada de que los precios y la

rentabilidad del sector se encuentran en niveles superiores a los que deberian ser bajo un
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esquema competitivo. En particular, en los dltimos 10 afios los precios de la electricidad

aumentaron en términos reales un 75%.

8. La investigacion determin6 que una de las causas de los aumentos de precios son los costos
sociales y ambientales impuestos en el esquema regulatorio. No obstante, se ha observado que
los mérgenes del EBIT aumentaron y fluctuaron a lo largo del periodo analizado.

8. Por otro lado, también se determind que el precio pagado por la electricidad varia entre
distintos consumidores, y se observo una gran variabilidad de las tarifas a las pequefias y
medianas empresas. En particular, se analizaron las tarifas definidas bajo las modalidades
rollover®®, retention®®, y deemed™. Sin embargo, la Ofgem reconocié que los consumidores
podrian tener importantes ahorros si combinan oferentes, tarifas y métodos de pago.
Finalmente, existen grandes preocupaciones con la calidad del servicio provisto por las seis
grandes distribuidoras de electricidad. En concreto, el nimero de quejas por cortes se

quintuplico entre 2008 y 2013.

& En un primer momento, la investigacion definié el mercado, reconociendo que es una
herramienta til pero que determinar los limites del mercado no determina la competitividad
existente en el mismo. Posteriormente, se analizo el mercado mayorista y minorista tendientes
a buscar limitaciones a la competencia y comportamientos anticompetitivos. Es importante
mencionar que el precio mayorista corresponde a la mitad del precio final del servicio

eléctrico.

8. En este sentido, dentro del marco de la investigacion, se modelé el mercado y como resultado
se concluy6 que ningin generador tiene incentivo a ejercer poder de mercado e incrementar el
precio mayorista en forma significativa. Asimismo, el andlisis de la rentabilidad de las seis
grandes firmas demostré que el mismo se encontraba en linea con el costo del capital. Por lo

tanto, se demuestra que en el mercado no existe el poder monopdlico unilateral.

8. Por su parte, el mercado de comercializacion minorista se analiz6 considerando que la

68 Tarifa que el consumidor pagara si no toma ninguna accion al finalizar el contrato
69 Tarifa que el consumidor negocia activamente al finalizar el contrato
70 Tarifa que paga el consumidor hasta que se termina de negociar el contrato por primera vez
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electricidad es un bien necesario homogéneo con una baja elasticidad precio e ingreso. Por lo
tanto, el precio se convierte en el principal factor para elegir el oferente. De este modo, la
competencia se determina principalmente a partir del precio, pero también de otros factores
que tienen relacion con el grado en que se involucran los consumidores en las negociaciones
tarifarias, con base a tres criterios:

a) Eleccion de la Tarifa

b) Eleccion del Método de Pago

c) Eleccién del Comercializador

8. Este ultimo punto fue realizado a partir de una encuesta a 7.000 consumidores, la cual
demostrd un bajo nivel de interés de los consumidores. En concreto, se determinaron tres

elementos donde el mercado presenta limitantes para la competencia.

Baja Respuesta de los Consumidores

8. El estudio reveld que 36% de los consumidores no conocian la posibilidad de elegir entre
comercializadores, 34% que nunca consideré cambiarse de comercializador, y 72% que no
sabian que podian cambiar de tarifa dentro del mismo comercializador. Esta situacion ha

llevado a que grandes ahorros potenciales no hayan sido aprovechados por los usuarios.

% En primer lugar, se observé que personas de bajos ingresos, bajas calificaciones, que viven en
viviendas rentadas o mayores de 65 afios tienen menos probabilidad de involucrarse en el
mercado. Asimismo, las ganancias para personas de altos ingresos representan un porcentaje

poco significativo en términos de sus ingresos mensuales.

% En segundo lugar existen barreras para involucrarse, como son la falta de diferenciacion entre
el gas y la electricidad limitan la participacion, a la vez que las facturas son calculadas con
base a medidores que no son horarios, por lo tanto el consumo utilizado es estimado y no el
real. En consecuencia, una gran mayoria de los consumidores mantienen una tarifa default™ la

cual le genera al distribuidor una ganancia superior por kWh que la tarifa de precio regulado.

7! Tarifa que pagan en caso de no tomar una decisidn activa de cambiar de tarifa (tarifa SVT)
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Finalmente, se demostrd la falta de informacién por parte de los consumidores. Por ejemplo,
la falta de acceso a internet, o la desconfianza en internet parecian ser un limitante a la
competencia. Asimismo, el mecanismo para seleccionar nuevos comercializadores es

complejo.

Comportamiento de los Comercializadores

Existen actividades de los comercializadores que limitan la competencia y la posibilidad de

ahorros por la eleccion por parte de los consumidores.

En primer lugar, existen disparidades entre las seis grandes empresas que no pueden ser
explicadas. Asimismo, no existen diferencias entre los costos sociales y ambientales para cada
tipo tarifario. Por lo tanto, existe un poder de mercado unilateral que las empresas ejercen

sobre los consumidores bajo la tarifa default o SVT.

Por otra parte las tarifas no estdndares (las que resultan de negociacion con los
comercializadores) se redujeron en el Gltimo tiempo, situacion que va en sentido contrario a lo
observado en las tarifas estandares. Las empresas han informado que la razén de esto es que
fijan los valores no estandares considerando que una porcion significativa de los clientes

acabaran contratando a la tarifa default, por lo que pueden fijar valores no estandar inferiores.

A partir del 2008, existe una reduccion en el cambio de comercializadores alcanzando los
niveles del 2003. La prohibicién de la discriminacidn de precios regionalmente ha incentivado
esta caida. Ademas, las empresas han decidido reducir las ventas en puerta de sus servicios. La
evidencia muestra que las empresas incumbentes poseen clientes con mas de 10 afios de
antigiiedad. Esta situacion demuestra una lealtad hacia las empresas incumbentes por parte de

los consumidores.

En conclusién, una actitud pasiva de los consumidores le ha dado un poder a los
comercializadores sobre el mercado que no deberian tener bajo un esquema competitivo, y
cobrando una tarifa SVT superior a lo que sus costos deberia justificar. Sin embargo, no existe

una coordinacion entre las empresas.
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Regulacion

Desde 2010, Ofgem realiza Revisiones de las Reformas del Mercado, determinando si el

mismo opera eficientemente y buscando eliminar las trabas a la competencia.

El principal objetivo de estas revisiones es estimular a los consumidores. Sin embargo, varias
de las medidas no han logrado generar el incentivo requerido para la participacion de los
consumidores.

Asimismo, la introduccion de la Four-Tariff Rule prohibié que los intermediarios entre el

comercializador y el cliente compitan entre si reduciendo comisiones.

Finalmente, en 2009 Ofgem implementd la condicidn de licencias SLC 25A por medio de la
cual se prohibe la discriminacién de precio regional. Esta medida se suspendié en 2012 pero
se continuaron con los principios de la misma. En conjunto, estas medidas han llevado a una

competencia menos clara.

b) Tratamiento propuesto para los elementos que limitan la competencia

Mediante el Sondeo de Oferta Energética (Energy Supply Probe en inglés), el Ofgem propuso
medidas cuyo objetivo corresponde al tratamiento de los elementos identificados en el inciso

anterior. Estas medidas fueron incorporadas como nuevas condiciones de las licencias.

El primer conjunto de medidas tenia como objetivo limitar los diferenciales de precios
injustificados. Para lo mismo, se prohibié toda discriminacién hacia los consumidores que no

sea justificada adecuadamente por la estructura de costos.

Asimismo, por medio del estudio realizado en junio de 2014 la Autoridad de Competencia y
Mercados (CMA, por su sigla en inglés) se establecieron medidas para beneficiar la

competencia en el mercado.

En primer lugar, se establecieron medidas informales tendientes a otorgar informacién a los
consumidores de las opciones existentes a los fines de aumentar la competencia en el

mercado. Asimismo, estas medidas se acompafiaron de otras que buscaban abrir el mercado y
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reducir las barreras al acceso a la informacion.

Adicionalmente se prioriz6 la iniciativa de que las empresas coloquen medidores inteligentes
a los usuarios con medidores prepagos. Ademas, se implementaron medidas para facilitar la
planificacion y la introduccién de medidores horarios.

En tercer lugar, Ofgem ofrece un servicio de comparacion de precios a los usuarios y
pequefias empresas, a los fines de facilitar la eleccién de tarifas. De este modo, los usuarios se
encuentran con menos exigencias al momento de elegir entre los distintos esquemas. Esta
medida, se acompafid de la obligatoriedad a las compafiias a ofrecer listas de precios en sus

paginas web y de otorgar gratuitamente esta informacion a los intermediarios.

En cuarto lugar, se prohibe la inclusion de condiciones contractuales por el cual se generaba
una renovacién automatica del contrato con opciones limitadas de tarifa u oferente.
Asimismo, los consumidores con tarifas default fueron contactados y recibieron informacion

para incentivarlos a involucrarse en el mercado.

B. Modelo Chileno

1. Caracterizacion del Sector

En Chile existen seis sistemas eléctricos independientes: el Sistema Interconectado del Norte
Grande (SING), que abastece la Primera y Segunda Regiones administrativas; el Sistema
Interconectado Central (SIC), que abastece desde la Tercera a la Décima Region; el Sistema
de Aysén en la Décimo Primera Regién y el Sistema de Magallanes en la Décimo Segunda

Regidn, que incluye tres sistemas denominados medianos.

La generacion en Chile depende principalmente de recursos hidricos y de la importacion de
hidrocarburos. El pais carece de recursos petroleros significativos, por lo que el petrdleo es
importado. El gas natural también es importado mediante dos terminales de regasificacion de
GNL, Quintero y Mejillones. Existen seis gasoductos desde Argentina, aunque los volimenes

transados en los ultimos afos practicamente han sido nulos.
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111 "La generacion en Chile depende principalmente de recursos hidricos y de la importacion de
hidrocarburos. El pais carece de recursos petroleros significativos, por lo que el petrdleo es
importado. El gas natural también es importado mediante dos terminales de regasificacion de
GNL, Quintero y Mejillones. Existen seis gasoductos desde Argentina, aunque los volumenes
transados en los Ultimos afos practicamente han sido nulos.

Figura 33 — Chile: Sistema Eléctrico Chileno

/SING
Sistema eléctrico Chileno . * Capacidad Instalada: 3.988 MW

* Demanda Maxima (2012): 2.167 MW

*  100% Térmica:
} 46% carbdn
i P 46% gas natural
8% petrdleo
| * Demanda: 85% gran mineria )
"\\___°_ Crecimiento Energia 2011/2012:5,4% ./

Capacidad Instalada: 13.481 MW
Demanda Maxima (2012): 6.992 MW
51% Térmica

42% Hidroeléctrica
7% Edlica/biomasa/otras

AYSEN
* Capacidad instalada: 81 MW

* Genera 74% de la energia que demanda
el pais

92% de la poblacion

* En esta zona se produce el 76% del PIB
* Crecimiento Energia 2011/2012: 5,5%

MAGALLANES
* Capacidad instalada: 100 MW

Fuente: Desafios del sector eléctrico en Chile, presentacion del Ministro Jorge Bunster Betteley en el Seminario SONAMI, abril

2013

12 |a casi totalidad del sistema de transmision de alta y extra alta tension (154-220 y 500 kV),
pertenece a la empresa privada Transelec S.A. junto a su filial Transelec Norte. Esta empresa
es la propietaria y operadora de la gran mayoria de las instalaciones troncales de transmisién
eléctrica que conforman el Sistema Interconectado Central, SIC, como asimismo de una parte
del Sistema Interconectado del Norte Grande, SING.

13- A'los efectos regulatorios el sistema de transmision chileno se divide en tres sistemas: sistema

troncal, sistema de subtransmision y sistema adicional.
14 La distribucién sujeta a regulacién de precios se define como aquella actividad que realiza el
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transporte de potencia y energia eléctrica a niveles de voltaje de 23 kV 0 menos, y se encarga
del suministro de energia a consumidores cuya potencia conectada es inferior o igual a los
2.000 kW (kilowatts), con excepcion de aquellos clientes que contraten condiciones especiales
de suministro o que, teniendo una potencia conectada superior a los 500 kW e inferior o igual
a los 2.000 kW, hayan optado por suscribir un contrato libre. Por otro lado, las empresas
generadoras pueden vender energia a clientes de potencia conectada superior a 2.000 kW, o
bien clientes que contraten condiciones especiales de suministro o que, teniendo una potencia
conectada superior a los 500 kW e inferior o igual a los 2.000 kW, hayan optado por suscribir
un contrato libre, algunos de los cuales se encuentran fisicamente instalados en las zonas de
concesion de una distribuidora y por lo cual deberdn pagar un peaje de distribucion, en caso

de que usen la red de la distribuidora. Este peaje también se encuentra regulado en la Ley.

En sintesis, la actividad de distribucién comprende dos subactividades:
a) Transporte de potencia y energia eléctrica en redes de 23 kV 0 menos

b) Suministro de energia a consumidores con potencia conectada de 2.000 kW o menos.

El punto 2 no implica que no puedan conectarse usuarios de mas de 2.000 kW (con limites
técnicos), sino que en ese caso son consumidores libres, a los que el distribuidor esta obligado

a suministrar transporte a cambio de un peaje pero no energia a precio regulado.

Los clientes con demanda mayor o igual a 500 kW pueden optar por ser clientes libres pero si
deciden permanecer como clientes regulados, el distribuidor estd obligado a suministrarles
energia a precio regulado. Los consumidores con cargas mayores a 2MW son

obligatoriamente clientes libres.

Aunque hay 34 empresas distribuidoras, el 81% del total de los clientes es abastecido por seis
empresas. Chilectra y CGED son las empresas con mayor participacion de mercado; en
conjunto, ambas abastecen a 2.8 millones de clientes y suministran cerca del 63% de la

energia entregada al sistema.

2. Marco Regulatorio e Institucional

El marco regulatorio que introdujo la competencia en el mercado de generacion fue
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implementado hace ya treinta afios. Actualmente, no hay participacion empresarial del Estado

en el sector.

120. E| marco regulatorio vigente estd compuesto por una serie de leyes, reglamentos y normas,

que regulan la produccion, transporte, distribucion y comercializacion de energia eléctrica, y

la provision de los servicios complementarios a estas actividades y los servicios asociados al

suministro de electricidad.

121 A continuacion se listan los principales cuerpos normativos vigentes:

a) Ley General de Servicios Eléctricos (DFL-4/2007)

@)

Rige las concesiones y permisos, el transporte de energia eléctrica, la explotacion
de los servicios eléctricos y el suministro y las tarifas. Incluye lo dispuesto en la
LGSE, la Ley Corta I, Ley Corta Il y Ley de Energias Renovables no
Convencionales (ERNC), entre otras.

Reglamento de la Ley General de Servicios Eléctricos (Decreto 327): Reglamenta
la ejecucién y aplicacion de la Ley General de Servicios Eléctricos.

Reglamento de transferencias de potencia entre empresas generadoras (Decreto 62)
Reglamento de transferencias de potencia entre empresas generadoras.

Reglamento de servicios complementarios (Decreto 130) Reglamento que establece
las disposiciones aplicables a los servicios complementarios con que debera contar
cada sistema eléctrico para la coordinacion de la operacion del sistema.

Reglamento para la fijacion de Precios de Nudo (Decreto 86) Reglamento que
establece los procedimientos para la determinacion y la fijacion de los Precios de
Nudo.

b) Ley Corta I (Ley 19.940/2004)

O

Introduce modificaciones a la Ley General de Servicios Eléctricos con el objetivo
principal de regular la toma de decisiones y el desarrollo de la expansion de la
transmision de electricidad. También establece incentivos para medios de

generacion no convencionales y pequefios medios de generacion.

c) Ley Corta Il (Ley 20.018/2005)
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o Introduce modificaciones a la Ley General de Servicios Eléctricos con el objetivo
principal de estimular el desarrollo de inversiones en el segmento de generacion a
través de licitaciones de suministro realizadas por las empresas de distribucion.

o Reglamento de las licitaciones de suministro de energia (Decreto 4) Reglamenta el
proceso de las licitaciones de suministro de energia para satisfacer el consumo de
los clientes regulados que, de acuerdo a la Ley General de Servicios Eléctricos,
deben realizar las empresas de distribucion.

d) Creacion del Ministerio de Energia (Ley 20402/2009)

e) Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio (NTSyCS) Documento técnico que
establece exigencias minimas para disefio de instalaciones y estandares de seguridad y

calidad de servicio, entre otros.

f) Procedimiento para otorgar concesiones eléctricas (Ley 20.701/2013) Esta ley responde
a modificaciones al DFL N° 1 que har& mas expeditos los procedimientos para otorgar
concesiones, contribuyendo al impulso de la inversién y la competitividad en el mercado

eléctrico, dando mayor certeza al sistema y evitando problemas de abastecimiento.

122 En lo que refiere a la organizacion institucional del sector, la Ley N° 2.224 de 1978
cred la Comision Nacional de Energia (CNE), 6rgano encargado de la regulacion de precios,
elaboracién de la politica y promocion de los cambios legales, reglamentarios, y normativos
para el buen funcionamiento del sector. La Ley N° 18.410 de 1985 del Ministerio de
Economia, Fomento y Reconstruccion fijo las atribuciones y responsabilidades de la

Superintendencia de Electricidad y Combustibles (SEC), érgano fiscalizador del sector.

123 | a actual organizacion institucional del sector energético quedé definida a partir de la
aprobacion de la Ley N° 20.402 que crea el Ministerio de Energia, que entrd en vigencia el 1
de febrero del afio 2010. Este ministerio fue concebido como el drgano superior de
colaboracion del Presidente de la Republica en las funciones de gobierno y administracion del

sector de energia.

124 El objetivo general del Ministerio de Energia es elaborar y coordinar los planes, politicas y
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normas para el buen funcionamiento y desarrollo del sector, velar por su cumplimiento y
asesorar al gobierno en todas aquellas materias relacionadas con la energia.
125 Con las definiciones de la Ley N° 20.402, qued6 establecido que el sector energia comprende
todas las actividades de estudio, exploracion, explotacion, generacion, transmision, transporte,
almacenamiento, distribucion, consumo, uso eficiente, importacion y exportacion, y
cualquiera otra materia que concierna a la electricidad, gas, petréleo y derivados, energia

nuclear, geotérmica y solar, y demas fuentes energéticas.

126 |a siguiente figura describe la organizacion institucional vigente.

Figura 34 — Chile: Organizacion del sector energético
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e

- Ejecucion
- Regulacion Técnica / Economica
- Fizcalzacion

Fuente: Ministerio de Energia de Chile

3. Regulacién del Segmento Distribucién

121. 'En Chile los servicios publicos de distribucién son prestados por empresas privadas,
reservandose para el Estado el rol Regulador, Fiscalizador y Subsidiario.
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El establecimiento, operacion y explotacion de instalaciones de distribucion de electricidad se
realiza mediante Concesion de Servicio Publico (Art 2° del LGSE y Art 7° del Reglamento).
La Concesion puede ser de dos tipos:

a) Provisional, en cuyo caso debe ser solicitada directamente a la SEC (Art 18° del
Reglamento). La concesion provisional tiene por objeto permitir el estudio de proyectos
de obras de aprovechamiento de la concesion definitiva, y no constituyen un requisito
previo para obtener la concesion definitiva, ni una obligacién de solicitar esta Gltima
(Art 4° LGSE). El plazo de otorgamiento de las concesiones provisionales es de dos
afos.

b) Definitiva, son otorgadas por el Presidente de la Republica por intermedio del Ministro
de Economia, Fomento y Reconstruccion (Art 11°LGSE). Las concesiones definitivas
son otorgadas sin limite temporal y finalizan por caducidad’® o por renuncia. (Art 30°
LGSE).

Existe disputabilidad para usuarios no regulados de mas de 2 MW, y los clientes con

consumos de entre 0,5 y 2 MW pueden decidir entre mercado regulado o no regulado.

La Ley admite la posibilidad de zonas de concesion superpuestas (Art 17° LGSE). Es decir, se
faculta a que un nuevo distribuidor interesado pueda solicitar y obtener una nueva concesion

en parte o en la totalidad del territorio ya concesionado.

Naturalmente, a los fines de cumplir con el criterio de no discriminacion, se impone al nuevo

concesionario las mismas obligaciones y derechos que posee la empresa incumbente.
Las distribuidoras estan obligadas a dar servicio, en su zona de concesion, a quien lo solicite,
sea que el usuario este ubicado en la zona de concesidn o gque se conecte a las instalaciones de

la distribuidora por lineas propias o de terceros (Art 74° LGSE).

El esquema regulatorio establecido en Chile para la distribucion es el de Yardstick

72

Las concesiones definitivas de servicio eléctrico caducardn, antes de entrar en explotacion, si: 1. el concesionario no
redujere a escritura publica el decreto de concesidn; 2. si no se iniciaren los trabajos dentro de los plazos sefialados;
3. si no se hubiesen ejecutado por lo menos los dos tercios de las obras dentro de los plazos establecidos y no
mediare fuerza mayor. La caducidad sera declarada por el Presidente de la Republica mediante decreto supremo
fundado.
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Competition con Precio Techo.

Las revisiones tarifarias se realizan cada 4 afios (Art 110° LGSE). La duracién del periodo
tarifario es idéntica para todas las distribuidoras. Los niveles y esquemas de precios de la
industria, en general, estdn segmentados y asociados al eslabon de la cadena que se esta
remunerando. Las distribuidoras eléctricas traspasan a sus clientes regulados los precios que
resulten de promediar los precios vigentes para dichos suministros conforme con los

respectivos contratos de suministro con los generadores.

De conformidad a las nuevas disposiciones legales vigentes a partir de 2010, en el caso de que
el precio promedio de energia de una distribuidora sobrepase el 5% del precio calculado para
todas las distribuidoras del sistema, el exceso se suprime y es absorbido por todos los

consumidores de precio regulado del sistema eléctrico correspondiente.

a) Remuneracion de la Actividad

La remuneracion de la actividad de distribucién de energia eléctrica propiamente dicha esta
determinada por el Valor Agregado de Distribucion (VAD). Conceptualmente el VAD debe
generar ingresos suficientes a la Distribuidora para la cobertura de los costos eficientes de
operacion y mantenimiento, las inversiones requeridas para la adecuada prestacion de los

servicios, como asi también generar una razonable rentabilidad sobre los activos.

El VAD considera costos fijos por usuario (gastos de administracion, facturacién y atencion),
pérdidas de distribucién en energia y potencia, y costos de inversion, mantenimiento y
operacion de la concesién de distribucion, por unidad de potencia suministrada. La misma
normativa establece que los costos anuales de inversidn se calculan considerando el Valor
Nuevo de Reemplazo (VNR) de las instalaciones adaptadas a la demanda, la vida util de esas

instalaciones y una tasa de descuento del 10% real anual (antes de impuestos).

Dada la diversidad de tamafio y densidad de consumo de las empresas chilenas, la Ley
concibio que el calculo del VAD se realice por &reas tipicas de distribucion (ATD), que
representan a empresas con VAD similares. Los componentes del VAD para cada &rea tipica se

calculan sobre la base de un estudio de costos encargado a una empresa consultora por la
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Comision. Para la elaboracion del Estudio, la consultora supone eficiencia en la politica de
inversiones y en la gestion de una empresa modelo que actlia como distribuidora en el pais.

