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BRA Base Regulatoria de Activos
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CREG Comisioén de Regulacion de Energia y Gas
CND Centro Nacional de Despacho
IMG Indicadores minimos garantizados
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UPME Unidad de Planeaciéon Minero-Energética
MME Ministerio de Minas y Energia
SDL Sistema de Distribucién Local
SGA Sistema de Gestion de Activos
SIN Sistema Interconectado Nacional
STN Sistema de Transmision Nacional
STR Sistema de Transmision Regional
ucC Unidad Constructiva
UCE Unidad Constructiva Especial
UTP Universidad Tecnoldgica de Pereira




REVISION DE LA METODOLOGIA DE REMUNERAQIC')N DE LA ACTIVIDAD DE
DISRIBUCION DE ENERGIA ELECTRICA

1. INFORMACION GENERAL

La Comision de Regulacion de Energia y Gas, CREG, tiene competencia para expedir la
regulacion de los sectores de electricidad y gas combustible, en el contexto de servicios
publicos domiciliarios, segun las funciones sefialadas en las leyes 142 y 143 de 1994.
Asi mismo, regula algunos aspectos de los servicios publicos de combustibles liquidos
de conformidad con lo previsto en el Decreto 1260 de 2013.

El articulo 14, numeral 14.18 de la Ley 142 de 1994 define la regulacion de los servicios
publicos domiciliarios como la facultad para dictar normas de caracter general o particular
en los términos de la Constitucién y de la citada ley, para someter la conducta de las
personas que prestan los servicios publicos domiciliarios a las reglas, normas, principios
y deberes establecidos en la ley y los reglamentos.

Por su parte, la Ley 143 de 1994, le asigno funciones de caracter regulatorio a la CREG,
de manera especifica en lo concerniente a la prestacion del servicio publico domiciliario
de energia eléctrica.

En ese sentido, le corresponde a la CREG sefalar las politicas generales de
administracién y control de eficiencia de los servicios publicos domiciliarios, en los
términos de la Constitucion Nacional y la Ley, y definir el régimen tarifario con fundamento
en los criterios establecidos para garantizar el cumplimiento de los fines de la intervencién
del Estado en la prestacion de los servicios publicos y conforme a la politica publica del
Gobierno nacional.

En virtud de lo dispuesto en el articulo 126 de la Ley 142 de 1994 modificado por el
articulo 52 de la Ley 2099 de 2021, las férmulas tarifarias tienen una vigencia de cinco
afnos y continuaran rigiendo mientras la Comision no fije las nuevas. El articulo 127 del
mismo estatuto determind un plazo de doce (12) meses previos a la fecha en que termine
la vigencia de las formulas tarifarias, para que las comisiones de regulacion pongan en
conocimiento de las empresas de servicios publicos, usuarios y demas interesados, las
bases sobre las cuales efectuaran el estudio para determinar las formulas del periodo
siguiente. Después se aplicara lo previsto en el articulo 124.

La Comision debera iniciar la actuacion administrativa para fijar las nuevas tarifas,
siguiendo el procedimiento establecido en el Decreto 005 de 2025 Por el cual se adiciona
el Titulo 2 a la Parte 1 del Libro 2 del Decreto 1073 de 2015 en relacion con la adopcion
de las reglas minimas para garantizar la divulgacion y la participacion en las actuaciones
de la Comisién de Regulacién de Energia y Gas (CREG).

El citado decreto, dispone en su Articulo 2.1.2.1.1.3.4. Reglas especiales de difusion
para la adopcion de férmulas tarifarias con una vigencia de cinco anos, que cuando
la CREG adopte férmulas tarifarias con una vigencia de cinco (5) anos, de acuerdo con
lo establecido en el articulo 126 modificado por los articulos 52 de la Ley 2099 de 2021 y
127 de la Ley 142 de 1994, debera observar las siguientes reglas:

“(..)


https://gestornormativo.creg.gov.co/gestor/entorno/docs/ley_0142_1994.htm#Inicio
https://www.alcaldiabogota.gov.co/sisjur/normas/Norma1.jsp?i=114997#52
https://www.alcaldiabogota.gov.co/sisjur/normas/Norma1.jsp?i=2752#127
https://www.alcaldiabogota.gov.co/sisjur/normas/Norma1.jsp?i=62507#L.2.P.1.T.2
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2. Las bases sobre las cuales se efectuara el estudio para determinar las formulas
deberan cubrir como minimo los siguientes puntos:

a. Aspectos generales del tipo de regulacion a aplicar;

b. Aspectos basicos del criterio de eficiencia;

c. Criterios para temas relacionados con costos y gastos;

d. Criterios relacionados con calidad del servicio;

e. Criterios para remunerar el patrimonio de los accionistas;

f. Los demas criterios tarifarios contenidos en la ley.”

La actual metodologia para la remuneracion de la actividad de distribucion de energia
eléctrica en el Sistema Interconectado Nacional (Resolucion CREG 015 de 2018)
considera, entre otros, los siguientes criterios generales:

Un OR se remunera mediante cargos por uso por la totalidad de los activos de uso
que opera y mantiene para la prestacion del servicio, independientemente de su
propiedad.

Los cargos por uso resultantes de aplicar la metodologia remuneran tanto el uso de
infraestructura como los gastos de AOM, necesarios para llevar la energia eléctrica
desde el STN hasta los puntos de conexion de los usuarios finales alos STR o SDL.
En virtud del principio de integralidad de la tarifa establecido en la Ley, los ingresos y
cargos de los SDL varian segun la calidad del servicio prestado. La calidad del servicio
del STR se determina a partir de la informacion reportada por los OR al Centro
Nacional de Despacho, en adelante CND, sobre la indisponibilidad de los activos.

Se considera la elaboracion de un plan de inversiones, donde la identificacion,
priorizacion y ejecucion de los proyectos que lo conforman es entera responsabilidad
del OR.

Se consideran ingresos de los OR por otros conceptos, como contratos de capacidad
de respaldo de red, comparticion de infraestructura y por el transporte de energia
reactiva en exceso sobre los limites establecidos.

En funciéon de lo anterior, asi como en funcion de los criterios tarifarios generales
establecidos en el articulo 87 de la Ley 142 de 1994, la actual metodologia esta
estructurada de la siguiente forma:

La remuneracion de los OR corresponde, de una parte, a un esquema de ingreso
maximo regulado en el STR y en los SDL, en la cual se aprueba un ingreso anual por
inversiones y por AOM y los cargos son calculados mensualmente a partir de dichos
ingresos mensualizados y las ventas de energia en cada mercado. Y, de otra parte,
este ingreso se calcula a partir del reconocimiento de una base regulatoria de activos
que se valora mediante un costo de reposicion depreciado, que propone una
depreciacion lineal, de tal forma que la valoracion de la base de activos disminuye
cada afo si no se repone el monto de activos depreciados, incentivando a los OR a
invertir en reposicion de los activos antiguos y en la conformacion y gestion del
portafolio de activos que compongan su sistema.

Con este esquema, los ingresos de los OR son independientes de la demanda, de tal
manera que se garantiza el retorno de la inversion puesta en el sistema con la tasa
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vigente y se envian sefales altas de inversion a los OR mediante los distintos
mecanismos de incentivos dispuestos en la metodologia.

= Los cargos por uso de los STR y SDL definidos en la metodologia de la resolucion
CREG 015 de 2018, basicamente, se determinan a partir de las inversiones,
representadas mediante la base regulatoria de activos de las empresas, BRA,
conformada por unidades constructivas y de los gastos de AOM. Ademas, se
consideran distintos mecanismos y esquemas de incentivos que buscaron
incrementar la inversion de los OR para modernizar los sistemas que operan, ademas
de propender por la calidad (continuidad) en el servicio prestado, la reduccion de
pérdidas y la reduccion de efectos indeseados en el sistema, como el transporte de
energia reactiva en exceso sobre los limites permitidos.

= Losactivos de los STRy SDL a ser remunerados son principalmente las lineas y redes
que conducen la energia, las unidades de transformacion y otros sistemas auxiliares
necesarios para la correcta operacion de los sistemas de distribucion. EI AOM hace
referencia a los costos y gastos asociados a la administracion, la operacién y el
mantenimiento de todos los activos de los STR y SDL, necesarios para proveer la
energia a los usuarios con los parametros de calidad y confiabilidad pertinentes.

= Enlo relacionado con la remuneraciéon del AOM se establecié un ingreso anual a partir
de un valor de referencia o base, que se pas6 a través de un filtro de eficiencia
mediante un modelo de frontera estocastica. A este valor base se le suma un
reconocimiento adicional con periodicidad anual por el AOM para nuevas inversiones,
diferentes a reposicion.

= La metodologia vigente contiene, en relacion con la calidad del servicio, aspectos
sobre la continuidad en la prestacion del servicio tanto en el STR como en el SDL. En
el STR contempla un esquema de incentivos con base en un maximo de horas
anuales de indisponibilidad de los activos en el que puede ocurrir una disminucion en
la remuneracion de los activos indisponibles cuando se supere el maximo permitido
por tipo de activo. En los SDL se establecié un esquema de incentivos para calidad
media tanto en duraciéon como en frecuencia de interrupciones en el que se puede
presentar un aumento o disminucion de los ingresos del OR dependiendo del
cumplimiento de metas de referencia, asi como también un esquema de
compensaciones por calidad individual a los usuarios que no reciben la calidad minima
garantizada establecida por grupos de calidad, de acuerdo con la ruralidad y el riesgo
de falla en el sector donde se ubique el usuario. Los indicadores de calidad media se
evaluan anualmente y se miden a través de los indicadores de duracion y frecuencia
denominados SAIDI' y SAIFI2.

» Las pérdidas de energia en que se presentan en los sistemas de distribucién se
clasifican en dos grandes grupos: pérdidas técnicas y pérdidas no técnicas. Las
pérdidas técnicas hacen referencia a la energia que se pierde por calentamiento y
demas fendmenos eléctricos durante el transporte y transformacion de la energia que
es conducida desde los puntos de generacion hasta los usuarios finales y las pérdidas

' Del inglés, System Average Interruption Duration Index

2 Del inglés, System Average Interruption Frequency Index
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no técnicas son las que se producen basicamente por el robo de energia o por la
ausencia de medicion.

= Se definieron indices de pérdidas eficientes por nivel de tension, los cuales se
remuneran mediante tarifa y se establecié un sistema de incentivos en el cual, cuando
las empresas cumplen o superan cierto nivel de inversion anual en su sistema, se
hacen acreedoras del reconocimiento adicional de pérdidas no técnicas, en funcion
de su inversion. Este reconocimiento de pérdidas adicionales se acoto, para el primer
afo de aplicacion al valor de las pérdidas totales de cada OR y se va reduciendo
linealmente para llegar al reconocimiento unicamente de pérdidas eficientes al cabo
de 10 afos.

= Paralareduccién de las pérdidas no técnicas, los OR presentaron al inicio del periodo
tarifario planes de reduccién o de mantenimiento de pérdidas, en los cuales se

reconocen inversiones distintas a unidades constructivas destinadas a la reduccién o

mantenimiento de las pérdidas. El valor maximo reconocido para el plan se estimo

utilizando un modelo de red neuronal, entrenado con base en la informacion historica
de algunos OR que han logrado de manera exitosa reducir las pérdidas en sus
sistemas.

» La metodologia también contempla la distribucidén de eficiencias logradas por los OR
en sus sistemas como ingresos adicionales por otros conceptos y que se direccionan

a una disminucion en la tarifa de los usuarios, para los siguientes casos:

¢ El costo asociado con los cargos de respaldo de red.

% Los costos asociados con MUNTS, que son los costos por la Migracion de
Usuarios a Niveles de Tension Superiores, es decir que es la conexion de un
usuario final al sistema de un OR en un nivel de tensién superior al que se
encontraba conectado.

% El costo del transporte en exceso de energia reactiva, en el que se descuenta de
los ingresos por inversiones el 50% de los valores recibidos.

¢ La comparticidon de infraestructura con servicios de telecomunicaciones.

En la siguiente tabla, se muestra, de manera general, la evolucion de las metodologias
tarifarias para los sistemas de distribucion en Colombia a partir de las leyes 142 y 143
hasta la actualidad. La remuneracion de la actividad de distribucion de energia eléctrica,
bajo este marco legal, comenzé con las resoluciones CREG 003 y 004 de 1994.
Posteriormente, con la Resolucion CREG 099 de 1997, se inicié la utilizacién de
metodologias basadas en costos, a la cual siguieron las Resoluciones CREG 082 de
2002 y CREG 097 de 2008. El presente periodo tarifario inicié6 en el 2018 con la
Resolucion 015 de 2018, que marcé un cambio principalmente en la valoracién de
inversiones pasado de un esquema VNR (Valor Nuevo de Reemplazo) a un esquema
CRD (Costo de Reposicion Depreciado).

Tabla 1 Evolucion de las metodologias de remuneracion de la actividad de distribucion en Colombia.

RES. CREG 099 | RES. CREG 082 DE | RES. CREG 097 | RES. CREG 015
TEMA SUBTEMA DE 1997 2002 DE 2008 DE 2018
- Ingreso regulado - Ingreso
Reconocimiento |\, . . Precio Maximo STR regulado STR - Ingreso regulado
de Inversién 9 - Precio Maximo - Precio Maximo | STRy SDL
SDL SDL
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TEMA

SUBTEMA

RES. CREG 099

RES. CREG 082 DE

RES. CREG 097

RES. CREG 015

simétricos

DE 1997 2002 DE 2008 DE 2018
-VNR -CRD
:\I/r':lvzntario -}/ IT]Sentario activos | - lnventario - Inventario
Base regulatoria . activos N4, N3y | activos N4, N3,
: activos N4y N3 | N4, N3y N2
de activos N2 N2, N1
- Red modelo N2 | - Red modelo N1 - Red modelo N1 | - Planes de
y N1 (muestra nacional) (muestra por OR) |inversién
Tasa de retorno
antes de 9% 14.06 % — 16.06 % 13%-13.9% 12,09%
impuesto
Alta
Unidades Baja Alta desagreqacion Alta desagregacion,
Constructivas desagregacion greg desagregacion reposiciones
parciales
Activos de Remuneracion Descuento en la De§cuento enla Degcuento enla
. i .. |tarifao tarifa o
terceros (Nivel regulada del tarifa o remuneracion remuneracion remuneracion
1) activo regulada del activo directa directa
Administracion,
AOM Operacion y % de la inversiéon | % de la inversion g‘?ﬁﬁi‘g&o Sai?f;?%?a%o
Mantenimiento ]
Indices para cada
Reconocimiento | ; indices para cada indices para cada OR, Incentivo
Energia Util e Indice Unico P P pérdidas
de pérdidas OR (Rural — Urbano) | OR adicionales por
inversion
Compensaciones e
Calidad del Compensaciones | Incentivos
Calidad servicio Compensaciones | Compensaciones e Incentivos simétricos. Metas

de mejora anual en
calidad media.

Conforme a lo expuesto, el presente documento contiene el diagndstico realizado de la
aplicacién de la metodologia actual, asi como las bases sobre las cuales efectuara los
analisis y estudios con miras a definir la nueva metodologia tarifaria para la remuneracién
de la actividad de distribucién de energia eléctrica que remplazara la Resolucion CREG
015 de 2018 y sus modificatorias.

En este sentido, ademas de la evaluacion propiamente de la metodologia actual, para la
actualizacion de la metodologia se deben tener en cuenta los nuevos paradigmas que
han cobrado relevancia en el pais durante los ultimos afos, en relacidn con la transicion
energética, la busqueda de mayores eficiencias y la consideracion de la gran diversidad
de regiones, culturas y contextos presentes en el pais.

2. DIAGNOSTICO

La presente seccion contiene el diagnostico, para cada uno de los temas, de la
metodologia establecida mediante la Resolucion CREG 015 de 2018. Inicialmente se
presentan algunas generalidades sobre el instrumento regulatorio y el cargo de
distribucion, para pasar luego a una revision mas detallada de los principales temas que
trata la metodologia.

En esta revision se presentan aspectos sobre la evolucion de los cargos de distribucion,
para continuar con el reconocimiento de inversiones, el reconocimiento de gastos de
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AOM, la calidad del servicio tanto en el STR como en el SDL, aspectos sobre pérdidas
de energia, energia reactiva, costo de respaldo de red, cargos horarios y calidad de la
potencia.

Finalmente, se presenta un resumen de los comentarios y propuestas allegados por los
usuarios, empresas y demas interesados en respuesta a la Circular CREG 144 de 2025,
asi como los aspectos expuestos por la UPME en su Plan Maestro de Modernizacion y
Expansién de la Infraestructura de Transmision Eléctrica, publicado en diciembre de
20243, que seran tenidos en cuenta como parte de los analisis de alternativas que
adelante la Comisién como parte del procedimiento de actualizacion tarifaria para la
actividad de distribucién de energia eléctrica.

2.1 Instrumento regulatorio

La metodologia de remuneracion contemplada en la Resolucion CREG 015 de 2018
cambio especificamente para la remuneracion del SDL, pasando de un esquema de
precio maximo a uno de ingreso maximo y eliminando asi el riesgo de la demanda para
los OR quienes son responsables por realizar las inversiones necesarias para mantener
y mejorar la infraestructura eléctrica de tal manera que fueran adecuadamente
planificadas y ejecutadas en cada momento del periodo tarifario que fueran requeridas,
asegurando su remuneracion.

A pesar de que era claro que este esquema implicaba un mayor esfuerzo principalmente
por la necesidad del seguimiento de la ejecucion de los planes de inversion, se estimo
que con los incentivos dados eran mayores sus ventajas, las cuales estaban entre otras
las siguientes:

= Estabilidad en los ingresos de los OR entre los periodos tarifarios al eliminar el ajuste
normal de ingresos que se hace al inicio de cada periodo tarifario cuando se emplea
un esquema de precio maximo. Esto es, se ajusta el cargo (positiva o negativamente)
considerando la relacién inversion demanda al inicio del periodo tarifario

= Reduccion del riesgo de la demanda para los OR durante el periodo tarifario

» Facilidad para la incorporacion de generacion distribuida en las redes

Ahora bien, con el fin de hacer una valoracién de lo que ha sido este cambio de
metodologia durante el periodo tarifario que culmina en relacion con los ingresos,
inversiones y otros, se ha podido identificar lo siguiente:

1. EI comportamiento de los ingresos de los OR frente a las inversiones realizadas
durante el periodo tarifario muestra que se ha dado una estabilidad en los ingresos,
tanto por inversiones como por AOM, asociados a los ajustes anuales, tal y como se
observa en la Figura 1.

3 https://www.upme.gov.co/simec/energia-electrica/mision-transmision/
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2. El comportamiento de las inversiones realizadas durante este ultimo periodo tarifario,
con respecto al periodo tarifario anterior y a al porcentaje de inversion minimo de
referencia ha sido el que se muestra en la Figura 2.

En este sentido, puede observarse que el promedio de inversion anual en el agregado
pais ha estado por encima del 4%* para el presente periodo tarifario (barras verdes),
valor superior al 2.1% observado durante el periodo tarifario anterior (barra gris).

No obstante lo anterior, y como se vera con mayor detalle mas adelante, para la mayor
parte de los temas analizados se han encontrado comportamientos heterogéneos
entre empresas, de tal manera que la efectividad de los mecanismos y esquemas de
incentivos planteados por la metodologia no han tenido el mismo efecto.

Para el caso de las inversiones, por ejemplo, en algunos mercados de comercializacion
como los de Casanare, Arauca, Choco y Narifio el nivel de inversion promedio se
encuentra aun por debajo del 4% en valores alrededor del 2% para el periodo 2019-
2024.

Figura 1. Ingresos anuales por inversiones (IAA) y por AOM (IAOM) en aplicacién de la Resolucion CREG 015 de
2018. Fuente: CREG con datos LAC.
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4 Se considera que, de manera general, un OR debe realizar inversiones anuales de minimo 4% del valor
de su base total de activos para mantener las condiciones de calidad en la prestacion del servicio y asumir
la depreciacion de sus activos y el aumento en la demanda del sistema que atiende. Este valor también fue
el minimo establecido para optar al incentivo de reconocimiento de pérdidas adicionales
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Figura 2. Inversiones ejecutadas por afio. Fuente: CREG con datos LAC.
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3. Ahora bien, en relacion con la edad de los activos de los OR y las inversiones
realizadas se puede observar en la Figura 3 que, en promedio, cerca del 15% de los
activos en cada categoria tienen una edad que excede su vida util regulatoria o esta
cerca de alcanzarla, con excepcion de los equipos de control y comunicaciones (60%)
y los transformadores de potencia (25%).

Son de particular atencion las categorias de control y comunicaciones y la de centros
de control, que como se vera mas adelante tuvo una reposicion intensiva durante el
presente periodo regulatorio, pues cuentan con una vida util de 10 afios, mucho menor
al promedio de las otras categorias, por lo que dichos activos van a requerir nuevas
reposiciones con mayor frecuencia para garantizar su éptimo funcionamiento.

Figura 3. Porcentaje de activos que superan su vida util regulatoria (VU). Fuente: CREG con base en los
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4. Aunque no es la metodologia de ingreso maximo unicamente el mecanismo que
incentiva los recursos energéticos distribuidos es claro que esta regulacion ha
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contribuido a su desarrollo mediante la remuneracion de los activos de uso que hacen
parte de las inversiones en cada mercado de comercializacion y que son utilizados
para distribuir la energia generada. Adicionalmente, se establecié la exencidn
estipulada en la metodologia para el cobro de transporte de energia reactiva que aplica
a todos los generadores que realicen control de tensién en coordinacién con el OR
respectivo.

Sin embargo, es también cierto que los esquemas y mecanismos dispuestos en la
metodologia vigente son susceptibles de mejoras que contribuyan de mayor manera a
la masificacion de la autogeneracion con fuentes renovables no convencionales, al
desarrollo de las comunidades energéticas y a la incorporacién de nuevas tecnologias
que permitan mejorar la calidad del servicio prestado a los usuarios o la captura de
mayores eficiencias en los costos de prestacion del servicio.

De acuerdo con lo anterior, asi como los analisis que se detallan en el resto de la presente
seccidn, se puede concluir que se han visto las sefales esperadas con la adopcion de la
metodologia de ingreso maximo en varias de las empresas. Sin embargo, para otras no
se observan resultados con la magnitud deseada, tanto en relacion con las inversiones
realizadas, como con los niveles de calidad del servicio y de pérdidas alcanzados durante
los ultimos afios. En este sentido, se estudiaran alternativas regulatorias para actualizar
la metodologia buscando remunerar de mejor manera las inversiones, asi como mejorar
los aspectos identificados en los temas tratados en el presente documento.

2.2 Cargo de la actividad de distribuciéon

Con el propésito de evaluar la evolucién de los cargos por uso de los SDL durante la
vigencia de la Resolucion CREG 015 de 2018, se realizé un analisis comparativo del
cargo de distribucién del Nivel de Tension 1 (Dt1) el cual incorpora los costos de los
cargos de otros niveles de tension. La informacion base para este analisis fue extraida
de las publicaciones de cargos mensuales realizadas por el LAC, cuyas funciones asume
actualmente XM S.A. E.S.P. Para minimizar el efecto de la inflacién, todos los valores se
presentan indexados y expresados a precios constantes de diciembre de 2024, utilizando
el IPP.

Se contrastaron dos momentos clave para cada mercado de comercializacion:

1. Dt1_097: El ultimo cargo liquidado bajo la metodologia de la Resolucion CREG
097 de 2008 para cada OR.

2. Dt1_015_Dic24: El cargo vigente a diciembre de 2024, reflejando la evolucion
durante el periodo regulatorio.

Por otra parte, en la actualidad gran parte de los mercados de comercializacién se
agrupan en una de las cuatro Areas de Distribucién (Oriente, Occidente, Sur y Centro).
Para cada ADD, se calcula un cargo unico (Dtun) que corresponde al promedio
ponderado de los costos individuales de los mercados que la componen. No obstante,
una vision de los cargos de distribucion individuales permite tener una perspectiva clara
del impacto que han tenido la evolucién individual de las gestiones e inversiones
realizadas por cada uno de los operadores que atienen los mercados de comercializacion.
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Bajo este contexto se presentan los resultados del analisis de la evolucion de los cargos
por uso de distribucién, agrupados por ADD:
Figura 4. Evolucién de los cargos de distribucion (Dts) para los mercados del ADD Oriente.
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Figura 5. Evolucion de los cargos de distribucion (Dts) para los mercados del ADD Occidente.
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Figura 6. Evolucion de los cargos de distribucion (Dts) para los mercados del area de distribucion Sur.®
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5 En esta ADD no se incluyeron los cargos del mercado Sibundoy debido a que a la fecha de elaboracion
de este analisis el LAC no les publica cargos por uso.
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Figura 7. Evolucién de los cargos de distribucion (Dts) para los mercados del area de distribucion Centro.
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Figura 8. Evolucion de los cargos de distribucion (Dts) para los mercados sin areas de distribucion.
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A nivel general, se constata que una mayoria de los mercados (19 de 28) experimentaron
una reduccién en su cargo al comparar el valor final del periodo (Dt1_015_Dic24) con el
ultimo valor de la metodologia anterior (Dt1_097). Los casos mas notables, como
Casanare (-51.6%), Meta (-32.4%) y Arauca (-26.1%), se correlacionan con un bajo nivel
de inversion promedio anual ejecutada durante la vigencia de la resolucion. Estos
operadores registraron inversiones promedio del 1.4%, 3.8% y 2.1%, respectivamente.
La baja ejecucion de inversiones contribuyo a que los costos reconocidos no aumentaran,
consolidando la tendencia a la baja del cargo debido a la recuperacion del capital.

En contraste, un grupo de nueve mercados presentd un incremento en su cargo. Los
casos mas considerables son Tolima (+41.2%), Cartago (+20.1%) y Ruitoque (+14.8%).
Este comportamiento es consistente con el alto nivel de inversion ejecutada por estos
operadores, que supero el 7% de su base de activos. Para el caso de Tolima, se presentd
un incremento significativo en la base de activos desde el inicio del periodo tarifario
ocasionada por inversiones que no habian sido reportadas durante periodos tarifarios
anteriores, lo que contribuy6 al aumento del cargo en este mercado. Adicionalmente, los
ingresos totales de cada OR se ven afectados por los distintos mecanismos de incentivos
que incluyé la metodologia de la Resoluciéon CREG 015 de 2018.
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Para los mercados de Tolima y Cartago, por ejemplo, el cargo a diciembre de 2024
incorpora también el reconocimiento del incentivo de pérdidas adicionales.

Por otra parte, para complementar el analisis anterior las siguientes figuras comparan los
cargos Dt1 con el cargo unico (Dtun) con el fin de presentar el valor del cargo que se
traslada directamente a los usuarios de cada ADD por el servicio de distribucion de

energia eléctrica:
Figura 9. Cargos de distribucién (Dts) y cargo por uso tnico (DtUN) en el ADD Oriente para Diciembre de 2024
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Figura 10. Cargos de distribucién (Dts) y cargo por uso tnico (DtUN) en el ADD Occidente para Diciembre de 2024
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Figura 11. Cargos de distribucion (Dts) y cargo por uso tnico (DtUN) en el ADD Sur para Diciembre de 2024
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Figura 12. Cargos de distribuciéon (Dts) y cargo por uso tnico (DtUN) en el ADD Centro para Diciembre de 2024
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El anadlisis grafico del Dtun (linea Punteada) frente a los cargos individuales de cada
mercado muestra que a pesar de las marcadas diferencias en los costos subyacentes
para los distintos mercados, todos los usuarios de una misma ADD perciben el mismo
valor por la actividad de distribucion. Los cargos unicos de las cuatro ADD se situan en
un rango relativamente estrecho (aproximadamente entre $260 y $300 /kWh), lo que
contrasta con la dispersion de los costos individuales, que van desde menos de $200/kWh
hasta mas de $600/kWh.

En general, se observa que mercados con alta densidad de usuarios (ej. Bogota-
Cundinamarca, Cali, Antioquia, Pereira) presentan un cargo individual inferior al cargo
unico del area (Dtun). En consecuencia, los usuarios de estos mercados pagan una tarifa
superior a la que corresponderia al costo real de su mercado, aportando recursos para
reducir la tarifa de los usuarios en mercados de mayor costo (ej. Arauca, Boyaca, Cauca,
Popayan, Ruitoque), cuyo cargo individual que finalmente deben asumir es
significativamente mas alto que el Dtun.

A partir de lo anterior, se puede concluir que la presente metodologia logré en general un
aumento significativo en las inversiones realizadas por las empresas de distribucion del
pais, manteniendo un cargo equivalente al que se venia cobrando con el esquema de
VNR y costo maximo. El caso de incremento atipico en el mercado de Tolima obedece a
ajustes en la base regulatoria de activos durante la aprobacién de ingresos con la nueva
metodologia y las reducciones vistas en mercados como Casanare o Meta reflejan el
efecto de la recuperacién progresiva del capital de una base de activos con baja
reposicion.

Adicionalmente, si bien los cargos calculados para cada mercado reflejan los costos e
inversiones de cada operador, su impacto final es modulado por la figura del cargo unico
por ADD (Dtun), que socializa dichos costos a nivel regional.

2.3 Reconocimiento de inversiones

Tal como fue expuesto previamente, con la llegada de la resolucién CREG 015 de 2018,
se dio un cambio significativo en la metodologia de remuneraciéon de la actividad de
distribucion de energia eléctrica en el Sistema Interconectado Nacional - SIN, ya que esta
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trajo consigo un marco normativo mejor estructurado en materia de inversiones, calidad
del servicio de energia eléctrica, gestidn de pérdidas de energia, entre otros, que debia
ser conocido y aplicado por los OR.

Sobre el particular, vale la pena resaltar que el tépico de inversiones fue uno de los que
presentd mayor cantidad de ajustes, en comparacion con lo que habia definido para este
mismo tema la Resolucién CREG 097de 2008, ya que durante dicho periodo, los agentes
estaban sujetos a una metodologia de precio maximo con valor nuevo de reemplazo, en
el que la base regulatoria se reconocia como nueva y las inversiones que ejecutadas
dentro del periodo regulatorio solo se actualizaban hasta el final de dicha ventana de
tiempo®. Este modelo no tuvo un incentivo directo a la inversion, lo que desencadend un
rezago de varias obras requeridas tanto en los SDL como en los STR de una gran parte
del SIN, lo que llevé a desmejoras, para varios mercados, en la calidad del servicio y en
materia de confiabilidad y seguridad del sistema eléctrico colombiano.

En atencion a lo expuesto, la resolucion CREG 015 de 2018 introdujo varios mecanismos
para incentivar la inversion, como los siguientes:

= Reconocimiento de las inversiones desde el inicio del afio de su entrada en operacion,
independiente del mes especifico en que esto ocurriera.

= Modelo de costo de reposicion depreciado, de tal manera que si un OR no realiza
inversiones, sus ingresos disminuyen con el tiempo.

= Obligacion de los OR de presentar para aprobacion de la CREG planes de inversion
con un horizonte de cinco (5) afios, con mecanismos de ajuste automatico en los
ingresos por desviaciones durante su ejecucién, ademas de estrategias para la
difusién de las inversiones ejecutadas mediante publicacién de informacién en la
pagina web de las empresas, asi como de reportes periddicos ala SSPD y ala CREG.

= Reconocimiento de pérdidas adicionales sujeto a un alto nivel de inversion.

= Esquema de incentivos simétricos por el cumplimiento de metas de calidad del
servicio, cuyos valores fueron referenciados al valor de las nuevas inversiones.

= Reconocimiento de inversiones en sistemas de gestion de activos en linea con la
norma ISO 55001.

A continuacién, y teniendo en cuenta lo anterior, la presente seccion entra al detalle de
aspectos sobre la aprobacion de los planes de inversién y sus ajustes, inversiones
ejecutadas, antigiedad de los activos de la BRA, unidades constructivas especiales y el
reconocimiento de costos de servidumbres.

2.3.1 Planes de inversion

Dentro de los mecanismos brindados por la metodologia vigente en el tépico de planes
de inversion, se encuentra lo definido en el numeral 6.6 de su anexo general, que fue

6 Con excepcion de los activos de nivel de tension 4 para los que ya se aplicaba un esquema de ingreso
maximo.
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modificado posteriormente por el articulo 38 de la resolucion CREG 036 de 2019, donde
se dispuso:
“Los OR pueden solicitar la revision de los planes de inversion cada dos afios contados a

partir del 1 de enero del primer afio del plan de inversiones. Sin embargo, un OR podra
solicitar una primera revision durante el primer ano del plan de inversiones.

Los lineamientos para la realizacion de los ajustes al plan de inversidn son los siguientes:

a) La solicitud de ajuste del plan debera realizarse a mas tardar en el mes de agosto
del afo previo al que se va a ajustar y debera aplicar los criterios y lineamientos
establecidos en el numeral 6.1 y contener lo solicitado en el numeral 6.3. Para la solicitud
durante el primer ano del plan, el plazo es hasta diciembre de ese ano;

()

g) En agosto del ano cuatro los OR deberan presentar una solicitud de revision del
plan de inversiones. Si el periodo tarifario dura mas de cinco anos y el OR no ha
entregado el plan de inversiones posterior al afo cinco, para ese afo y los
siguientes las inversiones proyectadas se calcularan de acuerdo con lo establecido en
el numeral 3.1.1.2.2. Sin embargo, los ingresos que se aprueben con base en lo
establecido en este literal solo se aplicaran mientras esté en vigencia la presente
resolucién.” Enfasis fuera de texto.

Escenario a partir del cual, se encontraron los siguientes grupos:

= Empresas que presentaron solo una solicitud de ajuste de sus planes de
inversion en el cuarto afno, mostrados en la Tabla 2.

Tabla 2. OR que solo solicitaron ajuste del plan en el cuarto afio. Fuente: CREG

Tendencia

Empresa AnoS Inver_Aprobada (19-23)
BAJOPUTUMAYO| -23% | * % ¢ % |
CAQUETA 42% ——
POPAYAN 100% —eg
PUTUMAYO 22y I
RUITOQUE 100% —g
CHOCO 8w | * Ottt
CASANARE % | Yt
BOYACA 68% —eg
ARAUCA e
META 0% | # -+ -+ &+ o
GUAVIARE Y
SIBUNDOY 0% | + + -+ o+ o

De los cuales, se tiene que:

% El 44% de los OR del SIN (presentes en el 41% de los mercados de
comercializacion del SIN), realizaron ajuste solo al cuarto afo de aplicacion de la


https://gestornormativo.creg.gov.co/gestor/entorno/docs/resolucion_creg_0015_2018.htm#6.1
https://gestornormativo.creg.gov.co/gestor/entorno/docs/resolucion_creg_0015_2018.htm#6.3
https://gestornormativo.creg.gov.co/gestor/entorno/docs/resolucion_creg_0015_2018.htm#3.1.1.2.2
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metodologia regulatoria. De estos, el 83% de los casos realizo modificaciones al

monto de sus inversiones.

El 83% de las empresas relacionadas en la Tabla 2, son o tienen una participacion

accionaria en mayoria publica.

% De este grupo de empresas, a cierre del aio 2023, el 42% de las mismas, no habia
cumplido con los requisitos minimos para la aplicacién del esquema de incentivos
y compensaciones definidos en la Resolucién CREG 015 de 2018, en relacion con
las inversiones que dispone el numeral 5.2.10 de su anexo general.

% Durante la presentacion de ajustes de los planes de inversion de la vigencia 2023
a 2027, el 50% de los operadores de red que hacen parte de este grupo, redujeron
sus inversiones para el quinto (5) afio, mientras que el 33% las aumentaron, y el
porcentaje restante mantuvo el valor de inversion aprobado previamente.

X/
°e

X3

X/

= Empresas que solicitaron revisién durante el primer afio del plan de inversiones,
y posteriormente en el cuarto aino, mostradas en la Tabla 3.

Tabla 3. OR que solicitaron ajuste del plan en el primer afio y en el cuarto afio. Fuente: CREG

Tendencia Tendencia
Empresas | Afio1| Afio 2| Afio 3| Afio4 | Aiio 5 Ajustesde los OR- Inver. | \& ) | 2505 | Afo3 | Afo4 | Afio5 {\justes delos OR B Inver.
Aprobada Res. Cargos Vs Ajustes Plan Inv. (Afio 1) Vs
Ajustes Plan Inv. (Afio 1) Ajustes Plan Inv.23-27

TULUA 0% | 178% | -19% | -62% | 46% * N 0% | 0% | ow | ow |17 | ¥t
CARTAGO 0% | 0% | 74% [ 248% | 115% | o o * 0% | 0% | 0% [ 0% | 121% *
NARINO 0% | -17% | 2% | 441% | -5% N * 0% | 0% | o | ow | 54| * ¥
N.SANTANDER| 0% | -9% | 16% | -45% | 24% o | ow | 0w | 0w | 0w | ow *
CAUCA 0% | 51% | 62% | 35% | 61% | o * 0% | 0% | ow | ow | -14%| ¥
QUINDIO 0% |-10% | 35% | 27% | 53% . * ] ow | 2% | ow | -3% | 12% . —
PEREIRA 0% | 0% | 22% | -8% | -18% * o | -15% | 0% | 9% [ 7% | 39w | ¢t o+ |
HUILA 136% | 100% | 100% | 100% | 100% | * o o o o 0% | 0% | ow | ow | -38%| *  * * *_
TOLIMA 0% | 0% | 5% | 4% |136%| o o ]l ow [ 0% | 0% | 0w | 19% *
VALLE 0% | -2% | 24% | 91% | 184% N ¢ 0% | 0w | ow | ow | 7w | Yt
CALDAS 0% | 46% | 67% | 90% | 63% | o * 0% | 0% | 0% | ow [-37% | * Y Y,
CALI 0% | 0% |-64% | 2% | o% -— 0% | 0% | ow | ow | -49% | *
SANTANDER | 0% [ 10% [ -11% | 101% [ 41% -— 0% | 0% | 0% | 0w | 5% *
AIRE 0% | 4% | 13% | 1% | -42% * - 0% | 0% | -39% | -51% | 162% —
BOG-CUND 0% | -37% | 11% | 39% | -9% . * 0% | 0% | 0% [ ow | 8% *
ANTIOQUIA 0% | 9% | 16% | 13% | 54% | * | ow | 0w | 0w | ow [ 59% *
CARIBEMAR | 0% | 13% | -3% [ 69% | -2% —

De las cuales vale la pena resaltar que:

% El 56% de los operadores de red del SIN (presentes en 17 mercados de
comercializacion) solicitaron ajuste a su resolucién de aprobacion de cargos
durante el primer afo.

% EI 65% de las empresas de este grupo, solicitaron la disminucion de los valores a
invertir en al menos uno de los afios del periodo regulatorio. Siendo el afio 5 el de
mayor cantidad de ajustes con un 29%.

% El 76% de las empresas realizaron ajustes en sus inversiones en por lo menos 4
vigencias del periodo regulatorio y solo 1 operador de red, ajusto cada una de las
vigencias durante dicha vigencia.

» El 80% de las modificaciones aprobadas corresponden a incrementos en los
montos de las inversiones a ejecutar.
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% Elano 5, se caracteriza por el ser el afo del periodo regulatorio con mayor cantidad
de ajustes en los planes de Inversiones de las empresas, donde 13 operadores de
red (presentes en 15 mercados de comercializacion), realizaron ajustes en el
monto de las inversiones que les fueron aprobadas.

» En el 53% de los casos, se registraron disminuciones en el valor de los montos
que presentaron para aprobaciones previas. Uno de los prestadores tuvo
variaciones negativas durante cada periodo de la vigencia 2019-2023, durante la
solicitud de ajuste realizada al cuarto afo.

L)

Al hacer una revision global del comportamiento de los ajustes en los montos de los
planes de inversion que fueron presentados ante la Comisidn y que posteriormente fueron
aprobados por la CREG dentro del periodo 2019-2023, se encontrd que en el 72% de los
casos, los OR disminuyeron el valor de sus inversiones en al menos 1 afio de dicha
ventana de tiempo.

2.3.2 Ejecucion de inversiones

El numeral 6.5 del Anexo general de la Resolucion CREG 015 de 2018 sefala que los
OR deben presentar anualmente un informe de ejecucion de inversiones con el avance
de cada proyecto reportado en el plan de inversion aprobado, asi como los ajustes y/o
desviaciones que se hayan presentado durante el afio objeto del reporte. Los formatos y
requisitos para presentar el informe fueron definidos y ajustados en las Circulares CREG
024 y 047 de 2020 y 017 de 2024. El contenido de estos informes debe incluir el detalle
de todas las UC que los OR han puesto en operacion, reemplazado y retirado del sistema,
independiente de que estas hicieran parte del plan aprobado o de desviaciones producto
del planeamiento operativo en cada mercado. Con estos informes la Comision efectud
los analisis correspondientes a las inversiones ejecutadas durante el periodo 20197-2023
a partir de los inventarios de UC.

Al respecto, se destaca que algunos OR han reportado sus informes de ejecucion de
inversiones con inconsistencias y algunos otros no han reportado informes, lo que ha
generado dificultades en varios de los analisis adelantados por la Comision. Sobre esta
base, los analisis mostrados en este apartado comprenden un proceso de depuracion y
toman la mejor informacion disponible para representar una vision general de la ejecucion
de las inversiones construida a partir de los inventarios de activos a nivel de UC.

Ahora bien, antes de proceder con el analisis del actual periodo regulatorio, en la Figura
13, se muestran a modo de referencia los niveles de inversion que tuvieron los OR en el
anterior periodo tarifario (Resolucion CREG 097 de 2008).

Estos valores se calcularon con base en el costo de reposicion de referencia® de cada
OR, con el fin de hacerlos comparables con el nivel de inversién calculado para el

7 Si bien el primer afio de los planes de inversién fue 2019, se incluye también informacion de 2018 para
los OR que optaron por incluir dichos activos como parte del primer afio del plan.

8 Se refiere al valor de la base de activos de cada OR, al inicio del periodo tarifario, sin considerar
depreciacion
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presente periodo tarifario. Se observa un promedio anual de inversion pais del 2.06%,
ponderado por el costo de reposicion de referencia de todos los OR.

Figura 13 Nivel de inversiones ejecutadas anuales promedio 2008-2017 (%). Fuente: CREG
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Este fue el punto de partida para las sefales e incentivos a la inversidbn que se
incorporaron en la metodologia de la Resolucion CREG 015 de 2018, cuyo promedio se

presenta en la Figura 14,

en la Figura 15. Detalles

con el detalle de las inversiones anuales por OR que se aprecia
sobre los valores mostrados se encuentran en el Anexo 6.

Figura 14 Nivel de inversién promedio (2019-2024) por OR. Fuente: CREG con reportes de OR a la SSPD y al LAC.
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Figura 15 Nivel de inversién anual por mercado de comercializacion. Fuente: CREG con reportes de los OR al LAC y la SSPD.
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En estos mapas se representa mediante la escala de verdes el nivel de inversion, X,
calculado como la inversién anual respecto del costo de reposicion de referencia para
cada mercado, donde la escala de colores mantiene los mismos rangos establecidos en
la metodologia para el incentivo de reconocimiento de pérdidas adicionales. Esta
informacion se complementa con los circulos azules que representan el valor de las
inversiones en miles de millones de pesos de dic 2017. Cabe aclarar que, debido a las
diferencias entre los tamafos de los mercados y su correspondiente base de activos,
para un caso dado puede presentarse un nivel de inversion elevado si la empresa tiene
una base de activos pequefia, como el caso del mercado de Popayan-Puracé, por lo que
se presentan ambos valores (nivel de inversion y valor absoluto) para facilitar las
comparaciones. Asimismo, para la regidon Caribe la informacion presentada para los afnos
2019 y 2020 hace referencia a las inversiones promedio antes de la separacion de
mercados que dio origen a Air-e y Caribemar, por lo que estos valores no fueron en
aplicacién directa de la presente metodologia.

Se puede observar, por una parte, que la inversion promedio anual en el SIN aumenté
durante el periodo tarifario de 2.1% a 4.9% con un valor de 2.04 billones de pesos
invertidos anualmente. No obstante, lo anterior, dichas inversiones se concentraron en
algunas regiones del pais, como el Tolima, Cundinamarca, Boyaca, Antioquia y los
departamentos atendidos por Caribemar, mientras que en otras zonas como Guaviare,
Chocd, Huila, Narifio y la region de los Llanos Orientales la inversion fue mucho menor.

Adicionalmente, si se revisan las inversiones por aino se evidencia que los niveles de
inversion tampoco han sido constantes durante todo el periodo, sino que se han
presentado picos en algunos afos para varias empresas, como el caso de Air-e donde
luego de tener niveles por encima del 7% durante 2021 y 2022, fue reduciendo su
inversiéon para quedar por debajo del 2% en 2024.

Si bien las empresas con menores inversiones son de caracter publico en su mayoria, la
condicion no puede establecerse como regla general, ya que por ejemplo Air-e es de
caracter privado mientras que otros mercados como el de Antioquia o aquellos atendidos
por las demas empresas del Grupo EPM, de caracter mayoritariamente publico,
presentaron inversiones anuales superiores al 4%.

En todo caso, estas condiciones heterogéneas, que se observan también en los demas
aspectos de la metodologia como la calidad del servicio y la gestion de las pérdidas de
energia, son una muestra de la complejidad presente en el pais dada su gran diversidad
y las diferencias de caracter geografico, origen societario, cultura, dispersion de usuarios,
entre otras, presentes en los diferentes mercados.

Al comparar las inversiones aprobadas y ejecutadas por mercado se tienen los valores
mostrados en la Figura 16. Al respecto, vale la pena recordar que Air-e y Caribemar
iniciaron su periodo tarifario en el afio 2021, por lo que los datos para estas empresas
corresponden a un periodo de tres afios.

Asi mismo, para los mercados de Sibundoy y Popayan-Puracé, no fue posible contar con
informacién suficiente que permitiera incluirlos en la comparacion.
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Figura 16. Nivel de ejecucion de los Planes de Inversiéon los OR del SIN durante el periodo 2019-2023. Fuente:
CREG, a partir de informacion CREG y LAC.
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Una vez realizadas las aclaraciones correspondientes, vale la pena resaltar que:

= El balance global de ejecucion de los planes de inversion de todas las empresas llego
al 89%.

= El monto ejecutado por las empresas que atienden los mercados de Bogota-
Cundinamarca y Antioquia representa el 40.5% del total de las inversiones de los 27
OR, presentes en 29 mercados de comercializacion.

» EI 30% de las empresas tuvieron un nivel de ejecucion por debajo del 80%. De este
grupo, el 87% corresponden a empresas con participacion mayoritaria o de propiedad
estatal.

» EI26% de los OR reportaron inversiones ejecutadas por encima del 100%.

A continuacion, se presentan las tablas y figuras que resumen el comportamiento de la
ejecucion de las inversiones de todos los OR desde la perspectiva de las UC,
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considerando como parametros de clasificacion el nivel de tension, tipo de inversion,
categoria de activo, capacidad de transformacion y cantidad de redes.

2.3.2.1 Detalle de la ejecucion de los planes de inversion

A partir de los analisis realizados a la informacion de inventarios reportada por las
empresas® como parte de sus informes de ejecucion de inversiones, a continuacion, se
muestran en detalle las inversiones, evaluadas desde diferentes topicos. En el Anexo 6.2
se incluyen algunas tablas de referencia que complementan las figuras presentadas en
esta seccion.

2.3.2.1.1 Por nivel de tension.

A partir de la informacion consignada en las siguientes figuras, se analizan las tendencias
de inversion encontradas en los diferentes informes de ejecucion de las empresas de
distribucion de energia eléctrica en el SIN.

Figura 17 Inversiones ejecutadas 2018-2023 por nivel de tension (millones COP dic-2017). Fuente: CREG
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De la Figura 17, es importante aclarar que el nivel de tensién 0, corresponde a las UC
asociadas a centros y casas de control donde su remuneracion normalmente se distribuye
de forma equitativa entre todos los niveles de tension que maneje el mercado que opera
el OR. Ahora bien, de la mencionada figura se observa que aproximadamente el 75% de

9 Si bien el periodo tarifario inicié en 2019, se muestra informacion para el afio 2018 cuando las empresas
optaron por el reporte de los activos construidos durante este afio como parte del primer afio del plan.



Sesion No. 1390 2717310

las inversiones, han sido enfocadas a proyectos de inversion en los SDL (niveles 1 a 3)
de los OR, y aproximadamente un 19% a los STR (nivel 4).

Sobre el particular, se hizo una revisibn complementaria a la informacion reportada por
los agentes al SUI administrado por la SSPD, encontrando que la mayor inversion
adelantada en los niveles de tension 1,2 y 3, tuvo lugar en los siguientes mercados:
Bogota - Cundinamarca, Antioquia, Santander, Caribe Mar, Valle, Tolima y Air-E. Para el
caso del nivel 4, fueron: Boyaca, Santander, Bogota - Cundinamarca, Antioquia y Valle.

Seguidamente, en la Figura 18 se presenta una revision afio por afio de las inversiones
reportadas como ejecutadas por las empresas de distribucidon, en cada nivel de tension.

Figura 18. Evolucion inversiones ejecutadas por NT (millones COP dic-2017). Fuente: CREG.
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La Figura 18 permite detallar, que:

= En el aino 5 del actual periodo regulatorio se registré el mayor valor de inversiones
ejecutadas por los OR, seguido por los afios 3 y 4, respectivamente.

= Exceptuando el aio 2018, el promedio de ejecucion del nivel de tension 2, represento
en promedio afo, aproximadamente el 41% de las inversiones de las empresas.

» Las inversiones sin nivel de tension asociado (nivel 0), representaron el 5.7% del total
de las inversiones del periodo regulatorio.

= Dentro de los niveles de tension asociados directamente con los SDLy STR (1,2,3,4),
el nivel de tension 3 registrd el menor valor total de inversion en la ventana 2019-2023,
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con un total de 1.29 billones de pesos. Contrastando con el nivel de tension 2, que
reportd un valor de 3.85 billones de pesos.

De las graficas en general se puede observar que para cada afio se han reportado
incrementos en las inversiones, alrededor de un 10% del promedio anual respecto al afio
anterior excluyendo el afio 2018. Desde el aino 2021 la inversion total reportada se
encuentra por encima de los 2 billones de pesos.

2.3.2.1.2 Por tipo de inversién.

Al realizar un analisis afio a afo de las inversiones totales, por tipo de inversion,
realizadas por los diferentes agentes se encontré que el 40% del total de las inversiones
de todos los OR que reportaron informacion a la Comision, se enfocaron en la instalacién
de nuevos activos, motivados principalmente en la atencion de la demanda (inversiones
tipo I1), siendo el afo 2023, la vigencia donde se ejecutd el mayor monto de dicho tipo de
inversién, seguido por las inversiones tipo 1V, que son del orden del 32%. Para mayor
detalle de lo expuesto, a continuacion, se muestra la Figura 19 y la Figura 20, donde
estan los valores totales ejecutados por tipo de inversion en la vigencia 2018-2023, asi
como el detalle por cada uno de esos anos, respectivamente.

Figura 19. Inversiones ejecutadas por tipo de inversion (millones COP dic-2017). Fuente: CREG
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De la Figura 19, se observa que los operadores de red utilizaron aproximadamente el
55% de los recursos ejecutados en sus proyectos de inversion, en actividades que no
estan motivados principalmente en la atenciéon de la demanda (Tipos de inversion Il y
IV). Es de destacar que el tipo de inversion lll, corresponde a los proyectos de inversion
no motivados en la atencion de demanda que remplazan activos existentes sin obtener
una mayor capacidad del sistema, que implica reposiciones parciales o totales de activos.
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Figura 20. Evolucién inversiones ejecutadas por tipo de inversion periodo 2018-2023 (millones COP dic-2017).
Fuente: CREG
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De esta misma figura, se detalla que las inversiones tipo | (proyectos de inversién
motivados en la atencion de demanda que ocasionan el remplazo de activos existentes
para obtener una mayor capacidad del sistema), reflejaron los menores montos de
inversion a lo largo de todos los afios del periodo regulatorio, con tan solo el 4%, siendo
el ano 2022, donde se dieron las mayores inversiones. De igual forma, fue el afio 2023,
en el que se dio el mayor factor de ejecucion general de inversiones, con el 23%, lo cual
represento un monto de 2.17 billones de pesos.

2.3.2.1.3 Por kilbmetros de red instalados

Ahora, al hacer una revision con mayor profundidad considerando los kilbmetros de red
instalados dentro de las inversiones reportadas, distribuidas por nivel de tension y tipo de
inversidn, se presentan las siguientes graficas.

De la Figura 21, se observa que el 55% de la totalidad de los kilbmetros de red instalados
en la vigencia 2019-2023, corresponden a la instalacion de nuevas redes eléctricas para
atencion de demanda (inversiones tipo Il), seguido por el reemplazo de este tipo de
activos con un 23% (inversiones tipo lll), asi como, un 19% en materia de la instalacion
de nuevos activos (inversiones tipo V), enfocados entre otros, a mejorar la seguridad y
calidad del servicio, y finalmente las inversiones tipo | (3%), que buscan el reemplazo de
activos por unos de mayor capacidad de transporte.
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Figura 21 Cantidad de redes reportadas por tipo de inversion y nivel de tension (km). Fuente: CREG
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De igual manera, es importante destacar que:

» Del 55% de los kilbmetros de red desarrollados bajo la clasificacion de inversion tipo
Il, el 74% de las mismas fueron en el nivel de tensién 1, seguido por el 22% del nivel
de tension 2.

= Enlinea con lo mostrado en el punto anterior, para las inversiones tipo Il (23%) y tipo
IV (19%), la mayor cantidad de kilébmetros de red fueron reemplazadas en el nivel de
tension 1, con un 67% y 65%, respectivamente, seguido por el nivel de tensién 2, con
29% y 26%, respectivamente.

= Solo en el tipo de inversion | (3%), las inversiones en kildmetros de red para el nivel
de tension 2, encabezaron el porcentaje con un 58%, seguido por el 34% del nivel de
tension 1.

A partir de la Figura 22, se muestra la tasa de evolucion de los kildbmetros de red
instalados, afo tras afno del actual periodo regulatorio, donde se destaca el afio 2023,
como el periodo en el que mayor cantidad de redes que fueron puestas en operacion.
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Figura 22 Proceso de variacion en la cantidad de redes (km) periodo 2018-2023, delimitados por nivel de tension.
Fuente: CREG
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Ahora bien, al hacer una revisién general de lo expuesto previamente en materia de
kilbmetros de red de transporte de energia instalados por OR, el panorama lo encabeza
Antioquia, seguido por Cauca y Boyaca, los cuales, suman el 50% de totalidad de los
kildmetros de red instalados.

Con base en las cifras publicadas en las mismas paginas web de los mencionados
agentes, el incremento en kildbmetros de red de en la actual vigencia regulatoria equivale
aproximadamente al 20% de la totalidad de las redes eléctricas. El detalle de lo
comentado se muestra en la Figura 23.

Se evidencian sefiales de crecimiento que no solo pueden beneficiar a nuevos usuarios,
sino también contribuir al mejoramiento del servicio, especialmente en términos de
continuidad. Ademas, este crecimiento facilita la incorporacion de nuevos actores en la
cadena de prestacion del servicio, como los autogeneradores, generadores distribuidos,
y demas participantes que emergen con el desarrollo de las comunidades energéticas.
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Figura 23 Cantidad de redes eléctricas (km) instaladas por OR periodo 2018-2023. Fuente: CREG
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2.3.2.1.4 Por capacidad de transformacion

En lo correspondiente al comportamiento de la capacidad de transformacién en MVA en
los SDL y STR, mediante la instalacion y/o cambio de transformadores en los niveles de
tension 3, 4 y 5'° durante la vigencia 2018-2023 se registro la instalacion de 11.008 MVA,
tal como se muestra en las graficas que siguen a continuacion.

De lo presentado en la Figura 24, se observa que los afos 2020 y 2021, son los periodos
donde se instalé la mayor capacidad de transformacion, con un 21% y 24%,
respectivamente. En la misma linea de analisis, se muestra el comportamiento de estas
inversiones, por nivel de tensién y tipo de inversion, mediante la Figura 25 y la Figura 26,
respectivamente.

De la Figura 25 se aclara que el nivel de tension reportado se refiere al nivel tensién del
lado de alta del transformador. También se observa que, de acuerdo con la informacién
reportada por los OR, el 59% de la totalidad de la capacidad de transformacion instalada
fue realizada en el nivel de tensidon 4, seguido por la capacidad instalada los
transformadores de conexion al STN con un 23% vy el porcentaje restante enfocado en el
nivel de tension 3. Con base en lo presentado en el grafico anterior, mediante la Figura

0 Hace referencia a los activos de conexion al STN.
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26, se muestra cual fue el tipo de inversion'! bajo el cual fueron instalados los 11.008
MVA, registrados en el periodo 2018 -2023.

Figura 24. Capacidad de transformacion (MVA) por afio periodo 2018-2023. Fuente: CREG
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Figura 25. Capacidad de transformacion (MVA) por nivel de tensién periodo 2018-2023. Fuente: CREG
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" Se recuerda que tipos | y Ill hacen referencia a reposiciones y tipos Il y IV a expansiones.
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Figura 26. Capacidad de transformacion instalada (MVA) por tipo de inversion periodo 2018-2023. Fuente: CREG
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A partir de la grafica contenida en la Figura 26, se observa que el 41% de la capacidad
instalada que fue puesta en operacion se enfoco en la instalacion de nuevos activos,
motivados en atencion de la demanda (tipo Il), seguido por un 25% orientados a
reemplazar activos, sin aumentar capacidad instalada (tipo Ill) y un 21% de proyectos tipo
IV, que si bien no estan enfocados en la atencion de la demanda, si ayudan a garantizar
la confiablidad y calidad en el SIN. El 14% restante del total de capacidad instalada se
encuentran en inversiones tipo |, con las que se reemplazaron activos de transformacién
por unos de mayor capacidad, con miras a la atencién de demanda futura.

Ahora bien, una vez revisadas las cifras generales de este topico, se hace necesario
observarlo a nivel de cada OR, razén por la cual, en la Figura 27, se muestra en detalle,
la capacidad instada en el periodo 2018 — 2023 por cada una de las empresas de
distribucidn que reportaron informacion a la CREG.

De la Figura 27, se observa que los mercados Antioquia, Bogota - Cundinamarca y
Santander, representan el 40% de la totalidad de las inversiones realizadas en capacidad
de transformacién durante el periodo 2018-2023. También, a pesar de que para los
mercados Caribe Mar y Air-E solo se tiene en cuenta la ventana 2021-2023, las dos
suman el 14% del total de la capacidad instalada, cifra que casi se equipara con lo
registrado por los mercados Valle y Tolima, en la ventana 2018-2023, con un 15%.
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Figura 27 Capacidad de transformaciéon (MVA) por OR para el periodo 2018-2023. Fuente: CREG
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2.3.2.1.5 Por categoria de activo.

Finalmente, en adicion a todo lo presentado, en la Figura 28 se muestra el total de las
inversiones ejecutadas por los diferentes OR, por cada una de las categorias definidas
en la resolucion CREG 015 de 2018.

De la Figura 28 existen varios puntos que vale le pena resaltar, como son:

» ElI 52% de los montos reportados como ejecutados por los OR, se enfocaron en el
desarrollo de proyectos relacionados con lineas de transporte regional y distribucion
de energia eléctrica, que se albergan en las categorias 7, 8 y 12, las que incluyen
redes en niveles de tension 1, 2, 3y 4.

Lo cual si bien implica un aumento en la inversion en este tipo de activos, también se
debe tener en cuenta que aun existen varias restricciones para el transporte de
energia en diferentes areas operativas del territorio nacional, que pueden generar
dificultades en la operacién del SIN en condiciones de maxima demanda.
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Figura 28 Inversiones por cat. de activo periodo 2018-2023 (millones COP dic-2017). Fuente: CREG
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= En complemento con lo registrado a nivel de redes de transporte de energia eléctrica,
se registraron inversiones en equipos de linea por valor de $688.516 MCOP a
diciembre de 2017, valor que adicionaria un 7% mas a la inversion relacionada con
redes. Lo anterior, sin desconocer que las UC de equipos de linea estan asociadas
unicamente con los niveles de tension 2y 3.

= El valor ejecutado en redes aéreas durante el periodo 2018 - 2023 representa
aproximadamente 2.5 veces lo invertido por las empresas en redes subterraneas.

» Para el caso de las categorias 11 y 12, asociadas con activos eléctricos en el nivel de
tensién 1, redes y transformadores de distribucion, ambas suman un total de
1.178.870 MCOP. Esto representa el 12% de las inversiones realizadas por los OR,
dentro del periodo 2018-2023.

Con base en lo expuesto, en la Figura 29, se muestra el porcentaje que representa cada
categoria de activos dentro de las inversiones totales reportadas. Aqui se muestra que
las categorias de compensacion reactiva y equipos de subestacion presentaron los
valores mas bajos de ejecucion, con 0.04% y 1.39% del monto total respectivamente,
mientras que la categoria de lineas aéreas se ubica en el primer lugar en ejecucion de
proyectos de inversién con un 28.46%. En lo que respecta al fortalecimiento de las
subestaciones, en materia de aumento, cambio y/o repotenciacién de transformadores
de potencia el valor de los proyectos ejecutados representa el 6.76% del total de las

inversiones.
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Figura 29. Porcentaje de inversiones ejecutadas por categoria de activo (2018-2023). Fuente: CREG
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2.3.3 Antigluedad de activos

Una de las necesidades identificadas antes de la expedicion de la Resolucion CREG 015
de 2018 fue la de incentivar la inversion directa por parte de los OR para la expansion y
renovacion del STR y SDL, por lo cual se adoptd el esquema de costo de reposicion
depreciado e ingreso maximo. De esta manera, el cargo de distribucion se calcula con
base en la proyeccién de ingresos anuales, la base regulatoria de activos y la vida util de
los activos de uso del OR. Respecto a la renovacién de los activos, la metodologia
considera su depreciacion haciendo uso de las vidas utiles regulatorias establecidas en
las tablas 33 a 43 del numeral 14.4 del anexo general de la Resolucion CREG 015 de
2018 por categorias de activos.

Bajo este esquema, se busca que durante el presente periodo tarifario los activos cuya
vida util sobrepasa el limite regulatorio sean renovados o cambiados por activos mas
recientes que contribuyan al mejoramiento de la calidad del servicio, la confiabilidad del
sistema, la reduccion de pérdidas y costos cada vez mas eficientes para los usuarios. En
consecuencia, el seguimiento de la evolucion de la antigledad de los activos puestos en
operacion en el STR y SDL cobra especial relevancia en el analisis regulatorio,
permitiendo verificar si las inversiones ejecutadas por los OR se alinean con los objetivos
de modernizacién del sistema propuestas en la metodologia.

