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1. INTRODUCCIÓN

Mediante Circular No. 002 de 2003, la Dirección Ejecutiva de la Comisión divulgó entre Agentes y el público en general, el documento interno de trabajo correspondiente a la “Fórmula tarifaria y criterios generales para la remuneración de la distribución y comercialización de gas combustible por redes”. Dicho documento incluyó la fundamentación de la propuesta regulatoria y el proyecto de resolución correspondiente.

En respuesta a dicha circular se recibieron comentarios de las siguientes entidades:
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No. Radicado

Fecha

Naturgas

902

30 de enero 2003

Alcanos

915

30 de enero 2003

Gas Natural

923

30 de enero  2003

Gases de Occidente

936

31 de enero 2003

Gases del Caribe

941

31 de enero 2003

Surtigas

946

31 de enero 2003

Promigas

1017

3 de febrero 2003

Gas Natural Comprimido

1018

3 de febrero 2003

EEB

1043

3 de febrero 2003

EPM

1028

30 de enero 2003


2. COMENTARIOS DE LOS AGENTES 

Con base en lo anterior, a continuación se presentan los comentarios más relevantes con las correspondientes aclaraciones, precisiones o recomendaciones del Comité de Expertos a la Comisión de Regulación de Energía y Gas. 

2.1 CARGO DE DISTRIBUCIÓN

2.1.1 Subvaloración de inversión base 

Al respecto, Gas Natural S.A. manifiesta lo siguiente:

“De acuerdo con el literal a) del numeral 7.1 del proyecto de Resolución, los activos correspondientes a la inversión Existente serán los activos reconocidos en la última revisión tarifaria más los activos construidos durante el período tarifario anterior, los cuales de acuerdo con el literal a) del numeral 7.2 se valorarán teniendo en cuenta el costo total reconocido en la última revisión tarifaria y reportados en dicho momento .....”

“....La aplicación de esta metodología no se considera la más apropiada, toda vez que por una parte, se desconoce el hecho de que en el año 1996 – cuando se aprobaron las tarifas de las empresas con base en el marco regulatorio establecido en la Resolución CREG-057 de 1996 no se preveía en la Norma Técnica Colombiana ni en las normas distritales y/o municipales las especificaciones y cantidades de obra que durante este lapso han ido implementando como exigencia las distintas autoridades, ni las que en razón del estudio sísmico contratado por la Universidad de los Andes y a los análisis y valoraciones de riesgos basados en la experiencia adquirida a través de la operación del sistema – se ha impuesto la propia empresa para garantizar una mejor prestación del servicio”.

RESPUESTA 

El esquema regulatorio adoptado por la Comisión mediante la Resolución CREG-057 de 1996, se basó en la metodología de incentivos por precios máximos, en la cual los diferentes agentes asumen los riesgos o los beneficios que puedan derivarse de las variaciones en costos, demandas de gas o tecnologías de operación y construcción. Dicha metodología no fue modificada durante el período tarifario y al aprobarse los cargos, la empresa no objetó los valores unitarios reconocidos por la Comisión para todo el período tarifario. En consecuencia, no se considera aceptable modificar las condiciones con las cuales el regulador y el regulado adoptaron, en su momento, el esquema de cargos mencionado, con sus correspondientes montos de inversión.

2.1.2 Factor de productividad arbitrario 

GAS NATURAL

El establecimiento del factor de productividad se ha hecho  de forma arbitraria y dadas las condiciones en que opera la actividad de distribución de gas natural esto repercutirá necesariamente en el mantenimiento preventivo de las redes.

RESPUESTA
Al respecto conviene señalar que el estudio realizado por EAFIT – CIDE para la determinación del factor de productividad para las actividades de distribución y comercialización a usuarios regulados de los servicios públicos domiciliarios de energía eléctrica y gas combustible por red, se ha llevado con rigurosidad académica y sus resultados han sido basados y sustentados con todos los análisis respectivos.

El estudio contempló los aspectos relevantes en la estimación del factor “X”,  experiencias internacionales, diferentes aplicaciones de modelos de productividad que se reportan en la literatura económica,  problemas de medición que se deben abordar para que el factor refleje el verdadero impacto de productividad y evolución reciente del sector. Así mismo, estima las posibilidades productivas de la economía del país, considerando factores tales como la acumulación de capital humano, la tecnología y técnicas administrativas, y los usos alternativos del capital. 
Es importante anotar que para la obtención de los resultados finales y propuestos en el proyecto de resolución se han considerado los comentarios y observaciones de la industria realizadas a partir de la publicación de la Circular 036 del 1 de octubre de 2002. 

Como resultado de este ejercicio, se llevó a cabo una revisión a las bases de datos utilizadas tanto en la determinación del factor “X” mediante modelo econométrico, como en los ejercicios DEA, que convalidan las conclusiones acerca del potencial de crecimiento de la productividad. De estas revisiones se  obtuvieron los resultados del factor de productividad que se propone en el proyecto de resolución en el  cual se establecen los criterios generales para remunerar las actividades de distribución y comercialización de gas combustible,  y las fórmulas generales para la prestación del servicio público domiciliario de distribución de gas combustible por redes de tubería.
Para mayor claridad, se recuerda que el procedimiento para la determinación del factor de productividad se llevó a cabo con un modelo econométrico, considerando que la productividad es un fenómeno general que afecta a todas las firmas en una economía y que se relaciona con la estructura de insumos de la industria, con sus condiciones competitivas y con la dinámica del sector.
En este sentido, el modelo  econométrico se establece con la construcción de series de capital, producción, consumo intermedio, trabajo y sus respectivos precios y el cálculo del crecimiento en la productividad total de los factores y utiliza la información correspondiente  a los datos recopilados en la Encuesta Anual Manufacturera para el periodo 1992-1999 en especial las observaciones para los 73 sectores que se describen en el anexo 1 del informe. 

Una vez estimado el modelo, se aplicó al sector de gas en sus actividades de distribución y comercialización, a fin de determinar su potencial de crecimiento de la productividad, y se convalidó ese resultado a la luz del análisis DEA de su desempeño reciente. Además, se realizaron algunos ajustes a la información del sector gas teniendo en cuenta que se consideraron los comentarios de la industria del pasado 11 de octubre de 2002.

La forma general del modelo  se presenta  a continuación, lo mismo que los parámetros contemplados.

DTFP = Co + C1DYYPIB + C2MK + C3NK + C4CPI

· Crecimiento diferencial de la producción industrial frente al promedio de la economía DYYPIB.

El crecimiento de la demanda de gas, para el período 1993 a 2001, fue 8.286%, como lo muestra el siguiente cuadro:

	CRECIMIENTO DE LA DEMANDA DE GAS NATURAL

	SECTOR
	1993
	2001
	% CRECIMIENTO PROMEDIO

	INDUSTRIAL
	104.9
	167.9
	6.057%

	DOMESTICO
	26.8
	80.0
	14.640%

	GNV
	4.2
	9.0
	10.063%

	TOTAL
	135.9
	256.9
	8.286%

	Fuente: UPME DOCUMENTO DEMANDA DE GAS NATURAL ESCENARIO BAU 


En el mismo período, el crecimiento promedio del PIB fue el 2.003%:

	CRECIMIENTO DEL PIB TOTAL

	
	1993
	2001
	% CRECIMIENTO PROMEDIO

	PIB MILLONES DE PESOS CONSTANTES DE 1994
	64,226,882
	75,267,264
	2.003%

	Fuente: DANE, Cuentas Nacionales Anuales (1993) y Trimestrales (2001)


Por lo tanto,  el valor de DYYPIB considerado fue de 6.283% para el sector gas.

· Relación Personal-Capital NK

La relación personal/capital se obtiene del cociente entre el número de empleados y el valor de activos obtenidos del PUC y desagregados entre las actividades de comercialización y distribución. De los activos de distribución se descuenta el concepto de terrenos (código PUC 1605). Se convierte a precios de 1994 deflactando el valor por el precio implícito de la formación bruta de capital de Cuentas Nacionales  La unidades son número de empleados por col$ 1000 de 1994. El número de empleados se obtiene de la información de administración suministrada a la CREG y obtenida del SIVICO.

	Sector
	Valor


	Número de empresas

	Distribución gas
	1.7699E-05
	18

	Comercialización gas
	1.9838E-04
	18


· Relación compras intermedias/ capital MK

La relación compras intermedias/capital se estima como la relación entre los costos de administración diferentes de personal y el valor de activos, descontando de este último los valores de terrenos en el caso de distribución(código PUC 1605) y deflactando por el precio implícito de la formación bruta de capital de Cuentas Nacionales. El valor de administración diferente de personal se obtiene del PUC. Este valor se deflacta por el crecimiento del índice IPP de insumos intermedios (2.2055), para situarlo en la misma base de estimación del modelo. Los valores obtenidos son el promedio de los valores determinados para cada empresa del sector. 

	Sector
	Valor
	Número de empresas

	Distribución gas
	0.17001
	20

	Comercialización gas
	1.37542
	20


· Coeficiente de penetración de importaciones CPI  

Este valor sería  igual al  de la economía si se desea simular competencia, que para el año 1998 fue de 30%. No obstante, el valor observado para el sector es 0, puesto que no hay competencia externa en esos mercados.

Al aplicar los valores antes mencionados se obtienen los resultados que se presentan en el siguiente cuadro:
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De acuerdo con estos resultados, el crecimiento esperado de la productividad en la distribución de gas está entre el 2.56% y el 3.72% y en la comercialización de gas, el rango está entre el 3.02% y el 3.61%.
Así mismo, se llevó a cabo una validación utilizando la técnica de DEA donde se tuvo en cuenta como variables de entrada  para la actividad de distribución los costos AOM y el capital y como variables de salida el número de usuarios y los kilómetros de red;  y para la actividad de comercialización las variables de entrada de costos AOM y depreciación y las variables de salida  de usuarios y kilómetros de red.
Se reportan a continuación los resultados de dos ejercicios básicos realizados, el primero, para distribución en el período 2000-2001, seleccionando dieciocho empresas del grupo de 20, sobre las que existe información completa; el segundo, para comercialización, incluyendo la totalidad de las empresas. Se emplea la misma información y las mismas variables que se utilizaron en la   determinación de los cargos eficientes, pero no se emplean restricciones sobre ponderadores, ya que esas restricciones reflejan limitaciones que no son relevantes para el análisis técnico de los índices de Malmquist.

· Actividad de Distribución. 2000-2001.