Dado que se realiza un Estudio de Costos por ATD, existe una empresa modelo por area tipica.

Los Términos de Referencia para la realizacion del Estudio de determinacién del VAD son
elaborados por la CNE.

El mencionado estudio de costos también puede ser llevado a cabo por consultores
contratados por las empresas concesionarias de distribucion, ya sea en conjunto o
individualmente. Para ello la Comision informa cuales son las areas tipicas y como se
clasifican las empresas en su interior. En caso que las empresas presenten estudios de costos
propios, y que no se llegue a acuerdo entre los valores entregados por el consultor de la
Comision y los valores de los estudios encargados por las empresas, éstas Gltimas preservan
los valores presentados en sus correspondientes estudios de costos. Sin embargo, para efectos
de determinar los VAD definitivos, la Comision calcula para cada ATD el promedio aritmético
ponderado de los VAD resultantes de los estudios de la Comision y de las empresas. Los
coeficientes de ponderacion correspondientes son dos tercios para los que resulten del estudio
encargado por la Comisién y un tercio para los valores del estudio encargado por las empresas
como conjunto, o para el promedio de los valores resultantes en los estudios encargados
individualmente por mas de una empresa. Si las empresas no contrataren ningun estudio o si
todos ellos fueran declarados fuera de bases, los VAD seran aquellos que resulten del estudio

de la Comision.

La vigencia de las formulas tarifarias del VAD es de cuatro afios. Sin embargo, existe la
posibilidad de revisiones extraordinarias de tarifas dentro del periodo tarifario, si se verifica
gue en el periodo tarifario se registra una variacion acumulada del 100% en el indice de
precios al consumidor, o si la rentabilidad del promedio de las empresas difiere en méas de
cinco puntos porcentuales respecto al valor definido por la Ley de 10% real anual antes de

impuestos.

La normativa regulatoria establece una limitacion a la rentabilidad que las distribuidoras
pueden obtener, en tal sentido se estipula un mecanismo de verificacion de la rentabilidad que

consiste en determinar el VAD, con €l cada empresa debe calcular los ingresos que hubiera
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obtenido al aplicar las tarifas aprobadas sobre la totalidad de suministros realizados el afio
anterior al de andlisis. Luego se procede a la determinacion de una tasa de rentabilidad con la
consideracion de los VNR, los costos operacionales y los ingresos antes descritos.
Seguidamente se efectla la agregacion de todas las distribuidoras para obtener un indice de
rentabilidad de la industria en su conjunto.

La ley establece que las concesionarias deben mantener una rentabilidad a nivel de toda la
industria dentro de una banda del 10% (real antes de impuestos) = 4% (cuatro puntos
porcentuales) al momento de la determinacion del VAD. En caso que, al momento de la
determinacion del VAD, la rentabilidad se encuentre fuera de los limites aqui establecidos, se
debe ajustar proporcionalmente el VAD de todas las distribuidoras hasta alcanzar el limite mas
cercano (inferior o superior). Y dentro de una banda del 10% (real antes de impuestos) + 5%
durante los 4 afios de vigencia de la misma. En caso que la rentabilidad conjunta de las
empresas de la industria se encuentre fuera de esta banda, la CNE debera efectuar un nuevo

estudio para determinar nuevas férmulas tarifarias.

En el decreto tarifario de distribucion que se dicta cada cuatro afios, se establece un porcentaje
de reduccion del VAD para cada afio de vigencia de las tarifas por concepto de economias de

escala.

Entre revisiones tarifarias el VAD de cada area tipica es indexado mensualmente segin un
indice de la tasa de cambio del dolar y aranceles aplicables a los equipos importados, indices
de precios locales al consumidor, indice de precios al por mayor de productos nacionales, e

indice de precios del cobre.

b) Base de Capital

La normativa establece que los costos anuales de inversion se calculan considerando el Valor
Nuevo de Reemplazo (VNR) de las instalaciones adaptadas a la demanda (o0 sea de una
empresa eficiente modelo o de referencia), la vida Util de esas instalaciones y una tasa de
actualizacion del 10% real anual. Por otra parte, la misma normativa establece el

requerimiento de verificacion de rentabilidad de las empresas reales.
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Por lo tanto, en lo referente a la base de capital, en el esquema normativo chileno se
determinan dos valores de base de capital, con metodologias de célculo marcadamente
diferentes y que aplican a distintas etapas del proceso de revision tarifaria:
a) Base de capital tipo greenfield, aplicada en la determinacién del VAD.
b) Base de capital VNR de activos inventariados, aplicada en el Mecanismo de Verificacion
de la Rentabilidad General de la Industria.

c) Base Greenfield

La base de capital greenfield se determina a partir del VNR de instalaciones adaptadas a la

demanda.

La metodologia para identificar los activos necesarios para la prestacion de los servicios de
distribucién consiste en modelar a través de un software especifico, la red necesaria para
abastecer la demanda real de las empresas que representan cada ATD. Una vez identificada la
demanda, y modelada la red, con la identificacion de sus componentes fundamentales, se

procede a la valorizacion de dichos componentes por el método del VNR.

Con relaciéon a la tasa de retorno para el calculo de la anualidad, la Ley determina la
aplicacion de una tasa de retorno de 10% real anual, antes de impuestos. Merece destacarse
gue la normativa chilena no contempla la posibilidad de modificaciones de dicho valor, y en

los hechos esta tasa se ha mantenido estable desde la promulgacion del DFL 1/1982.

d) Base para el mecanismo de revision de la rentabilidad

A los fines de la implementacién del esquema de verificacion de la rentabilidad, la
cuantificacion de la base de capital consiste en la determinacion de un VNR inicial para cada
concesionaria. EI VNR debe considerar el costo de renovar todas las obras, instalaciones y
bienes fisicos incluyendo intereses intercalarios, servidumbres, bienes intangibles y capital de

explotacion.

La primera valuacion se efecta con base en un inventario de todos los activos afectados a la

prestacion del servicio. Posteriormente se recalcula el VNR cada cuatro afios (en el afio
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anterior a la aplicacion de las formulas tarifarias). El recélculo debe ser efectuado por la
concesionaria y comunicado a la Superintendencia quien debera aprobar el nuevo VNR, en
caso de existir diferencias respecto a la determinacién del VNR, se recurrird a una comision
pericial. Las ampliaciones realizadas por las concesionarias también deben ser aprobadas por
la Superintendencia para su inclusion en el VNR.

Los ajustes de precios al VNR se efectdan por aplicacion del indice General de Precios al

Consumidor.

e) Reconocimiento de los costos de administracién, operacion y mantenimiento
(AOM)

Los componentes de costos de administracion, operacion, mantenimiento y comercializacién
del VAD, son determinadas por los consultores para la empresa de referencia que es objeto de

modelacion. Los costos reales no son considerados.

La metodologia para la determinacion de los costos eficientes de explotacion, a reconocer en
la tarifa, es la siguiente:
a) Se construye una empresa de referencia lo mas representativa del conjunto de empresas
del ATD.
b) Se elige un area de Concesién determinada, a modo de referencia y se establecen los
parametros de una firma que produce la cantidad demandada al minimo costo
técnicamente posible; simulando asi, el ingreso de un nuevo agente en el mercado, con

gestion y tecnologia moderna, pero considerando las condiciones del entorno vigente.

Con este enfoque se busca considerar los antecedentes de territorio operacional, clientes,
consumos Y los puntos de inyeccion de energia, propios de la empresa analizada, asi como las

condiciones locales que la afectan, pero suponiendo operacion eficiente.

f) Tratamiento regulatorio de las pérdidas

Las pérdidas técnicas y no técnicas se encuentran formalmente reconocidas por la legislacion

como parte integrante del VAD.
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La regulacion permite reconocer aquellas pérdidas técnicas y no técnicas que tienen sentido
economico. Es decir, aquellas pérdidas cuyo costo de eliminarlas es mayor que el beneficio

asociado a tal eliminacion.

El calculo de los valores referenciales de pérdidas se define de la siguiente forma:
a) Pérdidas técnicas: Se calculan analiticamente sobre la base de las instalaciones de
distribucién adaptadas a la demanda dimensionada para la empresa modelo.
b) Pérdidas no técnicas: Se considera un porcentaje de pérdidas de hurto residual cuya
eliminacion no resulta econdmica, el cual no debe exceder el 2% de la energia vendida a

clientes regulados en baja tension.

El nivel de pérdidas técnicas de la red adaptada a la demanda, adicionado al de las pérdidas no

técnicas justificadas, constituye la meta de eficiencia.

g) Esquema Tarifario

En la formulacién del sistema chileno de precios de la electricidad se contemplé como
objetivo central reflejar en ellos los costos eficientes de generar, transmitir y distribuir los

suministros eléctricos.

Dada la separacion existente entre las actividades de generacion, transmision y de
distribucion, la regulacion de precios a nivel de clientes regulados de empresas distribuidoras
concibe los precios a nivel de distribucion como la suma del precio de compra de energia,
establecido en el punto de conexion con las instalaciones de distribucién, de un valor
agregado por concepto de costos de distribucién y de cargos por concepto del uso del sistema

de transmision.

A partir de las modificaciones introducidas por la Ley Corta Il, el componente de precio de
nudo se determina sobre la base del promedio ponderado por volumen de suministro de los
precios vigentes en los contratos de compra de la distribuidora, para abastecer a los clientes

regulados en la zona de concesion.
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64 Dado que las empresas distribuidoras se conectan al sistema en subestaciones de
subtransmision, el precio de nudo final, establecido en el punto de conexion con las
instalaciones de distribucion, debe incorporar el costo asociado a la subtransmision y a la
transmision troncal. EI componente de precio de distribucion consiste en el Valor Agregado
por concepto de costos de Distribucion (VAD). El esquema planteado refleja el costo de
capital y de operacion y mantenimiento ocasionado por el suministro a un consumidor final.

Es decir, el costo medio para la empresa distribuidora de atender a un nuevo cliente.

185 Por lo tanto, todo cliente implica para una empresa distribuidora los siguientes conceptos de
COStos:

a) Costos administrativos debido a la existencia del cliente: Este es un cargo fijo mensual,
independiente del consumo del usuario.

b) Costo por consumo de energia del cliente: Cada kWh consumido por el cliente obliga a
la empresa distribuidora a comprar ese kWh, mas las pérdidas de distribucion
correspondientes, al sistema generador.

c) Costo por consumo de potencia de punta del cliente: Cada kW consumido por el cliente
obliga a la empresa distribuidora a comprar ese kW, mas las pérdidas de distribucion
correspondientes, al sistema generador.

d) Costo por demanda de potencia del cliente en las horas de demanda maxima local del
sistema: Este costo se refiere a la capacidad requerida de las instalaciones para hacer
frente al momento en que el consumo del cliente coincide con la demanda méxima que
enfrenta la distribuidora. Ello obliga a la empresa distribuidora a ampliar sus
subestaciones, lineas y transformadores en alta y baja tension, para abastecer cada kW
adicional que el cliente demanda a las horas de mayor consumo de potencia.

e) Costo por demanda de potencia del cliente no coincidente con la demanda maxima del
sistema: Ello no tiene incidencia en las inversiones a nivel de subestaciones, lineas y
transformadores alejados del cliente, pero si incide en las inversiones que estan mas

cerca de €l y son més especificas al comportamiento de demanda.

166 Basicamente, la estructura tarifaria a nivel de cliente final de distribucion, tiene la siguiente

composicion:

T final = PNdx + VAD + CUTX (6)
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T final = CFCLIENTE + PNdx - FPERDg + CD - FCOINCd + CUTX (7)
T final = CFCLIENTE + PNdx-E- FPERDg — E + PNdx — P - FPERDg - P - FCOINg +
CD - FCOINCd + CUTx (8)

167 Tal como se ha sefialado a lo largo de este documento, la estructura bésica considera la adicién
de las tres componentes, tal como lo muestra la primera ecuacion, éstas son:
a) Precios de compra de energia en el punto de conexion con las instalaciones de
distribucion;
b) cargo Unico por concepto de uso del sistema de transmision troncal; y

¢) valor agregado por concepto de costos de distribucion.

188 La combinacion de dichos valores a través de férmulas, permite que el precio resultante de
suministro corresponda al costo de la utilizacion por parte del usuario de los recursos

empleados a nivel de produccion, transporte y distribucion.

189 El término asociado al CFCLIENTE representa la componente tarifaria por concepto de
recuperacion de los costos fijos asociados a los gastos de administracién, facturacion y
atencion del usuario, independientes de su consumo. Este componente tendra distintos valores
de acuerdo al tipo de medidor que posea el cliente, esto es medidor simple de energia,
medidor simple de energia y demanda maxima leida, o bien, medidor simple de energia y
demanda méaxima leida, y demanda méxima leida en horas de punta del sistema eléctrico. Se

expresa en unidades monetarias por cliente.

170 E| término de la suma asociada a PN_dx representa la componente tarifaria por concepto de
recuperacion de compras de energia y potencia a los suministradores, cuyos precios de nudo
(PN_dx) consideran los costos de generacion incluidos los costos medios de subtransmisién
hasta el punto de ingreso al sector de distribucion correspondiente, los factores de
coincidencia (FCOINg) aplicables solo en el caso de la potencia y los factores de pérdidas en
las redes de una empresa modelo (FPERDg-E y FPERDg-P) calculados en el caso de la
potencia, en la hora de demanda méxima del sistema de generacion. Ademas, esta componente
se separa en dos partes, una asociada a las compras de energia (PNdx-E, FPERDg-E) y otra a
las compras de potencia en horas de punta del sistema eléctrico (PNdx-P, FPERDg-P,

FCOINQ). Se expresa en $/kWh para la energia y $/kW/mes para la potencia.
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El término asociado al CD representa la componente tarifaria por concepto de recuperacion de
los costos de distribucion en base a costos estandares de inversion, mantencion y operacion
asociados a la distribucion, por unidad de potencia suministrada. Esta componente se
diferencia entre alta y/o baja tension de distribucion (CDAT y CDBT), segun se aplique a
clientes conectados en alta o baja tension, respectivamente. Se expresa en $/kW/mes.

El término asociado a CUTx corresponde al cargo Unico en base a uso del sistema de

transmisién troncal.

Asi, los pardmetros relevantes de la estructura tarifaria de distribucion son:
a) precios de compra de energia en el punto de ingreso al sector de distribucion;
b) factores de coincidencia para horas de maxima demanda de Generacién y para horas de
maxima demanda de Distribucion;
c) costos de distribucion; y

d) factores de pérdidas.

4. Regulacion del Segmento Comercializacion

La existencia de economias de escala y densidad en los sistemas de distribucion, determinan
que es econdmicamente ineficiente la superposicion de redes de distribucion en una misma
zona de concesién. No obstante lo anterior, y si bien se justifica la existencia de redes Unicas,
el servicio de comercializacion de energia no necesariamente debe ser exclusivo de las

empresas distribuidoras.

En particular, el suministro de energia a grandes clientes, capaces de negociar en forma
efectiva sus compras de energia, no requiere someterse a regulacion de precios. Asi, los
grandes consumidores dentro de una zona de concesion pueden contratar su suministro
directamente con empresas generadoras o intermediarios, en la medida que las redes estén
regidas por un sistema de libre acceso para distintos comercializadores, a tarifa regulada por el

uso de ellas.
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a) Esquema regulatorio especifico para la actividad

La Comisién Nacional de Energia formuld algunas disposiciones tendientes a regular la
actividad de comercializacion de electricidad. Al respecto, se defini6 a la empresa
comercializadora como ‘“Persona Juridica que accediendo a las redes de transporte o

distribucion tiene como funcion la venta de energia eléctrica a los consumidores libres”.

De la definicion anterior se desprenden las siguientes observaciones:
a) El comercializador eléctrico debe revestir la condicion de persona juridica;
b) La finalidad de la actividad consiste en la venta de electricidad a clientes no sometidos a
regulacion de precios, es decir, los clientes libres.
c) Se establece que las comercializadoras deben poseer capital propio y mantener los

niveles de sus indices financieros que le permitan respaldar sus contratos de suministro.

En consecuencia, las comercializadoras son intermediarias, las cuales obtienen utilidades de la
compra y venta de energia. Las comercializadoras pueden competir con las compafiias
distribuidoras, debido a que pueden lograr una alta eficiencia al concentrar sus esfuerzos en
las transacciones economicas, separando su funcion de los aspectos fisicos relativos al

abastecimiento de energia eléctrica.

Especificamente, las disposiciones mencionadas establecen que es responsabilidad de las
comercializadoras estructurar los contratos de suministro al cliente final. De manera de lograr
cumplir con sus responsabilidades la ley establece que el comercializador debera contar con
contratos de generacion con las empresas generadoras 0 con otras comercializadoras. De igual
forma, las comercializadoras deberan contar con contratos de transporte con las empresas de

transmisidn, subtransmision y distribucién.

Pese a que estas disposiciones permiten dar consistencia normativa a la figura del
comercializador eléctrico, no fueron incluidas en la Ley General de Servicios Eléctricos ni en
su reglamento, dejando el sustento normativo de la figura comercializadora respaldada en la
garantia constitucional que consagra la posibilidad de desarrollar cualquier actividad

econdmica, descrita en el articulo 19 N° 21 de la Constitucion.
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En este sentido, la actividad de comercializacion se relaciona con el consumo de los clientes
libres. La norma establece que no es requisito fundamental poseer la calidad de concesionario
de distribucidn con el fin de suministrar energia eléctrica a este tipo de clientes.

Este tipo de usuario se encuentra regulado por el articulo 147 de la Ley general. Dicha norma
establece las categorias de clientes no sometidos a regulacion de precios:
a) Usuarios finales cuya potencia conectada es superior a 2.000 kW.
b) Usuarios finales cuya potencia conectada es inferior a 2.000 kW., pero su servicio
contratado es por un lapso menor de 12 meses.
¢) Usuarios cuya potencia conectada es inferior a 1.500 kW., y su calidad de servicio es
superior a las calidades espaciales de servicio sefialadas en el inciso segundo del articulo
130 de la Ley.
d) Usuarios que al momento de carga, respecto de la subestacion de distribucion primaria,

resulte superior a 20 megawatts-kilometro.

Asimismo, la Ley 19.940 del afio 2004 dej6 abierta la posibilidad para que clientes regulados
con potencia conectada menor o igual a 2.000 kW y superior a 500 kW puedan optar por ser
abastecidos a precio libre. Esta ley da lugar al suministro por parte de un comercializador
distinto del distribuidor. A esto se suma que la misma normativa previé que mediante
disposicion reglamentaria se puede reducir el limite de 500 kW, de manera que en el futuro,
puede ampliarse el mercado potencial al que podran acceder los comercializadores, sin

modificacion legal.

De esta manera, la empresa distribuidora puede prestar el servicio de transporte a otros
comercializadores que venden energia a clientes libres dentro de su area de concesion. A
cambio, estd facultada para cobrar un peaje que cubre el costo de transporte en la red de
distribucion, el que se regula y aplica mediante cargos tarifarios en forma equivalente a los
asignados a los clientes propios de la distribuidora. Con este procedimiento regulatorio, el
pago de peaje hace indiferente para una empresa distribuidora el suministro a clientes propios

o de terceros.

192



185.

186.

187.

188.

b) Remuneracion de la actividad

El precio por los servicios y suministros contratados bajo la modalidad libre es determinado
mediante negociacion bilateral entre el consumidor libre y el comercializador, es decir que
dicho precio no esta sujeto a ningun tipo de regulacion. Independientemente de ello, en caso
de existir un comercializador distinto del distribuidor debera afrontar el costo del peaje de

distribucién, el cual sera trasladado al usuario final.

¢) Vinculacion con otros eslabones de la cadena

Actualmente, la comercializacién en Chile es realizada por las empresas de distribucion. Las
transacciones que se efectlan son generalmente transacciones entre distribuidores y clientes
libres. No obstante, existe la posibilidad de generar contratos bilaterales entre el generador y

los usuarios libres.

C. Modelo Colombiano

1. Caracterizacion del Sector

La capacidad efectiva neta instalada en el Sistema Integrado Nacional de Colombia (SIN) al
finalizar 2014 fue 15,489 MW. Al comparar la capacidad con la registrada en 2013 se observa
un crecimiento en 930 MW, equivalentes al 6.4%. En dicha capacidad de generacién los
recursos hidraulicos participan un 64%, los térmicos un 31%, los cogeneradores un 0.5% vy el

resto proviene de generadores menores.

En lo relacionado con la demanda de energia a nivel nacional, en el afio 2014 la misma fue de
63,571 GWh, con un crecimiento del 4.4% frente a 2013, que se constituye en el mayor
crecimiento de demanda en los Gltimos 10 afios. La razén principal de este mayor crecimiento
se debio al incremento del 5.0% de la demanda de energia del mercado regulado (consumo de
energia del sector residencial y pequefios negocios), ocasionado por el mayor consumo de
energia en refrigeracion y acondicionamiento del ambiente ante la presencia de las altas

temperaturas en el pais entre los meses de mayo a octubre.
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Figura 35 — Evolucion Demanda de Energia Eléctrica
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Fuente: Elaboracion propia con base a X-M.

189.

190.

191.

192.

En lo referente al nimero de agentes por cada eslabon de la cadena se tiene la siguiente
composicion: 44 generadores, 10 transmisores, 29 distribuidores y 69 comercializadores.

Finalmente, la estructura funcional del sector eléctrico se fundamenta en el hecho de que las
empresas comercializadoras y los grandes consumidores adquieren la energia y potencia en un
mercado de grandes bloques de energia, el cual opera libremente de acuerdo con las
condiciones de oferta y demanda. Para promover la competencia entre generadores, se permite
la participacion de agentes econdémicos, publicos y privados, los cuales deberan estar
integrados al sistema interconectado para participar en el mercado de energia mayorista.
Como contraparte, comercializadores y grandes consumidores acttan celebrando contratos de
energia eléctrica con los generadores. El precio de la electricidad en este mercado se establece

de comun acuerdo entre las partes contratantes, sin la intervencion del Estado.

La operacion y la administracion del mercado la realiza “XM Compafiia de expertos en
mercados, S.A. E.S.P., el cual tiene a su cargo las funciones de Centro Nacional de Despacho
-CND-, Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales -ASIC- y Liquidador y
Administrador de Cuentas de cargos por Uso de las Redes del SIN -LAC-.

Finalmente, la tabla siguiente muestra la participacion de cada eslabon de la cadena en el

costo total del sector. Asi se puede ver que las transacciones del mercado por la energia
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representan 70%, los cargos de transmision totalizan un 13%, incluyendo tanto al sistema de
transmision nacional (STN) como a los sistemas regionales (STR), y por ultimo la
remuneracion de la distribucion (SDL) participa en un 17%.

Tabla 51 - Participacion de cada segmento en el costo de la actividad

LT e 12,354,382 13,285,608 70.3% 70.5%

mercado

Cargos por uso STN 1,261,828 1,332,605 7.2% 7.1%
Cargos por uso STR 953,414 1,003,869 5.4% 5.3%
Cargos por uso SDL 2,995,375 3,231,165 17.1% 17.1%
Total 17,564,999 18,853,247 100.0% 100.0%

Fuente: Elaboracion propia con base a X-M.