Para abordar este analisis, se realiz6 la comparacién de las vidas utiles reales reportadas
en los formatos de inventarios por los OR con las vidas utiles regulatorias por categoria
de activo. Se utiliz6 como punto de referencia la base regulatoria de activos establecida
al inicio del periodo regulatorio, BRAO, de todos los OR para definir un perfil inicial de
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antigiiedad de activos. Esta BRAO considera todos los activos'? puestos en operacién
hasta la fecha de corte de la resolucion, destacando que algunos OR en aplicacion del
literal b del articulo 6 de la Resolucion CREG 015 de 2018 decidieron incluir los activos
puestos en operacion en el aino 2018 dentro de su BRAO. Se hace uso de la
categorizaciéon de activos de la metodologia vigente para la clasificacion de los activos
contenidos en la BRAO y su comparacion con los activos del periodo tarifario actual.
Luego, para la definicion del perfil de antigliedad del periodo tarifario actual se hace uso
de la base regulatoria de activos eléctricos, BRAE, con corte al afio 2023 que contiene
tanto la BRAO como los activos cuya entrada y salida de operacion fue reportada en los
informes de ejecucion de inversiones’.

Como se menciond sobre las inversiones ejecutadas, dado que varios OR han
presentado sus reportes de ejecucion de inversiones con inconsistencias de diversa
naturaleza o no han reportado inversiones ejecutadas, varios de los analisis desarrollados
en este apartado requirieron de un proceso de depuracion para poder lograr consistencia
en la informacion. Ahora bien, para la estimacion de la antigiedad de los activos objeto
del andlisis se consideré el campo Identificador Unico de Activo, IUA, tanto de la BRAE
como de la BRAO aprobado por la Comision y el IUA ajustado proveniente de la BRAO
del primer informe de ejecucion de inversiones reportado en el afio 2019 (2021 para
Caribemar y Air-E conforme a lo establecido en la Resolucion CREG 010 de 2020).
Adicionalmente, en complemento al IUA se utilizé el campo Fraccion Costo para la
estimacion de la edad del activo con base a las reposiciones totales o parciales que los
OR han reportado para sus activos durante el periodo tarifario vigente. Por ultimo, se
considerd el tipo de inventario reportado para incluir solo los activos construidos y en
operacion: CRI, CRIN, CRINR e INVTR como entrada de activos y, CRIFO y BRAFO para
salida de activos. Todas las edades calculadas para el BRAO y el BRAE se contrastan
con la vida util regulatoria de las tablas de categorizacion de activos del capitulo 14 del
Anexo general de la resolucion.

Este analisis de la evolucion del perfil de antigliedad de los activos permite verificar si la
inclusiéon y renovacion de activos por parte de los OR ha sido proporcional al
envejecimiento natural de la infraestructura que compone los STR y SDL. Mediante la
obtencién de una edad promedio ponderada de los activos es posible identificar
tendencias de actualizacién de activos y rezagos en las reposiciones por categoria.

A continuacién, se presentan las graficas concernientes a la caracterizaciéon de
antigledad de activos para el BRAO y BRAE con corte al afio 2023 por categoria de
activo.

12 Asimilados principalmente al listado de UC del capitulo 15 del anexo general de la resolucion.

'3 Asimilados principalmente al listado de UC del capitulo 14 del anexo general de la resolucion.
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Figura 30 Diagrama de cajas y bigotes de categoria de activo vs edad ponderada para la BRAO. Fuente: CREG.
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La Figura 30 muestra a través de un diagrama de cajas y bigotes la edad ponderada de
los activos de la BRAO separados por categoria. El afio de referencia para la estimacién
de la edad es 2018. La linea discontinua en color rojo representa la vida regulatoria
definida en las tablas del capitulo 14 del Anexo general de la resolucion y la linea
discontinua en color amarillo representa el 85% de dicha vida regulatoria por categoria
que indica un umbral cercano al limite de vida util del activo.

Para la mayoria de las categorias, a excepcion de los centros de control y equipos de
control y comunicaciones se observa que mas del 75% de los datos se encuentran por
debajo de la vida util regulatoria, sin embargo, hay algunas categorias cuyo rango de
edades se encuentran por encima de los umbrales indicando que hay tanto activos que
se encuentran envejecidos como préoximos a cumplir su vida util. Las lineas aéreas y
subterraneas, asi como los transformadores de potencia y otros activos de subestacion
presentan las mayores dispersiones de edades ademas de numerosos datos atipicos
(outliers, considerando una extension de 1.5 veces el rango intercuartilico) que se
encuentran por encima de los 60 afos, inclusive, se observan algunos activos con edades
reportadas cercanas a los 120 afnos. Esto indica que hay categorias que requieren de
manera prioritaria una renovacion de varios de sus activos.
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Ahora bien, respecto a las categorias de centros de control y equipos de control y
comunicaciones se puede observar que la mediana se encuentra muy cerca del limite de
vida util regulatorio, inclusive, la mitad de los activos reportados en la categoria de
equipos de control y comunicaciones esta por encima del 85% de la vida util regulatoria.
Esto es importante dado que estas categorias presentan la menor vida util regulatoria lo
que sugiere que buena parte de estos activos también deben ser renovados.

La siguiente grafica muestra el diagrama de cajas y bigotes de edad ponderada para los
activos de la BRAE hasta el afio 2023.

Figura 31 Diagrama de cajas y bigotes de categoria de activo vs edad ponderada BRAE-2023. Fuente: CREG.
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Si bien se pueden observar cambios en algunos cuartiles de cada categoria de activos lo
cual evidencia la salida y entrada de activos al sistema, aun hay activos que se
encuentran por encima de la vida util regulatoria incluyendo algunos outliers. En
particular, la categoria de equipos de control y comunicaciones muestra una reduccion
en la edad maxima en la BRAE respecto a la BRAO; no obstante, su mediana ya supera
tanto la vida util regulatoria como el 85% de esta, lo que sugiere que las inversiones
hechas en renovacion no han sido suficientes para mantener esta categoria dentro de los
limites establecidos. Un comportamiento distinto se puede observar en el caso de los
centros de control donde todo su rango intercuartilico, asi como su maximo de edad se
encuentran por debajo de su vida util regulatoria lo cual indica que se han hecho grandes
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inversiones en la renovacion de estos activos. Por otro lado, tanto en las categorias de
bahias y celdas como de transformadores de potencia, se observa un aumento en los
cuartiles dos y tres, lo que evidencia una escasa renovacion y envejecimiento de activos
durante el periodo. Para los trasformadores de potencia el tercer cuartil coincide con el
85% de la vida util regulatoria que indica que como minimo una cuarta parte de estos
activos ya se encuentran en un periodo critico de envejecimiento. Respecto a la
compensacion reactiva, a pesar de presentarse un desplazamiento desfavorable de sus
cuartiles y valor maximo de edad, aun sus activos se encuentran por debajo del umbral
de vida util regulatoria.

En términos generales, se puede concluir que, si bien algunas categorias han
experimentado un rejuvenecimiento de sus activos en diferentes proporciones, en otras
se identifica una tendencia desfavorable, con incrementos en la edad de activos que han
entrado en etapa critica y han superado su vida util regulatoria, reflejada en el
desplazamiento de sus rangos intercuartilicos y en el aumento de sus medianas.

En la siguiente tabla se hace un comparativo del porcentaje de activos por categoria que
han superado la vida util regulatoria de la BRAO frente a la de la BRAE con corte al afio
2023.

Tabla 4 Comparacioén del porcentaje de activos por categoria que han superado vida util entre BRAO y BRAE-2023.
Fuente: CREG con reportes de ejecucion de inversiones

Cat. De Var del % de | Var del % de
act.ivo BRAO BRAE activos activos con
viejos VU > 85%
8,3% 10,6%
7,6% 6,9%
Bahias y
celdas 29% -9%
84,2% 82,5%
No supera VU No supera VU
Supera 85% VU Supera 85% VU
Supera VU Supera VU
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Var del % de | Var del % de
Cat. De BRAO BRAE activos activos con
activo viejos VU > 85%
Centro de -93% -67%
control
= No supera VU = No supera VU
Supera 85% VU Supera 85% VU
= Supera VU = Supera VU
Comp. 34% -26%
reactiva
=No supera VU = No supera VU
Supera 85% VU Supera 85% VU
= Supera VU = Supera VU
Equipos de
control y 61% -37%
com.
= No supera VU = No supera VU
Supera 85% VU Supera 85% VU
= Supera VU = Supera VU
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Var del % de | Var del % de
Cat. De BRAO BRAE activos activos con
activo viejos VU > 85%
Equipos de -19% 81%
linea
=No supera VU = No supera VU
Supera 85% VU Supera 85% VU
= Supera VU = Supera VU
Equipos de -19% -47%
subestacion
=No supera VU = No supera VU
Supera 85% VU Supera 85% VU
= Supera VU = Supera VU
Lineas -15% 2%
aereas
= No supera VU = No supera VU
Supera 85% VU Supera 85% VU
= Supera VU = Supera VU
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Cat. De Var del % de | Var del % de
activo BRAO BRAE activos activos con
viejos VU > 85%
L;Ez?s -14% 45%
=No supera VU = No supera VU
Supera 85% VU Supera 85% VU
= Supera VU = Supera VU
Otros
activos sub. e 24%
=No supera VU = No supera VU
Supera 85% VU Supera 85% VU
= Supera VU = Supera VU
Transf. de
potencia S el
= No supera VU = No supera VU
Supera 85% VU Supera 85% VU
= Supera VU = Supera VU

Del total de las diez categorias analizadas entre el BRAO y BRAE, se resalta lo siguiente:
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= Seis categorias presentan una reduccion en el envejecimiento de los activos: centro
de control, equipos de linea, equipos de subestacion, lineas aéreas, lineas
subterraneas y otros equipos de subestacion. Esto indica que para el periodo tarifario
actual hasta el ano 2023 hubo una renovacion parcial de los activos que componen el
STR y SDL de los OR objeto de estudio.

= Cuatro categorias presentan un incremento en el envejecimiento de los activos:
bahias y celdas, compensacion reactiva, equipos de control y comunicaciones vy
transformadores de potencia. Esto sefhala que hasta el afio 2023 no se han hecho
inversiones significativas para la renovacion de los activos que cumplen su vida util.

= Siete categorias tienen una reduccién en el porcentaje de activos que superan el 85%
de la vida util, mientras las tres restantes presentaron incremento en los activos cuya
edad real se acerca a cumplir la vida util regulatoria.

= No se presentd, para ninguna de las categorias analizadas una incremento conjunto
en el porcentaje de activos que superan la vida util y del porcentaje de activos que
superan el 85% de la vida util. Lo que significa que para todas las categorias de activos
se realizaron inversiones tendientes a renovar activos cuya vida util se encontraba por
encima del limite regulatorio o estaban en un nivel critico.

Respecto a algunas categorias de activos, al remitirse a la grafica de inversiones
ejecutadas por categoria de activos de la Figura 29, se puede identificar que para algunas
de las categorias que presentaron un rejuvenecimiento de sus activos como las lineas
aéreas y subterraneas que el grado de inversion fue el mayor reportado con casi un 40%
del total de inversiones para el periodo tarifario actual.

Por su parte, se destaca la categoria de centros de control la cual tuvo la mayor
renovacion de activos pasando del 36.9% de activos que superaban la vida util en el
BRAO a 2.7% en el BRAE. La cantidad de UC que entran en esta categoria y su
naturaleza que corresponde principalmente a controles de subestacién y centros de
control que estan compuestos por SCADA, DMS, EMS, etc. que no son solicitadas en
grandes cantidades y la inclusién de varias de estas UC en las solicitudes de aprobacion
de ingresos de los OR motivaron este cambio. Ademas, activos como los que incluyen el
componente de DMS son complementarios a la implementacion de sistema de gestion
de activos, SGA, mencionado en el numeral 6.3.3.4 del Anexo general de la Resolucién
CREG 015 de 2018.

Ahora bien, la categoria de activos que tuvo el mayor grado de envejecimiento fue la de
equipos de control y comunicaciones. Las razones identificadas tienen que ver con lo
siguiente:

= El mal reporte de informacion relacionada con reposiciones parciales relacionadas a
UC del capitulo 15 (BRAO) con capitulo 14 (BRAE).

= Los equipos de control y comunicaciones, en varios casos, se encuentran integrados
como parte de otras UC de mayor complejidad por lo que no se identifica su reposicion
de manera independiente.

= Hay pocas UC de esta categoria solicitadas en proporcion a las UC de bahias y celdas
que también presentaron un incremento en su envejecimiento.
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Respecto a la categoria 11 transformadores de distribucion que estda compuesta
unicamente por UC de nivel de tension 1 se presentan a continuacion las cantidades y
capacidades (en MVA) que durante los reportes de ejecucion de inversiones los OR
ingresaron y sacaron del sistema.

Figura 32 Evolucion de cantidad y capacidad (MVA) de transformadores de distribucion 2018-2023. Fuente: CREG.
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Como se puede observar en la Figura 32, el incremento tanto de la cantidad de
transformadores instalados como de su capacidad instalada ha sido constante durante el
periodo tarifario actual llegando a 20.320 transformadores instalados por un total de 846
MVA solo para el afio 2023.

Figura 33 Cantidad de transformadores de distribucion 2018-2023. Fuente: CREG.
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Figura 34 Capacidad (MVA) de transformadores de distribucion 2018-2023. Fuente: CREG
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Ahora bien, respecto a las cantidades y capacidades que han entrado (INVTR) y que han
salido (BRAFO) de operacién, se observa durante el periodo tarifario vigente que, del
total de transformadores instalados, un 36.2% han salido a su vez de operacién, lo cual
implica un aumento neto de cerca de 52000 transformadores en operacién durante el
periodo analizado.

Respecto a la categoria 12 redes de distribucion, la informacion asociada a los kildmetros
de linea de nivel de tension 1 ya se menciona y analiza en el numeral 2.3.2.1.3 de este
documento.

De analisis del perfil de antigiedad de los activos puestos en operacién por los OR
durante el presente periodo tarifario se desprenden varias situaciones que deben ser
analizadas en detalle por parte de la Comision. La principal de estas corresponde a la
forma en que se reporta la informacién: los numerosos errores y omisiones en los
informes de ejecucion de inversiones presentados por todos los OR dificultan la
trazabilidad y disminuyen la confiabilidad de los datos, limitando la exactitud del
diagnostico. Asimismo, conviene contemplar la posibilidad de emplear incentivos
adecuados para garantizar que se mantenga la consistencia en la informacion entregada.

Otra situacion para abordar es la elaboracién de un esquema de trabajo coordinado y
organizado con todos los OR, con el fin de conciliar criterios en el reporte de informacion
de las inversiones, asi como sus activos, de forma que se garantice la integridad de la
informacién y asi disponer de un panorama real y exhaustivo del estado del sistema. Por
ultimo, se debe analizar la posibilidad de definir junto con los OR, mecanismos concretos
que promuevan la renovacion de los activos mas antiguos, de modo que se logre un
reemplazo progresivo de aquellos equipos que han superado la vida util regulatoria y se
mejore la calidad, confiabilidad y eficiencia del servicio en el corto y mediano plazo.

2.3.4 Unidades constructivas especiales

Las Unidades Constructivas Especiales, UCE, corresponden a UC que por sus
caracteristicas técnicas no se encuentran en el listado de UC definido en el capitulo 14
del Anexo general de la Resolucién CREG 015 de 2018 o no pueden ser asimiladas por
estas. Los OR a través de las solicitudes de aprobacién de ingresos, planes de inversién
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y sus ajustes solicitan las UCE con las consideraciones estipuladas en el capitulo 14 del
anexo general de la resolucion, cuyo reconocimiento se da cuando la informacion
suministrada cumple los requisitos esperados y se identifica por parte de la Comision que

no son asimilables a las UC del capitulo 14.

Durante el periodo tarifario vigente, la Comision ha reconocido un total de 267 UCE. La
siguiente figura ilustra la cantidad de UCE que han sido reconocidas por la Comision
durante el periodo tarifario vigente por categoria de activo, mercado y nivel de tensién.

De esta grafica se desprenden algunas particularidades:

Figura 35 UCE reconocidas por categoria de activo periodo 2018-2023. Fuente: CREG
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Las lineas aéreas son la categoria que mas UCE tienen reconocidas, aca se destacan
postes, torres, canalizaciones, conductores y cimentaciones especiales para torres y

torrecillas.

Los centros de control son la categoria donde se encuentran las UCE relacionadas al
SGA del numeral 6.3.3.4 del anexo general de la Resolucion CREG 015 de 2018 con
un total de 73 UCE reconocidas frente a 17 UCE relacionadas propiamente a centros

de control.

Las UCE de compensacion reactiva fueron reconocidas en consideracion del literal u
del numeral 14.1 del anexo general de la Resolucion CREG 015 de 2018. Por lo tanto,
estas UCE son de nivel 3y 4.
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Figura 36 UCE reconocidas por OR periodo 2018-2023. Fuente: Fuente: CREG

ANTIOQUIA 41
AIR-E 41
BOG - CUND 32
CARIBE MAR 18
NARINO 15
SANTANDER 14
CALDAS 14
TOLIMA 12
VALLE 12
N.SANTANDER 11
QUINDIO 8
BOYACA 6
CHOCO 6
CAUCA 6
ARAUCA 5
CALI 5
HUILA 4
TULUA 4
PUTUMAYO 3
CASANARE
CARTAGO
CAQUETA
BAJO PUTUMAYO
RUITOQUE 1
PEREIRA 1

0 5 10 15 20 25 30 35 40 45

N MNNDN

De la Figura 36 se observa que Antioquia y Air-E son los mercados que mas UCE
reconocidas reportan durante el periodo tarifario con 41 cada uno. Por otro lado, Pereira
y Ruitoque reportan la menor cantidad con solo una UCE reconocida durante el periodo
de reporte.

Figura 37 UCE reconocidas por NT periodo 2018-2023. Fuente: Fuente: CREG
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Respecto a las UCE reconocidas por nivel de tension, mostradas en la Figura 37, se
destaca lo siguiente:

= El nivel de tensidn 0 corresponde principalmente a la categoria de centros de control,
con una UCE reconocida en la categoria de otros activos de subestacion.

= Se observa que para los niveles 2, 3 y 4 hubo una cantidad relativamente uniforme de
UCE reconocidas. El nivel de tensidn 1 tiene la menor cantidad de UCE.

Ahora bien, desde la aprobacion de ingresos y durante las solicitudes de ajustes a los
planes de inversion se ha detectado un incremento en las solicitudes de reconocimiento
de UCE. En las solicitudes de ajuste a los planes de inversién para el periodo 2023 al
2027, Los OR solicitaron un total de 233 UCE distribuidas en todas las categorias de
activos. La siguiente figura muestra la distribucion de las UCE solicitadas por categoria
de activo.

Figura 38 UCE solicitadas para planes de inversion 2023-2027. Fuente: CREG
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Para este caso, las UCE solicitadas de centro de control corresponden ademas de
centros de control especiales, a elementos y componentes de software y mddulos
complementarios al SGA.

Con la cantidad de UCE solicitadas y reconocidas la Comisién ha identificado algunos
aspectos que deben ser revisados y estudiados en detalle con el fin de garantizar que la
revision de las solicitudes de UCE sea mas directas, clara y efectiva. Uno de estos
aspectos a estudiar tiene que ver con los mecanismos y recursos que los OR utilizan para
solicitar las UCE ya que actualmente no hay una estructura definida para presentar la
informacion técnica y econdémica minima requerida para la evaluacion de la UCE por parte
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de la Comisién. Otro aspecto corresponde a la de la integracion conjunta de UCE
similares al listado de las UC estandar, con base en el incremento de solicitudes y
reconocimiento de UCE mencionado anteriormente la Comisién ha detectado solicitudes
de UCE similares entre OR y niveles de tensién, ademas de algunos componentes de
software que conviene estudiar. La integracion de las UCE comunes a las UC estandar
seran tenidas en cuenta durante los nuevos estudios de UC que adelante la Comision,
en caso de que se mantenga la remuneracién utilizando UC para el proximo periodo
tarifario.

2.3.5 Reconocimiento de costos de servidumbres

El Capitulo 14 de la Resolucién CREG 015 de 2018 establece las UC para la valoracion
de activos nuevos en los STR y SDL. Ademas, regula el reconocimiento de los costos
socioambientales y de servidumbres asociados a los proyectos de activos de uso.

El texto actual del Capitulo 14 establece que los costos socioambientales y de
servidumbres relacionados estrictamente con los proyectos de activos de uso seran
reportados y reconocidos segun su ejecucion, en la anualidad del ano siguiente al de
entrada en operacion del proyecto de la siguiente manera:

= Cuando dichos costos sean menores o iguales al 5% del valor de las UC de los activos
relacionados, se reconoceran de acuerdo con lo reportado mediante los
comprobantes de costo que correspondan.

= En el caso de las servidumbres cuyo valor exceda el 5% del costo de las UC del
proyecto, seran reconocidos de acuerdo con la escritura publica que se constituya
segun el valor que se determine a través de sentencia judicial.

= Los costos sociales o ambientales que superen el 5% del costo de las UC del proyecto
seran reconocidos segun la mejor alternativa aprobada por la ANLA o la autoridad que
corresponda en cada caso.

El este sentido, y teniendo en cuenta las consultas y comentarios recibidos durante la
aplicaciéon de la Resolucion CREG 015 de 2018, se tendran como temas de estudio:

= Clarificar el instrumento de valoracion de servidumbres: Revisar si el valor de las
servidumbres debe establecerse simultaneamente mediante escritura publica vy
sentencia judicial.

= Establecer limites al valor de las servidumbres negociadas voluntariamente: Evitar
que las empresas distribuidoras negocien valores que puedan ser inflados por los
propietarios iniciales, lo que podria resultar en costos excesivos trasladados a los
usuarios finales.

= Simplificar los mecanismos de reconocimiento: Eliminar la redundancia de exigir una
escritura publica cuando ya existe una sentencia judicial que establece el valor de la
servidumbre, y viceversa.

» Garantizar la equidad y transparencia: Asegurar que los costos reconocidos sean
justos y razonables, basados en valores de mercado y avaluos técnicos
independientes.
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2.4 Reconocimiento de gastos de AOM

En este numeral se presenta la evolucion de los costos y gastos AOM aplicados con base
en la metodologia de remuneracién de la Resolucion CREG 015 del 2018.

2.4.1 Antecedentes.

La aplicacion de la metodologia de remuneracion de ingresos por inversiones, AOM,
pérdidas y calidad de que trata la Resolucion CREG 015 de 2018 esta sujeta a la
aprobacion particular que haga la CREG sobre la solicitud de cada uno de los 29
operadores de red (mercados de comercializacion) en los que se divide el sistema
interconectado nacional. Esta aprobacién particular se cristaliza en una resolucion donde
se especifican los valores precisos de inversiones aprobadas, los valores de AOM
aprobados por nivel de tension y toda una serie de valores con base en los cuales es
posible que el Liquidador y Administrador de Cuentas (en adelante LAC) pueda calcular
tanto los ingresos como los cargos de distribucion a ser aplicables en las tarifas del
servicio.

Es importante mencionar que los datos con base en los cuales se realizan los analisis de
este capitulo son los resultantes de los calculos realizados por el LAC conforme a lo
establecido en la Resolucion CREG 015 de 2018. Asimismo, si bien la metodologia de la
Resolucién CREG 015 de 2018 inicié su vigencia el 3 de febrero de 2018, los costos
reconocidos en ella, para cada OR, solamente se reflejan en las tarifas una vez que se
encuentre en firme la resolucién que le apruebe las variables particulares, proceso que
fue paulatino como se muestra en la Tabla 5.

A medida que se fueron aprobando las resoluciones de cada mercado, el LAC inicio los
calculos correspondientes, razén por la cual la fecha de inicio de reporte de datos no es
la misma para todas las empresas. Con el fin de poder observar la evolucion del AOM de
manera general, eliminando la condicion de la disponibilidad atemporal de los datos de
entrada, se complementaron los datos entre el 2019 y la fecha de la disponibilidad del
primer dato reportado por parte del LAC, guardando las caracteristicas de las variables
aprobadas a cada mercado y segun los siguientes criterios:

= En el caso en el que un OR no registre datos entre abril de 2019 y marzo de 2020, se
colocan los correspondientes a los datos iniciales de AOM base aprobados al OR.

= En el caso en el que un OR no registre datos entre abril de 2020 y marzo de 2021 o
entre abril de 2021 y marzo de 2022 pero exista un registro en algun mes de ese
mismo afio, se colocan los faltantes de forma igual al registro existente.

= En el caso en el que un OR no registre datos durante 2021 o0 2022 y no existan datos
de referencia, se calcularan como una progresioén de datos considerando los datos
existentes.

Tabla 5 Resoluciones de aprobacion de variables para calculo de ingresos con base en la Resolucion CREG 015 de
2018. Fuente: CREG/UTP

OR Numero de Resolucion CREG| Ano Mes
NARINO 140 2019 10
VALLE 137 2019 10
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OR Numero de Resolucion CREG| Aio Mes
CAUCA 141 2019 10
NORTE DE SANTANDER 159 2019 11
CALDAS 157 2019 11
ANTIOQUIA 156 2019 11
SANTANDER 158 2019 11
TOLIMA 001 2020 1
QUINDIO 020 2020 2
PEREIRA 026 2020 3
CARTAGO 123 2020 6
BOYACA 119 2020 6
BOG - CUND 122 2020 6
CALI 148 2020 7
RUITOQUE 165 2020 8
ARAUCA 199 2020 10
CHOCO 223 2020 12
TULUA 004 2021 1
PUTUMAYO 017 2021 3
CAQUETA 027 2021 4
CARIBE SOL 078 2021 6
CARIBE MAR 079 2021 6
HUILA 072 2021 6
META 139 2021 9
GUAVIARE 140 2021 9
BAJO PUTUMAYO 218 2021 12
POPAYAN 219 2021 12
CASANARE 501-025 2022 3
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Por otra parte, es necesario mencionar que no se registraron los datos de Empresa de
Energia del Valle de Sibundoy S.A. E.S.P. (EMEVASI), razén por la cual no fue posible
tenerla en cuenta en el diagndstico presentado.

Para efectos de poder conocer las dimensiones de los valores en comento, la Figura 39
presenta, de forma agregada, el valor de la inversion de la infraestructura de los
operadores de red del Sistema Interconectado Nacional, SIN. En la figura se observa la

evolucion del valor de la infraestructura de los OR en el SIN a nivel nacional, registrando

un valor de $41.3 billones de pesos de diciembre de 2017 ($67.6 billones de pesos de
marzo de 2025) en promedio entre 2019 y 2024.
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Figura 39 Base regulatoria de activos de distribucion - SIN (2019 — 2024). Fuente: CREG/UTP con datos LAC.
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De acuerdo con la metodologia de remuneracion, la infraestructura se remunera con base
en la vida util de los activos y una tasa de retorno, lo que permite calcular un ingreso
anual por inversiones y un ingreso anual por AOM, como se presenta en la Figura 40.

Figura 40 Ingresos anuales por inversiones y AOM nacional (2019 — 2024). Fuente: CREG/UTP con datos LAC.
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En la figura anterior, la variable IAA representa los ingresos anuales por activos y la
variable IAAOM es la que representa el ingreso anual por AOM. Como se observa, en
promedio el ingreso anual de los OR del SIN, en pesos de diciembre de 2017, se registra
en $8 billones de pesos de los cuales el 80.6% representa la remuneracion de las
inversiones y el restante 19.4% representa la remuneracién de AOM.

Con esta contextualizacién, en las siguientes secciones se encuentran analisis a nivel
nacional en donde los analisis a nivel nacional se encuentran divididos en STR Centro
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Sur y STR Norte. Esto en razon a que el régimen transitorio especial en materia tarifaria
para la regién Caribe establecido mediante la Resolucién CREG 010 de 2020 establecio
condiciones diferenciales en tiempo y monto para los prestadores del servicio en el
Mercado Caribe, especialmente en el reconocimiento de los costos de AOM, que no hace
comparable su evolucién con los OR del resto del pais.

Por otra parte, dado que los ingresos por AOM se dividen entre AOM base y AOM de
nuevas inversiones (AOMNI), es importante revisar el comportamiento de estas variables
a nivel nacional como se muestra en la siguiente figura:

Figura 41 AOM base y AOM por nuevas inversiones (AOMbase+AOMNI) Nacional (2019-2024). Fuente: CREG/UTP
con datos LAC.
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El AOM base, que deberia ser constante, se muestra influenciado por el reconocimiento
diferencial del AOM en las empresas del mercado Caribe, acorde con el régimen
transitorio especial de que trata la Resolucién CREG 010 de 2020, lo que produce las
variaciones en dicha variable. No obstante, también se aprecia que el AOM de nuevas
inversiones presenta un crecimiento importante debido a los activos que entraron en
operacion en ese periodo, hasta posicionarse en un valor equivalente al 17% respecto
del AOM base, jalonado por las inversiones en las empresas del STR Norte.

Finalmente, es relevante mencionar que dentro del reconocimiento del AOM de nuevas
inversiones se encuentra el componente de AOM por inversiones en plan de expansion
de la cobertura (PIEC), para aquellos OR que gestionaron proyectos de expansion de la
cobertura en sus areas de influencia y que en este rubro solamente se registran datos de
cinco empresas (CENS, CHEC, ENEL, ESSA y GUAVIARE) con porcentajes alrededor
de 5,5% respecto del valor de AOMNI para Guaviare y para las demas empresas con
porciones de hasta 1% lo cual muestra el bajo avance en este aspecto.
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2.4.2 Inversiones y AOM reconocidos - STR Centro Sur

Segun lo establecido en el numeral 8.2 del Capitulo 8 de la Resolucion CREG 015 de
2018, en el Sistema de Transmisién Regional, STR Centro Sur se encuentran 27 de los
29 OR del pais en el SIN, tal como se indica en |la Tabla 6.

Tabla 6 Operadores de Red en el STR Centro — Sur. Fuente: CREG

Operador de Red Operador de Red Operador de Red
Central Hidroeléctrica de Caldas Electrificadora del Caqueta. S.A. Empresa de Energia del Putumayo
S.A.E.S.P. E.S.P. S.A.ES.P.
Centrales Eléctricas de Narifio Electrificadora del Huila S.A. Empresa de Energia del Quindio
S.A.E.S.P. E.S.P. S.A.ES.P.
Centrales Eléctricas del Norte de | Electrificadora del Meta S.A. Empresa de Energia del Valle del
Santander S.A. E.S.P. E.S.P. Sibundoy S.A. E.S.P.
Codensa S.A. E.S.P. Empresa de Energia de Arauca Empresa de Energia Eléctrica del
S.A.ES.P. Departamento del Guaviare S.A.
E.S.P.
Compafiia de Electricidad de Empresa de Energia de Boyaca Empresas Municipales de Cali
Tulua S.A. E.S.P. S.A. E.S.P. EICE E.S.P.
Compafiia Energética del Tolima Empresa de Energia de Pereira Empresas Municipales de Cartago
S.A. E.S.P. S.A. E.S.P. S.A ES.P.
Compafiia Energética de Empresa de Energia del Bajo Empresas Municipales de Energia
Occidente S.A. E.S.P. Putumayo S.A. E.S.P. Eléctrica S.A. E.S.P.
Distribuidora del Pacifico S.A. Empresa de Energia del Casanare | Empresas Publicas de Medellin
E.S.P. S.A. E.S.P. E.S.P.
Electrificadora de Santander S.A. | Empresa de Energia del Pacifico | Ruitoque S.A. E.S.P.
E.S.P. S.A. E.S.P.

Segun los datos agregados del LAC, el comportamiento de las inversiones y los AOM
reconocidos para estas empresas en el periodo 2019 — 2024 es el que se presenta en la
Figura 42.

Los ingresos por inversiones y AOM para las empresas del STR Centro-Sur para el 2024
alcanzaron los 6.9 billones de pesos de diciembre de 2017 (indexados con IPP equivalen
a 11.4 billones de pesos de marzo de 2025). Mientras el crecimiento de los ingresos por
inversiones, en el periodo de seis anos, mostré un comportamiento creciente en 5.13%,
el ingreso anual por AOM crecid 14.49% en el mismo periodo lo cual permite intuir que
hay un importante componente de inversiones en activos nuevos y de expansion de la
cobertura.

El comportamiento interanual muestra una sefial estable durante los primeros tres anos,
principalmente debido a la forma en la que la CREG fue aprobando las variables para el
calculo de los ingresos en cada uno de los sistemas como se mostré anteriormente y
también debido al tratamiento de los datos mencionado. De la figura anterior también se
puede observar que, en el 2024, los ingresos por AOM son equivalentes al 19% de los
ingresos totales, lo cual es directamente proporcional al AOM en los cargos por uso con
los que se calculan las tarifas del servicio. La evolucién de este porcentaje se presenta
en la Figura 43.
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Figura 42 Ingresos anuales por inversiones y AOM (2019 — 2024) STR Centro — Sur. Fuente: CREG/UTP con datos
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Figura 43 Participacion de AOM respecto de los ingresos anuales totales (IAAOM / (IAAOM+IAA) ) STR Centro —
Sur. Fuente: CREG/UTP con datos LAC.
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La siguiente figura presenta esta misma participacion, discriminada por cada uno de los
niveles de tension. Si bien iniciaron de forma muy homogénea en el 2019, fueron
creciendo fuertemente en los niveles 1y 2 donde se reconoce el 4% para activos nuevos
en vez del 2% de los activos de los niveles de tension 3 y 4.
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Figura 44 Participacion de AOM respecto de los ingresos anuales totales (IAAOM / (IAAOM+IAA) (2019 — 2024) STR
Centro — Sur. Fuente: CREG/UTP con datos LAC.
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Para tener otra perspectiva de la dimension del AOM, es frecuente comparar su valor
anual respecto del valor de la base regulatoria de activos, donde se observa que un valor
tipico esta entre el 3% y el 4% como se presenta en la siguiente figura:

Figura 45 Ingresos anuales de AOM respecto del valor de la base regulatoria de activos IAAOM{/ BRAt (2019 — 2024)
STR Centro - Sur. Fuente: CREG/UTP con datos LAC.
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El crecimiento del valor de AOM entre el 2021 y el 2022 obedece, principalmente, a la
entrada en operacion de activos nuevos en los niveles de tension 1 y 2 como se comento
anteriormente y como se puede apreciar de mejor forma en la siguiente figura:
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Figura 46 Ingresos anuales de AOM respecto del valor de la base regulatoria de activos IAAOMt/ BRAt (2019 — 2024)
STR Centro — Sur. Fuente: CREG/UTP con datos LAC.
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En la siguiente figura se presentan los ingresos totales anuales (inversiones mas AOM)
diferenciados en los cuatro niveles de tension.

Figura 47 Ingresos anuales de inversiones y AOM por nivel de tension (2019 — 2024) STR Centro — Sur. Fuente:
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Al dividir los ingresos de inversiones y de AOM en cada uno de los niveles de tension, se
observa que, en promedio en el periodo, en el nivel de tension 1 se registra el 23% del



Sesion No. 1390 60/310

total de los ingresos mientras que en los niveles de tensién 2, 3 y 4 se registran el 46%,
13% y 18% respectivamente, lo cual muestra que en el nivel de tension 2 se encuentra
casi la mitad de los activos del sistema, en cuanto a valoracion se refiere. Finalmente, la
siguiente figura muestra la evolucion del AOM.

Figura 48 AOM base y AOM por nuevas inversiones (2019 — 2024) STR Centro — Sur. Fuente: Elaboracion propia
con base en los datos del LAC.
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Segun lo esperado, el comportamiento del AOMbase no presenta variaciones durante el
periodo y el AOM de nuevas inversiones presenta un crecimiento hasta alcanzar el 16.4%
del AOM base, reflejando la entrada de nuevos activos en los sistemas. Finalmente, como
ya se menciono en el apartado del analisis nacional, todas las empresas que registraron
valores en AOM por efecto del Plan Indicativo de Expansion de la Cobertura (PIEC) se
encuentran en el SRT Centro Sur.

2.4.3 Inversiones y AOM reconocidos - STR Norte

La necesidad de presentar analisis diferenciados entre las empresas que conforman el
STR Centro Sur de las empresas que conforman el STR Norte es la diferenciacion
introducida por el Articulo 318 de la Ley 1955 de 2019 (Plan Nacional de Desarrollo 2018
- 2022) dadas las situaciones de baja calidad, aumento de pérdidas y fallas en la
prestacion del servicio por parte de la empresa Electrificadora del Caribe S.A. E.S.P. que
atendia a los departamentos de la Costa Caribe colombiana.

De esta manera, se autorizé al Gobierno Nacional para establecer un régimen transitorio
especial en materia tarifaria para las actividades de distribucién y comercializacion del
entonces mercado de Electrificadora del Caribe S.A. E.S.P. o las empresas que se
constituyan en el marco del proceso de toma de posesién de esta sociedad para las
regiones en las se preste el servicio publico.
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Debido a la coyuntura que presentaba la prestacion del servicio en el Caribe en los
momentos donde justamente todos los demas OR del pais se encontraban en proceso
de presentacion de estudios a la CREG para aprobacion de las variables de calculo de
los ingresos de distribucidn con base en la Resolucion CREG 015 de 2018, dicha
empresa que se encontraba en ese momento bajo la intervencion de la Superintendencia
de Servicios Publicos Domiciliarios, fue escindida en dos mercados y, paralelamente, la
reglamentacién del régimen transitorio especial fue aprobada y expedida mediante la
Resoluciéon CREG 010 de 2020 donde, sobre los costos de AOM, permitié aspectos
diferenciales respecto de lo establecido en la Resolucion CREG 015 de 2018 para las
empresas del resto del pais. Los aspectos diferenciales en AOM se resumen de la
siguiente manera:

= Para el calculo del AOM base aprobado en la Resolucion CREG 015 de 2018 se tomd
como referencia el promedio de los AOM registrados en el periodo 2012 y el 2016
mientras que, segun lo determinado por el régimen transitorio especial, para las
empresas del Caribe dicho promedio se debia calcular con base en la serie de los
AOM entre el 2015y el 2019, lo que suponia una remuneracién superior a la calculada
con la serie de AOM entre el 2012 al 2016.

= Por otra parte, segun las disposiciones del régimen transitorio especial, el AOM
calculado con la serie 2015 — 2019 debia tener un reconocimiento superior al del resto
de empresas, en consideracién a los riesgos que enfrentaba un nuevo prestador del
servicio conforme las condiciones particulares de ese momento y que requerian un
esfuerzo adicional. Segun esto, la Resoluciéon CREG 010 de 2020 determind que en
los primeros tres afios de operacion se debia remunerar el 120% de los AOM
calculados con la serie 205 — 2019, en el cuarto afo de operacién el 100% de AOM
calculados con la serie 205 — 2019 y el quinto afio se debia remunerar el AOM
resultante de aplicar la serie 2012 — 2016 terminando asi la transitoriedad del régimen
planteado e igualando el comportamiento del AOM reconocido con los demas OR del
pais.

Es justamente con base en estas diferencias que resulta adecuado separar las areas
para notar las particularidades comentadas.

Los OR del STR Norte son dos: CaribeMar de la Costa S.A.S. E.S.P. y AIR-E S.A.S.
E.S.P. quienes iniciaron su operacion en el 2020 pero las resoluciones CREG que
aprueban las variables requeridas para el calculo de los ingresos son aprobadas en junio
del 2021. No obstante, con el objeto de presentar continuidad en el analisis, la informacién
de los afios 2019 y 2020 fue agregada para estas empresas como base en las variables
aprobadas en el 2021.

Segun los datos agregados del LAC, el comportamiento de las inversiones y los AOM
reconocidos para estas empresas en el periodo 2019 — 2024 es el que se presenta en la
siguiente figura:
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Figura 49 Ingresos anuales por inversiones y AOM (2019 — 2024) STR Norte. Fuente: CREG/UTP con datos LAC.
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Los ingresos por inversiones y AOM para las empresas del STR Norte para el 2024
alcanzaron los 1.4 billones de pesos de diciembre de 2017 (indexados con IPP equivale
a 2.3 billones de pesos de marzo de 2025). Mientras el crecimiento de los ingresos por
inversiones, en el periodo de seis anos, mostré un comportamiento creciente en 8.23%,
el ingreso anual por AOM creci6 69.3% en el mismo periodo lo cual refleja un componente
importante en inversion (mayor que en el STR Centro Sur en el mismo periodo).

El comportamiento interanual en activos muestra una sefal creciente acorde con los altos
indices de inversién (recordando que se debe evaluar a partir del 2020). De la Figura 50
se puede observar que, en el 2024, los ingresos por AOM equivalen al 25.1% de los
ingresos totales.

Figura 50 Participacion de AOM respecto de los ingresos anuales totales (IAAOM / (IAAOM+IAA) (2019 — 2024) STR
Norte. Fuente: CREG/UTP con datos LAC.
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La Figura 51 presenta esta misma participacion, discriminada por cada uno de los niveles
de tension en cada afio en donde se observa un crecimiento fuerte a partir del 2021
debido principalmente a la aplicacion de las normas diferenciales de AOM pero también
al incremento en los activos de todos los niveles, con menor participaciéon en el nivel 3.

Figura 51 Participacion de AOM respecto de los ingresos anuales totales (IAAOM / (IAAOM+IAA) ) STR Centro — Sur.
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En la Figura 52 se compara el valor anual de AOM respecto del valor de la base
regulatoria de activos, donde se recuerda que un valor tipico esta alrededor del 4% pero
que, en el caso del STR Norte, se aprecia que el porcentaje se ubica entre 5.5% y el 6%.
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Figura 52 Ingresos anuales de AOM respecto del valor de la base regulatoria de activos IAAOMt/ BRAt (2019 — 2024)
STR Norte. Fuente: CREG/UTP con datos LAC.
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El crecimiento del valor de AOM entre el 2020 y el 2021 obedece a los dos aspectos
previamente indicados, esto es: i) principalmente a la entrada en vigencia de las
disposiciones diferenciales de AOM del régimen transitorio especial y ii) a la entrada en
operacion de activos nuevos (especialmente en el nivel de tension 1, considerando los
indices presentados en el 2023 y en el 2024, superiores a los restantes niveles de tensién
en esos mismos afios) como se puede apreciar de mejor forma en la siguiente figura:

Figura 53 Ingresos anuales de AOM respecto del valor de la base regulatoria de activos IAAOMY/ BRAt. Fuente:
CREG/UTP con datos LAC.
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La siguiente figura presenta los ingresos totales anuales (inversiones mas AOM)
diferenciados en los cuatro niveles de tensién, con un nivel de tension 2 que representa
poco mas del 40% del total de los ingresos.

Figura 54 ingresos anuales de inversiones y AOM por nivel de tensioén (2019 — 2024) STR Norte. Fuente: CREG/UTP
con datos LAC.
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Por otro lado, la Figura 55 muestra el comportamiento del AOM base y el AOM.
Figura 55 AOM base y AOM por nuevas inversiones (AOMbase+AOMNI) STR NORTE (2019-2024). Fuente:
CREG/UTP con datos LAC.
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Es preciso indicar que al revisar el comportamiento del AOM base y el AOM de nuevas
inversiones se observan dos circunstancias, esto es:
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= La primera asociada con el reconocimiento de AOM transitorio anteriormente
relacionado y de que trata la Resolucion CREG 010 de 2020, mostrando un
incremento en el 2021 del 62% respecto de los ingresos del 2020.

» La segunda asociada con las nuevas inversiones realizadas por los agentes del STR
Norte y que permitieron que el AOM de nuevas inversiones creciera hasta alcanzar el
20% del AOM base.

En las empresas que conforman este STR no se registraron valores por concepto de
AOM de PIEC.

2.4.4 Impacto tarifario AOM

Para determinar el impacto tarifario de los AOM se calculé la remuneracion del AOM por
kilovatio hora vendido en cada mercado que atiende el OR para los afios 2019 y 2024,
expresada en pesos de diciembre de 2017. Para este calculo se utilizaron los registros
de ingresos anuales del AOM del LAC; informacion proporcionada por la Comision. Los
datos de energia vendida entre el 2019 y el primer semestre de 2024 se obtuvieron de
las bases de datos del Sistema Unico de Informacion (SUI), completandolos con valores
del segundo semestre de 20244,

La Tabla 7 presenta, en las columnas con etiquetas “IAAOM 2019 VENTAS 2019” y
“IAAOM 2024 VENTAS 2024”, la remuneracion de los AOM por ventas de energia para
los afos 2019 y 2024 respectivamente, en pesos del 2017. Por ejemplo, para el caso de
Air-e, el valor de 14.3 indica una remuneracion de 14.3 pesos de AOM por cada kWh
vendido en su mercado. De manera similar, el valor de 19.8 sefiala el valor remunerado
para el mismo operador en el 2024. La diferencia entre estos dos valores se muestra en
las columnas “DIFERENCIA ($dic 2017/kWh)” y “DIFERENCIA (%)”. En el caso de Air-e,
el valor de 38% sefala un incremento en la remuneracion de AOM por cada kWh de
energia vendida entre 2019y 2024.

Las celdas resaltadas en rojo claro de la columna “DIFERENCIA (%)” corresponden a
aquellos OR que experimentaron incrementos en la remuneracion de AOM entre el 2019
y 2024. Por otro lado, las celdas en color verde indican los OR que presentaron una
reduccion en dicha remuneracion. Es importante destacar que 28 OR analizados, 14
mostraron un aumento en la remuneracion de AOM, mientras que los 14 restantes
experimentaron una reduccion o no presentaron cambios significativos. Este analisis se
realizé a pesos del 2017 con el fin de aislar el efecto de la inflaciéon y analizar el impacto
en términos reales excluyendo la influencia de los indices de precios utilizados para
actualizar el CU.

4 La informacion consultada del SUI en el segundo semestre del 2024 presenta algunas inconsistencias,
razén por la cual se realizaron unos ajustes, simulando el mismo comportamiento de cada agente durante
el segundo semestre de 2023. Los datos de los OR Air-e y CaribeMar para los afios 2019 y 2020 se
simularon a partir de los de Electricaribe, segun la proporcion de ventas de cada OR.



Tabla 7 Impacto en el CU por concepto de AOM por OR

IAAOM IAAOM

2019 2024 VENTAS  (VENTAS | IAAOM 2019/ |IAAOM 2024/ |DIFERENCIA | oo\ |CUN1de mpacto
Mercado (Miles de | (Miles de | 2019 2024 VENTAS 2019 | VENTAS 2024 | ($dic 2017/ |2 junio 2019

millones $ | millones $ | (TWh-afio) | (TWh-aiio) | ($dic.2017/kWh) | ($dic.2017/kWh) | kWh) (%) (8dic.2017/kwh) | *" &' €Y

dic.2017) | dic.2017)
AIR-E 88.54 154.91 6.18 7.82 14.3 19.8 55 38% 459.0 1.2%
B. PUTUMAYO 4.94 4.89 0.06 0.08 81.7 62.4 19.3 24% 552.0]  -3.5%
CAQUETA 19.40 19.94 0.20 0.24 94.9 81.7 13.2 4% 578.1 2.3%
CARIBEMAR 124.18 205.25 6.58 8.27 18.9 24.8 6.0 32% 459.0 1.3%
CARTAGO 4.05 4.83 0.15 0.18 26.3 26.3 0.0 0% 465.8 0.0%
NARINO 31.80 29.62 0.64 0.69 49.3 432 6.1 12% 546.9] 1.1%
VALLE 91.78 107.70 2.32 2.39 39.6 45.0 5.4 14% 517.9 1.0%
N. DE SANTA 71.07 76.56 1.58 1.90 451 40.3 4.3 1% 4938 1.0%
CAUCA 38.75 42.39 0.86 0.93 451 45.6 0.5 1% 546.4 0.1%
TULUA 4.32 4.89 0.22 0.22 19.7 22.0 2.4 12% 491.6 0.5%
CALDAS 51.65 56.33 1.44 1.58 35.9 35.7 0.2 0% 518.2 0.0%
CHOCO 7.16 8.78 0.17 0.21 42.9 41.2 .7 4% 524.2|  -0.3%
BOYACA 33.16 45.05 1.74 1.84 19.1 24.4 5.3 28% 523.6 1.0%
QUINDIO 22.70 24.68 0.43 0.51 52.6 48.0 4.5 9% 497.3]  -0.9%
PEREIRA 9.26 10.15 0.50 0.65 18.6 15.5 3.1 7% 483.9]  -0.6%
CALI 60.38 66.68 3.53 3.57 17.1 18.7 1.6 9% 498.1 0.3%
POPAYAN 0.62 0.70 0.01 0.01 123.0 137.0 14.0 1% 449.6 3.1%
META 19.95 23.82 1.60 1.50 125 15.9 3.5 28% 507.2 0.7%
BOG - CUND 250.58 286.93 14.01 14.97 17.9 19.2 1.3 7% 473.9 0.3%
ARAUCA 22.34 25.81 0.16 0.20 140.0 128.8 1.1 -8% 575.4]  -1.9%
CASANARE 12.91 14.63 0.45 0.55 28.6 26.4 2.2 -8% 540.9]  -0.4%
ANTIOQUIA 219.68 257.26 8.57 9.88 25.6 26.1 0.4 2% 482.7 0.1%
SANTANDER 83.92 98.50 2.43 3.45 34.5 28.5 5.9 7% 4922 1.2%
GUAVIARE 4.99 8.05 0.05 0.07 102.8 117.9 15.1 15% 538.4 2.8%
HUILA 46.71 49.68 1.00 1.15 46.6 43.2 3.3 7% 535.6]  -0.6%
PUTUMAYO 4.80 5.70 0.08 0.10 59.5 55.5 4.0 7% 562.6]  -0.7%
RUITOQUE 0.82 1.08 0.02 0.02 49.5 71.3 21.7 44% 537.7 4.0%
TOLIMA 35.94 46.21 1.12 1.31 32.0 35.4 3.4 10% 544.0 0.6%




Como una aproximacion del impacto de la evolucion de los AOM en el Costo Unitario de
Prestacion del Servicio, CU, se toma el valor de la columna "DIFERENCIA" en $/kWh y
se compara con el valor del CU de nivel de tension 1 (propiedad del OR) de junio de 2019
(deflactado a diciembre de 2017). Este calculo busca determinar el impacto porcentual
del cambio de la remuneracion del AOM en el CU de cada mercado de comercializacion.
Este impacto no considera el efecto de las ADD sobre el cargo de distribucién, ni el efecto
de las pérdidas de energia reconocidas (dado que los calculos se efectuaron con base
en la energia vendida en cada mercado de comercializacion).

Para una mayor claridad, se considera nuevamente el valor de AIR-E de la ultima
columna, el cual se muestra en rojo y que corresponde a un 1.2%. Este valor indica que
el cambio en el CU de AIR-E, atribuible al efecto de la variacion en la remuneracion del
AOM entre 2019 y 2024 (sin considerar efectos inflacionarios), representd un incremento
del 1.2% en el CU.

De acuerdo con la Tabla 7, se observa que en 14 mercados la tarifa disminuyo,
alcanzando reducciones de hasta 3.5% en el CU debido a la variacién en la remuneracién
del AOM, mientras que en los mercados donde este concepto generd un aumento
tarifario, se registraron incrementos de hasta el 4% en el CU.

2.4.5 Reporte de informacién de costos y gastos de AOM

A partir de un estudio cuantitativo de los reportes de gastos de administracion, operacién
y mantenimiento AOM de los Operadores de Red (OR), de las vigencias 2017 al 2023,
entre los formatos ICR 403 y formatos de la Circular CREG 11 de 2017 se realizé un
ejercicio comparativo de la informacién reportada por las empresas reguladas con el
animo de tener una caracterizacion de la informacion que le permita tomar decisiones
informadas sobre el reporte de informacion que las empresas reguladas han venido
radicando histéricamente en estos dos formatos.

Lo primero que hay que tener en cuenta, es que el formato de la Circular CREG 011, fue
expedido en el afo 2017, poco después de iniciar la implementacion los nuevos marcos
normativos contables de las empresas de servicios publicos domiciliarios en Colombia,
razon por la cual este formato esta desarrollado en cuentas y cédigos del antiguo Plan
Unico de Cuentas — PUC expedido por la respectiva Superintendencia de Servicios
Publicos Domiciliarios -SSPD.

Si bien en cierto la Ley 1314 de 2009 “Por la cual se regulan los principios y normas de
contabilidad e informacion financiera y de aseguramiento de informaciéon aceptados en
Colombia, se sefialan las autoridades competentes, el procedimiento para su expedicion
y se determinan las entidades responsables de vigilar su cumplimiento”, los efectos de
su implementacidén para el caso de las empresas de servicios publicos domiciliarios,
empezaron a tener relevancia entre las vigencias 2016 y 2017 segun el grupo econdémico
al cual perteneciera la empresa regulada.

Durante el afio 2017, la Comision adelanta las actividades relacionadas con la expedicion
de la nueva metodologia de Distribucion de Energia Eléctrica, y luego de dar
cumplimiento a todos los tramites, técnicos y legales necesarios, en enero de 2018 expide
la metodologia en mencidn, la cual utilizaba reportes de gastos AOM histéricos de
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vigencias anteriores, los cuales habian sido preparados y reportados bajo codigos vy
cuentas PUC.

Todo esto, para aclarar las razones por las cuales tanto el formato de la Circular CREG
11 de 2017, como la informacion financiera utilizada por la metodologia de distribucion
de energia eléctrica, estaba preparada bajo conceptos y cuentas del catalogo de cuentas
de prestadores de servicios publicos domiciliarios.

Hasta ese momento los efectos en la regulacion de la adopcidn de las nuevas normas de
contabilidad de informacion financiera bajo estandares internacionales eran bajos, y para
el caso de esta metodologia muchos mas, dado que la informacidén base con la que se
calculaban las variables de gastos AOM era de vigencias anteriores, o eran calculadas
partiendo de las directrices que la regulacion habia detallado.

Pero la implementacion de este nuevo marco legal contable trajo consigo importantes
cambios a la hora de registrar los hechos econdémicos, elaborar los estados financieros,
creacion de politicas contables, y en especial en el proceso de reporte de informacién
financiera al Sistema Unico de Informacién Financiera SUI, administrado por la SSPD.

Entre los grandes cambios, que tuvieron que afrontar las empresas reguladas y la
Comisién se encuentra la derogatoria del Plan Unico de Cuentas — PUC, y la
implementacion de un nuevo reporte de informacion de estados financieros utilizando un
nuevo leguaje de etiquetas que identifica y clasifica los datos para que sean reconocidos
por un software financiero. Este nuevo lenguaje denominado XBRL (eXtensible Business
Reporting Language), transforma mas de setecientas (700) cuentas utilizadas por las
empresas de servicios publicos domiciliarios para presentar sus estados financieros, a
un numero reducido de etiquetas que la taxonomia indicaba.

Esto planted uno de los principales retos de la implementacién de las nuevas normas de
informacion financiera, a las empresas, a la Superintendencia de Servicios Publicos
Domiciliarios, y a las Comisiones de Regulacién, ¢ Qué hacemos con la serie de datos
financieros? ¢ La informacion histérica reportada con plan de cuentas, sera comparable
con la informacion reportada con taxonomia XBRL?, ¢ Al derogar el PUC, como estaban
registrando los hechos econémicos las empresas reguladas?

Para dar respuesta a estos interrogantes, y anticipandose a los posibles efectos que estas
modificaciones podrian traer a la regulacién, La Comision adelantd estudios de impactos
de estos cambios en la regulacion vigente, observé cémo fue este proceso en otros
paises, expidid circulares a las empresas reguladas para conocer, entre otras cosas, el
grupo NIIF al que pertenecian, las principales politicas implementadas por las empresas
para la presentacion de los nuevos estados financieros bajo norma internacional, y realizé
mesas de trabajo con la Superintendencia, para intercambiar experiencias del proceso
de implementacion.

Como resultado de esto, y teniendo en cuenta el formato para el reporte de informacién
de la Circular CREG 011 de 2017, la Comision expide la Circular CREG 094 de 2018, por
medio de la cual pone a consideracion de las empresas de servicios publicos
domiciliarios, un modelo de reporte de informacién financiera con fines Unicamente
regulatorios y con el propdsito de capturar la informacién de gastos AOM separados por
actividades, teniendo en cuenta la aplicacion de los nuevos marcos normativos contables
vigentes en Colombia.
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Este modelo de reporte, denominado ICR (Informe de Costos para la Regulacion), crea
plantillas estandarizadas a utilizar para cada una de las actividades reguladas,
proponiendo una separacion de costos a través de estructuras de costos EDC
(Columnas) y agrupando las cuentas del anterior catalogo, en conceptos, a través de una
matriz de conciliacion que convierte las cuentas de los catalogos expedidos por la
Contaduria General de la Nacién y la Superintendencia de Servicios Publicos
Domiciliarios en “etiquetas”, las cuales en muchos casos conservan los mismos nombres
que utilizan las taxonomias XBRL de reporte de informacion financiera de la
Superintendencia.

A diferencia del formato que utiliza la Circular CREG 011 de 2017, los formatos de ICR,
no utilizan cdédigos y cuentas de catalogos derogados. Sino que implementaron un
modelo basado en conceptos homologables a las etiquetas XBRL de las taxonomias que
las empresas utilizan para reportar la informacién de sus estados financieros al SUI.

Estos conceptos fueron creados tomando como referencia la nueva reglamentaciéon de
normas internacionales de informacién financiera, utilizando incluso los mismos nombres
de las etiquetas XBRL para simplificar el proceso de homologacion por parte de los
preparadores de informacion financiera de las empresas reguladas.

Ademas, cuenta con unas referencias normativas, que indican el parrafo y la norma
internacional que define cada concepto dependiendo al grupo NIIF al que pertenezca la
empresa de servicios publicos.

Por otro lado, cuenta con una matriz de conciliacion, que les otorga a los preparadores
de informacion una sefial estandarizada de agrupacion de cuentas, que le permita al
regulado unificar los criterios de reporte, minimizando el riesgo de interpretacion
normativa a la hora de preparar la informacion.

Adicionalmente, esta matriz de conciliacion le permite al regulador contar con elementos
de referencia a lo hora de hacer ejercicios regulatorios de periodos anteriores a la
implementacidn de los nuevos marcos normativos sin perder la trazabilidad de la serie de
datos contables y compararla con informacion de periodos posteriores a la expedicion de
dicha normativa.

El modelo de ICR cuenta con estructuras de costos EDC (columnas) que diferencia los
gastos asociados a la actividad regulada de los gastos en que incurre el prestador del
servicio publico domiciliario para desarrollar actividades complementarias tales como
(instalaciones internas, financiacién no bancaria de productos y servicios, atencion de
usuarios no regulados, etc.), reduciendo el riesgo de subsidios cruzados a la hora de
calcular las tarifas y permitiéndole a la empresa de servicios publicos domiciliarios
conocer directamente los costos asociados a las activades que realiza, sean o no
remunerables por tarifa.

La Comision cuenta con una base de datos con informacién reportada por los agentes de
gastos de administracion, operacién y mantenimiento AOM separada por actividades
reguladas desde la vigencia 2015, ano del cambio del modelo de reporte de informacion,
hasta la presente vigencia, lo que le permite realizar analisis basados en series historicas,
con datos que superan el 90% de los operadores de red. Todo esto comparable con los
reportes de informacion financiera que las empresas reguladas realizan al SUI.



Sesion No. 1390 717310

Estas ventajas comparativas, hacen que el reporte de informacion de costos para la
regulacion ICR, sea el modelo mas eficiente a la hora de preparar, presentar, conciliar y
verificar la informacion de gastos separada por actividades para los siguientes periodos
tarifarios.

El hecho de estar parametrizado utilizando conceptos homologables con las etiquetas
XBRL del SUI (concepto Beneficios a empleados, - Etiqueta Beneficios a Empleados),
hace que los costos de preparacion de la informacion sean menores, de los que pueden
ser, al tratar de conciliar cédigos y cuentas contables (formato Circular CREG 11 de 2017)
con etiquetas XBRL.

Adicionalmente, el sistema de costos para la regulacién ICR, presenta los siguientes
beneficios:

= No utiliza cuentas de catalogos, las empresas reguladas de acuerdo con su
naturaleza y operaciones debian llevar sus registros contables utilizando diferentes
catalogos de cuentas, los cuales, con la implementacion de las NIIF, fueron
derogados o modificados.

= Fue disefado teniendo como referencias las normas de internacionales de
informacioén financiera, su estructura y funcionamiento siguen los lineamientos de
los nuevos marcos normativos contables vigentes en Colombia

= Es de facil adaptacién a los cambios normativos contables, fiscales, técnicos y
regulatorios, su disefio flexible permite incorporar las actualizaciones legales y
técnicas de manera eficiente, reduciendo los costos y tiempos de respuesta a los
preparadores de informacién

= No es necesario contar o disenar herramientas ofimaticas costosas para su
reporte, permite generar reportes de informacién sin depender de software
especializado, optimizando los recursos técnicos que las empresas reguladas
tengan disponibles

= Bajos costos de implementacién y mantenimiento, con solo realizar la
agrupacion de los conceptos la primera vez, la entidad regulada puede preparar los
informes regulatorios, los cambios en estas agrupaciones han sido marginales
durante el tiempo minimizando el impacto por efecto de reprocesos y calculos
adicionales

= Utiliza los principios y bases del sistema de costos de la entidad, para el
reporte de la informacién emplea los principios y fundamentos de la contabilidad de
costos de la entidad regulada

= Es aplicable a todos los servicios y actividades de las empresas, independiente
a los servicios publicos regulados que la empresa preste (energia, gas, GLP), y a las
actividades que desarrolle

Estos beneficios, hacen que el reporte de informacién de costos para la regulacion ICR,
sea el modelo mas eficiente a la hora de preparar, presentar, conciliar y verificar la
informacién de gastos separada por actividades. Gracias a su estructura basada en los
principios de contabilidad generalmente aceptados en Colombia, a los fundamentos de
la contabilidad de costos de las empresas reguladas, y a los bajos costos de
implementacion, hace que los preparadores de informacion cuenten con una herramienta
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técnica que le permita analizar el comportamiento de las erogaciones de la entidad desde
el punto de vista regulatorio, apoya a la administracién en la planeacién regulatoria de
tarifas, fortalece el cumplimiento de las obligaciones regulatorias, entre otras.

Al regulador le permite contar con informacién de costos separados por actividades
teniendo en cuenta criterios regulatorios, le permite analizar el comportamiento de los
gastos de actividades reguladas de diferente servicio, construir indicadores regulatorios,
analizar series de datos confiables basados en los reporte de los regulados, minimizar
los costos de verificacion de la informacion, identificar anticipadamente situaciones
atipicas en los reportes de informacion de los regulados, calcular métricas financieras y
compararlas con otros indicadores de la economia, Comparar el desempeno financiero
entre diferentes periodos y diferentes empresas del sector.

En este sentido, dentro del presente proceso de actualizacién se analizara la pertinencia
de adoptar el modelo ICR.

2.5 Calidad del servicio

Las primeras disposiciones sobre calidad del servicio se establecieron en el afio 1998
cuando se incluyeron indicadores de duracion y frecuencia maxima de las interrupciones
del servicio, que no fueron incluidos dentro de la metodologia de remuneracion y, si bien
contenian compensaciones por el incumplimiento a las metas definidas para cada agente,
no afectaban la remuneracion de la actividad.