El análisis de 18 empresas de distribución de gas, entre 2000 y 2001, muestra las posibilidades de crecimiento de productividad del sector. Los datos básicos son:

	VARIABLES DE SALIDA
	
	
	

	
	USU 2000
	USU 2001
	RED 2000
	RED 2001

	1
	79.226
	83.242
	1.563
	1.703

	2
	87.216
	121.717
	1.708
	1.990

	3
	11.808
	29.785
	0.673
	0.925

	4
	11.625
	18.516
	0.465
	0.628

	5
	0.794
	9.500
	0.204
	0.480

	6
	143.389
	146.373
	1.869
	1.883

	7
	15.153
	26.750
	0.379
	0.623

	8
	9.208
	10.037
	0.276
	0.314

	9
	37.534
	37.791
	0.557
	0.561

	10
	32.540
	35.565
	0.854
	1.484

	11
	377.774
	407.916
	6.580
	6.991

	12
	6.563
	7.261
	0.197
	0.214

	13
	13.570
	37.227
	0.843
	1.484

	14
	10.314
	10.313
	0.151
	0.170

	15
	6.125
	11.008
	0.265
	0.334

	16
	2.598
	3.580
	0.047
	0.159

	17
	43.858
	44.762
	0.378
	0.378

	18
	272.520
	283.838
	5.532
	5.820

	
	
	
	
	

	VARIABLES DE ENTRADA
	
	
	

	
	AOM 2000
	AOM 2001
	CAP 2000
	CAP 2001

	1
	3.868
	7.618
	35.617
	39.205

	2
	5.975
	7.554
	56.403
	63.061

	3
	13.416
	18.628
	46.205
	71.373

	4
	0.771
	2.591
	11.691
	17.118

	5
	1.441
	2.165
	5.181
	13.238

	6
	5.606
	5.984
	53.180
	53.096

	7
	1.182
	0.931
	12.773
	18.318

	8
	0.607
	0.614
	6.641
	7.424

	9
	1.370
	1.228
	14.181
	13.122

	10
	1.428
	1.674
	18.886
	19.485

	11
	12.028
	12.572
	179.130
	187.436

	12
	0.099
	0.282
	4.815
	5.192

	13
	1.194
	4.581
	14.951
	33.959

	14
	0.142
	0.159
	5.209
	5.165

	15
	0.342
	0.264
	7.120
	10.154

	16
	0.239
	0.248
	3.447
	3.418

	17
	0.974
	0.737
	12.124
	12.023

	18
	13.272
	12.616
	162.842
	166.010


Los resultados obtenidos en índices DEA fueron:

	RESULTADOS DEA
	
	
	

	
	RC 2000
	RC 2001
	RV 2000
	RV 2001

	1
	0.9960
	0.7840
	1.0000
	0.8820

	2
	0.6890
	0.6460
	0.7050
	0.7640

	3
	0.2610
	0.1910
	0.2660
	0.1960

	4
	0.7880
	0.5220
	0.7950
	0.5670

	5
	0.6980
	0.4760
	0.9510
	0.5520

	6
	0.9290
	0.8430
	1.0000
	1.0000

	7
	0.6280
	0.7190
	0.6660
	0.7950

	8
	0.8400
	0.6220
	0.9460
	0.7740

	9
	0.9860
	0.9280
	0.9860
	0.9420

	10
	0.9570
	1.0000
	0.9840
	1.0000

	11
	0.9030
	0.7720
	1.0000
	1.0000

	12
	1.0000
	0.7920
	1.0000
	0.9270

	13
	1.0000
	0.5830
	1.0000
	0.5870

	14
	1.0000
	1.0000
	1.0000
	1.0000

	15
	0.7740
	1.0000
	0.8260
	1.0000

	16
	0.3290
	0.6990
	1.0000
	1.0000

	17
	1.0000
	1.0000
	1.0000
	1.0000

	18
	0.7640
	0.6320
	0.9160
	0.9140


A partir de la información anterior se calculan los índices de Malmquist:

	VARIACIÓN ANUAL PROMEDIO DE LA PRODUCTIVIDAD

	INDICES DE MALMQUIST-DEA.
	

	
	2000-2001

	TOTAL FACTOR PRODUCTIVITY
	7.2%

	CAMBIO FRONTERA
	18.5%

	EFICIENCIA TÉCNICA
	-9.5%


En 2001, el grupo de empresas considerado alcanzó un aumento total en la productividad del 7.2%. 

· Actividad de Comercialización.
Los índices DEA obtenidos se presentan a continuación:

	RESULTADOS DEA
	
	
	

	
	RC 2000
	RC 2001
	RV 2000
	RV 2001

	1
	0.422
	0.571
	0.619
	0.781

	2
	0.601
	0.803
	0.718
	1.000

	3
	1.000
	1.000
	1.000
	1.000

	4
	0.431
	1.000
	0.502
	1.000

	5
	0.251
	0.611
	0.517
	0.657

	6
	0.658
	0.643
	0.929
	0.867

	7
	0.448
	0.554
	0.460
	0.603

	8
	1.000
	0.923
	1.000
	1.000

	9
	1.000
	0.693
	1.000
	1.000

	10
	0.691
	0.690
	0.857
	0.733

	11
	0.943
	0.894
	1.000
	1.000

	12
	0.619
	0.682
	1.000
	1.000

	13
	0.547
	0.547
	0.742
	0.790

	14
	0.738
	0.710
	1.000
	1.000

	15
	1.000
	0.878
	1.000
	1.000

	16
	0.270
	0.306
	0.272
	0.485

	17
	0.269
	0.506
	0.280
	0.542

	18
	0.324
	0.604
	1.000
	1.000

	19
	1.000
	1.000
	1.000
	1.000

	20
	0.474
	0.551
	1.000
	1.000


La aplicación de índices de Malmquist sobre los datos anteriores genera los siguientes resultados:

	VARIACION ANUAL PROMEDIO DE LA PRODUCTIVIDAD

	INDICES DE MALMQUIST-DEA.
	

	
	2000-2001

	TOTAL FACTOR PRODUCTIVITY
	4.6%

	CAMBIO FRONTERA
	-12.1%

	EFICIENCIA TECNICA
	18.9%


Estos  datos indican un crecimiento de la productividad tanto en la actividad de distribución como en la actividad de comercialización, que es consistente con los resultados del modelo econométrico utilizado.

2.1.3 Inflexibilidad flexibilidad tarifaria 

NATURGAS

Con relación a la estructura tarifaria propuesta por la CREG, en la que se establecería un piso y un techo, se advierte al Gobierno Nacional que la implicación directa será una reducción en el volumen de gas que el País consumirá, toda vez que las tarifas para la industria no serán competitivas. Sin duda, ello estaría en contravía de la política nacional para impulsar el uso masivo del gas natural, incluyendo el gas natural vehicular. Pero, quizá lo más grave, es que habrá un incremento innecesario en las tarifas a los usuarios de bajos consumos porque la demanda atendida será menor y los cargos tendrán que remunerar toda la inversión y todos los gastos.

Fijar una estructura tarifaria sin analizar los precios de los combustibles sustitutos en cada uno de los mercados a atender, pondría en riesgo, no solo la viabilidad del sector, sino además el plan de uso masivo de gas natural como combustible para el sector industrial.

GAS NATURAL

La inflexibilidad tarifaria propuesta para el nuevo marco regulatorio compromete la penetración del gas natural en los mercados industrial y vehicular, lo que no solo desconoce el importante esfuerzo realizado a lo largo de estos años por las empresas distribuidoras para promover fórmulas que le permiten competir con los combustibles sustitutos, sino que condena a las empresas a mantener ociosas importantes inversiones que probablemente no habría realizado de no haber contado con la posibilidad de acceder a estos mercados bajo el régimen de regulación vigente.

La inflexibilidad tarifaria propuesta por el Comité va a impedir la penetración del gas natural en los mercados industrial y  vehicular, de manera que las proyecciones de demanda a que hace referencia en el documento parcialmente trascrito no se podrían contemplar dentro de este marco regulatorio si se llegara a aprobar el cargo piso de la canasta tarifaria en los términos propuestos en el proyecto de resolución.
GASES DE OCCIDENTE

La metodología que el regulador propone es demasiado intrusiva y estricta, por cuanto reduce el grado de libertad para fijar sus tarifas.

El regulador pretende intervenir aún mas, aspecto que se refleja al querer fijar 3 de los cuatro cargos posibles, y limitar los cargos a 4, sin tener en consideración las condiciones particulares de los mercados ni tampoco su nivel de desarrollo.

RESPUESTA

La propuesta de escalones descendentes busca aproximarse a la curva de costos medios de la red, no es el propósito de esta metodología desplazar “per se” energéticos sustitutos que por diferentes razones tengan precios de mercado por debajo de los costos del gas natural. Con base en lo anterior, se deduce que efectivamente es posible que en algunos casos los cargos piso estén por encima de los precios de algunos energéticos disponibles en el mercado. Si esto es así, debido a que los costos de los sustitutos son más bajos, lo más conveniente para el usuario será elegir el combustible más económico.

No obstante, tal como se puede observar más adelante en este documento, es posible establecer una asignación de costos más detallada a fin de reflejar de una manera más precisa el menor costo de la red, y por ende el cargo piso correspondiente. Así mismo, se propone un mayor número de rangos para facilitar el desarrollo de estrategias comerciales para diferentes tipos de consumidores.

2. 1.4 Cargo techo y  cargo piso 

GAS NATURAL

El cargo piso resulta muy alto para incentivar la conversión a gas natural de los sectores industrial y vehicular; de manera que lo lógico sería permitir que el Dt mínimo correspondiera al margen mínimo en el cual, la empresa empieza a tener contribución marginal positiva, teniendo en cuenta el criterio de mercado eficiente que aplica la CREG a las empresas de servicios públicos. De cualquier forma, el cargo piso no debería incluir los gastos totales de AOM del sistema de distribución, sino los que están exclusivamente relacionados con las inversiones en redes primarias.

En segundo lugar, el cargo techo propuesto por el Comité no debe corresponder a un factor arbitrario (110%) sino al costo real de la prestación del servicio y, en este sentido se propone que el Dt pleno sea calculado en la forma prevista en la Resolución CREG 001 de 2002 para el Nivel I de consumo, de manera que en este cargo se incluyan además de las inversiones relacionadas con la prestación del servicio, los costos totales de AOM del sistema de distribución.

GASES DE OCCIDENTE
Cuando la CREG determina el mínimo, deja al distribuidor sin una herramienta en extremo valiosa, como es la negociación de una tarifa que de alguna manera le apueste al futuro de ese usuario en particular.

De la misma manera la determinación de un precio máximo, dentro del cual involucra necesariamente a los usuarios residenciales, no tiene en consideración que en los mercados en expansión este tipo de control lo hacen los sustitutos y los costos de conexión y conversión que debe pagar el usuario; cuando todos estos elementos se juntan dentro de la tarifa el gas natural deja de ser competitivo frente a los otros energéticos y la disposición a pagar del usuario se limita.

La anterior situación, junto con la obligación que las distribuidoras tienen de facturar la misma tarifa a un consumidor, independientemente del hecho de que este haya o no terminando de pagar la conexión, hace innecesario el establecimiento de un cargo techo por parte del regulador.

En síntesis, consideramos innecesario el establecimiento de una cargo techo y de un cargo piso en la canasta de tarifas, por cuanto el techo y piso están siendo fijados por los combustibles sustitutos disponibles a cada tipo de consumidor.

EEPPM

El cargo techo debe establecerse en un 20% por encima del cargo promedio de distribución, que permite aún ser competitivo frente al combustible sustituto en sectores de bajo consumos, sin detrimento de la masificación del uso del gas natural.

Permitir el cobro por debajo del cargo piso para consumos mayores a un límite que se establecería para la canasta, pero dicho ingreso no sería considerado para verificar la condición de la canasta de tarifas.

RESPUESTA

1. Cargo Techo.

En primera instancia conviene aclarar que el establecimiento del cargo techo como un 10% del cargo promedio no corresponde en modo alguno a una decisión arbitraria por parte de la Comisión. El Comité de Expertos ha establecido este valor a partir de la tendencia observada en los cálculos de los costos medios de distribución de las diferentes empresas. Dichos costos medios se obtuvieron para cada empresa con la información disponible de costos de inversión, gastos de  AOM y demandas para pequeños consumidores. Como puede observarse, la cifra del 10% no es un valor discrecional, fue obtenido a partir de un cálculo numérico observando la tendencia de la industria. El 10% propuesto es el costo promedio adicional de  inversión de un usuario de la red secundaria frente al costo promedio del Sistema de Distribución. Como puede verse,  el criterio utilizado busca aproximarse a los costos que impone un pequeño consumidor a la red, no a la disponibilidad a pagar de estos usuarios. La utilización de este último criterio no refleja los costos que ocasiona este tipo de usuarios y  puede dejar desprotegido al usuario de demanda inelástica. 
2. Cargo Piso

El cargo piso se determinó con el fin de evitar cobros por debajo del menor costo medio de la red, evitar subsidios cruzados injustificados de usuarios de bajos consumos a usuarios de alto consumo y con el objeto de cumplir lo establecido por el artículo 98 de la Ley 142/94, el cual obliga a las empresas a cobrar como mínimo una tarifa equivalente a los costos operacionales.

La propuesta divulgada mediante Circular No. 02 de 2003 contemplaba un cargo piso que incluía las inversiones de red primaria y la totalidad del AOM del Sistema de Distribución. Las razones fundamentales de esta propuesta se originaron en la dificultad de diferenciar el AOM de la red primaria del AOM de la red secundaria.