2. Marco Regulatorio e Institucional
193 El marco legal e institucional de Colombia es el que se resume a continuacion:
= Constitucion Politica de 1991
194 Inicia el proceso de reforma de la prestacion de los servicios publicos, establece la posibilidad
de que los servicios publicos sean prestados por el Estado, directa o indirectamente, o bien por
particulares, habilitando asi la participacion de la inversion privada en dichos servicios. Sin
embargo, el Estado se preserva para si las facultades de regulacién, control y vigilancia.
= Ley N° 142/1994
19. Esta ley se aplica a los servicios publicos domiciliarios de acueducto, alcantarillado, aseo,
energia eléctrica, distribucion de gas combustible, telefonia fija publica basica conmutada y a
la telefonia local moévil en el sector rural, los cuales son definidos como “Servicios Publicos

Esenciales”.

1%. Sobre estos servicios la Ley N° 142/1994 determina sus pautas de funcionamiento, a la vez

que especifica los instrumentos de regulacion e intervencion estatal.
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197 a Ley crea las Comisiones Reguladoras, a través de las cuales el Presidente puede delegar las
funciones de regulacion y control de los servicios respectivos. Adicionalmente se crea la
Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios SSPD, que se constituye en el
organismo fiscalizador de la actividad.

198 Establece un esquema de solidaridad o subsidios entre los diferentes estratos sociales.

= Ley N° 143/1994

199 La Ley N° 143/1994 establece el esquema de prestacion de las actividades de generacion,
transmision, distribucion y comercializacion de electricidad. En esta norma se reestructura el

sector a través de la separacion de las actividades de cada segmento de la industria eléctrica.

200. Se definen como objetivos del Estado la promocion de la competencia en el sector, la
regulacién de los monopolios naturales, velar por la proteccion de los derechos de los
consumidores, alcanzar niveles de cobertura de los servicios eléctricos que garanticen la

satisfaccion de las necesidades bésicas de los usuarios de estratos de menores ingresos, etc.

201 Se establece la estructura organizativa y las funciones de la Unidad de Planeacion Minero
Energética (UPME), como organismo encargado de la planeacion de la expansion del sistema

interconectado nacional, la cual se realiza a corto y largo plazo.

202 a regulacion del sector es asignada a la Comision de Regulacién de Energia y Gas (CREG),
el articulo 21 establece que la CREG se organizara como Unidad Administrativa Especial del
Ministerio de Minas y Energia, y que estara integrada por el Ministro de Minas y Energia,
quien la presidira, por el Ministro de Hacienda y Crédito Publico, por El Director del
Departamento Nacional de Planeacion, ademas de cinco expertos en asuntos energeticos con
dedicacion exclusiva nombrados por el Presidente de la Republica por periodos de cuatro

afos.
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= Ley N°689/2001

203 Esta Ley modifica parcialmente la Ley N° 142/1994. Los principales aspectos contenidos en

esta norma son:

a)

b)

c)

d)

Creacion de los "comités municipales de desarrollo y control social de los servicios
publicos domiciliarios™; los cuales estaran compuestos por usuarios, suscriptores o
suscriptores potenciales de los servicios en cuestion.

Establecimiento de un esquema de control de gestion de las empresas de servicios
publicos

Define la estructura orgéanica y las funciones de la Superintendencia de Servicios
Publicos Domiciliarios(SSPD)

Constituye el Sistema Unico de Informacion (SUI)

= Decreto N° 3734/2003

204 A través del Decreto No 3734/2003, el Ministerio de Minas y Energia establece un

condicionamiento a la liberalizacion del limite para ser usuario no regulado por parte de la

CREG, dicho condicionamiento esta dado por la no afectacién de los ingresos del distribuidor

o la tarifa a los usuarios regulados.

205.

El Decreto indica que en “aras de proteger el mercado” la regulacién debera establecer una

relacion simétrica en la asignacion de responsabilidades entre los agentes en la prestacion del

servicio universal, en todos sus parametros incluyendo pérdidas y la forma de cobro del cargo

de comercializacion.

206. El Decreto reglamenta la definicién de cargos para la actividad de Comercializacion, y

establece que la CREG debera incluir en la definicion de los mismos, los siguientes costos y/o

riesgos:

a) Por ser comercializadores de Gltima instancia;

b) por la gestion que deben realizar los comercializadores cuya demanda comercial se
calcula con base en balances de energia, para verificar el sistema y los registros
medicion de clientes y fronteras de otros comercializadores;

c) las responsabilidades relacionadas con la asignacion y calculo de las pérdidas de energia
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207 Se establece que el nimero minimo de usuarios de estratos socioecondmicos 1, 2 y 3 (urbanos

y rurales) que debe incorporar un Comercializador a su base de clientes se determinara de

forma tal que se equilibren los consumos promedio de los usuarios de los Comercializadores

en un Area de Comercializacion. El nimero de usuarios se determinara de acuerdo con los

siguientes criterios y parametros:

a)

b)

d)

La relacion entre los consumos promedios de los usuarios regulados de un
Comercializador en un Area de Comercializacion y los consumos promedio de todos los
usuarios regulados de la respectiva Area de Comercializacion;

El ndmero de usuarios regulados de los estratos residenciales 4, 5y 6 y los no
residenciales de la base de clientes del Comercializador;

La distribucion de los usuarios de los estratos 1, 2 y 3 del Area de Comercializacion se
debe reflejar en el nimero de usuarios que debe incorporar a su base de clientes el
respectivo Comercializador;

El cargo de comercializacion que apliquen los Comercializadores en un Area de
Comercializacion sera el que resulte de considerar el consumo del nimero total de

usuarios regulados.

= Decretos N° 387/2007 y N° 4977/2007

208. Mediante el Decreto N° 387/2007, ajustado por el Decreto N° 4977 del mismo afio, el

Gobierno Nacional establecid varias disposiciones “pretendiendo corregir las distorsiones a la

competencia que se venia dando en la comercializacion del mercado regulado”. El objeto de

dicho Decreto es el establecimiento de politicas regulatorias generales, relacionadas con la

actividad de comercializacion de energia eléctrica, de manera de propender al desarrollo de la

competencia en dicho sector; y las principales disposiciones son las que se presentan a

continuacion:

a)

b)

Las férmulas tarifarias deben reconocer el costo de la energia adquirida por los
Comercializadores Minoristas que atienden Usuarios Regulados. Dicha energia debera
ser adquirida a través de los mecanismos de mercado establecidos por la CREG.

La formula tarifaria incluird un Costo Base de Comercializacion Unico y uniforme, que
remunerard los costos fijos de los Comercializadores Minoristas y un Margen de

Comercializacion que refleja los costos variables de la actividad.
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c) El tratamiento a otorgar a las pérdidas de energia es el siguiente:

» Las pérdidas de energia totales de un Mercado de Comercializacion que se apliquen
para efectos del célculo de la demanda comercial de los Comercializadores
Minoristas que actien en dicho Mercado, se distribuiran entre éstos a prorrata de
sus ventas.

» Se crearan mecanismos de incentivo a la implementacion de planes de reduccion de
pérdidas.

* La CREG reconocera al Operador de Red (OR) el costo eficiente del Plan de
reduccion de Pérdidas No Técnicas, el cual serd trasladado a todos los Usuarios
Regulados y No Regulados conectados al respectivo OR.

d) La actividad de comercializacion consiste en la intermediacion entre los agentes de
generacion, de transmision, de distribucion y los usuarios finales. Se especifica que
dicha actividad puede desarrollarse en forma combinada con alguna otra actividad del

sector (generacion, transmision o distribucion) o bien en forma independiente.

= Decreto N° 388/2007, Decretos N° 1111/2008 y N° 3451/2008

209 El Gobierno Nacional, en el Decreto N° 388/2007, modificado por los Decretos 1111 y 3451
de 2008, fij6é las politicas y directrices relacionadas con la universalizacion del servicio de
electricidad, que debia implementar la CREG al fijar la metodologia de remuneracion de la
actividad de distribucién para el periodo 2008-2013. Dichas directrices pueden resumirse en
los siguientes puntos:

a) Minimizar diferencias tarifarias en zonas geograficas proximas: Con el fin de
“aproximar, hasta donde fuere posible, los cargos por uso que enfrentan los usuarios
finales del Sistema Interconectado Nacional”, se ordeno a la CREG la conformacion de
Avreas de Distribucion (ADD).

b) Procurar la Universalizacion del Servicio, entendida como la ampliacién de la cobertura
del servicio a toda la poblacién y el sostenimiento del mismo en el tiempo, basado en
criterios técnicos y econdmicos. Con miras a la universalizacion se definieron las
siguientes pautas:

» Los cargos tarifarios deben dar debido reconocimiento de la totalidad de la red
que se encuentre en operacion y su reposicion; sélo por excepciéon y por

razones de eficiencia, puede reconocerse un menor valor.
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* Una vez reconocido un activo en la base de inversiones, su inclusion se
mantendrd en las siguientes revisiones tarifarias mientras el activo siga
prestando servicios.

* Los cargos por uso regionales y los costos medios de los operadores de red
deben considerar la base de inversiones de los OR del ADD en cuestion, y los
gastos eficientes de administracion, operacion y mantenimiento.

» Para la expansion de los servicios se establece que, en los casos en que el costo
incremental del proyecto sea menor que el costo medio vigente la CREG
determinara la metodologia de remuneracion de los mismos; en caso contrario;

. Se admite la posibilidad de realizar convocatorias publicas
(licitaciones), en cuyo caso la remuneracion sera la resultante de la
convocatoria;
Il.  Si no se utilizan convocatorias, se prevé la actualizacion inmediata de
los cargos por uso.
¢) Elaboracion del Plan Indicativo de Expansion de la Cobertura a cargo de la Unidad de
Planeacion Minero Energética (UPME).
d) Limitaciones a cambios entre niveles de tension y conexion, para no afectar las

condiciones de conexion y acceso de todos los usuarios.

3. Regulacion del Segmento Distribucion

210. A continuacion se analiza el marco regulatorio vigente de la distribucion de energia eléctrica,
focalizando en el tratamiento de algunos puntos claves para la determinacion de las tarifas de
dicha actividad. Dichos puntos son:

a) la conformacién y valuacion de la base de capital,

b) latasa de remuneracion del capital invertido,

c) los criterios para el reconocimiento de gastos de administracion y operacion y
mantenimiento,

d) el tratamiento de las pérdidas técnicas y no técnicas.

a) Base de Capital

211 |a Resolucién CREG N° 097/2008, aprueba los principios generales y la metodologia para el
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212.

213.

214.

215.

216.

establecimiento de los cargos, de transmision y distribucion, para el periodo tarifario 2008-
2013. Posteriormente, en el afio 2014 la CREG pone en consulta la Resolucion 197/2014 por
medio de la cual se define la metodologia para la determinacion de la remuneracion de la
actividad de distribucién de energia eléctrica para el periodo tarifario que debia iniciar en el
afio 2014.

En lo relacionado con la base de capital los puntos a analizar son basicamente dos; por un lado
se encuentra la identificacion de los activos a incorporar en la base, y por otro lado la

valoracion que se le da a dichos activos.

Con respecto a la identificacion de los activos a incorporar, se implementa un esquema del
tipo blindaje, que consiste en lo siguiente: se reconocen los activos aprobados por la Res.
CREG N° 082/2002, pero se efectuan ajustes y adecuaciones de dichos activos en funcién de
las nuevas Unidades Constructivas (UC), estas adecuaciones estan dadas en la conformacion

de las UC, la vida util y la tasa de descuento.

A dicha base se le incorporan los proyectos incrementales aprobados por UPME vy se le restan

los activos que finalizaron su vida util.

Los Activos No Eléctricos (ANE), se determinan como porcentaje de los activos eléctricos,
con base en la relacion existente, utilizada en la formulacion tarifaria del periodo 2003-2008,
es decir 4.1%.

En los aspectos correspondientes a la valuacion de los activos, las UC se valtan por el método
de costos de reposicion a nuevo, con base en el valor promedio de mercado para el afio
anterior al periodo tarifario, y a los fines de evitar la volatilidad propia de las valuaciones del
mercado se establece un esquema de estabilizacion por medio del cual el costo de las
inversiones se define como un promedio ponderado entre la valuacion de la Res CREG

082/2002 y el nuevo valor de mercado; los ponderadores son 90% y 10% respectivamente.
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217.

218.

219.

220.

221.

222.

Activos a incorporar en la base

La base de activos a reconocer en los cargos tarifarios esta dada por un esquema de definicion
de Unidades Constructivas. Las unidades constructivas son un conjunto de elementos que
conforman una unidad tipica de un sistema eléctrico, destinada a la conexion de otros

elementos de una red, al transporte o0 a la transformacion de la energia eléctrica.

Para el nivel de tension 4 (NT4) los activos a reconocer estan dados por el inventario
aprobado para la determinacion de cargos tarifarios del periodo anterior, adicionado con los
proyectos aprobados por UPME con posterioridad a la tltima resolucion de ajuste de costos en
el NT4, y excluyendo los activos que salieron de operacion.

Para que las inversiones sean reconocidas, el OR debe adecuar sus inventarios a las nuevas
UC definidas en la presente resolucion CREG 097/2008.

El costo anual de los activos para el NT4 se conforma a partir de las valuaciones efectuadas
con base en las nuevas UC, considerando una tasa de descuento del 13% (correspondiente al
esquema regulatorio de ingreso maximo, determinada en la Res CREG 093/2008), y
considerando vidas (tiles de los activos del orden de: Lineas: 40/30 afos, Subestaciones: 30

afnos, Centros de Control: 10 afios.

Con la valoraciéon de los inventarios a través de las UC, considerando las vidas Utiles arriba
mencionadas, y aplicando una tasa de descuento del 13.9% (correspondiente a la regulacién
por precio maximo de la Res CREG 093/2008), se calcula el costo anual de los activos, el cual

es utilizado en la determinacidn de los cargos tarifarios para los niveles de tension en analisis.

Definicion de Unidades Constructivas

Las UC vigentes hasta el afio 2008 fueron definidas en la Res. CREG 082/2002. Durante el
afio 2007 se llevo a cabo un estudio para la revision y determinacién de UC que constituye la
base sobre la cual se definieron y valorizaron las nuevas UC, a las que los OR deben asimilar

sus inventarios. Este estudio tuvo por objetivo contribuir a la reduccion de la asimetria de la
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informacion” propia de la distribucién de energia eléctrica.

Conformacion de UC

223. E|l mecanismo de conformacion de UC para el periodo tarifario 2008-2013 consisti6 en aplicar
ajustes sobre la base de las UC definidas en la Res. CREG 082/2002. Los principales ajustes
aplicados fueron:

a) Creacion de nuevas UC, en los casos que las UC no reflejaban toda la infraestructura
existente.

b) Ajuste en la conformacion de las UC, modificaciones en la cantidad o el tipo de
elementos constitutivos de las UC.

c) Desagregacion de UC, creacién de nuevas UC para activos que estaban agrupados

d) Separacion de UC.

224 Con base en los criterios anteriormente enunciados se conforman UC para los siguientes
grupos de activos:
a) UC de lineas
b) UC de equipos de subestaciones
¢) UC de transformadores
d) UC equipos de compensacion
e) UC equipos
f) UC centros de control

2. A modo de sintesis, resulta importante destacar el marcado incremento en el nimero de UC,

(aproximadamente un 58%) registrado entre la metodologia del afio 2002 y la del afio 2008.
Valoracion de UC
226 |_a valoracion de las UC se efectlia por el método del Costo de Reposicion a Nuevo. Este

costo es el que se estima incurriria la empresa para adquirir en el momento actual un activo

semejante al que se esta utilizando, incluyendo todos los costos asociados para dejarlo en

73 Existe informacion asimétrica tanto en el conocimiento de las caracteristicas técnicas de los elementos que conforman
una UC, como en el conocimiento del costo de los mismos.
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condiciones de funcionamiento.

221. En la préactica, el valor de reposicion a nuevo se estima a partir del promedio de valor de
mercado correspondiente al afio anterior al inicio del periodo tarifario, en caso de no contarse

con la informacion suficiente se recurre a precios de los ultimos cinco afios.

228 Existen diversos factores que afectan al precio de mercado de los activos, entre dichos
factores se puede citar el cambio tecnoldgico, el tipo de cambio, las condiciones de
contratacion de las empresas, etc. En Colombia la utilizacion de los costos “mas recientes”
para valorar activos de baja tasa de reposicion repercute en una alta volatilidad de la

valoracion de las UC, la cual se traslada a las tarifas.

229 Este método de valoracion genera un riesgo’ potencial a las empresas de no recuperar la
totalidad de la inversion, como consecuencia de reducciones significativas en la valoracién de
mercado de los activos gue conforman las UC. Esta situacion es la que origina el mecanismo

de estabilizacién de costos.

Costo de los Activos no Eléctricos

230. Para el periodo 2003-2007 la metodologia utilizada consistio en determinar el costo anual de
los activos no eléctricos como un porcentaje del costo anual de los activos eléctricos. Dicho
porcentaje fue 4.1%, el cual se determind como el cociente entre el costo anual de los activos
eléctricos y el costo anual de los activos no eléctricos para los niveles de tension 2, 3y 4,

sobre la base de informacion del afio 1997, tal como se presenta en la Tabla 52.

Tabla 52 — Costo Anual Activos No Eléctricos

74 A decir de la CREG parte de dicho riesgo no es gestionable por parte de las empresas.
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23 Dado que para el periodo tarifario 2008-2013 no se obtuvo informacién que justificara la

232.

233.

%t ANUALIDAD ACTIVOS NO ELECTRICOS
RESPECTO A ANUALIDAD ACTIVOS ELECTRICOS

Empresa Que Enviaron Estudio

AN, ACTIWVOS NO ELEC TOTAL
AN ACTWOS ELEC TOTAL

AN ACTWVOS NO ELEC TOTAL #
Al ACTWOS ELEC SIM NIWVEL 1

EBSA 2.B6% 4.31%
ESSA 2592% 747 %
CENS 3.78% 5.458%
EPSA g.70% 12.09%
EMCALI 4.62% g.11%
EPE 0.72% 2.08%
CEDELCA 1.91% 278%
CHEC 2.69% 3.84%
EEB 3.45% B.26%
HUILA, 2.19% 3.46%
EPM 7.29% 10.12%
CEDENAR 0.53% 1.69%
TULLA 4.73% 767 %
EADE 1.28% 2.15%
BOLRLAR 5.43% 6.67 %
ATLANTICD 1.47% 1.66%
CORDOEA 1.64% 2.02%
BAJD PUTUMAY O 4.27% 5.75%
PUTUMAY O 0.65% 1.10%
WALLE DEL SIBUNDOY 0.45% 1.04%
CE=AR 1.81% 2.49%
SHCRE 0.00% 0.00%
EHANEA 1.93% 287 %
MAEOALERL 1.34% 207 %
TAEANGHE 0.00% 0.00%
COSTA 1.81% 2.19%
CARIBE 1.21% 1.57%
2.59% 4.1%

Fuente: Resolucion CREG 082/2002

costo anual equivalente de los Activos No Eléctricos.

Mecanismo de estabilizacion de Costos
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modificacion de dicho porcentaje, se mantiene el valor de 4.1% para la determinacién del

A priori resulta razonable establecer el valor de los activos no eléctricos con base en los
activos eléctricos definidos para el periodo tarifario en cuestion. Sin embargo, calcular dicho
porcentaje como un promedio simple de los porcentajes registrados por todos los OR no

refleja la estructura subyacente de la relacion entre activos no eléctricos y activos eléctricos.

La valorizacién de las unidades constructivas se efectla mediante el costo de reposicién a
nuevo de los activos, y considerando valores de mercado del afio anterior al inicio del periodo

tarifario (en la medida de que exista disponibilidad de informacién). Asimismo, puede




234.

235.

236.

237.

238.

239.

240.

afirmarse que la “vida util” de los activos de distribucion supera los veinticinco afios, y la
reposicion anual de activos en Colombia es inferior al 1%, por lo tanto, asignarle a un activo
con estas caracteristicas valores disimiles e inciertos a lo largo de su “vida util”, puede ser

considerado un riesgo no aceptable para el inversor.

La fuerte volatilidad en las valuaciones de los activos, derivadas del método de costo de
reposicion a nuevo, genera un riesgo para los OR ya que, en caso de aplicacion directa de
dicho método, la remuneracion de los activos puede no resultar suficiente para la cobertura de

activos hundidos.

En tal sentido, la CREG implement6 un mecanismo para la reduccién en la volatilidad de los
costos que consiste en ponderar, en el calculo del costo anual equivalente de los activos, las
valuaciones aprobadas mediante Res. CREG 082/2002 con un 90% y permitir que el nuevo

valor de las UC tenga una participacion de sélo el 10%.

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

b) Costo de Capital

El costo de capital, de aplicacion en el periodo tarifario 2008-2013 es aprobado mediante Res
CREG 093/2008, la cual se sustenta en los analisis desarrollados en el Doc. CREG 067/2008.

Se determina una tasa de rentabilidad para el segmento con regulacion por Ingresos Maximos

y otra tasa de rentabilidad para el segmento regulado mediante Precios Maximos.

El método utilizado para el calculo de dicha tasa de rentabilidad es el de Costo Promedio
Ponderado del Capital (WACC), el costo del capital propio se determina con el método del

CAPM, y el costo del endeudamiento es obtenido a partir del mercado doméstico.

En la Tabla 53 se presentan los valores adoptados para cada uno de los componentes del costo

de capital para el periodo 2008-2013.
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Tabla 53 — Costo de Capital
. WACC 2008

Componente Ingreso  Precio
: Regulado Maximo
Inflacion USD = 250% 250%
Tasa e Impuesbs = 33.0% 33,0%
ESTRUCTURADE CAPITAL
Deuda = 40,0% 40,0%
Capital Propio = 60,0% 60,0%
COSTODE LADEUDA

Costo Real = 6,94% 6,94%
Costo Naminal = 8 61% B61%
COSTO DEL CAPITAL PROPIO
Tasa libre de riesgo = 4 88% 4 88%
Beta (SIC 4911) = 044 044
Ajuste de Bets = 0,11 022

Prima riesgo mercad = 7.05% 7.05%
Prima riesgo pais = 2,B5% 2.B5%

Beta desapalancaco = 055 0,66
Beta apalancaco = 0,80 0,85
Prima riesgo negocio = 5.61% 6,73%

13.34%  14.46%

COSTO PROMEDIO PONDERADO
WACC USD desp.imp.= 1058%  11.25%
WACCUSD antes imp.=  1579%  16.80%
WACC real antes imp.=  13.0% 13,9%
WACC real después imp. = 7.9% 8,5%

Fuente: Elaboracion propia con base en Doc 067/2008

c) Reconocimiento de los costos de AOM

241 E| tratamiento regulatorio aplicado a los gastos de AOM ha experimentado importantes
modificaciones en los Gltimos periodos tarifarios, asi para el periodo regulatorio 2003-2007 el
monto de gastos se calculaba con un porcentaje, Gnico para todos los OR, a aplicar sobre el
costo de reposicién de la inversién. Posteriormente para el periodo 2008-2009 se determiné un
“porcentaje de referencia”, como el promedio entre el porcentaje AOM remunerado y el
porcentaje de AOM efectivamente gastado, finalmente a partir del afio 2010 se aplica un
complejo mecanismo que conjuga el desempefio de la firma medido mediante indicadores de
calidad del servicio, y la brecha entre el porcentaje reconocido y el porcentaje gastado, tanto

en el periodo de referencia (2004-2007), como en el periodo de evaluacion.