Posteriormente, en la metodologia del afio 2008 las disposiciones regulatorias sobre
calidad del servicio se vincularon a la metodologia de remuneracion de la actividad, a
través de la aplicacion de un esquema de incentivos y compensaciones que ademas de
compensar al usuario causaba la modificacién del cargo por uso segun el desempefio del
OR.

En el afno 2018 se continud aplicando un esquema de incentivos y compensaciones, con
mejoras respecto a la experiencia de la aplicacion anterior, las cuales incluyeron la
adopcién de indicadores de duracion y frecuencia utilizados internacionalmente y la
definicion de una serie de metas anuales cada vez mas exigentes. La aplicacion de estas
disposiciones regulatorias ha impulsado el mejoramiento continuo y gradual de la calidad
y han permitido revisar la evolucion frente a referentes internacionales.

2.5.1 Calidad del servicio en los SDL

La regulacion para calidad del servicio establecida en la Resolucion CREG 015 de 2018
contiene indicadores que permiten determinar la calidad que en promedio entrega el OR
a los usuarios que se conectan a su sistema, asi como la calidad que de manera individual
recibe cada usuario en el punto en donde se encuentra su conexion. Para medir la calidad
media fueron establecidos los indicadores de duracién y frecuencia SAIDI y SAIF| y para
medir la calidad que de manera individual recibe cada usuario se establecieron los
indicadores de duracién y frecuencia DIU y FIU.

Adicionalmente, la regulacién estableci6 metas de mejora para la calidad media y
estandares de calidad minima para la calidad individual, partiendo de la informacion
histérica de cada empresa. Con base en las metas y estandares se definié un esquema
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de incentivos y compensaciones que buscaba impulsar la mejora de la calidad media e
individual, entregando incentivos positivos o negativos en el cargo de distribucién si el
OR alcanzaba la meta de calidad media fijada para cada afio y estableciendo
compensaciones monetarias para los usuarios cuando el OR incumpliera los estandares
de calidad individual exigidos.

Para el calculo de los indicadores de calidad se utiliza la informacion de eventos
programados y no programados que se presenten en los elementos del sistema de cada
OR, excluyendo de este calculo los eventos que para tal fin se mencionan en la
resolucion, con base en la informacion de eventos que es reportada diariamente.

La regulacion también establece requisitos que deben cumplir los OR para la correcta
aplicacién de la regulacién de calidad del servicio, relacionados con la medicion, el
registro y el reporte de los eventos.

2.5.1.1 Calidad media

Las metas de calidad media exigidas para los primeros cinco afos del periodo tarifario
fueron fijadas para cada OR en resolucién particular y sus valores resultaron de la
disminucién anual del 8%, partiendo para el primer afio del indicador de referencia.

El indicador de referencia fue calculado utilizando la informacion de calidad reportada por
los OR para el afio 2016, con excepcion de los mercados de comercializacion Air-e y
Caribe Mar, para los que se utilizo la informacién del afio 2019, segun lo dispuesto en la
Resolucién CREG 010 de 2020.

Para los afos sexto y séptimo del periodo tarifario, con base en lo dispuesto en el ultimo
inciso del numeral 5.2.3.2.1 del anexo general de la Resolucion CREG 015 de 2018,
modificado por el articulo 28 de la Resolucion CREG 036 de 2019, mediante la Circular
CREG 053 de 2024 se establecieron los criterios y condiciones para definir las metas
exigibles a los OR en ese periodo.

El desempefo en calidad media alcanzado se mide a traves de los indicadores SAIDI y
SAIFI reportados anualmente por los OR al Sistema Unico de Informacién, SUI, y que
fueron calculados por las empresas a partir de las formulas establecidas en la regulacién.

2.5.1.1.1 Agregado nacional

El desempeiio promedio en la calidad del servicio del pais, después de la aplicacién de
las disposiciones sobre calidad establecidas en la Resolucion CREG 015 de 2015, puede
observarse al hacer una estimacion de los indicadores SAIDI y SAIFI a nivel nacional.

Para estimar los indicadores SAIDI y SAIFI a nivel nacional se consult6 el valor que para
cada uno de estos indicadores reportaron los OR en el Formulario CS1. SAIDI y SAIFI
del Sistema Unico de Informacién, SUI, entre los afios 2019 y 2023, asi como el nimero
de usuarios de cada mercado de comercializacion reportado en el Formato TC1.
Caracterizacion de Usuarios. Con base en esta informacion, se calculé el promedio
nacional alcanzado en el periodo, por indicador, ponderando el valor reportado por cada
OR por el numero de usuarios de su mercado de comercializacién. Si bien se esperaba
incluir la informacion del afio 2024 esto no fue posible, pues a la fecha de elaboracion de
este documento en el mercado de comercializacidn de Air-e no se habia reportado la
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informacion completa, lo cual afectaba de manera importante el promedio nacional por el
numero de usuarios de este mercado.

Para poder comparar el indicador nacional alcanzado con lo exigido en la regulacion, se
calcul6 un promedio anual nacional de la meta de calidad establecida para los indicadores
SAIDI y SAIFI, utilizando las metas anuales fijadas en las resoluciones particulares para
cada mercado de comercializacion, ponderando también por el niumero de usuarios.

El comportamiento de la calidad media a nivel nacional, frente a las metas exigidas entre
2019 y 2023 se muestra'® en la Figura 56 para SAIDI y en la Figura 57 para SAIFI.

Figura 56. SAIDI nacional - alcanzado vs meta
Fuente: CREG con informacion SUI
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De estas figuras se concluye que a nivel nacional se logré mejorar el promedio de la
calidad del servicio, ya que se observa una tendencia a la baja de los indicadores de
duracion y frecuencia, SAIDI y SAIFI, que al ser menores cada afno indican que promedio
la cantidad y la duracién de los eventos fue mas baja cada ano.

Al estimar la mejora de la calidad media en comparacion con la situacion anterior a la
aplicaciéon de las disposiciones contenidas en la Resolucion CREG 015 de 2018,
partiendo de los indicadores SAIDI_R,jy SAIFI_R,j, se encuentra que el indicador SAIDI
paso6 de 42,5 a 25,5 (horas/afo) y el indicador SAIFI pasé de 31,0 a 16,7 (veces/ano), lo
cual representa una mejora en 5 afios del 40% y 46%, respectivamente.

S En las empresas del area Caribe para el afio 2019 se utilizaron los valores de los indicadores de
referencia aprobados en resolucion particular y para el afo 2020 el valor del indicador presentado por la
SSPD en el documento denominado “Diagnéstico de la calidad del servicio de energia eléctrica en
Colombia 2020. En cuanto a los valores de las metas a efectos del ejercicio se hizo una regresion lineal a
la meta exigida a dichas empresas para el afio 2021, que corresponde a su primer afio del periodo tarifario.

En el analisis no se incluy6 informacion del OR EMMESA para los afios 2019 y 2020, al no encontrarse
reportada en el SUL.
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Figura 57. SAIFI nacional - alcanzado vs metas
Fuente: CREG con informaciéon SUI
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Al observar la Figura 57 llama la atencidn la reduccion a nivel nacional del indicador SAIFI
a partir del 2021 pues fue del 29% en un solo afo. Este impacto se explica principalmente
por el inicio de la aplicacion de la metodologia por parte de las empresas del area Caribe,
que representaban en el 2020 el 61% del valor del indicador nacional y que en promedio
ponderado disminuyeron el indicador SAIFI en un 42% en el primer afno.

Ahora, para comparar las metas de la calidad media con respecto a la calidad alcanzada
en el periodo, en las figuras que se muestran a continuacion se presenta la variaciéon
acumulada esperada en la regulacién para el final de los primeros 5 afios del periodo
tarifario y la variacién acumulada real alcanzada en ese periodo.

Figura 58. Variacién anual meta vs real — SAIDI
Fuente: CREG con informacion SUI
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En el caso del indicador SAIDI se puede observar que con la meta de mejora anual del
8% se esperaba una mejora del 34%. Sin embargo, el porcentaje de mejora realmente
alcanzado en los primeros 5 afios supero lo esperado, alcanzado una mejora del 44%.
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El anterior resultado también se explica por la cantidad de mercados de comercializaciéon
en los que la mejora en la calidad alcanzada cada afo superd, incluso, la meta acumulada
prevista para el quinquenio. Esta informacion se muestra en la Tabla 8 para el indicador

SAIDI.

Tabla 8. Cantidad de mercados que superaron cada afio la meta del quinquenio — SAIDI
Fuente: CREG con informacion SUI

ANO Cantidad de mercados
2019 5
2020 11
2021 16
2022 17
2023 19

La misma situacion se presentd para el indicador SAIFI, en donde la mejora esperada
era del 31%'%, y la realmente alcanzada fue del 50%.

Figura 59. Variacion anual meta vs real — SAIFI Fuente:
CREG con informacién SUI
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En este caso, en la Tabla 9 se muestra la cantidad de mercados de comercializacion en
los que la mejora en la calidad alcanzada cada afio supero, incluso, la meta acumulada
del indicador SAIFI prevista para el quinquenio. Si se compara con los datos mostrados
para el indicador SAIDI se encuentra que el comportamiento es similar.

Tabla 9. Cantidad de mercados que superaron cada ano la meta del quinquenio — SAIFI
Fuente: CREG con informacion SUI

ANO Cantidad de
mercados

2019 8

2020 13

6 No fue de 34% ya que algunos OR iniciaron con un SAIFI de 9 veces al afio que correspondia al valor
limite para los primeros cinco afios, segun la metodologia.
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2021 14
2022 17
2023 18

De los anteriores analisis se concluye que a nivel nacional el promedio de la calidad del
servicio mejord, es decir, en términos agregados los usuarios del pais recibieron un
menor numero y duracion de interrupciones, segun la comparacién entre el primer afo
de aplicacion de la metodologia 20197 y el quinto afio, correspondiente a 2023. Esto
implica que los OR realizaron acciones orientadas a la mejora de la calidad, lo cual puede
reflejarse normalmente en las areas urbanas en donde se encuentran concentrados.

Para poder analizar la calidad del servicio en el area rural, en donde normalmente el
numero de usuarios es menor, deben verse los resultados de la regulacion sobre calidad
individual, que se presentan mas adelante en este documento.

2.5.1.1.2 Analisis por mercado de comercializacion

Para entender los resultados mostrados sobre el comportamiento promedio nacional, a
continuacion, se analiza el desempeno en calidad media en cada uno de los mercados
de comercializacién, durante los primeros cinco afios del periodo tarifario.

La Tabla 10 muestra los indicadores SAIDI entre 2019 y 2023 reportados por cada OR al
SUlI, con resaltados en color rojo para los valores de SAIDI en los que no se cumplié la
meta de calidad exigida para el respectivo afo. Adicionalmente, se presenta un mini-
grafico que permite visualizar rapidamente el comportamiento que ha tenido el indicador
entre 2019 y 2024'8. En resumen, se observa que de los 29 mercados de
comercializacion hubo 13 que cumplieron las metas del indicador SAIDI en todos los afios
(Bogota — Cundinamarca, Caribe Mar, Air-e, Santander, Cali, Norte de Santander, Tolima,
Boyaca, Cauca, Quindio, Chocoé y Cartago y Popayan), 3 mercados no cumplieron en
ninguno de los afos (Caqueta, Bajo Putumayo y Sibundoy) y en 13 mercados se
cumplieron las metas en por o menos un ano.

Esto explica el resultado mostrado anteriormente con respecto al comportamiento
promedio a nivel nacional, ya que la mayoria de los valores de la tabla indican
cumplimiento de la meta exigida para el respectivo mercado en los diferentes afios,
incluyendo 3 de los mercados de comercializacion del pais con mayor cantidad de
usuarios como son Caribe Mar'?, Air-e y Bogota-Cundinamarca.

7 Para los mercados de comercializacion del area de la costa el primer afio de aplicacion fue 2021.

'8 A la fecha de elaboracién de este informe no se encontré completo el reporte del indicador SAIDI en el
SUI para el afio 2024 del mercado de comercializacion de Caribe Sol, por lo que no fue posible incluir el
dato en el andlisis.

' Para los mercados de Caribe Mar y Caribe Sol se tiene en cuenta la informacion del indicador SAIDI a
partir del afio 2021, que es el primer afo de aplicacién de la metodologia en dichos mercados.



Sesion No. 1390 7817310

Tabla 10. SAIDI por mercado de comercializacion 2019-2024
Fuente: CREG con informacion SUI

MERCADO 2019 2020 2021 2022 2023 2024 Tendencia
BOG - CUND 1355 927 812 775 857 811 . _ . .
ANTIOQUIA 14.42 11.46/ 13.39 13.14 1242 10.68 "
CARIBE MAR 89.31 73.9 74.85 70.55 S— e,
AIR-E 68.74 51.78 44.16 S

SANTANDER 23.14 19.22 1898 2222 19.84 17.77 et
CALI 17.3 11.92 124 122 1222 1118 ™ . . . _
VALLE 13.06 9.74 935 10.29 12.02 8.48 e,
N. SANTANDER 27.34 2247 24.38 2261 27.33 2215 e e
TOLIMA 56.87 56.83 43.5 40.79 51.52 43.02 = ",
CALDAS 29.49 17.39 24.11 22.17 2656 18.13 " s
BOYACA 831 6.19 5.84 54 527 378 Theu
NARINO 90.89 64.44 65.99 55.65 52.95 4328 T .
CAUCA 41.01 31.11 221 209 2164 1711 T .
HUILA 4273 54.07 4172 2984 243 3715 + . .
META 25.06 23.38 20.5 15.7/ 23.73 2943 —+—
QUINDIO 8.07 711 6.18 6.03 521 474 T
PEREIRA 20.76 172 8.86 7 893 761 T _ . .
CASANARE 18.19 35.65| 48.21 44.92 49.51 2558 _-=— ~
CAQUETA 78.8 86.56 107.59 98.61 715 61.16 -~ “.__
CHOCO 30.29 34.49 53.06 46.38 454 4148 _ Tt
ARAUCA 100.86 81.32 63.96 73.68 86.14 84.92 . .
TULUA 282 128 161 152/ 289 112 ™ . .,
CARTAGO 12.96 1043 6.65 9.86 7.46 4.45 T
PUTUMAYO 38.05 51.36 27.75 23.88 19.88 19.27 * v _ |
BAJO PUTUMAYO 97.69 85.83 66.31 78.18 94.44 71.32 T ",
GUAVIARE 594 1061 524 6.48 1507 2397 . - _ .
SIBUNDOY 143.46 98.81 127.6 109.85 63.67 3598 v .|
RUITOQUE 2269 235 149 968 9.88 955 ", s
POPAYAN 0 0 327 1264 053 44 _ "~ -

En esta tabla también se puede observar que en 15 mercados de comercializacion no se
tuvo una tendencia permanente en la evolucién del indicador SAIDI, es decir, a través de
los afos el indicador presentaba subidas y bajadas.

Para cada afno del periodo, la cantidad de OR que lograron cumplir las metas del SAIDI,
asi como aquellos que no las cumplieron, se detallan en la Figura 60. En esta figura no
se incluyen datos para los afios 2019 y 2020 de los mercados de Air-e y Caribe Mar,
debido a que no se encontraban aun aplicando la metodologia.
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Figura 60. Cantidad de OR que cumplieron o incumplieron el SAIDI
Fuente: CREG con informacién SUI
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La figura muestra que la cantidad de OR que cumplian los indicadores fueron
aumentando en los ftres primeros afos, manteniéndose constante en 2022 vy
disminuyendo en el afio 2023. A pesar de esto, al ser mayor el numero de mercados que
cumplieron las metas que los que las incumplieron, la figura contribuye a soportar el
resultado obtenido en el indicador agregado del indicador SAIDI que muestra que, con la
aplicaciéon de la metodologia, en términos agregados, se mejoro la calidad del servicio en
el pais.

Para determinar si las metas establecidas fueron adecuadas, se realizé el siguiente
analisis que muestra, en términos porcentuales, la variacién presentada por los
indicadores entre el valor de referencia y el primer afo del periodo tarifario de cada
empresa, con el fin de observar patrones que indiquen que tan apropiados fueron los
resultados del calculo de las metas para los mercados de comercializacion.

Con el fin tener una referencia del orden de magnitud, para este ejercicio se partidé de
considerar que las variaciones del indicador que en el primer afio como maximo hubieran
alcanzado el nivel exigido para el segundo afo se encontraban en el rango del
comportamiento esperado. Asi, el umbral se establecié en el +/-16%.

En las figuras las barras rojas representan los indicadores que en el primer afio superaron
el umbral, es decir estan por fuera del comportamiento esperado y las barras verdes
corresponde a los indicadores que no superaron dicho umbral, es decir tuvieron un
comportamiento dentro de lo esperado.

Como se puede observar en la Figura 61, para el SAIDI 13 empresas presentaron
indicadores para el primer afo que estaban por el orden de las metas definidas, mientras
que para el SAIFI solo fueron 8 empresas que presentaron esta condicion.
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Figura 61. Variacién del SAIDI del primer afio respecto a la Referencia
Fuente: CREG con informacién SUI
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De este ejercicio se concluye que la referencia para el indicador SAIDI para 10 mercados
de comercializacién pudo haber sido laxa y para 5 mercados de comercializacion pudo
ser muy exigente. Esta situacion pudo ser causada por mala calidad en el reporte hecho
por los OR con respecto a la informacién de los eventos, porque el afo utilizado para
calcular el indicador de referencia tenia entre 2 y 3 anos de diferencia con el primer afo
del plan de inversiones o porque la exigencia del 8% de mejora anual no era generalizable
a todos los mercados de comercializacion del pais.

Después haber analizado el comportamiento del indicador SAIDI, pasamos a analizar el
indicador SAIFI.

Con respecto al indicador de frecuencia, SAIFI, en la Tabla 11 se muestra el
comportamiento de los indicadores de cada mercado de comercializacion, entre 2019 y
2024. Al igual que para el caso del SAIDI, la tabla muestra resaltados en color rojo los
valores de SAIFI en los que no se cumplié la meta y, ademas, muestra resaltados en
color naranja los casos cuando el indicador cay6 dentro de la banda de indiferencia.

En este caso, se tiene que de los 29 mercados de comercializacion en 12 se cumplieron
las metas del indicador SAIFI en todos los afos (Bogota — Cundinamarca, Antioquia,
Caribe Mar, Air-e, Santander, Valle, Norte de Santander, Tolima, Boyaca, Quindio, Choco
y Tulua) en 4 mercados no se cumplieron las metas para ninguno de los afios (Caqueta,
Arauca, Bajo Putumayo y Sibundoy) y en 13 mercados se cumplieron las metas en por lo
menos dos afnos.

Esto explica el resultado mostrado anteriormente con respecto al comportamiento
promedio a nivel nacional, ya que la mayoria de los valores de la tabla indican
cumplimiento de la meta exigida para el respectivo mercado en los diferentes anos v,

33 %EC 88
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aunque para el indicador SAIFI se presenta una menor cantidad de afos cumpliendo la
meta exigida que para el caso del indicador SAIDI, el efecto en la mejora en el promedio
nacional es mas pronunciada para el SAIFI| porque los 4 mercados de comercializacion
mas grandes del pais, Antioquia, Bogotd — Cundinamarca, Caribe Mar® y Air-e?'
cumplieron la meta en los diferentes afos.

Tabla 11. SAIFI por mercado de comercializacion 2019-2024
Fuente: CREG con informacién SUI

MERCADO 2019 2020 2021 2022 2023 2024 Tendencia
BOG - CUND 11.76 8.87 812 805 919 851  “w ..
ANTIOQUIA 727 667 818 7.87 778 656 s,
CARIBE MAR 72.09 52.13 50.84  46.89 Ny
CARIBE SOL 47.15 34.84 29.31 ~.
SANTANDER 15.13 12.8 1257 125 996 837 v,
CALl 955 77 787 77 901 839 -
VALLE 919 727 628 661 775 596 @ e, .~
NORTEDESANTANDER 896 7.65 7.58 6.62 69 632 v .
TOLIMA 431 342 267 1994 1868 2564 e, s
CALDAS 27.88| 16.19 19.8 18.14 16.97 1172 e,
BOYACA 8.3 775 7.42 6.07 446 303 @ Tte.,
NARINO 4352 3921 31.45 28.6827.67 19.83 e,
CAUCA 2947 26.08 199 1666 15.08 1378 .,
HUILA 2044 3434 20.09 935 661 1031 e, .
META 19.88 169 1559 1861 42.03 50.77 ..., .
QUINDIO 6.54 5.88 6.06 469 42 449 T,
PEREIRA 1358 11 96 859 1211 71 e,
CASANARE 15.87 29.04 28.27 2567 30.19 2245 -
CAQUETA 4256 50.64 52.63 63.34 4823 3842 =+ .,
CHOCO 21.16 20.89 22.12 16.66 16.76 1452 .,
ARAUCA 35.68 34.12 30.92 2824 30  30.15 e ..
TULUA 3.07 294 193 21 251 092 e
CARTAGO 17.33 15.16 9.74 11.02 8.05 37 T
PUTUMAYO 50.42 60.13 39.73 31.1 28.63 2012 " e ..,
BAJO PUTUMAYO 5159 49.44 39.85 65.86 77.52 54.88 ..., " s
GUAVIARE 14.82| 20.8 20.46 13.33 16.38 1759 |, . .-
SIBUNDOY 86.07 104.43 79.43 5531 28 2827 ..,
RUITOQUE 185 199 0.69 6.48 3.35 41 e
POPAYAN 0 0 10.88 3323 139 813 , ", .

20 Para los mercados de Caribe Mar y Caribe Sol se tiene en cuenta la informacion del indicador SAIFI a
partir del afio 2021, que es el primer afo de aplicacién de la metodologia en dichos mercados.

21 A la fecha de elaboracion de este informe no se encontré completo el reporte del indicador SAIFI en el
SUI para el afio 2024 del mercado de comercializacion de Caribe Sol, por lo que no fue posible incluir el
dato en el analisis.
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En esta tabla también se puede observar que en 18 mercados de comercializacién no se
tuvo una tendencia permanente en la evolucion del indicador SAIFI, es decir, a través de
los afos el indicador presentaba subidas y bajadas.

Para mayor detalle del numero de mercados en los que se cumplieron anualmente las
metas se puede observar la Figura 62. En esta figura no se incluyen datos para los afos
2019y 2020 de los mercados de Air-e y Caribe Mar, debido a que no se encontraban aun
aplicando la metodologia.

Figura 62. Cantidad de OR que cumplieron o incumplieron el SAIFI
Fuente: CREG con informacion SUI
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Esta figura muestra que en los primeros cuatro afios del periodo aumentoé el nimero de
mercados de comercializacion en los que se cumplieron las metas, pero que en 2024 se
redujo la cantidad de mercados que cumplieron.

Al igual que en el caso del SAIDI, la figura contribuye a soportar el resultado obtenido en
el indicador agregado del indicador SAIFI que muestra que, con la aplicacion de la
metodologia, en términos agregados, se mejoro la calidad del servicio en el pais.

Ahora, al igual que en el caso del indicador SAIDI, para el indicador SAIFI se realiza un
analisis para determinar si las metas establecidas fueron adecuadas.

En la Figura 63 las barras rojas representan los indicadores que en el primer ano
superaron el umbral, es decir estan por fuera del comportamiento esperado y las barras
verdes corresponde a los indicadores que no superaron dicho umbral, es decir tuvieron
un comportamiento dentro de lo esperado.

Al observar la figura se concluye que la referencia para el indicador SAIFI pudo haber
sido laxa para 13 mercados de comercializacion y para 9 mercados pudo ser muy
exigente. Esta situacion pudo ser causada por mala calidad en el reporte hecho por los
OR con respecto a la informacion de los eventos, porque el afio utilizado para calcular el
indicador de referencia tenia entre 2 y 3 afios de diferencia con el primer ano del plan de
inversiones o porque la exigencia del 8% de mejora anual no era generalizable a todos
los mercados de comercializacion del pais.
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Figura 63. Variacion del SAIFI del primer afio respecto a la Referencia
Fuente: CREG con informacién SUI
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Otra forma de identificar como la gestién individual de los OR ha contribuido a la mejora
de la calidad en el pais, es a través de analisis estadisticos. En la Figura 64 se muestra
el histograma del indicador SAIDI entre los afos 2019 y 2023.

Figura 64. Histograma de frecuencia del SAIDI
Fuente: CREG con informacion SUI
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En la Figura 64 se puede observar como el valor de SAIDI de los diferentes mercados de
comercializacion entre 2019 y 2023 inicié con una distribucion mas plana y con el paso
del tiempo comenz6 a moverse hacia los rangos menores, aumentando la concentracion
de empresas en los rangos comprendidos entre 0 y 30 h/ano.

Se concluye que a partir del tercer afio la mejora en la calidad permiti6 aumentar el
numero de mercados con valores de SAIDI menores a 30 h/afno y se observa una brecha
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entre estos mercados y los que cuentan con valores de SAIDI mayores a 40 h/afio. Esto
se puede deber a las caracteristicas de cada mercado de comercializacion, como pueden
ser ruralidad, condiciones climaticas, restricciones geograficas, condiciones
socioecondmicas y ambientales.

A continuacion, en la Figura 65 se presentan los resultados del anadlisis estadistico del
SAIDI, que utiliza los indicadores media y mediana que muestran la tendencia general
del conjunto de indicadores afo tras afio, y la dispersibn medida por el indice
intercuartilico (Altura de la caja) y valores atipicos registrados para cada periodo. Todo
esto representado en unos diagramas de cajas y bigotes.

Figura 65. Analisis Estadistico SAIDI
Fuente: CREG con informacion SUI
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La Figura 65 muestra que tanto la media (representada con las equis) como la mediana
(linea en la mitad de la caja) de la distribucién de datos han mostrado tendencia de
disminucion, en la mayoria de los afios. Concretamente, la media disminuy6 un 29% vy la
mediana un 17% al comparar el inicio y final del horizonte analizado. Asi mismo, la
medida de dispersion, que es el indice intercuartilico se redujo en un 31% lo que muestra
que los indicadores se han venido volviendo mas uniformes. Estos resultados quieren
decir que los SAIDI de los mercados de comercializacién se han venido nivelando hacia
la mejora.

De otra parte, se puede observar que la media toma valores mas altos que la mediana
para todos los periodos. La media es un indicador que se ve afectado de forma importante
por los valores dispersos, esto concuerda con lo observado en el diagrama de bigotes ya
que los bigotes superiores son mas amplios lo que muestra que hay valores dispersos
altos.

En cuanto los valores atipicos, se puede observar que solo para el afio 2022 se present6
un valor que corresponde al SAIDI del mercado de Sibundoy el cual registré valores altos
para el SAIDI en el horizonte analizado.

Ahora se presentan los resultados de los analisis estadisticos para el indicador SAIFI. En
la Figura 66 se muestra el histograma de este indicador entre los afios 2019 y 2023, que
al igual que en el caso del SAIDI, inici6 el periodo con una mayor dispersion en los valores
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de los indicadores entre empresas y finalizé con mayor concentracion hacia los menores
rangos, es decir, mostrando tendencia hacia la mejora.

Figura 66. Histograma de frecuencia del SAIFI
Fuente: CREG con informacion SUI
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Si se compara este histograma con el obtenido para el indicador SAIDI se puede concluir
que la reduccion de la dispersién fue mas marcada para el SAIFI que para el SAIDI.

En la misma linea, con el tiempo el indicador ha concentrado hacia valores menores, al
punto que, en 12 mercados de comercializacion, que prestan el servicio al 65% de los
consumidores, se tuvieron indicadores con valores de un solo digito para el afio 2023.

Es importante resaltar que 22 de los 26 mercados de comercializacion considerados en
el analisis muestran indicadores por debajo de 30 veces/afo y solo 1 mercado se ubica
por encima de 50 veces/afio.

Con respecto al analisis de estadistico descriptivo en la Figura 67 se presentan los
resultados.

Figura 67. Analisis Estadistico SAIFI
Fuente: CREG con informacion SUI
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Como ocurrio con el SAIDI, al comparar la media con la mediana se observa que la media
supera a la mediana consistentemente y los bigotes superiores son mas largos, lo que
puede indicar que las empresas con indicadores deficientes estuvieron alejadas del resto
de empresas, especialmente para los primeros afios. Para el 2019 la diferencia entre la
media y la mediana registra 11.18 veces/afio. No obstante, se advierte que para los
ultimos anos del horizonte esta diferencia se reduce y para el 2023 registré 4.56
veces/ano.

El valor de la mediana en los afios 2019 y 2020 registré6 una mejora, mientras que en el
afo 2021 presentd un incremento de un 17% que refleja que en dicho ano hubo
concentracion de empresas que desmejoraron el indicador. No obstante, en el afio 2022
se produjo una recuperacion del valor de la mediana en 24% que incluso fue mejor que
el valor que se tenia en 2020 para luego continuar con un comportamiento de mejora
para el afio 2023.

Estos resultados muestran que hubo dificultades para mejorar este indicador durante los
primeros afios, posiblemente por la puesta de operacion de nuevos proyectos, sin
embargo, para el final del horizonte analizado se pudo llegar a mejorar el indicador ya
que a comparar los datos del primer y ultimo ano analizado, la media presenté una
reduccion de 34% y la mediana de 19%.

Al analizar el resultado del indice Intercuartilico se comprueba a partir de 2021 se produjo
una menor dispersion, lo que muestra que los indicadores convergieron a valores
similares entre si, que de acuerdo con los resultados de la mediana fue hacia la
desmejora para este afo. No obstante, en los siguientes afios la concentracion se
mantuvo, pero el menor valor de la mediana demuestra que se produjo una recuperacion
del indicador.

Ahora bien, el diagrama de cajas y bigotes del SAIFI muestra que hubo varios indicadores
que registraron valores atipicos los cuales pertenecen a mercados como Sibundoy, Air-
e, Caribe Mar, Caqueta y Bajo Putumayo lo que muestra que estos mercados son los que
registran indicadores mas deteriorados en cuanto a la frecuencia de interrupciones.

2.5.1.1.3 Analisis de incentivos

Con respecto al esquema de incentivos a la calidad media, la Resolucién CREG 015 de
2018 establecio la aplicacion de un incentivo anual, positivo o negativo, que se aplica a
través del cargo de distribucién. El incentivo sera positivo cuando en el respectivo afio el
OR cumpla la meta de disminucion del indicador SAIDI o SAIFI y negativo si no logra
cumplir dicha meta.

El valor neto de los incentivos obtenidos con respecto al desempefio entre 2019 y 2023
frente a las metas de calidad media, se presenta en la Tabla 12.

Tabla 12. Valor neto de incentivos 2019-2023 [$Dic 2017]
Fuente: CREG con informacién SUI!

MERCADO VALOR SAIDI VALOR SAIFI
AIR-E $46,661,163,136.00 | $47,438,486,643.00
BAJO PUTUMAYO -$722,890,401.00 -$697,886,969.00
CARIBE MAR $41,708,123,083.00 | $45,619,593,528.00
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MERCADO VALOR SAIDI VALOR SAIFI
NARINO -$2,504,566,613.00 | -$5,397,307,327.00
TOLIMA $31,075,137,983.00 | $32,995,405,678.00
VALLE $25,291,506,640.00 | $46,298,264,722.00
N. SANTANDER $16,499,996,420.00 | $24,112,299,954.00
CAUCA $12,495,133,994.00 | -$2,582,521,507.00
TULUA $1,201,123,557.00 $2,296,120,649.00
CALDAS $1,954,701,146.00 $6,072,679,799.00
CHOCO $824,806,740.00 $944,770,883.00
BOYACA $15,558,817,197.00 | $19,534,950,073.00
QUINDIO $5,357,348,443.00 $8,315,977,375.00
PEREIRA $786,703,148.00 -$229,137,498.00
CAQUETA -$2,728,521,955.00 | -$2,949,453,671.00
HUILA -$4,579,051,395.00 | -$3,279,644,040.00
CALI $8,748,572,242.00 | $11,243,128,454.00
CARTAGO $637,358,303.00 $192,977,779.00
POPAYAN -$31,790,200.00 -$25,016,451.00
SIBUNDOY $0.00 $0.00
META $1,701,999,949.00 $2,498,477,084.00
BOG - CUND $124,521,821,363.00 | $106,905,883,209.00
ARAUCA -$4,538,911,382.00 -$862,042,397.00
CASANARE -$5,544,329,997.00 | -$5,544,329,997.00
GUAVIARE -$73,168,489.00 -$195,778,715.00
ANTIOQUIA $17,233,444,962.00 | $46,406,654,518.00
SANTANDER $28,804,055,464.00 | $34,772,304,349.00
PUTUMAYO -$1,165,228,768.00 | -$1,284,612,991.00
RUITOQUE -$388,539,149.00 -$638,022,008.00

87 /310

Durante la realizacion de este analisis se observaron situaciones en las que, pese a que
los OR indicaron haber cumplido con los indicadores de calidad, reportaron incentivos
negativos en el formato de incentivos. Lo anterior, se puede deber por un lado a que los
incentivos positivos dependen del valor que adopte la variable BRAE (Base regulatoria
de Activos Eléctricos Nuevos) y se presentan ocasiones en que esta variable toma valor
negativo. Esto sucede cuando los OR no logran ejecutar gran parte del plan aprobado
para el periodo anterior. Por otro lado, puede que los OR no hayan cumplido con los

requisitos de la regulacién que los hace objeto de incentivos negativos como:

= Cumplimiento de los requisitos definidos para ingresar al esquema de incentivos y
compensaciones de la metodologia anterior.

= Cumplimiento del requisito del tercer equipo de telemedicion, corte y maniobra en por
lo menos el 70% de los circuitos.
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=  Cumplimiento de los requisitos de telemedicion y control en proyectos de ampliacion
de cobertura.

También se detectaron periodos en donde para algunos mercados se deberia haber
descontado incentivos negativos y no se reporto la informacion de los incentivos, estos
son: Cali, Cartago y Meta. Aunado a esto, se presentd una cantidad significativa de casos
en que los prestadores trocaron la informacion de los incentivos (IC SAIDI e IC SAIFI),

Con respecto al impacto de los incentivos en la Figura 68 se presenta el promedio anual
de la variacion porcentual de los ingresos de la actividad de distribucidn por aplicacion
del esquema de calidad media durante este periodo.

Figura 68. Promedio anual de variacion ingreso D por incentivos Fuente:
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Esta figura fue elaborada con base en la informacién de liquidacién de cargos publicada
por XM, comparando el ingreso anual por incentivo (positivo o negativo) con el ingreso
anual del ano en que fue aplicado. Debido a que la informacion del ingreso anual de cada
nivel de tension, como de los incentivos anuales por SAIDI y SAIFI se incluyen todos los
meses en la informacién de la liquidacion del ingreso, unicamente se utilizé el reporte del
mes de diciembre de cada aio, con excepcion del incentivo para el afio 2023 para el cual
se utilizé la informacién de mayo de 2024.

Con base en esta informacion, se encuentra que en promedio el porcentaje anual
adicional de ingresos recibidos por las empresas que mejoraron calidad es de hasta 4.9%
para SAIDI y 4.6% para SAIFI, aun cuando la mayoria de las empresas se encuentran
con un porcentaje promedio entre el 1% y el 2% para SAIDI y 2% y 3% para SAIFI. Entre
tanto, el promedio anual del porcentaje restado a los ingresos de los OR por obtener
incentivos negativos varié entre -0.6% y -2.4% para SAIDI y entre -0.2 'y -2.4% para SAIFI.

2.5.1.2 Calidad individual

En este capitulo, se abordara el esquema de calidad individual, disefiado para
complementar el esquema de calidad media presentado en el capitulo anterior. Mientras
que el esquema de calidad media se enfoca en mejorar los estandares globales de
calidad del servicio, el esquema de calidad individual tiene como objetivo proporcionar
compensaciones a aquellos usuarios que no recibieron una calidad minima garantizada
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por parte de los OR. Este esquema también tiene el propdsito de reducir la dispersiéon en
la calidad del servicio, incentivando a los prestadores a ofrecer un nivel de servicio mas
uniforme a lo largo del tiempo a todos los usuarios de su mercado.

La evaluacién de la calidad individual se lleva a cabo mediante los indicadores DIU y FIU,
que, al igual que los indicadores de calidad media, miden la duracién y frecuencia de las
interrupciones, pero esta vez durante los ultimos 12 meses (afio movil). Sin embargo,
estos indicadores se calculan a nivel de usuario individual y se evaluan mensualmente,
con compensaciones que también se liquidan en la misma frecuencia.

2.5.1.2.1 Anadlisis de indicadores por grupo de calidad para el quinquenio.

En esta seccidn se presenta el analisis del comportamiento de los indicadores por grupo
de calidad realizado desde tres perspectivas: por nivel de ruralidad en el nivel de tension
1 (NT1), por nivel de riesgo en el mismo nivel de tension, y mediante la agregacion de los
indicadores correspondientes a los niveles de tensién 2y 3 (NT2 y NT3).

Con el propésito de analizar los indicadores de calidad DIU y FIU desde la perspectiva
de ruralidad y riesgo, se utilizé como referencia el percentil 85 de cada grupo de calidad.
Este percentil 85 es un valor estadistico que representa el umbral por debajo del cual se
encuentra el 85 % de los datos observados; en este caso, se aplica para identificar el
nivel de calidad que experimenta al menos el 85 % de los usuarios en cada grupo de
calidad. Esta metodologia permite enfocar el analisis en la mayoria de la poblacién
usuaria, y asi evaluar de forma mas representativa el desempefno de los estandares
regulatorios.

Con base en este enfoque, se realizo inicialmente la ponderacion de cada uno de los
valores de los grupos de calidad, utilizando como criterio el total de usuarios por grupo.
Los resultados obtenidos fueron posteriormente extraidos y consolidados de forma
grafica, evidenciando los mercados que superaron y los que no superaron las exigencias
establecidas. Estas exigencias estan representadas mediante una franja roja que indica
el valor objetivo de cada indicador. A continuacion, se presenta el analisis detallado para
cada uno de los niveles de ruralidad y riesgo.

2.5.1.2.1.1 Nivel de tension 1

= Nivel de ruralidad 1 (Grupos de Calidad 11,12,13).

En la parte superior de la Figura 69 se identifican los mercados que superaron el
indicador, mientras que en la parte inferior se presentan aquellos que no lo alcanzaron.
Conforme a lo expuesto en dicha figura, se observa que para el afo 2021
aproximadamente el 13 % de los mercados analizados no alcanzaron los indicadores
minimos garantizados (IMG); no obstante, en este afio 2021 el 87 % de los mercados
evaluados lograron los objetivos establecidos para este indicador en el nivel de Ruralidad
1.

Para el afno 2022 el 95% de los mercados analizados no superaron los IMG y solo el 4,3%
lo hizo. No obstante, en el afio 2023 se presenta una reduccion de los mercados que no
superaron los IMG alcanzando un 91%, manteniendo esta cifra hasta el afio 2024.
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Con base en lo anterior, el afio 2021 fue el que registro la menor cantidad de mercados
por debajo del indicador de calidad DIU, mientras que el afio 2022 presentd la mayor
proporcion de mercados que no superaron la exigencia regulatoria.

Figura 69. Desemperio del indicador de DIUG en los mercados con ruralidad 1.
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En el caso del indicador de calidad FIU en el nivel de ruralidad 1 se observa que para el
ano 2021 aproximadamente el 78% de los mercados no superaron los IMG. En el afio
2022 la cantidad de los mercados que se mantuvieron por debajo del indicador aumenté
llegando a un 82%, este porcentaje también se presento6 en el afio 2023. No obstante, en
el afio 2024 este valor volvié a aumentar llegando al 87%.
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Figura 70. Desempefio del indicador FIUG en los mercados con ruralidad 1.
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= Nivel de ruralidad 2 (Grupos de Calidad 21, 22, 23) — Nivel de Tension 1

Para el caso del nivel de ruralidad 2, en el afio 2021 aproximadamente el 81% de los
mercados no superaron los IMG. No obstante, en el afio 2022 se evidencia un incremento
de dicho porcentaje llegando al 85%, el cual se extendid para los afios 2023 y 2024.



Sesion No. 1390 92/310

Figura 71. Desempefio del indicador DIUG en los mercados con ruralidad 2.

MERCADOS QUE SUPERARON EL INDICADOR DE CALIDAD DIUG - ANALISIS POR ANO - RURALIDAD 2

2021 —Min. de SUM_DIUG_POND_RUR 2022 —Min. de SUM_DIUG_POND_RUR 2023 —Min. de SUM_DIUG_POND_RUR ©2024 —Min. de SUM_DIUG_POND_RUR
04 120 119
— 80 oS 2 93
98 — 67 80 [—
— £2 43 -_— 54 —
78 — 94 — — 94
— 78 — 78
54
18 4 54 2 54
» < & © <& < » & o > < 2 & <&
N & & W & 2 N & W A 2 & 5 2 €
<& & ST A o <€ S &£ e N &o“\ &£ v‘* W
Q Q ?
® ® 53
MERCADOS QUE NO SUPERARON EL INDICADOR DE CALIDAD DIUG - ANALISIS POR ANO - RURALIDAD 2
2021 2022
2021 —Min. de SUM_DIUG_POND_RUR 2022 —Min. de SUM_DIUG_POND_RUR
— —
— —
186 186
29,0 29,0
— 151 — 151
120 — 145 120 —
16 110 1M1
— 80 — — 80
89 64 6o 61 64 60 61
124 68 124 71 50
2 — 4 “© 3 37 41 —_— 9 37
— — f— e e
4% 35 33 9 Do i [ B oo 2 0= 38 37 30,7295 28 28 26 26 18 14 14 L a5
13 11 11 40 9 . Fosilic M9 8 wBeswden 5
0 59 — — e 2 = 46 =
& P O SIS o o R o V0 SO G0 P 0O 8 (€€ o (o
0%00 vi‘\ﬁ o P e W @W o °§ S erﬁ“ NS V\oo\) \3\\‘\0 A o» P @w o gﬁ Fealsy OV\“\Q}Q \*O@\ﬁ FREU AN 0@ oS 1 O \w‘ Rt
Ca Ea »

2023 2024

2023 —Min. de SUM_DIUG_POND_RUR #2024 —Min. de SUM_DIUG_POND_RUR
— —
— —_—
249 249 186
240 240
— 151 — 151
124
128 186 120 — 120
— 110 o7
94 — 80 — 80
B3R 64 59 61 w6 0 L. 60
_— —
39 37 37
—_— 40
—— — 45 43 —
LT 2 2 e = e w15 B2 O 33 3 - 18 14 oa B o5 2
= T
it I Isgll...--;:”_*”_e s
“ - ——
PP O < S N <> O > © o P o
AT v\"‘ ?5“ W @02 Ozpy S >°° S ":\)\W Y@\v\x o ‘?~\’ N‘k 0% ~l‘>o<g>*> BN \S*‘\CP@ 00 o "ﬁ \“\\\\‘* &0@ @i\)& o Y@@ <">o°° W V\o C@”\) AP
o & \@S\ oo <

Por el contrario, en el caso del indicador FIU en el ano 2021 el 69% de los mercados se
mantuvieron por debajo de los IMG, no obstante, en el afio 2022 se presenté un aumento
del porcentaje llegando al 73%. A pesar del incremento porcentual del 2022, en el afio
2023 y 2024 se present6 una reduccion de los mercados no superaron los IMG llegando
al 65% en ambos periodos.
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Figura 72. Desempefio del indicador FIUG en los mercados con ruralidad 2.
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= Nivel de ruralidad 3 (Grupos de Calidad 31, 32, 33) — Nivel de Tension 1

Para el caso del indicador DIU del nivel de ruralidad 3 en el afio 2021 el 71% de los
mercados analizados no superaron los IMG. Este porcentaje aumentoé al 75% en el afio
2022 para descender nuevamente en 2023 a 71 %. A pesar de esto, en el afo 2024 este
porcentaje tuvo el valor mas alto con un 85% de los mercados analizados.
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Figura 73. Desempefio del indicador DIUG en los mercados con ruralidad 3
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Por otra parte, el desempefio del indicador FIU en 2021 fue inferior al del indicador DIU

con un 68 % de los mercados que no superaron los IMG. En 2022, este porcentaje
aumento al 75 %. No obstante, en 2023 se observd una disminucion hasta el 71 %,
seguida de un repunte en 2024, llegando al 82 % de los mercados analizados que se

mantuvieron por debajo de los IMG.
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Figura 74. Desempefio del indicador FIUG en los mercados con ruralidad 3.
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Es importante resaltar que, de acuerdo con el analisis realizado en los diferentes niveles
de ruralidad, el indicador DIU mostré un mejor desempefio en comparacion con el
indicador FIU, reflejado en los porcentajes de mercados que se mantuvieron por debajo
de los IMG. Por otra parte, en el nivel de ruralidad 3 en el afio 2024 se evidencia un
aumento porcentual en la cantidad de mercados que no superaron los IMG tanto en el
indicador DIU como en el indicador FIU.

= Nivel de riesgo 1 (Grupos de Calidad 11, 21, 31) — Nivel de Tensién 1

En el nivel de riesgo 1, durante el ano 2021, aproximadamente el 74 % de los mercados
no superaron los IMG. En 2022 y 2023 se observd un aumento progresivo en la
proporcion de mercados que permanecieron por debajo de los indicadores, alcanzando
el 78 % y 83 %, respectivamente; este valor se mantuvo constante en 2024.
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Figura 75. Desempefio del indicador DIUG en los mercados con riesgo 1.
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No obstante, el indicador FIU mostré6 un desempefio inferior al del DIU en el nivel de
riesgo, ya que en 2021 el 61 % de los mercados analizados no superaron los IMG. En los
afos 2022, 2023 y 2024 se evidencié un incremento porcentual progresivo en la
proporcion de mercados que se mantuvieron por debajo de las exigencias, alcanzando el
74 %, 78 % y 83 %, respectivamente.
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Figura 76. Desempefio del indicador FIUG en los mercados con riesgo 1.
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= Nivel de riesgo 2 (Grupos de Calidad 12, 22, 32) — Nivel de Tensién 1

Para el caso del indicador DIU del nivel de riesgo 2, en el afio 2021 el 73% de los
mercados analizados no superaron los IMG, situacion que fue en aumento hasta el afio
2022 y 2023 con un 84% de los mercados analizados. Este porcentaje de mercados que

se mantuvieron por debajo de las exigencias incrementd nuevamente en el afno 2024
llegando casi al 93%.
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Figura 77. Desempefio del indicador DIUG en los mercados con riesgo 2.
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Por su parte, el indicador de calidad FIU en el nivel de riesgo 2 finaliza el 2021 con un
69% de los mercados que no superaron los IMG, no obstante, en el afio 2022 y 2023 este
porcentaje aumenta progresivamente llegando al 73% y 76% respectivamente. A pesar
del aumento presentado en el 2023, en el afo 2024 este porcentaje se reduce
nuevamente al 73%, dando a entender que hubo un aumento de los mercados que
superaron los indicadores establecidos.
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Figura 78. Desempefio del indicador FIUG en los mercados con riesgo 2.
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= Nivel de riesgo 3 (Grupos de Calidad 13, 23, 33) — Nivel de Tensién 1

Para el caso del nivel de riesgo 3, en el ano 2021 aproximadamente el 92% de los
mercados no superaron los IMG, este porcentaje continué aumentando en el afio 2022 y
2023 llegando al 100% en los dos periodos. No obstante, en el afio 2024 se evidencia
una reduccion de este porcentaje llegando al 86% de los mercados analizados.
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Figura 79. Desempefio del indicador DIUG en los mercados con riesgo 3.
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Por su parte, en el 2021 se evidencia que el 93% de los mercados no superaron los IMG
de FIU en el nivel de riesgo 3, aumentando aun mas este porcentaje en el afio 2022
alcanzando un valor del 100% de los mercados analizados. No obstante, a pesar del
incremento, en el afio 2023 y 2024 se presenta una reduccion del porcentaje llegando a
un 86%.
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Figura 80. Desempefio del indicador FIUG en los mercados con riesgo 3.
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De manera general, y con base en el analisis realizado para el nivel de tension 1, por
cada clasificacion de ruralidad y de riesgo, se concluye que el 84 % de los mercados del
pais no superaron los IMG establecidos para el indicador DIU desde el afio 2021-2024.
Asimismo, el 76 % de los mercados se mantuvieron por debajo de los IMG definidos para
el indicador FIU en el mismo periodo. Cabe destacar que este analisis se llevo a cabo
considerando el percentil 85, lo que implica que los resultados se centraron en el
comportamiento del indicador del 85 % de los usuarios.
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Figura 81. Desempefio agregado del indicador DIU en el nivel de tension 1.
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Figura 82. Desempenfio agregado del indicador FIU en el nivel de tension 1.
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2.5.1.2.1.2 Niveles de tension 2 y 3.

En el caso del indicador de calidad DIU en el nivel de tensién 2 y 3 el 54% los mercados
analizados en el afio 2021 no superaron los IMG establecidos. En 2022, este porcentaje
aumento al 57 %; sin embargo, en 2023 se registré una disminucién, retornando al 54 %.
aumentando el porcentaje en el afio 2022 llegando al 57%. A pesar de esto, el porcentaje
de mercados que se mantuvieron por debajo de la exigencia regulatoria vuelve a
incrementar en el aio 2024 alcanzando un valor de 64%.
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Figura 83. Desempefio del indicador DIUG en los mercados con Nivel de tension 2 y 3.
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Con relacion al indicador FIU, en el afio 2021y 2023 el 54% de los mercados analizados
no superaron los IMG, no obstante, en el afio 2022 y 2024 se presenta un aumento de
dicho porcentaje llegando al 68%.

Figura 84. Desemperio del indicador DIUG en los mercados con Nivel de tensién 2 y 3.
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De manera general el 57% de los mercados analizados no superaron los IMG
establecidos para el indicador de calidad DIU durante los periodos analizados del 2021
al 2024. Por su parte el 61% de los mercados analizados se mantuvieron por debajo de
los IMG establecidos para el indicador FIU en los mismos periodos. Cabe destacar que
este analisis se llevdo a cabo considerando el percentil 85, lo que implica que los
resultados se centraron en el comportamiento del indicador del 85 % de los usuarios.

Figura 85. Desempefio agregado del indicador DIU en el nivel de tension 2 y 3.
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43%

57%

Figura 86. Desempeno agregado del indicador FIU en el nivel de tension 2 y 3.
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Para determinar la tendencia en la calidad del servicio que se tiene tras la aplicacion de
la metodologia se realizaron los analisis que se presentan a continuacion.

Figura 87. Tendencias del indicador DIU — Nivel de tension 1.
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Figura 88. Tendencias del indicador FIU — Nivel de tensién 1.

Tendencia a disminuir Tendencia a aumentar

29%

1%

Con base en este analisis se encuentra que la tendencia a la disminucion de los
indicadores de calidad DIU y FIU en los niveles de tension 2 y 3 es menos pronunciada
en comparacion con el nivel de tension 1.

Esta diferencia puede deberse a que en los niveles de tensidn superiores la
infraestructura es mas compleja y extensa, lo que dificulta la implementacion de mejoras
operativas y tecnolégicas como en redes de menor tensidén. Ademas, en muchos casos,
los niveles de tensién 2 y 3 cubren areas mas amplias o intermunicipales, y los usuarios
pueden ser industriales requiriendo mayor demanda de energia con factores de potencia
pequefios y con problemas de calidad de potencia aumentando la duracion y la frecuencia
de fallas.

Figura 89. Tendencias del indicador DIU — Nivel de tension 2 y 3.
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Figura 90. Tendencias del indicador FIU — Nivel de tension 2 y 3.
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2.5.1.2.2 Evaluacion del comportamiento de la dispersién en los grupos de calidad.

A continuacion, se presenta el analisis de dispersion realizado con base en los datos de
cada uno de los grupos de calidad para el nivel de tension 1, asi como para los niveles
de tension 2 y 3. El objetivo principal de este analisis es identificar el grado de dispersién
y diferenciacion en la calidad del servicio que experimentan los usuarios dentro de cada
grupo, lo cual permite evidenciar la variabilidad en los resultados asociados a los
indicadores de calidad. Este tipo de analisis resulta fundamental para comprender si
existen diferencias significativas en el servicio entre usuarios que, en principio, deberian
recibir un tratamiento similar conforme a la clasificacién por grupo de calidad.

Este ejercicio se fundamenta en la segmentacion por grupos de calidad, los cuales
agrupan a los usuarios segun condiciones homogéneas de ruralidad y nivel de riesgo.
Dicha clasificacién busca garantizar la equidad en la evaluacion, ya que permite realizar
comparaciones validas entre usuarios que enfrentan contextos operativos y geograficos
similares.

La importancia de realizar este analisis radica en que la CREG establece los indicadores
de calidad minima garantizada, como el DIUG y el FIUG, con base en el percentil 85 de
la distribucién de usuarios en cada grupo de calidad y nivel de tensién. Esto significa que
se espera que al menos el 85 % de los usuarios reciban un servicio dentro de los limites
establecidos, permitiendo asi una evaluacién mas representativa del desempefio general
del servicio y enfocando las acciones de mejora en los casos mas criticos.

Para este analisis se utilizan los siguientes elementos estadisticos, los cuales permiten
evaluar el comportamiento de la dispersion y determinar en qué medida aumentan o
disminuyen los valores del indicador en cada grupo de calidad:

= Media: permite identificar el valor promedio del indicador en cada ano, evidenciando
tendencias generales de aumento o disminucion en los grupos analizados.

= Desviacién estandar: mide la dispersion de los valores respecto a la media; valores
mas altos indican mayor variabilidad en el comportamiento del indicador. Tiene en
cuenta valores extremos.

= Percentil 75: representa el valor por debajo del cual se encuentra el 75 % de los
datos; permite evaluar la magnitud del indicador en los usuarios con peor desempefio
dentro del grupo.

= Percentil 25: indica el valor por debajo del cual se encuentra el 25 % de los datos;
junto con el percentil 75, permite calcular el rango intercuartilico.

*» Rango intercuartilico (RIQ): es la diferencia entre el percentil 75 y el percentil 25, y
refleja la amplitud de los valores centrales del indicador, siendo util para identificar la
dispersion en la mayoria de los casos, sin verse afectado por valores extremos.

= Coeficiente de variacion: expresa la desviacidn estandar relativa respecto a la
media, permitiendo comparar la variabilidad entre afos independientemente de la
magnitud del indicador.

= Mediana: representa el valor central de la distribucion, ofreciendo una medida robusta
frente a valores atipicos.



Sesién No. 1390 107/ 310

= Desviacion mediana absoluta: indica la variabilidad respecto a la mediana,
complementando la informacion de dispersion en forma menos sensible a valores
extremos que la desviacién estandar.

En este caso particular se utilizara la media y la mediana para validar el valor del indicador
y el percentil 75, el rango intercuartilico y la desviacion mediana absoluta para validar la
dispersion.

2.5.1.2.2.1 Grupo de calidad 11, 12, 13 — Ruralidad 1 — Nivel de tensién 1

En esta Figura 91 se presentan los grupos de calidad 11, 12 y 13, los cuales
corresponden al nivel de ruralidad 1.

El grupo de calidad que presenta mayor dispersion es el grupo 13, destacandose el aino
2022 por registrar el rango intercuartilico y el percentil 75 mas altos. Asimismo, el grupo
con los valores mas elevados del indicador DIU es también el grupo 13, sobresaliendo el
afio 2021 con la mayor media y mediana entre los periodos y grupos analizados.

En el caso del indicador FIU el grupo con mayor dispersién es el 13, en el que destaca el
afno 2024 con un rango intercuartilico y un percentil 75 mas alto de los periodos y grupos
analizados. De igual manera este grupo presenta los valores mas alto de indicador FIU
ya que el afo 2024 tiene la mayor media y mediana reportada en comparacién con los
demas grupos.

Figura 91. Analisis de dispersion del indicador DIU de los grupos de calidad 11, 12 y 13 — ruralidad 1
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Figura 92. Analisis de dispersién del indicador FIU de los grupos de calidad 11, 12 y 13 — ruralidad 1
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2.5.1.2.2.2 Grupo de calidad 21, 22, 23 — Ruralidad 2 — Nivel de tension 1

En el caso particular de los grupos de calidad 21, 22 y 23, asociados al nivel de ruralidad
2, se observa que los valores mas altos del indicador DIU, asi como la mayor dispersion,
se presentan en el grupo de calidad 22. Esto se evidencia en que la media, la mediana,
el rango intercuartilico, el percentil 75 y la desviacion mediana absoluta de los periodos
analizados son superiores en comparacion con los otros grupos, incluso respecto al grupo
de calidad 23, que corresponde al nivel de mayor riesgo.

Este comportamiento no se replica en el indicador FIU, donde el grupo de calidad 23
presenta los valores mas altos y la mayor dispersion, lo cual resulta coherente con el nivel
de riesgo elevado que caracteriza a dicho grupo.

Figura 93. Analisis de dispersion del indicador DIU de los grupos de calidad 21, 22 y 23 — ruralidad 2
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Percentil 25 1569 16,18 1329| 11,23 Percentil 25 1367) 12,43] 1136] 14,67 Percentil 25 17,74 12,74] 2132| 16,94

Rango intercuartilico 4553| 38,03| 41,18 46,93 Rango intercuartilico 65,70] 6570| 68,34 67,99 Rango intercuartilico 5327| 28,22| 59,28 49,39

Coeficiente de variacién 0,74 0,89 0,78 0,95 Coeficiente de variacién 1,44 0,96 0,93 0,92 Coeficiente de variacién 0,76 0,99 0,67] 1,38
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Figura 94. Analisis de dispersién del indicador FIU de los grupos de calidad 21, 22 y 23 — ruralidad 2
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Percentil 75 49,35| 40,98| 39,73 36,98 Percentil 75 57,92] 5060] 5244 57,10 Percentil 75 32,75 4267| 5067 7525
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Rango intercuartilico 33,25 26‘15| 27,96 26,79 Rango intercuartilico 41,67) 27,96 36,44 40,18 Rango intercuartilico 14,92 22,75 31,33 61,50
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2.5.1.2.2.3 Grupo de calidad 31, 32, 33 — Ruralidad 3 — Nivel de tension 1

Con respecto los grupos de calidad 31, 32 y 33 asociados a la ruralidad 3, el grupo de
calidad 33, correspondiente al nivel de riesgo mas alto (riesgo 3), presenta la mayor
dispersion en los indicadores DIU y FIU, lo cual se refleja en los valores mas elevados de
rango intercuartilico, desviacion mediana absoluta y percentil 75.

Adicionalmente, este grupo también registra los valores absolutos mas altos de los
indicadores DIU y FIU entre los grupos analizados, ya que tanto la media como la
mediana superan las observadas en los grupos de calidad 31 y 32 a lo largo de los
periodos evaluados.

Figura 95. Analisis de dispersion del indicador DIU de los grupos de calidad 31, 32 y 33 — ruralidad 3

DIU POR GRUPO DE CALIDAD - NT 1

Grupo 31 Grupo 32 Grupo 33
Analisis de dispersién de datos anuales - DIU - NT1 - Grupo Analisis de dispersion de datos anuales - DIU - NT1 - Grupo Analisis de dispersion de datos anuales - DIU- NT1 - Grupo
de calidad 31 de calidad 32 de calidad 33
600.0 600.0 600.0
500.0 500.0 500.0
400.0 400.0 4000
300.0 300.0 3000
2000 200.0 2000
1000 1000 1000
: 2021 2022 2023 2024 o 2021 2022 2023 2024 - 2021 2022 2023 2024
2021 2022[ 2023 2024| 2021 2022 2023, 2024 2021 2022, 2023, 2024
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Desviacion estandar 108.00f 79.65] 84.86| 88.55 Desviacion estandar 138.47| 102.07| 84.23] 80.31 Desviacion estandar 67.22| 7581] 81.75 77.98
Percentil 75 155.86| 144.78| 130.50| 135.61 Percentil 75 216.04| 168.11| 178.39| 164.82 Percentil 75 165.39| 164.19| 212.67| 209.37|
Percentil 25 25.85] 28.19| 50.38| 3219 Percentil 25 4749 49.90| 48.24] 44.18 Percentil 25 51.69| 33.06] 5210 68.29
Rango intercuartilico 130.00f 116.59| 80.12| 103.42 Rango intercuartilico 168.54| 118.21] 130.15] 120.65 Rango intercuartilico 113.70| 131.13] 160.58] 141.08|
Coeficiente de variacion 1.16 0.90 0.87, 1.01 Coeficiente de variacion 0.99] 0.84 0.70, 0.71 Coeficiente de variacion 0.59) 0.69 0.60, 0.56
Mediana 58.45| 61.89| 77.82| 53.72 Mediana 93.83| 89.90| 101.74| 104.85 Mediana 111.58| 104.40] 139.09] 131.00]
Desviacion mediana absoluta 43.38] 47.80] 27.44| 31.07 Desviacion mediana absoluta 52.80] 61.32| 53.83] 57.85 Desviacion mediana absoluta 54.33] 60.37] 73.81] 68.34
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Figura 96. Analisis de dispersién del indicador FIU de los grupos de calidad 31, 32 y 33 — ruralidad 3
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Mediana 40,33| 34,83 32,75 26,75 Mediana 47,29| 39.46| 39,04| 40,58 Mediana 43,79| 4742 4567| 4092
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2.5.1.2.2.4 Grupo de calidad 11, 12, 13 — Ruralidad 3 — Nivel de tensién 2 y 3

Asi como en el caso del grupo de calidad 21, 22 y 23 del nivel de tension 1, en este caso
se observa que los valores mas altos del indicador DIU, asi como la mayor dispersion, se
presentan en el grupo de calidad 12. Esto se evidencia en que la media, la mediana, el
rango intercuartilico, el percentil 75 y la desviacion mediana absoluta de los periodos
analizados son superiores en comparacion con los otros grupos, incluso respecto al grupo
de calidad 13, que corresponde al nivel de mayor riesgo.

Este comportamiento no se replica en el indicador FIU, donde el grupo de calidad 13
presenta los valores mas altos y la mayor dispersion, lo cual resulta coherente con el nivel
de riesgo elevado que caracteriza a dicho grupo.
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Figura 97. Analisis de dispersién del indicador DIU de los grupos de calidad 13, 12 y 13 — ruralidad 1
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Figura 98. Analisis de dispersion del indicador FIU de los grupos de calidad 13, 12 y 13 — ruralidad 1

FIU POR GRUPO DE CALIDAD -NT 2y 3
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2.5.1.2.2.5 Grupo de calidad 21, 22, 23 — Ruralidad 2 — Nivel de tensién 2y 3

En el caso de los grupos de calidad 21, 22 y 23, correspondientes al nivel de ruralidad 2,
la mayor dispersion con respecto al indicador DIU y FIU se presenta en el grupo 23. Este
grupo registra los valores mas altos de rango intercuartilico, percentil 75 y desviacion
mediana absoluta tanto en el indicador DIU como FIU. Asimismo, se evidencian en este
grupo los valores mas elevados del indicador DIU y FIU, dado que tanto la media como
la mediana de los afios analizados son superiores respecto a los demas grupos de calidad
del mismo nivel.
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Figura 99. Analisis de dispersién del indicador DIU de los grupos de calidad 21, 22 y 23 — ruralidad 2
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Figura 100. Analisis de dispersién del indicador FIU de los grupos de calidad 21, 22 y 23 — ruralidad 2
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2.5.1.2.2.6 Grupo de calidad 31, 32, 33 — Ruralidad 3 — Nivel de tensién 2y 3

Por otra parte, en el caso de los grupos de calidad 31, 32 y 33, asociados al nivel de
ruralidad 3, se observa un comportamiento similar al descrito en los niveles anteriores. El
grupo de calidad 33, correspondiente al nivel de riesgo mas alto (riesgo 3), presenta la
mayor dispersion en los indicadores DIU y FIU, lo cual se refleja en los valores mas
elevados de rango intercuartilico, desviacion mediana absoluta y percentil 75.