Sin embargo, conscientes de la necesidad de contar con tarifas que reflejen de una mejor manera los costos impuestos a la red y que sean más competitivas frente a los combustibles sustitutos, se propone a la Comisión una determinación más precisa de los costos medios mínimos de la red, con las siguientes condiciones:

· El cargo piso de la canasta de tarifas consistirá únicamente en los costos de AOM de la red primaria, los cuales se diferenciarán del total del AOM, por la proporción correspondiente a la longitud  ponderada por el diámetro de la red primaria, comparada con la longitud total de la red, ponderada con los diámetros correspondientes.

· Los cargos resultantes de la aplicación de la metodología de canasta de tarifas, son cargos máximos. Es decir el distribuidor podría cobrar cargos menores siempre que no modifique los cargos límites establecidos por la canasta de tarifas.

· Finalmente, y con el objeto de cumplir con el principio de neutralidad, se propone que este cargo, como los demás cargos de la canasta, sea el mismo para todos los usuarios pertenecientes a su correspondiente rango de consumo.

2.1.5 Valoración del rubro de otros activos

GAS NATURAL
“Adicionalmente, la limitación del 6% establecida para la valoración de los Activos no Operacionales que forman parte de la Inversión Existente no tiene ningún soporte dentro del Documento CREG que sirve de base al Proyecto de Resolución y resulta arbitraria, en la medida en que pretende desconocer inversiones que efectivamente han realizado las empresas basadas en las necesidades de estructura para el desarrollo de sus operaciones y que resultan indispensables para poder llevar a cabo las actividades de distribución”.

NATURGAS

“La CREG propone reconocer la Inversión en Activos no Operacionales calculada como el 6% del valor de las redes y terrenos, cuando en las empresas del sector estas inversiones son del orden del 15% del valor de tales activos. Se debe mencionar que el valor del 6% se contradice en el Anexo 3, en donde se establece dicho valor en 10%”.

GASES DE OCCIDENTE

“En el literal a) se afirma lo siguiente, dentro de “Otros Activos”: “Las inversiones correspondientes a estos activos reportados por la empresa serán revisadas de conformidad con los criterios que adopte la CREG para establecer la Inversión Base”.

Frente al aparte que se cita, no es clara la forma como la Comisión de Regulación de Energía y Gas pretende ajustar los Activos; en este sentido, en la medida que esto no tenga un parámetro claro, previamente establecido, tampoco puede ser rebatido ni mucho menos defendido en un eventual recurso de reposición”.

RESPUESTA

El criterio adoptado por la CREG es el de considerar un límite del 6% del valor de los Activos Operacionales, como valor de los Otros Activos, como se indica a continuación:
En el numeral 4.6 del documento “Fórmula tarifaria y criterios generales para la remuneración de la distribución y comercialización de gas combustible por redes”, anexo a la Circular CREG 002 de 2003, se definen los Activos no Operacionales como aquellos activos que no hacen parte de los Sistemas de Distribución de gas de las empresas, pero que son requeridos para cumplir con su objeto social. Hacen parte de estos activos, entre otros, los siguientes: vehículos, herramientas, equipos de cómputo, equipos de comunicaciones, muebles y equipos de oficina, etc. (Se excluyen de éstos los inmuebles, incluidos por error de trascripción en la definición de otros activos que se estipula en el numeral 7.1 del proyecto de resolución anexo a la circular CREG –002 de 2003).
Con base en la información registrada en los estados financieros de las empresas se determinó la relación que existe entre el valor de los Otros Activos sobre el valor de los Activos propios de operación de las redes de distribución de gas, obteniéndose la cifra de 6.4% en el 2000 y de 6.0% en el 2001. Por tal razón se propuso a la Comisión adoptar el valor del 6% sobre el valor de los activos propios de la operación de redes de distribución de gas, para el reconocimiento del valor de los Otros Activos. La Tabla siguiente muestra la información contable utilizada para la determinación de este valor en el año 2001.
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Cusiana

Metrogas

Gasnacer

Caribe

Surtigas

Madigas

Epm

Gas Natural

Gas Quindio

Gases del llano

160000

PROPIEDADES, PLANTA Y EQUIPO

1,222,779,055

822,329,431

3,454,898,496

30,891,974,096

17,537,519,101

828,212,138

110,893,116,890

193,501,593,638

9,010,875,834

6,440,455,386

160500

TERRENOS

5,886,022

2,222,983,432

1,365,886,431

1,550,218,374

927,761,905

1,518,108,052

161500

CONSTRUCCIONES EN CURSO

43,962,273

98,556,957,095

5,645,690,550

40,684,748

162000

MAQUINARIA, PLANTA Y EQUIPO EN MONTAJE

174,128,157

162500

PROPIEDADES, PLANTA Y EQUIPO EN TRÁNSITO

100,632,614

163000

EQUIPOS Y MATERIALES EN DEPÓSITO

163500

BIENES MUEBLES EN BODEGA

2,665,700

146,837,465

163600

PROPIEDADES, PLANTA Y EQUIPO EN MANTTO

163700

PROPIEDADES, PLANTA Y EQUIPO NO EXPL

164000

EDIFICACIONES

6,339,768

2,744,142,413

1,104,349,656

1,478,889,096

164300

VÍAS DE COMUNICACIÓN Y ACCESO INTERNAS

164500

PLANTAS, DUCTOS Y TÚNELES

100,461,760

1,448,951,065

30,234,914,830

245,495,539

107,248,554,390

276,845,850

4,357,331,473

165000

REDES, LÍNEAS Y CABLES

2,212,745,352

3,586,568,090

4,076,817,975

50,927,502,595

799,764,382

12,523,184,414

162,915,601,117

9,576,840,693

19,072,798,365

165500

MAQUINARIA Y EQUIPO

66,023,020

113,563,903

157,926,035

4,826,204,807

3,133,591,751

46,498,269

430,539,322

7,632,942,645

122,044,426

331,327,025

166000

EQUIPO MÉDICO Y CIENTÍFICO

16,204,983

166500

MUEBLES, ENSERES Y EQUIPOS DE OFICINA

12,030,464

132,040,978

308,715,923

625,186,432

167000

EQUIPOS DE COMUNICACIÓN Y COMPUTACIÓN

82,980,241

62,071,243

60,843,119

672,547,150

258,144,882

17,521,291

590,535,965

6,495,345,677

46,381,898

168,496,115

167500

EQUIPO DE TRANSPORTE, TRACCIÓN Y ELEVACIÓN

92,382,408

82,146,953

16,559,921

1,801,593,452

55,194,304

76,963,690

181,451,202

1,878,924,944

65,099,185

646,334,389

168000

EQUIPOS DE COMEDOR, COCINA, DESPENSA Y HOT

168500

DEPRECIACIÓN ACUMULADA (CR)

-1,343,844,192

-4,603,012,801

-869,474,344

-32,305,665,453

-17,510,213,097

-156,497,767

-4,862,005,662

-101,521,431,275

-1,117,020,966

-19,653,940,032

168600

AMORTIZACIÓN ACUMULADA (CR)

191500

OBRAS Y MEJORAS EN PROPIEDAD AJENA

194100

BIENES ADQUIRIDOS EN “LEASING FINANCIERO”

199900

VALORIZACIONES (Propiedad, P & E)

9,219,976,502

1,237,539,593

34,979,022,777

7,662,929,002

376,141,541

-5,862,946,517

85,386,540,542

2,333,642,062

7,976,414,413

Terrenos, Edificaciones

0%

0%

0%

8%

4%

0%

2%

1%

0%

6%

Activos propios de operación

90%

93%

94%

81%

86%

81%

11%

92%

97%

90%

Otros activos

10%

7%

5%

12%

10%

14%

1%

6%

2%

4%

Construcciones en curso, otros no remunerados

0%

0%

0%

0%

0%

4%

85%

2%

0%

0%

100%

100%

100%

100%

100%

100%

100%

100%

100%

100%

Otros Activos

253,416,135

389,823,077

235,329,075

7,303,011,109

3,446,930,937

140,983,250

1,674,284,860

16,632,399,698

1,146,157,528

Activos de Distribución

2,566,623,247

5,425,342,232

4,324,372,840

63,197,639,549

35,047,732,198

984,709,905

115,755,122,552

295,023,024,913

26,094,395,418

Otros Activos total empresas

38,673,120,223

Activos de Distribución total empresas

648,546,742,625

Otros Activos / Activos de distribución

6.0%
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Gases del llano

Guajira

Gas Oriente

Occidente

Risaralda

Gasnatori

Cundiboyacense

Barranca

Gases del Valle

Alcanos

160000

PROPIEDADES, PLANTA Y EQUIPO

6,440,455,386

3,672,465,231

1,083,866,194

5,858,910,533

17,915,867,566

5,791,458,100

14,237,453,506

2,202,568,248

21,173,239,377

6,715,722,678

160500

TERRENOS

1,518,108,052

3,676,717

58,869,177

34,539,428

67,758,407

11,184,155

541,415,812

161500

CONSTRUCCIONES EN CURSO

502,199,004

9,421,418,273

1,242,001,386

162000

MAQUINARIA, PLANTA Y EQUIPO EN MONTAJE

1,010,627,995

162500

PROPIEDADES, PLANTA Y EQUIPO EN TRÁNSITO

193,801,814

163000

EQUIPOS Y MATERIALES EN DEPÓSITO

163500

BIENES MUEBLES EN BODEGA

163600

PROPIEDADES, PLANTA Y EQUIPO EN MANTTO

163700

PROPIEDADES, PLANTA Y EQUIPO NO EXPL

164000

EDIFICACIONES

60,647,395

469,895,023

1,177,199,497

973,970,504

164300

VÍAS DE COMUNICACIÓN Y ACCESO INTERNAS

902,341,211

164500

PLANTAS, DUCTOS Y TÚNELES

4,357,331,473

807,745,276

6,417,316,031

1,095,947,984

1,196,146,367

1,513,065,006

2,677,400,118

165000

REDES, LÍNEAS Y CABLES

19,072,798,365

5,376,675,421

2,711,828,605

6,828,358,768

19,010,823,819

29,377,040,772

3,793,173,034

12,424,673,995

18,762,069,043

19,864,414,969

165500

MAQUINARIA Y EQUIPO

331,327,025

170,472,046

109,869,328

285,359,163

50,187,676

1,093,191,527

6,449,513

279,268,398

315,646,402

2,250,995,596

166000

EQUIPO MÉDICO Y CIENTÍFICO

166500

MUEBLES, ENSERES Y EQUIPOS DE OFICINA

167000

EQUIPOS DE COMUNICACIÓN Y COMPUTACIÓN

168,496,115

29,958,578

374,613,958

38,189,238

705,983,463

139,720,960

118,101,477

230,342,602

130,486,532

167500

EQUIPO DE TRANSPORTE, TRACCIÓN Y ELEVACIÓN

646,334,389

331,959,717

13,304,125

263,041,278

43,735,528

467,915,565

31,340,975

1,468,377

794,922,829

168000

EQUIPOS DE COMEDOR, COCINA, DESPENSA Y HOT

2,881,768

168500

DEPRECIACIÓN ACUMULADA (CR)

-19,653,940,032

-2,210,318,670

-2,802,952,225

-1,892,462,634

-2,034,813,971

-34,287,250,707

-219,256,257

-13,091,920,868

-1,099,221,176

-20,517,883,682

168600

AMORTIZACIÓN ACUMULADA (CR)

191500

OBRAS Y MEJORAS EN PROPIEDAD AJENA

194100

BIENES ADQUIRIDOS EN “LEASING FINANCIERO”

199900

VALORIZACIONES (Propiedad, P & E)

7,976,414,413

2,767,345,194

2,189,193,579

3,451,474,727

3,094,451,314

42,651,013,696

8,528,604,504

6,959,904,217

44,871,759,235

Terrenos, Edificaciones

6%

0%

3%

0%

0%

1%

0%

8%

0%

6%

Activos propios de operación

90%

91%

93%

88%

99%

89%

34%

89%

91%

83%

Otros activos

4%

9%

4%

12%

1%

6%

1%

3%

2%

12%

Construcciones en curso, otros no remunerados

0%

0%

0%

0%

0%

4%

65%

0%

6%

0%

100%

100%

100%

100%

100%

100%

100%

100%

100%

100%

Otros Activos

1,146,157,528

502,431,763

153,132,031

923,014,399

2,267,090,555

428,710,850

3,176,404,957

Activos de Distribución

26,094,395,418

5,882,783,901

3,886,818,419

7,751,373,167

40,078,708,807

15,294,489,116

27,233,606,360




FUENTE. Estados Financieros 2001.