7> Se contemplaban diferentes porcentajes para diferentes niveles de tensién y se le adicionaba una prima para las zonas
con contaminacion salina.
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Metodologia para el periodo 2010 — presente

El porcentaje a reconocer a partir del afio 2010 se determina con base en la informacion anual
de gastos en AOM presentados por el OR, en los valores referencia de gastos de AOM de

dicho OR y en el comportamiento en los indicadores de calidad.

Se establece un limite superior y uno inferior al porcentaje de AOM a reconocer, los cuales
estan dados por:

a) Limite inferior: 1% respecto del Costo de Reposicion de la Inversion (VNR)

b) Limite superior: PAOM,; . incrementado en un 0,7 punto porcentual

En virtud de que el porcentaje de AOM a reconocer se determina con base en la informacion
contable suministrada por las empresas, las mismas deben contratar auditorias. Se establece
gue para cada afio que una distribuidora no presente la informacion solicitada que permita
conocer las ganancias de eficiencia se aplicard una reduccion de 0.5% en el porcentaje de

AOM reconocido’.

Se calcula anualmente el gasto de AOM demostrado en el periodo anterior, AOMD; .1, este
valor esta dado por los costos de AOM del afio k-1 reportados por el OR a la CREG. A partir
de dicho gasto se determina el porcentaje de AOM demostrado, mediante el cociente respecto

del Costo de Reposicion de la Inversion del OR j.

AOMD; ;4
PP,
TPP,

PAOMD;),_; =

21 CRIj,

Los porcentajes de gasto de AOM a reconocer a partir del afio 2010 se determinan con base en

los siguientes criterios:

Sl IAADjk-1n < IAADjy-2n

76 Es decir, la CREG asume que la empresa que no presentd la informacién requerida, obtuvo una ganancia de eficiencia
superior a 0.5% en el afio inmediato anterior.
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247 Sj los Indices Anuales Agrupados de la Discontinuidad (IAAD)”, calculados al mes de
diciembre del afio k-1, como el promedio de los IAAD del afio 2008 hasta el afio k-1, son
inferiores o iguales a los IAAD calculados doce meses atras, afio k-2, como el promedio de los
IAAD del afio 2008 hasta el afio k-2 , el porcentaje de AOM a reconocer en el afio Kk,
PAOMR;y, seré igual al promedio entre el PAOMR;x.1 y el PAOMD; k1.

PAOMR;;_1 + PAOMD;_,
2

PAOMR;,, =

248 a formula indica que si la empresa obtuvo una mejora en la calidad en el periodo anterior, se

le reconoce como costo de AOM el promedio entre el porcentaje reconocido y el demostrado
en el periodo anterior. Esta regla establece una exigencia de eficiencia adicional a la de mejora
en la calidad de los servicios en el sentido que, si la mejora de calidad fue obtenida a expensas
de un incremento en el AOMD por encima del AOMR el regulador sélo permite recuperar el
50% de dicho incremento de costo.

IAAD;j k.10 > |AADj k-2
249 En los casos en que se produjese una reduccion en los niveles de calidad alcanzados, el

porcentaje de AOM a reconocer en el afio k, PAOMR;x, se determina de acuerdo con el

siguiente procedimiento:

i.Si PAOMGj,o4.o7 > PAOMRj,o4.o7 Yy PAOMDJ',H > PAOMRj,k.l

PAOMR; ;_; + PAOMR; 44_o;
2

PAOMR],k =

250 Es decir, si se produjo una caida en la calidad de los servicios prestados y adicionalmente el
gasto efectivo en AOM super6 los valores reconocidos, tanto para el periodo de referencia

2004-2007 como para el periodo anual anterior, se reconocerd en el siguiente periodo el

77 JAAD: indice de Discontinuidad que relaciona la cantidad promedio de Energia No Suministrada (ENS) por cada unidad
de Energia Suministrada (ES) por un OR durante el afio de evaluacidn, el cual se obtiene como el promedio de los
ITAD del respectivo afio.
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252.

253.

promedio de los dos valores referenciales. Estd formula tiene un fuerte incentivo hacia la
eficiencia, de manera de encuadrar el gasto de AOM dentro de los valores reconocidos; por
otra parte, resulta l6gico que el regulador no reconozca un gasto mayor de AOM que no se

corresponda con una mejora en la calidad.

ii.Si PAOMG; s-07 > PAOMR; 04.07 Y PAOMD; .1 < PAOMR; -1

PAOMD;_; + PAOMRj_04_O7>
2

PAOMR;; = Min (PAOMDj,k_l;
En este caso se puede ver que el OR tuvo, en el afio anterior, un AOMD menor al reconocido,
sin embargo, en el periodo de referencia el AOMG habia superado al valor de referencia, por
tal motivo se reconoce, para el periodo siguiente, el minimo entre el AOMD y el promedio de
dicho valor con el AOMR del periodo 2004-2007.

De esta forma el OR puede recuperar todo el costo de AOM demostrado, si dicho costo es
menor que el de referencia del periodo 2004-2007, de lo contrario se queda sin recuperar el

50% de la diferencia entre el AOMD y el AOMR;, 04-07.
iii.Si PAOMG; 0407 < PAOMR;04.07 Y PAOMDjx1 > PAOMR k1

PAOMR;;_; + PAOMG; 04—

En la alternativa iii, el OR registr6 un AOMD superior al reconocido, por lo tanto el
porcentaje a reconocer para el siguiente periodo es el promedio entre los valores menores para
cada periodo de andlisis, es decir para el periodo 2004-2007 y para el periodo anual inmediato

anterior.

iv.Si PAOMG]',04.07 < PAOMRJ',04.07 Yy PAOMDj,k_l < PAOMRj,k.l

PAOMD; ;_; + PAOMG]-704_07)

PAOMR;;, = Min (PAOMDj,k_l; >
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255.
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Finalmente se presenta el caso en que los valores efectivamente gastados o demostrados de
ambos periodos resultaron menores a los correspondientes valores referenciales. Nuevamente
si el AOM demostrado en el periodo anual anterior es inferior al AOM gastado en el periodo
2004-2007, se le permite al OR recuperar todo el gasto demostrado, de lo contrario, y como
una forma de incentivo a la reduccion de costos, se le permite recuperar un promedio del gasto
de AOM del periodo 2004-2007 y del afio anterior. En caso que AOMD;, k.1 resultare mayor

que AOMG;;, 0407, €l OR no recuperaria el 50% de dicho incremento.

En términos generales, el esquema de reconocimiento de costos de AOM implementado por la
CREG conjuga un fuerte incentivo a la mejora en la calidad del servicio con incentivos a la
eficiencia econdmica. Un punto a destacar del esquema colombiano es que existe una cierta
inercia en los parametros, para algunos OR, toda vez que los porcentajes a reconocer para el
préximo periodo anual dependen, en algunos casos, de los porcentajes determinados en el
periodo k-1. Adicionalmente no existen referencias externas para la eficiencia, las empresas
son comparadas consigo mismas tomando en consideracién el desempefio de periodos

anteriores.

d) Tratamiento de las pérdidas
El nivel de pérdidas de energia para cada OR se establece en la resolucion que aprueba los
respectivos cargos tarifarios. La determinacion de las pérdidas reconocidas se efecta por
Nivel de Tension a partir de andlisis técnicos de los sistemas operados por cada OR, con base

en la informacion entregada por los OR y en la informacion provista por el XM, referida

fundamentalmente a la simulacion de pérdidas de los STR.

Pérdidas reconocidas por nivel de tension

Acorde a lo establecido en la Res CREG 097/2008, el nivel de pérdidas reconocida por cada

nivel de tension es el que se presenta a continuacion:

Nivel de Tensién 4
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En este nivel se reconoce solamente las pérdidas técnicas, para lo cual se determina un indice
de pérdidas para cada STR, de esta forma se tiene en consideracion la energia perdida por
aspectos técnicos de la red, respecto de la energia de entrada.

El célculo de las pérdidas en los STR lo efectué XM Compaiiia de Expertos en Mercados S.A.
E.S.P., con base en informacion relativa a las caracteristicas eléctricas de los activos, datos de
demanda horaria de energia y los casos de despacho en el SIN para algunos dias
representativos de cada mes durante un afio.

Niveles de Tension 3y 2

Al igual que en el caso anterior, las pérdidas a reconocer en los NT3 y NT2 son las pérdidas

técnicas.
Se calcula un indice de pérdidas técnicas para cada sistema operado por un OR, modelando la
totalidad de la red con la informacién de redes y equipos del Nivel de Tension
correspondiente y sus curvas de carga entregados a la CREG.
La normativa establece que, en caso de no contar con informacion de un OR, se le asignara un
valor inferior en 0,5 puntos porcentuales al menor indice de pérdidas técnicas calculado para
los otros OR en el pais, hasta tanto el OR presente la informacién requerida.

Nivel de Tension 1
En el NT1 las pérdidas a reconocer son tanto las Técnicas como las No Técnicas.
El calculo de cada una de ellas es como sigue:

Pérdidas Técnicas

El calculo de las pérdidas técnicas se realiza para cada sistema, modelando la totalidad de los

circuitos entregados por cada agente de acuerdo con lo solicitado en la Circular CREG
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013/2007. El comportamiento de la carga a través del tiempo en cada circuito, se simula
utilizando un modelo de Montecarlo.

Pérdidas No Técnicas

Las pérdidas no técnicas reconocidas (PNTj,r), para cada sistema, son las que se aprueban a
cada OR conforme a la presentacion de los Planes de Reduccion o Mantenimiento de Pérdidas

de Energia Eléctrica que deberan ser presentados por los OR.

La Res CREG 172/2011 establece la metodologia para la implementacion de los Planes de
reduccién de pérdidas no técnicas en los SDL. Asimismo, en el afio 2012 una serie de

resoluciones aprueban los indices de pérdida a reconocer para cinco compafiias especificas.

Planes de Reduccién de PNT en los SDL

Estaba previsto que en abril de 2013 entrara en vigencia la Res CREG 172/2011, por la cual se
establece la metodologia para la implementacion de los Planes de reduccion de pérdidas no

técnicas en los SDL.

Los criterios para la aprobacién de planes de reduccion de pérdidas establecidos en la

resolucion son los siguientes:

a) Se remuneraran los costos eficientes del Plan, excluyendo la infraestructura utilizada en
la prestacion del servicio que es remunerada a través de los cargos por uso del STR o
SDL.

b) Los costos eficientes del Plan estan constituidos por las inversiones y por los costos y
gastos aprobados al OR.

c) Laremuneracion de los planes de reduccién de pérdidas sera aplicable Unicamente en los
mercados de comercializacion que presenten pérdidas de energia eléctrica en el NT1
superiores a las pérdidas reconocidas a la fecha de entrada en vigencia de esta resolucion
y tendra una duracién de cinco afios.

d) La remuneracion de los planes de reduccién de pérdidas esta sujeta al cumplimiento de

las metas aprobadas a cada OR en resolucion particular. El incumplimiento de las metas
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seré causal de devolucion, de parte o de la totalidad de los recursos recibidos por este

concepto a los usuarios.

Como resultado de un proceso de evaluacion, andlisis de informacién y aplicacion de costos
eficientes, la CREG aprobara el costo del Plan a cada OR y las metas de reduccion de
pérdidas. En dicho proceso se verificara que el costo total del Plan presentado por el OR no
supere el costo total de referencia, calculado con un Modelo de Estimacion del Costo
Eficiente por la CREG.

En sintesis, en lo referente al tratamiento de las pérdidas desarrollado por Colombia, este
comprende basicamente dos aspectos, el reconocimiento de ciertos niveles de pérdidas
técnicas aprobados mediantes resoluciones y la aplicacion de un cargo para la implementacién

de planes de reducciones de pérdidas no técnicas.

e) Resolucion 197/2014

Como se menciond, la CREG someti6 a consulta la Resolucion 197/2014 la cual establece la
metodologia para la remuneracion de la actividad de distribucion de energia eléctrica en el

sistema interconectado nacional.

Si bien dicha normativa ain no se encuentra vigente, se resumen a seguir las principales
consideraciones en ella contenidas:

a) Un OR serd remunerado mediante cargos por uso por la totalidad de los activos de uso
que opera y mantiene en desarrollo de la prestacion del servicio publico domiciliario de
energia eléctrica, independientemente de que sea 0 no propietario de los mismos y sin
perjuicio de la remuneracién que debera pagar al propietario por su inversion.

b) Nuevos sistemas de distribucion. Quienes pretendan operar nuevos sistemas de
distribucion que se constituyan con posterioridad a la entrada en vigencia de la presente
resolucion, deberan obtener previamente la aprobacién de costos y cargos por parte de la
CREG. Cuando se trate de la conformacion de nuevos sistemas a partir de la division de
activos de un OR existente, los respectivos agentes deberdn someter en forma previa,
para la aprobacion de la CREG. Un OR que entra a reemplazar a otro OR que opera una

red existente, que ya tiene cargos aprobados para un STR o SDL, no requiere una nueva
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d)

f)

9)

h)

aprobacion de costos por parte de la Comision.

Se incorporaran a la tarifa los costos eficientes de planes de reduccion y mantenimiento
del nivel de pérdidas.

Los Operadores de Red, en funcién de las mejoras o desmejoras en la calidad media del
servicio prestado respecto de las metas establecidas, podran obtener un aumento o
disminucién de sus ingresos y deberan compensar a los usuarios a quienes no les
entregue una calidad minima. Es decir hay un esquema de incentivos para la mejora en
la calidad de los servicios a traves de aumentos o reducciones de tarifas.

Se establece un esquema para la migracion de usuarios a niveles de tension superior.

La base de activos regulatoria se compone de los activos eléctricos y no eléctricos,
valuados por el costo de reposicién de la inversion. Para el caso de los activos
correspondientes a los niveles de Tensién NT4, NT3 y NT2 dichos activos son los
inventariados, en tanto que para el NT1 se recurre a un muestreo.

Los activos no eléctricos se determinan como un porcentaje de los activos eléctricos
existentes y los nuevos, dicho porcentaje es determinado en 2%.

Se incorporan mecanismos de incentivos a la eficiencia tanto en AOM como en

Inversiones.

4. Regulacion del Segmento Comercializacion

a) Esquema regulatorio especifico para la actividad

214 La Ley 143 de 1994, en su articulo 11, defini6 la actividad de comercializacion como la

actividad consistente en la compra de energia eléctrica y su venta a los usuarios finales,

regulados o no regulados. De acuerdo con lo dispuesto en el articulo 7, esta actividad sélo

puede ser desarrollada por agentes econdmicos que realicen alguna de las actividades de

generacion o distribucidn, y por los agentes independientes que cumplan las disposiciones de

la Comisién de Regulacion de Energia y Gas; posteriormente se amplié dicha definicién

permitiendo la participacion de otros agentes; asi, el Decreto 3734 de 2003 define la

comercializacion como “la actividad de compra de energia eléctrica en el mercado mayorista

y su venta a los usuarios finales o distribuidores”.

215 A'su vez, el articulo 9 de la Ley 142, sefial6 como uno de los derechos de los usuarios la libre
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eleccion del prestador del servicio y del proveedor de los bienes para su obtencién o

utilizacion.

En tanto que el articulo 74 consagr6 como funcion de la CREG propiciar la competencia en el
sector de minas y energia y buscar la liberacion gradual de los mercados hacia la libre

competencia.

Con base en los principios establecidos por el marco normativo de jerarquia superior, el
modelo regulatorio definido por la CREG para el sector eléctrico en Colombia permite la
competencia en la comercializacidn tanto para usuarios regulados como para los no regulados,
dentro de un esquema denominado por la ley “de libertad regulada”, entendiendo por tal un
esquema de precio maximo para los usuarios regulados. Ello significa que los
comercializadores entrantes pueden prestar el servicio de energia eléctrica alin a usuarios con
consumos pequefios, en competencia con el comercializador integrado al distribuidor
incumbente. Sin embargo, el precio por el servicio para los consumidores pequefios es

regulado a través de un esquema tipo precio maximo (price cap).

b) Remuneracion de la Actividad

El articulo 42 de la Ley 143 de 1994 establecié un mercado de comercializacion libre para los
usuarios no regulados, en el cual las transacciones de electricidad son remuneradas mediante
precios acordados entre las partes. En tanto que para los usuarios regulados las ventas de

electricidad deben ser remuneradas, sin excepcion, por medio de tarifas sujetas a regulacion.

Las Leyes 142 y 143, en sus articulos 73.11 y 23, respectivamente, asignaron a la CREG la
competencia de aprobar las formulas tarifarias y metodologias para el calculo de las tarifas

aplicables a usuarios regulados.

En este contexto, y bajo la premisa de promocion de la competencia y la universalizacion del

servicio, el Decreto No 3734/2003, establece una serie de medidas entre las que se resumen:
a) Condicionamiento a la liberalizacion del limite para ser usuario no regulado por parte de
la CREG, dicho condicionamiento est4 dado por la no afectacion de los ingresos del

distribuidor o la tarifa a los usuarios regulados.
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b)

Incorporacion en los cargos de remuneracion de la actividad de ciertos riesgos
reconocidos por la CREG como ser la obligacion de constituirse en comercializador de

Gltima instancia, incorporacion de usuarios de baja renta, etc.

2L En sintesis, la fijacion de un cargo variable de comercializacion, la prohibicion al incumbente

de discriminar precios y el tratamiento diferenciado de las pérdidas entre comercializadores

puros e incumbentes ha llevado a que éstos hayan perdido progresivamente los usuarios de

mayor consumo; y por tal motivo en el afio 2007 fueron emitidos dos Decretos “pretendiendo

corregir las distorsiones a la competencia que se venia dando en la comercializacion del

mercado regulado”. Estos son, el Decreto No 387 y el Decreto No 4977 que determinan, entre

otras las siguientes disposiciones:

a)

b)

c)

d)

Las formulas tarifarias deben reconocer el costo de la energia adquirida por los
Comercializadores Minoristas que atienden Usuarios Regulados, y que dicha energia
deberé ser adquirida a través de los mecanismos de mercado establecidos por la CREG.
Las pérdidas de energia totales de un Mercado de Comercializacién que se apliquen para
efectos del calculo de la demanda comercial de los Comercializadores Minoristas que
actten en dicho Mercado, se distribuirdn entre éstos a prorrata de sus ventas.

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

La CREG reconoce al Operador de Red el costo eficiente del Plan de reduccion de
Pérdidas No Técnicas, el cual seré trasladado a todos los Usuarios Regulados y No

Regulados conectados al respectivo Operador de Red.

282 Como resultado de la vigencia de los decretos antes citados, la CREG aprob6 la Resolucion

119 de 2007, que consagré una nueva férmula tarifaria general para permitir a los

Comercializadores Minoristas de electricidad establecer los costos de prestacion del servicio a

usuarios regulados en el Sistema Interconectado Nacional.

8. Los aspectos destacados de la Resolucion son los siguientes:

a)

Libertad regulada. Permanece el régimen de libertad regulada para las empresas
comercializadoras minoristas al fijar sus tarifas a los usuarios finales regulados; las

empresas deben determinar con la formula tarifaria general y con la metodologia
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establecida en la resolucion las tarifas a aplicar a esos usuarios.

b) Costo Base de Comercializacion. Se define el Costo Base de Comercializacion que
remunera los costos fijos de las actividades desarrolladas por los Comercializadores
Minoristas de energia eléctrica que actian en el Mercado Regulado y que se causan por
usuario atendido en un Mercado de Comercializacion.

c) EIl Costo Unitario de Prestacion del Servicio de Energia Eléctrica, que es el costo
econdmico eficiente de prestacion del servicio al usuario final regulado, incluye un
cargo variable que representa el margen de comercializacién y de un cargo fijo que

representa los costos fijos de la actividad de comercializacién, etc.

Adicionalmente durante el periodo 2008-2010 se aprobaron las Resoluciones CREG 17 y 18
de 2008 y la Resolucién CREG 156 de 2009, que corrigen, adicionan y complementan la
Resolucion 119 de 2007. Adicionalmente, la CREG aprob6 la Resolucién 183 de 2009, que
establecid reglas relativas al cambio de usuarios entre el mercado no regulado y el mercado
regulado, con el objetivo de limitar comportamientos estratégicos de usuarios que cumplen las
condiciones para ser usuarios no regulados y que alternaban entre ambos mercados (regulado

y no regulado), con el potencial de afectar las tarifas de los usuarios regulados.

Con el objetivo de reducir el impacto para los usuarios finales de los posibles aumentos en la
tarifa de prestacion de energia eléctrica, la CREG aprob6 mediante Resolucion 168 de 2008
otra opcién para el célculo de la tarifa aplicable a consumidores finales regulados, que los
Comercializadores Minoristas en el Sistema Interconectado Nacional podrian aplicar como
alternativa a la resultante de la formula definida por la Resolucion 119 de 2007. Esta opcidn

limita la variacion mensual de tarifa a un maximo de 2%.

Recientemente, en el afio 2014, la CREG aprobd la Resolucion No 180/2014 por la cual se
establecen los criterios generales para determinar la remuneracién de la actividad de
comercializacion de energia eléctrica a usuarios regulados en el Sistema Interconectado

Nacional.

Los preceptos y la metodologia definidos en esta Resolucién son los que se resumen a

continuacion:
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28. Se define el Costo base de comercializacién como: componente de la formula tarifaria que
remunera los costos fijos de las actividades desarrolladas por los comercializadores de energia
eléctrica que actian en el mercado regulado y que se causan por usuario atendido en un
mercado de comercializacion. Y adicionalmente se determina el Margen de comercializacion
como: margen a reconocer a comercializadores que atienden usuarios regulados, que refleja
los costos variables de la actividad.

289 |a metodologia de calculo del costo base de comercializacion consiste en la aplicacion de la

siguiente férmula:

cf, = 67 M
J Fact;
Donde:
Cf;. Costo base de comercializacion del mercado de comercializacion j, expresado en

pesos por factura de diciembre de 2013.

GCj:  Gastos en la actividad de comercializacion, para el afio 2013, del comercializador
integrado al OR que sirve el mercado de comercializacion j.

n;.Factor de eficiencia del mercado de comercializacion j, calculado de acuerdo con lo
establecido en el anexo 1 de la Resolucién CREG 180/2014.

Fact;; Cantidad de facturas expedidas, en el afio 2013, por el comercializador integrado al

OR que sirve al mercado de comercializacion j.

20 En la expresion anterior se destaca la incorporacion de consideraciones de eficiencia,
mediante el factor o puntuacion de eficiencia determinado mediante un método de frontera
estocastica resultante de un estudio de benchmarking.