Adicionalmente, este grupo también registra los valores absolutos mas altos de los
indicadores DIU y FIU entre los grupos analizados, ya que tanto la media como la
mediana superan las observadas en los grupos de calidad 31 y 32 a lo largo de los
periodos evaluados.
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Figura 101. Analisis de dispersién del indicador DIU de los grupos de calidad 31, 32 y 33 — ruralidad 3
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Figura 102. Analisis de dispersién del indicador FIU de los grupos de calidad 31, 32 y 33 — ruralidad 3
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De acuerdo con el analisis realizado previamente se pueden extraer las siguientes
conclusiones:

= En la mayoria de los casos la mayor dispersion y los valores de los indicadores DIU
y FIU se presentan en los grupos de calidad 13, 23 y 33, esta situacion puede
explicarse por el hecho de que estos grupos de calidad esta asociados al nivel de
mayor riesgo, conforme a la clasificacién del indice de Riesgo de Falla (IRF), el cual
contempla variables como el nivel ceraunico, la precipitacion, la elevacion sobre el
nivel del mar, la densidad de descargas a tierra, los dias con lluvia y la salinidad,
estas condiciones incrementan significativamente la probabilidad de ocurrencia y
severidad de eventos que afectan la continuidad del servicio.

= En el grupo de calidad 22 del nivel de tension 1 y en el grupo de calidad 12 del nivel
de tension 2 y 3 se evidencian valores mayores del indicador DIU y mayor dispersion
al compararlos con los grupos 23 y 13, respectivamente. Esto puede resultar
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contraintuitivo pues lo esperado es que a mayor riesgo se tenga un peor indicador.
Esta situacion requiere analizar aspectos como esfuerzos realizados por los OR para
las zonas rurales, o aspectos utilizados para la determinacion de los niveles de riesgo
en los grupos de calidad

= El analisis también evidencia que, en la mayoria de los casos, a medida que aumenta
el nivel de riesgo dentro de cada uno de los niveles de ruralidad, los valores de los
indicadores tienden a incrementarse, al igual que su dispersion. En efecto, al
comparar los resultados por nivel de riesgo, se observa que los valores
correspondientes al riesgo 2 son superiores a los del riesgo 1, y esta tendencia se
mantiene con el riesgo 3, cuyos valores son aun mas elevados en comparacién con
los del riesgo 2.

= Asimismo, al analizar los resultados en funcién del nivel de ruralidad, sin variar el
nivel de riesgo, se observa que los valores de los indicadores y su dispersion tienden
a incrementarse conforme aumenta dicho nivel. Esto es consistente con las
condiciones operativas de las zonas rurales, las cuales, conforme a lo establecido en
el articulo 30 de la Ley 388 de 1997 y los planes de ordenamiento territorial (POT)
vigentes, presentan mayores dificultades en términos de operacién, mantenimiento y
acceso a infraestructura eléctrica. Estas condiciones estructurales generan una
mayor variabilidad en la calidad del servicio, lo cual se refleja tanto en los valores de
los indicadores como en su dispersion.

2.5.1.2.3 Anadlisis de compensaciones por calidad individual.

Este subcapitulo presenta el analisis de las compensaciones econdmicas que los OR
deben efectuar a los usuarios de cada mercado de comercializacion, cuando los
indicadores de calidad individual del servicio de energia eléctrica superan los limites
maximos establecidos en la regulacion vigente en el marco de la Resolucion CREG 015
de 2018.

Segun lo dispuesto en la metodologia, las compensaciones por calidad individual se
liquidan y aplican en periodos mensuales. La obligacion de compensar surge cuando los
indicadores de duracién de las interrupciones (DIU - Duracion Individual de las
Interrupciones) y/o de frecuencia de las interrupciones (FIU - Frecuencia Individual de las
Interrupciones) de un usuario especifico superan los estandares minimos de calidad
garantizada (DIUG y FIUG) definidos para su nivel de tension y area geografica.

Una caracteristica fundamental del mecanismo de calculo de estas compensaciones, tal
como se establece en la Resolucién CREG 015 de 2018, es su disefio para ser progresivo
en el tiempo. Es decir, que el valor de la compensacion por cada hora de DIU o vez de
FIU que exceda el limite garantizado aumenta afio a afo. Esta progresividad busca
generar un incentivo econdmico creciente en los mercados de comercializacion,
motivando a sus operadores a reducir el numero de usuarios que superan los limites de
calidad garantizada, ya que el costo de las compensaciones se torna mas oneroso con
el paso del tiempo. Las compensaciones aplican de forma independiente tanto por la
superacion del limite de duracién (DIUG) como por la superacion del limite de frecuencia
(FIUG).
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Es relevante mencionar el tratamiento de las compensaciones destinadas a usuarios que
se encuentran en mora en el pago de su factura de energia. De acuerdo con la regulacion,
un usuario en esta situacién no tiene derecho a recibir directamente la compensacion
econdmica individual. El valor correspondiente a estas compensaciones no pagadas
directamente al usuario en mora no se pierde, sino que se descuenta de los incentivos
de calidad media que el OR podria recibir. De esta manera, el beneficio econdmico
asociado a estas compensaciones no pagadas se traslada indirectamente a la totalidad
de los usuarios del mercado de comercializacién asociado a dicho OR, al aplicarse como
una variacion del cargo por incentivos de calidad del servicio que es un componente
utilizado para calcular el cargo de distribucién que pagan.

La fuente de informacién que se utilizé para realizar este analisis es el formato "TC2 -
Facturacién a Usuarios", el cual los OR deben reportar periodicamente en el Sistema
Unico de Informacion (SUI). Al explorar la calidad y completitud de los datos reportados
en este formato, se identificaron algunas inconsistencias. Especificamente, la informacién
disponible para antes del afo 2021 resulté ser incompleta para varios mercados de
comercializacion. Esta situacion podria estar relacionada con el proceso de aprobacién
de la resolucién ingresos y cargos de la nueva metodologia y la curva de transicion en el
reporte de los nuevos formatos requeridos por el SUI. Adicionalmente, se constaté que
algunos mercados no reportan la informacion de este formato (como Sibundoy), otros
registran valores de compensaciones en cero para varios periodos, y para los mercados
de Guaviare y Popayan no se registra informacién de compensaciones para el periodo
analizado.

Por las razones expuestas sobre la calidad y completitud de los datos, y a diferencia de
otros analisis presentados en este capitulo que pueden abarcan periodos desde el afio
2021, se decidio centrar el analisis de las compensaciones por calidad individual en la
informacion reportada a partir del ano 2022.

Los resultados del analisis de las compensaciones por calidad individual reportadas en
el formato TC2 del SUI para el periodo 2022-2024 se resumen en las Figura 103 y Figura
104:
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Figura 103. Total de compensaciones por mercado de comercializacion (2022-2024) MCOP? Fuente:
CREG con informacién SUI
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Figura 104. Resumen de Compensaciones por Calidad Individual agregado pais (2022-2024) MCOP
Fuente: CREG con informacion SUI
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El valor total de las compensaciones no pagadas a usuarios en mora (COM_NO
PAGADAS) para el periodo 2022-2024 se situa en aproximadamente $47.482 MCOP.
Este monto representa el valor que, al no ser pagado directamente a los usuarios en
mora, se descuenta de los incentivos de calidad media para el respectivo mercado,
beneficiando indirectamente al resto de usuarios del mercado.

Un hecho relevante encontrado, es la dinamica observada en los mercados de Air-e,
Caribe Mar y Putumayo, donde el valor de las compensaciones no pagadas a usuarios
en mora (COM_NO PAGADAS) supera al valor de las compensaciones efectivamente
liquidadas en factura (VC). Esto muestra que en estos mercados la mayoria de los
usuarios que perciben niveles de calidad del servicio inferiores a los exigidos, a su vez,
son usuarios que se encuentran en mora.

Los datos de la Figura 103 revelan una alta concentracién del valor total de las
compensaciones en los mercados de mayor tamafio del pais: Bogota-Cundinamarca,
Antioquia y Valle. Esta observacion es consistente con la escala de sus operaciones, que
atienden a un numero significativamente mayor de usuarios en comparacion con otros
mercados.

Sin embargo, se observa que los mercados de la costa Caribe (Air-e y Caribe Mar)
reportaron cifras de compensacion total (VC + CONP) relativamente bajas en
comparacién con mercados de tamafio similar en otras regiones del pais. Esto se pudo
deber a que los limites definidos para la Costa utilizando la informacion del ano 2016
arrojaron valores altos, que fueron facilmente superados con las inversiones realizadas.

Por otra parte, la Figura 104 evidencia un crecimiento anual sostenido del monto total
compensado a nivel nacional, pasando de aproximadamente $77.500 MCOP en 2022 a
mas de $109.000 MCOP en 2024. Este comportamiento es el resultado directo del disefio
regulatorio establecido en el capitulo 5 de la Resolucion CREG 015 de 2018. El
mecanismo establece que el valor a compensar por cada hora o interrupcion que exceda
el limite individual (DIUG y FIUG, respectivamente) aumenta progresivamente cada afo.

El analisis se complementa con la evolucion de la cantidad de usuarios sujetos a
compensacion a nivel nacional durante el periodo 2021-2024, detallada en el Anexo 6.7.
Para el Nivel de Tensiéon 1 (NT1), la proporcidon de usuarios compensados se mantuvo
en un rango del 6% al 10%. Se identifica una tendencia general decreciente en dicha
proporcion para todas las categorias de ruralidad. No obstante, al analizar por nivel de
riesgo, se evidencia una trayectoria creciente en el numero de usuarios compensados
clasificados en los niveles de riesgo 2 y 3.

En cuanto al Nivel de Tensién 2 (NT2), la proporcion de usuarios compensados es
significativamente superior a lade NT1, llegando a duplicarla en ciertos periodos. Destaca
que este indicador ha alcanzado valores maximos del 26% para usuarios clasificados en
la categoria de riesgo 1. Adicionalmente, se constata una tendencia creciente en el
numero de usuarios compensados para las categorias de ruralidad y para los niveles de
riesgo 2 y 3, indicando un reto mayor en la mejora de la calidad para este segmento de
la red.
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2.5.1.3 Analisis juridico de las exclusiones de eventos

El articulo 136 de la Ley 142 de 1994 establece que la prestacion continua de un servicio
de buena calidad es la obligacion principal de la empresa en el contrato de servicios
publicos y que el incumplimiento de la empresa en la prestacion continua del servicio se
denomina, para los efectos de esta Ley, falla en la prestacion del servicio.

Dentro de los criterios para definir el régimen tarifario se establece que toda tarifa tendra
un caracter integral, en el sentido de que supondra una calidad y grado de cobertura del
servicio, cuyas caracteristicas definiran las comisiones reguladoras. Un cambio en estas
caracteristicas se considerara como un cambio en la tarifa.

En ese sentido, la CREG ha definido un esquema de incentivos que se aplica con base
en la calidad que en promedio brinda el OR a todos los usuarios que atiende y un
esquema de compensaciones que se enfoca en la calidad que de manera individual
recibe cada usuario de ese sistema.

En relacion con los eventos excluibles, la Comision entiende que son aquellos hechos
que le impiden a la empresa gestionar de manera agil la recuperacion del servicio y por
ende no se deben tener en cuenta para el calculo de los indicadores de calidad promedio
y calidad individual. Estos eventos son los que se enuncian en el numeral 5.2.2. del anexo
general de la Resolucion CREG 015 de 2018.

No obstante, en los literales g y h del numeral 5.2.2. antes mencionado se hace exigible
un soporte dado por autoridad competente a efectos de que se puedan validar las
exclusiones al momento de realizar la verificacion de la informacion, de la siguiente
manera:

g. Los debidos a catastrofes naturales, tales como erosién (volcanica, fluvial o glacial),
terremotos, maremotos, huracanes, ciclones y/o tornados. EIl OR debe mantener el
soporte dado por la autoridad competente que declaré esta situacién para la validacién de
las exclusiones durante el proceso de verificacién de la informacion. En un término no
mayor a 12 horas el OR debe informar al comercializador y este a su vez al usuario, la
causa del evento y la fecha y hora estimada de recuperacion del suministro del servicio
de energia eléctrica.

h. Los debidos a actos de terrorismo. EI OR debe mantener el soporte dado por la
autoridad competente que declard esta situacion para la validacion de las exclusiones
durante el proceso de verificacion de la informacién. En un término no mayor a 12 horas
el OR debe informar al comercializador y este a su vez al usuario, la causa del evento y
la fecha y hora estimada de recuperacion del suministro del servicio de energia eléctrica.

La Comision ha manifestado en varias oportunidades que la regulacion sobre calidad del
servicio de energia eléctrica establecida en el numeral 5.2 del Anexo general de la
Resolucién CREG 015 de 2018 tiene como objetivo incentivar al OR a disminuir la
cantidad y la duracion de los eventos programados y no programados que se producen
en los elementos que componen sus sistemas, ya sea a través de la ejecucion de
inversiones o a traveés de la gestion agil y oportuna de todos los eventos.

Sin embargo, en aplicaciéon de las disposiciones contenidas en la Resolucion CREG 015
de 2018 y particularmente frente al tema del soporte requerido en los literales g y h del
numeral 5.2.2., se ha analizado la posibilidad de considerar una modificacion, debido a
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los inconvenientes manifestados por los OR, gremios y SSPD para la consecucion del
referido documento, pues pese a tener claridad respecto de las autoridades competentes
encargadas del manejo de situaciones provenientes de desastres naturales y orden
publico, no ha sido facil para los OR obtener de ellas los respectivos soportes que
demuestren la ocurrencia de dichos eventos. Ademas, su obtencidén puede superar los
plazos requeridos para el reporte de los eventos y el calculo de indicadores previstos en
la regulacion.

2.5.2 Calidad del servicio en el STR

Este analisis pretende conocer, por medio de herramientas estadisticas, el
comportamiento de los eventos de indisponibilidad en el Sistema de Transmision
Regional, tanto a nivel individual por activo como a nivel agregado por grupos de activos,
con el fin de identificar patrones, recurrencias y tendencias relevantes que puedan influir
en la calidad del servicio en los STR. Ademas, se busca identificar el desempeio de la
calidad a nivel nacional y en los diferentes mercados de comercializacion, frente a las
exigencias de calidad establecidas en la Resolucién CREG 015 de 2018 identificadas
como las Maximas Horas Anuales de Indisponibilidad (MHAI), sobre las cuales se
calculan incentivos y compensaciones aplicables a los Operadores de Red.

2.5.2.1 Analisis a nivel nacional

Este apartado se desarrolla en concordancia con lo establecido en el numeral 5.1.5 de la
Resoluciéon CREG 015 de 2018, el cual define los valores de MHAI aplicables a los grupos
de activos establecidos en la regulacion, que en caso de ser superados generan
compensaciones a los agentes.

Tabla 13. Maximas horas anuales de indisponibilidad

Grupos de activos MHAI
Conexion de OR al STN 65
Equipo de compensacion 18
Linea del STR 38
Barraje sin bahias de maniobra 15
Barraje con bahias de maniobra 30

Por simplicidad, para el ejercicio se consideraron ventanas anuales comprendidas entre
enero y diciembre, desde 2014 hasta 2024, abarcando asi un periodo general de once
afnos. La informacién utilizada fue obtenida a partir de la base de datos suministrada por
XM, radicada en la CREG con el numero E2025002203 del 14 de febrero de 2025,
mediante la cual se recibid el registro de eventos asociados a los activos del STR,
incluyendo sus respectivas fechas de ocurrencia, el nombre del activo y el subsistema al
que se encuentra asociado. Dicha informacion también contempla la causa de los
eventos, las exclusiones aplicadas y la identificacion del agente operador
correspondiente a cada activo.
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La conformacion de los subsistemas, basada en lo establecido en el numeral 5.1.4.2 de
la Resolucion CREG 015 del 2018, es utilizada en el analisis hecho en este documento
con el fin de que la evaluacién del desempeno en la calidad del servicio de los activos del
STR se haga en las mismas condiciones en las que se verifican las MHAL.

En una primera etapa, se evaluan las horas totales de indisponibilidad con el fin de
determinar el desempeno de las exigencias regulatorias por parte de los diferentes
grupos. Los resultados obtenidos se comparan entre afos, lo que permite identificar los
periodos con mayor cantidad de horas de indisponibilidad y, adicionalmente, calcular el
porcentaje anual de grupos de activos que superaron los limites establecidos.

La segunda parte del analisis incorpora la evaluacién de dispersion basado en todos los
datos correspondientes a los activos que registraron eventos de indisponibilidad. Este
analisis permite evaluar la variabilidad en el comportamiento de las indisponibilidades a
lo largo de los diferentes afos, facilitando la identificacion de periodos con mayor o menor
dispersion en los resultados. Lo anterior permite evidenciar afios en los cuales el
desempefo frente a las exigencias regulatorias fue mas homogéneo o heterogéneos
respectivamente.

El andlisis de dispersion se apoya en el calculo de diversas medidas estadisticas
descriptivas, tales como la media, mediana, desviacion estandar, desviacion mediana
absoluta, percentiles (25 y 75), rango intercuartilico y coeficiente de variacion. Estas
métricas permiten caracterizar la distribucion y estabilidad del comportamiento de los
activos, ofreciendo informacion para interpretar la magnitud y consistencia de los niveles
de indisponibilidad observados en cada periodo evaluado.

2.5.2.1.1 Conexion del OR al STN

De acuerdo con lo establecido en el numeral 5.1.4.2, el grupo de activos correspondiente
a la conexién del OR al STN esta conformado por el transformador que se conecta
directamente al STN, asi como por todas las bahias de transformador que lo vinculan al
SIN, siempre que estas sean remuneradas dentro de la actividad de distribucién. También
se incluyen en este grupo aquellos transformadores que, aunque no se conectan al STN,
cuentan con al menos dos devanados operando en el nivel de tensién 4, junto con sus
respectivas bahias en dicho nivel. Adicionalmente, segun lo indicado en el numeral 5.1.5,
se aclara que las bahias asociadas forman parte integral del grupo de activos
denominado “conexién del OR al STN”.

Con base en la informacién caracterizada, se analizaron un total de 203 subsistemas
asociados al grupo de activos Conexiéon del OR al STN. La mayoria de estos se
encuentran vinculados a los mercados de Bogota - Cundinamarca, Caribe Mar, Antioquia,
AIR-E y Valle tal como se presenta en la Tabla 14. Los mercados de comercializacidon
con mayor cantidad de grupos de activos en esta categoria son Bogota - Cundinamarca,
Caribe Mar, Antioquia, Air-e y Valle, tal como se presenta en la siguiente tabla.

Tabla 14. Cantidad de Grupos de Activos Conexién al STN por mercado.
Fuente: CREG con informacion XM

Mercado Cantidad de subsistemas
BOG - CUND 38
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Mercado Cantidad de subsistemas
CARIBE MAR 29
CALDAS
BOYACA
ARAUCA
SANTANDER 12
ANTIOQUIA 27
META 3
VALLE 23
AIR-E 25
HUILA 4
NORTE DE SANTANDER 7
TOLIMA 4
CAUCA 2
NARINO 3
BAJO PUTUMAYO 1
CALI 1
Total de subsistemas 203

Con el propdsito de determinar una vision general a nivel nacional, se llevé a cabo un
analisis preliminar en el cual los subsistemas fueron clasificados segun el desempefio de
dicha exigencia. Para ello, se efectué un conteo general de los subsistemas la superaron
y de aquellos que no lo hicieron, permitiendo asi consolidar un porcentaje global por afio
(Ver Figura 105).

Al analizar dichos porcentajes se identific6 que un alto numero de subsistemas,
aproximadamente el 90%, no superaron las exigencias definidas en cada vigencia anual.
El desempefo mas deficiente respecto a los indicadores establecidos se presento en el
ano 2018, con un porcentaje del 13%. No obstante, los afos en los que se registro el
mayor numero de grupos de activos que no superaron la exigencia fueron 2015y 2016.
(Ver Figura 105)
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Figura 105. Desempefio de las exigencias en el grupo de activos de conexién del OR al STN.
Fuente: CREG con informacién XM
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En cuanto al andlisis de dispersion de los datos anuales totales para el grupo de Conexién
del OR al STN se observa que la media anual de duracién de indisponibilidad se ha
mantenido, en general, por debajo del valor de referencia regulatorio de 65 horas, excepto
en el afo 2023, donde el promedio alcanzé 72 horas, superando de forma significativa la
exigencia y marcando un comportamiento atipico respecto a los afios anteriores.

No obstante, el rango intercuartilico se ha mantenido relativamente constante, lo que
sugiere una estabilidad dentro del 50% central de los datos (Ver Tabla 15). Sin embargo,
la presencia de valores extremos por fuera de este rango se evidencia claramente en la
Figura 106, donde los datos externos se han vuelto mas frecuentes e intensos desde el
ano 2016.

Figura 106. Analisis de dispersion anual del grupo de activos del Conexién del OR al STN.
Fuente: CREG con informacion XM
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De otra parte, a pesar de que en la mayoria de los afos la media esta por debajo del
umbral regulatorio (ver Figura 107), el analisis de dispersion revela una elevada
variabilidad, especialmente a partir de 2016. Este fendmeno se intensifica en los afios
2017, 2023 y 2024, donde la desviacidon estandar alcanza valores de 175, 401 y 323,
respectivamente, y el coeficiente de variacion supera ampliamente el 1 (Ver Tabla 15).
Esto indica que, existen grupos de activos con indisponibilidades muy por encima del
promedio, distorsionando los resultados agregados.

Figura 107. Promedio anual vs MHAI — Conexion del OR al STN.
Fuente: CREG con informacién XM
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Al observar la mediana, se identifica que todos los afios se encuentran muy por debajo
de la exigencia (Ver Tabla 15). Los valores oscilan entre 12 y 19 horas, lo que indica que
al menos el 50% de los subsistemas tuvieron indisponibilidades por debajo de la
exigencia establecida. Esto sugiere que el problema no radica en la mayoria de los

activos, sino en un grupo reducido con altos valores de indisponibilidad que afecta la
media.

El analisis del percentil 75 reafirma esta situacion, ya que, en todos los afios dicho valor
se mantiene por debajo del umbral regulatorio de 65 horas, con un maximo de 35 horas
en 2018. Esto implica que incluso el 75% de los subsistemas estuvieron dentro de las
MHALI, lo cual es un indicador favorable si se excluye aquellos subsistemas que tuvieron
superaron muy por encima de la exigencia.

Tabla 15. Medidas estadisticas descriptivas Conexion al STN.
Fuente: CREG con informacion XM

Medidas estadisticas

. . 2014 | 2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
descriptivas

Media 2 | 25 | 29 | 61 36 | 45 | 48 | 35 | 35 | 72 | 55
Desviacion estandar 31 40 | 82 | 175 | 49 | 112 | 138 | 97 | 97 | 401 | 323
Percentil 75 27 | 28 | 24 | 32 | 35 | 32 | 31 30 | 30 | 29 | 32
Percentil 25 4 7 7 9 9 8 6 8 8 7 8
Rango intercuartilico 23 | 22 18 | 23 | 26 | 24 | 25 | 22 | 22 | 21 23

Coeficiente de variacion 14116 129 129 |14 ]125]29 |28 28] 56|58
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Medidas estadisticas

o 2014 | 2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
descriptivas

Mediana 12 | 17 | 14 | 16 | 19 | 17 | 15 | 16 | 16 | 15 | 16
Desviacion mediana w119l |11]10] 9] 9] 9|10

absoluta
MHA 65 | 65 | 65 | 65 | 65 | 65 | 65 | 65 | 65 | 65 | 65

2.5.2.1.2 Equipo de compensacion.

En concordancia con el numeral 5.1.4.2 este grupo de activos esta constituido por el
respectivo equipo de compensacion y las bahias que lo conectan al STR. Con base en la
informacion caracterizada, se analizaron un total de 33 subsistemas asociados al grupo
de activos de Equipos de compensacion. La mayoria de estos se encuentran vinculados
a los mercados de Bogota — Cundinamarca, Caribe Mar y Meta tal como se representa
en la Tabla 16.

Tabla 16. Cantidad de Grupos de Activos Equipo de Compensacion por mercado.
Fuente: CREG con informacion XM

Mercado Cantidad de subsistemas

BOG - CUND 10
CARIBE MAR 8
META 9

AIR-E 2

NORTE DE SANTANDER 3
ANTIOQUIA 1
Total de subsistemas 33

Asi como en el caso anterior se realiza el analisis a nivel nacional en cuanto a la duracion
de los eventos, entendida como la indisponibilidad de los activos, y contrastarla con los
limites establecidos por las MHAI, se identificd una variacion en el desempefio de las
exigencias en los afnos analizados. El menor porcentaje de mercados que superaron la
exigencia se presenté en el afio 2014 con un total de 6% de los subsistemas; por su parte
el ano en el que se presentd el desempefo mas deficiente fue en el 2021 con un total de
55%. (Ver Figura 108)
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Figura 108. Desemperio de las exigencias en el grupo de activos Equipo de Compensacion.
Fuente: CREG con informacién XM
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Durante el periodo de analisis, en el grupo de activos de Equipo de compensacion se
evidencia un comportamiento altamente variable, con un incremento importante en los
valores promedio de duracion de indisponibilidad desde el ano 2015. Mientras que en
2014 la media se mantiene por debajo del umbral regulatorio, a partir de 2016 se registran
valores que exceden la exigencia de 18 horas, alcanzando maximos de 692 horas en
2018 y 635 horas en 2019. Aunque entre 2021 y 2024 se observa una tendencia a la baja,
los promedios siguen siendo significativamente mayores al limite normativo (ver Figura
109).

Figura 109. Promedio anual vs MHAI — Equipo de compensacion.
Fuente: CREG con informacion XM
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Por su parte, la mediana, que refleja el comportamiento central de los datos sin estar
influenciada por los valores extremos, se mantiene por debajo de la meta en los primeros
cinco anos. No obstante, entre 2019 y 2024, la mediana también comienza a superar el
umbral, lo que indica que el bajo desempefio dejoé de estar concentrado solo en unos
pocos activos para volverse mas generalizado dentro del grupo (ver Tabla 17).
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El percentil 75 presenta un comportamiento alto, aunque en afios como 2015, 2017, 2018,
2021, 2023 y 2024 este indicador se encuentra relativamente cerca del umbral, en otros
anos como 2016, 2019, 2020 y 2022 los valores son considerablemente altos. Esto indica
que un menor porcentaje de subsistemas puede tener un desempefio aceptable con
respecto a las exigencias establecidas, esto se evidencia por medio del percentil 25 (ver
Tabla 17).

Tabla 17. Medidas estadisticas descriptivas Equipo de Compensacion.
Fuente: CREG con informacion XM

Medidas estadisticas

R 201420152016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
descriptivas

Media 8 24 | 71 | 153 | 692 | 635 | 503 | 36 | 83 | 195 | 68

Desviacion estandar 11 32 | 180 | 647 | 2011 (1842|1687 | 26 | 119 | 723 | 175
Percentil 75 14 | 29 | 68 | 31 49 | 146 | 201 | 53 | 113 | 56 | 60
Percentil 25 0,4 1 3 2 1 9 9 20 9 8 4
Rango intercuartilico 13 | 28 | 65 | 29 | 48 | 138 | 191 | 33 | 103 | 48 | 55
Coeficiente de variacion 1 1 3 4 3 3 3 1 1 4 3
Mediana 3 9 12 | 10 16 | 20 | 72 | 31 32 | 28 | 15
Desviacion mediana 2 | 8| 10| 8 | 16|18 |62 15 | 26| 19 | 11

absoluta
MHAI 18 | 18 | 18 | 18 18 18 | 18 | 18 | 18 | 18 | 18

Estas diferencias se explican por una distribucion fuertemente asimétrica y con alta
dispersion, como se observa en la desviacion estandar de la Tabla 17 y en la Figura 110,
donde se identifican multiples valores atipicos, algunos superiores a 8000 horas. Los
coeficientes de variacion mayores a 1y la elevada desviacion mediana absoluta refuerzan
la idea de un grupo con alta heterogeneidad y fuerte presencia de subsistemas con
comportamientos extremos.

A partir de 2021 se logra una estabilizacion relativa tanto en la media como en la mediana,
aunque en 2023 se registra un repunte con 195 horas promedio. No obstante, el rango
intercuartilico se mantiene en niveles intermedios o que indica que el 50% central de los
datos aun presenta una amplitud considerable. En conclusién, el grupo de activos de
Equipo de compensacion reflejan un comportamiento altamente influenciado por valores
extremos.
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Figura 110. Anélisis de dispersién anual del grupo de activos del Equipo de compensacion.
Fuente: CREG con informacién XM
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2.5.2.1.3 Lineadel STR

De acuerdo con lo establecido en el numeral 5.1.4.2, este grupo de activos esta
constituido por el circuito que conecta dos subestaciones del STR (0o mas de dos
subestaciones si hay conexiones en T). Incluye las bahias de linea con las que se opera
su conexién al STR.

Con base en la informacion caracterizada, se analizaron un total de 623 subsistemas
asociados al grupo de activos de lineas del STR. La mayoria de estos se encuentran
vinculados a los mercados de Bogota - Cundinamarca, Valle, Antioquia, Caribe Mar y
Boyaca tal como se presenta en la Tabla 18.

Tabla 18. Cantidad de Grupos de Activos Linea del STR por mercado.
Fuente: CREG con informacion XM

Mercado Cantidad de subsistemas
NORTE DE SANTANDER 15
CALI 12
HUILA 12
ANTIOQUIA 93
BOG - CUND 126
CALDAS 29
VALLE 101

ARAUCA 1

AIR-E 36
SANTANDER 32
META 15
BOYACA 48
CARIBE MAR 59
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Mercado Cantidad de subsistemas
NARINO 16
CAUCA
CHOCO
TOLIMA
PEREIRA
BAJO PUTUMAYO
CASANARE
CAQUETA
Total de subsistemas 623

=[O N|W|N |~ |00

Al analizar la duracion de los eventos, entendida como la indisponibilidad de los activos,
y al contrastarla con los limites establecidos por las MHAI, se identificé que un alto
porcentaje de los subsistemas, aproximadamente el 80%, tuvo un desempefio aceptable
con relacién a las exigencias regulatorias en cada uno de los afios. En este caso el mayor
porcentaje de mercados que superaron las MHAI se presentd en el aino 2021 con un 19%,
y los afios con mejor desempefio se presenté en el 2015 y 2016 con un 87% y 88%
respectivamente.

Figura 111. Desempefio de las exigencias establecidas para el grupo de activos de conexion del OR al STN.
Fuente: CREG con informacion XM
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El analisis de dispersion, ilustrado en la Figura 112, muestra que durante todos los afios
se presentan valores atipicos de gran magnitud, algunos de los cuales superan
ampliamente las 3000 e incluso las 8000 horas. Estos casos explican las elevadas
desviaciones estandar, por ejemplo, 500 en 2016 y 474 en 2015, y los altos coeficientes
de variacion entre 3 y 7 en varios anos, lo que confirma que el comportamiento global
esta fuertemente influenciado por pocos subsistemas con indisponibilidades atipicas (Ver
Tabla 19). Por su parte, el rango intercuartilico se ha mantenido relativamente constante
a lo largo del tiempo, situandose entre 24 y 33 horas, mientras que la desviacion mediana
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absoluta oscila entre 11 y 13, lo que sugiere que la mayoria de los activos presentan una
dispersion contenida en torno a la mediana (Ver Tabla 19).

Figura 112. Anélisis de dispersién anual del grupo de activos de Lineas del STR
Fuente: CREG con informacién XM
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Tabla 19. Medidas estadisticas descriptivas Lineas del STR.
Fuente: CREG con informacion XM

Medf::c‘:is;gs;sst'cas 2014| 2015 |2016|2017|2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
Media 46 | 68 | 81 | 43 | 64 | 51 | 35 | 44 | 34 | 39 | 52
Desviacion estandar | 116 | 474 | 500 | 166 | 276 | 189 | 75 | 106 | 95 | 109 | 250
Percentil 75 40 | 34 | 32| 38 | 36 | 33 | 33 | 38 | 32 | 35 | 33
Percentil 25 7 8 8 8 9 8 8 7 8 8 7
Rango intercuartilico 33 26 24 30 26 25 25 31 24 27 25
Coeficiente de variacion 3 7 6 4 4 4 2 2 3 3 5
Mediana 17 | 15 | 16 | 18 | 17 | 16 | 18 | 16 | 16 | 18 | 18
Desviacion mediana | 42 | 41 | 11 | 12 [ 12 | 11 | 11 | 13 | 11| 11 | 12
MHA 38 | 38 | 38 | 38 | 38 | 38 | 38 | 38 | 38 | 38 | 38

En cuanto a la duracién de las indisponibilidades del grupo de activos de Lineas del STR
durante el periodo del 2014 al 2024 se evidencia una variabilidad considerable en los
valores promedio, los afios 2015, 2016 y 2018 presentan las medias mas elevadas, todas
por encima de las 38 horas establecidas como exigencias regulatorias. Asimismo, en
2014, 2017, 2021 y 2024 la media también supera el umbral, aunque con valores mas
proximos al limite. Los unicos afos en los que no se excede la exigencia son 2020 y

2022; sin embargo, en ambos casos las medias se aproximan al valor maximo permitido
(Ver Figura 113).
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Figura 113. Promedio anual vs MHAI Lineas del STR
Fuente: CREG con informacion XM
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La mediana, por su parte, se mantiene por debajo de la exigencia en todos los afos, con
valores entre 15 y 18 horas. Esto indica que al menos el 50% de los activos tiene una
duracion de indisponibilidad inferior al limite regulatorio. En efecto, el percentil 75, que
representa el valor por debajo del cual se encuentra el 75% de los datos, también se
encuentra desde el 2015 hasta el 2024, por debajo o justo en el limite de 38 horas. En la
mayoria de los afios, este indicador se ubica entre 32 y 38 horas, reflejando que incluso
tres cuartas partes de los grupos de activos logran mantenerse en rangos aceptables. No
obstante, en el afio 2024 se evidencia que un menor porcentaje de grupos de activos no
superan la exigencia en comparacion con el resto de los afios analizados (Ver Tabla 19).

No obstante, asi como en los casos anteriores, la contradiccion entre el desempefio de
la mediana y percentiles, frente a la persistencia de valores elevados en la media, pone
en evidencia un fendmeno claro de asimetria en la distribucién de los datos. Es decir,
existen pocos subsistemas con comportamientos atipicos, que concentran gran parte de
las horas de indisponibilidad y elevan de forma considerable la media anual, sin afectar
sustancialmente la mediana ni el percentil 75.

2.5.2.1.4 Barraje sin bahia de maniobra

De acuerdo con lo establecido en el numeral 5.1.4.2, el grupo de activos esta constituido
por el mddulo de barraje y las bahias de acople, transferencia o seccionamiento, en caso
de que cuente con estas.

Con base en la informacién caracterizada, se analizaron un total de 179 subsistemas
asociados al grupo de activos de Barrajes sin bahias de maniobra. La mayoria de estos
se encuentran vinculados a los mercados de Bogota - Cundinamarca, Antioquia y Valle
tal como se presenta en la Tabla 20.
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Al analizar la indisponibilidad de los activos y contrastarla con los limites establecidos por

Tabla 20. Cantidad de Grupos de Activos Barraje sin bahias de maniobra por mercado.

Fuente: CREG con informacion XM

Mercado Cantidad de subsistemas
ARAUCA 2
CAUCA 2
PUTUMAYO 1
NARINO 7
BAJO PUTUMAYO 2
VALLE 15
NORTE DE SANTANDER 8
BOG - CUND 42
ANTIOQUIA 34
CHOCO 4
BOYACA 10
CASANARE 2
SANTANDER 10
HUILA 5
CARIBE MAR 18
AIR-E 10
META 5
CAQUETA 1
CALI 1
Total de subsistemas 179

131/310

las MHAI, se identificd que un alto porcentaje de los subsistemas, aproximadamente el

95%, no superaron las exigencias definidas en cada vigencia anual. El mayor porcentaje

de mercados que superaron las MHAI se presento en los afos 2017 y 2023, con un 5%.

No obstante, los afios en los que se registréo el mayor numero de subsistemas que no

superaron las exigencias fueron 2015 y 2020. (Ver Figura 114)
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Figura 114. Desemperio de las exigencias establecidas para el grupo de activos de conexion del OR al STN.
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Desde el punto de vista de la dispersién, la desviacion estandar y el coeficiente de
variacion muestran estabilidad en la mayoria de los afos. Sin embargo, en 2021 se
observa un pico anémalo, con una desviacion estandar de 340 horas y un coeficiente de
variacion de 5, reflejo del impacto de los datos extremos que también se evidencia en la
Figura 115. Este comportamiento no se repite en otros afios, donde los indicadores de
dispersion son bajos y consistentes (Ver Tabla 21).

Figura 115. Analisis de dispersiéon anual del grupo de activos de Barraje sin bahias de maniobra
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Fuente: CREG con informaciéon XM
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Durante el periodo del 2014 al 2024, el grupo de activos de Barraje sin bahias de
maniobra muestra un desempefo mayoritariamente favorable en cuanto a duracion de
indisponibilidad. La media anual se mantiene consistentemente por debajo de la
exigencia de 15 horas, con excepcion del afio 2021, en el cual se registra un valor de 60
horas, atribuible a un caso atipico extremo evidenciado en la Figura 115. En afios como
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2014, 2015 y 2019, el promedio se ubica entre un umbral de 4 y 6 horas, lo cual indica
las menores horas de indisponibilidad del periodo analizado.

Figura 116. Promedio anual vs MHAI Barraje sin bahias de maniobra.
Fuente: CREG con informacién XM
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Por otra parte, la mediana que representa el comportamiento central sin distorsiones por
datos extremos permanece muy por debajo de la exigencia en todos los afnos analizados,
oscilando entre 0,2 y 7 horas, lo cual confirma que al menos el 50% de los subsistemas
no superaron las exigencias regulatorias. Este hallazgo es especialmente relevante, ya
que refuerza que el desempefio general del grupo no se ve comprometido por los pocos
casos extremos (Ver Tabla 21).

El percentil 75, que indica el valor por debajo del cual se ubica el 75% de los datos,
también es consistentemente inferior al umbral de 15 horas. Incluso en 2021, el afio con
la media mas elevada, el percentil 75 se mantiene en 9 horas, lo cual refleja que la
mayoria de los subsistemas sigue dentro de la exigencia, y que el aumento del promedio
obedece a un numero muy limitado de registros anémalos.

Tabla 21. Medidas estadisticas descriptivas Barraje sin bahias de maniobra.
Fuente: CREG con informacion XM

Medﬂ::cff;f;\%z"cas 2014 2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
Media 6 | 4 | 7 | 8 | 7 | 6 | 7 |60 12|12 9
Desviacion estandar 6 7 12 9 7 6 6 341 31 3 4
Percentil 75 9 | 8 | 9 | 13| 10| 8 | 10] 10|12 2| 8
Percentil 25 03]/02]02] 1 |02] 1] 2] 1] 2 |01]o03
Rango intercuartilico 8 8 9 12 10 7 9 9 10 2 8
Coeficiente de variacion 1 2 2 1 1 1 1 6 3 0.2 | 04
Mediana 4 1|5 ]| 5| 6|5 |6 ]| 5] 7 |o02]7
Desv'aa%"s’c')‘lﬂaed'a”a 31| 4|5 | 5| 4| 4| 4|5 8]s5s
MHAI 15 | 15 | 15 | 15 | 15 | 156 | 15 | 15 | 15 | 15 | 15
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En conclusion, el grupo de activos de Barraje sin bahias de maniobra presenta un
desempefio favorable con respecto a las exigencias regulatorias. La media, mediana y
percentil 75 se mantienen por debajo de las 15 horas en practicamente todo el periodo,
con excepcion de un unico afo (2021) afectado por un valor extremo. Este resultado
indica que la gran mayoria de los activos opera dentro de los limites establecidos, y que
los indicadores globales pueden verse distorsionados por uno o dos casos excepcionales.

2.5.2.1.5 Barraje con bahias de maniobra

De acuerdo con lo establecido en el numeral 5.1.4.2, este grupo de activos esta
constituido por el mdédulo de barraje y las bahias de acople, transferencia o
seccionamiento, en caso de que cuente con estas.

Con base en la informacion caracterizada, se analizaron un total de 96 subsistemas
asociados al grupo de activos de Barraje con bahias de maniobra. La mayoria de estos
se encuentran vinculados a los mercados de Bogota - Cundinamarca, Valle, Antioquia,
Caldas y Caribe Mar tal como se presenta en la Tabla 22.

Tabla 22. Cantidad de Grupos de Activos Barraje con bahias de maniobra por mercado.
Fuente: CREG con informacion XM

Mercado Cantidad de subsistemas
CALDAS 14
BOG - CUND 17
ANTIOQUIA 7
VALLE 26
CARIBE MAR 8
CAUCA 3
PEREIRA 2
CALI 2
TOLIMA 1
NARINO 1
NORTE DE SANTANDER 2
BOYACA 3
AIR-E 4
META 4
HUILA 1
SANTANDER 1
Total de subsistemas 96

Asi como en el caso de los grupos anteriores, al realizar el analisis con base en la
indisponibilidad de los activos y al contrastarla con los limites de MHAI, se identifico que
aproximadamente el 91% de los subsistemas en cada afio no supero la exigencia
establecida en la regulacion. No obstante, el afio 2021 y 2023 el porcentaje de
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subsistemas que superaron dicha exigencia fue el mas alto en comparacion con el resto
del periodo (Ver Figura 117).
Figura 117. Desemperio de las exigencias establecidas para el grupo de activos de Barraje con bahias de maniobra.

Fuente: CREG con informaciéon XM
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Con relacién a la dispersion, la variabilidad del comportamiento del grupo de activos de
Barraje con bahias de maniobra es extrema y se ve reflejada en varios indicadores, por
ejemplo, la desviacion estandar es alta en 2015 y sobre todo en 2023, lo que evidencia
la presencia de valores atipicos extremos. Esto se confirma en la Figura 118, donde se
observan valores superiores a 5000 horas.

Por su parte, el coeficiente de variacion, que permite comparar la dispersién relativa con
respecto a la media, alcanza valores de 7 en 2015 y 2023. Esto significa que la dispersion
es hasta 7 veces mayor que el valor promedio, lo cual indica falta total de homogeneidad
en esos afnos. El rango intercuartilico también muestra una gran variabilidad. En 2023, el
valor alcanza 78 horas, mientras que en afnos como 2017 o 2024 es de apenas 8 0 9
horas, lo que reafirma el comportamiento del grupo de activos en estos afos (Ver Tabla
23).

La desviacion mediana absoluta, también presenta valores altos en afios 2020, 2021,
2022 y 2023, lo que corrobora que la dispersion no solo proviene de pocos casos
extremos, sino también de una heterogeneidad real en el comportamiento del grupo.
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Figura 118. Analisis de dispersion anual del grupo de activos de Barraje con bahias de maniobra
Fuente: CREG con informacién XM
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De igual manera, durante el periodo de 2014 al 2024, el grupo de activos de Barraje con
bahias de maniobra evidencia un comportamiento altamente inestable con respecto a la
duracion de las indisponibilidades. Aunque en algunos afios como 2014 y 2017 la media
se ubica por debajo de la exigencia, en la mayoria de los afios supera ampliamente el
umbral regulatorio. Los picos mas criticos se presentan en 2016, 2020 y 2023, siendo
estos afos los de mayores horas que superaron las exigencias (ver Figura 119).

Figura 119. Promedio anual vs MHAI Barraje con bahias de maniobra
Fuente: CREG con informacion XM
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La mediana, que refleja el comportamiento central sin la distorsién de los valores

extremos, se encuentra por debajo de la exigencia en la mayoria de los afios, con valores
que oscilan entre 4 y 24 horas. Esto indica que al menos el 50% de los activos presentan
un desempeio aceptable con relacion a las exigencias regulatorias, pero no evita que los
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valores extremos disparen la media y generen una percepcion global de superacion de
los limites (Ver Tabla 23).

El percentil 75 resulta particularmente revelador, ya que, en los afios 2015, 2016, 2021y
2023 presenta valores superiores a la exigencia de 30 horas, alcanzando maximos de
hasta 125 y 83 horas. Esto indica que, en dichos afios, al menos el 25% de los grupos de
activos superaron ampliamente el limite permitido. No obstante, en los afos restantes, el
75% de los grupos de activos logr6 mantenerse dentro de la exigencia regulatoria (Ver
Tabla 23).

Tabla 23. Medidas estadisticas descriptivas.
Fuente: CREG con informacién XM

Medidas estadisticas

R 201420152016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
descriptivas

Media 10 | 61 | 135 | 24 | 69 44 | 122 | 47 76 | 205 | 74
Desviacion estandar - 439 | 146 | 19 13 17 62 14 17 |1466| 4
Percentil 75 - 125 | 46 9 23 27 15 32 17 | 83 10
Percentil 25 - 3 7 0,4 2 5 3 9 6 5 1
Rango intercuartilico - 122 | 38 9 21 21 12 | 23 11 78 8
Coeficiente de variacion - 7 1 1 0,2 | 0,4 1 0,3 | 0,2 7 0,1
Mediana 8 9 23 9 11 9 6 24 10 8 4
Desviacion mediana > 6 2 2 9 6 18 12 17 17 4
absoluta
MHAI 30 | 30 | 30 | 30 | 30 30 | 30 30 30 30 30

2.5.2.2 Analisis por mercado

Este analisis permite desagregar el comportamiento de los grupos de activos del STR
segun el mercado al cual estén asociados los subsistemas, proporcionando una vision
territorial que complementa el enfoque nacional. Esta perspectiva facilita la identificacion
de mercados en los cuales se superan las exigencias de manera recurrente, asi como la
caracterizacion de regiones con un desempeio sobresaliente de las exigencias
regulatorias.

Asi como en el caso del analisis a nivel nacional, este apartado se desarrolla en
concordancia con el numeral 5.1.5 de la Resolucién CREG 015 de 2018, el cual establece
los valores de Maximas Horas Anuales de Indisponibilidad (MHAI) aplicables a los
diferentes grupos de activos del STR. El desempefio de estas exigencias es evaluado
considerando la agregacion de datos por mercado, lo que permite identificar aquellos
donde se concentra el mayor numero de eventos o donde los niveles de indisponibilidad
promedio superan con mayor frecuencia los umbrales regulatorios.

Para efectos del analisis, se mantiene la misma ventana de observaciéon definida en el
enfoque nacional, es decir, periodos anuales comprendidos entre enero y diciembre para
los anos 2014 a 2024. La informacion utilizada fue suministrada por XM, con el detalle de
los eventos asociados a cada activo del STR, incluyendo fechas, causas, duracion,
subsistema asociado y agente responsable. La agrupacion de los activos por mercado se
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realizd con base en la categorizacidn de subsistemas establecida en el numeral 5.1.4.2
de la Resolucion CREG 015 de 2018.

En primera instancia, se presentan los resultados del promedio de horas de
indisponibilidad por subsistema dentro de cada mercado, lo cual permite identificar los
casos en los que no se superaron las exigencias regulatorias y en los cuales el
desempeno deficiente fue considerable. Es informacién se corrobora con base en el
conteo de los subsistemas que superaron las exigencias establecidas, proporcionando
una medida adicional para evaluar la magnitud del desempefio en cada mercado. Con
base en la informacion obtenida de los promedios de horas de indisponibilidad por
mercado, se analizan los tres casos en los cuales se presentaron la mayor cantidad
promedio de horas en el periodo de analisis.

Este analisis aporta elementos clave para visibilizar de manera integral y a nivel regional
el grado de alineacién con las exigencias regulatorias, permitiendo tomar medidas ante
posibles desviaciones generalizadas en los mercados, o, en su defecto, respaldar
aquellos casos puntuales con comportamientos consistentes frente a lo establecido.

2.5.2.2.1 Conexion del OR al STN.

En esta seccion se analiza el comportamiento del grupo de activos de Conexion del OR
al STR, enfocado en su desempefio por mercado. El objetivo es identificar los
subsistemas y mercados con mayor impacto en términos de superacién de las exigencias
establecidas por la Resolucién CREG 015 de 2018. Para ello, se examina el promedio de
horas de indisponibilidad por subsistema y la cantidad de subsistemas que superan las
exigencias en los diferentes afos del periodo evaluado.

Con base en lo anterior, se obtiene la cantidad de subsistemas total por mercado,
denotando que Bogota — Cundinamarca, Caribe Mar, Antioquia y Air-e tienen la mayor
cantidad de subsistemas (Ver Tabla 24).

Tabla 24. Cantidad total de subsistemas por mercado
Fuente: CREG con informacion XM

Mercado Cantidad total de subsistemas
BOG - CUND 38
CARIBE MAR 28

CALDAS 9

BOYACA 9

ARAUCA 6
SANTANDER 12

ANTIOQUIA 30
META 3
VALLE 17
AIR-E 27
HUILA 4

N. SANTANDER 7
TOLIMA 6
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Mercado Cantidad total de subsistemas
CAUCA 2
NARINO 3
PUTUMAYO 1
CALI 1

De igual manera, se calcula la cantidad de subsistemas por mercado y por afio que
superaron las exigencias regulatorias, resaltando los mercados de Bogota -
Cundinamarca y Air-e los cuales tienen un bajo desempefio en todos los anos (Ver Tabla
25).

Tabla 25. Cantidad total de subsistemas por mercado y por afio que superaron las exigencias regulatorias
Fuente: CREG con informacion XM

Mercado 201420152016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
BOYACA 1
META 1
CALI 1
N. SANTANDER 1 1
NARINO 1 1
HUILA 1 1 1
CAUCA 1 1 1 1
CALDAS 1 1 1 2
ANTIOQUIA 2 3 1 1 1 3 1
TOLIMA 2 2 1 2
ARAUCA 2 1 3 2 1 1
VALLE 1 1 4 1 1 1 1
SANTANDER 3 1 1 1 2 1 2 1
CARIBE MAR 1 1 1 1 3 1 2 2 1
AIR-E 1 1 1 3 3 4 7 1 3 2 1
BOG - CUND 2 1 1 9 12 8 2 2 6 7 5

A partir de lo anterior, se realiza una ponderacion general del desempefio con base en
las exigencias regulatorias en los once anos analizados. En la Figura 120 se observa que
los mercados de Cauca, Arauca y Bogota - Cundinamarca tienen el mayor porcentaje de
indisponibilidad en comparacion con los demas mercados, esto se debe a que la cantidad
de subsistemas que estuvieron indisponibles en algunos afios fue alta con respecto al
total de subsistemas por mercado.
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Figura 120. Porcentaje de subsistemas que superaron la exigencia de Conexién al STN — por mercado.
Fuente: CREG con informacién XM
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Por otra parte, la Figura 121 muestra el promedio de horas de indisponibilidad por
subsistema que superé las exigencias regulatorias en los distintos mercados, durante el
periodo 2014—-2024 (area naranja indica el umbral de exigencia). El analisis evidencia una
alta variabilidad tanto entre afios como entre mercados, con picos donde se superan las
MHAI significativos en periodos especificos. Los valores mas alto se presentan en 2017,
2021, 2022 y 2024 (Ver Figura 121).

En el afio 2017, el mercado de Air-e se destaca por registrar un promedio de 907 horas
de indisponibilidad por subsistema (Ver Figura 121). Los subsistemas que presentaron
eventos y, ademas, superaron las exigencias regulatorias durante ese afio fueron
Termoflores, Cuestecitas y Tebsa. Del total de horas de indisponibilidad asociadas a este
mercado, el 48% correspondié a causas forzadas, mientras que el 46% estuvo
relacionado con mantenimientos programados (Ver Figura 121).
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Figura 121. Promedio de horas de indisponibilidad de cada subsistema que superaron la exigencia — por mercado.
Fuente: CREG con informacién XM
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En el afio 2021, el mercado de Air-e vuelve a presentar el valor mas alto de promedio de
horas de indisponibilidad por subsistema llegando a las 988 horas (Ver Figura 123), sin
embargo, en este afo y para ese mercado solo se presentaron eventos en el subsistema
de Termoflores, dos de ellos con una duracién prolongada y los cuales tuvieron como
causa mantenimientos programados llegando a ser un 99% del total de horas de
indisponibilidad (Ver Figura 123). Esto evidencia la existencia de eventos prolongados en
pocos subsistemas, lo cual marca una criticidad en la calidad del servicio y elevadas
compensaciones.

Para el aino 2022, el mercado con mayor cantidad de horas indisponibles por subsistema
es Caribe Mar, con 1.065 horas. Este es el valor mas alto del periodo analizado, los
subsistemas que presentaron eventos en el afio fueron Valledupar y Ternera con 72% de
las horas asociadas a mantenimientos programados (Ver Figura 123).

En el afo 2024, el mercado de Bogota — Cundinamarca presenta un valor promedio de
horas de indisponibilidad por subsistema de 1.002 horas (ver Figura 123). Este resultado
se deriva de indisponibilidades en los subsistemas de Concordia, La Guaca, Tunal y
Bacata, los cuales registraron eventos de larga duracién en los que el 79% de las horas
correspondieron a eventos forzados y el 16% a mantenimientos programados (Ver Figura
123).
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Figura 122. Ponderacién de duracion de indisponibilidad por causa en el afio 2017, 2021, 2022 y 2024 para los
mercados de Air-e, Caribe Mar y Bogota - Cundinamarca.
Fuente: CREG con informacién XM
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En general, el comportamiento evidenciado en este grupo de activos permite concluir que
el impacto en cuanto a la superacion de las MHAI varia significativamente entre mercados
y anos, y que existen casos puntuales donde un pequefio numero de subsistemas con
horas prolongadas de indisponibilidad elevan el promedio, afectando la calidad de
servicio del mercado correspondiente. Por otra parte, se evidencia que el mayor
porcentaje de horas de indisponibilidad en los mercados de Bogota — Cundinamarca y
Air-e se presentaron por causas de mantenimientos programados o por eventos forzados.

Al analizar el total de horas indisponibles se evidencia que los subsistemas del mercado
de Bogota — Cundinamarca contemplan un total de 34,9%, de Air-e un 19,7% y Carime
Mar 11,8%. No obstante, a pesar de que estos mercados tuvieron la mayor
indisponibilidad del total, el porcentaje de subsistemas indisponibles asociados en el
mercado de Bogota — Cundinamarca es de 13% y el de Air-e es de 9%, lo que significa
una mayor cantidad de horas promedio de indisponibilidad por subsistema (Ver Figura
123).

Por otra parte, otros mercados obtuvieron el mayor porcentaje de subsistemas
indisponibles en el periodo analizado, a pesar de esto las horas de indisponibilidad totales



Sesion No. 1390 143/310

de los subsistemas se estiman en porcentajes bajos, lo que indica que el promedio de
horas indisponibles no es alto (Ver Figura 123).

Figura 123. Porcentaje de horas en las cuales se superaron las exigencias — por mercado.

Fuente: CREG con informaciéon XM
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Ahora bien, al analizar las horas de indisponibilidad de los subsistemas que no superaron
las exigencias regulatorias en cada mercado, durante el periodo 2014—-2024, se observa
que a lo largo de los once afios ninguno de los mercados superd el umbral regulatorio,
es decir, todos los promedios por subsistema que aparecen en la Figura 124, Figura 125
y Figura 126 se mantuvieron por debajo del limite exigido.

No obstante, aunque en general hubo horas de indisponibilidad por debajo de los limites
regulatorios, se observan diferencias en los margenes entre mercados. Por ejemplo, en
afos como 2015, 2019 y 2020, 2021 y 2022, ciertos subsistemas como, Norte de
Santander, Cauca o Arauca, muestran promedios de horas cercanos al limite regulatorio
(entre 40 y 65 horas), lo que podria interpretarse como situaciones donde, si bien se no
supero la exigencia, hubo un riesgo de sobrepasarla.

Figura 124. Analisis de los mercados que no superaron las exigencias del afio 2014 al 2017.
Fuente: CREG con informacion XM
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Figura 125. Anélisis de los mercados que no superaron las exigencias del afio 2018 al 2021.
Fuente: CREG con informacién XM
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Figura 126. Analisis de los mercados que no superaron las exigencias del afio 2022 al 2024.
Fuente: CREG con informacion XM
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2.5.2.2.2 Equipo de Compensacién

En este

144 /310

21

CALI

N

CALI

caso se analiza el comportamiento del grupo de activos de Equipo de

compensacion, con el fin de identificar los mercados y subsistemas que presentan un
menor desempenio frente a los limites establecidos por la Resolucion CREG 015 de 2018.
Para ello, se examina el promedio de horas de indisponibilidad por subsistema y la
cantidad de subsistemas que superan las exigencias en los diferentes anos del periodo

evaluado.
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Con base en lo anterior, se obtiene inicialmente la cantidad de subsistemas total por
mercado, denotando que Bogota — Cundinamarca, Caribe Mar, Antioquia y Air-e tienen
la mayor cantidad de subsistemas (Ver Tabla 26).

Tabla 26. Cantidad total de subsistemas por mercado — Equipo de Compensacion
Fuente: CREG con informacién XM

Mercado Cantidad total de subsistemas
BOG — CUND 10
CARIBE MAR 8
META 9
ANTIOQUIA 1
AIR-E 2
N. SANTANDER 3

A su vez, se obtiene la cantidad de subsistemas por mercado y por afio que superaron
las exigencias regulatorias, resaltando los mercados de Caribe Mar y Bogota —
Cundinamarca los cuales tienen un bajo desempefio en la mayoria de los afios (Ver Tabla
27).

Tabla 27. Cantidad total de subsistemas por mercado y por afio que no superaron las exigencias regulatorias —

Equipo de compensacion
Fuente: CREG con informacion XM

Mercado 2014 (2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
N. SANTANDER 1

AIR-E 1 1 1 2 2
CARIBE MAR 1 1 3 1 1 1 3 1 1 1

META 4 1 4 1 5 2
BOG - CUND 1 5 2 5 10 | 10 | 10 | 10 | 10 9 8

En consecuencia, se realiza una ponderacion general del desempefio con base en las
exigencias regulatorias en los once afos analizados. En la Figura 127 se observa que el
mercado de Bogota — Cundinamarca presenta el mayor porcentaje de horas que
superaron los limites regulatorios en comparacion con los demas mercados, esto se debe
a que en los afios del 2018 al 2022 se presentaron indisponibilidades en el 100% de los
subsistemas (Ver Tabla 27).
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Figura 127. Porcentaje de grupo de activos que superaron la exigencia de Equipo de compensacion — por mercado.
Fuente: CREG con informacién XM
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Por otra parte, en la Figura 128 se observa que entre los afos 2018, 2019, 2020 y 2023
el mercado de Bogota — Cundinamarca y Caribe Mar concentraron las mayores horas
promedio de indisponibilidad por subsistema, superando en todos los casos las 900
horas. En el afio 2018, Bogota — Cundinamarca alcanzé6 un promedio de 1.584 horas con
eventos en los subsistemas de El Sol, Salitre, Ubaté, Tibabuyes, Bacata y Usme. Esta
situacion se repite en 2019 con 1.542 horas y en 2020 con 992 horas, ambos afios con
eventos en los mismos subsistemas del 2018. Sin embargo, en 2023, el mercado de
Caribe Mar reporta el valor promedio de horas de indisponibilidad por subsistema mas
alto de todo el periodo analizado, con un total de 3.827 horas, concentrado en el
subsistema Ternera.

Esta condicidon resulta aun mas relevante si se considera que solo 1 subsistema del
mercado de Caribe Mar present6é esa cantidad de horas de indisponibilidad en el afo
2023, lo que resalta la ocurrencia de un evento prolongado.
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Figura 128. Promedio de horas de indisponibilidad de cada subsistema que superaron la exigencia — por mercado.
Fuente: CREG con informacién XM
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Del total de horas de indisponibilidad asociadas a los mercados de Bogota —
Cundinamarca y Caribe Mar en los anos de 2018 al 2020 y 2023, la causa de las
indisponibilidades corresponde mayormente a eventos forzados (Ver Figura 129).
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Figura 129. Ponderacion de duracion de indisponibilidad por causa en el afio 2018, 2019, 2020 y 2023 para el
mercado de BOGOTA — CUNDINAMARCA y CARIBE MAR
Fuente: CREG con informacién XM
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De igual manera al analizar el total de horas indisponibles se evidencia que los
subsistemas del mercado de Bogota — Cundinamarca contemplan un total de 86% y los
del mercado de Caribe Mar un porcentaje de 8.7%. En este caso, el mercado de Bogota
— Cundinamarca cuenta con el mayor porcentaje de indisponibilidad y el de horas que
superaron las exigencias dando a entender que fue el mercado con mayor criticidad en
este grupo de activos. (Ver Figura 130).
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Figura 130. Porcentaje de horas en las que se superaron las exigencias — por mercado.
Fuente: CREG con informacién XM
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Ahora bien, la Figura 131 presenta el comportamiento del promedio de horas de
indisponibilidad de los subsistemas que no superaron las exigencias regulatorias en los
distintos mercados, durante el periodo 2014—-2024. Sin embargo, se observan diferencias
relevantes en los margenes del desempeno, especialmente en mercados como Caribe
Mar, Air-e y Bogota — Cundinamarca que en varios afos registraron valores cercanos al
limite, con promedios que oscilan entre 11 y 13 horas. El afio 2022 se destaca por
registrar el valor mas alto dentro del rango de cumplimiento, en particular en el mercado
de Caribe Mar, que alcanza hasta las 13 horas.

Figura 131. Analisis de los mercados que no superaron las exigencias del afio 2014 al 2024.
Fuente: CREG con informacion XM
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2.5.2.2.3 Linea del STR.

En esta seccidon se analiza el comportamiento del grupo de activos de Linea del STR,
enfocado en su desempefio por mercado. El objetivo es identificar los subsistemas y
mercados con mayor impacto en términos de desempefio de las exigencias establecidas
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por la Resolucion CREG 015 de 2018. Para ello, asi como en los casos anteriores se
examina el promedio de horas de indisponibilidad por subsistema y la cantidad de
subsistemas que superan las exigencias en los diferentes afios del periodo evaluado.