Se precisa en el proyecto de Resolución que se somete a consideración de la Comisión que en el rubro de otros activos no se incluyen ni los inmuebles ni los terrenos, los cuales se remunerarán de acuerdo con el valor catastral de los mismos. 

2.1.6 Factor de eficiencia en redes secundarias

GAS NATURAL
En este sentido, resulta preocupante la falta de claridad sobre la aplicación del anexo X, que establece el factor de eficiencia para la utilización de las redes de distribución, toda vez que genera un riesgo de no reconocimiento de las inversiones realizadas sin ninguna justificación, sino sujeto al criterio del funcionario que realice el cargo de distribución. 

NATURGAS

Igualmente grave es la propuesta de la CREG para incluir un factor de utilización eficiente de redes de distribución secundaria. Lo único que se pretende con este factor es no remunerar la totalidad de la inversión. Sin duda ello castigará las finanzas de las empresas y significará una expropiación directa y sin indemnización.

RESPUESTA

Sobre este aspecto nos permitimos precisar el alcance del concepto de eficiencia que ha sido propuesto por el Comité de Expertos para el nuevo régimen regulatorio, con base en los criterios tarifarios estipulados en la Ley 142/94:

En términos generales la incorporación del criterio de eficiencia en el esquema regulatorio propuesto contempla dos aspectos. I) la eficiencia asignativa que se refiere a que los precios reflejen los costos correspondientes a un mercado competitivo; y ii) la eficiencia productiva requiere que los bienes y servicios sean producidos tan económicamente como sea posible, es decir usando los mínimos recursos.  En la propuesta regulatoria la eficiencia asignativa se tuvo en cuenta en la determinación de una función de longitud de red por usuario versus densidad del mercado atendido; la eficiencia productiva se tuvo en cuenta en los costos de las unidades constructivas y en el reconocimiento de gastos de AOM por la metodología de análisis envolvente de datos.

De otra parte, el factor X de productividad incorpora en la fórmula tarifaria las ganancias que por este concepto logren las empresas por el hecho de estar inmersas en una economía que por su dinámica logra incrementos anuales en términos de productividad.

Con relación al criterio de eficiencia en redes secundarias, la metodología considera la densidad urbanística, para incorporar las diferencias particulares de cada una de las empresas. Por otra parte, este criterio establece un período de adaptación de la red, mediante el cual el cumplimiento del criterio es gestionable por parte de la empresa, y permite que en los próximos cinco años, las empresas ajusten los activos correspondientes a anillos de distribución al número de usuarios. 

De ninguna manera puede afirmarse que se pretende una expropiación de los activos de las empresas,  lo cual implicaría controvertir el derecho de propiedad de los Agentes sobre sus redes. El criterio busca remunerar de forma eficiente unas inversiones,  estableciendo un criterio objetivo y otorgando como periodo de adaptación el plazo del  siguiente periodo tarifario.

Es importante resaltar que en la metodología,  la construcción de la función que determinará la eficiencia en la utilización de redes para todas las empresas, se hará a partir de la información que las mismas empresas suministren, considerando densidades por municipio y longitud por usuario  para cada uno de éstos. La longitud por usuario,  será  calculada como la relación entre la longitud de red secundaria para el último año del periodo tarifario (existente y proyectada)  y el número  de usuarios totales  que se espera tener a esa misma fecha.

La empresa cuya longitud de red secundaria por usuario sobrepase el máximo permisible, será objeto de ajuste en las unidades constructivas de inversión incluyendo la Inversión Existente a la fecha de solicitud tarifaria y el Programa de Nuevas Inversiones.

2.1.7 Unidades constructivas,  costos unitarios,  volumetrías y costos indirectos 

NATURGAS

De acuerdo con el proyecto de Resolución, los bajos costos propuestos por la CREG para la inversión en redes de distribución y estaciones de medición y regulación, no estarían reconociendo los costos reales de tales inversiones. Ello, sin duda, impediría que las empresas decidan invertir en la expansión de las redes, porque los precios reales del mercado son mayores que aquellos que se incluirían en la base de cálculo tarifario. 

Los siguientes ejemplos, permiten ilustrar esta situación:

Las estaciones de regulación y medición no incluyen elementos que son indispensables para su operación segura, como por ejemplo, instrumentación, válvulas y controles de acceso”.

RESPUESTA

Como se observa en el Anexo 1 del Proyecto de Resolución, tanto para las Estaciones de Puerta de Ciudad como para las Estaciones Reguladoras de Presión, se ha considerado la instrumentación y válvulas normalmente requeridas para dichas estaciones:

Estaciones de Regulación de Puerta de Ciudad:

· Válvula ESD con actuador

· Skid calentador

· Skid de regulación ( con Stand by)

· Skid de Medición de turbina

· Skid de Medición (de Stand by)

· Skid odorizador

· Equipo de control de calidad de gas

Estaciones Reguladoras de Presión

· Válvula /regulador trabajador

· Válvula /regulador monitor

· Válvula slam shut

· Medidor de turbina

· Filtro

· Actuador

· Construcción caseta (Diseño, construcción, suministros, interventoría, licencias, servidumbres, impuestos)

· Los elementos adicionales como computadores de flujo, transductores de presión y temperatura, RTU, etc., hacen parte de los sistemas de control y calidad del Sistema de Distribución, cuyos costos, tal como se establece en el Anexo 2 del proyecto de resolución serán aprobados por la CREG previa presentación de los soportes respectivos (facturas, registros de importación, contratos de instalación, entre otros).

· Adicionalmente, en el Anexo 2 del proyecto de resolución se establece que “Los costos de referencia de las Estaciones Reguladoras de Presión del cuadro anterior se utilizarán para comparar los valores reportados en las solicitudes” y “para las demás Unidades Constructivas adoptadas se aprobarán los Costos Unitarios presentados por las empresas, previa verificación de los soportes respectivos”. En el proyecto de resolución no se establece que los costos de las estaciones de regulación son mandatorios. 

NATURGAS
El esquema de red de distribución utilizado por la CREG para definir los elementos que la componen, va en contravía de la infraestructura que se requiere para operar los sistemas en forma confiable y segura y para que los distribuidores puedan cumplir con los indicadores de calidad que propone la entidad, como es el caso de la cantidad de válvulas y accesorios requeridos por kilómetro de red. ¿Cómo asegurar una excelente calidad si no se remuneran las inversiones necesarias para ello?”

RESPUESTA

Naturgas mediante Oficio Radicado CREG No. 002243 de marzo 6 de 2002, expuso los siguientes comentarios como respuesta a la consulta hecha sobre la Resolución CREG 001 de 2002:

“También se considera que el número de válvulas y bridas por kilómetro de acero es muy bajo... Un valor adecuado para los sistemas de distribución de gas natural en Colombia es de una válvula cada dos kilómetros, con lo que debería modificarse las cantidades por kilómetro así:” (página 15).

	Ítem
	Cantidad por kilómetro

	Válvulas
	0.5

	Bridas
	1.0

	Cajas para válvulas
	0.5


Como puede observarse éstos son los valores considerados en las Unidades Constructivas para tuberías de acero. 

Para el caso de las tuberías de polietileno, se consideró una poliválvula por kilómetro de red, con base en la información reportada por las mismas empresas, como se indica a continuación
:
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RED Sec Km

Válv_PE

Válv / Km red

Gases del Oriente

158.8

123

0.77

Gas Natural de Orie.

1533.1

2,078

1.36

Metrogas

377.8

728

1.93

Gases de Barranca

524.8

330

0.63

Gases de Occidente

1991.0

1,866

0.94

Llanogas

1291.5

906

0.70

Gas Natural

9576.9

12,065

1.26

Alcanos de Colombia

1692.2

1,594

0.94

Gases de Cusiana

452.6

343

0.76

Gases de la Guajira

762.6

599

0.79

Gases del Caribe

6973.1

2,281

0.33

Surtigas

5820.2

7,101

1.22

EPM

910.7

1,898

2.08

Total Empresas

32065.282

31912

1.00


NATURGAS

Las cantidades de obra civil propuestas por la CREG para las canalizaciones de redes de distribución no son suficientes para compensar las cantidades reales en que incurren las Distribuidoras por concepto de excavaciones, concretos y acabados.

GAS NATURAL
En cuanto al Programa de Nuevas Inversiones, el literal b) del numeral 7.2 del Proyecto de Resolución establece que se valorará utilizando los costos unitarios eficientes definidos por la Comisión para cada Unidad Constructiva, conforme a lo dispuesto en el Anexo 2 de la Resolución, los cuales difieren sustancialmente de los reportados por la empresa, entre otras razones, por las cantidades de obra que fueron tenidas en cuenta para la fijación de los precios del Anexo 1 del Proyecto de Resolución y las que -en cumplimiento de las disposiciones distritales- tuvo en cuenta Gas Natural S.A. ESP para calcular sus valores, ...

RESPUESTA

La Comisión en varias oportunidades ha aclarado a la industria que las cantidades de obra civil son las exigidas en las Normas Técnicas Colombianas (Norma NTC 3728) y las del INVIAS
, tal como se establece en el literal c) del Numeral 3.2 del Anexo 3 del documento soporte del proyecto de resolución. También se manifiesta en el Anexo 2 del proyecto de resolución que la CREG considerará las mayores cantidades requeridas por las empresas, previa justificación con las normas locales de construcción de redes de servicios sobre las vías públicas: “Los Costos Unitarios anteriores se establecieron con base en las volumetrías presentadas en el Anexo 1. Para aprobación de volumetrías mayores a las aquí establecidas, las empresas deberán presentar las normas exigidas por las autoridades municipales o distritales”.
NATURGAS

La CREG sólo incluyó los costos directos para calcular el valor de las inversiones en redes y estaciones de medición/regulación, pero no consideró actividades tales como diseños, interventorías, cartografía, permisos y servidumbres. Nótese que tales actividades están incluidas en los documentos soportes pero no en el Proyecto de Resolución.

GASES DE OCCIDENTE
En relación con los costos unitarios de las Unidades Constructivas relacionadas en el Anexo 1, debemos señalar que los mismos solo incluyen los costos directos de materiales y obras civil y mecánica, pero no consideran los costos directos de diseño, cartografía, interventoría, servidumbres y permisos en que las distribuidoras incurren para la ejecución de dichas Unidades Constructivas.

RESPUESTA

Mediante Circular CREG 009 de 2002, la Comisión solicitó a los distribuidores la información relacionada con los precios unitarios de las unidades constructivas definidas, y en dicha circular se manifestó que: “Los precios aquí relacionados deben incluir todos los costos directos e indirectos en los que se incurren para cada unidad constructiva, tales como: diseños, licencias,  aranceles, instalación, IVA, manejo ambiental, fletes, transportes, seguros, entre otros, según se indica en el presente instructivo”. Estos costos indirectos fueron considerados en el Ítem AIU. 

GASES DEL CARIBE
El otro tema que nos parece importante comentar, es el de las Unidades Constructivas, ya que estas no están considerando una serie de inversiones necesarias para estar acorde con las prácticas de ingeniería y especificaciones actuales indispensables para la prestación de un eficiente servicio...

PROMIGAS
En la Tubería de Acero en Destapado debe incluirse además una provisión de Relleno en Material de Préstamo y en Retiro de escombros, en suelo rocoso debe protegerse la tubería con material de préstamo.

Las dimensiones de lote para una estación de 50-100 MPCD deben ser de al menos 2500 m2 y ..

RESPUESTA

Como ya se indicó, la Comisión considerará las mayores volumetrías con base en las exigencias normativas locales, y los activos de terrenos serán reconocidos como se señaló en el literal d) del numeral 7.1 del artículo 7 del proyecto de resolución.