2L En lo referente al mecanismo de indexacion del Costo Base, la Resolucién CREG 180/2014
establece un ajuste mensual en funcion del IPC, adicionalmente se incorpora un factor X para

tomar en consideracion la evolucion de la productividad acumulada en el periodo.

292. En cuanto al costo variable de comercializacion, la especificacion matematica es la siguiente:
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Clim= (Gijm-1+ Tm—1+ D1jm-1+ PRy jm-1+ Rim-1)X(mo + RC; jm + CFE; j )

Donde:

Cijm: Costo variable de la actividad de comercializacion para el comercializador i, del
mercado de comercializacion j, en el mes m.

Gijm-1: Costo de compra de energia para los usuarios regulados del comercializador i, en el
mercado de comercializacion j, en el mes m-1, ($/kWh).

Tma:  Costo por el uso del sistema de transmision nacional para el mes m-1, ($/kWh).

D1jm1: Costo por el uso de los sistemas de distribucion en el nivel de tension 1, en el
mercado de comercializacion j, para el mes m-1, ($/kwh).

PRy1jm-1: Costo de compra, transporte y reduccion de pérdidas de energia
acumuladas hasta el nivel de tensién 1, en el mercado de comercializacion j, para el
mes m-1, ($/kWh).

Rim1: Costo de restricciones y de servicios asociados con generacion, asignados al
comercializador i, en el mes m-1, ($/kwWh).

mo: Margen operacional definido por la CREG de acuerdo con el articulo 13 de la
resolucion arriba mencionada .

RCijm: Riesgo de cartera del comercializador i, en el mercado de comercializacion j, para
el mes m.

CFEijm: Factor que compensa por los costos financieros asociados al ciclo de
efectivo de la actividad de comercializacion, del comercializador i, en el mercado

de comercializacion j, para el mes m.

293 El margen operacional de comercializacion es un porcentaje (2.73%) sobre el costo total por
kWh. Un punto a destacar es la incorporacion o reconocimiento de una prima por el riesgo de
cartera del comercializador, esta prima busca proteger los ingresos de los comercializadores
ante situaciones en las que, por razones de universalizacion del servicio, se vea obligado a
prestar a clientes regulados de baja renta, o en barrios subnormales, etc.

c) Vinculacion con otros eslabones de la cadena

2% Inicialmente la actividad de comercializacion sélo podia ser desarrollada por agentes

220



295,

296.

297.

298.

299.

economicos que realicen alguna de las actividades de generacién o distribucion, y por los
agentes independientes que cumplan las disposiciones de la Comision de Regulacion de
Energia y Gas. Asi, en las primeras etapas de desarrollo de la industria la actividad de

comercializacion se encontraba integrada con la de distribucion y/o generacion.

La normativa evolucioné permitiendo la incorporacion de nuevos agentes al segmento de
comercializacion, bajo ciertas condiciones que determinan los cargos a aplicar a los usuarios
regulados. En este nuevo esquema son requisitos fundamentales de la regulacion la separacion
de actividades, la libertad de eleccion del proveedor, la no discriminacién y la conexion a la

red de las incumbentes.

D. Modelo Noruego

1. Caracterizacion del Sector

Noruega posee una de las mayores reservas de petr6leo en el mundo. Las ventas al exterior de
este combustible lo transforman en el tercer exportador mas grande de energia en el mundo,
después de Rusia y Arabia Saudita. La actividad petrolera es la columna vertebral de la
economia noruega; en el afio 2009, el sector generé 22% del PIB y el 47% de las
exportaciones del pais. Asimismo, representa cerca de un cuarto del total de inversiones

realizadas en el pais y casi el 30% de los ingresos del Estado.

No obstante, Noruega ha desarrollado una matriz de generacion de electricidad con escasa
participacion de este recurso, en la que la energia proviene basicamente de recursos
hidraulicos, complementados con produccion térmica y de fuentes renovables (edlica y

biomasa).

En un afio hidrolégicamente normal, hasta el 99% de la energia generada puede ser
hidroeléctrica. La alta dependencia de la generacién hidraulica provoca que las variaciones

climaticas interanuales modifiquen significativamente los precios de la energia.

El gobierno posee més del 90% de las redes del sistema a través de la empresa Statnett SF, que

opera gran parte del sistema de transmision (TSO). Por otro lado, la mayor parte de las
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empresas distribuidoras son municipales. También, un 88% de la capacidad de produccion se
encuentra en manos estatales, 52% pertenece a las autoridades de municipios y condados y
36% al Gobierno Central.

En cuanto a las ventas de energia a consumidores finales, se encuentran las figuras de las
distribuidoras, que pueden a su vez desarrollar otras actividades dentro del mercado, y los
comercializadores. Existen 157 sistemas de distribucion (DSO), en su mayoria municipales de
propiedad estatal, de las cuales 34 registran solo operaciones exclusivas del éarea de
distribucidn, y entre las cuales 8 cuentan con mas de 100.000 usuarios finales, registrando en

conjunto el 60% de los consumidores residenciales del pais.

La figura siguiente muestra el nimero de agentes que desarrolla cada una de las actividades

del sector.
Figura 36 — Noruega: Agentes por actividades en el Sector Eléctrico
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Fuente: Elaboracion propia con base a NordREG (2011).

La red eléctrica en Noruega esta clasificada en tres niveles, en forma similar al resto de los
paises ndrdicos:

a) Redes de distribucidn: en niveles de tension de hasta 22 kV

b) Redes regionales: de sub-transmision, con tensiones entre 33 kV'y 132 kV

c) Red troncal o central: con tensiones superiores a 132 kV, basicamente en 300kV y
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420kV.

Conforme a la Agencia Internacional de Energia (2011), la red de alta tension en Noruega
tiene 2900km en lineas de 420kV, 5100km de 300kV y 570km de 220k V.

La compafiia estatal Statnett SF posee el 90% de la red, y es el operador del sistema de
transmision noruego, las lineas restantes son atendidas por 25 compafiias del sector privado y
autoridades municipales. Gran parte de las redes regionales y de distribucion son propiedad de

autoridades provinciales y municipales.

Para los generadores, la tarifa de red resulta en un principio independiente de su ubicacién,
aunque la tarifa varia en funcién del costo marginal de las perdidas inyectadas en el punto de
conexién establecido. A grandes rasgos, dos tercios del costo total de la red son atribuidos a la

red de distribucion, un sexto a la red regional y el otro sexto a la red central.

El 60% del consumo total se registra en las redes de distribucion. Las industrias intensivas en

energia y otros grandes usuarios estan conectados a las redes regionales y centrales.

El sector de distribucion y venta de energia posee una caracteristica peculiar debido al
avanzado esquema de competencia en la comercializacion y ademas por la cantidad de
empresas que operan en distintas actividades del mercado y escalas significativamente
diferentes (en muchos casos se tiene pequefios productores de energia que a su vez operan una

pequefia linea de distribucion).

La compafiia de distribucion mas grande es Hafslund Nett AS, que opera en el area de Oslo,
suministra 15.283 MWh y tiene 541.000 clientes, es decir, representa una participacion del
mercado del 20% y posee 26.502 km de lineas de distribucién. Es la Unica compafiia que tiene
una participacion del mercado mayor al 10%. El promedio de participacion del mercado se
encuentra en 0,8%. Del total de empresas de distribucion y comercializacion que registra el

mercado, 20 reportan tener menos de 2.000 usuarios.

En el otro extremo, una de las comparfiias mas pequefias es la Modalen Kraftlag BA con 387

usuarios, 12.843 MWh de energia suministrada y 68km de redes de distribucian.
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310 E| siguiente grafico muestra que la densidad de consumidores es baja: eliminando de la
muestra las diez empresas que representan los extremos, se tiene una densidad promedio que
corresponde a 157 metros por cliente, con una variacion de entre 43 y casi 280 metros por

cliente.

Figura 37 — Noruega: Densidad de redes de distribucion
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Fuente: NordREG (2011).

2. Marco Regulatorio e Institucional

811 El funcionamiento del mercado responde a la normativa establecida por la Ley de Energia y la

Regulacion de Energia.

312 En virtud de esta ley, el principal responsable de la politica energética noruega es el Ministerio
de Petréleo y Energia (MPE) y su brazo gestor es la Direccion General de Recursos Hidricos y
Energia de Noruega (NVE).

313 De manera general, el NVE responde por la regulacion econémica y técnica del sistema, el
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buen funcionamiento de la red y la disponibilidad del mercado. Estas funciones, por lo tanto,
implican el establecimiento de tarifas eficientes, la proteccion de los actores y usuarios frente
a practicas discriminatorias y la organizacion el sistema de intercambio energético nérdico
(Nord Pool Spot).

El esquema regulatorio vigente en el pais favorece la libre competencia y el libre acceso de
participantes en las actividades de generacion y de comercializacion, a diferencia de lo que
ocurre con la transmisién y distribucion que, por las conocidas caracteristicas de monopolios

naturales, son reguladas.

Una caracteristica del esquema noruego es el grado de avance de la introduccién de
competencia en la actividad de comercializacion y también la gran cantidad de distribuidoras,
registrandose un elevado nimero de compafiias operando en el sector con grandes diferencias

de tamafio y de densidad de usuarios.

Desde el afio 1991 las autoridades noruegas establecieron un mercado eléctrico competitivo y
promovieron el libre acceso de participantes. A partir de esa fecha se dieron los primeros
pasos para que los usuarios finales del servicio pudieran escoger el proveedor de energia. Asi,
durante los siguientes afios se comenzé a redisefiar el marco normativo para permitir que las
empresas que operan las redes de distribucion puedan establecer contratos con un cargo

tarifario no discriminatorio para consumidores finales o comercializadores.

Gran parte de las empresas distribuidoras (DSOs) realizan, ademas de sus actividades
monopolicas de distribucion, negocios competitivos como generacion y comercializacion.
Esta integracion vertical de las empresas distribuidoras, desarrollando simultaneamente
actividades reguladas y no reguladas, ha representado un desafio regulatorio para NVE, que
puede exigir la segregacion contable o legal de las actividades. Para las empresas con més de
100.000 usuarios conectados, se requiere separar legalmente las actividades monopolicas de

las competitivas.

Es importante sefialar que el mercado eléctrico de Noruega debe ser visto como parte de un
sistema integrado de la regién nordica, con numerosos reglamentos y normativas que deben

ajustarse a ese sistema ampliado y con objetivos de cooperacion entre los reguladores y los
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operadores de los sistemas de transmision.

Desde el punto de vista de la comercializacion minorista, el usuario final dispone de la
posibilidad de escoger la empresa comercializadora o distribuidora local. Esto ha
transformado la venta de energia en Noruega en un mercado con alto grado de competitividad
entre las empresas. En el 2011, més del 10% de las unidades residenciales en Noruega

cambiaron de proveedor.

3. Regulacion del Segmento Distribucion

Los incentivos del marco regulatorio para las empresas de red, tanto de transmision como de
distribucién se basan en dos pilares fundamentales: esquemas de incentivos econémicos y
esquemas de incentivos directos. Estos Gltimos, por ejemplo, obligan a las compafiias a
conectar nuevos consumidores y/o nuevas fuentes energéticas y a alcanzar los niveles
requeridos de atencién a los clientes. En este sentido, las empresas deben llevar a cabo
inversiones suficientes para cumplir con las metas establecidas, y el cumplimiento de estas

metas o limites es rigurosamente monitoreado.

Los principios basicos de la regulacion econémica estan definidos en la Ley de Energia 'y en
su reglamentacion, en la que se establece que los ingresos maximos se determinaran
anualmente de forma que el ingreso en el tiempo permita a la empresa cubrir los costos de red
mas una utilidad razonable sobre el capital invertido, en la medida en que la red sea

gestionada, utilizada y desarrollada en forma eficiente.

Como se sefalo, la determinacion de los ingresos maximos se realiza anualmente, pero los
principios basicos para ese calculo se re-evaltan periédicamente, con un periodo minimo de 5
afios. Dentro del periodo, pueden realizarse ajustes menores del modelo y también se
actualizan anualmente algunos pardmetros como el ajuste de precios por inflacion, la tasa de
interés de los bonos de gobierno utilizada en el calculo de la WACC vy los costos de la energia

para valorizar las pérdidas.

NVE fija la remuneracion de cada empresa de red estableciendo un ingreso méximo (Revenue

Cap) anual, integrado en 40% por los costos reales de la empresa (cost base) y en 60% por los
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costos eficientes (cost norm) que resultan para esa empresa de un estudio de benchmarking;
asi, si la empresa es eficiente, recupera el 100% de los costos.

RC, =0.4C, +0.6C,

El costo base considerado se determina en funcién de los datos de costos reales de dos afios
atrés; antes del comienzo de cada afio NVE notifica el Ingreso Méaximo calculado en funcién

de valores estimados del WACC, indice de precios al consumo Yy precio de energia.

Los costos incluidos tanto para el costo base como en el benchmarking son los costos de
operaciéon y mantenimiento, costos de capital, costos de energia no suministrada y costos de
pérdidas.

CPI,

C,=(OM,_, + CENS,_,)x +PL_,xP +DEP_,+ RAB,_, xWACC,

-2

OM y CENS son los costos de operacion y mantenimiento y de energia no suministrada,
respectivamente, que se actualizan por el indice de precios al consumo.

PL son las pérdidas, que se valorizan a un precio que se estima representativo para el
afio t.

DEP y RAB son la depreciacion y la base regulatoria del afio t-2, conforme libros.

Una vez cerrado el afio, se determina el monto definitivo basado en los pardmetros
observados, al que adicionalmente se agregan los impuestos al patrimonio y costos
correspondientes a otras redes y del que se deducen los costos reales de energia no
suministrada. Ademas, se consideran los cambios en los costos de capital correspondientes al

afio de aplicacion del Revenue cap.

AR, =RC, + PT, + TC, - CENS, +[(DEP, - DEP_,) + (RAB, - RAB, ,) x WACC,]

AR es el ingreso autorizado.
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PT son los impuestos al patrimonio y TC son los costos pagos por costos de red de otras
empresas, que no integran el cap y se agregan como pass through.

%27 La regulacion asegura que una empresa a la que el analisis de benchmarking asigna un puntaje
de eficiencia promedio obtenga un retorno sobre el capital igual a la WACC.

328. Esto también es valido para el conjunto de la industria, es decir que el costo de referencia
(“cost norm”) es calibrado de forma de asegurar que la suma de los Ingresos Méaximos de las

empresas iguala a la suma de sus costos totales.

329 El valor autorizado constituye la base para el célculo de las tarifas y se monitorea la
recaudacion para asegurar el cumplimiento, los excesos o déficits de recaudacion respecto del
ingreso autorizado llevan a ajustes de tarifas de forma que las eventuales diferencias tiendan a

anularse en el tiempo.

330 El esquema para el calculo del ingreso autorizado se muestra en la figura siguiente:

Figura 38 — Noruega: Proceso de determinacion de los ingresos anuales permitidos

DATOS dos afos para atras

Costo Base: AOM, CENS, CPI, Perdidas, DEP, RAB, WACC
Revenue Cap

Benchmark: Demanda consumidores, condiciones estructural,
condiciones geograficas

1 ! -

Costo de Capital por Inversion,
40 % Costo Base + 60% Costo normativo
Benchmark x Costo Base

impuesto a la propiedad, costo de CENS Actual
la tarifa a otras redes

| s |

[ |

|

| |
Ingresos Reconocidos
Fuente: NordREG (2011)

Ingreso Actual-Ingresos
Reconocidos=Déficit/Superavit Balance

3L Las formulas y el esquema descritos se aplican igualmente para la transmision regional y para
la distribucion se realizan dos andlisis de eficiencia del tipo DEA separados, uno para cada
actividad y con variantes para el operador del sistema de transmision Statnett.
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El costo referencial eficiente o cost norm resultante del benchmarking, que participa en 60%
en la determinacién del Ingreso Méaximo (Revenue cap) autorizado, es el elemento que
suministra incentivos a la gestion de las empresas en el desarrollo, operacion y mantenimiento

de la red.

Se utiliza un andlisis de tipo Data Envelopment Analysis (DEA), orientado a los insumos, con
retornos constantes a escala. Los costos utilizados son los informados por las empresas,
complementados con informacion técnica de una base de datos de la red regional y central, y
con informacion de fuentes externas (por ejemplo meteorol6gica). En ambos estudios
(distribucion y transmision) el insumo considerado representa los costos totales, aunque en el

caso de transmision los costos no incluyen los costos de pérdidas.

Hay ocho productos considerados para distribucién y cinco para transmisién. Algunos de ellos
describen las condiciones estructurales de las empresas (lineas, cables, transformadores),
algunos se relacionan con medidas de la demanda y otros representan restricciones, como las

condiciones geograficas.

Los pesos han permanecido fijos desde que la regulacién se establecié en 2007 y estan
basados en varios catalogos de costos. Los componentes de red se actualizan anualmente por

parte de las empresas y estan registrados en una base de datos de NVE.

El estudio de benchmarking es un anlisis no paramétrico de fronteras eficientes (DEA). El
esquema DEA en Noruega toma en cuenta como Gnico insumo el costo total, conformado por
los siguientes elementos:

a) Costos de operacién y mantenimiento (OPEX)

b) Costo de energia no suministrada (CENS)

c) Intereses de préstamos (segin valores contables que incluye los financiamientos del

capital para inversiones)
d) Depreciacion
e) Costos de pérdidas de energia (pérdidas reales de energia por un precio de referencia de

la energia)
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37 Por otro lado, el modelo de distribucién incorpora ocho productos que se describen a seguir:

a)
b)
c)
d)
€)
f)
9)
h)

Numero de consumidores excluyendo casas vacacionales

NuUmero de consumidores casas vacacionales

Energia suministrada en MWh

Lineas de alta tensién km

Numero de Subestaciones

Bosque: Proporcion del area con bosque desarrollado por km lineas aéreas AT

Nieve: Precipitacion promedio en forma de nieve en mm por km lineas aéreas AT

Costa: Velocidad promedio de Viento en m/s / distancia media a la costa en metros x km

de lineas aéreas de AT

338 El primer resultado obtenido por el analisis DEA son puntajes de eficiencia.

339 A partir del 2010, la NVE incorporé una nueva etapa en su proceso de comparacion, mediante

un andlisis de regresion, el cual corrige algunos resultados al incorporar tres factores

ambientales:

a)

b)
c)

Interface: suma ponderada por el Costo de Equipamiento de interface con la red
regional,
Islas: nimero de islas a 1 km 0 mas de tierra o de otra isla con servicio y

Generacion Distribuida: MW inyectados desde pequefias hidroeléctricas.

Puntajes de Eficiencia

= 1 Conecciones por Islas + (2 x Interfaces de Transmision + (3

* Generacion Distribuida’®

340 Estos coeficientes conforman el factor de correccion ambiental (EFC, por sus siglas en

ingles), ademas de las tres variables incluidas en el primer analisis, que equilibran el

desempefio de las empresas en funcién del contexto operacional particular (factores

ambientales).

a) Remuneracion de la Actividad

78 International Energy Agency (2011)
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La remuneracidn de las inversiones resulta de una tasa de retorno sobre la base de activos
regulatorios (RAB). La RAB, a su vez, se utiliza como base para el calculo de la depreciacién

anual de los activos.

Ademaés, la NVE adiciona 1% de costo sobre la RAB en consideracién del costo de capital
trabajo.

La RAB se obtiene a partir de valores historicos de los activos ajustados conforme a la

depreciacion acumulada.

La RAB incluye los siguientes activos: componentes de red central y regional, edificios,
terrenos, equipamiento especificos para clientes, medios de transporte, herramientas y equipos
informaticos, asi cualquier otro activo fijo utilizado para el negocio de red. Se incluyen los
edificios y componentes.

No se incluye equipos en leasing; no obstante los costos de leasing de activos de red (lineas,
cables, transformadores, equipos de maniobra) que son pagados a otras empresas reguladas de
red pueden incorporarse a los costos relacionados con otras redes, indicados en la férmula de

ingreso permitido (AR) como TC.

La depreciacion del capital es lineal. Las inversiones se reconocen en la base a partir del afio

en que entran en servicio.

La tasa de remuneracion de capital reconocida es la WACC, calculada conforme se describe a

continuacion:

WACCros w = 0.4Rf (1—1)+ fex MP]+0.6(Rf + Pd )x(1—1)

Donde
= Tasa libre de riesgo Rf: promedio anual de bono de gobierno con madurez a 5 afios

= Tasa de impuestos t: 28%
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= Premio de Mercado MP: 4%

= Beta de activos: 0.35 (equity beta 0.875)
» Relacién deuda/capital propio: 40/60

=  Premio de deuda: 0.75

La formula estd establecida en la Regulacion econémica de redes y todos los parametros
excepto la tasa libre de riesgo estan fijos. Para cambiarlos debe cambiarse la Regulacion

Econdmica. La tasa libre de riesgo se actualiza anualmente.

La regulacién econémica establece que las empresas deben obtener un retorno sobre el capital
razonable, para un desarrollo y gestién eficiente de la red. Estd definido que todas las
empresas deben ganar al menos un retorno de 2% promedio en los Gltimos cinco afios. Si una
empresa cae debajo de ese retorno minimo, se realiza una correccién del balance de déficit o

exceso de ingresos de forma de alcanzarlo.

b) Reconocimiento de los costos de AOM

Los gastos de administracion, operacion y mantenimiento (OPEX) se separan en costos

controlables de operacion y mantenimiento y costos no controlables.
Los primeros se componen principalmente por gastos de personal (incluyendo costos de
pensiones), gastos de materiales relacionados con el servicio, contrataciones de servicios

externos, deudas incobrables y otros costos operativos.

Los costos no controlables se componen principalmente de costos asociados a otras redes (no

propias de la compafiia) y de impuestos o aranceles.
c) Tratamiento de las pérdidas
En el caso de la distribucion, los costos de pérdidas son asociados a la gestion de la empresa y

por lo tanto son incorporados en el benchmarking, por lo que intervienen en los scores de

eficiencia.
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d) Esquemas Tarifarios Aplicados

Las tarifas domiciliarias consisten de un cargo fijo, en NOK/afio y un cargo por energia
(NOK/kWh). El cargo fijo debe cubrir los costos de atender al usuario relacionados con

medida del consumo, emision de facturas y cobro.

El cargo por energia depende del consumo y como minimo debe cubrir los costos de pérdidas
marginales, es decir de la pérdida que ocurre cuando se suministra un kWh adicional para
cierto nivel de carga. Adicionalmente, las tarifas deben cubrir los demaés costos fijos de la red.
Es usual que las empresas de red clasifiquen los usuarios por grupos a los que aplican

diferentes tarifas (por ejemplo, residenciales, casas de vacaciones, industriales, etc.).

Las tarifas varian empresa a empresa, principalmente por la diferencia en costos de inversion

y operacion de la red y las diferencias de escala.

Para contribuir a nivelar las tarifas entre empresas, se fijo6 un subsidio financiado con
presupuesto del gobierno para reducir las tarifas en las areas de costos mas elevados. NVE
transfiere los fondos a las empresas de acuerdo con los términos establecidos por el Ministerio
de Petréleo y Energia, y el monto es deducido de lo que debe recaudarse por tarifas.