Para tal fin, se debe tener en cuenta inicialmente la cantidad de subsistemas total por
mercado, denotando que Bogota — Cundinamarca, Valle y Antioquia tienen la mayor
cantidad de subsistemas de este grupo de activos (Ver Tabla 28).

Tabla 28. Cantidad total de subsistemas por mercado — Linea del STR
Fuente: CREG con informacion XM

Mercado Cantidad total de subsistemas
N. SANTANDER 15
CALI 12
HUILA 12
ANTIOQUIA 94
CARIBE MAR 66
BOG - CUND 129
CALDAS 29
VALLE 71
ARAUCA 1
AIR-E 43
SANTANDER 33
META 15
BOYACA 44
NARINO 16
CAUCA 8
TOLIMA 21
PEREIRA 3
PUTUMAYO 2
CASANARE 8
CAQUETA 1

De igual manera, se obtiene la cantidad de subsistemas por mercado y por afio que
superaron las exigencias regulatorias, resaltando los mercados de Caribe Mar, y Air-e los
cuales tienen un bajo desempefio en todos los afos y su cantidad es alta considerando
el total se subsistemas en cada uno de ellos (Ver Tabla 29).

Tabla 29. Cantidad total de subsistemas por mercado y por afio que superaron las exigencias regulatorias.
Fuente: CREG con informacion XM

MERCADO 2014 | 2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
N. SANTANDER 3 1 3 2 4 2 5 3 1 1 1
CALI 1 2

HUILA 5 2 1 3 3 2 1 1 5 2
ANTIOQUIA 10 12 10 8 8 7 5 7 3 8 5
CARIBE MAR 14 9 10 10 15 12 18 | 20 13 19 13
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MERCADO 2014 2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
BOG - CUND 19 | 18 | 14 | 21 | 28 | 24 | 22 | 28 | 25 | 28 | 21
CALDAS 1 3 3 3 4 6 2 5 5 1 1
VALLE 4 5 2 | 19| 5 7 5 7 2 | 12 | 12
ARAUCA 1 1 1 1 1 1 1
AIR-E 11 9 6 | 12 | 10 | 14 | 10 | 16 | 11 9 7
SANTANDER 7 7 4 6 6 3 7 6 5 4 1
META 3 2 2 1 1 1 1 5
BOYACA 4 3 7 8 9 5 5 4 7 5 4
NARINO 4 1 3 1 1 3 3 2 8 4 3
CAUCA 4 1 3 1 3 1 5 5
TOLIMA 9 8 4 4 4 |12 |14 | 7 4 5
PEREIRA 1 2 1 1
PUTUMAYO 2 2 1 1 1 1
CASANARE 2 1 1 1 2 1 2
CAQUETA 1

De acuerdo con lo anterior, se realiza una ponderacion general del desempefio con base
en las exigencias regulatorias en los once afios analizados. En la Figura 132 se observa
que los mercados de Arauca, Choco y Bajo Putumayo tienen el mayor porcentaje de
indisponibilidad en comparacion con los demas mercados, esto se debe a que la cantidad
de subsistemas que estuvieron indisponibles en algunos afios fue alta con respecto al
total de subsistemas por mercado. Por ejemplo, en el afio 2014, 2015y 2016 se presentd
indisponibilidad en 4 de los 4 subsistemas que se asocian al mercado de Chocd, lo que
representa una indisponibilidad del 100% en esos afios (Ver Tabla 29).
Figura 132. Porcentaje de subsistemas que superaron las metas — por mercado.

Fuente: CREG con informacion XM
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Por otra parte, la Figura 133, Figura 134 y Figura 135 muestran el promedio de horas de
indisponibilidad por subsistema que superdé las exigencias regulatorias en los distintos
mercados, durante el periodo 2014-2024 (linea verde indica el umbral de exigencia). El
analisis evidencia una alta variabilidad tanto entre afios como entre mercados, con picos
significativos en los cuales se superaron las exigencias en periodos especificos. Los
valores mas alto se presentan en 2015, 2016 y 2024.

En el afo 2015, se destaca el mercado de Cauca con un promedio de horas de
indisponibilidad por subsistema de 1.436 (Ver Figura 133). En este caso las horas de
indisponibilidad se presentan solo en el subsistema Cabama (Cauca) — Santander con
un 85% de las horas asociadas con mantenimientos programados y un 13% con eventos
no programados en consignacion (Ver Figura 136).

Para el afio 2016 el mercado de Caribe Mar es aquel que tiene el promedio de horas de
indisponibilidad por subsistema mas alto, alcanzando un valor de 1.372 horas. En este
caso los subsistemas que se asocian a la superacion de las MHAI son Bocagrande —
Bosque, Cospique - Ternera, El Banco - El Paso, El Carmen - San Jacinto - Calamar —
Gambote, El Copey - El Paso, Gambote — Ternera, Magangue — Since, Tierra Alta - Urra
y Cospique — Membrillal. Del total de horas de indisponibilidad asociadas a este mercado,
el 43% correspondié a maniobras de apertura, mientras que el 42% estuvo relacionado
con eventos no programados por otro sistema (Ver Figura 136).

Figura 133. Promedio de horas de indisponibilidad de cada subsistema que superaron la exigencia — por mercado del

2014 al 2017
Fuente: CREG con informacion XM
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Figura 134. Promedio de horas de indisponibilidad de cada subsistema que superaron la exigencia — por mercado del

2018 al 2021
Fuente: CREG con informacion XM
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En el afo 2024, el mercado de Caqueta registréo el promedio mas alto de horas de
indisponibilidad por subsistema en todo el periodo analizado, alcanzando un total de

3.264 horas. Este valor corresponde a eventos ocurridos en el subsistema Centro
(Florencia) — Doncello, siendo el 100% de las horas atribuibles a eventos forzados (ver

Figura 136).

Figura 135. Promedio de horas de indisponibilidad de cada subsistema que superaron la exigencia — por mercado del

2022 al 2024
Fuente: CREG con informacion XM
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Figura 136. Ponderacion de duracién de indisponibilidad por causa en el afio 2015, 2016 y 2024 para el mercado de
Cauca, Caribe Mar y Caqueta
Fuente: CREG con informacién XM
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Al analizar el total de horas indisponibles se evidencia que los subsistemas del mercado
de Bogota — Cundinamarca contemplan un total de 18.6%, de Caribe Mar un 18.2% y de
Antioquia el 15.5%. No obstante, a pesar de que estos mercados tuvieron la mayor
indisponibilidad del total, el porcentaje de subsistemas indisponibles asociados en el
mercado de Bogota — Cundinamarca es de 17%, de Caribe Mar es de 21% y Antioquia

es de 8% lo que significa una mayor cantidad de horas promedio de indisponibilidad por
subsistema (Ver Figura 137).

Figura 137. Porcentaje de horas en las que se superaron las exigencias — por mercado.
Fuente: CREG con informacion XM
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Ahora bien, las Figuras 138, 139, 140 y 141 presentan el promedio anual de horas de
indisponibilidad por subsistema que no superaron la exigencia regulatoria en los
diferentes mercados entre los afios 2014 y 2024. El area sombreada de color naranja
representa el umbral establecido por la regulacion para cada grupo de activos, lo que
permite visualizar el margen con el cual se ha mantenido el desempeiio.
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Sin embargo, al observar en detalle, se identifican afios y mercados en los que los
promedios por subsistema se aproximan al limite permitido, especialmente en los
mercados de Bajo Putumayo, Pereira, Caqueta, Choco, Arauca y Caqueta, en los afios
de 2015, 2016, 2017 2019, 2020, 2022 y 2024, con valores entre 30 y 35 horas. Estos
niveles, si bien no superan los limites normativos, indican un comportamiento al borde de
la exigencia.

Figura 138. Analisis por mercados que no superaron las exigencias del afio 2014 al 2016.
Fuente: CREG con informacion XM
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Figura 139. Analisis por mercados que no superaron las exigencias del afio 2017 al 2019.
Fuente: CREG con informacion XM
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38
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Figura 140. Anélisis por mercados que no superaron las exigencias del afio 2020 al 2022.
Fuente: CREG con informacién XM
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Analisis por mercados que no superaron las exigencias del afio 2023 al 2024.
Fuente: CREG con informacion XM
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2.5.2.2.4 Barraje sin bahias de maniobra
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En esta seccidn se analiza el comportamiento del grupo de activos de Barraje sin bahias
de maniobra, enfocado en su desempefio por mercado. El objetivo es identificar los
subsistemas y mercados con mayor impacto en términos de desempefio con base en las
exigencias establecidas por la Resolucion CREG 015 de 2018. Para ello, se examina el
promedio de horas de indisponibilidad por subsistema y la cantidad de subsistemas que
superan las exigencias en los diferentes afios del periodo evaluado.

Para ello, se debe tener en cuenta inicialmente la cantidad de subsistemas total por
mercado, denotando que Bogota — Cundinamarca, Antioquia y Caribe Mar tienen la mayor

cantidad de subsistemas de este grupo de activos (Ver Tabla 30).



Sesion No. 1390 157 /310

Tabla 30. Cantidad total de subsistemas por mercado
Fuente: CREG con informacién XM

Mercado Cantidad total de subsistemas

ARAUCA 2
CAUCA 2
PUTUMAYO 3
NARINO 7
VALLE 10

NORTE DE SANTANDER 8
BOGOTA - CUNDINAMARCA 43
ANTIOQUIA 35
CHOCO 1
BOYACA 9
CASANARE 2
TOLIMA 4
CARIBE MAR 21
SANTANDER 10
HUILA 5
AIR-E 10

META 5
CAQUETA 1

CALI 1

De igual manera, se obtiene la cantidad de subsistemas por mercado y por afio que
superaron las exigencias regulatorias, resaltando los mercados de Caribe Mar, Bogota —
Cundinamarca y Air-e los cuales tienen un bajo desempenio en todos los anos (Ver Tabla
31).

Tabla 31. Cantidad total de subsistemas por mercado y por afio que superaron las exigencias regulatorias
Fuente: CREG con informacion XM

Mercado 2014 2015|2016 | 2017 [ 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
NARINO 1
N. SANTANDER 1
CASANARE 1
HUILA 1
ANTIOQUIA 1 1
BOYACA 1 1 1
AIR-E 1 1 1 1 1 2 1
VALLE 1 3 1 2 1 1
CARIBE MAR 2 1 2 1 1 1 1 3
BOG - CUND 1 1 2 2 1 2 1 4
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Con base en lo anterior, se realiza una ponderacion general del desempefio con base en
las exigencias regulatorias en los once afos analizados. En la Figura 142 se observa que
los mercados de Air-e y Valle tienen el mayor porcentaje de indisponibilidad en
comparaciéon con los demas mercados, esto se debe a que la cantidad de subsistemas
que estuvieron indisponibles en algunos anos fue alta con respecto al total de
subsistemas por mercado.
Figura 142. Porcentaje de grupo de activos que superaron las exigencias regulatorias — por mercado.
Fuente: CREG con informacion XM
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La Figura 143 presenta el promedio de horas de indisponibilidad por subsistema en los
mercados que superaron las exigencias regulatorias durante el periodo 2014-2024. La
franja naranja representa el umbral de exigencia establecido por la regulacién. En los
afnos 2016, 2021, 2022 y 2024 se evidencian picos superiores a las 70 horas, siendo 2021
el afno con el mayor valor promedio registrado, correspondiente al mercado de Bogota —
Cundinamarca, lo que refleja la presencia de eventos con una duracion prolongada.

Los subsistemas asociados a estos eventos de indisponibilidad fueron, en 2016, el
subsistema El Salto en el mercado de Bogotd — Cundinamarca, y en 2021, los
subsistemas Morato y Gorgonzola. Por su parte, en el mercado del Valle, las
indisponibilidades estuvieron relacionadas con eventos en los subsistemas Santa
Barbara y Vijes, mientras que, en 2024, correspondié al subsistema Sucromiles.

En cuanto a las causas de las indisponibilidades en los subsistemas, en 2016, el 60% de
las horas registradas en el mercado de Bogota — Cundinamarca se atribuyeron a eventos
no programados en consignacion, mientras que el 40% restante correspondié a
mantenimientos programados. Para el afio 2021, la totalidad de las horas (100%) fue
causada por mantenimientos programados, en 2022, esta causa represento6 el 92% del
total de horas, y en 2024, el 65% de las horas estuvo asociado nuevamente a eventos no
programados en consignacion (Ver Figura 144).
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Figura 143. Promedio de horas de indisponibilidad de cada subsistema que superaron la exigencia — por mercado.
Fuente: CREG con informacion XM
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Figura 144. Ponderacion de duracion de indisponibilidad por causa en el afio 2016, 2021, 2022 Y 2024 para los
mercados de Bogota — Cundinamarca y Valle
Fuente: CREG con informacion XM
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De igual manera al analizar el total de horas de indisponibilidad totales se evidencia que
los subsistemas del mercado de Bogota — Cundinamarca contemplan un total de 52%.
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En este caso, a pesar de que el mercado de Bogota — Cundinamarca tuvo la mayor
cantidad de horas de indisponibilidad, el porcentaje de subsistemas asociados es de 3%,
lo que corrobora la existencia de eventos con duracion prolongada. Por otra parte, los
mercados de Air-e y Valle cuentan con el 8,8% y 8,9% de las horas totales de
indisponibilidad de este grupo de activos, sin embargo, el 8% de los subsistemas
presentaron indisponibilidades, esto evidencia otra situacién en la que se presentan horas
de indisponibilidad considerables con una cantidad alta de subsistemas. (Ver Figura 145).

Figura 145. Porcentaje total por mercado de las horas de indisponibilidad
Fuente: CREG con informacién XM
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Ahora bien, al analizar las horas de indisponibilidad de los subsistemas que no superaron
las exigencias regulatorias en cada mercado, durante el periodo 2014-2024, se observa
que el desemperio es evidente, con diferencias en los margenes en cada mercado. Por
ejemplo, en afios como 2014, 2016, 2020, 2021, 2022 y 2024, ciertos subsistemas como,
Narifio, Valle, cauca o N. de Santander, muestran promedios de horas cercanos al limite
regulatorio (entre 11 y 14 horas), lo que podria interpretarse como situaciones donde, si
bien se no se supero la exigencia, hubo un riesgo de sobrepasarla.

Figura 146. Analisis por mercados que no superaron las exigencias del afio 2014 al 2019.
Fuente: CREG con informacion XM
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Figura 147. Anélisis por mercados que no superaron las exigencias del afio 2020 al 2024.
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2.5.2.2.5 Barraje con bahia de maniobra
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En esta seccidn se analiza el comportamiento del grupo de activos de Barraje con bahia
de maniobra, enfocado en su desempefio por mercado. El objetivo es identificar los
subsistemas y mercados con mayor impacto en términos de desempefio con relacion a
las exigencias establecidas por la Resolucion CREG 015 de 2018. Para ello, se examina
el promedio de horas de indisponibilidad por subsistema y la cantidad de subsistemas
que superan las exigencias en los diferentes afios del periodo evaluado.

Para ello, se debe tener en cuenta inicialmente la cantidad de subsistemas total por
mercado, denotando que Valle, Bogota — Cundinamarca, y Caldas tienen la mayor
cantidad de subsistemas de este grupo de activos (Ver Tabla 32).

Tabla 32. Cantidad total de subsistemas por mercado

Fuente: CREG con informacion XM

Mercado Cantidad total de subsistemas
CALDAS 14
BOG - CUND 17
ANTIOQUIA 7
VALLE 17
CARIBE MAR 11
CAUCA 3
PEREIRA 2
CALI 2
TOLIMA 5
NARINO 1
N. SANTANDER 2
BOYACA 3
AIR-E 6
META 4
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Mercado

Cantidad total de subsistemas

HUILA

1

SANTANDER

1

A su vez, se obtiene la cantidad de subsistemas por mercado y por afio que superaron
las exigencias regulatorias, resaltando los mercados de Valle, Bogota — Cundinamarca y
Air-e los cuales tienen un bajo desempeio en la mayoria de los afios (Ver Tabla 33).

Tabla 33. Cantidad total de subsistemas por mercado y por afio que superaron las exigencias regulatorias.
Fuente: CREG con informacion XM

Mercado 2015|2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024
AIR-E 2 1 2 1 2 1 1
BOG - CUND 2 1 3 2 3 4 3
BOYACA 1 1
VALLE 1 3 1 5 2 4 2
CARIBE MAR 2 2 3 1
HUILA 1 1
TOLIMA 2
N. SANTANDER 1
ANTIOQUIA 1 1
META 1 2

Con base en lo anterior, se realiza ponderacion general del desempefio con base en las
exigencias regulatorias en los once afnos analizados. En la Figura 148 se observa que el
mercado de Huila, Air-e, y Boyaca tienen el mayor porcentaje de horas que superaron los
limites exigidos en comparacion con los demas mercados, esto se debe a que en algunos
mercados se presentaron indisponibilidades en el 100% de los subsistemas.

Figura 148. Porcentaje de subsistemas que superaron las exigencias — por mercado.
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Por otra parte, la Figura 149 muestra la evolucion del promedio de horas de
indisponibilidad por subsistema en los mercados que superaron las MHAI durante el
periodo analizado. Se destacan picos significativos en los afios 2018, 2022 y 2023, siendo
el 2023 el de mayor criticidad, con un promedio de 1.824 horas en el mercado de Bogota
— Cundinamarca. Este valor esta asociado a los subsistemas Noroeste, Termozipa, La
Loma y Rio, e implica la ocurrencia de eventos de larga duracioén, superando ampliamente
el umbral regulatorio.

De igual forma, en los afios 2018 y 2022 se registran promedios elevados de horas de
indisponibilidad por subsistema. En 2018, el mercado de Caribe Mar alcanz6 1.081 horas,
atribuibles a eventos en los subsistemas Proeléctrica y Nueva Monteria. En 2022, el
mercado de Bogota — Cundinamarca registréo un promedio de 960 horas, asociado a los
subsistemas de Salitre, Termozipa y Tunal.

Al analizar la distribucion de la duracion de indisponibilidad por causa en los afos 2018,
2022 y 2023, se observa que la mayor proporcion corresponde a mantenimientos
programados y eventos forzados. No obstante, en 2022, el mercado de Bogota —
Cundinamarca también presenta un 32% de las horas asociadas a eventos programados
en consignacion (Ver Figura 150).

Figura 149. Promedio de horas de indisponibilidad de cada subsistema que superaron la exigencia — por mercado.
Fuente: CREG con informacion XM
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Figura 150. Ponderacién de duracion de indisponibilidad por causa en los afios 2018, 2022 y 2023 para el mercado
de Valle y Bogota — Cundinamarca
Fuente: CREG con informacién XM
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De igual manera al analizar el total de horas indisponibles se evidencia que los
subsistemas del mercado de Bogota — Cundinamarca contemplan un total de 48% y los
del mercado de Caribe Mar y Valle un porcentaje de 21.9% y 10.5% respectivamente. No
obstante, a pesar de que estos mercados tuvieron la mayor indisponibilidad del total, el
porcentaje de subsistemas indisponibles asociados con el mercado de Bogota —
Cundinamarca es de 12% lo que significa una mayor cantidad de horas promedio de
indisponibilidad por subsistema (Ver Figura 151).

Por otra parte, otros mercados obtuvieron el mayor porcentaje de subsistemas
indisponibles en el periodo analizado, a pesar de esto las horas de indisponibilidad totales
de los subsistemas se estiman en porcentajes bajos, lo que indica que el promedio de
horas indisponibles no es alto (Ver Figura 151).

Figura 151. Porcentaje de horas en las que se superaron las exigencias — por mercado.
Fuente: CREG con informacion XM

HUILA SANTANDER
META 0.4% 0.1% CALDAS
2.2% : 1.3%
BOYACA
1.4%
N. SANTANDER AIRE
1.6% y 8.9%

PEREIRA
0.3%

BOG - CUND
44.1%

CARIBE MAR
20.3%

VALLE
11.8%
ANTIOQUIA
1.4%



Sesion No. 1390 165/310

En cuanto a las horas de indisponibilidad de los subsistemas que no superaron las
exigencias regulatorias en cada mercado, durante el periodo 2014—2024, se observa que
el desempeino es evidente, con diferencias en los margenes en cada mercado. Por
ejemplo, en afos como 2015, 2021, 2022 y 2023, ciertos subsistemas como, Meta y
Boyaca, muestran promedios de horas cercanos al limite regulatorio (entre 21 y 25 horas),
lo que podria interpretarse como situaciones donde, si bien se mantuvo por debajo del
limite regulatorio la exigencia, hubo un riesgo de sobrepasarla.
Figura 152. Analisis de los mercados que no superaron las exigencias del afio 2014 al 2019.
Fuente: CREG con informacion XM
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Figura 153. Analisis de los mercados que no superaron las exigencias del afio 2020 al 2024.
Fuente: CREG con informacion XM
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2.5.2.3 Analisis de duracion de indisponibilidad por causa y activos

Este analisis se realiza teniendo en cuenta la duracidn de las indisponibilidades por causa
y por activo, con el fin de identificar los principales eventos que afectan la disponibilidad
en el STR. La evaluacién considera la proporcion que representa cada tipo de causa
sobre el total de tiempo de indisponibilidad registrado por activo, permitiendo asi
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establecer patrones de comportamiento, detectar activos con alta recurrencia de eventos
forzados o no programados, y reconocer aquellos cuya salida del servicio obedece
mayoritariamente a mantenimientos planificados o procesos de expansion.

Para efectos de representaciéon grafica, las causas han sido identificadas con letras tal
como se muestra en la Tabla 34, esta codificacion se utiliza con el propdsito de simplificar
la visualizacion de los resultados y facilitar la interpretacion comparativa entre los activos.
La figura resultante resume de forma porcentual la composicion de los eventos de
indisponibilidad por causa para cada activo, permitiendo una lectura clara de las
categorias dominantes de cada uno.

Dentro del analisis realizado se pudo observar 19 tipos de eventos que van desde los
activos de STN hasta riesgo de vida humana.

Tabla 34. Medidas estadisticas descriptivas.
Fuente: CREG con informacién XM

Letra referencia Causa

STN Activos STN
TERR Actos de terrorismo

ESP .Actuacién de esquemas suplementarips

debido a eventos no programados en el sistema

NAT Catastrofe natural

PRB Cierre Pruebas

OPR Condicion operativa

DIS Derrateo Disponibilidad

OoTS Evento no programado Otro Sistema
EXP Expansién

FOR Forzado

CND Instruccion CND

APR Maniobra apertura

CIE Maniobra cierre

MAN Mantenimiento

MMY Mantenimiento mayor

NPR No Programado en Consignacion
NOR Normal

POT Obras Entidades Estatales - Modificaciones POT
RIE Riesgo Vida Humana
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Figura 154. Distribucion porcentual de eventos de indisponibilidad por causa y por activo.
Fuente: CREG con informacién XM
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Con base en la grafica de distribucién porcentual de eventos de indisponibilidad por
activo, se identifican patrones diferenciados en la naturaleza de las causas que afectan
la disponibilidad operativa de cada uno de ellos. El anélisis considera los activos y agrupa
las causas de indisponibilidad en categorias tales como mantenimiento programado,
eventos forzados, expansiones, condiciones normales de operacion, entre otros.

En términos generales, se evidencia que la categoria de “MAN” o mantenimiento
representa la principal causa de indisponibilidad en la mayoria de los activos.
Especificamente, activos como Bahia de Acople, Bahia Central, Bahia Linea, Bahia
Seccionamiento, Bahia Transformador, Bahia Transferencia, Transformador y Barra
equivalente registran participaciones superiores al 40% bajo esta clasificacion,
alcanzando incluso un 59,6% en el caso de Bahias de Acople.

Por otro lado, se observa una participacion significativa de los eventos “FOR” o forzados
en activos como Bahia de compensacién con aproximadamente un 44%, Capacitor con
59% vy lineas con 66%, donde dicha causa se posiciona como la mas representativa en
esos casos. También se identifican porcentajes relevantes de eventos forzados en
activos como Bahia Central, Bahia de linea, Bahia de seccionamiento y Transformador.

Asimismo, en activos como Barra equivalente o segmento de barra y Bahia de
transferencia, se destaca la participacién de los eventos “EXP” o de expansion, con un
22% y un 18% del total, respectivamente. También se identifican porcentajes relevantes
de expansion en los activos de Bahia de Acople y Bahia de Transferencia, lo cual podria
estar asociado a intervenciones de crecimiento del sistema o integracion de nueva
infraestructura.

En cuanto a las causas clasificadas como no programados en consignacion o “NPR” en
la Figura 154, si bien no representan la mayoria en ningun activo, mantienen una
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presencia constante. Destacan los activos Transformador y Bahia de Transformador,
donde estas categorias alcanzan el 16% y 14% respectivamente.

En cuanto a la causa de Evento no programado en otro sistema o “OTS”, en la Figura
154 se evidencia que, en los activos de Bahia de seccionamiento, Bahia de transformador
y Barra Equivalente dicha causa presenta una participacién que oscila entre el 8% y el
13% del total de eventos registrados. Esta condicién sugiere que una proporcion
relevante de las indisponibilidades en estos activos esta asociada a fallas o
intervenciones externas, ajenas a su propia infraestructura, posiblemente vinculadas a
elementos del Sistema de Transmision Nacional (STN) u otros sistemas conectados.

2.5.2.4 Analisis de resultados y conclusiones

En términos generales, los resultados muestran comportamientos heterogéneos entre los
grupos analizados. El grupo de activos de Barraje sin bahias de maniobra y de Conexion
del OR al STN los cuales destacan por su consistencia y desempefio favorable frente a
la meta, con valores de media y mediana notablemente inferiores al umbral de 15 y 65
horas, salvo una excepcion puntual en 2021 y 2023 respectivamente.

En contraste, los grupos de activos de Linea del STR, Equipo de compensacion y Barraje
con bahias de maniobra evidencian mayores dificultades para mantenerse por debajo de
la exigencia. En estos tres casos, se observa que la media supera reiteradamente la
meta, alcanzando valores significativamente elevados en varios anos del periodo
analizado. Esto indica que los tiempos de indisponibilidad se han visto altamente
impactados por eventos atipicos. Sin embargo, al comparar con la mediana, se evidencia
que muchos de las horas en las que se superaron las MHAI responden a un numero
reducido de activos con valores extremos, mas que a un problema generalizado. Este
hallazgo se refuerza con los altos valores de desviacion estandar, que en varios afnos
superan incluso las mil horas, mostrando una alta variabilidad entre activos.

Una métrica clave para complementar este analisis es el percentil 75, ya que permite
identificar si el bajo desempefio con respecto a la exigencia es estructural dentro de los
grupos de activos. En los grupos de activos de Conexion del OR al STN, Linea del STR,
Barraje sin bahias de maniobra y Barraje con bahias de maniobra, se observa que en
varios afos al menos el 75% de los grupos de activos no superaron la exigencia
regulatoria establecida. En contraste, el grupo de activos de Equipos de compensacion
presentd un comportamiento menos favorable, con niveles de indisponibilidad mas
elevados, en los cuales unicamente en el afio 2014 el 75% de los grupos de activos se
mantuvo por debajo de la exigencia, y aun asi, este valor se registr6 muy cercano al
umbral permitido.

Esta situacion evidencia que, en términos generales, cerca del 75% de los grupos de
activos de Conexion del OR al STR, Linea del STR y Barraje sin bahia de maniobra no
superaron las exigencias establecidas en la Resolucion CREG 015 de 2018. El porcentaje
restante corresponde a casos atipicos con altas horas de indisponibilidad, los cuales
elevan significativamente la media anual. En contraste, los grupos de activos de Equipos
de compensacion y Barraje con bahias de maniobra presentan un desempeio mas bajo
haciendo que el 75% de los datos analizados superen las MHAI. En el caso de los
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Equipos de compensacion, se registraron valores atipicos elevados de duracién entre
2015y 2024, mientras que en el grupo de Barraje con bahias de maniobra esta situacion
se concentrd principalmente en los afios 2015, 2016 y 2023 (Ver Figura 155).

Figura 155. Comparativo del promedio del percentil 75 de duracion de indisponibilidades frente a las exigencias por

subsistema
Fuente: CREG con informaciéon XM
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Por otra parte, el analisis por mercados del periodo 2014-2024 permitié establecer
diferencias significativas en el comportamiento de los subsistemas del STR frente al
desempenfio de las exigencias regulatorias definidas en la Resolucion CREG 015 de 2018.
A lo largo del periodo evaluado, si bien la mayoria de los mercados y subsistemas
mantuvieron sus indicadores dentro de los limites permitidos, se identificaron
subsistemas de algunos mercados con comportamientos atipicos en cuanto a la duracion
y recurrencia de los eventos de indisponibilidad.

Uno de los principales hallazgos es que existen mercados que, a pesar de contar con un
numero reducido de grupos de activos, registraron altos promedios de horas de
indisponibilidad, lo cual es indicativo de la presencia de eventos prolongados, tal es el
caso del mercado de Bogota — Cundinamarca el cual tiene un porcentaje de subsistemas
del 16% en el que se superan las MHAI pero registra el 34% de las horas totales de
indisponibilidad analizadas (Ver Figura 156 y Figura 157). Esta condicion fue evidente al
comparar los resultados con el analisis de las variables estadisticas por grupos de activos
a nivel nacional, donde se confirma que dichos eventos generan una distorsiéon
significativa en las métricas agregadas. Asi mismo, se identificaron casos en los que la
cantidad de horas promedio fue alta en conjunto con un nimero elevado de subsistemas
por mercado, lo que sugiere afecciones en multiples activos de forma simultanea.



Sesion No. 1390 170/310

Figura 156. Porcentaje general de grupos de activos que superaron las exigencias por mercado
Fuente: CREG con informacién XM
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Ademas, se observd que los promedios en los cuales se superaron las MHAI por
subsistema mas altos se concentraron en los grupos de activos de Equipo de
compensacion y Barraje con bahias de maniobra (Ver Figura 128 y Figura 149), lo cual
es coherente con lo evidenciado en el analisis nacional, donde estos grupos presentan
los desempefios mas criticos frente a la exigencia de MHAI (Ver Figura 155). Esto sugiere
una revision general de las exigencias establecidas en la metodologia.

En cuanto a las causas asociadas a los eventos donde se superaron las exigencias
regulatorias, se evidencié que la mayoria de las horas de indisponibilidad corresponden
a mantenimientos programados, eventos forzados, y en menor medida, a eventos no
programados en consignaciéon (Ver Figura 154). Esto también se pudo observar en la
evaluacion de causas de los mercados con promedios de indisponibilidad altos en el
analisis por mercado (Ver Figuras 122, 129, 136, 144, 150).
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Finalmente, es importante resaltar que los eventos de larga duracion tienen un impacto
alto en los indicadores estadisticos de los grupos de activos, afectando negativamente
desempefo regulatorio tanto a nivel nacional como en cada mercado. A nivel de
mercados, se identificaron casos criticos como Bogota — Cundinamarca, Caribe Mar y
Air-e, donde las indisponibilidades fueron considerables y, en muchos casos, asociadas
a eventos de mantenimiento extensos o causas forzadas de alta duracion. Estas
situaciones comprometen la calidad del servicio en dichas regiones y aumentan el valor
de las compensaciones.

2.5.2.5 Energia no suministrada

Con respecto a la estimacion de la Energia No Suministrada, ENS, que se utiliza para
determinar las compensaciones que deben asumir los OR cuando se presentan eventos
gue pueden causar un alto impacto en el sistema, la Comisidn realizara analisis que
permitan evaluar si las disposiciones y formulas incluidas en la regulacion permiten
reconocer de la manera mas precisa posible este tipo de eventos, considerando que ante
situaciones de mala calidad en los prondsticos de demanda se afecta la adecuada
aplicacion de las compensaciones.

Adicionalmente, considerando los comentarios recibidos en respuesta a la Circular CREG
144 de 2025, la Comision revisara los aspectos resaltados por los interesados, con el fin
de identificar las situaciones planteadas y las alternativas de solucion, asi como otros
temas que se identifiquen durante la elaboracion de la propuesta y que no hayan sido
abarcados en este documento, de forma que puedan ser revisados por la Comision e
incluidos en los analisis que se presenten con la propuesta regulatoria de la nueva
metodologia.

2.6 Pérdidas de energia

Las pérdidas de energia eléctrica fueron incluidas Capitulo 7 del Anexo general de la
Resolucién CREG 015 de 2018, donde se establecieron los lineamientos especificos para
su calculo, asignacion y aplicacion en los diferentes niveles de tension del sistema de
distribucion. Existen multiples elementos para calcular las pérdidas de energia y que a su
vez tienen efecto en su reconocimiento en tarifa, por lo cual a continuacién se presenta
un contexto general previo al diagnostico de este componente en aplicacion de la
Resolucion CREG 015 de 2018.

La infraestructura de un OR se divide, generalmente, en cuatro segmentos o etapas
denominados niveles de tension, como se vio en la seccion relacionada con inversiones.
Los niveles de tension son agrupaciones de activos que utilizan el mismo voltaje de
operacion (por ejemplo: baja tension, media tension, alta tensién y extra alta tension), y
que en la distribucion de energia se denominan niveles de tension 1, 2, 3y 4.

Estas etapas son importantes debido a que en el proceso de distribucion de energia, el
nivel de voltaje se disminuye gradualmente, con el objeto de ir transportando cantidades
de energia con la menor cantidad de pérdidas posibles e ir entregandola a los usuarios
segun sus necesidades. De hecho, existen usuarios que reciben el servicio en niveles de
tension 4, 3y 2, pero la mayor cantidad de usuarios (99% del total nacional) lo recibe en
nivel de tension 1 (baja tension) que es donde se ubican los usuarios residenciales.
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De acuerdo con lo mencionado, la energia que se entrega en el nivel de tensién 1 debi6
pasar por el nivel 4 y en su paso produjo un porcentaje de pérdidas. Lo mismo ocurrié en
su paso por el nivel de tension 3 y en el nivel de tension 2. Finalmente, en el nivel de
tensién 1, donde la recibe el usuario residencial, se produce la mayor cantidad de
pérdidas.

Las pérdidas en cada una de las etapas son denominadas pérdidas por nivel de tension
(variables Pj4m¢ para las del nivel 4, P; 3t para el nivel 3, P;2¢para el nivel 2y P+t para el
nivel de tension 1) y por ello existen pérdidas reconocidas de manera independiente en
cada nivel de tensién, que para efectos de su cobro son acumuladas de manera
proporcional al paso de la energia en cada uno de los niveles, mediante las férmulas que
se presentan en el numeral 7.2 del Anexo General de la Resolucion CREG 015 de 2018
para producir las variables PRnjt que se definen como los factores para referir las
medidas de energia del nivel de tension n (n es el nivel de tensidén y puede ser 4, 3, 2 0
1) de un OR determinado al STN, sitio donde se realizan todas las transacciones en el
mercado mayorista de energia en el pais.

De esta manera, por ejemplo, se obtiene el factor PRyt del nivel 1 (mediante el cual se
calculan las tarifas del servicio para el 99% de los usuarios). El subindice t de la variable
mencionada obedece al cambio temporal de la variable de pérdidas, dado que el factor
de pérdidas individual del nivel de tensidn 4 varia mensualmente mientras que los indices
de los demas niveles de tensién varian en forma anual (para aquellos OR a quienes se
les reconocen pérdidas adicionales los indices de niveles 3, 2, y 1 se van reduciendo
anualmente mientras que para los OR a quienes no se reconocen pérdidas adicionales,
los indices son fijos en el tiempo e iguales a los indices eficientes).

Ya se explicé que la variable PR1jtes la que combina las pérdidas independientes de
cada nivel de tension para reflejar las pérdidas en el recorrido de la energia por todos los
niveles hasta entregar la energia en el nivel 1. Ahora bien, el célculo de las pérdidas
reconocidas por cada nivel de tension (en el caso de nuestro ejemplo se reconoce por la
variable P 1) se realiza con base en las categorias de pérdidas técnicas, no técnicas
eficientes y adicionales (esta ultima clasificacion para algunos casos).

En los sistemas que tienen pérdidas de energia que se consideran eficientes, es decir,
en aquellos sistemas que han realizado gestion y reduccion de sus pérdidas hasta el
grado en el que una gestion para disminuirlas costaria mas que su reconocimiento, las
pérdidas reconocidas son iguales a las pérdidas eficientes; mientras que en los sistemas
con pérdidas de energia superiores a las eficientes, como parte de la metodologia de
incentivos para su reduccion, en cumplimiento de lo ordenado por el Decreto 387 de
200723, las pérdidas reconocidas dependen directamente del grado de inversién que se
realice en dichos sistemas.

Es decir, entendiendo que una inversion superior al promedio historico puede tener un
efecto importante en la reduccion de pérdidas, a mayor inversién mayor reconocimiento
de pérdidas superiores a las eficientes, hasta llegar al total reconocimiento de pérdidas

23 Modificado por los Decretos numeros 4977 de 2007 y 1937 de 2013.
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en aquellos casos donde la inversion sea muy superior al promedio, como se presenta
en la tabla 7 del numeral 7.1.4.3.1 del anexo general de la resolucion CREG 015 de 2018,
asi:

Tabla 35. Variable Ptr;1: segun inversion y pérdidas iniciales (Res. CREG 015 de 2018)

% de Inversion | PT;10 > 23% | 23%>PTj10 2 19,1% | 19,1%>PTj1,0 2 15,2% | 15,2%>PTj1,0 2 11,3%
Xt 2 7% PT;10 PT;10 PT;1.0 PTj1.0

7% > Xt 2 6% 19,1% PTj 1.0 PTj 1.0 PTi.0

6% > Xt 2 5% 15,2% 15,2% PT;1.0 PT;10

5% > Xt 2 4% 11,3% 11,3% 11,3% PTi10
4% > Xt Pe; 4 Pe; 4 Pe; 1 Pe;4

Como ejemplo, en el caso de un sistema que tenga pérdidas totales medidas en el nivel
de tension 124 iguales a 17% (le aplica la columna 4 de la tabla de 5 columnas), puede
tener unas pérdidas reconocidas en funcion del grado de inversidn que realice en su
sistema. Las pérdidas reconocidas seran iguales a las pérdidas eficientes (Pej1) si dicho
OR invierte anualmente un valor equivalente al 3% (respecto del valor de su sistema), es
decir que no tiene reconocimiento adicional dado que no hace esfuerzos de inversion
superiores a la referencia minima mientras que si el mismo OR invirtiese valores
superiores al 5% puede tener el reconocimiento del total de sus pérdidas (PTj,1,0), es decir
17%.

De esta manera, la tabla permite que las pérdidas sean reconocidas en funcion del
esfuerzo de inversion que se haga, permitiendo que posteriormente ese mismo OR tenga
posibilidad de presentar niveles de pérdidas inferiores al inicial, hasta llegar a las
eficientes.

No obstante, independientemente de que un OR invierta anualmente lo suficiente para
aplicar al reconocimiento de sus pérdidas totales, este reconocimiento va disminuyendo
gradualmente ano a afo hasta que en el afio 10 (a partir del 2019), se llegue al
reconocimiento unicamente de las pérdidas eficientes, independientemente del nivel de
inversion realizado.

Ahora bien, ya se mencion6 que para los OR que presentan niveles de pérdidas
eficientes, las pérdidas reconocidas son iguales a la suma de pérdidas técnicas mas
pérdidas no técnicas eficientes, estas ultimas son aquellas cuya gestién puede costar
mas que su reconocimiento; mientras que para los OR que presentan niveles de pérdidas
superiores a las eficientes, las pérdidas reconocidas pueden estar compuestas por
perdidas técnicas, pérdidas no técnicas eficientes y pérdidas no técnicas superiores a las
eficientes (estas Ultimas son denominadas “pérdidas adicionales”), las que son
reconocidas en funcion de su inversidon, como se menciond anteriormente.

2 PTj,1,0 — pérdidas totales en el nivel de tension 1 a diciembre del afio anterior al momento de
presentacion de la solicitud de ingresos.
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Adicionalmente, la metodologia vigente establecid, en cumplimiento del Decreto 387 de
2007, la posibilidad de solicitar la aprobacion de planes de reducciéon de pérdidas, en los
que se reconocen ingresos adicionales por inversiones en activos no directamente
asimilables a UC para reducir las pérdidas de energia, siempre y cuando los OR
interesados presentaran un plan estructurado y técnicamente justificado, y condicionados
al cumplimiento de una senda de reduccién de pérdidas, como se vera mas adelante.

El presente capitulo comprende el diagndstico de las pérdidas de energia durante la
vigencia de la actual metodologia de distribucion e incorpora los siguientes analisis:

= Evolucion de las pérdidas totales para el periodo 2019-2023

= Evaluacion del Plan de Reduccién de Pérdidas.

= Evolucion del Cargo por concepto del plan de reduccion de pérdidas — CPROG
= Pérdidas Adicionales

2.6.1 Evolucion de las Pérdidas Totales

La presente seccion tiene como objetivo realizar un diagndéstico de la evolucion de las
pérdidas totales de energia eléctrica en los mercados de comercializacion atendidos por
los operadores de red del pais durante el periodo de aplicacion de la metodologia de
remuneracién establecida en la Resolucion CREG 015 de 2018. Este analisis constituye
un insumo inicial para el desarrollo de la nueva metodologia de remuneracién de la
actividad de distribucidén de energia eléctrica.

El contexto regulatorio de las pérdidas de energia combind incentivos a su reduccion para
los casos mas criticos y mecanismos para el mantenimiento de la eficiencia en los demas,
por lo que resulta necesario evaluar los resultados agregados a nivel nacional e
individuales para cada mercado. Por consiguiente, este capitulo procedera a presentar y
analizar la evolucion observada del indicador de pérdidas totales (IPT) para el conjunto
de los Operadores de Red del pais durante el periodo de vigencia de la CREG 015 de
2018, con el fin de identificar tendencias, evaluar la efectividad general de los
mecanismos implementados y extraer lecciones aprendidas para la futura regulacion.

La metodologia definié el calculo del IPT en el numeral 7.1.4.1 de su anexo general de la
siguiente forma:

PTj:
”)T:'-f =32 m-14(p FeNS 4 m-14 FaOR
n=1 Em_g ( €jnm — L€ j.n.m) - anlzm—3 S jmm

Donde:
()

PTjt: Pérdidas totales de energia en el mercado de comercializacién servido por el OR j, para el afio f,

expresadas en kWh.
IPTj¢ indice de pérdidas totales de energia en el mercado de comercializacién servido por el OR j, para

el afio t. Al inicio del plan, t igual a cero, t = 0, corresponde al afio que finaliza en la fecha de corte.
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Eejnm: Energia de entrada al sistema del OR j en el nivel de tensién n durante el mes m, expresada en
kWh, calculada como se establece en el numeral 7.3.7.1.

ESsjnm: Energia de salida del sistema del OR j en el nivel de tensién n durante el mes m, expresada en
kWh, calculada como se establece en el numeral 7.3.7 .2.

FeNS;nm: Flujo de energia desde niveles de tension superiores en el sistema del OR j, al nivel de tensién n,
durante el mes m, expresado en kWh, calculado como se establece en el numeral 7.3.7.3.

FsORjnm: Flujo de energia de salida desde el sistema del OR j en el nivel de tensién n, a otros STR y/o SDL,
durante el mes m, expresado en kWh. Corresponde a la suma de las energias medidas en las fronteras
comerciales entre OR, sin referir al STN, registradas en el ASIC

n: Corresponde al nivel de tension para el cual se determina la energia. Toma los valores de 1, 2, 3
04.

(...)

A continuacion, en la Tabla 36 se presenta en un mapa de calor la evolucion del IPT para
los distintos mercados de comercializacidén del pais durante el periodo de vigencia de la
Resolucién CREG 015 de 2018. Caber mencionar que en los siguientes analisis no se
incluyeron todos los mercados de comercializacion por ausencia o inconsistencia de
informacion:

Tabla 36. Mapa de calor de los indices de Pérdidas Totales (IPT) de los mercados de comercializacion del pais.
Fuente: CREG con informacion LAC

MERCADO IPTo 2019 2020 2021 2022 2023
ARAUCA 31.09% 34.61% 37.72% 35.58% 30.71% 33.73%
CARIBE_MAR 25.46% 25.46% 26.35% 27.68% 25.76% 26.38%
CASANARE 23.03% 21.91% 23.08% 28.11% 25.28% 25.97%
AIR-E 27.21% 27.21% 31.19% 30.60% 27.19% 25.14%
SIBUNDOY 18.65% 23.99% 22.76% 21.64% 18.66% 22.91%
CHOCO 20.88% 17.43% 23.30% 20.01% 16.15% 22.40%
CAQUETA 17.54% 18.60% 19.81% 22.72% 21.97% 22.09%
NARINO 15.32% 21.77% 21.12% 20.86% 18.97% 20.32%
BAJO_PUTUMAYO 15.50% 14.52% 15.98% 16.52% 16.23% 17.26%
POPAYAN 7.44% 19.51% 19.83% 25.41% 24.49% 16.52%
GUAVIARE 20.71% 18.29%  18.21% 17.48% 15.65% 16.45%
META 12.34% 11.63% 11.89% 12.12% 13.59% 14.60%
HUILA 13.67% 12.28% 12.58% 14.17% 13.62% 14.06%
N. SANTANDER 13.54%  12.85% 12.77% 13.49% 14.45% 13.53%
TOLIMA 15.98% 15.66% 14.20% 13.42% 12.63% 13.06%
CARTAGO 16.92%  18.24% 16.05% 12.72% 12.54% 12.98%
PUTUMAYO 13.84% 14.10% 21.03% 31.74% 14.68% 12.80%
CAUCA 11.50% 11.44% 10.06% 11.03% 10.76% 12.08%
SANTANDER 10.97% 10.70% 12.12% 12.68% 11.40% 11.99%

ANTIOQUIA 6.87%  10.48% 8.79% 11.69% 11.82% 10.59%
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CALI 9.49% 13.44% 13.16%  10.48% 9.59% 10.53%
VALLE 9.71% 8.99% 9.24% 9.60% 9.25% 10.12%
BOG-CUND 8.16% 8.26% 8.44% 9.08% 8.88% 9.17%
PEREIRA 8.98% 9.19% 9.39% 9.08% 8.87% 9.15%
TULUA 6.94% 6.95% 7.03% 8.71% 8.01% 8.01%
QUINDIO 8.36% 7.62% 8.54% 8.28% 7.89% 7.86%
CALDAS 8.24% 7.27% 8.33% 8.01% 7.56% 7.65%
BOYACA 6.69% 5.99% 7.06% 6.64% 6.65% 6.14%

El analisis de los datos presentados en la permite identificar las siguientes tendencias y
caracteristicas clave en la evolucién de las pérdidas totales a nivel de mercado:

1.

Heterogeneidad Persistente entre Mercados: La observacién mas inmediata es
la diversidad en los niveles de los IPT entre los diferentes mercados de
comercializacion. Se evidencian brechas importantes, reflejando las distintas
realidades técnicas, geograficas, socioecondmicas y de gestion de cada mercado,
lo cual da pautas para motivar el estudio de enfoques diferenciados en el marco
de una regulacién general.

Mercados con Niveles de Pérdidas Controlados: Existe un grupo de mercados
que, durante el periodo analizado, han mantenido consistentemente niveles de
pérdidas totales comparativamente bajos. Como ejemplo estan los mercados de
CALDAS, BOYACA y QUINDIO, cuyos IPT se han mantenido, en términos
generales, en un rango que podria considerarse bajo en comparacion con sus
pares, oscilando aproximadamente entre el 2% y el 8%.

Mercados con Altos Niveles de Pérdidas: En contraste, otros mercados
presentan niveles de IPT estructuralmente elevados y persistentes, representando
los mayores desafios en materia de reducciéon de pérdidas a nivel nacional. Los
mercados de Air-e y Caribemar asi como Arauca y Casanare, se destacan en este

grupo.

Comportamientos Atipicos y Volatilidad: Se observa el caso particular del
mercado de Putumayo, Popayan y Sibundoy los cuales presentan un
comportamiento con variaciones importantes en su IPT a lo largo del periodo. Este
tipo de volatilidad requiere un analisis mas profundo para comprender sus causas
subyacentes.

Por otra parte, cabe mencionar una caracteristica metodolégica del calculo del indice de
Pérdidas Totales (IPT) aplicado durante la vigencia de la metodologia actual. El calculo
se ha basado, en la practica, en la consideracion de flujos de energia unidireccionales
para los Niveles de Tension 3, 2y 1.

Esta aproximacion estuvo influenciada por la realidad operativa inicial, donde muchos
mercados de comercializacién aun no disponian de la totalidad de los puntos de medicién,
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registrados ante el ASIC, requeridos en sus fronteras de distribucion cuando la
metodologia entro en firme.

La capacidad de medir y registrar adecuadamente todos los flujos, incluyendo posibles
inversiones de flujo como por ejemplo por generacion distribuida, depende criticamente
de esta infraestructura. Por ello, contar con una mediciéon completa y fiable en todas las
fronteras comerciales sigue siendo un elemento clave para mejorar la precision en la
determinaciéon de las pérdidas eficientes del sistema de una manera dinamica como se
viene incorporando en el STR.

Adicionalmente, para complementar la vision de la evolucién individual, se realizé un
analisis de la dinamica del IPT anualmente. Especificamente, se cuantificé para cada afo
del periodo evaluado, el numero de OR que presentaron una disminucion en su IPT
respecto al afio anterior, y cuantos, por el contrario, registraron un aumento. En la Figura
158 se presentan los resultados:

Figura 158. Variacion del IPT por mercado respecto al afio anterior.
Fuente: CREG con informacion LAC
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Este analisis revela que el afio 2022 se destaca como el periodo en que la mayor cantidad
de OR consiguié reducir su IPT en comparacién con el afo anterior (2021). Por el
contrario, el afio 2023 fue el periodo en que la mayor cantidad de OR experimentd un
incremento en su IPT respecto al afio anterior (2022).

Estos resultados sugieren una volatilidad en el desempefo anual agregado a nivel de
numero de operadores, comportamiento que requiere que se profundice en las causas
que lo generaron.

A continuacién, para obtener una perspectiva sobre la gestion de pérdidas a lo largo de
todo el periodo tarifario, se analiza la variacién neta del IPT de cada OR entre el inicio y
el fin del periodo evaluado. Especificamente, se compara el IPT del afio 2023 con el del
ano 2019. La Figura 159 ilustra esta variacion, expresada en puntos porcentuales, para
cada mercado.

Es necesario precisar que, para los operadores de la Costa Caribe, la comparacion se
realiza entre los afos 2021 y 2023. Esto se debe a su incorporacion posterior al marco
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metodologico bajo las condiciones del régimen transitorio especial establecido para la
region Caribe.

Figura 159. Variacion de los puntos de pérdidas entre los afios 2019 y 2023.
Fuente: CREG con informacion LAC
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Del analisis de esta variacion acumulada durante el periodo analizado, se desprenden
dos observaciones (mas detalle en el Anexo 6.4 de este documento):

1.

Desempeio de los OR en el marco del Plan de Reduccion de Pérdidas: Al
examinar especificamente a los OR que se acogieron voluntariamente al Plan de
Reduccion de Pérdidas, se encuentra que solo cinco (5) de ellos lograron una
disminucion efectiva de su IPT entre el afio inicial y final de referencia.

Desempeio General: Considerando el universo total de operadores, se constata
que unicamente once (10) de los veintiocho (28) OR evaluados consiguieron
reducir su IPT durante el periodo completo de aplicacién de la metodologia (o el
periodo aplicable para los OR de la costa). El hecho de que una mayoria de los
operadores (18 de 28) no lograra una reduccién neta de sus pérdidas durante la
vigencia de la CREG 015 sugiere la existencia de dificultades generalizadas en la
gestion efectiva de este indicador o posibles limitaciones en el impacto de los
mecanismos regulatorios implementados.

Adicionalmente a los analisis por mercado individual, se realizé una estimacion agregada
del IPT a nivel nacional. Este indicador nacional se calculé mediante una ponderacion de
los IPT individuales de cada mercado de comercializacion, utilizando como factor de peso
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la participacidén de la energia de entrada (kWh) a cada mercado de comercializacion
respectivo en el total nacional.

Es fundamental destacar el tratamiento particular que requirieron los datos
correspondientes a los mercados atendidos por los operadores de la Costa Caribe para
la construccion de esta serie historica nacional. Debido a dos factores principales:

1. Impacto Significativo: Estos mercados presentan histéricamente los indices de
pérdidas mas elevados del pais y, simultdneamente, representan una participacion
considerable en la demanda nacional de energia. Por lo tanto, sus IPT tienen una
influencia determinante en el indicador nacional ponderado.

2. Entrada Diferida al Marco Regulatorio: Estos operadores iniciaron la aplicacion
plena de la metodologia de la Resolucion CREG 015 de 2018 a partir del ano 2021.

Dada esta entrada diferida, para asegurar la consistencia y representatividad de la serie
del IPT nacional durante todo el periodo de analisis, se utilizaron las siguientes fuentes
de informacion especificas para los IPT de estos mercados en los afios previos a 2021:

o Parael aino 2019: Se empled el IPT inicial (IPT,) establecido para estos mercados
en la resolucion particular de la CREG que aprobd sus ingresos bajo la
metodologia actual.

o Para el ano 2020: Se utilizé el IPT calculado y reportado por el Liquidador y
Administrador de Cuentas (LAC), conforme a las disposiciones transitorias
derivadas de la Resolucion CREG 167 de 2020.

Con estas consideraciones metodolégicas, se procedié a calcular el IPT nacional
ponderado cuya evolucion se detalla en la Figura 160:

Figura 160. Indice de Pérdidas Totales Pais
Fuente: CREG con informacion LAC
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Se observa un incremento sostenido del IPT nacional durante los primeros tres afios de
vigencia de la Resolucion CREG 015 de 2018. Posteriormente, esta tendencia se revierte,
mostrando una disminucion en los afios subsiguientes. No obstante, es relevante
destacar que, al finalizar el periodo de analisis, el nivel del IPT nacional no logro retornar
al valor registrado en el afio inicial.

Es relevante mencionar que el periodo de incremento del IPT nacional coincide con la
emergencia sanitaria por COVID-19. Si bien se requiere un analisis mas profundo para
establecer causalidades definitivas, esta coincidencia temporal plantea la hipotesis de
que las condiciones socioecondmicas adversas y los cambios operativos asociados a la
pandemia pudieron haber contribuido al aumento inicial de las pérdidas agregadas en el
pais.

Del analisis diagnostico realizado sobre la evolucion de las pérdidas totales de energia
en los mercados de comercializacion del pais durante el periodo de aplicacion de la
Resolucién CREG 015 de 2018, se desprenden las siguientes conclusiones principales:

Se confirma la existencia de brechas significativas y persistentes en los IPT entre los
distintos mercados de comercializacién. Mientras algunos OR operan con niveles
relativamente bajos y controlados (entre 2% y 8%), otros enfrentan niveles elevados.

A nivel nacional agregado, el IPT ponderado mostré un incremento durante los primeros
anos del periodo, seguido de una tendencia a la baja posterior, aunque sin retornar al
nivel inicial al cierre de 2023. La coincidencia temporal del periodo de aumento con la
emergencia sanitaria por COVID-19 sugiere una posible influencia de factores
socioecondmicos y operativos asociados a la pandemia sobre este comportamiento.

La mayoria de los OR (18 de 28) no lograron una reduccién neta en su IPT al comparar
el final del periodo (2023) con el inicio (2019 o 2021 para la costa). Aunque hubo casos
de mejora, el hecho de que solo 11 de 28 consiguieron disminuir sus pérdidas indica
dificultades generalizadas y un avance limitado en la consecucioén de los objetivos de
reduccion durante la vigencia de la metodologia.

Se reconoce que la metodologia de calculo del IPT bajo la metodologia de remuneracion
actual, al asumir en la practica flujos unidireccionales (debido en parte a la falta de
medicién de la totalidad de las fronteras de distribucién), presenta limitaciones para
capturar con total precision la realidad de los flujos energéticos, especialmente ante la
creciente penetracion de generacion distribuida. La disponibilidad de medicién completa
y fiable en todas las fronteras es esencial para incorporar un mecanismo mas exacto y
oportuno para el calculo de las pérdidas.

En conjunto, este diagndstico evidencia que, si bien la Resolucion CREG 015 de 2018
introdujo mecanismos para la gestion de pérdidas, los resultados han sido variados. La
persistencia de altas pérdidas en varios mercados, el limitado éxito general en la
reduccion neta, y las alertas sobre datos y mecanismos especificos, sefalan la necesidad
de que la proxima metodologia revise y fortalezca el enfoque regulatorio en cuanto a las
pérdidas de energia.
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2.6.2 Plan de Reduccion de Pérdidas

En esta seccidn se presenta una serie de analisis que conforman el diagnostico del plan
de reduccién de pérdidas. Antes de exponerlos, se narra una breve descripcion de los
antecedentes que motivaron la implementacion de este mecanismo y la forma en que
esta disefiado el mismo.

2.6.2.1 Aplicacion del Decreto 387 de 2007

El Decreto 387 de 2007 por el cual se establecen las politicas generales en relacion con
la actividad de comercializacion del servicio de energia eléctrica y se dictan otras
disposiciones establecié en su articulo tercero que para asegurar que los beneficios
derivados de la competencia se extiendan a todos los usuarios del servicio de energia
eléctrica, la CREG debia adoptar normas que garantizaran el tratamiento simétrico en la
asignacion de derechos y obligaciones entre los agentes comercializadores minoristas
que operan en el Sistema Interconectado Nacional, teniendo en cuenta los siguientes
criterios:

“... ¢) La regulacion creara los mecanismos para incentivar la implantacién de planes de
reduccion de pérdidas de energia eléctrica de corto, mediano y largo plazo para llegar a
niveles eficientes en cada mercado de comercializacion;

d) El Operador de Red sera el responsable por la gestion integral de las pérdidas de
energia en el mercado de comercializacién asociado a sus redes;

e) La CREG le reconocera al OR el costo eficiente del plan de reduccién de Pérdidas No
Técnicas, el cual sera trasladado a todos los usuarios regulados y No regulados
conectados al respectivo mercado”

Mediante el Decreto 1937 de 2013 el Gobierno Nacional dispuso en su articulo 1° lo
siguiente:

“Aplicacion de los Planes de Reduccion de Pérdidas. Los planes de reduccion de pérdidas
ordenados por los literales c), d) y e) del articulo 3° del Decreto 387 de 2007 entraran en
aplicaciéon una vez entren en vigencia los cargos de distribucidon aprobados mediante la
metodologia de remuneracion de la actividad de distribuciéon que reemplace la establecida
en la Resolucién CREG 097 de 2008.

La CREG establecera las acciones requeridas para que los Operadores de Red presenten
sus Planes de Reduccion de Pérdidas, conforme a la metodologia de remuneracién de la
actividad de distribucién.” (Subrayado fuera de texto).

Para el cumplimiento del mandato de politica publica establecido en los citados Decretos,
la CREG incorporé en el numeral 7.3 del Anexo general de la Resolucién 015 de 2018,
la metodologia para la aprobacién de los Planes de Gestién de Pérdidas y en el numeral
7.3.2, también del Anexo general, definio la férmula de calculo del costo total del Plan de
Reduccion de Pérdidas del Operador de Red.
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En ese sentido, la CREG dio cumplimiento al mandato legal del Gobierno Nacional a
través de la actual metodologia de remuneracién de la actividad de distribucion de
energia eléctrica que reemplazo la establecida en la Resolucion CREG 097 de 2008.

Bajo este entendimiento, en los analisis posteriores para la expedicion de la nueva
metodologia de distribucion de energia eléctrica no se tendran en cuenta las
disposiciones de los Decretos 387 de 2007 y 1937 de 2013, habida consideracién de que
la aplicacion de la disposicion se encontraba de manera explicita condicionada a la
expedicion de la metodologia mediante la cual se reemplazara la contenida en la
Resolucién 097 de 2008, sin hacerlo extensivo a regulaciones futuras a expedir por parte
de la CREG sobre este particular, es decir que se agotaba en ese instante.

2.6.2.2 Diagnéstico del desempeiio del plan de reduccién de pérdidas.

La Resolucion CREG 015 de 2018 abordd la gestion de las pérdidas de energia
introduciendo mecanismos diferenciados. Reconociendo la heterogeneidad de los
mercados y los desafios particulares que enfrentan algunos OR en materia de pérdidas,
la regulacién establecié un esquema de incentivos especifico y opcional, materializado a
través de los planes de reduccion de pérdidas.

Este mecanismo se dirigi6 a aquellos OR que atendian mercados cuyas pérdidas
reconocidas en el Nivel de Tension 1 superaban el umbral eficiente definido por la CREG
en la fecha de corte establecida para el calculo tarifario.

Los planes de reducciéon se remuneran a través de la variable CPROG, que hace parte
del componente de pérdidas, PR, que a su vez conforma el costo unitario, CU, dado en
$/kWh. La variable CPROG se calcula con base en el costo total del plan, CTP, monto en
pesos que fue aprobado por la Comision para cada OR en aplicaciéon de la Resolucion
CREG 015 de 2018. Como se muestra en la Figura 161, el costo total del plan, CTP, tiene
un componente base asociado con los gastos de AOM destinados a la gestion de
pérdidas que se reconoce con independencia de que el OR cuente con plan de reduccion
de pérdidas. Sobre este, con la aplicacion voluntaria al plan de reduccion de pérdidas se
reconoce un monto adicional opcional para el reconocimiento de inversiones en activos
no directamente asimilables a UC para reducir las pérdidas de energia, siempre y cuando
los OR interesados presentaran un plan estructurado y técnicamente justificado,
orientado a la reduccidn de dichas pérdidas.

Figura 161 Conformacion del costo total del plan de reduccién de pérdidas. Fuente: CREG.
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La remuneracion de la componente de inversion, INVNUC, de los planes de reduccion de
pérdidas esta condicionada al cumplimiento de las metas aprobadas para cada OR de
acuerdo con el numeral 7.3.1.1 del anexo general de la Resolucion CREG 015 de 2018:

0 < IPTS;, — IPTS; .., < 0,14 + (IPT; o — IPTS; )

Donde:
IPT;, indice de pérdidas totales del mercado atendido por el OR j al inicio del plan.
IPTS;o indice de pérdidas totales de la senda propuesto por el OR j en el afio t.

Cuando el resultado final del indice IPT supera la meta aprobada para ese periodo,
conlleva la suspension del plan de reduccion de pérdidas. Este incumplimiento constituye
causal para la suspensién de la remuneracion de los recursos recibidos para inversion a
través de la variable INVNUC. En este caso, el cobro del CPROG se reduce unicamente
a la proporcién destinada al mantenimiento de pérdidas y la remuneracion de la inversién
puede ser reanudada cuando desaparezcan las causales de suspension.

Adicionalmente, el plan de reduccion de pérdidas se cancela en caso de reincidencia en
el incumplimiento de las metas establecidas para cada OR, lo que implica de acuerdo
con el mecanismo vigente, la devolucién de los recursos recibidos por el OR durante los
periodos de incumplimiento a los usuarios del respectivo mercado de comercializacion.