2.1.8 Remuneración de terrenos e inmuebles 

NATURGAS
“La CREG propone utilizar el factor de 7.6% para reconocer (vía gastos AOM) la inversión en edificios y terrenos. Lo primero que se debe advertir es que el factor de 7.6% no tiene un soporte que haya sido publicado anteriormente, ni fue discutido con las empresas. Se hace necesario los estudios y soportes de dicho factor”

RESPUESTA

El literal d) del numeral 7.1 del artículo 7 del Proyecto de Resolución establece:

“d) 
Inversiones en terrenos e inmuebles. 

Los terrenos serán excluidos de la Inversión Base y se remunerarán como un gasto de AOM. El valor anual a incorporar en los gastos de AOM, que son evaluados con la metodología de Frontera de Eficiencia, será el 7.6% del valor catastral reportado por la empresa”

Dicho factor es igual al costo real de deuda considerado en la Resolución CREG‑045 de 2002. Como se precisa en el Anexo de dicha Resolución, este factor equivale al promedio de 24 meses del valor de la DTF + 4%, expresados en términos reales. 

Los criterios analizados para determinar este valor se encuentran en el documento CREG 022 de 2002, el cual también sirvió de base para la expedición de la Resolución CREG‑045 de 2002, tal como consta en el documento CREG 050 de 2002. Los documentos mencionados están publicados en la página de Internet de la CREG anexos a las resoluciones CREG 013 y 045 de 2002. Adicionalmente un documento previo a la aprobación de las resoluciones mencionadas, donde se describía la metodología para el cálculo del Costo Ponderado Promedio de Capital de las actividades de distribución de energía eléctrica y de gas combustible, estuvo disponible en la página de Internet de la CREG y sobre él se recibieron varios comentarios de los agentes, entre ellos algunos distribuidores y comercializadores de gas combustible.

NATURGAS

Lo segundo es que la CREG argumenta que dicho porcentaje es equivalente al costo de la deuda incluido en el cálculo del WACC, lo cual, además de ser incorrecto desde la perspectiva metodológica, lleva consigo varias implicaciones para las compañías, toda vez que supone que el costo de los recursos es equivalente a la deuda y no al WACC, como la misma Comisión lo reconoce (Resolución CREG 045 de 2002). 

RESPUESTA

Para utilizar el costo de deuda para reconocer la inversión en terrenos se tuvo en cuenta que los terrenos no se deprecian y no están sujetos al riesgo propio del negocio de distribución de gas combustible. 

NATURGAS
No siendo suficientemente grave lo anterior, este “gasto” sería incluido en de la metodología de frontera de eficiencias, imposibilitando a las compañías la recuperación de las inversiones hundidas mucho antes del período tarifario vigente.

RESPUESTA

De acuerdo con la Ley 142 de 1994 y con el Proyecto de Resolución en mención, a través de las tarifas se deben remunerar únicamente las inversiones y los gastos eficientes.

2.1.9 Costo de Capital 

GAS NATURAL 
Por obvias razones, en la determinación de la tasa de descuento (WACC), la CREG tuvo en cuenta el impuesto de renta que estaba vigente en ese momento; sin embargo, en la reforma tributaria últimamente aprobada este impuesto se incremento en un 10%, al pasar del 35% al 38.5%, razón suficiente para solicitar que se proceda a revisar la referida tasa.

Adicionalmente, en el cálculo del WACC se debe incluir la devaluación proyectada, con el fin de valorar la pérdida del poder adquisitivo del peso frente al dólar que –en criterio de Gas Natural ESP- debe ser de por lo menos un 15%, teniendo en cuanta la devaluación real de los años anteriores.
RESPUESTA

Mediante el Artículo 1 de la Resolución CREG-045 de 2002, la Comisión determinó que la tasa de costo de capital definida en dicha resolución se utilizará en el próximo período tarifario, como se transcribe a continuación: 

ARTÍCULO 1o.  Cálculo y Ajuste de la Tasa de Retorno.  Los valores de los parámetros, la metodología y fuentes de información para el cálculo y ajuste de la tasa de retorno que se utilizará en las nuevas fórmulas tarifarias de la actividad de distribución de gas combustible por redes, durante el próximo período tarifario, serán las establecidas en el Anexo “Parámetros, valores de los Parámetros, Metodología de Cálculo y Ajuste de las Tasas de Retorno para la Actividad de Distribución de Gas Combustible por Redes”. (Subrayado fuera de texto)
Es claro que la decisión adoptada por la CREG no contempló la revisión de dicha tasa en cualquier momento en que se presentara una variación de cualquiera de los parámetros involucrados en su determinación, y que la decisión adoptada estableció expresamente que la vigencia de dicha metodología y de la tasa correspondiente cubre el próximo período tarifario, tal como se estipula en el Artículo 1 de la Resolución CREG-045 de 2002: 

Asimismo, de acuerdo con la Resolución CREG‑045 del 24 de junio de 2002, la tasa de descuento aprobada rige para todo el período tarifario y se ajustará en “el mes de junio del tercer año de vigencia del próximo período tarifario, ... actualizando únicamente los valores del costo de deuda, la tasa libre de riesgo y los spreads de la deuda soberana.” Por lo tanto no está previsto un ajuste anterior a esta fecha y tampoco por cambios en un parámetro diferente a los señalados en dicha Resolución.

A título ilustrativo, al hacer un recálculo de la tasa de descuento, teniendo en cuenta los cambios en los parámetros indicados en la Resolución CREG‑045 de 2002 y el cambio en la tasa de impuestos, el nuevo valor es ligeramente inferior al vigente actualmente.
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Prima riesgo país =  
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  COSTO PROMEDIO PONDERADO

WACC USD d. imp. =  

11.93%

11.19%

WACC USD a. imp. =  

18.36%

18.19%

WACC real a. imp. =  

15.36%

15.20%

Más 0,7% prima mercados =  

16.06%

15.90%

COSTO DE CAPITAL

DISTRIBUCIÓN GAS COMBUSTIBLE POR REDES

Cálculo según Resolución CREG-045/02


GAS NATURAL
La CREG desconoce que la tasa de riesgo país corresponde a un índice de referencia que refleja la percepción del mercado sobre el riesgo asociado a invertir en títulos de un país (no incluye riesgos tributarios, cambiarios, de demanda, orden público, entre otros)

RESPUESTA

En la fórmula de cálculo de la tasa de descuento se incluye una prima de riesgo país que pretende medir la percepción que puedan tener los inversionistas sobre el futuro de la economía de un país, dentro del cual se consideran los riesgos tributarios y cambiarios mencionados por Gas Natural S.A.

Lo generalmente aceptado, dado que las mediciones de la prima de riesgo país son poco conocidas, es considerar que tendría un valor similar al de los Spread de los títulos emitidos como deuda soberana. Esta fue la consideración tenida en cuenta para el cálculo de la tasa de descuento vigente.

2.1.10 Tributo Nuevo 

GAS NATURAL
En los comentarios a la Resolución CREG 01 de 2002, se solicitó modificar esta definición, en el sentido de incluir en ella, las modificaciones a los tributos constituidos con anterioridad a la expedición de la resolución definitiva que establezca el nuevo régimen tributario.
RESPUESTA

Como se mencionó antes, la prima de riesgo país incluida en el cálculo de la tasa de descuento, que tiene en cuenta la percepción del riesgo sobre el futuro de la economía de un país, lleva incluidos dichos riesgos.
En la Resolución CREG-001 del 16 de enero de 2002 “por la cual se somete a consideración de los agentes, usuarios y terceros interesados, los criterios generales para remunerar las actividades de distribución y comercialización de gas combustible y las fórmulas generales para el servicio de distribución de gas combustible por redes de tubería” se incluyó la definición de “Tributo Nuevo” y adicionalmente se consideraba la componente Im para ser incluida en la fórmula tarifaria aplicable a los usuarios regulados del servicio público domiciliario de gas natural por redes de tubería. 

En el documento anexo a la circular 02 del 17 de enero de 2003, mediante la cual se daba a conocer la propuesta regulatoria para la Fórmula tarifaria y los criterios generales para la remuneración de la distribución y comercialización de gas combustible por redes, también incluía una definición y una componente similar a la propuesta en la  Resolución CREG-001 de 2002.

Sin embargo, después de un nuevo análisis por parte del Comité de Expertos se concluyó que debe ser la autoridad tributaria competente, encargada de establecer dichos tributos, quien identifique los sujetos pasivos y los demás elementos propios de una carga impositiva. Adicionalmente, dentro de las competencias asignadas a la CREG no se encuentra la facultad para predeterminar quién debe asumir el costo de un gravamen. 

Por esta razón se propone eliminar la definición de “Tributo Nuevo” y la componente contemplada dentro de la fórmula tarifaria, siendo responsabilidad de quien determine la norma cumplir con las cargas tributarias existentes y futuras en la forma como lo defina las autoridades encargas de regir dicha materia.

2.1.11 Rangos de la Canasta Tarifaria

NATURGAS 
La propuesta de la CREG fija una año como período de tiempo para mantener la canasta de cargos. Sin embargo, se considera que dicho período es demasiado largo y puede afectar la distribución y comercialización de gas. Esta situación afectará a todas las empresas y, en especial a aquellas que atienden mercados en expansión porque tienen un mayor nivel de incertidumbre sobre la demanda. Se solicita reducir este plazo a seis meses.
GAS NATURAL
Como se ha anotado a lo largo de este escrito, la propuesta del Comité de Expertos de fijar el cargo techo y el cargo piso con un máximo de cuatro rangos de consumo y con la obligación de mantenerlos durante un año, resultan inflexibles y, en consecuencia, limitan la posibilidad de las empresas de gestionar cualquier estrategia comercial encaminada a penetrar el mercado.

La metodología debe permitir que el distribuidor establezca los rangos de consumo que considere convenientes, así como la posibilidad de modificarlos mínimo cada dos meses. 
GASES DE OCCIDENTE
La CREG fija 3 de los cuatro cargos posibles, y se reserva para sí el residencial, el mínimo y el máximo, está de alguna manera desbaratando todo aquello que pretendió construir, en la medida que incurre en exactamente el mismo defecto intrusivo de fijación de un price cap del marco regulatorio previsto en la 57 y 07.

La sola determinación del número de rangos y de cargos, pareciera no considerar la diferencia de mercados que atienden las diferentes empresas del sector, ni las necesidades y límites de los mercados en expansión.
EEPPM

Sugerimos que se permita que cada empresa determine un número de rangos, aún mayor que 4, de tal manera que se adecue mejor a la composición de su mercado y de esa manera posibilite el diseño de ofertas tarifarias a los consumidores de diferentes sustitutos.

Sugerimos que se permita definir semestralmente los rangos de consumo a aplicar en el mercado, con el fin de reducir el riesgo de alcanzar menores ingresos como resultado de la incertidumbre de la demanda de cada uno de los rangos, situación que se hace más crítica en los mercados de expansión.
GASES DEL CARIBE
La propuesta es que se establezca una regulación que permita a las empresas establecer rangos de tarifas acorde con los sustitutos del mercado de cada zona, de tal forma que las empresas puedan diseñar sus estrategias para así  lograr las penetraciones esperadas.

EEB

Fijar cargo piso y cargo techo con un máximo de 4 rangos de consumo y con la obligación de mantenerlos durante 1 año, limita a las empresas para adelantar estrategias comerciales tendientes a penetrar en el mercado industrial y de GNV.

RESPUESTA

Según la propuesta divulgada mediante Circular 002/2003 las empresas disponen de tres (3) rangos diferentes de tarifas, para todos sus usuarios No Residenciales. 

Este número de rangos, sumado a la posibilidad de definir para cada rango de consumo el porcentaje de la tarifa que es fija y la que es variable, se fundamentó en el propósito de obtener tarifas acordes con los costos y permitir una flexibilidad tarifaria que se ajuste a las características de cada mercado. 

Sin embargo, analizando la dispersión en el volumen consumido por los usuarios en las empresas, el Comité de Expertos considera aceptable la sugerencia de la industria, y recomienda a la Comisión incrementar del número posible de rangos de tarifas para todos los mercados hasta seis (6).