4. Regulacion del Segmento de Comercializacion

El mercado de comercializacién Noruego es diferente a otros mercados, ya que existe una
gran cantidad de comercializadores, muchos de los cuales son muy pequefios. Estas empresas
son importantes para pequefias comunidades, donde proveen otros servicios ademas de la

electricidad.

En concreto, el pais cuenta con 350 comercializadores en el Nord Pool, el cual es el mercado
spot de la energia. La gran cantidad de comercializadores exige un complejo sistema de
coordinacion entre los distribuidores y comercializadores. Sin embargo, la concentracion y la
integracion vertical no alcanzan los niveles deseados, lo que lleva a aplicar nuevas medidas

tendientes a promocionar la competencia.
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a) Esquema regulatorio especifico para la actividad

La experiencia de Noruega resulta interesante ya que la liberalizacion no fue realizada
gradualmente como en otros paises, sino que fue inmediata con la Energy Act de 1990. No
obstante, la liberalizacién en el mercado minorista no se logré hasta 1999 cuando se

sancionaron un conjunto de normas al respecto.

Actualmente los clientes tienen la posibilidad de elegir libremente el comercializador, sujeto
al cumplimiento de ciertas condiciones particulares. Asi, un cliente puede elegir a cualquier
comercializador dentro del Nord Pool mientras éste sea nacional, adicionalmente se garantiza
gue no existe costo de cambio entre comercializador. Finalmente, el cliente es libre de elegir

el producto que desea contratar.

El Energy Act establece que todos los actores involucrados en la negociacion fisica deben
contar con la licencia de comercializacion. EI Norwegian Water Resources and Energy

Directorate (NVE) es la autoridad que otorga dichas licencias.

En Noruega, los comercializadores tienen definido como objetivo vender energia a los clientes
finales. La actividad de comercializacion puede realizarse por empresas que cumplan los
requisitos necesarios, 0 por generadores Yy distribuidores, siempre que mantengan

contabilidades separadas, minimizando asi, la aparicion de subsidios cruzados.

Dentro de la operatoria del esquema de comercializacion se tienen las siguientes
caracteristicas: los medidores pertenecen a los distribuidores, que se encargan de su
instalacion y mantencién. Es decir, que el comercializador no realiza conexiones a clientes
nuevos del sistema. Ademas, las lecturas las hacen las Distribuidoras. Finalmente, la red es
propiedad del distribuidor. Esta medida se sustenta en la idea de facilitar el intercambio entre

comercializadores.

Por su parte, los comercializadores realizan las actividades de facturacion. En Noruega, un
consumidor recibe una factura por el comercializador y otra por el distribuidor. No obstante, si

el comercializador es el mismo distribuidor, aunque sean una Unica entidad, se recibe una
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Unica factura, donde se incluye el componente de la comercializacion y el componente de la

distribucidn. Esta caracteristica también facilita la eleccion del comercializador.

Del mismo modo que se observd en otros paises, existen medidas que evitan la especulacién
por parte de los comercializadores, y que protegen al mercado frente a posibles insolvencias
de éstos. Para ello, los comercializadores, para poder empezar actividades, deben tener un aval
de inicio de operacion fijado en 30 mil euros. Ademas, la empresa debe tener una cuenta en un

banco aprobado por el Nord Pool para participar.

El marco regulatorio, de igual modo que para el caso inglés, establece que los usuarios deben
ser protegidos ante la posibilidad de quedarse sin abastecimiento eléctrico. Para lo cual, se
define el concepto de comercializador de Gltimo recurso (Supplier of Last Resort) que se
refiere al precepto de que en un area existe un agente que tiene la obligacién de acoger a

cualquier cliente que no se encuentre suscrito a un comercializador.

En el caso concreto de Noruega, el proveedor de Gltima instancia corresponde a la filial del
distribuidor con un mecanismo de Precio a Vencer (Price-to-beat), el cual se definira en la

siguiente seccion.

b) Remuneracion de la actividad

La comercializacién es la actividad de intermediacion entre los consumidores finales y un
mercado inaccesible para ellos, bien por capacidad de negociacion, bien porque el producto
que se negocia no es el consumido y no existe capacidad de transformarlo, etc. De este modo,

el comercializador tiene la facultad de cobrar una comision por el servicio.

Los contratos ofrecidos por los comercializadores son negociados libremente con los usuarios
finales, por lo que no existen tarifas reguladas. Entre los contratos se encuentran desde
contratos a un precio fijo de uno a tres afios, a contratos que varian sus precios segun el

mercado spot.

En resumen, en Noruega los usuarios pueden escoger diferentes opciones de tarifas:

a) un contrato de precio variable: se determina el precio y la duracion libremente, y se le
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debe informar al cliente todo cambio 14 dias antes.

b) un contrato de precio fijo: el precio se fija libremente por el plazo del contrato, cuya
duracion es entre 1y 3 afos.

¢) al precio spot: estos contratos se encuentran vinculado al precio promedio del Nord Pool
mas un margen (markup) que consiste de una cuota (fee) anual o un costo variable fijado

libremente.

Para fomentar la libre competencia, en Noruega se aplica la definicién de Price-to-beat. Esta
es una tarifa fijada por la autoridad y que es la que el comercializador de Gltimo recurso debe
cobrar a sus clientes. Esta tarifa es mayor que el precio del mercado, para que el consumidor

se sienta incentivado a suscribirse a otra comercializadora.

El cliente que no elija un comercializador sera abastecido por el comercializador de Gltimo
recurso (filial del distribuidor) por un periodo de seis semanas con un precio que mantiene un
diferencial de 5 gre/kWh sobre el precio spot, sin considerar impuestos. Luego de las seis
semanas, el comercializador de Ultimo recurso se encuentra obligado a poner un precio

superior para incentivar al consumidor a buscar un nuevo comercializador.

Los precios son fijados libremente por los comercializadores. No obstante, los mismos deben
ser universales para todos sus clientes (principio de no discriminacion) y deben ser reportados

a la Autoridad de Competencia Noruega (Norwegian Competition Authority) semanalmente.

Por su parte, los usuarios asumen directamente el costo de distribucion. En Noruega, un

consumidor recibe una factura por el comercializador y otra por el distribuidor.

¢) Vinculacidn con otros eslabones de la cadena

El mercado Noruego fue desregulado en 1991, y al igual que otros paises, se asistidé a una
transicion de un mercado verticalmente integrado a una separacion de las actividades de
generacion, transmision y distribucion. También se hace una clara distincion entre produccion
de energia y comercializacion. Si bien el pais cuenta con una separacion vertical entre las
actividades, se mantiene la integracion de las actividades de comercializacion y distribucion

para las empresas anteriores a la regulacion. De este modo, las empresas de distribucion estan
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integradas con un comercializador o tiene un comercializador dentro del grupo.
d) Promocién de la competencia y transparencia

La NVE considera que la existencia de usuarios bien informados es la base de un mercado
competitivo y eficiente. Por lo tanto, se han disefiado mecanismo para incentivar la

participacion de los usuarios en el mercado.

Figura 39 — Mecanismo de Eleccion

Acceso a la Informacion de Consumo

Cambio del Suministrante

Facilidad del Mercado

Decision del Consumidor

Fuente: Euroletric (2010).

En general, la Norwegian Competition Authority busca identificar y reducir las barreras que
limitan el involucramiento de los consumidores. En primer lugar, el Regulador ofrece
informacion de comparacidon de precios, a la vez que presenta un analisis semanal del

Mercado.

La Norwegian Competition Authority es responsable de la comparacion de precios
determinados en los contratos de comercializacion. Los mismos son publicados en su sitio
web. Asimismo, se ofrece una calculadora donde el cliente puede analizar y comparar las

distintas alternativas ofrecidas.

Ahora bien, los comercializadores solamente estan obligados a entregar informaciéon de
precios y condiciones contractuales para aquellos contratos que rednan alguna de las tres

condiciones de contratos antes citadas. Esta informacion recibida debe estar en linea con los
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términos y condiciones estdndares que resultan de la negociacion entre el Norwegian

Electricity Industry Association (Energy Norway) y el Norwegian Consumer Ombudsman.

- Los consumidores son incentivados a utilizar el sistema de comparacion de precios, y los

comercializadores  tienen la obligacion de informar sobre esta herramienta.
Independientemente, muchos de los contratos no puede ser ingresados al sistema ya que si
bien los comercializadores utilizan condiciones contractuales estandar, en muchos casos

incluyen clausulas especiales que dificultan su presentacion en el sistema web.

Otra de las medidas para evaluar la eficiencia del mercado es realizar informes trimestrales
analizando la participacion en el mercado de cada comercializador, y el numero de

intercambios existentes.

Se esperan cambios estructurales para el futuro proximo, a los fines de aumentar la
competencia y eficiencia del mercado. Se prevé implementar medidores inteligentes hacia
2019, creando un organismo de manejo de informacién (Elhub). Esta medida permitird una

mejor gestion de la demanda.

Por otra parte, se evalla la posibilidad de generar un modelo de mercado comun. La autoridad
regulatoria considera la posibilidad de integrar el mercado noruego con el de los demas paises

Nordicos, siendo el principal limite el idioma, y la generacion de un sistema de factura

combinado.
Figura 40 — Representacion de los contratos de los Usuarios
Contratos de Suministro Contratode laRed con
con el Comercializador DSO
Segmento precios, mezcla de Interupciones, calidad del Segmento
Competitivo combustibles, términos y suminsitro, compensacion Regulado

condiciones para la
finalizacién del contrato,
entrada y salida, ect.

al no lograr los estandares
de calidad, nuevas
conecciones, etc.

Fuente: Euroletric (2011).
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E. Modelo de Estados Unidos de América — El caso de Baton Rouge, Louisiana ™

1. Caracterizacion del Sector

El disefio del sistema eléctrico de Louisiana no se diferencia de lo observado en otros estados
de Estados Unidos. Las compafiias publicas y privadas generan y distribuyen electricidad

dentro del estado de Louisiana. Asimismo, existen cooperativas que participan del mercado.

En muchos casos, las empresas privadas se encuentran integradas verticalmente, combinando

la generacidn, transmision y distribucian.

Asimismo, existen sistemas eléctricos publicos, incluyendo los municipales, estatales y

regionales.

Las cooperativas son empresas privadas sin fines de lucro que son controladas por los mismos
usuarios a la que ella sirve. Los miembros votan directamente a una Comisién de Directores.
Estas empresas pueden generar electricidad y vender sus excedentes, manejar sistemas de
transmision, u operar redes de distribucion. No obstante, en la mayoria de los casos no operan

sistemas de transmision y utilizan instalaciones de terceros.

La figura siguiente presenta el esquema del Sistema Eléctrico de Louisiana.

Figura 41 — Esquema del Sistema Eléctrico de Louisiana

79 Este caso fue referenciado por la empresa Edesal en entrevista realizada el 19 de agosto de 2015 en el marco de este
estudio, quienes aludieron como ejemplo regulatorio al caso de Baton Rouge, en el estado de Louisiana.
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L, . ., Productores Independientes y
Generacidn Propiedad de Generacion L, .
. . . Generacién Conjunta de Calor
Inversionistas Propiedad Publica i
y Energia
Distribucion Propiedad de Distribucion Cooperativas de Distribucion
Inversionistas Propiedad Publica Eléctrica

Fuente: Lousiana Department of Natural Resources (2005).

En conjunto, las empresas privadas de distribucion abastecen al 75% de los consumidores, lo

gue corresponde al 85% de las ventas de energia eléctrica.

- La compafiia Cajun Electric Power Generation and Transmission Cooperative, previo a su

quiebre y su venta a un grupo inversor privado, era una cooperativa sin fines de lucro que
generaba y transmitia electricidad, abasteciendo con energia eléctrica a sus 12 cooperativas de
distribucién. Actualmente, la empresa provee el servicio de transmision como un productor de
electricidad independiente. Las cooperativas de distribucion se mantuvieron como empresas

de servicios publicos dentro de Louisiana.

En Louisiana existen 22 ciudades donde cada una posee un sistema municipal publico e
independiente de distribucion eléctrica. En este contexto, existen tres autoridades que regulan
las actividades eléctricas de estas municipalidades:

a) En primer lugar, la Autoridad de Energia y Electricidad de Louisiana (LEPA, por su sigla
en inglés) fue creada en 1979 como una subdivision del estado de Louisiana. El objetivo
final de este ente es operar y mantener los sistemas de generacion de varias de las
municipalidades participantes en el mismo. Ademas, provee un servicio de despacho de
potencia desde su central en Lafayette. Del total de los sistemas municipales, 18 se
encuentran asociados a esta autoridad.

b) En segundo lugar, se encuentra la Autoridad Publica de Energia de Lafayette (LPPA, por

su sigla en inglés). Esta tltima es una subdivision del estado y fue creada por la alcaldia
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del municipio. Esta compafiia tiene como objetivo ejecutar proyectos eléctricos, y
comprar y vender electricidad.

c) Finalmente, la Autoridad del Rio Sabine de Louisiana (SRAL, por su sigla en inglés) fue
creada por la legislatura. Su principal objetivo es la de promover y resguardar la
utilizacion eficiente y la preservacion del rio Sabine en relacion a la generacion eléctrica
para los ciudadanos del estado. No obstante, la planta se encuentra en Texas, por lo que
la generacion se registra en el estado de Texas aun cuando la totalidad de la energia es

vendida en Louisiana.

Por su parte, la Asociacion de Cooperativas Electivas (ALEC, por su sigla en inglés) es una
organizacién sin fines de lucro que representa a las cooperativas que distribuyen electricidad

en Louisiana. Estas cooperativas proveen servicio a 1 millén de usuarios.

El sector eléctrico de Louisiana se encuentra estrechamente vinculado con el mercado de gas,
ya que tiene una industria upstream muy desarrollada al ser el segundo productor de gas
natural en Estados Unidos. Si excluimos la produccién proveniente de la plataforma exterior
el estado se convierte en el quinto productor a nivel nacional. Asimismo, el estado es el cuarto

productor de crudo, sin considerar las areas off-shore.

Como consecuencia, el 48% de la generacion de electricidad proviene del gas natural,
mientras que el carbon es utilizado para generar el 25% del total. Finalmente, existen dos

reactores nucleares que genera un 20% en conjunto.

La estrecha vinculacién existente entre el mercado eléctrico y el de gas explican la actividad
regulatoria dentro del estado. Las politicas ambientales tendientes a reducir las emisiones de
diéxido de carbono y mitigar el efecto invernadero son costosas. En consecuencia, el gobierno
estatal, considerando la importancia del gas natural, no limita las emisiones de dioxido de

carbon y no es miembro del acuerdo regional para limitar las emisiones de gases.

2. Marco Regulatorio e Institucional

La relacion existente entre las normativas federales y estatales se determina en el Public

Utility Regulatory Policies Act de 1978. Esta norma, conocida usualmente como PURPA,
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modifica el Federal Power Act.

3%. PURPA establece una relacion entre la Comision Federal de Regulacién Energética (FERC,
por su sigla en inglés) y los estados para establecer sus términos. La FERC establece los
lineamientos generales y, sujetos a dichos lineamientos, los estados determinan los elementos

esenciales en las obligaciones de compra de energia y los costos.

399 En este sentido, en concordancia con PURPA, la Comisidn de Servicios PuUblicos de Louisiana
adopta politicas (Docket Number U-14964%) para la venta de energia eléctrica por parte de las
compafiias que califiqguen como cogeneracién y pequefias generadoras, asi como para las
compras de energia desde dichas plantas. EI modelo establecido es bajo el esquema de
Despacho Econémico, considerado como un medio razonable para calcular los costos que se
evitan al comprar la energia desde plantas que califiguen como cogeneradoras 0 sean

pequefias centrales.

400 Ademéas, PURPA establece que las relaciones interestatales también son jurisdiccion de la
FERC. Dicho de otra forma, en Estados Unidos, a pesar de ser un pais federal, el congreso
puede establecer normas nacionales en desmedro de las autonomias estatales. ElI Congreso de
Estados Unidos entiende que regular esta actividad se asocia a la proteccion de la salud

publica, la seguridad, y el bienestar.

401 PURPA define como “electric utility” a todo persona, agencia estatal, o agencia federal que
venda electricidad. Por su parte, un “electricity consumer” es toda persona o agencia a la cual

se le vende la energia sin que la misma sea revendida.

492 La regulacion que rige sobre los sistemas publicos varia entre los distintos estados. Por
ejemplo, en algunas regiones la jurisdiccion publica ejerce control sobre la totalidad de las
operaciones, mientras que en otras solo sobre parte de las mismas. En la mayoria de las
situaciones, los sistemas publicos son regulados por los gobiernos provinciales o auto-
regulados. Asimismo, las redes municipales son controladas por la municipal y la legislatura

regional. En algunas situaciones se designa una comision independiente elegida por voto

80 Son documentos donde se publican avances y resoluciones respecto a casos.
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popular o por las autoridades.

El Energy Policy Act del 2005 fue sancionado para proveer un plan de largo plazo que cree un
mercado energético competitivo en los mercados de comercializacion mayorista y minorista.
Inmediatamente, distintos estados han incluido varias de las medidas dispuestas en dicha ley,
buscando sobrepasar los limites de corto plazo que tenia la regulacién de precio basada en el
costo.

Hacia 2006, 16 estados y el Distrito de Columbia habian reestructurado su mercado de

comercializacion minorista y permitieron el ingreso de agentes competitivos al mercado.

3. Regulacién del Segmento de Distribucién

Como establece la PURPA, es potestad de la Comisién Federal de Regulacion Energética
(FERC, por su sigla en inglés) establecer los lineamientos generales de la Regulacién de la
Actividad. Por su parte, los entes estatales, determinan los elementos esenciales en las
obligaciones de compra de energia y los costos de los servicios eléctricos. Es decir, que en
Estados Unidos, pais ejemplo de federalismo regulatorio, entes reguladores de diferentes

ambitos jurisdiccionales operan sobre las distintas actividades del sector.

En este sentido, la FERC tiene la autoridad sobre las licencias hidricas, la transmision
interestatal, etc. Las comisiones regulatorias estatales regulan la actividad de las empresas de
distribucion privadas, y en especial, el mecanismo de fijacion de la tarifa eléctrica regulada.
La Louisiana Public Service Commission es la encargada de regular al sector de distribucion

especificamente dentro del estado de Louisiana.

En términos generales, el compacto regulatorio reconoce una serie de derechos, obligaciones y
beneficios en la relacion entre el distribuidor y el consumidor final. Los distribuidores tienen
el derecho de exclusividad territorial, y como contraparte, asumen la responsabilidad de
abastecer a todos los usuarios que manifiesten intencion de conectarse al servicio eléctrico.

Esto Gltimo se realizard a un precio regulado.

Dentro los principios rectores de la regulacion se establece que los distribuidores deben
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abastecer el mercado eficientemente, y en contraprestacion tienen el derecho de recuperar los
costos incurridos en dicho proceso, incluyendo el costo de oportunidad del capital, es decir de
percibir una renta sobre el capital que dependera del costo de la deuda y del capital empleado.

a) Remuneracion de la actividad

El proceso de revision tarifaria es conocido como General Rate Case, y corresponde al

periodo en el cual la comisidn regional determina la base regulatoria.

La regulacion establece que las empresas deben percibir un ingreso requerido que es igual al
costo incurrido eficientemente en la provisién del servicio. En este sentido, se podran cumplir
dos objetivos esenciales:

a) Establecer precios que reflejen los costos eficientes; y

b) Generar los incentivos adecuados para mantener un servicio eficiente

Por lo tanto, las tarifas se fijan en funcién del Ingreso Total Requerido (TRR, por su sigla en

inglés). Este concepto viene dado por la siguiente ecuacion:

TRR=TC =[RB—DJROR+OE+d+T

Donde,

TRR es el ingreso requerido

TC representa el costo total

RB es el valor base o valor del capital

D hace referencia a la depreciacion acumulada

ROR representa el retorno sobre el capital

OE son los costos operativos

d es la depreciacion anual

T representa a los impuestos

Los reguladores deben revisar los costos propuestos para ser incluidos en el ingreso requerido

y realizar un analisis basado en la eficiencia y la prudencia de los costos incurridos.

244



413.

414.

415.

416.

4. Regulacion del Segmento de Comercializacion

a) Esquema regulatorio especifico para la actividad

La regulacion federal entiende a la comercializacion de energia eléctrica como la venta de
electricidad en mercados regulados a clientes residenciales, comerciales e industriales. La
comercializacion estimula la innovacién, e incentiva a los consumidores a buscar mejores
combinaciones de precios. Sin embargo, esta actividad puede desarrollarse en aquellos estados
donde las politicas se han modificado, reduciendo la proteccion monopolistica a la actividad

de distribucion.

Si bien en el caso bajo andlisis del estado de Louisiana, la Comisién de Servicios Publicos de
Louisiana mantiene un seguimiento financiero de las empresas que venden energia eléctrica a
los fines de proteger a los usuarios, lo cierto es que el estado no ha realizado un cambio
regulatorio que conciba a la comercializacion como una actividad independiente y bajo un

esquema de libre competencia.

De este modo en Louisiana se mantiene el esquema monopolistico para la comercializacion.
Dos motivos pueden ayudar a comprender esta realidad en Louisiana, en primer lugar esta el
hecho que la distribucién y comercializacion se conciben como un Unico eslabon de la cadena
de valor, y en segundo lugar las empresas de distribucidn presionan para mantener un precio

monopolico regulado.

A diferencia de Louisiana, varios estados han adoptado un esquema de libre competencia para
la comercializacion de energia eléctrica. Por tal motivo, la Asociacion de Comercializacion y
Suministro de Energia se dedica a preservar la posibilidad de eleccion por parte del

consumidor y busca expandir el modelo competitivo a lugares donde se encuentra limitado.

Figura 42 — Estados con Liberalizacion en la Comercializacion
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Lstados con programas de eleccion de comercializador
B Cstados sin programas de eleccion de comercializador

Fuente: EIA (2010).

Ahora bien, en aquellos estados donde la comercializacién se rige por la competencia, el
distribuidor mantiene la propiedad sobre la red de distribucion y asume los costos asociada a
la misma. Es decir, que la red se opera mediante un mecanismo tradicional de monopolio
natural. Estos costos se remuneran bajo el esquema de precio regulado, y las empresas reciben

una tarifa que refleje el costo méas un retorno considerable.

Por el otro lado, los consumidores pueden elegir el proveedor de la energia, y éste vende la
energia eléctrica directamente al consumidor. Es decir, que si bien el consumidor mantiene
una Unica tarifa de precio, tiene la posibilidad de elegir el comercializador de su energia. El

comercializador, debe pagar el costo de utilizacién de la red de distribucién al distribuidor.

Asimismo, el distribuidor mantiene el caracter de “Supplier of Last Resort” para todo
consumidor que no opte por asociarse a un nuevo comercializador. Esta tarifa de

comercializador de ultimo recurso es fija y por periodos de tiempo extendidos.
En este sentido, las autoridades han comenzado programas de educacion al consumidor, al

mismo tiempo que se evalla la posibilidad de agregar consumidores para reducir los costos de

transaccion e incentivar el intercambio entre comercializadores.
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Finalmente, las autoridades se encuentran analizando los costos de intercambio, los cuales

deben minimizarse para incentivar la competencia.

b) Remuneracion de la actividad

La comercializacion, en aquellos estados donde existe competencia, se rige mediante acuerdo

bilateral entre las partes. Los consumidores pueden elegir entre una variedad de precios.