No obstante, por medio del articulo 5 de la Resolucion CREG 167 de 2020 se introdujo
una modificacion temporal en las condiciones de suspensiéon del reconocimiento de las
inversiones asociadas a los planes de reduccion de perdidas establecida en el literal a)
de numeral 7.3.6.1 de la Resolucion CREG 015 del 2018 de la siguiente manera:

= “...) Para los OR que hayan presentado su solicitud de aprobacion de ingresos con base
en la metodologia definida en la Resolucion CREG 015 de 2018, no se aplicara esta
causal de suspension para el segundo y tercer afio del plan de reduccion de pérdidas. A
partir del cuarto afio del plan de reduccion de pérdidas se siguen aplicando todas las
disposiciones definidas en la Resolucion CREG 015 de 2018. (...)”

= “...) Para los OR que presenten o hayan presentado solicitud de aprobacién de ingresos
con base en la metodologia definida en la Resolucion CREG 015 de 2018 y la Resolucion
CREG 010 de 2020, no se aplicara esta causal de suspension para el primero y segundo
afio del plan de reduccion de pérdidas, cuando el indice de pérdidas totales de estos afios
sea igual o inferior al del afio anterior. A partir del tercer afio del plan de reduccion de
pérdidas se siguen aplicando todas las disposiciones definidas en la Resolucion CREG
015 de 2018. (...)”

En ese sentido, en el primer caso no se aplicaria la suspension para los afios 2020 y
2021 y para el segundo caso, correspondiente a los mercados del régimen transitorio
especial para la region Caribe, no se aplicaria la suspension para los afios 2021 y 2022
cuando el IPT fuera igual o menor al del afo anterior.

Como se ha mencionado, la aplicacién al plan de reduccién de pérdidas era opcional,
segun lo definido en el numeral 7.1.3. de le anexo de la resolucion CREG 015 de 2018,
y solo podian aplicar los OR que presentaran indices de pérdidas en nivel de tensién 1,
a la fecha de corte, superiores a los reconocidos. Fueron mas de 20 operadores los que
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contaron con la opcion de aplicar a este plan, no obstante, terminaron aplicando y
aceptando unicamente once: Air-e, Caribemar, Valle del Cauca, Guaviare, Cartago, Cali,
Cauca, Choco, Huila, Norte de Santander y Tolima.

Conforme a lo sefialado previamente, a continuacion, se presenta el analisis del
cumplimiento del plan de reduccion de perdidas anual de cada OR, con base en la senda
(IPTS) definida por resolucion particular para cada OR y el IPT calculado y publicado por
el LAC para el periodo comprendido entre los afios 2019 y 2023.

Los mercados de Cartago, Tolima, Guaviare y Valle del Cauca fueron los que presentaron
mayor nivel de cumplimiento para los periodos analizados. Es notable el caso particular
del mercado de Tolima en donde no se presenté incumplimiento alguno de la senda como
se puede observar en la Figura 162:

Figura 162 Cumplimiento del plan de reduccién de pérdidas — mercado de TOLIMA
Fuente: CREG con informacion LAC
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Para el caso del mercado de Cartago el IPT del afio 2019 superé la senda establecida
dando lugar a la suspension del plan en el siguiente periodo del plan (afo 2020). En los
anos subsiguientes el no presentd incumplimientos del plan incluso en los afos de la
pandemia ocasionada por el COVID-19 (ver Figura 163).
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Figura 163 Cumplimiento del plan de reduccién de pérdidas — mercado de CARTAGO
Fuente: CREG con informacién LAC
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Por otra parte, el mercado de Guaviare no cumplié con la senda definida durante el afo
2021, sin embargo, fue cobijado por las medidas transitorias establecidas en la
Resolucién CREG 167 del 2020, por consiguiente, no se le suspendié el plan de
reduccion de perdidas. No obstante, en los afios subsiguientes el mercado continué el
cumplimiento de dicha la senda, como se puede evidenciar en la Figura 164.

Figura 164 Cumplimiento del plan de reduccion de pérdidas — mercado de GUAVIARE
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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Para el mercado del Valle del Cauca se presenté incumplimiento para el afio 2023 lo que
derivo en la suspension del plan de reduccion de pérdidas durante el siguiente afio (ver
Figura 165).
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Figura 165 Cumplimiento del plan de reduccién de pérdidas — mercado de VALLE DEL CAUCA
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Los mercados de Air-e, Cali, Cauca, Chocd, Huila y Norte de Santander, no cumplieron
las metas definidas en la senda por mas de dos periodos, en algunos casos dos periodos

consecutivos.

A pesar de esto, en varios casos no se efectud la cancelacion del plan de reduccién de
perdidas ya que el incumplimiento se presenté en el periodo transitorio de la Resolucion
CREG 167 de 2020, exceptuando los mercados de Huila y Cauca para los cuales si se
configuré la cancelacion del plan por incumplimiento consecutivo, ambos para la
evaluacion del ano 2023.Estos dos mercados no fueron remunerados con recursos para
la inversion, por lo cual esta situacién no conllevé a la devolucion de los recursos en los
periodos de incumplimiento.

Figura 166 Cumplimiento del plan de reduccién de pérdidas — mercado de AIR-E
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Figura 167 Cumplimiento del plan de reduccion de pérdidas — mercado de CALI
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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Figura 168 Cumplimiento del plan de reduccién de pérdidas — mercado de CAUCA
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 169 Cumplimiento del plan de reduccién de pérdidas — mercado de CHOCO
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 170 Cumplimiento del plan de reduccién de pérdidas — mercado de HUILA
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 171 Cumplimiento del plan de reduccién de pérdidas — mercado de NORTE DE SANTANDER
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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Asi mismo, el mercado de Caribemar superd en todos los periodos la senda definida (Ver
Figura 172). En este caso particular dicho mercado fue objeto de suspension para el afio
2021 debido a que, aunque estuvo amparado por las medidas transitorias de la
Resoluciéon CREG 167 de 2020, su IPT fue superior al del afio anterior. Posteriormente,
su plan fue cancelado en la evaluacion realizada por el LAC en abril de 2025. Dado que
Caribemar recibié recursos por concepto de la variable INVNUC asociada al plan de
reduccion de pérdidas, la cancelacion en este caso implica la devolucion de ingresos de
acuerdo con el mecanismo establecido en la metodologia vigente.
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Figura 172 Cumplimiento del plan de reduccién de pérdidas — mercado de CARIBEMAR
Fuente: CREG con informacién LAC
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Con el propdsito de presentar un resumen del cumplimiento del plan de reduccion de
pérdidas en la Figura 173 se presenta la cantidad de periodos en los cuales los OR
cumplieron dicho plan. Como se mencioné, el OR que atiende el mercado de Tolima logré
cumplir la senda definida en los cinco periodos. Por otra parte, los OR que atienden los
mercados de Cartago, Guaviare, y Valle del Cauca lograron cumplir el plan de reduccién
de perdidas en cuatro periodos; esta situacion no fue la misma para el caso de los demas
operadores que presentaron cumplimientos para un menor numero de periodos.

Figura 173 Cantidad de periodos en los cuales los OR cumplieron el plan de reducciéon de perdidas.
Fuente: CREG con informaciéon LAC

PERIODOS DE CUMPLIMIENTO = PERIODOS TOTALES

En consecuencia, y con el fin de complementar el anterior analisis se estimé el valor
porcentual de los operadores que cumplieron el plan de reduccion de perdidas por afio.
Como se presenta en la Figura 174, Para el afio 2019 el 67% de OR cumplieron el plan
y el 33% no lo lograron. En el afio 2020 el porcentaje de OR que cumplieron con el plan,
aumento a un 78% y aquellos que no lo hicieron disminuyd a 22%. No obstante, en el afno
2021 solo el 36% de los OR cumplieron el plan y el 64% no lo logro; este resultado podria
estar relacionado con la situacion generada por la emergencia sanitaria presentada en el
pais.
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En el afo 2022, el porcentaje de OR que cumplieron el plan aumentd a un 64%; sin
embargo, en el afno 2023 se observa nuevamente una reduccién en el cumplimiento del
plan, alcanzando un porcentaje 36% (Ver Figura 174).

Esto indica que, a pesar de las metas aprobadas a los OR para reducir las pérdidas, el
cumplimiento del plan en el afio 2023 con respecto al afio 2019 se redujo en un 31%.
Esto quizas se deba a que para el quinto afio las metas de la senda se vienen acotando
a niveles de mayor exigencia.

Figura 174 Porcentaje de Operadores que Cumplieron/ No cumplieron el plan de reduccion de pérdidas
Fuente: CREG con informacion LAC
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Respecto a la remuneracion asociada a los planes de reduccion de pérdidas, en la Tabla
37 se detalla el INVNUC anual por mercado. Los OR que atienden los mercados de Cali,
Cauca, Choco, Huila, Norte de Santander y Tolima a pesar de que cuentan con un plan
de reduccion de perdidas, no han recibido remuneracion por inversiones (INVNUC)
debido a que el modelo costo — eficiente utilizado por la Comisién para determinar el valor
eficiente del plan de reduccién de perdidas, arrojé un resultado que solo alcanzé para
cubrir el costo historico del mantenimiento de pérdidas de estos operadores. En ese
orden de ideas los OR que cuentan con remuneracion de inversiones aprobada en el plan
de reduccion de pérdidas son lo que atienden los mercados de Air-e, Caribemar, Cartago,
Guaviare y Valle del Cauca.

Tabla 37 Remuneracién de inversiones anuales en el plan de reduccién de pérdidas por OR expresados en COP Dic-
2017 Fuente: CREG

MERCADO REMUNERACION (MCOP)
AIR-E $ 248,364
CARIBEMAR $ 125,609
VALLE $4,819
GUAVIARE $ 1,127
CARTAGO $ 609
CALI -
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MERCADO REMUNERACION (MCOP)
CAUCA -
cHocO -
HUILA -
N. SANTANDER -
TOLIMA -

De igual manera, a continuacién, en la Figura 175 y Figura 176 se muestra la
remuneracién total de costos de inversion y gastos de mantenimiento asociados con el
plan de reduccion y/o mantenimiento de pérdidas para cada mercado. En términos de
remuneracién neta, los mercados con mayor remuneraciéon por concepto de CPROG han
sido los que atienden los mercados de Air-e, Caribemar, Bogotd — Cundinamarca y
Antioquia, es importante mencionar que los mercados de la Costa fueron evaluados por
tres periodos en vez de cinco, debido a que su primer afio de aplicacion en la metodologia
partié en el 2021. No obstante, si se analiza la remuneracion con base en la participacién
respecto el costo de reposicion de referencia, presentado en la Figura 177, se observa
que los OR con mayor remuneracién siguen siendo Air-e y Caribemar con una marcada
diferencia respecto a los demas OR.

Segun la Figura 177 para el caso particular de las remuneraciones aprobadas para los
mercados de Caribemar y Air-e se evidencia que la mayor proporcion se debe al concepto
de INVNUC, este valor es mayor que el aplicado en otros mercados con remuneracion
de inversiones aprobadas, sin embargo, esto no se ha visto reflejado en el desempeno
su indice de perdidas IPT (Ver Figura 178)

Figura 175 Ingresos por planes de mantenimiento y/o reduccién de pérdidas $/Dic 2017
Fuente: CREG Resolucion de Aprobacion de Ingresos particulares
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Figura 176 Ingresos por planes de mantenimiento y/o reduccion de pérdidas $/Dic 2017
Fuente: CREG Resoluciéon de Aprobacion de Ingresos particulares
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Figura 177 Porcentaje de ingresos por planes de pérdidas con base al CRR
Fuente: CREG Resolucion de Aprobacion de Ingresos particulares
AOMP = INVNUC
4.0%
3.5%
3.0%
2.5%
2.0%
1.5%
1.0%
0.5%
0.0% =
¢ R E DD PR T FXFEYE EFLLLETTLOLO O SO0y
& <<§\v <8”‘§ & v@ Ra \)soo Q;\VQ \5\5\\' v&v &o OV\:‘\ 000 Qe A\g% Q@ & @o & \o\ N \g\é & & & Q@ N
& < < Sl S < o F o & & A IR
(}* QO v <2)0 o Q“/ %V‘ %v < Q
N~ N L
A?“V X

Como parte adicional del analisis con relacion a la remuneracién de las inversiones
aprobadas para los OR que atienden los mercados que recibieron incentivos en los
planes de reduccion de perdidas, en la Figura 178 se evidencia que, con diferencia, la
mayor remuneracion por inversiones se ha efectuado en los mercados del Caribe, no
obstante, para estos mercados no se cumplieron las metas establecidas en la mayoria
de los periodos. Caso contrario sucede con los mercados de Cartago y Guaviare, los
cuales a pesar de tener la menor remuneracion por inversion de todo el grupo que cuenta
con incentivos, cumplieron las metas en cuatro de los cinco periodos analizados.
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Figura 178 Remuneracion por inversion comparado con el IPT en mercados con incentivos
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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Por otra parte, se realizé la evaluacion del cumplimiento de las metas para todos los
mercados que optaron por el plan de reduccidon de pérdidas. Los cinco mercados a los
cuales se les aprobé el incentivo se representan de color dorado en la Figura 179; por
otra parte, en la misma figura se encuentran los seis mercados que no recibieron
incentivos representados de color verde. En ambos grupos existen mercados que
cumplieron parcialmente las metas establecidas en el plan de reduccion de perdidas.

Figura 179 Indices de pérdidas para OR con y sin incentivo
Fuente: CREG con informacion LAC
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De acuerdo con categorizacion realizada con base en la aprobacién de los incentivos
para remuneracion de inversion en los planes de reduccion de perdidas, la Figura 180
muestra un conteo de los periodos de cumplimiento e incumplimiento en cada uno de los
grupos. Para el caso de los mercados con incentivos se cumplieron las metas en el 61,9%
de los periodos los analizados. No sucede lo mismo para los mercados sin incentivos los
cuales en el 50% de los periodos analizados los OR cumplieron las metas.

Figura 180 Porcentaje de periodos de cumplimiento e incumplimiento de OR con y sin incentivos.
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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Para evaluar el impacto desde otra 6ptica, se realizdé una variacion del analisis anterior
ponderando los periodos por la energia de entrada de cada mercado. En la Figura 181
se encuentran los resultados, y se observa que el cumplimiento adquiere una nueva
dimension: en el grupo de mercados con incentivos aprobados, los periodos de
cumplimiento representan apenas el 15,98% del total de la energia considerada. Por el
contrario, en los mercados que no contaron con incentivos, este indicador de
cumplimiento asciende al 44,69%. Esta situacion sugiere que, a pesar de la existencia de
un esquema de incentivos, su efectividad es limitada, ya que la gran mayoria de la
energia (84,02%) en este grupo fluye hacia mercados que no estan alcanzando sus
metas de reduccion de pérdidas.

Figura 181 Porcentaje de periodos con metas cumplidas para OR con y sin incentivos ponderado con base a la
energia de entrada. Fuente: CREG con informacion LAC
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Del analisis diagnostico realizado sobre la implementacion y resultados del Plan de
Reduccion de Pérdidas establecido en la Resolucion CREG 015 de 2018, se desprenden
las siguientes conclusiones para la revision de la proxima metodologia tarifaria:

La efectividad del Plan de Reduccién de Pérdidas ha sido marcadamente desigual entre
los once OR que se acogieron a él. Mientras que algunos mercados como Tolima,
Cartago y Guaviare demostraron un cumplimiento de metas consistente, otros,
incluyendo los de mayor remuneracion, presentaron incumplimientos recurrentes. A nivel
agregado, se observa una tendencia notable: el porcentaje de OR que cumplié su meta
anual disminuy6 del 67% en 2019 al 36% en 2023, lo que sugiere una pérdida de
efectividad del mecanismo a lo largo del tiempo o una creciente dificultad para alcanzar
metas mas exigentes.

Un hallazgo significativo de este analisis es la falta de una correlacion directa y positiva
entre la magnitud de la remuneracion por inversiones (INVNUC) y el éxito en la reduccion
de pérdidas. Los mercados que recibieron los mayores montos de inversion aprobada
(Air-e y Caribemar) exhibieron el desempefio mas bajo en el cumplimiento de metas. Por
el contrario, el mercado con el mejor desempefio (Tolima) no recibié remuneracion por
INVNUC, y otros con buen desempefio (Cartago y Guaviare) lo lograron con montos de
inversidbn comparativamente bajos. Los datos demuestran que la existencia de un
incentivo financiero para inversiones en activos no asimilables a UC no fue, por si solo,
un factor determinante para el cumplimiento de las metas de reduccion de pérdidas.

Al ponderar el analisis por la energia de los mercados, se hace evidente que el 84% de
la energia correspondiente a mercados con incentivo de inversién fluyé hacia sistemas
que no cumplieron sus metas. Esto sugiere que otros factores, como la gestion operativa,
las condiciones socioecondmicas del mercado y el compromiso organizacional del OR,
juegan un papel preponderante en la efectividad de los planes.

Si bien los mecanismos de suspension y cancelaciéon del plan se aplicaron en casos de
incumplimiento (ej. Caribemar, Huila y Cauca), su impacto como herramienta disuasoria
parece limitado, especialmente en los mercados con niveles mas criticos. La
flexibilizacién introducida por la Resolucion CREG 167 de 2020, aunque justificada por la
pandemia, atenu6 temporalmente la exigibilidad del esquema, permitiendo que algunos
OR continuaran recibiendo remuneracion a pesar de no alcanzar sus metas.

El diagndstico evidencia que el disefio actual del Plan de Reduccion de Pérdidas, si bien
conceptualmente orientado a resolver una necesidad especifica (remunerar inversiones
para la gestion de pérdidas que no se remuneran por UC), no ha logrado generar los
resultados esperados de manera generalizada. La débil conexién entre el esfuerzo
financiero reconocido por la regulacion (INVNUC) y el resultado final obtenido (reduccion
del IPT) es una sefal de que el mecanismo de incentivos debe ser revisado
integralmente.
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2.6.3 Cargo por concepto del plan de reduccién de pérdidas - CPROG

El cargo por concepto del Plan de Reduccion de Pérdidas (CPROG) fue el instrumento
disefiado en la regulacion para viabilizar la ejecucion de los programas de reduccion de
pérdidas no técnicas y remunerar el mantenimiento de las pérdidas de energia. Su marco
normativo, consolidado en la Resolucién CREG 015 de 2018 pero con antecedentes en
regulaciones previas, establece que el CPROG ($/kWh) remunera dos componentes
principales: i) los costos de Administracion, Operacién y Mantenimiento (AOM) asociados
al plan de mantenimiento de pérdidas, y ii) las inversiones que no son asimilables a
Unidades Constructivas (INVNUC), como el fortalecimiento de la medicién y la
implementacion tecnologias (software y comunicaciones) para el control de pérdidas.

La aplicacién de este cargo, para los mercados que fueron objeto del plan de reduccién
de pérdidas, estuvo en funcion al cumplimiento anual de las metas de reduccion
aprobadas por la Comisién. La regulacion estipuld que el incumplimiento en un afo
conlleva a la suspension del reconocimiento del componente de inversion, mientras que
el incumplimiento durante dos afios consecutivos resultaba en la cancelacion definitiva
del plan y la obligacién del Operador de Red (OR) de devolver los montos recibidos por
inversion (INVNUC;) durante los afos de incumplimiento. A continuacion, se presentan
las graficas de la evolucién del cargo CPROG para los mercados de comercializacion del
pais categorizadas por rangos del valor del cargo remunerado:

Figura 182 CPROG - Grupo 1
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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Figura 183 CPROG - Grupo 2
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 184 CPROG - Grupo 3
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 185 CPROG - Grupo 4
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 186 CPROG - Grupo 5
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 187 CPROG - Grupo 6
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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Un analisis de la evolucién mensual del CPROG, durante el periodo de vigencia de la
resolucién, revela como caracteristica principal una marcada y, en ocasiones, alta
volatilidad en la mayoria de los mercados que lo aplicaron, como se evidencia en las
graficas presentadas. Esta volatilidad no es un reflejo de variaciones en los costos
operativos mensuales, sino el resultado de la mecanica de liquidacion y de ajustes
regulatorios especificos.

Se presentaron ajustes transitorios por la entrada diferida de los operadores de red a la
actual metodologia de distribucién, cuyo propdsito fue remunerar a los OR por los
ingresos no percibidos desde el primer afo. Este mecanismo concentro la recuperacion
de los ingresos de varios meses en un periodo de doce (0 menos), provocando picos en
el cargo significativos y puntuales en diversos mercados. El caso de Casanare, con
valores que superaron los $100/kWh, es un ejemplo notable del impacto de estos ajustes.

La suspension del componente de inversion del CPROG por incumplimiento de metas
causo caidas abruptas del cargo, debido a que este cargo se reducia a la remuneracion
unicamente del AOM. Caso contrario, la posterior reactivacion del plan, en caso de volver
a cumplir la meta, ocasiond incrementos importantes en el cargo.

Por otro lado, en este analisis se ha observado una débil correlacion entre la magnitud
del incentivo econémico y la efectividad en la reduccion de pérdidas. La evidencia sugiere
que la aprobacién de un flujo de caja significativo, cdmo es el caso de las empresas del
Caribe, no fue un factor determinante para garantizar el éxito del plan, como se observa
en la Figura 187 del Grupo 6, estos mercados presentaron valores de CPROG elevados
en comparacion con sus pares (hasta $19/kWh), reflejo de la importante remuneracion
por INVNUC que les fue aprobada. Sin embargo, como se analizé en secciones
anteriores, estos mercados exhibieron un cumplimiento de metas deficiente.
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En contraste, se encuentran los casos de alto desempefio con bajo o nulo incentivo de
inversidon. El caso mas notable es el del mercado de Tolima mostrado en la Figura 186
(Grupo 5), que alcanzé el cumplimiento de la totalidad de sus metas de reduccién de
pérdidas sin haber recibido remuneracion por INVNUC. Complementando esta
observacion, mercados como Cartago y Guaviare lograron un desempefio destacado en
el plan ya que incumplieron sus metas en un solo periodo a pesar de haber sido
remunerados con montos de INVNUC inferiores a los de otros operadores (entre $3/kWh
y $5/kWh).

La dinamica del cargo también reflejo la aplicacion de las consecuencias por
incumplimiento. Mercados como el de Cartago y Caribemar, tras no alcanzar su meta de
2019 y 2021 respectivamente, experimentaron una caida de su CPROG, reflejando la
suspension de la remuneracion por inversion y demostrando que el mecanismo de control
regulatorio operé como fue disefiado en dichos casos.

2.6.4 Pérdidas Adicionales

En el diagndstico del contexto previo a la Resolucion CREG 015 de 2018 (CREG 097 de
2008), se encontré que los niveles de inversion en los SDL habian sido histéricamente
bajos, lo cual se reflejaba, entre otros aspectos, en una larga edad promedio de los
activos y, consecuentemente, en niveles elevados de pérdidas técnicas y no técnicas en
algunos mercados de comercializacion.

Para abordar esta situacion y estimular la modernizacion y eficiencia de las redes mas
rezagadas, la metodologia incorpor6 un esquema especifico de reconocimiento de
pérdidas adicionales. Este mecanismo actu6 como un incentivo a la inversion, dirigido
especificamente a aquellos OR cuyas pérdidas reales en el Nivel de Tension 1 (NT1)
superaban el nivel eficiente reconocido inicialmente por la regulacion.

La condicion para acceder a este incentivo era la ejecucion de un esfuerzo de inversion
significativo, definido como la ejecucion de inversiones anuales superiores al 4% del
Costo de Reposicion de Referencia del OR. Bajo este cumplimiento, se permitia al OR
reconocer en el cargo de distribucion hasta la totalidad de sus pérdidas reales de NT1
existentes en la fecha de corte.

Si bien las pérdidas reconocidas remuneradas como incentivo son las de NT1, es
importante sefalar que su costo reconocido se distribuyo entre los usuarios de todos los
niveles de tension conectados a dicho OR. No obstante, este reconocimiento adicional
fue concebido como un esquema transitorio; la remuneracién asociada a estas pérdidas
adicionales se diseid para disminuir progresivamente a lo largo de un periodo de 10 afios,
convergiendo finalmente hacia el nivel de pérdidas eficiente establecido como meta
regulatoria.

Como resultado del diagndstico, se identifico que 13 de los 29 OR cumplieron, en al
menos un periodo durante la vigencia de la metodologia CREG 015 de 2018, con los
requisitos establecidos para acceder al reconocimiento de pérdidas adicionales. Este
mecanismo, como se explicé anteriormente, fue concebido como un incentivo transitorio
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a la inversion para aquellos OR con niveles iniciales de pérdidas en NT1 superiores al
referente eficiente.

Las siguientes graficas presentan por un lado la evolucion anual de las pérdidas
reconocidas para cada nivel de tension para estos 13 OR y, desagregando el componente
correspondiente a las pérdidas eficientes (sin remuneracion de pérdidas adicionales) y el
componente de pérdidas adicionales reconocido bajo este esquema.

Por otro lado, para evaluar el impacto directo de este reconocimiento de pérdidas
adicionales sobre los cargos de distribucion de cada nivel de tension, se realizé una
comparacion entre el cargo unitario de distribucion del Nivel de Tension i (Dtn) incluyendo
los incentivos de pérdidas adicionales, y un cargo (Dten) hipotético calculado
considerando unicamente las pérdidas eficientes establecidas por la regulacion.

Figura 188 Porcentaje de pérdidas por nivel de tension y evolucion del cargo por uso de Distribucion para el mercado
atendido por AIR-E
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 189 Porcentaje de pérdidas por nivel de tension y evolucion del cargo por uso de Distribucion para el mercado
atendido por CARIBEMAR
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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Figura 190 Porcentaje de pérdidas por nivel de tension y evolucion del cargo por uso de Distribucion para el mercado
atendido por TOLIMA
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 191 Porcentaje de pérdidas por nivel de tensién y evolucion del cargo por uso de Distribucion para el mercado
atendido por NORTE DE SANTANDER
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 192 Porcentaje de pérdidas por nivel de tensién y evolucién del cargo por uso de Distribucién para el mercado
atendido por CALI
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 193 Porcentaje de pérdidas por nivel de tension y evolucion del cargo por uso de Distribucion para el mercado
atendido por CAUCA
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 194 Porcentaje de pérdidas por nivel de tension y evolucion del cargo por uso de Distribucion para el mercado
atendido por HUILA
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 195 Porcentaje de pérdidas por nivel de tensién y evolucién del cargo por uso de Distribucién para el mercado

Figura

Figura

Figura

atendido por CARTAGO
Fuente: CREG con informacién LAC
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196 Porcentaje de pérdidas por nivel de tensién y evolucién del cargo por uso de Distribucién para el mercado
atendido por BOYACA
Fuente: CREG con informacién LAC
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197 Porcentaje de pérdidas por nivel de tension y evolucion del cargo por uso de Distribucion para el mercado
atendido por CAQUETA
Fuente: CREG con informacion LAC
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atendido por CASANARE
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 199 Porcentaje de pérdidas por nivel de tensién y evolucién del cargo por uso de Distribucién para el mercado

Figura

atendido por GUAVIARE
Fuente: CREG con informacion LAC
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Del andlisis de las graficas anteriores se observan los siguientes aspectos principales
respecto al reconocimiento de pérdidas adicionales:

1.

Los OR que operan los mercados de la regién Caribe (Air-e y Caribemar) fueron
los mayores beneficiados con el reconocimiento de pérdidas adicionales de
manera consistente durante la mayor parte de la aplicacién de la metodologia, esto
se debe a que las pérdidas de NT1 iniciales para estos mercados fueron altas. Se
nota, sin embargo, que Air-e dejé de cumplir los requisitos de inversion para este
reconocimiento en el ultimo afio del periodo analizado.

En estos mercados, durante los periodos de maximo reconocimiento de pérdidas
adicionales, la diferencia entre el Dt real y el Dt hipotético (solo con pérdidas
eficientes) llegé a representar casi un 25% del cargo Dt total para el Nivel de
Tension 1.

Los OR que atienden los mercados de Tolima, Norte de Santander y Cartago
también accedieron a este reconocimiento de forma recurrente a lo largo de casi
todo el periodo de aplicacién de la metodologia.

Un tercer grupo de OR, que incluye a Cali, Cauca, Huila, Boyaca, Putumayo,
Caqueta, Casanare y Guaviare calificaron para el reconocimiento de pérdidas
adicionales de manera intermitente, cumpliendo los criterios de inversion solo en
afnos especificos dentro del periodo tarifario.
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5. El analisis comparativo de los cargos Dt revela como se distribuyé el costo de las
pérdidas adicionales entre los diferentes niveles de tension en donde los valores
maximos incrementales para cada nivel de tensién fueron 24%, 7% y 1% para los
niveles de tension 1, 2 y 3 respectivamente. Si bien la estructura tarifaria implica
que los usuarios de niveles de tension superiores (NT2, NT3, NT4) contribuyen a
cubrir los costos totales del SDL, se evidencia que el mayor impacto incremental
derivado del reconocimiento de pérdidas adicionales recayo sobre el Nivel de
Tension 1 (NT1). En otras palabras, aunque los niveles superiores participaron en
la financiacion, el aumento porcentual del cargo Dt fue significativamente mas
pronunciado para los usuarios conectados a NT1.

Con el propésito de dimensionar el impacto econdmico de este mecanismo, en la Figura
201 y en la Figura 202, se presentan los ingresos anuales estimados percibidos por los
OR correspondientes exclusivamente al reconocimiento de las pérdidas adicionales.

Figura 201 Ingresos Anuales por Pérdidas Adicionales (miles de millones de COP) — Mercados con mayores ingresos
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Figura 202 Ingresos Anuales por Pérdidas Adicionales (miles de millones de COP) — Mercados con menores
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Considerando la significativa diversidad en el tamano de los mercados atendidos por cada
OR, se realizé un analisis normalizado para evaluar la relevancia relativa de estos
ingresos. La siguiente grafica (Figura 203) muestra los ingresos por pérdidas adicionales

% Los mercados no presentados en la grafica no recibieron ingresos por los incentivos de pérdidas

adicionales
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expresados como un porcentaje del Costo de Reposicion de Referencia (CRR) de cada

OR respectivo:

Figura 203 Participacion de los ingresos por Pérdidas Adicionales respecto a Costo de Reposicion de Referencia
CRR?., Fuente: CREG con informacion LAC
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Se evidencia, tanto en valores absolutos (Figura 201) como, de forma mas acentuada,
en términos relativos a la valoracién de sus activos (Figura 203), que los OR de la regién
Caribe fueron los principales receptores de ingresos por concepto de pérdidas
adicionales. Esto es consistente con el disefio del incentivo, orientado a sistemas con
altas pérdidas iniciales en NT1.

El analisis normalizado (Figura 203), también confirma que, para los mercados de Tolima,
Norte de Santander y Cartago, los ingresos por pérdidas adicionales representaron una
proporcion significativa y sostenida respecto a su CRR durante el periodo tarifario.

Adicionalmente, con el fin de presentar un panorama completo de la remuneracién por
pérdidas reconocidas a nivel nacional, la siguiente grafica (Figura 204), muestra la
evolucion anual de las pérdidas reconocidas en el nivel de tension 1, Pj1, (suma del
componente eficiente y, si aplica, el adicional) para todos los OR durante el periodo
analizado.

Para aquellos OR que accedieron de forma recurrente al reconocimiento de pérdidas
adicionales que atienden los mercados de Air-e, Caribemar, Cartago, Tolima y Norte de
Santander la grafica permite visualizar el efecto de la senda decreciente aplicada a dicho
componente de pérdidas adicionales. Esto se traduce en una reduccién paulatina de sus
pérdidas totales reconocidas a lo largo del tiempo, conforme al disefio transitorio del
esquema establecido en la metodologia

Los operadores de los mercados Air-e, Caribemar, Cartago presentan los niveles mas
elevados de pérdidas reconocidas durante la mayor parte del periodo. En el extremo
opuesto, OR que atienden los mercados como Bajo Putumayo, Arauca y Meta figuran
entre aquellos con las menores pérdidas reconocidas en tarifa.

Es importante recordar que el nivel de pérdidas reconocidas para cada OR parte de una
base establecida al inicio del periodo regulatorio (Resolucion CREG 015 de 2018 y sus
aprobaciones de ingresos y cargos individuales), la cual considerd las caracteristicas
particulares y la informacion disponible para cada mercado en ese momento. Las
diferencias observadas en la grafica reflejan tanto esas condiciones iniciales como la
aplicacién posterior de las sendas de eficiencia y, en su caso, del esquema de pérdidas
adicionales.
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Figura 204 Pérdidas Reconocidas en el Nivel de Tension 1 (Pj1).
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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Basandose en los aspectos desarrollados en el diagnostico de las pérdidas adicionales
se resaltan las siguientes conclusiones de cara a la revision regulatoria que se espera
realizar para la proxima metodologia tarifaria:

El mecanismo de reconocimiento de pérdidas adicionales fue efectivamente
implementado como un incentivo transitorio a la inversion, dirigido a OR con altos niveles
iniciales de pérdidas en NT1. Se constaté que 13 de los 21 OR accedieron a este
reconocimiento en algun momento durante la vigencia de la metodologia, cumpliendo los
criterios establecidos (principalmente, inversion superior al 4% del CRR).

La aplicacion de este esquema resultd en una concentracion de los beneficios
economicos. Los OR que operan en la region Caribe (Air-e y Afinia) y aquellos en
mercados como Tolima, Norte de Santander y Cartago fueron los principales receptores,
tanto en términos absolutos como, de manera mas notable, en proporcion a su base de
activos (CRR).

El analisis indica una heterogeneidad en los niveles de pérdidas totales reconocidas entre
los distintos OR a nivel nacional. Estas diferencias se originan tanto en las condiciones
de partida y caracteristicas de cada mercado (reflejadas en las aprobaciones iniciales)
como en la aplicacion diferencial del esquema de pérdidas adicionales que son
directamente proporcionales a los niveles de pérdidas del nivel de tension 1 en la fecha
de corte.

Una leccion clave derivada de este diagnostico es la limitacién inherente de vincular un
incentivo a la inversién tan especifico exclusivamente a la condicién de remunerar las
pérdidas iniciales de nivel de tensién 1. Si bien fue util para abordar situaciones criticas,
este enfoque puede no ser suficiente para estimular la inversion en eficiencia, calidad y
la mejora continua en OR que ya operan cerca o por debajo de los niveles eficientes
reconocidos.

Los factores identificados sobre la aplicacion, impacto y limitaciones del esquema actual
de incentivos a la inversion a través de pérdidas adicionales subrayan la necesidad de
una revision integral en la proxima metodologia. Se requiere evaluar disefos alternativos
o complementarios que puedan:

= Reconocer con proporcionalidad los esfuerzos y costos asociados a la ejecuciéon de
inversiones en diversos contextos.

= Asegurar una mejor articulacion entre los planes de inversion y los resultados
efectivos en la reduccion de pérdidas.

= Buscar mecanismos para distribuir de una forma mas equilibrada los incentivos por
inversion en todos los niveles tension.
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2.7 Energia reactiva

En esta seccion se analiza el transporte de energia reactiva sus efectos en la red de
distribucion. Para tener un contexto mas detallado, se sugiere consultar el documento
CREG 901 056 de 2024%7, en el cual se introduce el contexto histérico regulatorio sobre
el tema.

Para determinar si la energia reactiva transportada supera los limites permitidos se utiliza
el indicador denominado factor de potencia, que es una medida de la eficiencia con que
se utiliza la energia eléctrica en un sistema. Es un indicador cuantitativo del
aprovechamiento adecuado de la energia eléctrica y se calcula como la relacion entre la
potencia activa (también conocida como potencia real) y la potencia aparente en un
sistema eléctrico.

Su valor oscila entre 0 y 1, cuando el F.P esta cerca de 1, indica que toda la potencia
absorbida se transforma en trabajo util. En cambio, las cargas que tengan un factor de
potencia distinto a 1 consumen o inyectan energia reactiva a la red para su
funcionamiento. Este transporte de energia reactiva provoca un aumento en la utilizacién
de la red que puede llevar a un uso ineficiente de la infraestructura para el transporte y
distribucion de energia y puede también llegar a afectar la estabilidad del sistema y la
eficiencia de la transmisién y distribucion de energia.

Las principales causas de un factor de potencia bajo se deben al uso de motores
eléctricos de induccion parcialmente cargados, equipos electronicos como variadores de
velocidad, arrancadores suaves, rectificadores, entre otros. Por otro lado, la mejora del
factor de potencia en una instalacién trae consigo varios beneficios, tales como la
reduccion de la tarifa de electricidad, el aumento de la eficiencia de la instalacion, la
prevencion de sobrecargas en los transformadores, entre otras.

Un factor de potencia inductivo suele encontrarse al operar dispositivos y equipos como
motores eléctricos, transformadores, |lamparas fluorescentes con balasto de reactancia
inductiva, y otros dispositivos que contienen bobinas. Por otro lado, un factor de potencia
capacitivo es comun en cargas de centros de datos (equipos como computadoras,
sistemas de refrigeracion y fuentes de alimentacién conmutadas), edificios comerciales
(debido a sistemas de iluminacion LED vy climatizacién), hospitales, y usuarios
residenciales con equipos electronicos o electrodomésticos que utilizan fuentes de
alimentacion electronicas.

Una practica comun entre los reguladores de otros paises al establecer esquemas
tarifarios, particularmente en la remuneracion de redes eléctricas (lo que en Colombia se
denomina distribucion o transporte), es la implementacion de incentivos para la gestion
de energia reactiva, promoviendo que los usuarios utilicen la energia de manera mas
eficiente en sus instalaciones eléctricas. Estos costos, por ejemplo, pueden ser

27 Disponible en el Gestor Normativo de la CREG o directamente a través del siguiente enlace:
https://gestornormativo.creg.gov.co/gestor/entorno/docs/originales/Resoluci%C3%B3n CREG 101 035
2024/Documento CREG 901 056 2024.pdf
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adicionales a las tarifas si los usuarios generan o consumen un exceso de energia
reactiva sobre los limites definidos.

Debido a la naturaleza predominantemente inductiva de las redes de distribucion o
transmision, la demanda de energia reactiva por parte de las cargas conectadas a los
sistemas de potencia produce caidas significativas de tension, lo que hace que la variable
de voltaje salga de los limites operativos establecidos, poniendo en riesgo la calidad y
continuidad del suministro. En contraste, las inyecciones de potencia reactiva pueden
ocasionar un aumento de la tension, lo que puede generar condiciones peligrosas y
dificiles de controlar. Por ello, con el fin de mantener condiciones de operacion
técnicamente adecuadas, es crucial que los usuarios tengan restricciones sobre las
cantidades de potencia o energia reactiva que intercambian con la red.

La regulacién actual contempla un esquema de incentivos buscando evitar el transporte
de energia reactiva en exceso por el sistema de distribucion, como parte de una serie de
aspectos que se han ido ajustando en el tiempo, como se muestra en la siguiente seccion.

Desde la perspectiva del usuario que debe ajustar sus instalaciones para evitar costos
mayores por el transporte de energia reactiva inductiva en exceso sobre los limites, la
solucion comunmente utilizada es la instalacion de bancos de condensadores. Estos se
instalan para suministrar una cantidad determinada de energia reactiva capacitiva que
compensa el requerimiento de energia reactiva inductiva de las cargas eléctricas de la
instalacion. De esta manera, la energia reactiva no tendra que transportarse por la red
de distribucién, sino que se genera localmente, liberando asi capacidad de la red.

2.7.1 Contexto regulatorio

En los ultimos 30 afos la CREG ha abordado el tema de transporte de energia reactiva
en el contexto de la prestacion del servicio de distribucion de energia eléctrica. En el
marco de la metodologia de remuneracion del cargo de distribucion, con relacion al
capitulo 12 de la resolucion CREG 015 del 2018, se realiza un diagnéstico para evaluar
los costos de trasporte de energia reactiva. En el presente diagnostico, en primera
instancia, se relatan las regulaciones impartidas por la CREG sobre el tema bajo estudio.

a) Resolucion CREG 024 De 1995: Por la cual se reglamentan los aspectos
comerciales del mercado mayorista de energia en el sistema interconectado nacional,
que hacen parte del Reglamento de Operacion.

Esta resolucion establece que la generacion de potencia reactiva es un servicio asociado
a la generacion de energia y es considerada como un servicio complementario.

b) Resolucion CREG 025 de 1995: Por la cual se establece el Cédigo de Redes,
como parte del Reglamento de Operacién del Sistema Interconectado Nacional.

Esta resolucién indica que los generadores deben proveer control de tension y potencia
reactiva debido a que dicha potencia es un servicio asociado a la generacién. También,
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establece la necesidad de compensacion reactiva como parte del analisis de
planeamiento operativo y los equipos que se usan para ello (condensadores y reactores).

Menciona los equipos de compensacion reactiva conectado al sistema del Usuario en
tensiones iguales o superiores a 110 kV y que el CND debe supervisar en tiempo real los
flujos de potencia reactiva por las lineas y transformadores y la generacién reactiva de
las unidades despachadas centralmente.

En el numeral 8.2.4. modelos de control de plantas edlicas y solares fotovoltaicas
conectadas al STN y STR. Numeral adicionado con el Articulo 5 de la Resolucion 60 de
2019. Para el caso de plantas solares fotovoltaicas y edlicas que se conecten al STN y
STR sera responsabilidad de los agentes representantes entregar al CND, 6 meses antes
de su entrada en operacion, los modelos preliminares de la planta de generacion y sus
controles asociados para los estudios de simulacion RMS en |la herramienta utilizada por
el CND. Estos modelos deben incluir los requisitos técnicos definidos en la presente
resolucién, para el control de frecuencia y potencia activa, el control de tensién y potencia
reactiva, asi como permitir el ajuste de los parametros que definen estas funcionalidades.

c) Resolucion CREG 009 de 1996: Por la cual se modifica y complementa la
Resolucion CREG 080 de 1995 y se adoptan decisiones en materia de tarifas de energia
eléctrica.

En el Articulo 3 de esta resolucion se establece que “cuando la energia reactiva registrada
sea mayor o igual al 50% de la energia activa consumida, durante el mismo periodo de
facturacion, las empresas liquidaran los excedentes sobre este 50% de esta energia
reactiva con la tarifa de la respectiva energia activa”.

Vale la pena indicar que un consumo de energia reactiva mayor o igual a un 50% de la
energia activa consumida corresponde a un factor de potencia en la demanda igual a 0.9
(puntualmente, a 0.894). Segun la revision del marco regulatorio, esta resolucion es la
primera que establece cobros por consumo de reactivos en exceso sobre este limite
especifico.

d) Resoluciéon CREG 099 de 1997: Por la cual se aprueban los principios generales
y la metodologia para el establecimiento de los cargos por uso de los Sistemas de
Transmision Regional y/o Distribucion Local.

En el articulo 50. Transporte de energia reactiva se aclara que “El consumo de energia
reactiva en el Sistema Interconectado Nacional, en caso de que ésta sea mayor al
cincuenta por ciento (50%) de la energia activa (kWh) entregada a un usuario de los
Sistemas de Transmision Regional y/o Distribucion Local, el exceso sobre este limite se
considerara como energia activa para efectos de liquidar el cargo por uso del respectivo
sistema”.

e) Resolucion CREG 108 de 1997: Por la cual se sefalan criterios generales sobre
proteccion de los derechos de los usuarios de los servicios publicos domiciliarios de
energia eléctrica y gas combustible por red fisica, en relacion con la facturacion,
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comercializacion y demas asuntos relativos a la relacion entre la empresa y el usuario, y
se dictan otras disposiciones.

Alli se establece que el factor de potencia inductivo debe ser igual o superior a 0.90. A su
vez, el OR debe exigir a aquellas instalaciones que violen este limite la instalacion de
equipos apropiados para controlar y medir la energia reactiva. Cabe resaltar que a
diferencia de la Resolucion CREG 009 de 1996, en esta resolucion se especifica que el
factor de potencia para el cual se exige la instalacion de equipos de control y medicidn
de energia reactiva es de naturaleza inductiva.

También, establece que en la prestacién del servicio publico domiciliario de energia
eléctrica se controla el factor de potencia de los usuarios no residenciales, como también
de los residenciales conectados a un nivel de tension superior al 1 (este aspecto fue
derogado en la Resolucién CREG 047 de 2004).

f) Resolucién CREG 070 de 1998: Por la cual se establece el Reglamento de
Distribucién de Energia Eléctrica, como parte del Reglamento de Operacion del Sistema
Interconectado Nacional.

Se establecen los requisitos generales de los equipos de medida, entre ellos los
medidores de potencia reactiva y menciona que el factor de potencia de la carga
conectada por el usuario no debera ser inferior al establecido en la Resolucion CREG
108 de 1997 o las normas que la modifiquen y sustituyan, esto es 0.90.

En el Articulo 4.2.4 indica “El factor de potencia inductivo o en atraso (coseno phi
inductivo) de la instalacion de un usuario debera ser igual o superior a cero punto noventa
(0.90). Este factor se determinara horariamente y cuando el medidor no cuente con
registros horarios, se hara el calculo para un periodo de facturacién.”

Inicialmente, esta resolucién no establecidé parametros con relacion al factor de potencia
capacitivo o en adelanto.

g) Resoluciéon CREG 082 de 2002: Por la cual se aprueban los principios generales
y la metodologia para el establecimiento de los cargos por uso de los Sistemas de
Transmisién Regional y Distribucion Local.

En el articulo 11. Transporte de energia reactiva se menciona que el en caso de que la
energia reactiva consumida por un Usuario sea mayor al cincuenta por ciento (50%) de
la energia activa (kWh) que le es entregada en cada periodo horario, el exceso sobre
este limite, en cada periodo, se considerara como energia activa para efectos de liquidar
mensualmente el cargo por uso del respectivo sistema.

h) Resolucion CREG 047 de 2004: Por la cual se modifica la resolucion CREG 108
de 1997.

En esta normativa se define la potencia reactiva como la cantidad de kVArh transportados
a través de las redes que conforman los STR y SDL registrados mediante los equipos de



Sesion No. 1390 215/310

medida de energia reactiva ubicados en las fronteras comerciales de los respectivos
usuarios.

Esta resolucion modifica el articulo 25 de la 108 de 1997, indicando que el control del
factor de potencia se da en el consumo de energia reactiva de los usuarios finales, para
los que se liquida y cobra siguiendo el articulo 11 de la Resolucion CREG 082 de 2002.
De igual forma, se define que el cobro se calcula solamente con el componente de
distribucion y no con el valor total de la tarifa.

Finalmente, se indica que el OR puede exigir a las instalaciones que excedan el factor de
potencia inductivo (0.90) que instalen equipos apropiados para controlar y medir la
energia reactiva.

i) Resoluciéon CREG 097 de 2008: Por la cual se aprueban los principios generales
y la metodologia para el establecimiento de los cargos por uso de los Sistemas de
Transmision Regional y Distribucion Local.

En esta resolucion se establecié la funcion del comercializador como recaudador de los
costos del transporte de energia reactiva en exceso. Relacionado con el transporte de
energia reactiva, se especifica que en caso de que la energia reactiva consumida por un
usuario del STR o SDL fuera mayor al 50% de la energia activa que le fuera entregada
en cada periodo horario, el exceso sobre este limite, en cada periodo, se consideraria
como energia activa para efectos de liquidar mensualmente el cargo por uso del
respectivo sistema.

También, la resolucién enuncié que los costos del transporte de la energia reactiva en
exceso son recaudados por el comercializador.

Finalmente, se establecié que el OR puede conectar equipos de medida de energia
reactiva para identificar a aquellos usuarios o fronteras comerciales que, por su consumo
de energia reactiva, estén obligados al pago de esta.

i) Resoluciéon CREG 015 de 2018: Por la cual se establece la metodologia para la
remuneraciéon de la actividad de distribucién de energia eléctrica en el Sistema
Interconectado Nacional.

Dicha resolucion, en el capitulo 12, desarrolla lo relacionado con la determinacion del
costo por el transporte de energia reactiva. Se “exceptua de pago del costo de transporte
de energia reactiva a las plantas generadoras, las cuales estan obligadas a participar en
el control de tension por medio de la generacion o absorcion de potencia reactiva”.

En esta resolucion se mantiene el estandar del factor de potencia en 0,9 para el caso del
transporte de la energia reactiva inductiva mientras que establecié que el factor de
potencia para la energia reactiva capacitiva debe ser igual a la unidad (FP = 1), ante la
ausencia de dicho estandar en el sistema.

Finalmente, esta resolucion incluye un factor multiplicador M que influye en el cobro de
un usuario que se encuentra por fuera de los limites (FP=0,9 en atraso o FP=1 en
adelanto) de manera que, si no se realiza una correccidén adecuada, el costo por energia
reactiva crecera mensualmente, hasta alcanzar un factor igual a 12.
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El costo incremental del transporte de energia reactiva en exceso sobre los limites a quien
no haya corregido sus instalaciones particulares para evitarlo, es el principal incentivo
para que dicho usuario alcance su motivacion econdmica y pueda efectuar las
correcciones particulares, en beneficio del resto de usuarios del sistema quienes soportan
los costos adicionales producidos por el transporte de energia reactiva en exceso
(mayores pérdidas de energia, menor capacidad de transporte en la infraestructura
disponible y variacion de voltaje descontrolada), mientras el usuario que incurre en el
transporte en exceso no efectue las correcciones necesarias. Asi, los recursos aportados
al sistema por parte de los usuarios que incurren en exceso sobre los limites son
distribuidos entre los usuarios (50% disminuyendo las tarifas) y el OR del sistema
afectado.

k) Resolucién CREG 199 de 2019: Por la cual se modifican algunas disposiciones
de la Resolucién CREG 015 de 2018.

En esta resolucion la Comisidn aplazé la entrada en vigencia del crecimiento del factor M
en un afo, con el objeto de permitir que algunos usuarios pudiesen efectuar las
inversiones necesarias para cumplir con los limites permitidos. los rangos permitidos.
Respecto al factor M, se hicieron los siguientes cambios (ver Figura 205)

l. Cuando el exceso de energia reactiva se presente durante cualquier periodo
horario, en 10 dias o0 menos de un mismo mes calendario, entonces la variable M sera
igual a 1.

En caso contrario, si dicha duracion se da por mas de 10 dias en un mismo mes
calendario, la variable M sera igual a 1 durante los primeros 12 meses en los que se
presente esta circunstancia, contando desde los consumos del mes de enero de 2020.

Il. A partir del décimo tercer mes de transporte de energia reactiva con la misma
condicion, esta M se incrementara mensualmente en una unidad hasta alcanzar el valor
de 6 y se mantendra durante 12 meses consecutivos (ver linea roja en la Figura 205).

[l. En caso de persistir el transporte de energia reactiva en exceso, a partir del mes
siguiente la variable continuara incrementandose mensualmente en una unidad hasta
alcanzar el valor de 12.

V. Si la energia reactiva sobre el limite desaparece durante mas de tres meses
consecutivos, la variable M reiniciara a partir de 1, en caso contrario, seguira con un valor
de 12 en la variable M.

Por ultimo, el costo de transporte de energia reactiva en exceso seria liquidado y
facturado directamente por el OR al comercializador que represente el usuario causante
del transporte de energia reactiva en exceso sobre el limite, quien a su vez trasladara
este cobro al usuario final.



Sesién No. 1390 217 /310

Figura 205 Valores posibles para la variable M
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Se aclara en el Paragrafo 1 que durante el mes siguiente al de entrada en vigencia de la
presente resolucion, los comercializadores de energia deben enviar informacién relativa
a la aplicacion del capitulo 12 de la Resolucion CREG 015 de 2018, incluyendo lo
dispuesto en este articulo, a todos sus usuarios no residenciales y a aquellos que tengan
medicion de energia activa y reactiva.

1) Resolucién CREG 195 de 2020: Por la cual se modifican algunas disposiciones
de la Resolucion CREG 015 de 2018.

Esta resolucion modificé el paragrafo 1 del Articulo 16 la Resolucion CREG 015 de 2018,
aplazando nuevamente la entrada en vigor de las disposiciones relacionadas con el factor
M considerando que las inversiones de algunos usuarios, previstas para solucionar el
tema de la energia reactiva, tuvieron que ser desplazadas en el tiempo para atender
aspectos impuestos por la pandemia.

Con este ultimo aplazamiento, a partir de enero de 2021 se cuentan los doce meses antes
del incremento de la variable M para quienes continuen excediendo los limites
establecidos.

m) Decreto 0929 de 2023: Las resoluciones anteriores se suman al Decreto 0929 de
2023 del MME, que modifica el Decreto 1073 de 2015 y establece que los pequefos
generadores (con potencia nominal menor a 1 MW) estan exentos al cobro por los
excesos de reactiva producidos.

Se aclara en el PARAGRAFO 2o0. Los usuarios que cuenten con sistemas de
autogeneracion a pequefia escala a partir de FNCER estan exentos del cobro de energia
reactiva”. Entendiendo por FNCER Las Fuentes No Convencionales de Energia
Renovables.

Adicionalmente, el articulo 5 del Decreto 0929 de 2023 dispuso que, respecto de los
estandares de la energia reactiva, la CREG: “debera actualizar la regulaciéon vigente
frente a su cobro con el fin de evitar lesiones injustas a los usuarios. Para ello debera
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revisar, entre otros, el cobro asimétrico de energia reactiva capacitiva e inductiva y las
penalizaciones por flujo reincidente de energia reactiva.”.

n) Resolucién CREG 101 035 de 2024: Por la cual se modifica el numeral 4.2.4 del
Anexo General de la Resoluciéon CREG 070 de 1998.

En la que se establece que “El factor de potencia inductivo o en atraso (coseno phi
inductivo) de la instalacion de un usuario debera ser igual o superior a cero punto noventa
(0.90). Este factor se determinara horariamente y cuando el medidor no cuente con
registros horarios, se hara el calculo para un periodo de facturacion.

El factor de potencia capacitivo o en adelanto (coseno phi capacitivo) de un usuario
debera ser igual o superior a cero punto noventa (0.90) para usuarios de los niveles de
tensioén |y 11, igual o superior a cero punto noventa y cinco (0.95) para usuarios en el nivel
de tension 1l e igual o superior a cero punto noventa y ocho (0.98) para usuarios en el
nivel de tension IV. Para determinar si el factor de potencia capacitivo cumple los
anteriores limites se calculara la relacion entre la suma aritmética de la energia reactiva
durante un periodo de facturacién (mensual, bimestral o trimestral) respecto de la
cantidad de energia activa en el mismo periodo, independientemente del tipo de medidor
utilizado.”

De esta manera, se introdujo una tolerancia para el factor de potencia capacitivo por nivel
de tensién y se especificd su calculo para un periodo de facturacion.

Teniendo en cuenta que se ha regulado el transporte de energia reactiva mediante el
factor de potencia, para tener un referente internacional a continuacion se presenta un
comparativo del factor de potencia en diferentes paises.

Tabla 38 Factor de potencia en diferentes paises. Fuente: CREG

PAIS SIN CLASIFICAR | INDUCTIVO | CAPACITIVO
México 0.9
Ecuador 0.92
Peru 0.95
Argentina 0.95
India 0.9
Escocia 0.95
Brasil 0,92-0,98 0,92-0,98
Chile 0,93-0,98 0,96-1
Espana 0.95 0,96-1
Canada 0.9 0.95
Surafrica 0.9 0.9
USA 0.9 0.95

Esta resolucion dio cumplimiento parcial al articulo 5 del Decreto 0929 de 2023, por lo
que de manera coordinada en el presente procedimiento de actualizacion de la
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metodologia para la remuneracion de la actividad de distribucién se incluiran los estudios
gue conduzcan a reemplazar el esquema de cobro de reactiva establecido mediante la
Resolucién CREG 015 de 2018.

Adicionalmente, la implementacién de tecnologias de Infraestructura de Medicién
Avanzada (AMI) facilitara, entre otras cosas, una medicion precisa de los flujos de energia
reactiva en las instalaciones de los usuarios, o que permitira la aplicacion adecuada de
los cobros y exenciones correspondientes por parte de los operadores de red y
comercializadores.

2.7.2 Analisis de reactiva medida y facturada

Para facilitar el analisis se definieron cuatro grupos, segun el consumo maximo de
energia presentado en el periodo tarifario. A cada usuario se le asigné su consumo
maximo en el periodo bajo estudio, y se organizaron de manera descendente, luego se
repartieron en grupos de manera tal que cada grupo representara el 25% de la suma de
los consumos maximos de todos los usuarios. De esta manera el G4 contiene los usuarios
con el consumo maximo mas alto y va disminuyendo hasta el G1. EIl conjunto de datos
quedo como lo indica la Tabla 39.

Tabla 39 Grupos por consumo maximo. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

Grupo | Cantidad de reportes | Cantidad de usuarios
G4 1,421 50
G3 33,371 1,200
G2 591,709 22,854
G1 34,168,973 3,342,874

El analisis se realiz6 a partir de 2021 debido a que en el 2020 el reporte de informacion
de energia reactiva disponible en el SUI no discrimina entre inductiva y capacitiva.

Como se muestra en la Figura 206, el 54.62% de los reportes corresponden al mercado
de Bog-Cund y el 98.46% a usuarios de NT1
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Figura 206 Distribucién de datos por mercado y nivel de tension. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)
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Revisando la informacién por estrato el 13.41% de los reportes corresponden al sector
comercial y el 28.48% al estrato residencial bajo. Con respecto al tipo de tarifa el 99.49%
son usuarios regulados, como se ve en la Figura 207. Acerca de la ubicacion el 79.23%
son reportes de inmuebles urbanos, como se evidencia en la Figura 208 y en términos
de condiciones especiales el 96.64% no tienen condiciones especiales.

Figura 207 Distribucién de datos por estrato-sector y tipo de usuario. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)
Estrato-sector Tipo de factura
Bajo 6,466,260

Medio-Bajo 5,289,686
Bajo-Bajo 3,502,964
Comercial 3,045,235
Medio 2,092,531

Industrial 1,047,577
Reégulada No R?ulada
99.49% 0.51%

Estrato-sector

Medio-Alto 611,032
Alto | 331,200
Oficial 278,566
Provisional 36,827

Alumbrado-Publico 1,869

0 1 2 6 7

3 4 5
Cantidad de registros 1e6

Figura 208. Distribucion de datos por condiciones especiales y ubicacion. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

Condiciones especiales Tipo de ubicacién
Ninguna 21,939,993
Contribuyente Exento || 454,183
Areas Comunes | 175,496
Especial Educativo 53,099
Especial Asistencial 31,390
Hogar Comunitario 14,520
Patrimonio Histérico 14,078 oo
Industrial Bombeo 10,865 70550

Distrito de Riego 8,699

Condiciones especiales

Inquilinato 833
Asentamiento Indigena 462 Rural Disperso
o F0.45%
Vivienda de Interés Social o Prioritario 71
Pequefios Productores Rurales 58

0.0 0.5 0 1 20 25

1. 5
Cantidad de registros 1e7

Respecto a los tipos de medidor en la base de datos prima el medidor electronico con
75.68%, 95.84% de los registros no se clasifican como area especial y el 99.84% no son
autogeneradores, como se muestra en la Figura 209.
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Figura 209. Distribucién de datos por tipo de medidor y area especial. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

Tipo medidor Tipo Area Especial

Electronico 17,183,164

Ninguna 21,760,240

Electromecanico 3,972,345

Zonas de Dificil Gestion | 508,794

Inteligente unidireccional 982,079

Tipo medidor

Area Rural de Menor Desarrollo | 433,357

Tipo Area Especial

Inteligente bidireccional | 301,097

Bidireccional | 265,062 Barrio Subnormal 1.356
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Como se evidencia en la Tabla 40 el consumo promedio de energia es de 2,936 kWh, el
promedio de la energia reactiva inductiva medida supera el promedio de la energia
reactiva capacitiva medida por 923 kVAR/h y 47 kVAR/h facturado. Notese que se
reportan valores negativos de pesos facturados por energia reactiva y su maximo de $512
millones de pesos corresponde a un usuario del G4 contribuyente exento del sector
industrial del mercado de Boyaca. El 99.97% de los usuarios de la base reportan energia
reactiva inductiva medida superior a cero, de los cuales 16.58% facturan energia reactiva
inductiva y por otro lado el 0.67% de los usuarios informan energia reactiva capacitiva
medida superior a cero con un 84.09% de facturacion de energia capacitiva.

Tabla 40 Estadisticos descriptivos. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

Desv.
Medida Promedio Min 25% 50% 75% Max Estandar
(desv Std)
Consumo por usuario 2,936 40 80 124 235 340,107,863 154,521
(kWh)
E. reactiva ind. medida 945 - 25 57 137 26,769,320 50,165
(kVAr/h)
E. reactiva ind. fact 57 - - - - 3,972,541 3,591
(kVAr/h)
E. reactiva cap. medida 21 - - - - 3,969,355 3,574
(kVAr/h)
E. reactiva cap. fact 10 - - - - 3,764,239 2,564
(kVAr/h)
E. Reactiva fact (§) 14,246 (259,382,038) - - - 512,364,653 388,456
Factor M 1 1 1 1 1 12 1
Capacidad 0.11 - - - - 53,675 26
Autogeneracion
Val. Fact por consumo 1,552,866 (259,870,679) 53,135 |83,186 | 160,114 67,263,164,987 | 60,005,565
Usu ($)
Tarifa Ene. React. 368 ) ) ) ) 9,906 1,180
Q ind 0.521 0.000 0.209 0.455 0.940 2.000 0.365
B 0.001 0.000 0.000 0.000 0.000 2.000 0.024
Q_cap

Las distribuciones de los consumos de energia inductiva y capacitiva por grupos de
consumo (Tabla 41) evidencia que el promedio de consumo de energia reactiva aumenta
en consecuencia con el aumento de consumo, pero en contraparte se observa que la
tarifa promedio de energia reactiva disminuye.
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Tabla 41 Promedios de energia medida y facturada por grupo de usuarios. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

Variable G1 G2
Consumo por usuario
(kWh) 477 34,837
E. reactiva ind.
medida (kVAr/h) 188 9,761
E. reactiva ind. fact
(kVAr/h) 25 798
E. reactiva cap.
medida (kVAr/h) 1.95 294
E. reactiva cap. fact
(kVAr/h) 1.46 136
E. Reactiva fact ($) 7,173 240,896
Val. Fact por
consumo Usu ($) 340,248 21,516,171
Tarifa Ene. React.

Como loilustra la Figura 210 en los grupos G1, G2, G3 priman registros correspondientes
al mercado de Bogota-Cundinamarca, mientras que el grupo G4 la mayoria de los
registros corresponden al mercado de Arauca.