En cuanto al plazo para definir los rangos de la canasta de tarifas, es necesario destacar lo siguiente:

· Existen dos tipos de variables a ser definidas por las empresas en la estructuración de la canasta de tarifas: 

i) los rangos de consumo, los cuales son definidos por la empresa cada año y 

ii) los cargos para cada rango de consumo, los cuales se actualizan mensualmente, acorde con la demanda del trimestre inmediatamente anterior.

· La variable independiente es la demanda o volumen consumido en cada rango de consumo, la cual como es obvio depende del comportamiento del mercado.

Considerando lo anterior, mensualmente las empresas pueden ajustar sus niveles de cargos según la evolución de la demanda. Es decir, en caso de una disminución en la demanda de un rango de usuarios, la empresa puede revisar los cargos en todos los rangos, teniendo en cuenta los límites establecidos en la metodología de canasta de tarifas.

2.1.12 Cargo fijo para el primer nivel de consumo y para otros niveles 

NATURGAS 

Se solicita también que la CREG incluya en la fórmula tarifaria un cargo fijo para los usuarios de bajos consumos que permita la recuperación de los costos para asegurar la continuidad, seguridad y confiabilidad del servicio, en las mismas condiciones para todos los usuarios.

GAS NATURAL
La estructura prevista para los usuarios con consumos más bajos no se considera apropiada, por cuanto desconoce los costos en que incurre la empresa para garantizar la disponibilidad permanente del servicio para los usuarios de este nivel. En este sentido, la empresa reitera la posición asumida cuando presentó los comentarios formulados a la Resolución CREG 01 de 2002 en los que sostuvo lo siguiente: “ De no contemplarse un cargo fijo para los usuarios de Nivel I, se estaría generando una situación inequitativa para los distribuidores frente a los comercializadores, en la medida en que los primeros, habiendo realizado las inversiones para garantizar la disponibilidad permanente del servicio, no recibirán ninguna remuneración en el caso de un cliente que no consuma, en tanto que los segundos, que no han arriesgado capital para la construcción de la infraestructura, se  estarían remunerando mediante un cargo ciento por ciento fijo.
EEPPM

Sugerimos que se permita a las empresas establecer diversas estructuras de cargo fijo y cargo variable dentro de cada uno de los rangos. De esta manera se podría ofrecer un mayor número de opciones de acuerdo con las características de demanda de los clientes.

RESPUESTA

El proyecto de resolución permite establecer una estructura diferente de cargo fijo y variable para cada uno de los rangos de consumo, excepto para el rango de consumo de usuarios residenciales, el cual sólo tiene cargo variable.

La utilización de cargos variables para el primer rango no impide que se remunere la totalidad de la inversión del distribuidor, puesto que dichos cargos son calculados con base en la inversión necesaria para atender la demanda total de volumen que el distribuidor proyecta atender en el mercado, es entonces entendible que los mismos dependan del volumen movilizado por la red, que es la variable que origina los costos de inversión. De remunerarse la inversión únicamente con cargos fijos el costo del servicio no dependería del volumen consumido, pudiendo llegarse a una situación en la cual todos los usuarios paguen lo mismo independientemente del nivel de consumo de cada uno y de los costos que ocasione cada usuario para la prestación de su servicio. 

Asimismo, la remuneración de la red de distribución con cargos fijos elimina el riesgo de demanda del distribuidor y no es consecuente con la tasa de costo de capital invertido adoptada por la CREG para remunerar la actividad por precios máximos.
2.1.13 Sistemas de propiedad múltiple.

NATURGAS

Sobre la remuneración de los sistemas de propiedad múltiple, se solicita a la CREG aprobar las inversiones de terceros aplicando el concepto de eficiencia. Es decir, las inversiones de terceros deben corresponder con la demanda esperada en esos nuevos sistemas. No precisar la redacción del artículo 12 del proyecto de resolución, podría ocasionar que un tercero se pueda beneficiar de los ingresos de un distribuidor establecido, sin atender una demanda acorde con las inversiones que dicho tercero decida realizar.

PROMIGAS 

En cuanto a los Sistemas de Distribución de propiedad múltiple, consideramos que la Resolución no es suficientemente clara en la regulación de la relación entre los distribuidores. Por citar un ejemplo, no es claro el procedimiento de asignación de los ingresos, la responsabilidad de la odorización del gas con el fin de evitar un doble costo por la realización de este proceso que finalmente sería asumido por el usuario y demás responsabilidades de las partes. 

RESPUESTA

Tal como se establece en la propuesta regulatoria los ingresos se distribuyen en proporción a la inversión de cada propietario con respecto a la inversión total considerada para el cálculo tarifario. De igual manera se procede con los ingresos correspondientes a los gastos de AOM. 

Con respecto a la odorización es importante mencionar que los costos asociados a esta actividad hacen parte de los costos de AOM. Así, la responsabilidad de la odorización será del Distribuidor que acuerden las partes y en tal sentido se efectuarán las precisiones que sean necesarias en la nueva versión de la Resolución CREG-067 de 1995.     

Finalmente, el Comité de Expertos propone precisar en el proyecto de resolución anexo, que los criterios de eficiencia para sistemas de propiedad múltiple son aplicables a todos los propietarios de dichos Sistemas.

2.1.14 Cargos especiales para GNV 

GAS NATURAL
De igual forma, el nuevo marco tarifario debe prever cargos de distribución especiales para mercados específicos en los que el propio Estado tenga interés en promover esos consumos, como en el caso del GNV o de la Cogeneración, dado que –con la metodología propuesta en el proyecto de resolución-no será posible que- por ejemplo- entren en operación ninguna estación nueva de servicio de GNV, si se tiene en cuenta que la demanda en los primeros meses es muy baja y si su Dt debe corresponder al rango de consumo, necesariamente este cargo tendrá que ser inicialmente alto, de manera que no tiene competitividad en el mercado.
GASES DE OCCIDENTE
El regulador es bastante ambiguo frente al tema del Gas Natural Vehicular, ya que afirma que no modifica el régimen especial, pero en cualquier  caso tiene en cuenta la demanda para fijar el cargo como tal.

Dado que la política del Gobierno en esta materia es lo suficientemente clara, sería viable y perfectamente legal que la CREG diseñe incentivos que permitan un desarrollo más rápido de esa industria, como podría ser el no tener en cuenta el volumen correspondiente dentro de la proyección de demanda, o permitir estructuras libres de precio de largo plazo, que se adecuen al esquema de penetración planteado por la industria en general.
EEB
El nuevo marco tarifario no prevé cargos de distribución especiales para mercados específicos  lo que genera ausencia de estímulo para participar en el negocio de GNV.

GASES DEL CARIBE
Es necesario estructurar un esquema tarifario especial dadas las características específicas del sector. Dicho esquema deberá considerar los precios de los combustibles sustitutos con el fin de no poner en riesgo las importantes inversiones realizadas.

PROMIGAS
Consideramos necesario que en lo que al negocio de GNV se refiere, se estructure un esquema tarifario especial dadas las características específicas del sector. Dicho esquema deberá considerar los precios de los combustibles sustitutos con el fin de no poner en riesgo las importantes inversiones realizadas y los planes de expansión coherentes con las políticas de masificación dictadas por el Gobierno.

GAS NATURAL COMPRIMIDO
La resolución 008 de 1998 determinó un régimen especial para el sector de GNV, el cual se perdería al tener en cuenta la demanda para fijar los diferentes cargos de la cadena.

No incluir en este período los volúmenes de GNV en la fórmula para el cálculo del cargo por distribución.

RESPUESTA

En primer lugar es necesario señalar que si bien el precio de venta al publico del  Gas Natural Comprimido Vehicular no es del ámbito de competencia de la CREG, la utilización de las redes de distribución para la prestación de este servicio debe someterse a las disposiciones generales que rigen para los demás usuarios de las mismas. En tal sentido, las disposiciones legales vigentes no establecen regímenes especiales para esta actividad que permitan a la Comisión otorgar un trato diferente a este usuario de las redes frente al que reciban los demás usuarios de las mismas. Por lo anterior, no es procedente acoger la propuesta de la industria en este sentido.

Ahora bien, lo dispuesto en el proyecto de Resolución que se somete a consideración de la Comisión, no modifica lo establecido en la Resolución CREG-008 de 1998, cuya esencia se refleja en su Artículo 2, que establece lo siguiente:

 ARTICULO 2o. La empresa que comercialice GNCV, podrá negociar de manera libre con los comercializadores de gas natural, el gas que utilicen para prestar el servicio de GNCV.

2.1.15 Cargos de distribución GNC y GN 

NATURGAS. 

Con relación a la distribución de GNC, se debe señalar que la CREG propone incrementar las tarifas a los usuarios de este servicio, el cual es prestado en  14 poblaciones del Huila, a tal punto que hará imposible el suministro del mismo.

Esta propuesta de la CREG no solo hará perder la demanda derivada de la actividad, sino que además afectará a los usuarios que hicieron cuantiosas inversiones para acceder al servicio e implicará una expropiación de los activos desarrollados bajo la regulación vigente para la distribución de GNC.

ALCANOS DEL HUILA
Con el cambio de la resolución, la actividad de gas natural comprimido pasa a ser remunerado como una actividad independiente y un elemento adicional en la tarifa de gas natural. Esta situación derivará en un aumento en la tarifa del servicio para aquellos usuarios que lo reciben.

Que la actividad de GNC siga siendo parte integral del sistema de distribución, por lo menos en cuanto tiene que ver con sistemas atendidos con GNC ya construidos a la fecha de entrada en vigencia de la nueva regulación.

RESPUESTA

El Comité de Expertos, en la Circular No. 002 de 2003, no propuso un incremento en las tarifas de Gas Natural Comprimido –GNC-, ni tampoco estableció incrementos tarifarios para un grupo de municipios en particular. El proyecto de resolución mencionado, es de tipo general, y propuso una fórmula tarifaria específica para este servicio, acorde con las inversiones y costos de operación propias del mismo.

No obstante, se recomienda a la Comisión dejar abierta la posibilidad de considerar mercados relevantes en los cuales puedan incluirse tanto usuarios atendidos con la tecnología de gas natural transportado por gasoductos como usuarios atendidos con sistemas de transporte basados en gas natural comprimido. En tal sentido se proponen las precisiones correspondientes en el proyecto de resolución que se anexa.

2.1.16 Odorización y Presiones en red de distribución 

PROMIGAS 
Con relación a la odorización del gas, se solicita que la misma esté referenciada a lo establecido en la Norma NTC 3728, ya que en el proyecto no hay referencias acerca de la odorización. Consideramos que la odorización solamente debe aplicarse a las redes de polietileno y no a la red industrial de acero donde existen clientes que tienen usos petroquímicos para el gas.

RESPUESTA

Los detalles técnicos sobre odorización que sea necesario considerar a nivel regulatorio, serán incorporados en la regulación sobre calidad del servicio o en el Código de Distribución de gas combustible. 

2.1.17 Gastos de AOM 

GASES DE OCCIDENTE
Consideramos que no debió excluirse la cuenta 6335-10-Tendido de redes y montajes de subestaciones, ...”

Así mismo consideramos que no debió incluirse la cuenta 7530-Costos de Bienes y Servicios Públicos para la Venta...”

RESPUESTA

La cuenta 6335-10 “Tendido de redes y montaje de subestaciones”, fue excluida tendiendo en cuenta que dicho rubro incluye los gastos correspondientes a los activos en infraestructura, los cuales son reconocidos en la Inversión Base. La cuenta 7530 es necesaria para poder restar dichos valores de los rubros correspondientes de las cuentas 63 en las cuales está incluida.

2.1.18 Demandas de volumen 

GAS NATURAL
Se entiende que tal aprobación de metodología de la UPME no representa acoger las proyecciones de consumo de tal entidad en el cálculo final del margen de distribución, con la posibilidad de modificar las proyecciones presentadas por la empresa.

RESPUESTA

Con el concepto de la UPME se pretende contar con una calificación sobre la metodología de proyección de demanda estimada por la empresa. En el Proyecto de Resolución se señala que con base en del concepto de la UPME y los análisis de la CREG se podrán pedir explicaciones y correcciones sobre las cifras presentadas.

GASES DE OCCIDENTE
Dado el nivel de incertidumbre, el regulador deberá estar dispuesto a revisar las tarifas cuando la empresa así lo considere.