Por su parte, los comercializadores de ultimo recurso poseen un precio fijo que actla, en cierta
medida, como un Price-to-beat. La realidad, de todos modos, es que este precio ha limitado el
ingreso de potenciales competidores. En concreto, el precio es fijado por largo periodos de
tiempo lo que ha llevado a que se encuentre por debajo del precio mayorista. Por este motivo,
las autoridades se encuentran en un proceso de revision de este precio, bajo el argumento de

gue el mismo debe relacionarse con un precio competitivo.

¢) Vinculacion con otros eslabones de la cadena

En aquellos estados de libre competencia, existe una integracion vertical entre la
comercializacion y la generacion. Esto permite que el comercializador obtenga energia
eléctrica en el mercado mayorista para cubrir las necesidades del consumidor final o de los

comercializador de ultimo recurso.

F. Modelo Salvadorefo

1. Caracterizacion del Sector

La energia eléctrica del pais es producida principalmente por centrales térmicas (40.1%),
hidroeléctricas (26.02%), geotérmicas (21.94%), el resto corresponde a importaciones y
desvios. En la actualidad, el sistema eléctrico de El Salvador cuenta con una capacidad
instalada de 1,563 MW. Asimismo, existe importacion de energia desde Guatemala como

consecuencia de la diferencia de precios spots entre ambos mercados.

Un aspecto importante a considerar es el subsidio a la energia eléctrica aportado por las
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centrales hidroeléctricas. Bajo este esquema, las centrales asociadas al grupo CEL aportan
capital para el pago de la totalidad del subsidio directo al consumo de energia eléctrica. Con
este esfuerzo se beneficio a todos los consumidores domiciliarios de energia a nivel nacional
con un consumo entre 1 a 99 kWh mensuales y a los servicios de bombeo y re-bombeo de
agua potable de zonas rurales autorizados.

La Unidad de Transacciones (UT) es la entidad responsable de la operacién del Sistema de
Transmision, asi como de asegurar la calidad del suministro y administrar el mercado
mayorista de energia eléctrica. La UT es un ente privado cuyos accionistas son los
generadores, transmisores, distribuidores, comercializadores y usuarios finales, y su capital

social esta constituido por cinco clases o series de acciones.

El mercado mayorista se subdivide en Mercado de Contratos y Mercado Regulador del
Sistema (MRS). El primero tiene como objeto abarcar los despachos programados entre los
oferentes y los demandantes, y se basa en transacciones libres. Por su parte, el segundo tiene

por objeto equilibrar la oferta y la demanda de energia mediante un mercado de precio spot.

Los participantes del mercado mayorista son:
a) Generadores
b) Transmisora
c) Distribuidores

d) Comercializadores

Las empresas de generacion de energia eléctrica son la Comision Ejecutiva Hidroeléctrica del
Rio Lempa (CEL), quien opera las centrales hidroeléctricas; LaGeo, que opera las centrales
geotérmicas; Duke Energy, Energia Borealis, Nejapa Power Company, etc., encargados de la
generacion térmica, y CASSA, Ingenio El Angel, Ingenio La Cabafia e Ingenio

Chaparrastique, cuya generacion la realizan utilizando el bagazo.
Con excepcion de la generacion hidroeléctrica, la cual esta casi en su totalidad en manos de la

empresa publica CEL y es administrada por ésta, el resto de la capacidad de generacion esta

en manos privadas (con excepcion de las centrales LaGeo e INE).
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Figura 43 — Centrales de generacion de energia eléctrica en El Salvador
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Fuente: SIGET (2014).

432 Desde 1996, la Empresa Transmisora de El Salvador, S.A. de C.V. (ETESAL, S.A. de C.V)),

es la Unica entidad responsable del transporte de energia en alta tensién, incluyendo las lineas

de interconexion con Guatemala y Honduras. Ademas, la empresa tiene el compromiso de

elaborar el planeamiento de la expansién, la construccion de nuevas ampliaciones y refuerzos

de la red de transmision, asi como el mantenimiento de la misma.

433 Actualmente, la red de transmision cuenta con 38 lineas de 115 kV y 4 de 230 kV, dos de la

cuales interconectan el sistema de transmision con Guatemala y Honduras. En conjunto, la red

de transmision tiene una extension de 1,372 km, y cuenta con 24 subestaciones de potencia y

una capacidad de transformacion de 2,387 MVA.

Figura 44 — Sistema de Transmision El Salvador
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Fuente: SIGET (2014).

La demanda de electricidad en el mercado mayorista se compone de los distribuidores de
electricidad y los comercializadores que intermedian en la compra y venta de electricidad.
Estos adquieren la electricidad para ser vendida en el mercado minorista, a otro

comercializador, otra distribuidora, o al consumidor final.

El mercado minorista de energia eléctrica esta integrado por las pequefias centrales de
generacion conectadas directamente al sistema de distribucién, distribuidores,
comercializadores y los consumidores finales de energia eléctrica. En este mercado existen
transacciones entre generadores y distribuidores, entre distribuidores y usuarios finales, y

entre comercializadores, distribuidores y consumidores finales.

Los pequefios generadores conectados en bajo voltaje son la Compafila Eléctrica
Cucumacayan, Sensunapan, De Matheu y Cia., Central Hidroeléctrica \enecia Prusia y la
Central Hidroeléctrica Papaloate. Estas son pequefias centrales hidroeléctricas que la mayor
parte de la produccion se vende principalmente a las empresas distribuidoras CAESS,
DELSUR y AES-CLESA.

Al final del proceso de reestructuracién del sistema de distribucién de energia eléctrica en El
Salvador se formaron cinco empresas, cada una de ellas como propietaria de una red de

distribucion, pero sin establecer concesiones territoriales exclusivas para la actividad de
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distribucion. Este es un rasgo distintivo de la regulacion de energia eléctrica en El Salvador.
En efecto, si bien cada una de las empresas opera en una region del pais, la normativa vigente
tiene como objetivo desarrollar un mercado competitivo en la actividad y, por lo tanto, no
establece el principio de exclusividad territorial.

En este sentido, distintas empresas han ingresado con posterioridad a la actividad de
distribucion en El Salvador, como son las empresas del Grupo AES EI Salvador, conformado
por las empresas CAESS, S.A. de C.V., AES-CLESA, S.A. de C.V,, EEO, SA. de C.V. y
DEUSEM, S.A. de C.V; DELSUR, S.A. de C.V,, EDESAL, ABRUZZO y B&D Servicios

Técnicos.

A continuacion se presentan las zonas cedidas a las cinco empresas originales, y las zonas

donde operan dos 0 mas distribuidoras simultaneamente:

Figura 45 — Distribucién de Electricidad El Salvador

DELSUR

B&D DEUSEM

Fuente: Presentacion AES (Julio 2013).

40 En la actualidad, la actividad de distribucion comprende la adquisicion de energia desde el

transmisor y la entrega de la misma a los usuarios finales. Estas actividades incluyen la
comercializacion energética. No obstante, el mercado de El Salvador se caracteriza por tener

comercializadores que operan bajo un esquema competitivo.

441 En este contexto, la tarifa al usuario final esta integrada por el Cargo de Comercializacion,

Cargo de Distribucion y Cargo por Energia. Los Cargos de Comercializacion y de
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Distribucién, se revisan cada cinco afios.

Figura 46 — Esquema del Mercado Eléctrico de El Salvador
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Fuente: CEPAL y SIGET (2003).

2. Marco Regulatorio e Institucional

442 Se presenta a seguir una resefia cronoldgica de la evolucién del marco regulador del sector
eléctrico de El Salvador, siguiendo la informacién consignada en el sitio web de la Comision
Nacional de Energia®.

a) Fines siglo XIX: primer sistema eléctrico del pais relacionado a las actividades de
alumbrado publico. Prestacion mediante iniciativa privada.

b) 1936: inicia la regulacion de la actividad mediante la Declaracion Legislativa de Utilidad
Publica de las obras y trabajos para la produccion, transmision y distribucion de energia
eléctrica para uso publico.

c) 1986: se promulga la Ley Transitoria para la Administracion de las Empresas Eléctricas,
facult6 a CEL para tomar posesion de las empresas de generacion y distribucién; y le
encomendo su administracion.

d) 1994: se decreta la Ley Transitoria para la Gestion del Servicio Publico de Distribucion
de Energia Eléctrica, incorpora el principio de obligacion del Estado de proveer a la
poblacion de un servicio publico de distribucion de energia eléctrica continuo, oportuno
y confiable. Establece que es necesario regularizar la titularidad de la prestacion del

Servicio.

81 http://www.cne.gob.sv/index.php?option=com_content&view=article&id=277&Itemid=119
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e) 1997: se promulga la Ley para la Venta de Acciones de las Sociedades Distribuidoras de

Energia Eléctrica. Establece el mecanismo por medio del cual la CEL podré transferir a

los trabajadores, empleados y a otros inversionistas, las acciones que representan el

capital de las empresas eléctricas que habia asumido su gestién por ministerio de ley, en

virtud del vencimiento de las concesiones otorgadas al amparo de la Ley de Servicios

Eléctricos de 193522,

f) 1996: se aprueba La Ley General de Electricidad®® (Decreto Legislativo n® 843). Asi, se
reestructurd el sector eléctrico a partir del Plan de Gestién Integral del Servicio Publico
de Distribucion de Energia Eléctrica, se adoptd el modelo de Competencia Minorista, y
como punto de partida se decretd la Ley General de Electricidad.

(ETESAL) y la Unidad de

Transacciones (UT), encargadas de la transmisidn de energia y la operacion del Sistema

g) 1998: se crean la Empresa Transmisora de El Salvador

Eléctrico, respectivamente.

h) 2009: entra en operacién el CNE como 6rgano rector de la politica energética.

Figura 47 — Evolucion reciente del Esquema Regulatorio de El Salvador
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82 Decreto Legislativo N° 177 del 31 de diciembre de 1935, publicado en el Diario Oficial N°4, tomo N° 120 del 6 de enero
de 1936
83 Decreto Legislativo No. 843, del 10 de octubre de 1996, publicado en el D.O. No 201, tomo 333, del 25 de octubre de

1996
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Fuente: Comisiéon Nacional de Energia (www.cne.gob.sv/index.php?option=com_content&view=article&id=277&Itemid=119)

43 Ley General de Electricidad (1996): los principales preceptos contenidos en la Ley son los

siguientes:

a)

b)

c)

d)

f)

9)

h)

La LGE rige las actividades de generacion, transmision, distribucién y comercializacion
de energia eléctrica.

Dentro de los objetivos de la aplicacion de la Ley se encuentra el desarrollo de un
mercado competitivo en las actividades de generacion, transmision, distribucion y
comercializacion de energia eléctrica.

La SIGET es el 6rgano responsable de velar por el cumplimiento de la LGE,
particularmente por la Defensa de la competencia, en los términos de dicha Ley.
Establece la posibilidad de que las empresas desarrollen actividades en los diferentes
segmentos de la cadena como son generacion, transmision, comercializacion y
distribucion, siempre sujeto al requisito de establecer esquemas de contabilidad
separados.

Determina que los cargos por el uso de las redes de transmisién y distribucién, asi como
los cargos de conexion y/o reconexidn se encuentran sujetos a regulacion por parte de la
SIGET. El resto de precios relacionados con los servicios de energia, no explicitamente
regulados, deben ser fijados por acuerdo entre las partes interesadas.

Se establece la obligatoriedad de los distribuidores y transmisores de permitir la
interconexion de sus instalaciones y el uso de las mismas para transportar energia. Las
condiciones para la interconexién deben ser definidas por las partes, y los costos de la
misma son a cuenta del solicitante.

Se define la Unidad de Transacciones (UT) con los objetivos de gestionar el mercado
mayorista y operar el sistema de transmision.

Se determina la existencia y operacion de dos mercados mayoristas el Mercado
Regulador del Sistema, que es un mercado spot conocido como pool y el Mercado de
Contratos.

Se especifican los elementos que debera contener el esquema para la remuneracion de la
actividad de distribucidn de energia eléctrica. Es decir que los cargos se determinaran
con base en los costos de inversion, operacion y mantenimiento de una red
eficientemente dimensionada y operando en condiciones eficientes. La tasa de

rentabilidad reconocida es 10%.
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j) Adicionalmente se establece la obligacion de separacién de cargos de red respecto de los
cargos de commodity y de otros servicios comerciales.

444 ey de Creacion de la SIGET (1996): mediante dicha normativa se crea la Superintendencia
General de Electricidad y Telecomunicaciones (SIGET), con caracter de institucion autébnoma
de servicio publico sin fines de lucro.

a) Se definen las funciones y atribuciones de la SIGET:

o Aplicar los tratados, leyes y reglamentos que regulen las actividades de los sectores
de electricidad y de telecomunicaciones;

o Aprobar las tarifas a que se refieren las leyes de electricidad y de
telecomunicaciones;

o Dictar normas y estandares técnicos aplicables a los sectores de electricidad y de
telecomunicaciones;

o Dirimir conflictos entre operadores de los sectores de electricidad y de
telecomunicaciones, de conformidad a lo dispuesto en las normas aplicables;

o Informar a la autoridad respectiva de la existencia de practicas que atenten contra la
libre competencia.

o Publicar semestralmente la informacion estadistica de los sectores regulados.

b) Se presenta la estructura organizativa de la SIGET, definiendo que la autoridad maxima
es la Junta de Directores, compuesta por tres directores titulares, uno de los cuales asume
la funcidn de Superintendente, y dos directores suplentes, con voz pero sin voto.

c) Se fijan los requisitos y las incompatibilidades para ejercer los cargos, asi como también
se estipula la duracién de los mandatos en siete afios, con posibilidad de reeleccion.

d) Se crea el registro de Electricidad y Telecomunicaciones.

445 Reglamento de la LGE (1997)%: el presente Decreto reglamenta los preceptos contenidos en
la LGE, los principales aspectos tratados en este reglamento son los que se resumen a
continuacion:

a) La actividad de generacion (hidraulica o térmica) debe desarrollarse con base en
concesiones otorgadas por la SIGET, dichas concesiones son permanentes Yy

transferibles. Adicionalmente se establece la facultad de otorgar permisos para la

84 Decreto Ejecutivo No. 70, fecha 25 de julio de 1997, publicado en el D.O. No. 138, Tomo 336, del 25 de julio de 1997.
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realizacion de estudios de factibilidad para la generacién; dichos permisos son otorgados
por un plazo de dos afios y con la opcién de renovacion por un unico periodo de dos
afnos.

b) Reglamenta la interconexion estableciendo dos tipos de obligaciones para los
distribuidores y transmisores incumbentes, a saber: permitir el enlace de sus equipos a
los de otros operadores; y permitir usar sus activos para transportar energia, mediante el
pago de los cargos correspondientes.

¢) Reglamenta la actividad y la definicion de los cargos tarifarios de la Unidad de
Transacciones (UT). Se establece que las unidades de generacidn seran despachadas en
funcidn del costo variable de operacion de las mismas.

d) En lo referente a las actividades de Transmisién y Distribuciéon se determina que las
ampliaciones de red pueden ser realizadas y planificadas por los operadores sin
intervencion de la SIGET, siempre que se cumplan las normas establecidas por ésta.

e) Se fija la obligacién de las distribuidoras de suscribir contratos de largo plazo a través
del proceso de libre concurrencia, por no menos del ochenta por ciento de la demanda de
potencia maxima.

f) Se establecen las disposiciones para la determinacion de las condiciones de venta de
energia a los usuarios finales, como ser: obligatoriedad de suministrar el servicio a todos
los usuarios conectados a su red, presentar anualmente los pliegos para la aprobacion de

la SIGET, define las formulas de ajuste de las tarifas, entre otras.

446 Decreto Ejecutivo 80 que contiene reformas al Reglamento de la LGE®: modifica los
preceptos contenidos en el Decreto 70 en los siguientes aspectos:
a) En lo referente al esquema de despacho de las unidades generadoras en funcidn del costo
variable de operacion.
b) Define la capacidad firme de las unidades generadoras en funcién de la aleatoriedad de
los eventos hidroldgicos.
c) Modifica el célculo del precio de la energia para incorporar en los ajustes trimestrales la

demanda de energia renovable.

85 Del 17 de abril de 2012.
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3. Regulacion del Segmento Distribucion

47 Las caracteristicas generales de la actividad de distribuciéon son las que se resumen a
continuacion:

a) Régimen de explotacion de la actividad: la prestacion de los servicios de distribucion de
energia eléctrica se realiza mediante Autorizacion Administrativa otorgada por el Poder
Ejecutivo. Adicionalmente se requiere de una inscripcion en el Registro de Operadores
de la SIGET, dicha inscripcidn debe ser actualizada anualmente.

b) Disputabilidad del mercado. Existe disputabilidad del mercado de distribucién, ya que
las autorizaciones otorgadas por la SIGET no establecen condiciones de exclusividad
territorial; asi, en el Articulo 2 de la LGE se establece como objetivo de la aplicacién de
dicha Ley “el desarrollo de un mercado competitivo en las actividades de generacion,
transmision, distribucion y comercializacion”.

¢) Posibilidad de Integracion Vertical: el Articulo 8 de la LGE establece que “una misma
entidad podra desarrollar actividades de generacion, transmision, distribucion y
comercializacion, toda vez que establezca sistemas de contabilidad separados para cada
una de ellas y se encuentren registrados como tales en la SIGET”.

d) Libre acceso e interconexion: los transmisores y los distribuidores incumbentes estan
obligados a permitir la interconexion de sus instalaciones y la utilizacion de las mismas
para transportar energia. Las condiciones para realizar la interconexion se determinaran
de comuin acuerdo entre las partes, el costo de la interconexién es, naturalmente, a
cuenta del solicitante. En lo referente a los cargos por el uso de la red del distribuidor
(peajes), por la operacion del mercado mayorista, los cargos de conexién y reconexion,
etc. seran regulados y aprobados por la SIGET.

e) Obligacion de contratar energia. La Distribuidora tiene obligacion de contratar no menos
de 80% de la demanda de potencia maxima y su energia asociada de sus clientes
cautivos. Los contratos son a largo plazo, aprobados por la SIGET vy se realizan a través
de un proceso publico mediante libre concurrencia.

f) Periodo tarifario: el periodo tarifario es fijado en cinco afios, asi en el Articulo 4 de las
Normas para la determinacion del cargo por el uso de las redes de distribucion y de

cargo de comercializacion® se establece que los cargos de distribucion y cargos de

86 Acuerdo de SIGET N°587-E-2012, del 1° de agosto de 2012, publicado en el Diario Oficial N° 164, Tomo 396, del 5 de
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comercializacion utilizados para la determinacion de los precios incluidos en los pliegos
tarifarios al consumidor final, sera revisado y aprobado por la SIGET cada cinco afios,
como parte de la revision de los mencionados pliegos. Aprobados dichos cargos para el
primer afio del quinquenio, éstos seran actualizados de conformidad a lo dispuesto en del
articulo 90 del Reglamento de la Ley General de Electricidad.

g) Obligacion de suministro: El Distribuidor tiene la obligacion de prestar el servicio
(expandir lineas) a todo usuario que lo requiera, ubicado dentro de una franja de 100
metros en torno a las instalaciones del Distribuidor. Los usuarios ubicados a mayor
distancia deben pagar los costos de la infraestructura que excede los 100 metros. En esos
casos el Distribuidor debe proporcionar al usuario final facilidades financieras (hasta 12

cuotas mensuales, iguales, sucesivas, sin intereses).

a) Remuneracion de la Actividad

El calculo de los cargos por el uso del sistema de distribucion de energia eléctrica se define en
las “Normas para la determinacion del cargo por el uso de las redes de distribucion y de cargo
de comercializacion”. Dichos cargos deben ser incluidos en el pliego tarifario que sera

presentado por la empresa distribuidora para la aprobacion de la SIGET.

La empresa debe presentar un estudio tarifario que cumpla con los lineamientos generales y
las metodologias y procedimientos establecidos en la Ley General de Electricidad. Por otra
parte, la SIGET esta facultada para realizar sus propios estudios tarifarios, a los efectos de

validar o indicar modificaciones a los calculos presentados por la empresa.

Los cargos de distribucion se calcularan para las redes e instalaciones de la empresa y sus
ventas correspondientes al afio inmediatamente anterior al de aprobacion de los nuevos cargos
de distribucién, denominado afio base del estudio. En este sentido, el dimensionamiento de
activos y gastos de operacion y mantenimiento deberd corresponderse con la Capacidad Total

de Transferencia (CTT) de dicho afio.

Los Cargos de Distribucion se calculan dividiendo los costos anuales correspondientes al

septiembre de 2012.
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Costo de Capital Anual (CCA) maés el Costo Total Anual de Operacién y Mantenimiento
(CTOM) entre la Capacidad Total de Transferencia (CTT) del subsistema bajo estudio.

Los costos CTOM, como se veré en c) son los correspondientes a los registros contables de la
empresa durante el afio base.

Se establece que el CCA, el CTOM, las pérdidas y el valor estimado de compensacion por

falla, deben corresponder a redes eficientemente dimensionadas, operadas y mantenidas.

Los cargos de distribucion no incluyen los costos de mercadeo, comercializacion y demas
servicios al usuario final, ya que estos son asociados a la actividad de comercializacion, que se

factura en forma separada.

Los cargos de distribucion son calculados en forma separada para las redes de Media Tension
(MT) y Baja Tension (BT), y se expresan en Doélares de los Estados Unidos de América (US$)
por kilovatio (kW) y mes. En este sentido, el cargo mensual de distribucion, surge como 1/12
una doceava parte del cargo de distribucion anual resultante de la aplicacion de la formula
citada.

Base de Activos Regulatoria

La base de activos regulatoria es definida como Activo Bruto de Servicio (ABS) y se calcula
como el VNR de los activos eléctricos necesarios para la prestacion del servicio. En este
sentido, el costo anual del capital (CCA) es calculado mediante la aplicacion del Factor de
Recuperacion del Capital (FRC) a los correspondientes activos. La formula de célculo a usarse
para el FRC es la empleada para la determinacién del pago periddico de una anualidad cuyo

valor presente es conocido.