Figura 210. Distribucion de mercado por grupo. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

Mercado - G1 Mercado - G2
e = e e
P VEe | ong e
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2.85% 2.39% 0.93%
'SANTANDER
3.30% Quinpio N. SANTANDER HUILA
1.68% 1.66% 121%
CALDAS CcALl
5.19% 4.79%
ALl VALLE
BOG - CUND 7.34% 5.06%
55.23%
'SANTANDER N. SANTANDER
6.42% 567% CEETD
30.06%
CARIBE MAR ARE
12.98% 871%
NARINO
10.61%
Mercado - G3 Mercado - G4

META
11.78%

oo --
AR 24% - -
" -m
cavca
o --
CALDAS
248

VALLE META
2.22% 194%

BOYACA

12.70%
CALI ‘SANTANDER
620% 4.02%

BOG - CUND
4020%

ARAUCA
ANTIOQUIA ARE
10.48% 7.80% =D BOG - GUND SANTANDER

En el G1, a diferencia de los otros grupos, predominan los usuarios de estrato bajo y del
sector comercial, mientras que en los otros grupos la mayoria de los registros
corresponden al sector industrial y comercial.
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Figura 211. Distribucion de estrato por grupo. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)
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Con respecto al tipo de medidor, se ve en la Figura 212 que en los dos primeros grupos
(G1y G2) el medidor electrénico es el mas usual, y para los grupos de alto consumo (G3
y G4) es comun el uso de medidores bidireccionales.

Figura 212. Distribucion de tipo de medidor por grupo. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

Tipo medidor - G1 Tipo medidor - G2

Eloctiomecanico
17355

Tipo medidor - G3 Tipo medidor - G4

Bidireccional
2380%

Bidireccional
5221%

Inteligente bidireccional
45.30%

Inteligent bidireccional
22.40%

En términos de la energia medida y facturada por ano, de acuerdo con la Tabla 42, se
identifica que el afio con mayor consumo promedio (kW/h) es en el 2024, pero el mayor
valor consolidado corresponde al 2023. Por otro lado, la tarifa promedio de energia
reactiva ($ por kVAr/h) alcanza su maximo en el 2022.
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Tabla 42 Energia medida y facturada por afio. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

Medida Agregacion
Consumo por usuario (kWh) Promedio
Consumo por usuario (kWh) Suma (Millones)
E. reactiva ind. medida (kVAr/h) | Promedio
E. reactiva ind. medida (kVAr/h) | Suma (Millones)
E. reactiva ind. fact (kVAr/h) Promedio
E. reactiva ind. fact (kVAr/h) Suma (Millones)
E. reactiva cap. medida (kVAr/h) | Promedio
E. reactiva cap. medida (kVAr/h) | Suma (Millones)
E. reactiva cap. fact (kVAr/h) Promedio
E. reactiva cap. fact (kVAr/h) Suma (Millones)
E. Reactiva fact ($) Promedio 5,334
E. Reactiva fact ($) Suma (Millones) | 90,488
Val. Fact por consumo Usu ($) | Promedio 678,254
Val. Fact por consumo Usu ($) | Suma (Millones) 6,419,486
Tarifa Ene. React. Promedio

Con respecto a los mercados mostrados en la Tabla 43, aunque Bogota-Cundinamarca
es el que mas factura ($) y tiene la mayor tarifa promedio de energia reactiva ($ por
kVAr/h), los mayores promedios facturados ($) son en el mercado de Putumayo y para
energia reactiva facturada ($) es del mercado de Meta.

Tabla 43 Facturacion por mercado. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

Mercado

E. Reactiva fact ($)

Tarifa Ene. React.

Val. Fact por consumo Usu ($)

Promedio
8,175

31,175

Bog - Cund
Antioquia

Suma (Millones

Santander
Narino

Promedio

Suma (Millones) | Promedio

860,726

428,946

206,470

2,195,906

628,518
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Mercado E. Reactiva fact ($)
Quindio 8,171
Tolima

Tarifa Ene. React. | Val. Fact por consumo Usu ($)
505,597

1,174.85 127,473
377.53 111,081
2,164.32 600,787 80,886
916.67
30.46
73.49
50.51
72.52
69.03

Con respecto a energia reactiva inductiva/capacitiva Bogota-Cundinamarca es el que
mas factura (kVAR/h), pero el promedio mayor corresponde a Putumayo y el maximo
promedio de energia reactiva capacitiva facturada es del mercado de Popayan.

Tabla 44 Energia activa y reactiva inductiva por mercado. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

Mercado Consumo por usuario (kWh) E. reactiva ind. fact (kVAr/h)

Promedio Suma (Millones) | Promedio Suma (Millones
Bog - Cund | 1,600 32.45
Caribe Sol |
Boyaca ‘
Caribe Mar ‘
Cali |

52.10
18.90

Antioquia |
Narifio
Valle |
Tolima ‘

Caldas 1,784 29.57
Meta ‘

Nortede |769 ~  |97282 (238 [s016 |
Santander - ]
Pereira 1 ,1 33 |l 39.63 |Gl
Cauca ‘——7—
Quindio [ 745 21.63

Huila |

Casanare ‘ 6.84
Cartago 1,058 142.41 42.67 5.75

Arauca ‘ 3.85
Caquets | 176.98 3.82

268
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Mercado Consumo por usuario (kWh) E. reactiva ind. fact (kVAr/h)

95.71 2.78

172.37 2.26

82.66 0.59

13.74 0.28

3.30 0.24

7.91 0.08

Guaviare 3.51 - -

Tabla 45 Energia activa y reactiva capacitiva por afio. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

Mercado Consumo por usuario (kWh) E. reactiva cap. fact (kVAr/h)

Promedio Suma (Millones Promedio Suma (Millones
Bog - Cund 1,600 4.27
Caribe Sol

Boyaca

Santander 2,751

Antioquia

Caribe Mar

Cali 8.39
Cauca

Valle

Caldas 1,784 4.68

Meta

Norte de 769 3.26
Santander
Pereira 1 ,1 33 6.70

Huila

Tolima
Quindio 745 3.39

Cartago 1,058 142.41 5.51 0.74

Casanare 0.55

Tulua 95.71 0.45

Arauca 968 014

Bajo Putumayo 3.30 0.07

Ruitoque 1374 003

ChocA3 172.37 1.31 0.03

Caqueth, 176.98 0.39 0.02

Putumayo 8266 001

Guaviare 3.51 - -
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De acuerdo con la Figura 213, la facturacién de consumo de energia reactiva es bajo en
comparacién con la facturaciéon de consumo.

Figura 213. Valor facturado por energia activa y reactiva inductiva. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)
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De acuerdo con la Figura 214, a mayor detalle para los mercados de mas facturacion
total y promedio, se evidencia una tendencia general descendente en las mediciones de
energia reactiva inductiva a partir de junio del 2023 en el mercado de Bogota —
Cundinamarca, mientras que la energia reactiva capacitiva medida mantiene un
comportamiento estable. Putumayo tiene variaciones significativas de energia inductiva
medida con valores atipicos bajos a mediados de afio (desde el 2022) y con un aumento
de energia reactiva capacitiva previo a la caida. Popayan presenta un descenso general
de energia reactiva, y los valores de energia capacitiva se estabilizan en junio de 2023.

La energia reactiva, tanto capacitiva como inductiva medida no es facturada en su
totalidad, como se observa en la Figura 215. Para el mercado de Bogota-Cundinamarca
se ha presentado una tendencia descendente y con un pico para la reactiva capacitiva
en el mes junio del 2021 aproximadamente 2.56 veces mas grande que el valor promedio.

Por otro lado, Putumayo alcanza un valor maximo de energia reactiva facturada en
noviembre del 2023 a pesar de que el pico de energia reactiva medida se encuentra en
los primeros meses del 2024. A su vez, en Popayan el maximo es en junio de 2022, y en
este mercado se resalta que los valores de energia reactiva capacitiva medida y facturada
son iguales para todo el periodo de analisis, por lo que no se evidencia el efecto de la
Resolucion CREG 101 035 2024 que entr6 en vigencia el 13 de febrero de 2024
introduciendo tolerancia para el factor de potencia capacitivo.



Sesion No. 1390 228 /310

Figura 214. Histérico de energia reactiva medida para Bogota — Cundinamarca, Putumayo y Popayan. Fuente: CREG
a partir de SUI (TC1-TC2)
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Figura 215. Reactiva medida y facturada para Bog-Cund, Putumayo y Popayan. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-
TC2)
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Segun la Resolucion CREG 195 del 2020, a partir de enero de 2021 se cuentan los doce
meses antes del incremento de la variable M para quienes continuen excediendo los
limites establecidos, por lo tanto, se analizan los datos del factor M a partir del 2022.

De los datos bajo estudio el 2.22% de los registros equivalentes al 0.72% de los usuarios
cuentan con al menos una lectura con Factor M mayor a uno, lo cual indica que en algun
momento presentaron un exceso de energia reactiva. Sobresale que en los mercados de
Popayan y Guaviare el mayor factor M es 1. Para el analisis de factor M, se restringe el
conjunto de datos a estos usuarios que reportaron aumento del factor M en el historico.

Para caracterizar los usuarios con respecto a las variables que pueden cambiar en el
tiempo, a cada usuario se le asigna la mayor moda® para el NT, Estrato/sector, tipo de
ubicacion, tipo de tarifa, autogenerador, tipo de generacion, Tipo de area y condiciones
especiales.

En la Tabla 46 en la que se presentan las variaciones de factor M, el mercado que tiene
mayor aumento y disminucién promedio es Putumayo pero los 4 usuarios que
representan el 100% recuperan un comportamiento ideal del factor M (valor 1). Por otro
lado, 18 de los 26 mercados tienen mas del 50% de usuarios con aumento neto de factor
M29,

Tabla 46 Variacion del factor M por mercado. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)

MERCADO Aument_o Disminuc_ién % con aumento % que
promedio promedio neto reinciden
0.00

Chocd 5.00
Ruitoque 5.00
Arauca

Santander

Quindio

Norte de Santander
Pereira

Casanare

Caldas

Caqueta

Tolima

Narifio

Boyaca

Cartago

Caribe Sol
Antioquia

28 Valor que mas se repite

2 Entiéndase aumento neto del usuario cuando el aumento historico de factor M es mayor a la disminucion
historica.
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MERCADO

Bog - Cund

Meta

Putumayo

Valle

Cali

Caribe Mar

Tulua

Huila

Cauca

Bajo Putumayo

% que
reinciden

% con aumento
neto

Disminucion
promedio

Aumento
promedio

En términos de Estrato y sector (Figura 216) el sector que representa un mayor porcentaje
de usuarios con aumento neto de Factor M es el sector provisional (14 de 23 usuarios) y
el estrato medio-alto (191 de 234 usuarios).

Figura 216. Aumento neto del factor M por estrato-sector. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)
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Se resalta que, respecto a los tipos de areas especiales, el unico usuario de barrio
subnormal que ha presentado energia reactiva en exceso tiene aumento neto de Factor
M. El 90.4% (773 de 855) de los usuarios con AGPE también tienen aumento neto, sin
embargo estos usuarios estaban exentos del cobro si controlaban tensién en
coordinacion con el OR vy, a partir de la expedicién del Decreto 0929 de 2023 del MME,
exentos sin ninguna condicion. Por otro lado, de 1,039 usuarios con autogeneracion solar
fotovoltaica y exceso de reactiva 892 tienen aumento neto de factor M.
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Figura 217. Porcentaje de usuarios con aumento neto del factor M por tipo de area especial, autogenerador, tipo de
generacion y tipo de medidor. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)
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En el conjunto de usuarios con aumento neto de factor M el mercado de mayor
participacion es el de Bogota — Cundinamarca, mientras que en el conjunto de usuarios
que retomaron un factor M de 1 predomina el mercado del Valle, de acuerdo con la Figura

218.
Figura 218. Distribucién de usuarios con aumento de factor M por mercado. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)
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Con respecto a usuarios que reinciden, es decir, que a pesar de que corrigen su comportamiento,
en algun momento vuelven a incurrir en el transporte en exceso de energia reactiva, el estrato
con mayor reincidencia es “bajo” con un 29%, mientras que en el sector oficial reincide el 49% de
los usuarios. Adicionalmente, el 57% de los mercados (16 de 28 mercados iniciales) tiene un

porcentaje de reincidencia superior al 20%.

Cantidad de registros
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Figura 219. Porcentaje de usuarios con reincidencia de aumento del factor M por estrato-sector y mercado. Fuente:
CREG a partir de SUI (TC1-TC2)
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Teniendo en cuenta que en el Decreto 0929 de 2023 se establece que los pequefios
generadores (con potencia nominal menor a 1 MW) estan exentos al cobro por los
excesos de reactiva producidos, se define una variable que diferencia los
autogeneradores asignando TIPO 1 a aquellos que cumplen con que la capacidad de
autogenerador sea menor a 1000kW y TIPO 2 para los que no. Como lo evidencia la
Figura 220, relacionado con consecuencias del decreto, la cantidad de autogeneradores
tipo 1 disminuye del 2023 al 2024 y a pesar de que la energia reactiva inductiva aumente,
la facturacion de energia reactiva ($) disminuye.

Figura 220. Variacion de reactiva medida y facturada. Fuente: CREG a partir de SUI (TC1-TC2)
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A partir de junio del 2023 (fecha en la que se expidio el Decreto 0929 de 2023) se observa
que con respecto al periodo desde el 2021 a la fecha, hay 878 usuarios de TIPO 1 que
empezaron a ser reportados como autogeneradores, con una alta concentracién en los
mercados de Caribemar y Caldas con 145 y 139 usuarios respectivamente. Comparados
con los que habian sido reportados en vigencias anteriores, estos nuevos
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autogeneradores, tienen un promedio de consumo de energia superior, consumen 25,433
kW/h comparado contra 6,982 kW/h (diferencia de 18,451 kW/h). Y respecto a energia
reactiva inductiva medida los nuevos autogeneradores consumen en promedio 6,465
kVAR/h, lo cual se diferencia en 4,278 kVAR/h de los promedios anteriores (2,187
kVAR/h).

2.7.3 Ingresos por concepto de reactiva

Como complemento al analisis descriptivo de la subseccion anterior, las siguientes
figuras presentan la relacion de ingresos reportados al LAC recaudados en aplicacion de
lo dispuesto en el Capitulo 12 del anexo general de la Resolucién CREG 015 de 2018.

En la Figura 221 se encuentra el total de ingresos recibidos por los OR por concepto de
cobros por transporte de energia reactiva en exceso sobre el limite, donde se observa
que para 2024, dichos ingresos en el agregado pais fueron cercanos a los 114 mil
millones de pesos.

Figura 221 Total ingresos (millones COP) reportados al LAC de energia reactiva transportada en exceso periodo
2020-2025. Fuente: CREG con informacién LAC.
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De la Figura 222 se desprende que la mayor parte de estos ingresos vienen de usuarios
conectados en niveles de tensién 1 y 2, y en la clasificacion por mercados de la Figura
223 se muestra que los cobros se concentran principalmente en los mercados de Bogota-
Cundinamarca, Antioquia y Cali, donde se concentran mas de la mitad de ingresos
totales.
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Figura 222 Total ingresos (millones COP) reportados al LAC por NT de energia reactiva transportada en exceso
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Figura 223 Total ingresos (millones COP) reportados por OR al LAC de energia reactiva transportada en exceso
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A manera de conclusion, se tiene que si se lograra reducir el alto consumo de energia
reactiva inductiva en el sector, se generarian beneficios para los OR, lo que resultaria en
una mejora en la calidad del servicio para el usuario final.

La reincidencia superior al 20% en el 57% de los mercados indica una posible necesidad
de ajuste en el incentivo (factor M), asi como la necesidad de un analisis adicional para
evaluar las causas por las que las soluciones empleadas por los usuarios para reducir el
transporte de energia reactiva no sean permanentes.

Teniendo en cuenta que el incentivo genera valor anual monetario facturado por energia
reactiva superior a 50,000 millones de pesos, se propone analizar la viabilidad de
replantear los porcentajes de uso de dicho valor para dirigir un porcentaje para el
financiamiento de la instalacion de AMI.

Por otro lado, el aumento de 878 usuarios autogeneradores tipo 1 posterior a la
expedicion del Decreto 0929 de 2023 relacionado al creciente promedio de consumos,
crea la necesidad de realizar un seguimiento con mayor detalle a los usuarios
autogeneradores, para determinar su posible impacto o beneficio en el sistema.

Finalmente, se encuentra conveniente la revision de estrategias o mecanismos para
mejorar la calidad de informacion reportada, en relacion con el registro de energia
reactiva, teniendo en cuenta las inconsistencias encontradas en el SUI.

2.8 Costo de respaldo

El calculo y cobro de los cargos por respaldo de la red en la Resolucion CREG 015 de
2018 se fundamenta en la necesidad de un usuario autogenerador conectado al STR o
al SDL de un OR por mantener constante su suministro de energia en caso de fallas o
ausencia de su sistema de autogeneracion. La agregacion de estos cargos anuales hace
parte de los ingresos por otros conceptos definidos en la resolucion que son descontados
de los ingresos anuales percibidos por el uso de los activos por cada nivel de tension.

La forma en que estan actualmente definidas las reglas y calculos de los cargos por
respaldo de la red es producto de la constante evolucion y refinamiento del marco
regulatorio en materia de distribucion de energia eléctrica en el pais, las nuevas
tecnologias que se integran al SIN y de conformidad con las necesidades que los usuarios
han manifestado a lo largo de los periodos tarifarios transcurridos.

En la Resolucion CREG 084 de 1996, que reglamenté las actividades de los
autogeneradores conectados al SIN, estos podian obtener el respaldo a través de un
comercializador. En el caso de usuarios regulados, este respaldo se calculaba con base
en las tarifas reguladas; para los usuarios no regulados el respaldo debia ser contratado
con cualquier comercializador del mercado y podrian negociar libremente el valor del
mismo considerando los componentes del costo unitario (generacién, transmision,
distribucién, comercializacién) y demas variables relacionadas con la energia de respaldo
a suministrar. Independientemente del tipo de usuario, el uso del respaldo se daba
cuando la potencia promedio demandada por el usuario era mayor a la potencia requerida
por el mismo para cubrir su demanda con la autogeneracién (demanda suplementaria).
Este calculo no consideraba las exigencias a las que podia estar sometido el sistema de
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distribucion o transmisién regional para brindar el respaldo requerido, como los limites de
capacidad de las redes de transmision o distribucion, limitaciones operativas y la posible
necesidad por parte del agente encargado de mantener las reservas de capacidad.

Con la entrada en vigencia de la Resolucion CREG 082 de 2002, por la cual se aprobo la
metodologia para el establecimiento de cargos por uso del STR y SDL de los OR, los
cargos por respaldo de la red se fijaron con un valor maximo por kilovoltiamperio, kVA,
de capacidad requerida el cual podia ser negociable entre las partes y era actualizada
mediante el indexador IPP. Esta resolucién reconocié que los usuarios que requieren
respaldo exigen que la red mantenga una capacidad disponible y dispuesta para los
momentos en que se necesite dicho respaldo. Los usuarios autogeneradores, llamados
autoproductores en ese entonces, con una capacidad instalada mayor a 0.5 MVA podian
solicitar la suscripcion de un contrato de respaldo con el comercializador encargado
pagando el valor negociado y los cargos asignados por uso cuando este haga uso de la
red, esto implicaba que el OR del sistema donde estaba conectado el autogenerador no
tuviera que garantizar capacidad del sistema para el respaldo cuando estos no lo
contrataban. Por otro lado, los usuarios autogeneradores de menos de 0.5 MVA tenian
derecho al respaldo, pagando solo los cargos por uso al momento de demandar energia
de la red.

Luego, con la Resoluciéon CREG 097 de 2008, que corresponde a la actualizacién de la
metodologia de remuneraciéon de la actividad de distribucion de energia eléctrica, el
céalculo del cargo de respaldo se definid en proporcion a los kVA requeridos para el
respaldo con respecto de los kVA del transformador conectado aguas arriba
considerando para el nivel de tension al cual se conectaba el usuario el valor de los
activos desde el lado de baja de la transformacion hasta el punto de conexidon mas un
componente de AOM, dejando a un lado el cargo fijo por kVA. Ademas, se transfirio la
responsabilidad de la administracién y cobro de los contratos del comercializador al OR,
y se incluyeron normas para la suscripciéon de los contratos para brindar mayor claridad
entre el usuario autogenerador y el OR. Si bien con esta resolucion se obtuvo una mayor
precision en la asignacion de los costos del respaldo acercandose cada vez al costo de
la red, aun existian retos en temas como la garantia anual que debian dar los OR sobre
las capacidades de respaldo contratadas y la forma que en estos cargos debian
considerarse en la remuneracion del cargo de distribucion.

Con la expedicion de la Resolucion CREG 015 de 2018 se present6 un esquema distinto
donde los usuarios pagasen costos mas eficientes de la red respecto a los cargos por
respaldo de la red. Para lograr esto, el calculo del cargo abarcé el componente de
distribucion del costo unitario, el nivel de tension y la cargabilidad del circuito al cual esta
conectado el usuario objeto del respaldo. Esta formulacion fue parte de un periodo de
transicion de 5 afos desde la entrada en vigencia de la Resolucion CREG 015 de 2018
donde aun se consideraba de manera proporcional durante esos 5 afios el calculo con la
metodologia anterior (Resolucion CREG 097 de 2008). Adicionalmente, dentro de las
reglas establecidas en esta resolucidon se destaca la obligatoriedad de un usuario
autogenerador con capacidad instalada igual o mayor a 100 kW de suscribir un contrato
de respaldo de red con el OR, independientemente de la capacidad solicitada.

Si bien en la metodologia actual el impacto de estos ingresos sobre los ingresos totales
percibidos por la actividad de distribucién de energia ha sido menor durante el periodo
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tarifario, se ha identificado para los ultimos 5 afios un incremento tanto en este rubro
como en la cantidad de usuarios que lo requieren. En las siguientes graficas se puede
observar la evolucion y la distribucién de ingresos por cargos de respaldo desde el ano
2020 hasta lo corrido del afio 2025, es importante aclarar que los datos consideran
usuarios autogeneradores con capacidad instalada mayor a 100 kW y su cantidad, asi
como los ingresos reportados (valores a diciembre de 2017) hacen referencia a los meses
corridos del afo.

Las siguientes graficas fueron construidas con base en la informacién reportada por los
OR en el Formato TC1. Caracterizacion de usuarios de las resoluciones SSPD
20192200020155 y 20212200012515. En este formato se encuentra informacion
asociada a los usuarios conectados a las redes de un OR, el comercializador que lo
atiende y atributos como tipo de autogenerador (AGPE o AGGE), capacidad del
autogenerador, tipo de generacion, fecha de entrada en operacion y capacidad del
contrato de respaldo en caso de contar con uno.

Figura 224 Evolucién de usuarios autogeneradores con capacidad instalada mayor a 100 kW. Fuente: CREG.
Formato TC1 SULI
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La grafica mostrada muestra un incremento progresivo en los usuarios autogeneradores;
sin embargo, se puede notar que la cantidad de usuarios que han suscrito contratos de
respaldo de la red en proporcion al total de usuarios ha disminuido significativamente.
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Figura 225 Evolucién de usuarios autogeneradores AGGE y APGE y suscripcion de contratos de respaldo. Fuente:
CREG. Formato TC1 SUI.
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Respecto a la clasificacion por autogenerador, es evidente que los Autogeneradores a
Pequefia Escala (AGPE) con capacidad instalada igual o mayor a 100 kW cada vez se
han integrado mas al sistema superando el 90% del total de usuarios autogeneradores
como se puede observar en la linea amarilla; sin embargo, este incremento no es
proporcional a la cantidad de usuarios que suscriben contratos de respaldo como se
observa en la linea roja.

Figura 226 Distribucion de usuarios AGPE y AGGE con y sin contrato de respaldo. Fuente: CREG. Formato TC1 SUI.
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En total, solo el 7.78% de los usuarios AGPE reportados han suscrito un contrato de
respaldo de red en comparacion al 71.64% de usuarios AGGE.

Figura 227 Distribucion del tipo de fuente de energia de usuarios autogeneradores con capacidad instalada mayor a
100 kW. Fuente: CREG. Formato TC1 SUI.
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Respecto al tipo de fuente utilizada para la autogeneracion, es evidente que la energia
de tipo solar fotovoltaica domina sobre las demas fuentes de energia para los usuarios
que han suscrito contratos de respaldo de la red con un 88,68%.

Figura 228 % de potencia contrada respecto a la autogeneracion vs % de usuarios con capacidad de autogeneracion
igual o mayor a 100 kW con contratos de respaldo de la red. Fuente: CREG. Formato TC1 SUI.
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Algo importante a destacar, es que cada afo hay un incremento de los usuarios que
contratan entre el 1% y el 20% de la capacidad total de autogeneracion, llegando a un
total de 72% de todo el periodo de analisis, inclusive, se reportan usuarios que solamente
contratan 1 kW de potencia para respaldo.

Ahora bien, la informacion utilizada para el analisis de ingresos por concepto de cargo de
respaldo fue suministrada por XM S.A. E.S.P.:

Figura 229 Ingresos por respaldo (millones COP) reportados por nivel de tensién. Fuente: CREG con informacion
LAC
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Respecto a los ingresos reportados hasta 2024, estos se encuentran concentrados en
los niveles de tension 2, 3 y 4. Se identifica que para el nivel de tensién 3 se encuentran
los mayores ingresos por este concepto, ademas, los usuarios en el nivel de tension 1 se
reportan los menores ingresos.
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Figura 230 Ingresos por respaldo (millones COP) reportados por OR. Fuente: elaboracion propia a partir de
informacién entregada por XM S.S. E.S.P.
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Segun la distribucion de ingresos por mercado atendido por OR, Antioquia concentra la
mayor cantidad de ingresos respecto de los demas mercados con informacion reportada
por este concepto. Por otra parte, se observan ingresos acumulados por respaldo para
Caribe Mar, Valle, Bogota - Cundinamarca, Meta, y Air-E superiores a 1000 millones de
pesos, mientras que Cauca, Caldas, Quindio, Tulua y Santander reportan ingresos
inferiores. Los demas mercados que no aparecen en la figura anterior no cuentan
ingresos por respaldo reportados para el calculo de cargos por parte del LAC.
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Figura 231 Evolucién de ingresos por respaldo (Millones COP) para usuarios con capacidad de autogeneracion igual
o mayor a 100 kW. Fuente: elaboracién propia a partir de informacion entregada por XM S.S. E.S.P y TC1 SUL.
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Si bien los ingresos por este concepto se han incrementado a lo largo del periodo de
estudio, el aumento de la cantidad de usuarios que no suscriben contratos de respaldo
va en aumento.

A partir de los datos observados, se considera pertinente que la comision adelante
estudios y analisis detallados que estén orientados a revisar los criterios regulatorios
vigentes relacionados con la suscripcion de contratos de respaldo de la red y sus
condiciones. Se hace relevante analizar y evaluar con mayor profundidad la creciente
participacion de usuarios autogeneradores que no suscriben contratos de respaldo de la
red a pesar de estar obligados a ello ya que podria afectar los principios de eficiencia
respecto a la remuneracion de la actividad de distribucién de energia eléctrica y por lo
tanto del esquema tarifario actual. Por ultimo, la incorporacién progresiva de Fuentes no
Convencionales de Energia, FNCER, las comunidades energéticas y la evolucion
regulatoria seran parametros de gran importancia a considerar para la modificacién del
esquema de calculo de los cargos por respaldo de la red y sus condiciones.

2.9.1. CONCLUSIONES

En relacién con los cargos por respaldo de red, es necesario revisar tanto el costo en que
incurre el sistema para proporcionar el respaldo que determinado usuario autogenerador
requiera en su caso particular, como el valor que debe asumir el usuario que requiere el
respaldo teniendo en cuenta criterios de eficiencia asi como un equilibrio con los
presentes objetivos de gobierno en relacion con la transicion energética y masificacion
de autogeneracion y comunidades energéticas que utilicen energias renovables y puedan
requerir respaldo de red.
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Asimismo, se propone considerar alternativas para la implementacion de tarifas binomias
por energia y potencia en la componente de distribucion, las cuales son una
generalizaciéon del esquema implementado en el cargo por respaldo.

2.9 Evaluacion de cargos horarios

De manera general, actualmente a los usuarios del servicio publico domiciliario de
energia eléctrica se le liquidan sus consumos con tarifa monomia (donde el costo del kWh
tiene un precio unico o plano, independientemente de la hora en la que se consuma),
siendo solo algunos los que pueden acceder a una liquidacién con tarifas horarias o por
franjas gracias a que tienen acceso a un equipo de medida con medicién horaria
conforme a las caracteristicas del servicio que requieren, y que esta asociado
principalmente a algunos componentes del Costo Unitario de Prestacion del Servicio
donde hoy no se tiene en cuenta la distribucion.

Lo anterior, indica que la medicién horaria es un requisito indispensable para acceder a
la aplicacién de tarifas horarias y se espera que con la implementacion de medicion
inteligente sea una realidad ya que esta dirigido a que su despliegue sea para la totalidad
de los usuarios del servicio en el pais, adicional a los otros beneficios que esto conlleva
como reduccion de costos de comercializacién y reconexiones del servicio en tiempos
mas cortos, asi como enviar senales de precio al usuario y permitir su participacion activa
en la demanda de energia para aplanar las curvas de consumo.

Con la expedicion de la metodologia de remuneracién de la actividad de distribucion
definida a través de la Resoluciéon CREG 015 de 2018, en cumplimiento del Decreto 2492
de 2014, se establecio el calculo de los cargos de distribucion horarios por nivel de
tension que aplicaran a todos los usuarios conectados al sistema de distribucion de un
operador de red con la condicién de que dispongan de un equipo de medicidn con registro
horario; sin embargo, estos no han sido aplicados ya que su inicio se encuentra sujeto a
la entrada en vigencia de la resolucion que reemplace la Resolucion CREG 119 de 2007,
de forma que se establezca el calculo del costo unitario de prestacién del servicio de
forma horaria.

2.9.1 Estado actual

Con la expedicion de la Resolucién CREG 015 de 2018, se planted inicialmente que el
calculo y la aplicacién de los cargos de distribucion horarios iniciarian dos meses después
de que todos los OR contaran con resoluciones particulares de aprobacion de ingresos y
cargos. Esta condicion se cumplié en el primer semestre de 2022 pero, luego del proceso
de consulta, a través de la Resolucion CREG 222 de 2021 la Comisién realiza una
modificaciéon sujetando el inicio de la aplicacion de estos cargos a la armonizacion de las
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sefiales horarias en el costo unitario de prestacion del servicio®C. Adicionalmente, para
revisar la aplicacion de cargos horarios en las areas de distribucion ADD3'.

La Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios elaboré el Formato T11.
Informacién ASIC y LAC - Distribuidor perteneciente a las resoluciones de cargue de
informacién al SUI SSPD 20192200020155 de 2019 y SSPD 20212200012515 de 2021,
donde establecio que el LAC debia reportar mensualmente los valores de cargos horarios
por nivel de tension de cada OR; sin embargo, consultada la base de datos del SUI, se
evidencia que estos valores vienen siendo reportados en cero lo que confirma que aun
no vienen siendo calculados.

En la Resolucion CREG 015 de 2018, se obligd al LAC a determinar anualmente para
cada STR los periodos de carga maxima, media y minima32. Consultada la informacion
publicada por el LAC, se tienes las siguientes graficas y tablas:

Figura 232 Periodos de carga maxima, media y minima STR NORTE 2019-2023
Fuente: CREG con informacion LAC
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Tabla 47 Conteo de periodos de carga maxima, media y minima STR NORTE 2019-2023
Fuente: CREG con informacion LAC

Nro. PERIODO DE CARGA % PERIODO DE CARGA

STR ANO MAXIMA | MEDIA | MINIMA | MAXIMA | MEDIA | MINIMA
STR NORTE 2019 4 19 1 17% 79% 4%
STR NORTE 2020 5 19 21% 79% 0%
STR NORTE 2021 5 19 21% 79% 0%

30 Conforme a la Circular CREG 121 de 2024, la CREG tiene dentro de su agenda regulatoria 2025 publicar para consulta una
propuesta de modificacion a la Resolucion CREG 119 de 2007.

31 El articulo 4 del Decreto 2492 de 2014, que modifico el articulo 3 del Decreto 388 de 2007, establecié que para “Para cada ADD,
la CREG definira Cargos por Uso unicos por Nivel de Tensién de suministro y hora del dia.”

32 periodo de Carga Maxima = Porcentaje de Carga >95%; Periodo de Carga Media = Porcentaje de Carga >75% y <= 95%; Periodo
de Carga Minima = Horas del dia no consideradas en los periodos de carga maxima y media.
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Nro. PERIODO DE CARGA % PERIODO DE CARGA

STR ANO MAXIMA | MEDIA | MiNIMA | MAXIMA | MEDIA | MiNIMA
STR NORTE 2022 5 19 21% 79% 0%
STR NORTE 2023 6 18 25% 75% 0%
STR NORTE 2024 5 19 21% 79% 0%

Con base en lo anterior, se tiene entonces que, para los ultimos seis afos, el STR NORTE
presenta periodos de carga media en un 78,5%, seguido de periodos de carga maxima

con un 20,8% y, por ultimo, periodos de carga minima en un 0,7%.

Figura 233 Periodos de carga méaxima, media y minima STR CENTRO SUR 2019-2023
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Tabla 48 Conteo de periodos de carga maxima, media y minima STR CENTRO SUR 2019-2023

Fuente: CREG con informacién LAC

Nro. PERIODO DE CARGA % PERIODO DE CARGA
STR ANO MAXIMA | MEDIA | MiNIMA [ MAXIMA | MEDIA | MiNIMA
STR CENTRO-SUR 2019 4 12 8 17% 50% 33%
STR CENTRO-SUR 2020 5 11 8 21% 46% 33%
STR CENTRO-SUR 2021 7 9 8 29% 38% 33%
STR CENTRO-SUR 2022 9 8 7 38% 33% 29%
STR CENTRO-SUR 2023 9 9 6 38% 38% 25%
STR CENTRO-SUR 2024 9 9 6 38% 38% 25%

Para el STR CENTRO SUR, para los ultimos seis afos, los periodos de carga maxima 'y
minima tiene una participacion del 29,9% y 29,8% respectivamente, mientras que el

periodo de carga media corresponde a un 40,3%.

2.9.2 Aplicacién

Teniendo en cuenta que a la fecha no se han aplicado los cargos de distribucién horarios
a la espera de la expedicién de una resolucion que establezca el calculo del costo unitario
de prestacion del servicio horario, se analizara la pertinencia de mantener las reglas de
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la Resolucion CREG 015 de 2018 hasta que puedan ser aplicadas, con el objeto de
conocer el impacto de su aplicacion, o de actualizarlas con una nueva propuesta.

2.10 Calidad de la potencia

Aunque los aspectos regulatorios relacionados con el seguimiento y la evaluacion de la
calidad de la potencia no han sido tradicionalmente un tema central en la metodologia de
distribucidn de energia eléctrica, la Comision, ha evidenciado la necesidad de retomar
este importante acapite que también propende por mejorar las caracteristicas de
prestacion del servicio a los usuarios, atendiendo asi, las disposiciones que las leyes 142
y 143 de 1994 dictan sobre el particular.

Al respecto, si bien la resolucion CREG 025 de 1995, “Por la cual se establece el Codigo
de Redes, como parte del Reglamento de Operacion del Sistema Interconectado
Nacional”, fue la primera norma en materia de regulacion energética en presentar
disposiciones relacionadas con la calidad de la energia eléctrica, desde la misma fase de
planeacién de desarrollo de un proyecto, asi como en la operacién de este en el SIN.

Posteriormente, fue la misma Comision, quien dispuso mediante la resolucion CREG 070
de 1998, abordar aspectos en materia de calidad de la potencia eléctrica de forma
particular en los STR y SDL del SIN. Para dicho efectos, definié en su articulo 6.2, que:
“La calidad de la potencia entregada por un OR, se relaciona con las desviaciones de los
valores especificados para las variables de tension y la forma de las ondas de tension y
corriente”, razén por la cual, dispuso de una serie de medidas para monitorear, controlar
y corregir los diferentes parametros atipicos en cuanto la calidad de la energia eléctrica
(voltaje y/o corriente), entregado por los OR a los usuarios conectados a sus redes.

De acuerdo con las disposiciones establecidas por la norma ibidem, se dispuso que todas
las empresas de distribucion de energia eléctrica presentes en el SIN, deben:

» |nstalar equipos de medicion de calidad de la potencia eléctrica, que evaluen
permanentemente el cumplimiento de los estandares del servicio a los usuarios
conectados a sus redes, almacenando entre otra informacién, las variables que se
disponen en la resolucion en comento.

= Cumplir los estandares de calidad de la onda, en materia de posibles desviaciones en
la Frecuencia y la magnitud de la Tension en estado estacionario, asumiendo como
limites los valores establecidos en el Cédigo de Operacion que hace parte del Codigo
de Redes®3. De igual manera, atendiendo a los indicadores para evaluar la Distorsion
Armoénica de la Onda de Tension, definiendo los limites permisibles para los niveles
de tension 1, 2, 3y 4.

= Hacer uso de los mecanismos establecidos en la norma ibidem, para lograr que los
posibles causantes y/o presuntos afectados de las desviaciones en los parametros,

33 Comision de Regulacion para Energia y Gas Combustible — CREG, resoluciéon CREG 025 de 1995 (24
de julio de 1995), “Por la cual se establece el Codigo de Redes, como parte del Reglamento de Operacion
del Sistema Interconectado Nacional. DO 41.937.
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procedan a corregirlos, y/o solicitar el resarcimiento correspondiente por los dafios y
perjuicios causados.

= Dar respuesta de fondo a los usuarios que presenten reclamaciones por presuntos
dafios en equipos y electrodomésticos, asociados con la calidad de la potencia,
evaluando y demostrando que la presunta afectacion se dio por causas no inherentes
al servicio de energia eléctrica suministrado. Ahora bien, en caso de que sea por
causa de una condicidn propia de la red, realizando las acciones a que hay lugar.

Posteriormente, mediante la resolucion CREG 082 de 2002, la Comision reconocio a
todos los OR, las Unidades Constructivas - asociadas con la adquisicion y procesamiento
de datos, que fueran instaladas segun las disposiciones de la resolucion CREG 070 de
1998, al igual que los Sistemas de Medida y de Registro de Eventos.

Seguidamente, en el afio 2005, fue publicada para aplicacion y cumplimiento la resolucion
CREG 024 de 2005, “Por la cual se modifican las normas de calidad de la potencia
eléctrica aplicables a los servicios de distribucion de energia eléctrica”, contenidas en la
resolucion CREG 070 de 1998. Por medio de esta resolucion, se defini6 de forma
especifica, cuales eran los indicadores con los que se realizaria seguimiento y evaluacion
a la calidad de la onda suministrada por los diferentes OR en el SIN.

Resolucién, que luego fue ajustada mediante la resolucién CREG 016 de 2007, en donde
se modificaron las UC definidas para realizar seguimiento a la calidad de la potencia, los
plazos para la instalacion de los equipos de medida y el inicio del registro de los datos,
asi como, aspectos propios de las normas con las que se definen los valores maximos
de algunos de los indicadores, el almacenamiento de esos datos y el reporte de los
mismos a la CREG, asi como, los plazos para corregir las deficiencias en la calidad de la
potencia suministrada.

De los mencionados actos administrativos, vale la pena también destacar, que:

= Algunos de los indicadores, a pesar de estar definidos en la citada resolucion, no se
establecieron como de estricto cumplimiento. Dentro de este grupo se encuentran: La
mediciéon de los hundimientos y picos de tensidn, los parpadeos (flickers),
perceptibilidad de fluctuaciones de tensién durante un periodo de tiempo corto y las
variaciones de corta duracion, que si son verificadas y tenidas en cuenta en otros
paises.

= Dentro de los indicadores que se establecieron de estricto cumplimiento, estan: Las
desviaciones de la frecuencia y magnitud de la tension de estado estacionaria, asi
como la distorsion armoénica de la onda de tension (THDV).

= Para cada uno de los nodos con equipos de medicién de calidad de la potencia
instalados, en los que el OR cuente con el reconocimiento de las UC
correspondientes, debe reportar semanalmente a la CREG los parametros que en la
mencionada resolucion se dispuso. Lo anterior, con base en los lineamientos
dispuestos en las citadas resoluciones y/o demas actos administrativos establecidos
por la Comisién para dichos efectos.

= Se definieron los tiempos para que los agentes encontraran las posibles fuentes
causantes de las afectaciones detectadas, al igual que los plazos para contactar al
presunto infractor y se buscara una solucién a esos problemas. Asi mismo, se
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establecieron las acciones que se debian realizar en caso de no identificarse la fuente
de la perturbacion y/o que no se realizaran las acciones correspondientes.

Para el afio 2012, la Comisién presenté un proyecto de resolucion, bajo la Resolucion
CREG 065 de 2012%, con la cual buscaba escalar el seguimiento de los diferentes
indicadores de calidad de la potencia a todo el SIN. Entre los aspectos mas destacables
que se planteaban, se encuentran, la creacion del Sistema de medicion y registro de
calidad de la potencia, SMRCP, el tiempo destinado para el montaje e implementacion
del SMRCP, al igual que para el inicio del reporte de informacion de CPE a la CREG. De
igual modo, la publicacién de informes semestrales de CPE por cada agente, entre otros.
Proyecto que, al momento, no se ha materializado en un nuevo marco regulatorio que
mejore las disposiciones que rezan en las Resoluciones CREG 024 de 2005y CREG 016
de 2007.

Con base en lo anterior, es clara para la CREG la necesidad de reevaluar las
disposiciones vigentes en esta materia, por diferentes razones, como son: i) la aparicion
e incorporacion de nuevas tecnologias de generacidon en el SIN, ii) la masificacién de
elementos de corte y maniobra en la red, iii) participacion cada vez mas latente de cargas
no lineales en la red, iv) la longitud que tienen algunos circuitos en el SIN, v) entre otros.
Condiciones, que claramente pueden afectar la calidad de la energia entregada a los
usuarios, por lo que se propone analizar alternativas para incluir el tema de calidad de la
potencia como parte de la proxima metodologia de distribucién.

En linea con lo expuesto, y con el objetivo de tener una mejor lectura de cédmo se esta
manejado este tema en otros paises, se realizé un ejercicio de revision de la normativa
aplicable en otras latitudes, donde se encontro:

34 “Por la cual se ordena hacer publico un proyecto de resolucién de caracter general que pretende
establecer las normas de calidad de la potencia eléctrica aplicables en el Sistema Interconectado Nacional”
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| Afo DE EMISORA
PAIS | PUBLICACI NORMA DE LA OBJETIVO ESQUEMA DE CONTROL
ON NORMA
Peru 1997 Normas Organismo | Establecer los | ElI control de la calidad de los servicios
(Ha recibido | Técnicas de | Supervisor | niveles minimos | eléctricos se realiza en los siguientes
10 los Servicios | de la | de calidad de los | aspectos:
modificacion | Eléctricos Inversion servicios . .
es desde su | D.S. en Energia | eléctricos, incluido a) Calidad de Producto:
promulgacié | N°02097-EM | y Mineria - | el alumbrado | - Magnitud de la Tensién;
n. La ultima OSINERG | publico, y |las )
en el afo MIN obligaciones  de | - Frecuencia;
2011) las empresas de | . perturbaciones (Flicker y Tensiones
eIgctnmdad y los Arménicas).
Clientes que
operan bajo el | Para dichos efectos, realizan mediciones
régimen de la Ley | mediante equipos debidamente certificados y
de Concesiones | cuyas especificaciones técnicas hayan sido
Eléctricas, previamente aprobadas por la Autoridad. Una
Decreto Ley N° | vez ejecutados: El prestador presenta la
25844. muestra de puntos en los que se realizara
. mediciones, con lo que se busca garantizar
Los niveles de | nor 1o menos el siguiente nimero de lecturas
calld.a.d de 10s | yalidas:
servicios
eléctricos se | 1. Uno (1) por cada cincuenta (50) puntos de
dividen en: entrega a Clientes con suministros en muy
. alta, alta y media tension.
* Calidad de | 2. En una muestra representativa del nimero
Producto: de barras de salida en baja tension de
Relacionado con | g hestaciones MT/BT.
la calidad de la
potencia. Existe un consejo privado conformado por
. todos los agentes de la cadena, conocido
= Calidad de | como Comité de Operacién Econdémica del
Suministro:  Se | gjstema (COES), que estd obligado a
refiere @ la | jhyvestigar e identificar, a través de un andlisis
calidad €N | estrictamente técnico, a los integrantes del
términos de | gistema responsables por el incumplimiento
continuidad. con la calidad de producto y suministro; para
»Calidad de | due en tiempo no mayor a quince (15) dias
Servicio calendario de ocurrido el hecho, presente
Comercial: ante la Autoridad el respectivo informe, con la
Asociado con el | debida justificacion técnica, con el objetivo
servicio al | que los responsables de las posibles
cliente. afectaciones, realicen las retribuciones
correspondientes a las empresas afectadas,
*Calidad de | retribuyéndolos por las compensaciones que
Alumbrado pudieron haber pagado por faltas que no sean
Publico a | culpa de estos.
controlar
Los aspectos relacionados con este tépico se
localizan principalmente en el “TITULO
QUINTO, 5. CALIDAD DE PRODUCTO?”, de
la Norma Técnica de los Servicios Eléctricos
Chile | 2019, su | Norma Comision Establecer las El control de la calidad del producto
ultima Técnica de | Nacional exigencias y entregado a los clientes y usuarios propios, y
actualizacion | Calidad de | de Energia | estandares que de terceros, se realiza a partir del monitoreo
fue publicada | Servicio para | - CNE deberan cumplir de las siguientes variables:

el 3 de mayo
de 2024, a
través de la

Sistemas de
Distribucion

los concesionarios
de servicio publico
de distribucion de

FLUCTUACIONES TENSION Y

FRECUENCIA:

DE
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instalaciones de
distribucion de
energia eléctrica,
ambas en
adelante e
indistintamente
“Empresa(s)
Distribuidor(as)” o
“Distribuidora(s)”,
respecto de:

1. Calidad
Producto.

2.Calidad
Suministro.

3.Calidad
Comercial.

-~ ENTIDAD
| JANODE EMISORA
PAIS PUBI'.ICACI NORMA DE LA OBJETIVO ESQUEMA DE CONTROL
ON NORMA
Resolucion electricidad y las = Regulacion de tension
Exenta N° empresas que D I e
209 de sean propietarias, = Desequilibrio de tension.
la Comisién arrendatarias, - Monitoreo de Variaciones Rapidas de
Nacional de usufructuarias o Tensiéon: Las variaciones rapidas de
Energia que operen, a tension, sean estos Huecos de Tension o
(CNE) cualquier titulo, sobretensiones,  deberan  detectarse,

medirse y registrarse de acuerdo con lo
establecido en la norma IEC 61000-4-
30:2015.

Monitoreo de Frecuencia.

DISTORSION ARMONICA DE TENSION Y
SEVERIDAD DE PARPADEO:

- Distorsion Arménica de Tension.
- Severidad de Parpadeo o Flicker:

DISTORSION ARMONICA DE CORRIENTE
Y FACTOR DE POTENCIA

= Distorsion Armonica de Corriente para
Usuarios en Media Tension.

= Distorsion Armonica de Corriente para
Usuarios en Baja Tension.

= Factor de potencia

En caso de que las mediciones realizadas
demuestren un incumplimiento de las
exigencias establecidas en el Titulo 3 de la
norma, por parte de un Usuario, la Empresa
Distribuidora debera comunicar al Usuario
dicho incumplimiento, adjuntando los
antecedentes correspondientes.

1. usuario cuenta 30 dias presentar plan de
normalizacion no mayor a 60 dias habiles.
2. La empresa tiene 10 dias habiles para
contestar, y a los 30 dias debera comenzar a
validar el plan presentado.

Las Empresas Distribuidoras deberan
implementar Campanas de Medicién, con el
objetivo de verificar el cumplimiento de las
exigencias de Calidad de Producto en
distintos puntos de la Red de Distribucion.

Las Empresas Distribuidoras deberan
analizar las mediciones obtenidas en las
Camparnias de Medicion y aquellas obtenidas
a través de los equipos de medida ubicados
en la Cabecera de los Alimentadores, con el
objetivo de determinar el cumplimiento de las
exigencias establecidas.

Las Empresas Distribuidoras, en caso de
detectar incumplimientos a las exigencias
establecidas para la Calidad de Producto,
deberan informar dichos incumplimientos a la
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https://www.cne.cl/prensa/prensa-2024/5-mayo-de-2024/cne-fija-nueva-norma-tecnica-de-calidad-de-servicio-para-sistemas-de-distribucion/
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2. Calidad

cuales, regulan y
estandarizan las
actividades
técnicas
relacionadas con
la operacion y
desempefio de los

sistemas de
distribucion de
electricidad.

La calidad del
suministro
eléctrico del
servicio de

energia eléctrica
se regulo desde
tres aristas, como
son:

1. Calidad del
producto.

del
servicio.

3. Calidad

comercial

- ENTIDAD
.« | ,ANO DE EMISORA
PAIS | PUBLICACI NORMA DE LA OBJETIVO ESQUEMA DE CONTROL
ON NORMA
Superintendencia, adjuntando los
antecedentes correspondientes y un plan de
normalizacion, para subsanar el
incumplimiento respectivo.
Brasil | 2021 Procedimient | Agencia Establecer los | En el médulo 8 - Calidad del Suministro
o} de | Nacional procedimientos Eléctrico, se definen los fendmenos
Distribucion - | de Energia | para la | relacionados con la calidad del producto,
PRODIST - | Eléctrica - | Distribucion de | entendidos aqui como aquellos relacionados
Resolucion ANEEL Energia Eléctrica | con la conformidad de la onda de tensién en
Normativa en el Sistema | regimenes permanentes y transitorios,
ANEEL  N° Eléctrico Nacional | estableciendo sus indicadores, valores de
956/2021 — PRODIST, los | referencia, metodologia de medicion vy

gestion de quejas.

Dentro de los fenédmenos a los que se les
hace seguimiento y control se encuentran:

fenédmenos de estado estacionario:

= Variaciones de tensibn en estado

estacionario.
= Factor de potencia.
= Distorsion armonica
= Desbalance de voltaje
= Fluctuacion de voltaje: Pst, Plty Pst95 %.
= Variacion de frecuencia.
fendmenos de régimen transitorio
= Variaciones de tensién a corto plazo.

Anualmente, la agencia Nacional de Energia
Eléctrica — ANEEL, realiza el sorteo de la
muestra de usuarios a los que cada empresa
distribuidora debera realizar mediciones de
calidad del producto, utilizando criterios
estadisticos aleatorios, con base en las
Bases de Datos Geograficas de
Distribuidoras. Afo tras ano, la base de
medicién muestral aumenta.

La Resolucion Normativa ANEEL N°
956/2021, también dispone de un mddulo
denominado: - Compensaciéon por Dainos
Eléctricos, donde se establece los
procedimientos que debe atender el
distribuidor al momento de analizar los
procesos de compensacion por dafos
eléctricos.
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medicién, registro
y evaluacion a ser
cumplidos por las

empresas
eléctricas de
distribucion y
consumidores,
segun
corresponda.

Para dichos
efectos,
ARCERNNR
dispuso que los
atributos de

calidad a partir de
los cuales se

evaluaria la
calidad de |la
prestacion del
servicio de
energia eléctrica
se revisaran
mediante los
siguientes indices:

1. Calidad del
producto.

2. Calidad del
servicio
técnico.

3. Calidad del
servicio
comercial.

4. Calidad del

consumidor

- ENTIDAD
« | JANODE EMISORA
PAIS | PUBLICACI NORMA DE LA OBJETIVO ESQUEMA DE CONTROL
ON NORMA
Ecua | 2023 Resolucion Agencia de | Establecer los | El regulador ecuatoriano establecié en la
dor Nro. Regulacion | indicadores, Resolucion  Nro. ARCERNNR-003/2023,
ARCERNNR | y Control | indices y limites | dentro de las obligaciones que tienen las
-003/2023 de Energia | de calidad del | empresas distribuidoras:
y Recursos | servicio de - e
Naturales distribucion y Prestar. .eI servicio de’ dls’trlb.umon y
No comercializacion comermghzamoq de energia .electrlca a los
Renovable | de energia consum@ores flnaleg, cumpl[endo con los
s - | eléctrica; y, definir requerlmlento.s de calidad exigidos, as[como,
ARCERNN | los » !evantar,. registrar, procesar 'y analllzar. la
R procedimientos de informacion necesaria para la determinacién

de todos los indices e indicadores de calidad,
e implementar campafas de medicién para la
evaluacion de la calidad de producto,

conforme lo establecido en la citada
resolucion.
Dentro de los diferentes indices antes

mencionados, establecieron los siguientes
indicadores (Capitulo I1):

Calidad del producto:

a) Nivel de voltaje

b) Perturbaciones rapidas de voltaje (Flicker)
c) Distorsion armonica de voltaje

d) Desequilibrio de voltaje.

Calidad del consumidor:

El aspecto de calidad evaluado al consumidor
se efectuara conforme el siguiente indice:

a) Distorsion armonica de corriente

En Ecuador se realizan campafas para la
medicion de la calidad de la potencia, para
dichos efectos las empresas de distribucion
deberan establecer un plan anual, donde
indiquen la cantidad de mediciones a realizar
y los puntos donde se van a ejecutar: Por lo
que para dichos efectos debera con todos los
equipos que se requieren instalar. Para cada
mes, la medicion, registro y almacenamiento
de los valores en cada punto seleccionado se
efectuara durante un periodo de evaluacion
no inferior a siete (7) dias continuos, en
intervalos de 10 minutos.

Las mediciones se realizan en barras de
subestaciones (AT/MT), grandes
consumidores conectados en AT,
transformadores de distribucion y usuarios en
MT y BT.
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ON NORMA
Costa | 2015 Resolucion Autoridad La Resolucion | En la Resolucion RJD-070-2015, la Autoridad
Rica RJD-070- Regulador | tiene como objeto, | Reguladora indicé que los indicadores que
2015: a de los | entre otros: permiten conocer calidad de la tension de
Supervision Servicios Unif suministro, tanto en media como en baja
de la calidad | Publicos | =  Sofmar Y| tension, son:
del definir los
suministro valores de los |i. Frecuencia de red, amplitud y desbalance
eléctrico en parametros de la tensién de suministro, con sus
baja y media fisicos, que respectivos limites de variacion.
tension. :::r::icétﬁrlzan adz ii. Las variaciones de corta duracion de la

suministro a los
clientes.

Definir los
criterios
normalizados

con los cuales

las  empresas
eléctricas
trataran las
perturbaciones
eléctricas que
se suscitenen la
red de
distribucion
nacional, en
relacion con los
aspectos
siguientes:
identificacion,

registro, conteo
y tratamiento.

tensiobn de suministro y sus limites
tolerables en cuanto a magnitud, duracion y
repeticion.

ii. Los limites en la magnitud y los umbrales
de las distorsiones en la tension,
introducidas por los equipos propiedad de
los abonados o usuarios, en las redes de
distribucion a baja y media tension.

Para la evaluacion de la calidad de la tensién
de suministro, las empresas distribuidoras
deben ejecutar programas de medicion y
registro, los cuales se realizan atendiendo a
un criterio aleatorio, tanto a nivel geografico,
como de caracteristicas de la red y del tipo de
usuario. Escenario, a partir del cual la
Autoridad Reguladora escoge para cada
distribuidora, el conjunto de ramales de red
de baja tension asociados a un transformador
de distribucion de uso general a estudiar para
su programa de mediciones anual, en su area
de concesion. La cantidad de ramales de red
a estudiar correspondera a un porcentaje de
hasta un 3% del total de los transformadores
de distribucion de uso general, segun lo
determine la Autoridad Reguladora en funcion
del tamafio de la empresa y del resultado de
las mediciones de la empresa, las efectuadas
por ella o de las efectuadas por un tercero que
para este efecto contrate. El conjunto de
ramales de red a estudiar se elegira de
manera aleatoria de forma que comprenda la
totalidad de su area de concesion y esté
estratificada en funcidon de la distribucion
topoldgica de los servicios y del uso final de
la electricidad, haciendo uso del sistema de
vinculacion usuario-red. Los resultados del
programa de mediciones se utilizaran para la
rectificacion de servicios con deficiencias.

Para cada ramal de red la empresa eléctrica
debera efectuar un analisis integral que
incluya la medicion y registro de tension
suministrada en al menos cuatro puntos del
ramal, la revision preventiva, predictiva y
correctiva de conductores, empalmes, base
de medidores y otros, de acuerdo con los
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criterios establecidos en el anexo Il de esta
norma.
Una vez se realicen las mediciones, se
generan los correspondientes informes por
parte de las empresas, y se mantendran
disponibles para lo que requiera la autoridad
regulatoria. En paralelo, dicha autoridad
realizara las auditorias que considere
pertinente para validar que se respete la
calidad del suministro.
Reino | 2023 Cédigo de | Oficina de | Definir los | Dentro del Cddigo de Distribucion vy
Unido Planeacion: Mercados procedimientos Conexion, se encuentran las variables de
Debera ser | de Gas y | que permiten una | operacion de todo el sistema eléctrico de
cumplido por | Electricida | gestidon equitativa | distribucién, con las cuales se busca
todos los | d (OFGEM) | y eficiente de las | garantizar que los Operadores de Red de
operadores situaciones Distribucion (ORD) planificaran y
de redes de técnicas desarrollaran sus Sistemas de Distribucion
distribucion, cotidianas en el | con un estandar no inferior al establecido en
los sector del | la Recomendacion de Ingenieria P2,
Generadores suministro «Seguridad del Suministro», o cualquier otro
, eléctrico, estandar de planificacion que los ORD
Proveedores contemplando una | adopten periédicamente.
gotencczzzsgts,e; ig:%:iior?:;na de Dentro de las variables gbjeto de seguimiento
existentes operativas que y control se encuentran:

conectados o
que busquen
conectarse a
un Sistema
de
Distribucion,
a los que se
hara
referencia
como
Usuarios. Es
aplicable en
Escocia,
Inglaterra vy
Gales. Esta
conformado
por EL
Cddigo de
Planificacion
y conexion,
El Cédigo de
Operacion
de
Distribucion,
El Codigo de
Registro de
Datos de
Distribucion

probablemente se
presenten tanto en
circunstancias
normales  como
excepcionales.

- Variacion de Frecuencia: Debera
controlarse dentro de los limites de 49,5
50,5 Hz de acuerdo con los principios
delineados por la normativa técnica.
Definiendo de forma particular,
condiciones diferentes a las antes
mencionadas.

- Control de Voltaje: Cualquier extension
o conexion al Sistema de Distribucion del
Operador de Red de Distribucion (ORD)
debera disefiarse de forma que no afecte
negativamente al control de tension
empleado en dicho Sistema.

- Perturbaciones de tension: La
distorsién de la forma de onda de la
tension del sistema, causada por ciertos
tipos de equipos, puede causar molestias
a los usuarios del sistema de distribucion
del operador de red (ORD) o dafios a los
aparatos conectados. Para limitar estos
efectos, se aplicara lo siguiente a las
cargas de los usuarios conectadas al
sistema de distribucion del ORD:

a) Las fluctuaciones de tension deberan
cumplir con los limites y requisitos
aplicables para la evaluacion vy
medicién establecidos en el Anexo 1
del DGD, Articulo 6, Recomendacion
de ingenieria P28, Edicion 2,
“Fluctuaciones de tension y conexion
de equipos perturbadores a los
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sistemas de transmisién y redes de
distribucion en el Reino Unido”.

b) El contenido armonico de una carga
debera cumplir con los limites
establecidos en el Anexo 1 del DGD,
Articulo 1, Recomendacion de
ingenieria G5, Nimero 5, “Distorsion
armoénica de voltaje y conexiéon de
fuentes armonicas y/o plantas
resonantes a sistemas de transmision
y redes de distribucion en el Reino
Unido”.

c) El desequilibrio de fase (tensién)
debera cumplir con los niveles
establecidos en el Anexo 1 del DGD,
Articulo 7, Recomendacion de
ingenieria P29, “Limites de
planificacion para el desequilibrio de
tension en el Reino Unido para 132 kV
y menos”.

Cambios de paso de voltaje: Para los

cambios de voltaje causados por la

conexion y desconexion del Equipo del

Usuario o la Demanda del Cliente al

Sistema de Distribucion del DNO, se

aplica un limite general de *3% de

acuerdo con la Recomendacion de

Ingenieria P28 Edicion 2.

Operacion con reenganche automatico

y protecciéon monofasica: Al conectarse

al Sistema de Distribucion del Operador

de Red de Distribucion (ORD), el Usuario
debe tener en cuenta que dicho sistema
puede contar con funciones de
reenganche automatico o conmutacion
secuencial. EI ORD , previa solicitud,
proporcionara detalles sobre dichas
funciones para que el Usuario pueda
tenerlas en cuenta en el disefio del

Sistema del Usuario, incluyendo las

medidas de proteccion

A partir de lo mostrado anteriormente, es clara la necesidad que existe a nivel nacional
de una revision y actualizacion de la normativa colombiana relacionada con la evaluacion,
seguimiento y mejoramiento de la calidad de la potencia eléctrica en los sistemas de
transmision regional y distribucion local, y se definan las bases para llevar la medicion de
estos parametros al STN, por lo que se considera relevante estudiar alternativas para que
estos indicadores hagan parte del esquema de remuneraciéon de la actividad de
distribucion de energia eléctrica.

De igual forma, estudiar mecanismos que permitan realizar acciones rapidas de
correccién de los indicadores que no estén cumpliendo con lo definido en la normativa, y
se brinden mayores herramientas tanto a la entidad encargada de la vigilancia, inspeccion
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y control de los prestadores del servicio de energia eléctrica, como a las empresas de
distribucion y a los usuarios.

La incorporacion en la metodologia de remuneracion de distribucion del concepto de
calidad de la potencia, va en linea con lo propuesto por la Comision a través de la
Resolucién CREG 701 038 de 2024, donde se establecen los criterios generales para
determinar la remuneracion de la actividad de comercializacion de energia eléctrica a
usuarios regulados en el Sistema Interconectado Nacional, que, si bien aun se encuentra
en proceso de consulta, propuso incorporar un esquema de seguimiento de la calidad del
servicio comercial que tiene un impacto en el margen operacional del comercializador
cuando no se alcancen los indicadores planteados incidiendo en el componente de
comercializacion.

3. COMENTARIOS RECIBIDOS
3.1 Circular 144 de 2025

El 28 de marzo de 2025, se emiti6 la Circular 144 de 2025, mediante la cual la CREG
sefialé que se encuentra realizando la actualizacion de la metodologia de remuneracién
de la actividad de distribucién en el Sistema Interconectado (SIN), la cual actualmente
esta establecida por la Resolucién 015 de 2018. Mediante esta comunicacion, se invitoé a
los operadores de red y demas interesados a formular comentarios que permitan nutrir
las bases de analisis para la definicion de la metodologia de remuneracién de la actividad
de distribucién de energia eléctrica en el préximo periodo tarifario. La Comision propuso
a los interesados la evaluacion de asuntos como planes de inversién, calidad del del
servicio de los STRy SLD, las pérdidas de energia, el reconocimiento de costos y gastos
de AOM y nuevas tecnologias, entre otros.