RESPUESTA

La propuesta planteada implica una modificación radical a la metodología de regulación por incentivos planteada por el Comité de Expertos en la Circular No. 02 de 2003. Por lo tanto se estaría en un escenario completamente diferente al considerado para establecer los parámetros de remuneración de la actividad, entre ellos la tasa de descuento.
En el proyecto de resolución en comento se propone una revisión de la proyección de demanda a mitad del periodo tarifario. 

2.1.19 Actualización de cargos 

GASES DE OCCIDENTE  

Ahora bien, el cambio mensual que propone la CREG de acuerdo con el IPP e IPC, puede resultar contraproducente, especialmente en mercados en los cuales se está tratando de vender un combustible como alternativa.

Esa volatilidad en los precios es indeseable, y de alguna manera afecta el mercado.

En nuestra opinión debe permitirse a las distribuidoras que así lo deseen, actualizar anual o semestralmente los cargos aludidos.

RESPUESTA

La actualización mensual, tanto del cargo de distribución como del cargo de comercialización, permite que el Distribuidor recupere, sin rezago, los  costos por concepto de la variación en IPP e IPC. Así mismo, la actualización mensual implica variaciones tarifarias graduales que no se obtendrían con una actualización anual. Cabe anotar que las tarifas aprobadas con la metodología propuesta corresponden a tarifas máximas. Así, si el Distribuidor o Comercializador considera adecuado podría no modificar tarifas por incrementos en el IPP o IPC en un determinado mes. 

2.1.20 Revisión de cargos 

GASES DE OCCIDENTE
La revisión del cargo por distribución  en la mitad del periodo tarifario es bastante compleja y costosa para la empresa, ya que el regulador solamente ajustaría en caso que las empresas se haya equivocado en su favor y  se encuentre obteniendo un beneficio derivado de un error de cálculo en las demandas o en las inversiones. En este sentido sería preferible que se dejara la estructura por cinco años, sin revisión en la mitad del periodo tarifario.  

En efecto el regulador solamente puede determinar de oficio el esquema tarifario que regirá una actividad por los siguientes cinco años, tal y como lo establece el artículo 126 de la ley 142 de 1994. Sólo en el evento en que la empresa o un grupo de usuarios pida la revisión del cargo, es que la CREG adquiere competencia para el efecto.

GAS NATURAL
Respecto a la incertidumbre que genera la proyección de la demanda, se propone que la CREG establezca recálculos anuales del Dt, considerando las demandas realmente atendidas en el año cumplido.

RESPUESTA

La revisión a mitad de período tarifario es parte integral de la fórmula tarifaria y se ajusta completamente a lo estipulado en la Ley 142 de 1994, especialmente lo establecido en su Art. 126.  

Se ha considerado conveniente hacer la revisión del cargo de distribución a la mitad del periodo tarifario, considerando que en un periodo de 5 años pueden presentarse  fluctuaciones en la demanda del gas natural proyectada, que pueden afectar injustificadamente a empresa o usuarios. 
2.1.21 Neutralidad a Usuarios No Regulados
GASES DE OCCIDENTE
En mercados en expansión, es característico que tanto transportador como distribuidor sacrifiquen de manera temporal la tarifa, para contribuir con el usuario a financiar su conversión que en el futuro se espera sea un volumen de gas atractivo que compense los sacrificios iniciales.

Lo anterior no es ni mucho menos una violación al principio de neutralidad, en la medida que considera los volúmenes futuros derivados del usuario, y solamente a determinado tipo de estos; la violación al principio de neutralidad se produciría siempre y cuando la empresa no le de el mismo tratamiento a cualquier usuario en las mismas condiciones, pero no cuando realice ese tipo de pactos que obviamente son de largo plazo.

El regulador no considera que pueden existir usuarios, frente a los cuales la empresa estaría dispuesta a sacrificar en el corto plazo, para aumentar la demanda y por tanto su ingreso futuro; al mismo tiempo, impide que el prestador del servicio le ofrezca a un mismo usuario varias opciones tarifarias, dependiendo de otros factores como la forma de pago, el período de duración del contrato, etc.

RESPUESTA
El esquema propuesto por el Comité de Expertos para definir la tarifa de distribución otorga flexibilidad al distribuidor para establecer un vector de cargos que facilite la penetración de gas siempre que dichos cargos sean neutrales para cualquier usuario que utilice la red y que tenga un determinado rango de consumo. El comercializador, no el distribuidor, puede ofrecer ventajas competitivas en los costos de suministro y transporte para el mercado no regulado y por supuesto en el servicio de comercialización.

2.2. CARGO DE COMERCIALIZACIÓN

2.2.1 Desconocimiento de gastos AOM, calidad de servicio comercial e índices de morosidad 

GAS NATURAL
No se está reconociendo dentro de los gastos AOM los costos asociados con la atención al cliente en los términos de calidad esperados por el usuario, de manera que no se tienen en cuenta por ejemplo los costos que para la empresa implica mantener convenios con las entidades financieras  para  ofrecer alternativas a los usuarios para el pago de las facturas.

Adicionalmente, se tiene que los índices de morosidad reconocidos para el cálculo de AOM anuales  son muy alejados de la realidad del negocio, toda vez que a nivel de clientes representa casi un 2.38% del recaudo total de la empresa y solo se reconoce una cartera incobrable de 0.73% de las ventas de gas.

EEB

Nos parece que la resolución no permite una adecuada atención al cliente puesto que no reconoce los costos de los servicios básicos que las empresas le deben dar.
RESPUESTA

Se aclara que los gastos de AOM que han sido contemplados en el proyecto regulatorio divulgado corresponden a los reportados por las empresas en sus estados financieros y en los cuales se asume están incluidos los costos mencionados. 

De ninguna manera se ha manifestado que no se reconocen los gastos por concepto de convenios con entidades financieras para el recaudo del servicio (y otros propios del negocio de comercialización), porque se entiende que estos hacen parte del rubro 633509-Facturación y Recaudo, excepto que tales gastos no hayan sido registrados ni en las cuentas de gastos de administración (51) ni en las de costos (63) y en consecuencia no hayan sido considerados para el ejercicio de eficiencia.
Para reconocer el margen de morosidad, el cargo base de comercialización reconoce un margen adicional por la comercialización del gas, cuya venta es recaudada después de ser consumido, y en el cual existe el riesgo de que se presente una cartera vencida. Este margen ha sido establecido a través del promedio ponderado  de los porcentajes de cartera acumulada vencida con relación a la facturación anual,  con más de 360 días de antigüedad, de los estados financieros que han sido reportados por las empresas para el año  2001.

Debe tenerse claridad entre usuarios con cartera corriente y usuarios con cartera vencida mayor de 360 días, que es la considerada incobrable. En la diferencia de conceptos radica la diferencia de cifras porcentuales.
2.2.2 Depreciación contable 

NATURGAS

Se insiste en que el uso de la depreciación contable para remunerar el activo de comercialización resulta incorrecto, toda vez que no refleja las inversiones que realizan las compañías en dicha actividad. Pero, también debe advertir que la información resulta incomparable, debido a los diferentes métodos de depreciación y a las edades de las compañías, entre otras cosas.

Debido a lo anterior, se solicita incluir la inversión a su costo real, tal y como serían remunerados los otros activos de la actividad de distribución.

RESPUESTA

Con base en los comentarios formulados por las empresas, relacionados con la depreciación a reconocer como gastos en la actividad de comercialización, se llevó a cabo un análisis de los activos registrados en los Estados Financieros dedicados a esta actividad, encontrándose lo siguiente:

Al considerar una depreciación lineal de cinco años para los activos de comercialización, la depreciación anual promedio equivale al 8% de los gastos de AOM reportados por las empresas para dicha actividad, descontando los rubros de depreciación y amortización (cuentas 7515 y 7517) y sin incluir los activos en edificaciones. 

En consecuencia, como gastos por concepto de depreciación en la actividad de comercialización se propone a la Comisión reconocer el equivalente al 8% de los gastos de AOM reportados por las empresas.
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2.2.3 Inclusión de costos del nuevo reglamento de comercialización 

NATURGAS

Se reitera que los gastos AOM deben incorporar los efectos del nuevo reglamento de comercialización. No hacerlo implica, necesariamente, un detrimento en las finanzas de las empresas.

RESPUESTA
Como se mencionó anteriormente, los gastos de AOM que serán considerados para el cálculo del cargo de comercialización corresponden a los gastos reportados por las empresas en sus Estados Financieros, y por lo tanto deben cubrir las prácticas corrientes de comercialización adelantadas por las empresas. En el momento de la expedición del Reglamento de Comercialización, si llegaren a presentarse nuevos gastos, ocasionados por lo dispuesto en dicho reglamento, se definirá el esquema de remuneración correspondiente.

2.2.4 Eliminación de la frontera entre usuario regulado y no regulado 

NATURGAS 

Otro factor que afectará las finanzas de las empresas está relacionada con la propuesta de la CREG para eliminar la frontera entre Usuario Regulado y No Regulado (Artículo 38). Ante las implicaciones financieras por la pérdida de mercado y el no retorno de la inversión ya ejecutada para actividades de comercialización, se insiste en mantener la escala gradual de desregulación definida por la CREG en la Resolución 57/96. Como se ha explicado en anteriores comunicaciones, entre las principales razones se encuentran a) No existe diversidad de oferentes de gas natural en boca de pozo (monopolio de ECOPETROL); b) No existe mercado secundario; y c) No existe un excedente de capacidad de transporte.
Se debe destacar que la ausencia de condiciones en el mercado mayorista (up-stream) debe ser resuelta, como condición previa a la liberación de la comercialización aguas abajo (down stream), tal como explícitamente se discutió en los talleres con el Ministerio de Minas y Energía y la CREG.

GASES DE OCCIDENTE
No es claro ni el esquema de comercialización, ni tampoco la forma como la CREG pretende cambiar los requisitos para ser considerado como Regulado No Regulado, que en la actualidad están sujetos al nivel de consumo.

RESPUESTA

El Artículo 38 pretende garantizar la compra de gas para Usuarios Regulados, por parte de los comercializadores, en las mejores condiciones, con el costo mínimo obtenible y mediante convocatorias públicas que aseguren la libre competencia de los oferentes.

Por tanto, ni este Artículo ni ningún otro en el Proyecto de Resolución, modifica la definición de Usuario No Regulado determinada por la Resolución 057 de 1997. 

Ahora bien, el Reglamento de Comercialización de Gas Combustible está siendo desarrollado por la Comisión actualmente. En este documento se definirán todas las reglas aplicables a la práctica de la actividad de comercialización. Las consideraciones que mencionan los Agentes como motivos para mantener lo dispuesto en la Resolución 57/96, en lo referente a la definición de Usuario No Regulado, están siendo analizadas por la Comisión. 
2.2.5 Responsabilidad del comercializador incumbente 

GASES DE OCCIDENTE
A la luz del proyecto de Resolución y de la Resolución 108 de 1997, es evidente que en caso que el Comercializador se vaya, el usuario quedará completamente desprotegido; si lo que se pretende el regulador es que el Comercializador Incumbente se haga cargo del mismo, ante la falla del comercializador puro, debería establecerse dentro de la metodología para la definición del cargo, la remuneración que retribuya los costos en los que incurriría el Comercializador Incumbente, por tener un personal y una infraestructura de respaldo.

RESPUESTA

Tal como lo manifestamos en respuesta anterior,  en el momento de la expedición del Reglamento de Comercialización, si llegaren a presentarse nuevos gastos, como consecuencia de lo dispuesto en dicho reglamento, se definirá el esquema de remuneración correspondiente.

2.2.6 Desconocimiento del capital de trabajo 

GASES DE OCCIDENTE
De otro lado, es importante tener en cuenta el capital de trabajo que requiere una Comercializadora, especialmente cuando los productores exigen pagos anticipados del gas o garantías, que según la Fórmula Tarifaria, no pueden ser transferidos al usuario.