Costo de Oportunidad del Capital

Se establece una tasa de descuento del 10% antes de impuestos, fijada en la Ley General de
Electricidad.
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438 Resumiendo, los distintos componentes de la base de activos regulatoria y su metodologia de
célculo es la siguiente:

a) Activo Bruto de Servicio (ABS). Esta definido como la suma del Valor Nuevo de
Reemplazo (VNR) de los activos eléctricos necesarios para la prestacion del servicio. La
SIGET debe verificar por medio de auditoria la consistencia de las instalaciones
informadas por la empresa.

b) Activos Generales asignados a Distribucion (AGD). Corresponden al VNR de
instalaciones que, no siendo parte de las redes de distribucion, son necesarias para la
prestacion del servicio eléctrico.

c) Factor de Ajuste de Instalaciones (FAI). Se determinar como el cociente entre las

cantidades de instalaciones relevadas por la auditoria y las informadas por la empresa.

b) Mecanismo de Ajuste de los cargos de Distribucién

49 Los Cargos de Distribucion o cargos por uso de las redes se ajustan anualmente (1 de enero)

de acuerdo a la siguiente férmula:

CD, = CDyX |

TCy , 5 IPCn]
TC, ' ' IPC,

Donde:
CDn: Cargo de distribucion ajustado
CDo: Cargo de distribucidn en el pliego tarifario vigente
a: proporcion de los cargos de distribucion correspondiente a costos en moneda
extranjera (establecido en 50%)
b: proporcién de los cargos de distribucion correspondientes a costos locales;
(establecido en 50%)
IPCn: indice de precios al consumidor en el mes inmediato anterior del ajuste
IPCo: indice de precios al consumidor en el mes en que se realizé el Gltimo ajuste al

pliego tarifario

460 | os Costos de Atencion al Cliente (CAC) solo se ajustan por la tasa de inflacion doméstica

anual. Los ajustes para los cargos de distribucion y costos de atencion al cliente seran de
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aplicacion por medio de la formula correspondiente, siempre y cuando el aumento o
disminucion del valor ajustado con respecto al valor vigente exceda el diez por ciento (10%)
de este ultimo.

c) Tratamiento de los costos de AOM

La determinacion de los costos de operacion y mantenimiento reconocidos como tales, seran
tomados de los registros contables de la empresa durante el afio base, para ello se requiere la
aplicacién de un sistema uniforme de cuentas que servird de base para la verificacion de la

naturaleza y monto de los costos a fin de ser utilizados en el calculo de los cargos.

Los Costos Totales de AOM se componen de: el Costo Anual de Operacion y Mantenimiento
de la Red (CAOM), mas el Costo del Capital de Trabajo (CCT), mas el Costo Indirecto de
Administracién de las Instalaciones (Cind) y el Valor Esperado de las Compensaciones por
Falla (VECF).

d) Tratamiento del Costo de la Energia

Con respecto a los costos de generacion transferidos a los usuarios finales (passthrough), el
Articulo 79 de la Ley establece que los precios incluidos en los pliegos tarifarios deberan
basarse en:

a) Los precios de energia y capacidad contenida en contratos de largo plazo aprobados por
la SIGET. Estos contratos son publicos y se adjudican mediante proceso de libre
concurrencia que cumpla con los parametros y procedimientos establecidos por la
SIGET;

b) El precio promedio de la energia en el Mercado Spot en el nodo respectivo durante el

afio anterior a la presentacion del Pliego.

El costo de abastecimiento se determina como la suma de precio ponderado de todas las
compras de energia y potencia del Distribuidor, y resulta del promedio ponderado de los
precios de los contratos y, para las compras en el mercado spot, el precio que surge en el
MRS.
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En principio los costos de abastecimiento son integralmente trasladados a tarifas, por lo que
no afectan el negocio del distribuidor.

El costo de abastecimiento representa la mayor parte de la tarifa final (aproximadamente 80%)
y, por ende, del flujo de caja de la empresa. Los ajustes del precio de la energia fueron
definidos inicialmente como semestrales (12 de octubre y 12 de abril de cada afio). Sin
embargo en la actualizacion del RLGE realizada en julio de 2010 se incorpora el ajuste

trimestral del costo de abastecimiento (Art. 90).

4. Regulacion del Segmento Comercializacion

El servicio de comercializacién de energia no necesariamente debe ser exclusivo de las
empresas distribuidoras. En particular, el suministro de energia a grandes clientes, capaces de
negociar en forma efectiva sus compras de energia, no requiere someterse a regulacion de

precios.

En este sentido, la regulacion permite la existencia de comercializadores que compren y

vendan energia en las redes de bajo voltaje.

a) Esquema regulatorio especifico para la actividad

El Reglamento aplicable a las Actividades de Comercializacion de Energia Eléctrica y sus
posteriores reformas regulan el mercado de comercializacion, y determinan los objetivos

regulatorios buscados por las autoridades.

Asi, la regulacion de El Salvador tiene por objeto desarrollar las normas tendientes a
promover la competencia en materia de comercializacion de energia eléctrica, lo cual es
considerada primordial para el desarrollo de la industria eléctrica en el pais. La premisa es
que esto permitird la existencia de un mayor nimero de opciones para que el usuario final

pueda elegir a su suministrador de energia eléctrica.

Ademés, con la existencia de un mercado competitivo se pretende presionar a la baja en los

precios, a la vez de incentivar la innovacion y la mejora en el servicio eléctrico. Para lo
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mismo, el Reglamento de conformidad con las disposiciones de la Ley General de
Electricidad establece que los usuarios finales podran elegir el comercializador con el que
contratan el suministro eléctrico, y es obligacion del distribuidor y comercializador extender
el servicio solicitado. En todo caso, el usuario debera notificar al comercializador por escrito,

con treinta dias de anticipacion.

A diferencia de lo observado en otros paises, los usuarios finales podran contratar el
suministro en forma total o parcial, con uno o varios comercializadores o con el distribuidor al
gue estén conectados, debiendo tener un contrato para cada medidor. Asimismo, el cambio de

medidor debera ser cubierto por parte del usuario.

En este sentido, el usuario final podra comunicar por escrito al distribuidor su decisién de
prescindir parcial o totalmente de la capacidad de suministro, o bien solicitar el cambio de
suministrador, sin obligatoriedad de pago por la capacidad de suministro que no utilizara. Esta
situacion, producto de la competencia en el mercado de distribucion, puede generar
inconvenientes financieros a la empresa incumbente, al no permitirle recuperar totalmente sus

ingresos.

En este contexto, la regulacion establece que el distribuidor solo podra exigir al
comercializador el monto equivalente a dos meses de los cargos por peaje o de uso de la red a
pagar al distribuidor, por cada uno de los contratos de suministro con usuarios finales,

suscritos por el comercializador.

El Reglamento define mecanismos de proteccion para los comercializadores que operen en el
mercado. Para lo mismo, se establece que el suministro podria iniciarse siempre que el usuario
final no adeude dos 0 mas meses. Por su parte, el usuario tiene el derecho a solicitar el estado

actualizado de su cuenta sin presentar ningdn costo.

Los usuarios se encuentran, también, protegidos mediante la reglamentacion. En primer lugar,
deberéan ser indemnizados en caso que no reciban el suministro contratado. En caso que se
produzca un cambio de suministrante, el antiguo proveedor pagara al nuevo el monto a

indemnizar que serd aplicado en la factura del consumidor final.
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Todo comercializador debe contar con un acuerdo con un distribuidor mediante el cual se
obliga a permitir el uso de sus redes por parte de un comercializador. Salvo pacto entre las
partes, el distribuidor se obliga al suministro y operacion, la instalacion, mantenimiento y
lectura del equipo de medicion. Sin embargo, el comercializador podra realizar mediciones

cuando lo considere necesario.

La regulacion establece que es responsabilidad del comercializador la facturacion mediante un
documento Unico, identificando por separado el cargo por energia del cargo por uso de la red,
lo que debera ser remitido, luego de percibido, al distribuidor. Es decir, el comercializador

debe pagar el peaje por el uso de la red de distribucion.

Cada distribuidor debe realizar los célculos de los montos a ser remunerados por concepto de
energia excedente sobre la energia contratada para todos los comercializadores que operen en
el area cubierta por sus redes, asi como debe informar y proporcionar a los comercializadores

los resultados del procesamiento, los datos y las memorias de calculo.

Recuperacién del costo de la energia contratada ante cambio de suministrador

Cuando un usuario se cambia a otro suministrador genera un problema financiero asociado a
un rezago en el reconocimiento de costos, y un problema econémico asociado a una eventual

sobrecontratacion del distribuidor incumbente.

b) Remuneracion de la actividad

La Regulacion establece que todo acuerdo por medio del cual un comercializador se obliga a
entregar al usuario final en un punto determinado, energia eléctrica en forma continua o
periodica durante un plazo determinado o indeterminado debe ser bajo la modalidad de

contrato de suministro.

Es importante mencionar que los precios y las condiciones de los contratos de suministro
podrén ser iguales o diferentes a los contenidos en los pliegos tarifarios aprobados por la
SIGET a los distribuidores que operan como comercializadores en las areas donde se ubican

sus redes. Las distribuidoras funcionardn como comercializador de Ultimo recurso. En este
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sentido, el articulo 87 de la Reglamentacion de la Ley General de Energia establece que el
distribuidor estara obligado a suministrar energia eléctrica de acuerdo con lo dispuesto en
cualquiera de las opciones del pliego a cualquier usuario que asi lo solicite, siempre y cuando
éste se encuentre conectado a su red y cumpla con las condiciones establecidas.

En este contexto, el Cargo de Comercializacion del Distribuidor funcionara como el precio a
vencer. Las Normas para la Determinacion de los Cargos de Distribucion y Comercializacion
establece el procedimiento para establecer el cargo de comercializacién aplicable al usuario
final por parte de las empresas distribuidoras que operan como comercializador dentro del

area geogréafica donde se ubican las redes.

En este sentido, los cargos de comercializacién se calcularan para el mercado de la empresa
correspondiente al afio inmediatamente anterior (afio base). Ademas, el cargo sera
referenciado a los registros contables de la empresa, que deberan ser informados mediante un

sistema uniforme de cuentas.

En concreto, los cargos se calculan con base en los Costos de Atencién al Cliente (CoAC) y al
NUmero de Usuarios. Estos Gltimos se separaran en 2 bloques:
a) Usuarios de pequefia y mediana demanda;

b) Usuarios de gran demanda

Se considera, a los fines de calculo, los costos anuales de esta actividad y la cantidad

promedio anual de clientes de cada grupo, en referencia al afio base.

_ CoAG;
LTONPU;

Donde,
CC; es el cargo de comercializacion, expresado en ddlares por mes, para el tipo de
usuario i
CoAC; es el Costo de Atencion al Cliente para el tipo de cliente i

NPU; representa el numero promedio de clientes del tipo i en el afio base
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En ausencia de medidor horario, el distribuidor podrd cobrar utilizando las curvas
caracteristicas de consumo por usuario tipico residencial, general, alumbrado publico, en baja
tension; y medianas demandas en media y baja tension, utilizadas por el distribuidor de la
zona al aplicar los pliegos tarifarios. Ademas, se podra emplear una curva distinta que se haya
fijado por mutuo acuerdo entre las partes.

El esquema para la determinacion del Cargo de Comercializacion impuesto por medio de la
regulacién, genera, a diferencia de lo observado en otros paises, un sistema por el cual el
ingreso de nuevos comercializadores y la pérdida de clientes afectan financieramente el

desempefio de la empresa incumbente.

Ademas, se contrapone con el objetivo de reduccion de precios al largo plazo. El ingreso de
nuevos comercializadores aumentara el Cargo de Comercializador del Distribuidor en el largo

plazo.

Todo comercializador debe poseer un contrato de distribucion. Este es el acuerdo por medio
del cual un distribuidor se obliga a permitir el uso de sus redes por parte de un
comercializador o un generador, para el suministro a usuarios finales, conectados a la red de
distribucion o a la red de alta tension. En este contexto, el comercializador sera responsable
de vigilar el factor de potencia de las instalaciones eléctricas. Si el factor no cumple con los

limites establecidos, el distribuidor aplicara lo estipulado en los pliegos al comercializador.

Ademas, el comercializador es el responsable de pagar al distribuidor los cargos por uso de la
red y las desviaciones de las cantidades de energia demandas respecto a las contratadas.
También, la distribuidora cobrard los servicios de conexion y desconexion que preste al

comercializador, de conformidad a lo establecido por la SIGET.

c) Vinculacion con otros eslabones de la cadena

Si bien la actividad mantiene una separacion legal, la comercializacion podré ser realizada por
empresas comercializadoras, distribuidores dentro del area donde se encuentre su red, o por
generadores conectados a las redes de bajo voltaje. Estos Gltimos deberan contar con contratos

de distribucion.
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El generador que desee conectarse a una red de distribucion pagara al distribuidor en concepto
de cargo de interconexion, el costo de los activos que éste dedique, méas los gastos de
operacion y mantenimiento asociados. Estos cargos serdn calculados en base al célculo de
cargos de distribucion elaborado por la SIGET.

En caso que el distribuidor no haya considerado las potencias adicionales a inyectar a las
redes de distribucién existentes y los ingresos que representan los cargos por el uso de estas
redes, la SIGET emitird un procedimiento para reducir el cargo autorizado por uso de la red en
proporcion a los ingresos obtenidos por este concepto, lo cual deberd efectuarse en el

momento del calculo para el siguiente periodo de cuatro afios del cargo de distribucién.
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ANEXO 2: Metodologia del modelo de estatica comparativa

A. Base de Activos a Remunerar

En lo referente a la Base de Activos a Remunerar, uno de los aspectos claves para la
determinacion del costo de distribucion y que resulta pasibles de ser sensibilizado es el referido
a los criterios de valuacion de los activos que conforman la base regulatoria, en el presente
caso se plantea la opcion de utilizar un método de valuacion por Valor Nuevo de Reemplazo
también conocido como costo de reposicién optimizado bruto (GORC por sus siglas en inglés),
0 bien tomar en consideracion la depreciacion de dicho activo y pasar a un esquema de costo
de reposicién optimizado depreciado (DORC por sus siglas en inglés). Las caracteristicas

distintivas de ambos métodos son descriptas a continuacion:

e Valor Nuevo de Reemplazo

El VNR es el costo de reposicion de los activos existentes por nuevos activos. Este es un
método del tipo “bottom-up”, debido a que la cantidad de activos nuevos para reponer los
viejos es estimada generalmente mediante la construccién de una empresa de referencia o
modelo (ER).

Este método es también conocido por su denominacién en inglés Gross Optimised
Replacement Cost (GORC), ya que no incluye la depreciacion. Es decir, en cada momento del
tiempo se determina la mejor opcién para la prestacién de los servicios demandados, sin
considerar la antigliedad de los activos existentes, ni la vida remanente de los mismos; en el

proceso de substitucion de activos por otros equivalentes se incluyen los cambios tecnoldgicos.
e Costo de Reposicion Optimizado y Depreciado (CROD)

El Costo de Reposicion Optimizado y Depreciado (CROD) es el costo de la red existente al

valor de un Activo Equivalente Moderno (“Modern Equivalent Asset”) que ha sido optimizado

desde el punto de vista de la ingenieria y ajustado por las depreciaciones correspondientes a su

antiguedad.
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4. Del anélisis de ambos métodos se puede concluir que:
a) Cuando una empresa tiene capacidad ociosa y activos desadaptados, el método CROD
resultard en una base de activos mayor (parcialmente compensada por las depreciaciones
y por el uso efectivos de la capacidad) y, por lo tanto, mayores tarifas que las estimadas
por el método VNR.
b) Si la empresa tiene activos viejos, el método VNR resultara en valores mas altos que los
encontrados por el método CROD. En ese sentido, el VNR-ER da resultados que son

independientes de la edad de los activos.

39 La vinculacion entre la antigtiedad de los activos, los métodos de valorizacion de los mismos y

los resultados de la empresa se presenta en el siguiente esquema.

Figura 48. Métodos de Valuacion de Activos CROD vs VNR
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Fuente: Elaboracion propia

3%. La metodologia para la incorporacién de dichas sensibilidades en el modelo consiste en
determinar la anualidad de capital en forma diferenciada segin se trate de VNR o DORC; para

el caso de VNR la anualidad de capital se determina mediante la aplicacion del factor de
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recupero de la inversion sobre la base de activos (ABS o activos bésicos de servicio). Para el
caso del método DORC la anualidad de los activos se determina como la suma de la
depreciacion anual de los activos mas la rentabilidad del capital sobre la base neta de activos.

i.  Activos No Eléctricos

La normativa salvadorefia distingue los activos eléctricos de los activos no eléctricos, los
primeros son denominados Activos Basicos del Servicio (ABS), en tanto que los segundos son
denominados Activos Generales de Distribucion (AGD) y comprenden las categorias de

Hardware, Software, Muebles e Inmuebles.

La metodologia empleada en el modelo para determinar la Base de AGD consistio en aplicar
un porcentaje, para cada uno de los rubros antes mencionados, sobre los (ABS), dicho
porcentaje es determinado con base a una empresa especifica correspondiente a la revision

tarifaria del afio 2011.

En lo atinente a la anualidad de los AGD, la misma se determina por medio del método VNR.

ii. Edad de los activos

Un punto de particular importancia es el relacionado con la edad de los activos eléctricos,
debido a la estrecha vinculacion con el método de valuacion de la base adoptado (VNR o
DORC). En el modelo se plantea la posibilidad de segmentar los activos correspondientes a
cada nivel de tension en funcion de la antigliedad de los mismos, de este modo se puede
plantear escenarios con activos jovenes, viejos o con un determinado porcentaje de
depreciacion acumulada. Estos escenarios influyen directamente en la base de activos

regulatorios y por ende en el costo de distribucion.

iii. Otras Inversiones

Como parte de los Activos Basicos del Servicio (ABS) se encuentran incorporadas las
inversiones realizadas con fondos de terceros, donaciones y subsidios, las cuales no deben

formar parte de los costos base para la determinacion tarifaria. Es decir, la tarifa no debe
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remunerar dichas inversiones ya que fueron financiadas con fondos ajenos a la empresa;
adicionalmente dichas inversiones no deben generar rentabilidad para las empresas; por lo
anterior estas inversiones son excluidas de la base de ABS.

La metodologia propuesta para depurar dichas inversiones en el modelo de estética
comparativa consiste en reducir de la base ABS el monto correspondiente a las inversiones de
terceros, el cual es calculado como un porcentaje de los ABS, que se determina a partir de los
valores informados por las empresas distribuidoras y aprobados en la revisién tarifaria del afio
2011.

Otro rubro importante es el relacionado a las inversiones para la mejora en la calidad de los
servicios, dichas inversiones fueron tratadas en forma separada en la revisién tarifaria, el
tratamiento dado en modelo consiste en adicionar a los ABS un porcentaje correspondiente a

dichas inversiones.

Resumiendo, los activos que conforma la base ABS son ajustados para tomar en consideracion
las inversiones en calidad y excluir las realizadas con fondos de terceros. Una vez determinada
la base ABS ajustada son aplicados los criterios de valuacion VNR o DORC segln se escoja

por el analista.

iv.  Tasa de Costo de Capital

Si bien la normativa establece como tasa de costo de capital un valor fijo de 10%, en el modelo
fue sensibilizado el valor de dicho pardmetro para incluir la posibilidad de cuantificar el

impacto de potenciales modificaciones.

V. Costos de Distribucién

En lo referente al bloque regulatorio correspondiente a los costos de distribucion de energia
eléctrica, dichos costos surgen de la suma de las siguientes categorias de costos:

= costos directos de operacion y mantenimiento de red,

= costos directos de lectura,

= costos indirectos dados por actividades administrativas y comerciales

271



407.

408.

409.

410.

411.

412.

= costo de capital de trabajo

= costo por energia no suministrada.

El tratamiento dado en el modelo a cada grupo de costos es el que se presenta a continuacion.

Costos de O&M: incluyen los costos informados por el distribuidor mediante el Sistema Unico
de Cuentas (SUC), las activaciones de dichos costos y costos adicionales, para el primer grupo
se supone que los mismos presentan una evolucién dada por la variacion de la extension de la
red, la cual en Gltima instancia es el producto entre el crecimiento proyectado de la demanda y
la fraccidn de dicho crecimiento que es horizontal, es decir que implica expansion de la red.
Los costos adicionales y las activaciones se consideraron como un porcentaje del costo
informado (SUC).

Costos de Lectura: son determinados como un porcentaje de los costos directos de O&M de
red. Merece destacarse que generalmente los costos de lectura son asignados a las actividades
de comercializacién, por lo en el modelo se incluye la posibilidad de trasladar el costo de

lectura al cargo de comercializacidon. Esta situacion es modelizada como escenario 1.

Costos Indirectos: los costos indirectos se refieren a las actividades de administracion y ciertos
procesos de comercializacion, en la modelizacion, el valor inicial de dicho rubro de costos fue
determinado con base en la informacién provista por las empresas en oportunidad de la
revision tarifaria del afio 2011, dicho valor se supone constante en todo el horizonte de
proyeccion del modelo debido a que se considera que los drivers fisicos tradicionales como ser
clientes, energia distribuida, extension de la red, no guardan relacion con la determinacion de

dichos costos.

Costo de Capital de Trabajo: se corresponde al stock de dinero que se requiere mantener
inmovilizado para cumplir con los pagos de las obligaciones corrientes en el transcurso que

opera el ciclo de facturacion y cobranza. Este valor se ajusta en funcion de la energia facturada.

Costo por energia no suministrada: para calcular este rubro que en la normativa es denominado
Valor Esperado del Costo de Falla se multiplica el costo de la energia, dado por el precio de

venta final a usuarios, por un factor de valoracion de la falla, que acorde a la normativa es 2; es
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decir el costo de la interrupcién es valorado al doble del precio de la energia final a usuarios,
asi se obtiene el valor de cada kWh interrumpido. Por otra parte se calcula la energia no
suministrada como el producto de la energia total facturada por un coeficiente de salida forzada
del sistema. Finalmente multiplicando la energia no suministrada por la valoracion de la falla

se tiene el costo por la energia no suministrada.

Un aspecto importante a destacar es que en el modelo no se presenta la opcién de establecer
politicas de eficiencia en los costos de operacion, ya que el objetivo del modelo es constituir
una herramienta de analisis de estatica comparativa para la caracterizacion de ciertas
particularidades de la prestacién del servicio en El Salvador, y no el de ser una herramienta de

politica regulatoria o de gestién empresarial.

B. Costos de Comercializacion

En lo relacionado con los costos de comercializacién, los mismos estan asociados a las
actividades de atencion al cliente, facturacion y cobranza. La metodologia para la
determinacion de dichos costos consiste en estimar los costos generales para cada una de las
actividades antes mencionadas y posteriormente asignar dicho costo a las categorias de clientes
de Gran Demanda, Mediana Demanda y Pequefia Demanda con una formula que esta basada

en la cantidad de clientes de cada categoria.

La logica de proyeccion de los costos de comercializacion es que para cada una de las tres
actividades antes citadas se determina un costo unitario calculado en funcién del nimero de

clientes.

C. Pérdidas

El bloque regulatorio que resta por incluir es el referido a las pérdidas técnicas y no técnicas
reconocidas en la tarifa. Al respecto existen, a nivel general, dos grandes aristas para el
tratamiento de dicho bloque, por una parte se encuentra la problemética de la determinacion del
valor o porcentaje de pérdidas que resulta eficiente reconocer a las empresas, y por otro lado se
encuentra la definicion y traslado a tarifa de los planes de inversion necesarios para reduccion

de pérdidas.
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47 En el modelo simplificado las pérdidas son incorporadas en la determinacién de los cargos de
distribucion mediante un ajuste del denominador de la formula tarifaria que representa un
reconocimiento de que cierto nivel de energia se pierde en el proceso de distribucién. La
formulacion matematica es equivalente a la del grossing-up impositivo, es decir se divide el
cargo monoémico de distribucidn correspondiente por uno menos el porcentaje de pérdida a

reconocer.
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