Se recibidé un total de 225 comentarios, con 123 propuestas de ajuste. De la totalidad de
comentarios 53 trataron de asuntos de planes de inversion, 52 sobre calidad del servicio,
17 sobre pérdidas de energia y 15 sobre reconocimiento de costos y gastos de AOM,
como se muestra en la Tabla 49. Estos comentarios fueron recibidos de un total de 19
interesados que representan a gremios de operadores y consumidores, asi como de
Operadores de Red y particulares. Se debe senalar que la pluralidad de interesados se
ve reflejada también en visiones regionales diferentes, que también plantean diferencias
en los distintos mercados y perfiles de los Operadores de Red. La presente seccion refleja
los temas que recibieron mayor atencion por parte de los interesados.

Tabla 49 Comentarios recibidos en respuesta a la Circular CREG 144 de 2025.

No Tema No. Comentarios
1. Inversion 53
2. Calidad 52
3. Indexador 2
4. Calidad de Potencia 1
5. AOM 15
6. Periodo Tarifario 1
7. Energia Reactiva 8
8. Pérdidas 17
9. Nuevas Tecnologias 11
10 Remuneracion 4
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No Tema No. Comentarios
11. Periodo Tarifario 1
12 Respaldo 1
13. Otros Temas 58
Total 225

En materia de planes de inversion, dentro de los comentarios principales se manifesto
que los componentes que constituyen las Unidades Constructivas no reflejan la realidad
del mercado y las circunstancias macroecondmicas actuales, las cuales se han visto
afectadas por limitaciones en las cadenas de suministro, crisis en las cadenas logisticas
e incrementos en los precios de materiales como acero, cobre o concreto.

Hay gran interés respecto a los tiempos de aprobacién y estructuracion actual de las
Unidades Constructivas. Se sefialdé que los requisitos, procedimientos y tiempos de
procesamiento aprobacion de planes de inversidon, pueden generar efectos con efectos
posteriores a la ejecucion de la inversidén por parte del Operador de Red, al ser activos
necesarios. También se menciona que deben generar criterios unificados para la
evaluacion y aprobaciéon de planes de inversidn por parte de la comision. Por otro lado,
se sugiere aumentar la transparencia en los planes de inversion, mediante la publicacién
de montos de inversion y mayor seguimiento a la ejecucion de dichos planes.

En relacion con calidad del servicio, los comentarios reflejan un reconocimiento a la
implementacion de indicadores como el SAIDI y el SAIFI, que permiten alinear la
remuneraciéon con la calidad del servicio prestado. Sin embargo, se sugiere fortalecer el
seguimiento riguroso a los indicadores de calidad, para mantener la senda correcta.

Algunos interesados también sugieren evaluar la posibilidad de definir estandares de
calidad segmentada, de acuerdo con la densidad de clientes y potencia. Incluso se
propone la creacién de metas de indisponibilidad segun la ubicacién de los activos.

Por otro lado, se sefiala que los eventos de exclusidn no reflejan la situacion actual del
pais y se sugiere evaluar y modificar algunas de estas causales, sobre todo las
relacionadas con soportes y certificados que justifiquen dichos eventos.

En relacion con pérdidas de energia, se sefiala que el incentivo puede ser mas claro en
la nueva metodologia, incluso estableciendo un incentivo directo de inversion en
reduccion de pérdidas. También se expresa que la metodologia actual, solamente incluye
el reconocimiento de pérdidas técnicas, pero las no técnicas no estan incluidas, lo cual
no refleja la situacion real de los Operadores de Red. Se propone evaluar las Causales
para la Cancelacion de Pérdidas, particularmente a las que se refieren al incumplimiento
de metas del plan durante dos periodos de evaluacidn y la de reincidencia en las causales
de incumplimiento del plan, ya que son gravosas para los Operadores.

En relacion con reconocimiento de costos y gastos de AOM, los interesados sefalaron
que la sefal regulatoria en materia de activos nuevos y activos existentes no es clara.
Por otro lado, se sefiala que la situacion actual del pais trae retos en materia juridica,
ambiental y social, que aumentan los costos de las actividades de ejecucion de algunos
proyectos, por lo cual es necesario realizar ajustes que reflejen dicha realidad.

En relacion con Nuevas Tecnologias, los comentarios sugieren la creacidén de incentivos
directos para promover nuevas tecnologias, cdmo micro PMI o la implementacion de AMI.
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También se sugiere incluir las soluciones de almacenamiento como activos de red y el
disefo de tarifas en el contexto de la energia descentralizada.

En el apartado de Otros Temas, los interesados sugieren mayor coordinacion y
unificacion de formatos que permitan entregas de informacion unificada entre XM, CREG
y la Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios; También se sefaldé que es
necesario regular los esquemas de usuarios aislados dentro de la metodologia del SIN y
la necesidad de implementacion de cargos binomios de distribucidn, para equilibrar
autogeneradores con los demas actores.

3.2 Mision transmisiéon - UPME

A finales de diciembre de 20243° la UPME publicé el Plan Maestro de Modernizacion y
Expansion de la Infraestructura de Transmision Eléctrica, compuesto por dos tomos. En
el primero, se incluyd un capitulo denominado Habilitadores Técnicos, Regulatorios y
Normativos en el cual la entidad identificé diversos desafios que pueden impactar la
continuidad y puesta en operacion de proyectos identificados como necesarios para
asegurar la capacidad de transporte por la red de transmisién del SIN.

En este capitulo se identificaron aspectos relacionados con nuevas tecnologias como
compensadores, bancos de baterias, conductores de alta temperatura y FACTS, asi
como aspectos relacionados con la flexibilidad y estabilidad del sistema, en relacion con
la actualizacién de sistemas de protecciones o sistemas de medicién y monitoreo con
mayores capacidades.

Ademas se mencionan también aspectos relacionados con la priorizacién de proyectos,
licencias ambientales, entre otros.

Si bien el documento tiene un enfoque principalmente hacia la transmision de energia de
que trata otra metodologia independiente a la que establece las reglas para la
remuneracion de la actividad de distribucion, también le compete a esta ultima en relacion
con el STR, asi como a las conexiones con el STN que deben estar coordinadas para
asegurar la correcta operacion del sistema eléctrico.

Adicionalmente, varias de las tecnologias mencionadas pueden tener aplicacion tanto en
transmision como en distribucion, por lo que es pertinente su revision.

Tanto las comunicaciones recibidas y la informacién suministrada en respuesta a la
Circular 144 de 2025 como los aspectos identificados por la UPME seran tenidos en
cuenta, en el marco de las competencias de la Comisidon, como parte de los analisis
detallados para la definicidon de alternativas regulatorias para determinar la propuesta de
la nueva metodologia para la remuneracion de la actividad de distribucion, de acuerdo
con los requisitos normativos y el procedimiento de analisis de impacto normativo
aplicable para las metodologias tarifarias.

35 https://www.upme.gov.co/simec/energia-electrica/mision-transmision/
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4. PROBLEMA

El presente capitulo parte del diagndstico detallado de los resultados de la aplicacién de
la metodologia de remuneracion de la actividad de distribucion, establecida en la
Resolucién CREG 015 de 2018. Si bien dicho marco regulatorio fue disefiado con los
objetivos de incentivar la eficiencia, mejorar la calidad del servicio y promover las
inversiones necesarias para la sostenibilidad del sistema, el analisis evidencia que, tras
un ciclo de aplicacién, persisten desafios estructurales y han surgido nuevas
circunstancias que se deben abordar para la consecucion plena de dichos objetivos.

Esta problematica se manifiesta a través de las siguientes sefiales:

Pérdidas de Energia: A pesar del incentivo de los planes de reduccion de pérdidas
aprobados, el indice de Pérdidas Totales del Sistema Interconectado Nacional (SIN)
no ha mostrado la mejora esperada, cerrando en 2023 en un valor cercano al 15%,
ligeramente deteriorado en comparacion al registrado al inicio del periodo regulatorio
en 2019. Esto indica que los mecanismos actuales no estan generando la traccion
suficiente para gestionar eficientemente las pérdidas técnicas y no técnicas.

Asi mismo, existe una limitacion metodolégica para determinar las energias de
entrada en los niveles de tension del SDL, esto se debe a que la infraestructura de
medicién de las fronteras de distribucion no se ha terminado de desplegar en su
totalidad.

Calidad del Servicio: Aunque los indicadores agregados de calidad media a nivel
nacional (SAIDI y SAIFl) muestran una mejora promedio superior al 40% y los
indicadores de calidad individual (DIU y FIU) muestran en promedio una mejora en el
percentil 85 de los grupos de calidad, aun existe alta disparidad regional y usuarios
con niveles de calidad deficientes, por lo que se considera que existe aun espacio de
mejora en la mayoria de los mercados, principalmente en cuanto a la dispersion de
los niveles de calidad de usuarios que pertenecen a un mismo grupo de calidad y las
brechas que existen entre las zonas urbanas y las rurales.

Inversién: Si bien el volumen de inversion ejecutado aumentd en comparacion con el
periodo tarifario anterior, con un promedio superior al 4% anual, su distribucion es
heterogénea. Algunos Operadores de Red presentan niveles anuales de inversion
promedio insuficientes (inferiores al 2%), lo que compromete la reposicion y expansion
de la red.

En cuanto al envejecimiento de los activos el comportamiento fue heterogéneo, en
donde resalta la modernizacion de los centros de control y equipos de subestacion,
como el envejecimiento de los transformadores de potencia y equipos de control y
comunicaciones, lo cual representa un riesgo para la confiabilidad futura del sistema.

Por otra parte, se requiere realizar una revision al mecanismo de incentivos por la
ejecucion de inversiones en funcién del reconocimiento de pérdidas adicionales para
garantizar una mejor simetria en la remuneracion.

AOM: La metodologia actual remunera los gastos de Administracién, Operacion y
Mantenimiento (AOM) a partir de una linea base histérica, sin incorporar incentivos
directos a la eficiencia en el gasto. Adicionalmente, la remuneracién de AOM adicional
por nuevas inversiones genera un riesgo latente de reconocer costos asociados a
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conceptos distintos que no son propios de los gastos en la actividad de distribucién,
erosionando la eficiencia del esquema.

El reporte de la informacion de gastos se debe optimizar con el fin de facilitar el
seguimiento transparente y fluido de estos.

= Transporte de Energia Reactiva: El esquema para controlar el transporte de energia
reactiva en exceso, basado en el "factor M", ha demostrado ser insuficiente. La
reincidencia de esta condicion en mas del 20% de los usuarios para el 57% de los
mercados evidencia que el incentivo no logro corregir la conducta de manera efectiva,
generando ineficiencias técnicas y costos para el sistema.

= Otros aspectos sobre Inversiones: La metodologia actual puede presentar
oportunidades de mejora en el reconocimiento de activos que, si bien son necesarios
para la operacién, no constituyen Unidades Constructivas (UC) eléctricas.
Especificamente:

<+ Reconocimiento de Activos No Eléctricos: La base de activos no eléctricos se
definid6 como un porcentaje fijo sobre la Base Regulatoria de Activos Eléctricos
(BRAE), por lo que transcurrido el presente periodo tarifario es pertinente revisar
los criterios de su reconocimiento.

< Reconocimiento de Terrenos: El valor de los terrenos actualmente se determina
con base en valores catastrales y areas tipicas predefinidas para ciertas UC,
donde las areas estandar podrian no corresponder a las condiciones reales, lo que
hace pertinente revisar el mecanismo para su remuneracion.

= Barreras Regulatorias a la Modernizacién y Transicién Energética: El marco
vigente presenta rigideces que pueden obstaculizar el despliegue de nuevas
tecnologias y modelos de negocio, tales como los Recursos Energéticos Distribuidos,
las Comunidades Energéticas y la masificacion de la Infraestructura de Medicion
Avanzada.

= Heterogeneidad Estructural de los Mercados: Como hallazgo transversal, el
diagnodstico revela una marcada heterogeneidad entre los mercados de
comercializacion que va mas alla de su tamano. Esta disparidad, ya evidenciada en
los analisis especificos de calidad del servicio (notable disparidad regional), inversion
(niveles heterogéneos entre mercados) y pérdidas (estancamiento a nivel nacional
que oculta realidades divergentes), constituye una situacién que se debe abordar.

Esto a su vez sugiere que un enfoque regulatorio homogéneo puede que no sea
optimo, al no reconocer las distintas realidades operativas, geograficas y
socioeconomicas de cada mercado. La regulacion vigente podria estar imponiendo
exigencias elevadas para unos y poco ambiciosas para otros, limitando la eficiencia
global del esquema.

En este sentido, los temas de estudio que hagan parte del proceso de actualizacion
de la presente metodologia deben considerar, como parte del analisis, los aspectos
que resulten relevantes asociados a la diversidad del pais, como parte de la propuesta
resultante, que, manteniendo su caracter general, englobe estos aspectos particulares
que hacen parte inherente de la prestacion del servicio de energia eléctrica y de la
actividad de distribucion.
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Mecanismos para captar factores exdégenos: La existencia de factores exdégenos
que inciden de manera directa sobre el desempefio de las empresas tales como:
condiciones geograficas y ambientales, alta densidad de vegetacién, complejidades
en el acceso, situaciones de orden publico, entre otros, requieren ser revisados para
buscar alternativas que permitan abordar estos factores a través de disefos de
esquemas diferenciados con el fin de reconocer las necesidades reales a quienes
operan en entornos mas complejos.

Calidad de la Potencia: Si bien la regulacion define criterios sobre la calidad de la
potencia, actualmente la metodologia de distribucion no contiene directamente
aspectos relacionados con el tema, teniendo en cuenta que las perturbaciones
momentaneas en las ondas de tension y corriente pueden ser percibidas como calidad
deficiente por parte de los usuarios.

4.1 Justificacion

La necesidad de ajustar la metodologia se justifica por la persistencia de los problemas
descritos que pueden generar efectos adversos sobre el funcionamiento eficiente de la
actividad de distribucidn de energia. Las principales razones se exponen a continuacion:

Impacto Econémico sobre el Usuario Final: La ineficiencia en la gestiéon de
pérdidas y en los gastos de AOM se traduce directamente en un costo mayor de la
prestacion del servicio, que es trasladado via tarifa a los usuarios finales, afectando
la competitividad del pais y la economia de los hogares.

Calidad de Vida y la Productividad: Las deficiencias en la calidad del servicio,
especialmente en las zonas mas rezagadas, impactan negativamente la calidad de
vida de los ciudadanos e imponen costos a la actividad productiva y comercial por
interrupciones no programadas.

Confiabilidad y Seguridad del Sistema: El envejecimiento de activos y una inversién
insuficiente amenazan la sostenibilidad y confiabilidad a largo plazo de la
infraestructura de distribucion, incrementando el riesgo de fallas de mayor escala.

Posibles Barreras para la Transicion Energética: Un marco regulatorio que no
facilita activamente la integracion de nuevas tecnologias retrasa los beneficios
asociados a la descarbonizacion, la digitalizacion y la democratizacion del sector
energético, contraviniendo los objetivos de politica publica nacional.

4.2 Causas y consecuencias

TEMA CAUSA CONSECUENCIA
Pérdidas Declaratoria de La situacion econdmica de la
emergencia ambiental y ciudadania incentivo un
sanitaria ocasionada por el | aumento de las pérdidas no
COVID-19. técnicas.
Asimismo las restricciones de
acceso por las reglas de
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para ejecutar inversiones
(Res. 167 de 2020 dio mas
flujo de caja, remuneracion
de inversiones
anticipadas, incentivos
calidad servicio, energia
reactiva, comparticion
infraestructura)

TEMA CAUSA CONSECUENCIA
aislamiento dificultaron
actividades de medicion,
correccion de situaciones
ilegales y demas gestion por
parte de las empresas.

Decision de las empresas | Menor ejecucion de proyectos
de reducir inversiones, de reposicion y expansion del
para algunos mercados. sistema.
Eficacia baja de algunas Incumplimiento de metas
acciones tomadas por las | anuales de reduccion de
empresas para la gestiéon pérdidas.
de pérdidas no técnicas.
No se cuenta con la Los indices calculados no
totalidad de fronteras de necesariamente reflejan la
distribucién para realidad de las empresas.
determinar las pérdidas
reales y reconocidas con
mayor exactitud.

Inversiones Flujo de caja insuficiente Deterioro en la calidad del

servicio percibida por los
usuarios y en las pérdidas de
energia del sistema.

Cruce de cuentas entre
actividades (Opcion
tarifaria, compras de
energia, falta de pago de
subsidios)

Flujo de caja insuficiente para
la actividad de distribucién,
causado por deudas
asociadas a la actividad de
comercializacion.

Calidad del servicio

Dispersion de usuarios

Algunos usuarios en cola de
circuito o en zonas de alta
dispersion estan recibiendo
una calidad que no cumple
con los limites regulatorios
establecidos.

Los usuarios en estas zonas
perciben una calidad del
servicio insuficiente, a pesar
de que las empresas cumplen
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TEMA CAUSA CONSECUENCIA

con los indicadores
individuales garantizados por
grupo de calidad.

Dificultad de verificacidn Se presentan dificultades
de las causas de exclusion | para contar con los soportes
de eventos. (Fuerza de las exclusiones, lo cual
mayor, caso fortuito, causa | afecta la transparencia de los
extrafa) Falta aclarar y indicadores y la eficacia del
mejorar criterios y pruebas | esquema de incentivos y
para su reconocimiento. compensaciones.

Calidad de la | La regulacion no

potencia contempla limites ni
esquemas de incentivos
para las perturbaciones Perturbaciones momentaneas
momentaneas en las contribuyen a una baja
sefales de tension y percepcion de la calidad por

corriente (que se excluyen | parte de los usuarios.
actualmente de los
indicadores de
continuidad)

4.3 Actores Involucrados

En el ejercicio del diagnéstico se han logrado identificar los siguientes actores
involucrados en esta problematica, estos son:

Usuarios: Residenciales, comerciales, industriales y oficiales, quienes son los
receptores finales del servicio.

Operadores de Red (OR): Empresas encargadas de la planificaciéon, inversion,
operacion y mantenimiento de las redes de distribucion, y principales sujetos de la
regulacion.

Comercializadores de energia eléctrica: Empresas encargadas de la
intermediacion comercial entre los agentes que prestan los servicios de generacion,
transmision y distribucion de energia eléctrica y los usuarios de dichos servicios.

Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG): Entidad responsable del
disefo, ajuste y supervision del marco regulatorio.

Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios (SSPD): Entidad
encargada de la vigilancia y control sobre la prestacion del servicio.

Otras Entidades del Gobierno Nacional: Principalmente el Ministerio de Minas y
Energia, el Departamento Nacional de Planeacion y la Unidad de Planeacion Minero
- Energética (UPME), quienes definen la politica energética del pais.
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= Liquidador y Administrador de Cuentas (LAC): Entidad encargada de la liquidacion
y administracién de cuentas de los cargos por uso de las redes del SIN que le sean
asignadas y de calcular el ingreso regulado de los transportadores

= Nuevos Actores del Mercado: Propietarios de recursos energéticos distribuidos,
comunidades energéticas, proveedores de tecnologia (AMI, almacenamiento) y otros
actores emergentes que buscan participar en el mercado.

5. OBJETIVOS

A partir del ejercicio realizado en el diagndstico y la caracterizacion del problema se
definieron los siguientes objetivos que permitiran identificar oportunidades y proponer
mejoras para optimizar la metodologia de remuneracion de la actividad de distribucion de
energia eléctrica:

5.1 Inversion:

= Evaluar los criterios y mecanismos para el reconocimiento y valoraciéon de activos,
tanto para las unidades constructivas definidas en la regulacion vigente y las
especiales, como terrenos y activos no eléctricos, identificando areas de mejora para
asegurar una remuneracion mas precisa y ajustada a la realidad operativa del sector.

= Revisar y ajustar los esquemas actuales de incentivos a la inversion, especialmente
aquellos relacionados con pérdidas adicionales, buscando mecanismos que
garanticen una adecuada correspondencia entre la inversion y los incentivos.

= Desarrollar alternativas para optimizar el reporte y seguimiento de informacion
regulatoria sobre inversiones, facilitando la transparencia, eficiencia y la toma de
decisiones informadas.

5.2 Calidad del Servicio (SDL y STR):

= Evaluar la pertinencia de ajustar las exigencias de disponibilidad del Sistema de
Transmisiéon Regional (STR) y revisar alternativas para estimar la Energia No
Suministrada (ENS).

= Proponer ajustes a los esquemas de incentivos actuales y a los criterios para la
definicion de exigencias y valores de referencia, con el objetivo de continuar
reduciendo la dispersion regional y alcanzar mejoras homogéneas y sostenidas en la
calidad del servicio del SDL con criterios de eficiencia técnica y econdémica.

= Identificar alternativas para optimizar el reporte de informacion sobre calidad del
servicio, mejorando los criterios para la verificacion de los eventos y causas excluibles.

5.3 Administracion, Operacion y Mantenimiento (AOM):

= Encontrar alternativas al modelo actual de eficiencia en la remuneracion de los gastos
AOM, incorporando incentivos directos a la eficiencia del gasto.
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= Analizar la viabilidad de utilizar un modelo simplificado para la remuneracién de los
gastos de AOM.

= Revisar alternativas para optimizar el reporte y seguimiento de informacion sobre los
gastos AOM, promoviendo una gestidon mas eficiente y transparente.

5.4 Pérdidas de Energia:

= |dentificar y evaluar alternativas relacionadas con la gestion de pérdidas de energia y
su remuneracion.

= Explorar nuevos mecanismos para acelerar el despliegue de las fronteras de
distribucion faltantes.

5.5 Energia Reactiva:

= Revisar el esquema de incentivos vigente, incluyendo una verificacion del “factor M”,
para reducir eficazmente el transporte de energia reactiva en exceso.

= Establecer mecanismos para un mejor seguimiento del transporte de energia reactiva
por tipo de usuario y evaluar el impacto del Decreto 0929 del 2023 en el sistema.

= Analizar la posibilidad de actualizar los criterios para la destinacion de los ingresos
obtenidos por el cobro de transporte de energia reactiva en exceso y optimizar la
integridad y consistencia de la informacion reportada.

5.6 Cargo por Respaldo:

= Revisar las reglas para la determinacién del costo por respaldo y los criterios para la
suscripcidon de contratos de respaldo con el fin de evitar barreras para la
implementacién de los recursos renovables.

= Evaluar métodos para calcular el cargo por respaldo, considerando el tipo de fuente
utilizada y periodos horarios especificos.

= Analizar la posibilidad de adoptar tarifas binomias como alternativa para reflejar de
mejor manera la asignacion de costos en el sistema.
5.7 Evaluacion de cargos horarios:

= Analizar la pertinencia de mantener las reglas de la Resolucion CREG 015 de 2018
hasta que puedan ser aplicadas, con el objeto de conocer el impacto de su aplicacion,
o de actualizarlas con una nueva propuesta.

5.8 Calidad de la Potencia:

= Evaluar alternativas para incorporar aspectos de calidad de la potencia dentro de la
metodologia de remuneracion de la actividad de distribucion

= Analizar la posibilidad de incorporar esquemas de incentivos asociados a la calidad
de la potencia.
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5.9 Impulso a la transicién energética:

= Revisar y proponer medidas de ajuste en el marco regulatorio actual, para armonizar
la incorporacién efectiva de nuevas tecnologias, Recursos Energéticos Distribuidos,
Comunidades Energéticas e Infraestructura de Medicion Avanzada.

5.10 Heterogeneidad Estructural de los Mercados:

= Revisar alternativas para incorporar criterios diferenciales dentro del marco regulatorio
general que permita abordar efectivamente las particularidades de cada mercado.

= Evaluar la viabilidad de esquemas diferenciados para reconocer adecuadamente
factores exégenos que puedan afectar el desempefio de los Operadores de Red, tales
como condiciones geograficas, ambientales y socioecondmicas, dificultad de acceso
y situaciones de orden publico, entre otros, enmarcados dentro de la aplicacion de los
criterios tarifarios definidos en la Ley.



6. ANEXOS

6.1

Inversiones por OR - Reportes al LAC

Tabla 50 Inversién anual promedio por OR durante el periodo 2008-2017. Valores en miles de millones de COP. Fuente: CREG

CRII + CRIN Delta -~ CRR

MERCADO CR'('éggg:?;og%'Fo (czci)lg 7[;ic (cg; 7[;ic '('(‘;‘ggsl';:g gg;‘;‘)' (Cz%lz;;ic Xr.t (%)
GUAVIARE 46 45 (0.82) 0.17) 61 20.18%
SIBUNDOY 11 11 0.12 0.02 15 0.11%
CARIBEMAR 2,360 2.693 332 35 3,681 0.95%
CALDAS 985 1.134 149 19 1,562 1.19%
QUINDIO 289 336 47 6 459 1.28%
CALI 943 1,081 138 19 1479 1.28%
VALLE 1,334 1573 239 33 2.150 1.52%
CARTAGO 40 49 9 1 66 1.60%
AIR-E 1,500 1,896 396 42 2,593 1.61%
CHOCO 118 142 24 3 198 1.66%
BOG - CUND 5,544 6,857 1313 163 9,375 1.74%
NARINO 499 612 114 16 837 1.86%
TULUA 88 110 22 3 150 2.00%
HUILA 578 725 147 20 991 2.03%
ARAUCA 267 348 81 10 476 2.13%
PEREIRA 197 263 66 8 360 2.28%
BAJO PUTUMAYO 60 82 22 3 113 2.43%
N. SANTANDER 765 1,052 286 36 1438 2.47%
ANTIOQUIA 3,044 5,452 1,509 188 7,454 2.52%
CAUCA 563 761 198 27 1,041 2.61%
BOYACA 734 996 262 36 1.362 2.63%
TOLIMA 801 1107 306 42 1513 2.76%
SANTANDER 1,252 1811 559 69 2.477 2.81%
CAQUETA 123 185 62 8 253 3.06%
META 413 662 250 31 906 3.43%
PUTUMAYO 30 53 23 3 73 4.01%
RUITOQUE 3.4 9.6 6.2 0.8 131 5.90%
CASANARE 160 481 321 40 657 6.06%
POPAYAN 1.4 4.4 3.0 0.4 6.0 6.82%
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Tabla 51. Inversiones ejecutadas por OR. Valores en miles de millones de COP dic-2017. Fuente: CREG, LAC?.

MERCADO CRR [2008-2017| 2019 2020 2021 2022 2023 2024 Variacion
BOG - CUND 9,375 163 575 377 431 495 501 458
ANTIOQUIA 7,454 188 221 296 342 360 424 475
CARIBEMAR 3,681 35 35 35 271 262 292 283
AIR-E 2,593 42 42 42 327 188 81 32
SANTANDER 2,477 69 156 135 151 179 144 107
VALLE 2,150 S8 142 124 154 118 176 93
CALDAS 1,562 19 62 41 47 37 30 33
TOLIMA 1,513 42 122 126 158 119 121 86
CALI 1,479 19 42 37 85 20 90 13
NORTE DE SANTANDER 1,362 36 73 68 69 64 88 62
BOYACA 1,362 36 173 99 87 83 124 114
CAUCA 1,041 27 28 48 25 47 42 43
HUILA 992 20 25 17 24 34 40 11
META 906 31 53 64 16 27 19 29
NARINO 837 16 16 19 26 21 15 19
CASANARE 657 40 - 4 5 5 32 7
ARAUCA 476 10 25 13 7 7 & 4
QUINDIO 360 6 22 25 27 19 36 34
PEREIRA 360 8 15 16 15 14 13 17
CAQUETA 253 8 14 9 1 7 30 16
CHOCO 198 S & 4 6 3 2 4
TULUA 150 3 7 7 8 2 2 2
BAJO PUTUMAYO 113 3 1 10 1 1 2 2
PUTUMAYO 113 3 4 5 6 3 4 4
CARTAGO 66 1 13 0.5 5 6 7 5
GUAVIARE 61 -0.1 - 1 0.4 2 3 2
SIBUNDOY 61 0.02 0.02 0.02 0.02 0.02 0.02 0.02
RUITOQUE 13 0.8 - 4 0.2 - 0.5 1
POPAYAN 6 0.4 - - 1.3 0.2 0.6 0.6
PAis 41,670 860 1,870 1,626 2,293 2,123 2,324 2,024

3 Los valores indicados en negrilla para los afios 2019, 2020 y 2021 fueron tomados de la informacion reportada por algunos OR al LAC.
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Tabla 52. Nivel de inversion por OR. Valores en miles de millones de COP dic-2017. Fuente: CREG, LAC.

MERCADO CRR |2008-2017| 2019 2020 2021 2022 2023 2024 Variacién
BOG - CUND 9,375 1.7% 6.1% 4.0% 4.6% 5.3% 5.3% 4.9%
ANTIOQUIA 7,454 2.5% 3.0% 4.0% 4.6% 4.8% 5.7% 6.4%
CARIBEMAR 3,681 0.9% 0.9% 0.9% 7.4% 7.1% 7.9% 7.7%
AIR-E 2,593 1.6% 1.6% 1.6% 12.6% 7.3% 3.1% 1.3%
SANTANDER 2,477 2.8% 6.3% 5.4% 6.1% 7.2% 5.8% 4.3%
VALLE 2,150 1.5% 6.6% 5.8% 7.1% 5.5% 8.2% 4.3%
CALDAS 1,562 1.2% 3.9% 2.7% 3.0% 2.4% 1.9% 2.1%
TOLIMA 1,513 2.8% 8.0% 8.4% 10.4% 7.9% 8.0% 5.7%
CALI 1,479 1.3% 2.8% 2.5% 5.7% 1.3% 6.1% 0.9%
NORTE DE SANTANDER 1,362 2.6% 5.4% 5.0% 5.0% 4.7% 6.5% 4.5%
BOYACA 1,362 2.6% 12.7% 7.3% 6.4% 6.1% 9.1% 8.4%
CAUCA 1,041 2.6% 2.6% 4.6% 2.4% 4.5% 4.0% 4.1%
HUILA 992 2.0% 2.5% 1.7% 2.4% 3.4% 4.0% 1.1%
META 906 3.4% 5.9% 7.1% 1.7% 3.0% 2.1% 3.2%
NARINO 837 1.9% 2.0% 2.2% 3.1% 2.5% 1.8% 2.3%
CASANARE 657 6.1% - 0.6% 0.7% 0.8% 4.9% 1.1%
ARAUCA 476 21% 5.1% 2.7% 1.5% 1.6% 1.0% 0.9%
QUINDIO 360 1.6% 6.1% 6.8% 7.4% 5.3% 10.0% 9.6%
PEREIRA 360 2.3% 4.3% 4.5% 4.3% 3.8% 3.5% 4.7%
CAQUETA 253 3.1% 5.6% 3.6% 0.2% 2.8% 11.9% 6.4%
CHOCO 198 1.7% 2.6% 1.9% 3.1% 1.6% 0.8% 2.0%
TULUA 150 2.0% 4.4% 4.3% 5.2% 1.1% 1.7% 1.2%
BAJO PUTUMAYO 113 2.4% 0.5% 9.0% 0.9% 0.5% 1.7% 1.7%
PUTUMAYO 113 2.6% 3.6% 4.8% 5.2% 2.6% 3.2% 3.5%
CARTAGO 66 1.6%| 20.3% 0.7% 6.8% 9.2% 10.3% 7.3%
GUAVIARE 61 -0.2% - 1.4% 0.6% 3.3% 4.5% 4.0%
SIBUNDOY 61 0.03%| 0.03% 0.03% 0.03% 0.03% 0.03% 0.03%
RUITOQUE 13 5.9% - 34.0% 1.4% 0.0% 3.7% 4.6%
POPAYAN 6 6.8% - - 21.7% 2.7% 10.4% 10.1%
PAIS 41,670 2.1% 4.5% 3.9% 5.5% 5.1% 5.6% 4.9%




6.2 Inversiones por OR — Inventarios de activos

Tal como se menciona en los numerales 2.3.2 y 2.3.3 del documento, fue necesario
aplicar varios criterios para la seleccidén y depuracion de la informacion reportada por los
OR en los informes de ejecucion. Algunos de los criterios utilizados para depuracién
corresponden principalmente a:

= Registros que reportaron de forma incorrecta el Identificador Unico de Activo, IUA, en
los formatos INVA e INVTR por afio.

= Registros que no pudieron ser cruzados entre INVA e INVTR por afio a través del IUA
e IUA ajustado para BRAE reportado.

= Registros con campos vacios, con errores o mal diligenciados (nivel de tension,
categoria de activo, tipo de inversion, fraccién costo, porcentaje de uso, afio de
entrada en operacion).

= Para la ejecucion de inversiones, en algunos casos se hizo uso del INVA aprobado
en resoluciones CREG como base de informacion.

A continuacién, se presentan las inversiones ejecutadas discriminadas por mercado, afio,
nivel de tension y tipo de inversién para el periodo 2018-2023.

Si bien el primer afio del plan de inversiones fue 2019, se muestran también las
inversiones de las empresas que incluyeron lo ejecutado durante 2018 como parte del
primer ano del plan, con base en el articulo 6 de la Resolucion CREG 015 de 2018.
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Tabla 53 Inversiones (millones COP dic-2017) ejecutadas por afio y mercado segtin inventarios periodo 2018-2023.
Fuente: CREG

Ano
MERCADO 2018 2019 2020 2021 2022 2023 eIzl
general OR
CARIBE MAR i i i 253.200 | 206.898 | 224.509 | 684.606
AIR-E i i i 278.460 | 171.076 | 80.771 | 530.307
CAQUETA ) - 12641 | 11201 | 12612 | 18.898 55.351
NARIKO 84954 | 21.986 | 31.012 | 30.408 | 6856 | 12462 | 187.677
VALLE 35.057 | 126.252 | 122.856 | 147.914 | 65000 | 107.944 | 605.023
N. SANTANDER i 6.415 | 117.546 | 60.060 | 61.168 | 91.869 | 337.059
CAUCA - 23902 | 59.818 | 29.008 | 81.003 | 40.185 | 233.918
TULUA 3923 | 6537 | 3900 | 7499 | 1554 | 3.372 26.786
CALDAS ] 53.081 | 38.186 | 45552 | 38.168 | 32976 | 208.163
CHOCO ] 3.032 513 3278 | 3.209 1.207 11.329
BOYACA 73.420 | 159.406 | 113.130 | 128.771 | 81.508 | 323.388 | 879.624
QUINDIO ] 7410 | 8922 | 3687 690 34.601 55.400
PUE@&J/&YO ; 3.023 | 25462 922 504 4.598 34.500
PEREIRA - 14060 | 10055 | 10337 | 9240 | 18.827 62.518
HUILA - 28239 | 6667 | 15843 | 33389 | 36.990 | 121.128
CALI 3773 | 4466 | 103.717 | 88695 | 79.036 | 15580 | 295.267
CARTAGO - 13.954 405 4448 | 3145 | 6.819 28.770
POPAYAN 178 267 65 1.001 - 469 1.981
SIBUNDOY - ] 151 464 328 41 985
META - 42499 | 6.455 1.531 884 6.543 57.911
BOG - CUND - 517.166 | 406.669 | 372.162 | 467.959 | 462.507 | 2.226.462
ARAUCA - 11586 | 9970 | 5067 | 4473 | 6.452 37.547
CASANARE - ] 4034 | 5672 | 5183 | 25.636 40.524
ANTIOQUIA ] 200.871 | 287.689 | 314.018 | 342.897 | 379.037 | 1.524.512
SANTANDER ] 130168 | 123.310 | 30.396 | 160.445 | 132.950 | 577.278
GUAVIARE ] ] 598 182 470 158 1.407
PUTUMAYO ] 3456 | 3756 | 3968 | 32174 | 2794 46.148
RUITOQUE - 6.315 615 - - 330 7.260
TOLIMA 61.828 | 119.090 | 108.181 | 152.696 | 82.383 | 102.398 | 626.577
Total Afo | 263.133 | 1.503.380 | 1.606.323 | 2.006.436 | 1.952.433 | 2.174.411 | 9.506.116
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Tabla 54 Inversiones (millones COP dic-2017) ejecutadas por mercado y nivel de tensién segtn inventarios periodo

2018-2023. Fuente: CREG

Nivel de tension

MERCADO 0 1 2 3 4 Total general
CARIBE MAR 26.910 85.271 344.082 126.192 102.152 684.606
AIR-E 67.940 86.473 246.244 45.853 83.797 530.307
CAQUETA 15.789 2.317 14.379 15.845 7.021 55.351
NARINO 450 19.178 40.194 74.743 53.113 187.677
VALLE 66.079 68.280 205.373 144.272 121.019 605.023
N. SANTANDER 6.997 121.508 126.661 52.662 29.231 337.059
CAUCA 21.141 122.240 47.204 34.920 8.412 233.918
TULUA 3.554 3.426 14.278 4.885 642 26.786
CALDAS 13.717 70.641 56.810 21.576 45.419 208.163
CHOCO - 2.776 5.457 261 2.835 11.329
BOYACA 63.915 271.934 118.481 71.221 354.072 879.624
QUINDIO 1.932 9.523 21.264 10.404 12.277 55.400
BAJO PUTUMAYO 24.965 3.541 5.894 200 - 34.599
PEREIRA 3.422 18.324 27.231 7.368 6.173 62.518
HUILA 8.500 27.174 70.484 10.790 4.180 121.128
CALI 8.499 17.269 85.429 57.433 126.636 295.267
CARTAGO 14.066 2.286 3.550 5.534 3.334 28.770
POPAYAN - 610 935 436 - 1.981
SIBUNDOY - 163 822 - - 985
META 848 5.875 3.317 8.327 39.544 57.911
BOG - CUND 77.188 301.270| 1.257.552 263.107 327.345 2.226.462
ARAUCA 435 9.389 20.268 6.911 544 37.547
CASANARE 96 4.260 7.182 4.414 24.572 40.524
ANTIOQUIA 82.734 417.034 722.062 119.404 183.278 1.524.512
SANTANDER 11.552 148.288 204.743 54.015 158.679 577.278
GUAVIARE - 158 823 403 24 1.407
PUTUMAYO 816 7.814 6.485 5.251 25.783 46.148
RUITOQUE 3.306 1.069 2.885 - - 7.260
TOLIMA 20.759 177.485 193.070 151.115 84.148 626.577

Total NT 545.609 | 2.005.574| 3.853.159| 1.297.541| 1.804.232 9.506.116




Tabla 55 Inversiones (millones COP dic-2017) por categoria de activo ejecutadas por mercado segun reportes de ejecucion periodo 2018-2023. Fuente: CREG

. EHUIRES " " o A Otros Transf.
MERCADO Bahias y | Centro de Com_p. de Equ!pos Equipos Ll’neas Lineas activos Red_es de Tran_sf. de Total
celdas control reactiva co:;:‘l y | delinea de S/E aéreas subt. SIE dist. de dist. potencia general
CARIBE MAR 74.579 23.518 794 22.622 71.475 10.762 288.480 26.553 22.222 31.615 53.656 58.331 684.606
AIR-E 71.129 65.762 1.753 24.511 25.493 14.818 155.312 28.818 19.347 9.754 76.719 36.891 530.307
CAQUETA 6.785 15.639 - 4.846 2.395 1.027 14.431 143 1.796 1.010 1.306 5.973 55.351
NARINO 40.326 407 - 5.485 4.876 2.273 78.645 - 10.457 13.620 5.558 26.031 187.677
VALLE 129.113 62.376 790 24.891 49.744 14.035 154.946 19.216 24.124 29.519 38.761 57.508 605.023
N. SANTANDER 22.198 6.394 158 10.760 21.327 2.029 139.773 1.302 2.798 104.956 16.552 8.813 337.059
CAUCA 7.859 20.840 - 6.520 22.574 2129 40.262 2.333 640 90.359 31.881 8.519 233.918
TULUA 1.443 3.494 - 324 6.351 100 10.544 453 252 1.439 1.987 398 26.786
CALDAS 20.465 13.446 - 14.850 7.003 3.367 46.337 4.619 3.373 50.700 19.942 24.060 208.163
CHoCO 185 - - 822 1.350 - 5.991 - - 994 1.782 206 11.329
BOYACA 106.131 20.144 - 33.464 43.278 10.608 226.060 6.549 152.601 251.567 20.367 8.856 879.624
QUINDIO 3.680 1.842 - 4.664 6.555 801 9.538 3.170 417 7.074 2.450 15.210 55.400
DO MAYO 1508 |  24.503 - - 1.937 100 2128 - 882 1.724 1817 | 34599
PEREIRA 1.873 3.422 - 6.133 1.996 1.334 21.516 4.970 - 12.240 6.084 2.951 62.518
HUILA 2.764 8.500 - 180 54.867 58 21.959 1.112 16 12.285 14.889 4.497 121.128
CALI 87.953 7.626 - 9.442 3.969 3.245 90.790 23.581 17177 2.520 14.749 34.215 295.267
CARTAGO 783 14.066 - 646 849 73 4.246 685 - 1.435 851 5.136 28.770
POPAYAN 298 - - 74 282 93 545 79 - 262 348 - 1.981
SIBUNDOY - - - - - - 822 - - 163 - - 985
META 13.390 848 - 2.282 3.017 1.863 - - 4.149 - 5.875 26.487 57.911
BOG - CUND 162.115 64.825 - 47.576 142.521 41.518 431.520 844.982 92.202 100.737 200.532 97.933 | 2.226.462
ARAUCA 733 435 - 377 1.793 142 21.382 7 39 2.073 7.316 3.251 37.547
CASANARE 1.146 96 - 201 828 70 30.452 569 757 1.756 2.503 2.145 40.524
ANTIOQUIA 79.912 61.422 - 65.100 101.706 7.826 592.743 64.235 37.275 252.560 164.474 97.259 | 1.524.512
SANTANDER 61.151 10.750 - 26.302 51.860 6.616 183.340 15.689 4.503 98.214 50.074 68.778 577.278
GUAVIARE - - - 509 530 89 122 - - 158 - - 1.407
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Equipos
MERCADO Bahias y | Centrode | Comp. de Equipos | Equipos Lineas Lineas ag:;\?:s Redes de | Transf. Trzr;sf. Total
celdas control reactiva | controly | de linea de S/E aéreas subt. dist. de dist. . general
com S/IE potencia
PUTUMAYO 21.755 73 - 4.316 979 621 3.061 - 2.917 3.197 4.617 4.612 46.148
RUITOQUE 201 3.306 - - 5 133 2.546 - - 1.069 - 7.260
TOLIMA 113.652 17.487 - 30.923 58.954 6.263 130.546 26.183 20.464 96.941 80.543 44.618 626.577
Total Cat. Activo | 1.033.123 451.221 3.494 347.821 688.516 131.993 | 2.705.493 | 1.077.794 418.409 | 1.178.870 826.704 642.678 | 9.506.116

6.3 Antiguedad de activos por mercado

A continuacion, se presenta un resumen de la antigledad de activos por mercado de comercializacion, al inicio del periodo
tarifario y al final del afio 2023. A raiz de los criterios mencionados en la seccién de analisis de antigiedad de activos los
siguientes OR no contaron con informacion suficiente para hacer los respectivos analisis a corte de 2023 y solo se presenta
la informacién para el inicio del periodo tarifario:

CEDENAR (NARINO)

EMEVASI (SIBUNDOY)
ENERGUAVIARE (GUAVIARE)
RUITOQUE
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Tabla 56 Edad vs categoria de activos. Fuente CREG.

MERCADO

BRAO (Fecha de corte al inicio del periodo tarifario)
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6.4 Tendencia del indice de Pérdidas Totales para mercados con Plan de
Reduccién de Pérdidas.
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Figura 234 Tendencia del Indice de Pérdidas Totales — AIR-E
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 235 Tendencia del Indice de Pérdidas Totales — Caribemar
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 236 Tendencia del Indice de Pérdidas Totales — Cartago
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 237 Tendencia del indice de Pérdidas Totales — Guaviare
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 238 Tendencia del indice de Pérdidas Totales - Valle del cauca
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 239 Tendencia del Indice de Pérdidas Totales — Cali
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 240 Tendencia del Indice de Pérdidas Totales — Cauca
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 241 Tendencia del Indice de Pérdidas Totales — Choco
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 242 Tendencia del Indice de Pérdidas Totales - Norte de Santander

Fuente: CREG con informacioén LAC
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Figura 243 Tendencia del Indice de Pérdidas Totales - Huila
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 244 Tendencia del Indice de Pérdidas Totales — Tolima
Fuente: CREG con informacion LAC
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6.5 Reduccion del indice de Pérdidas Totales interanual para mercados con Plan
de Reduccion de Pérdidas.

Figura 245 Reduccion del IPT para el periodo del 2019 al 2020
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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Figura 246 Reduccion del IPT para el periodo del 2020 al 2021
Fuente: CREG con informacion LAC
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Figura 247 Reduccion del IPT para el periodo del 2021 al 2022
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 248 Reduccion del IPT para el periodo del 2022 al 2023
Fuente: CREG con informacion LAC
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6.6 Evoluciéon del CPROG por mercado.

Las figuras del presente anexo muestran la evolucion del cargo CPROG para cada
mercado de comercializacion. En cada caso, el area de color verde corresponde al cargo
CPROG calculado y liquidado por el LAC de acuerdo con lo establecido en el numeral
7.3.5.1 del anexo general de la Resolucion CREG 015 del 2018 y el area de color amarillo
corresponde al ajuste adicional AIMCP;,, tambien realizado por el LAC como ajuste por
la fecha de inicio del plan de reduccion de perdidas.

Para su interpretacién, debe tenerse en cuenta lo indicado en el articulo 44 de la
Resolucion CREG 036 de 2019:

“Cuando un OR informe sobre el inicio de la ejecucion del plan de reduccién de pérdidas
antes del 31 de marzo del afio 1 del plan de inversiones, se aplicaran los nuevos ingresos
a partir del primer dia calendario del mes siguiente al de la aceptacion.

Si ocurre después del 31 de marzo del afio 1 del plan de inversiones, el LAC, en cada una
de las liquidaciones de los primeros doce (12) meses de aplicacion de la nueva
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metodologia, al calculado segun lo establecido en el numeral 7.3.5.1, le adicionara el
ajuste calculado como se describe a continuacion:

NMA

J
| CPROG; IPP, _
AIMCE;,,, = Zmazi jma) L
12 IPFE,,
Donde:
AIMCP. Ajuste a la variable CPROG; ,,, del OR j a aplicar durante los doce (12) primeros
Jm meses de aplicacion de la nueva metodologia.
. Cargo en $/kWh por concepto del plan, del mercado de comercializacion j
CPROG, gy -

aplicable en el mes m.

Numero de meses entre el 31 de marzo del afio 1 del plan de inversiones y el
NMA; : Ultimo dia calendario del mes anterior al del inicio de aplicaciéon de la nueva
metodologia, para el OR j

IPP,,_, :Indice de precios del productor del mes m — 1

Indice de precios del productor del mes anterior al de inicio de aplicacién de los

[PFaq cargos.”

Los valores de ajuste al cargo en cada uno de los mercados se deben a la diferencia
entre la fecha de firmeza de la resolucién en la cual la CREG aprobd las variables
necesarias para calcular los ingresos y cargos asociados de la actividad de distribucion
de energia eléctrica con la fecha de inicio de aplicacion de los planes de gestién de
pérdidas (que coincide con la fecha de inicio de los planes de inversién).

Figura 249 CPROG Mensual — Antioquia
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo

CPROG [$ corrier
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Figura 250 CPROG Mensual — Arauca
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo

CPROG [$ corrientes]

Figura 261 CPROG Mensual — Caldas
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo

CPROG [$ corrientes]

Figura 2562 CPROG Mensual — Caqueta
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo

CPROG [$ corrientes]
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Figura 2563 CPROG Mensual — Cauca
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo

CPROG [$ corrientes]

Figura 254 CPROG Mensual — Choco
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red CPROG Ajuste_Cargo

$30

8
[

CPROG [$ corrientes]
[

Figura 2565 CPROG Mensual — Cali
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo

CPROG [$ corrientes
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Figura 256 CPROG Mensual — Cartago
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo

CPROG [$ corrientes]

Figura 257 CPROG Mensual — Bogota — Cundinamarca
Fuente: CREG con informacion LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo

CPROG [$ corrientes]

Figura 268 CPROG Mensual — Guaviare
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo

$20

$15

CPROG [$ corrientes]
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Figura 259 CPROG Mensual — Huila
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo
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Figura 260 CPROG Mensual — Meta
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 261 CPROG Mensual — Narifio
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 262 CPROG Mensual — Pereira
Fuente: CREG con informacién LAC

W Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo
$14
$12
$10 +—
g $8 |
g $6
$4
$2
.
Figura 263 CPROG Mensual — Quindio
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 264 CPROG Mensual — Santander
Fuente: CREG con informacion LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo

CPROG [$ corrientes]
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Figura 265 CPROG Mensual — Air-e
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo
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Figura 266 CPROG Mensual — Tolima
Fuente: CREG con informacién LAC

$12

CPROG [$ corrientes]

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red CPROG Ajuste_Cargo

Figura 267 CPROG Mensual — Tulua
Fuente: CREG con informacién LAC

CPROG [$ corrientes]

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo
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Figura 268 CPROG Mensual — Valle del Cauca
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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Figura 269 CPROG Mensual — Caribemar
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 270 CPROG Mensual — Norte de Santander
Fuente: CREG con informacion LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo
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Figura 271 CPROG Mensual — Boyaca
Fuente: CREG con informacién LAC

= Cargo_para_cobrar_el_uso_de_la_red_CPROG Ajuste_Cargo

E $2
$1
$1
.
Figura 272 CPROG Mensual — Putumayo
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 273 CPROG Mensual — Bajo Putumayo
Fuente: CREG con informacién LAC
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Figura 274 CPROG Mensual — Casanare
Fuente: CREG con informaciéon LAC
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6.7 Usuarios sujetos a compensacioén por ruralidad y riesgo

Figura 275 Evolucion de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para nivel de tension 1 y ruralidad 1
Fuente: CREG con informacion SUI
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Figura 276 Evolucion de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para nivel de tension 1 y ruralidad 2
Fuente: CREG con informacion SUI
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Figura 277 Evolucién de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para nivel de tension 1 y ruralidad 3
Fuente: CREG con informacién SUI
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Figura 278 Evolucién de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para nivel de tension 1y riesgo 1
Fuente: CREG con informacién SUI
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Figura 279 Evolucién de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para nivel de tension 1 y riesgo 2
Fuente: CREG con informacion SUI
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Figura 280 Evolucién de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para nivel de tension 1 y riesgo 3
Fuente: CREG con informacién SUI
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Figura 281 Evolucién de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para niveles de tension 2 y 3 y ruralidad 1
Fuente: CREG con informacién SUI
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Figura 282 Evolucion de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para niveles de tension 2 y 3 y ruralidad 2
Fuente: CREG con informacion SUI
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Figura 283 Evolucion de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para niveles de tensién 2 y 3 y ruralidad 1
Fuente: CREG con informacién SUI
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Figura 284 Evolucién de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para niveles de tension 2 y 3 y riesgo 1
Fuente: CREG con informacién SUI
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Figura 285 Evolucion de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para niveles de tension 2 y 3 y riesgo 2
Fuente: CREG con informacion SUI
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Figura 286 Evolucion de la cantidad de usuarios sujetos a compensacion para niveles de tension 2 'y 3 y riesgo 3
Fuente: CREG con informacién SUI
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6.8 Reactiva - Detalles sobre el procesamiento de datos

Para realizar el andlisis sobre transporte de energia reactiva se utilizaron los datos del
sistema unico de informacién (SUI) administrado por la SSPD, correspondientes al
periodo 2019 - 2024 recolectados por medio de los formatos 1, 2 y 3 definidos en las
resoluciones No. SSPD-20102400008055 del 16/03/2010, y, TC1 y TC2 en la resolucion
No. SSPD-20192200020155 del 25/06/2019 y No. SSPD - 20212200012515 del
26/03/2021. La consulta se actualizé el 12 de abril de 2025.

Como lo indican la Tabla 57 y la Tabla 58 hay reportes del periodo tarifario adquiridos
mediante los dos formatos, teniendo en cuenta que los datos del formato 1 no incluyen
informacion del factor M, debido a que el formato es previo a la Resolucién CREG 015
de 2018, se toma la decision de excluir estos datos del presente analisis. En la tabla 1 se
observa un decrecimiento debido a que el formato era el oficial hasta el 2019 y en afos

posteriores se migro el reporte al formato TC1.
Tabla 57 Cantidad de usuarios reportados Formato 1. Fuente CREG con datos SUI.

Ano | Cantidad de usuarios
2019 | 15.473.769

2020 | 18.366.140

2021 | 3.822.525

2022 | 205.869

Tabla 58 Cantidad de usuarios reportados Formato TC1. Fuente CREG con datos SUI.

Ano Cantidad de usuarios
2019 9.128.061

2020 12.267.664

2021 16.351.247
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Ano Cantidad de usuarios
2022 16.954.412
2023 17.322.941
2024 17.768.344

Los reportes del TC1 evidenciados en la Tabla 58 indican un aumento significativo de
usuarios. Se filtraron los datos correspondientes al 2019 bajo la razén de que la
informacioén de este periodo, para los correspondientes formatos, no es oficial (periodo
de prueba).

El procesamiento de los datos obtenidos al integrar la informacion de los formatos de
Caracterizacion de Usuarios (TC1) y Facturacion a Usuarios (TC2), se realizé mediante
cuatro pasos que se describen a continuacion:

Paso 1. Consulta: Se seleccionan los reportes de tipo de factura inicial, con consumo de
usuario superior a 39 kWh3” y con consumo de energia reactiva inductiva o capacitiva
medida superior a 0 KVARh. Por otro lado, se restringen los datos a aquellos posteriores
a la fecha de inicio de reporte oficial al SUI para cada uno de los mercados.

Paso 2. Sin duplicados: Después de realizar la consulta se eliminan las filas duplicadas
y al detectar mas de un dato de factura inicial por usuario, por mercado, mes y afio de
reporte se evalua la distribucidn de los porcentajes de duplicados superiores a cero por
usuario, al validar con expertos, se excluye del conjunto de datos los usuarios de los que
se registran mas del 50% de registros duplicados, y para el resto de los usuarios con
duplicados solo se obvia el mes en el que se presenta el problema.

Paso 3. Sin inconsistencia de reporte E. reactiva: Con el objetivo de evitar la
inconsistencia de los reportes, se excluyen del analisis los registros en los cuales la
energia reactiva facturada es mayor a la medida ya sea capacitiva o inductiva

Paso 4. Retiro adicional: Se retiran los registros correspondientes a febrero del 2022
debido a que contiene valores incoherentes del factor M considerando la resolucion
CREG No. 195 del 2020, también se excluyen registros en los que la energia medida
reactiva es mayor al doble de la energia consumida y a lecturas sin medidor®.

Bajo el procesamiento anterior, la cantidad de registros y de usuarios evoluciona como lo
indica la Tabla 59, donde se resalta que la mayor caida porcentual de reportes se da en

37 Correspondientes al promedio de percentil 15 de consumo (2020-2024) de usuarios con energia reactiva
medida, para excluir del estudio los usuarios con bajos consumos.

% Las medidas registradas no corresponden a lecturas sino a aproximaciones.
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el cuarto paso en el que se retiran el 2.32% de reportes que equivalen la exclusién de
1.28% de usuarios.

Tabla 59 Pasos de procesamiento. Fuente CREG con datos SUI — TC1-TC2.

No. Paso Cantidad reportes Cantidad usuarios
1 Consulta 36,026,382 3,434,306
2 Sin duplicados 35,770,447 3,412,431
3 Sin inconsistencia de | 35,620,141 3,410,596
reporte E. reactiva
4 Retiro adicional 34,795,474 3,366,978

La distribucién de datos por afio (Tabla 60) indica que la mayoria de los registros
corresponden al 2020 y que del 2023 al 2024 la diferencia es de 68,02%, donde el mayor
cambio se da en los mercados de Bogota — Cundinamarca y en Bajo Putumayo. Notese
que la cantidad de reportes es superior a la cantidad de usuarios dado a que
corresponden a la facturacion.

Tabla 60 Cantidad de usuarios y de reportes por afio. Fuente CREG con datos SUI — TC1-TC2.

Ano | Cantidad reportes | Cantidad usuarios
2020 | 12,091,727 2,808,337

2021 | 9,464,718 2,465,183

2022 | 5,748,941 699,341

2023 | 5,675,320 800,566

2024 | 1,814,768 244,768

Después de compilar y procesar la informacion se procede con el diagndstico del
trasporte de la energia reactiva mediante el analisis de las siguientes variables: Usuario,
mercado, ano y mes de reporte, tipo de ubicacion, nivel de tensién (NT), estrato_sector,
tipo de tarifa, autogenerador, exporta energia, tipo de generacion, tipo de area especial,
condiciones especiales, tipo medidor, consumo por usuario (kWh), consumo energia
reactiva inductiva medido (kVARh) , consumo de energia reactiva inductiva facturado
(kVARh), consumo de energia reactiva capacitiva medida (kVARh), consumo de energia
reactiva capacitiva facturada (kVARh), facturacién consumo energia reactiva ($), Valor
Facturacion por Consumo Usuario ($), Capacidad Autogenerador (kW), tarifa energia
reactiva y factor M.

Se definieron las variables adicionales de Q_ind y Q_cap que contienen la relacién entre
el consumo de energia activa y los valores de energia reactiva inductiva y capacitiva de
manera independiente.



	1.
	1. INFORMACIÓN GENERAL
	2. DIAGNÓSTICO
	2.1 Instrumento regulatorio
	2.2 Cargo de la actividad de distribución
	2.3 Reconocimiento de inversiones
	2.3.1 Planes de inversión
	2.3.2 Ejecución de inversiones
	2.3.2.1 Detalle de la ejecución de los planes de inversión
	2.3.2.1.1 Por nivel de tensión.
	2.3.2.1.2 Por tipo de inversión.
	2.3.2.1.3 Por kilómetros de red instalados
	2.3.2.1.4 Por capacidad de transformación
	2.3.2.1.5 Por categoría de activo.


	2.3.3 Antigüedad de activos
	2.3.4 Unidades constructivas especiales
	2.3.5 Reconocimiento de costos de servidumbres

	2.4 Reconocimiento de gastos de AOM
	2.4.1 Antecedentes.
	2.4.2 Inversiones y AOM reconocidos - STR Centro Sur
	2.4.3 Inversiones y AOM reconocidos - STR Norte
	2.4.4 Impacto tarifario AOM
	2.4.5 Reporte de información de costos y gastos de AOM

	2.5 Calidad del servicio
	2.5.1 Calidad del servicio en los SDL
	2.5.1.1 Calidad media
	2.5.1.1.1 Agregado nacional
	2.5.1.1.2 Análisis por mercado de comercialización
	2.5.1.1.3 Análisis de incentivos

	2.5.1.2 Calidad individual
	2.5.1.2.1 Análisis de indicadores por grupo de calidad para el quinquenio.
	2.5.1.2.1.1 Nivel de tensión 1
	2.5.1.2.1.2 Niveles de tensión 2 y 3.

	2.5.1.2.2 Evaluación del comportamiento de la dispersión en los grupos de calidad.
	2.5.1.2.2.1 Grupo de calidad 11, 12, 13 – Ruralidad 1 – Nivel de tensión 1
	2.5.1.2.2.2 Grupo de calidad 21, 22, 23 – Ruralidad 2 – Nivel de tensión 1
	2.5.1.2.2.3 Grupo de calidad 31, 32, 33 – Ruralidad 3 – Nivel de tensión 1
	2.5.1.2.2.4 Grupo de calidad 11, 12, 13 – Ruralidad 3 – Nivel de tensión 2 y 3
	2.5.1.2.2.5 Grupo de calidad 21, 22, 23 – Ruralidad 2 – Nivel de tensión 2 y 3
	2.5.1.2.2.6 Grupo de calidad 31, 32, 33 – Ruralidad 3 – Nivel de tensión 2 y 3

	2.5.1.2.3 Análisis de compensaciones por calidad individual.

	2.5.1.3 Análisis jurídico de las exclusiones de eventos

	2.5.2 Calidad del servicio en el STR
	2.5.2.1 Análisis a nivel nacional
	2.5.2.1.1 Conexión del OR al STN
	2.5.2.1.2 Equipo de compensación.
	2.5.2.1.3 Línea del STR
	2.5.2.1.4 Barraje sin bahía de maniobra
	2.5.2.1.5 Barraje con bahías de maniobra

	2.5.2.2 Análisis por mercado
	2.5.2.2.1 Conexión del OR al STN.
	2.5.2.2.2 Equipo de Compensación
	2.5.2.2.3 Línea del STR.
	2.5.2.2.4 Barraje sin bahías de maniobra
	2.5.2.2.5 Barraje con bahía de maniobra

	2.5.2.3 Análisis de duración de indisponibilidad por causa y activos
	2.5.2.4 Análisis de resultados y conclusiones
	2.5.2.5 Energía no suministrada


	2.6 Pérdidas de energía
	2.6.1 Evolución de las Pérdidas Totales
	2.6.2 Plan de Reducción de Pérdidas
	2.6.2.1 Aplicación del Decreto 387 de 2007
	2.6.2.2 Diagnóstico del desempeño del plan de reducción de pérdidas.

	2.6.3 Cargo por concepto del plan de reducción de pérdidas - CPROG
	2.6.4 Pérdidas Adicionales

	2.7 Energía reactiva
	2.7.1 Contexto regulatorio
	2.7.2 Análisis de reactiva medida y facturada
	2.7.3 Ingresos por concepto de reactiva

	2.8 Costo de respaldo
	2.9 Evaluación de cargos horarios
	2.9.1  Estado actual
	2.9.2  Aplicación

	2.10 Calidad de la potencia

	3. COMENTARIOS RECIBIDOS
	3.1 Circular 144 de 2025
	3.2 Misión transmisión - UPME

	4. PROBLEMA
	4.1 Justificación
	4.2 Causas y consecuencias
	4.3 Actores Involucrados

	5. OBJETIVOS
	5.1 Inversión:
	5.2 Calidad del Servicio (SDL y STR):
	5.3 Administración, Operación y Mantenimiento (AOM):
	5.4 Pérdidas de Energía:
	5.5 Energía Reactiva:
	5.6 Cargo por Respaldo:
	5.7 Evaluación de cargos horarios:
	5.8 Calidad de la Potencia:
	5.9 Impulso a la transición energética:
	5.10 Heterogeneidad Estructural de los Mercados:

	6. ANEXOS
	6.1 Inversiones por OR – Reportes al LAC
	6.2 Inversiones por OR – Inventarios de activos
	6.3 Antigüedad de activos por mercado
	6.4 Tendencia del Índice de Pérdidas Totales para mercados con Plan de Reducción de Pérdidas.
	6.5 Reducción del Índice de Pérdidas Totales interanual para mercados con Plan de Reducción de Pérdidas.
	6.6 Evolución del CPROG por mercado.
	6.7 Usuarios sujetos a compensación por ruralidad y riesgo
	6.8 Reactiva - Detalles sobre el procesamiento de datos