RESPUESTA

Los pagos anticipados que se utilicen como instrumento financiero para cubrir obligaciones de compra de gas y que formen parte del costo del gas pueden trasladarse al usuario final siempre que cumplan con las disposiciones establecidas en la Resolución CREG-023 de 2000 y en el proyecto de resolución que se somete a consideración de la Comisión, especialmente en lo relacionado con los costos promedios máximos unitarios trasladables, determinados con base en el costo total y los volúmenes consumidos por los usuarios durante cada mes de consumo.

El proyecto de resolución en su Artículo 37 establece claramente los conceptos que no pueden ser trasladados al usuario final dentro del costo promedio máximo unitario de compras de gas, entre ellos están las pérdidas de gas, los costos de transporte, penalizaciones, compensaciones, intereses de mora u otros cargos no regulados. 

De otra parte, los costos por concepto de garantías y pólizas hacen parte de los gastos de AOM que debe reportar cada Agente. Así, no es necesario incluir costos adicionales por las compras de gas.
2.3. FORMULA TARIFARIA

2.3.1 Compras de gas en condiciones de libre concurrencia 

GASES DE OCCIDENTE  

Las empresas deberán dirigir una comunicación a los diferentes productores, identificando la demanda a atender, y solicitando una oferta de precios bajo las modalidades de firme. Dado que el precio del gas debe evaluarse en City Gate, deberá tenerse en cuenta el costo del transporte hasta ese punto, de acuerdo con las tarifas que para el efecto disponga el transportador.

El procedimiento anterior determinará el precio del mercado primario, al cual el comercializador puede conseguir el respectivo gas; conocida esa cifra, se publica una invitación a ofertar tanto a Comercializadores como a Usuarios No Regulados con capacidades excedentarias en firme, para que presenten propuestas que mejoren el precio en puerta de ciudad.

Si no existe oferta alguna, el Distribuidor procederá a contratar con el Productor, de acuerdo con la oferta de venta enviada.

GAS NATURAL   

Sería conveniente aclarar que la tarifa “mínima obtenible” a que hace referencia el Artículo 37 no sólo dependerá de la disponibilidad de gas de los comercializadores, sino también de la disponibilidad de la capacidad de transporte para llevar el gas a los sitios de consumo, que como se sabe es insuficiente en algunos tramos del Sistema Nacional de Transporte.

Adicionalmente, cabe señalar que la previsión contenida en el Parágrafo 1 del Artículo en comento, no resulta conveniente por cuanto limita la capacidad de negociación en bloque de un grupo empresarial, el cual, al agregar el consumo de la matriz y sus filiales, puede obtener mejores condiciones de suministro para los Usuarios de las  que podría obtener cada empresa individualmente, castigando en mayor proporción a las empresas más pequeñas. Esta condición también limita las operaciones en el mercado secundario de gas.

RESPUESTA

Mediante la Resolución CREG-023 de 2000 se establecieron, entre otros, el procedimiento bajo el cual se deben realizar las solicitudes de suministro por parte de Comercializadores a Usuarios Regulados y, las ofertas de gas natural por parte de los Productores-Comercializadores. Es entendible que cuando existan restricciones de transporte, es posible que los suministros de gas que utilicen los tramos congestionados no sean “obtenibles” y en tal sentido no puedan disponerse de ofertas de suministro de gas que utilicen tramos de Sistemas de Transporte en estas condiciones.

De otra parte, mediante el Parágrafo 1 del Artículo 38 de la propuesta regulatoria se busca evitar que haya márgenes de ganancia injustificados en la compra-venta de gas entre Comercializadores que tengan interés económico en los términos definidos en la Resolución CREG-071 de 1998. No obstante, es posible que haya beneficios por economías de escala en la compra-venta de gas por parte de grupos económicos. Así, se propone permitir la compra-venta de gas entre Comercializadores que tengan interés económico en los términos definidos en la resolución CREG-071 de 1998, pero en todo caso el precio de dicha adquisición no debe exceder el precio de compra al Productor-Comercializador que realiza la venta. 

2.3.2 Costo promedio máximo unitario para compras de gas 

GASES DE OCCIDENTE  

Dentro de la Fórmula, no se incluyen los costos en los que incurre el Comercializador, tales como garantías, pólizas, etc, que son exigidas por el transportador y el productor.

Consideramos necesario que el regulador establezca la TRM con la cual los productores y los transportadores deben facturar el suministro y el transporte de gas respectivamente, como la tasa de cambio representativa del mercado del último día del mes m-1.

Respecto del Parágrafo 2 de este Artículo no se establece el tratamiento a dar a los contratos que se encuentran suscritos y aceptados. Es esta obligación exigible por parte del Comercializador al Productor aún cuando los contratos vigentes disponen otra cosa?
RESPUESTA

Los costos por concepto de garantías y pólizas hacen parte de los gastos de AOM que debe reportar cada Agente. Así, no es necesario incluir costos adicionales por las compras de gas.

Con respecto a la TRM para efectos de facturación se debe tener en cuenta: i) la metodología general de cargos de transporte (Res. CREG-001 de 2000) establece que las liquidaciones se hacen en el momento de la facturación a la TRM del último día del mes en que se realice el transporte y; ii) mediante la Res. CREG-023 de 2000 se establece, entre otros, que de no acordarse entre las partes un método de facturación distinto, la facturación del gas suministrado se hará en pesos y se liquidará a la TRM del último día del mes en el cual se efectuó el suministro. 

De otra parte, los Artículos 35 y 36 del proyecto de resolución que se divulgó mediante Circular No. 02 de 2003, claramente establecen las fechas en las cuales deben utilizarse las tasas representativas de mercado para efectos de la liquidación en pesos de las componentes de costos de transporte y de suministro de gas.

Tal como se establece en los considerandos del proyecto de resolución, de acuerdo con lo establecido en el Artículo 978 del Código de Comercio, cuando la prestación de un servicio público está regulada por el Gobierno, las condiciones de los contratos deberán sujetarse a los respectivos reglamentos. 
GAS NATURAL   

Parece improbable lograr que el Productor-Comercializador facture dentro de los cinco (5) primeros días del mes, ya que depende de información de sus operadores  la cual requiere de cierto tiempo para su emisión.

RESPUESTA

A juicio del Comité de Expertos y teniendo en cuenta las labores requeridas, la tecnología necesaria para dicha facturación y el reducido número de comercializadores existentes en el país, se considera que los productores comercializadores pueden cumplir con los plazos establecidos en el proyecto de resolución.

2.3.3 Costo promedio unitario para transporte de gas 

EEPPM
De otro lado, con el fin de evitar que el rezago en el traslado al cliente de las componentes G y T sea asumido por las empresas, solicitamos que la CREG defina un esquema que permita ajustar mensualmente el costo real del gas y de su transporte, tal como lo sugiere igualmente NATURGAS en comunicación sobre este mismo asunto. Como una alternativa para aliviar dicho rezago, sugerimos que se publiquen dichas componentes en dólares por metro cúbico y no en pesos por metro cúbico como propone la CREG. Publicar los cargos en pesos y antes de su aplicación conduce a que la empresa tenga que publicar las tarifas para el mes m con la TRM del último día del mes m-1. La exigencia de la Resoluciones 001 y 023 de 2003 de que G y T sean facturados a los comercializadores con la TRM del último día del mes de consumo, hace que se presente un rezago de por lo menos un mes, entre el momento en que el comercializador debe publicar las tarifas y el momento en que sabe cuánto le costó realmente el suministro y transporte de gas natural en pesos.

NATURGAS

La fórmula tarifaria para el costo del gas y del transporte no es un “pass-through” puro, e incluso implica el rezago de hasta dos meses para aplicar las tarifas a los usuarios de los primeros ciclos de facturación, con lo cual las empresas estarían asumiendo contra sus balances las devaluaciones que se registren cada mes. 

RESPUESTA

Tal como se muestra en el flujo de fondos presentado en la Figura 13 del numeral 4.9 del documento soporte al proyecto de Resolución, el comercializador recauda anticipadamente aproximadamente el 50% de sus obligaciones y el saldo restante lo recauda durante los 15 días siguientes al vencimiento de la misma, con lo cual no se generan costos financieros en dicha operación. De otra parte, tal como lo establece el Artículo 35 y en el Artículo 36,  el productor-comercializador y el transportador deben facturar sus costos en  pesos utilizando la tasa de cambio correspondiente al último día del mes de prestación del servicio (mes m-1), con lo cual el comercializador  no asume ningún riesgo cambiario por cuanto dichos costos son conocidos antes del inicio de los ciclos de facturación y son aplicados con la debida oportunidad.

NATURGAS

En los casos que aplica la Resolución 39, es un hecho que el costo de gas cambia los días 9 de febrero y agosto de cada año, con lo cual las empresas distribuidoras asumirían las variaciones en el precio de gas sin poderlo pasar a los usuarios, quienes tampoco se podrían beneficiar oportunamente de una reducción de los costos del gas y transporte. 

RESPUESTA

Las variaciones que se presenten en los costos de suministro o de transporte, las facturará el agente correspondiente al finalizar dicho mes, y serán cobradas por el comercializador a partir del día 16 del mes siguiente, con un flujo de ingresos que supone que aproximadamente el 50% de dicha factura será recaudada antes de su vencimiento y el saldo 15 días después, sin que se impida trasladar oportunamente dichos costos a los usuarios 

NATURGAS
Igualmente, dado el cronograma de publicación de tarifas mensuales expuesto en el Proyecto de Resolución, es imposible contar con la información del costo de transporte para antes del día 5 de cada mes, porque dicha información viene siendo suministrada por las partes (en promedio) el día 12 de cada mes”.

RESPUESTA

Tal como lo establece el parágrafo 2 del Art. 35 y el parágrafo 2 del Art. 36 del proyecto de resolución, el productor-comercializador y el transportador, respectivamente, deberán facturar los bienes o servicios ofrecidos en el mes m-1 durante los cinco primeros días de cada mes m. Período de tiempo suficiente para que el comercializador publique los cargos antes de su aplicación y para que estos agentes produzcan la factura correspondiente, que para el mes m ocurre después del día 15 de dicho mes.

GASES DE OCCIDENTE
Dentro de la fórmula, componentes CTG m-1 no se incluyen los costos en los que incurre el comercializador, tales como garantías, pólizas, etc, que son exigidas por el transportador y el productor.

En la medida que este es un costo que las comercializadoras tienen que incurrir necesariamente, debería ser un mayor valor del gas”.

RESPUESTA

Como se indicó anteriormente, los gastos en que incurre un comercializador o distribuidor por concepto de garantías, pólizas o seguros son gastos generales que se registran en los correspondientes gastos de operación de cada negocio.

2.3.4 Tratamiento del Kst causado 

Gas Natural S.A. E.S.P. solicita que se aclare en el Artículo 33 del proyecto de Resolución que dicho artículo no aplica para aquellas empresas que se acogieron a la opción tarifaria establecida en la Resolución CREG-007 de 2000. La solicitud es válida y en tal sentido se propone aclarar dicho artículo.

2.4 GENERALES

2.4.1 Término para la presentación de la solicitud tarifaria 

Gas Natural S.A. E.S.P. y Naturgas solicitan ampliar el plazo para la presentación de la solicitud tarifaria. Se propone a la Comisión aceptar la solicitud estableciendo un plazo de un mes para la entrega de la información histórica y un mes adicional para la presentación del Programa de Nuevas Inversiones y la proyección de demanda correspondiente.

3. RECOMENDACIONES A LA COMISION

Con base en lo expuesto en el presente documento se recomienda a la Comisión adoptar el proyecto de resolución anexo, que incluye los ajustes propuestos, entre los cuales se destacan los siguientes:

· Modificación del cálculo del cargo piso.

· Ampliación del número de rangos de consumo de la canasta de tarifas

· Eliminación de la componente de tributo nuevo

· Aclaración de la remuneración de los terrenos e inmuebles

· Tratamiento a mercados atendidos con GNC y gas natural por gasoductos

· Ampliación del plazo para la presentación de la solicitud tarifaria.

� A título informativo, el costo de una poliválvula representa entre el 0.3% y 2% del costo por kilómetro de red de polietileno, dependiendo de sí la canalización es en asfalto o destapado. 





� “Especificaciones Generales de Construcción de Carreteras”, INVIAS, 1998
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