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Introducción

Este documento corresponde al Informe final de la primera fase del estudio sobre “METODO­
LOGÍAS PARA LA REMUNERACIÓN DE COSTOS EFICIENTES DE AOM DE EMPRESAS 
DE TRANSMISIÓN” , realizado por la Universidad de los Andes para la Comisión de Regulación de 
Energía y Gas (CREG) y Colciencias. La primera fase del proyecto corresponde a la identificación, 
evaluación y utilización de metodologías de medición de eficiencia para la remuneración de costos 
de administración, operación y mantenimiento (AO&M) para la actividad de transmisión de energía 
eléctrica.

Para comenzar se presenta una revisión de la definición de la actividad de transmisión y de los 
esquemas de remuneración de la calidad y económica utilizados en diferentes países, principalmente 
de América Latina, incluyendo Colombia. También se estudian en detalle las estructuras de costos 
de diferentes empresas de transmisión, que operan en sistemas de países principalmente europeos, 
con el fin de establecer referentes internacionales para la remuneración de costos AO&M de las 
empresas que operan en el Sistema de Transmisión Nacional (STN).

La regulación económica de las actividades monopólicas presenta algunos problemas para el 
regulador debidos a las limitaciones en la información necesaria para determinar combinaciones 
eficientes de factores (inversión, gastos AO&M), que minimicen los costos de producción y garanticen 
el cumplimiento de los criterios de calidad establecidos. Existen diferentes metodologías para la 
medición de la eficiencia de firmas con relación a una frontera eficiente, entre las cuales se pueden 
mencionar el Análisis Envolvente de Datos (DEA por sus siglas en inglés), y el Análisis de Frontera 
Estocástica (SEA por sus siglas en inglés), las cuales fueron utilizadas en este estudio. La literatura 
internacional revisada reporta muy escasos trabajos de aplicación de estos métodos para estimar 
los costos eficientes de las actividades de administración, operación y mantenimiento de empresas 
de transmisión de energía eléctrica.

Otro de los enfoques empleados para medir la eficiencia son los índices de productividad, los 
cuales miden la relación entre el producto y los factores para producirlo. En este trabajo se calcularon 
los índices de Malmquist.

Una correcta aplicación de las metodologías de construcción de fronteras eficientes requiere 
que la información utilizada corresponda en forma precisa a los costos que se están evaluando y 
que sea reportada bajo los mismos criterios contables, monetarios y técnicos. En este proyecto se 
hace uso de la información reportada por las empresas en los Planes Unicos de Cuentas (PUC) a 
la Superintendencia de Servicios Públicos, así como también la información utilizada y publicada 
por el Operador del Sistema para la liquidación del ingreso para el período 2000 a 2004. Dada la 
integración de actividades presente en el mercado eléctrico colombiano, fue necesario diseñar unos 
formatos para precisar la información correspondiente a la actividad de transmisión. Estos formatos 
fueron construidos aplicando el concepto de Costeo Basado en Actividades, lo cual es coherente 
con el nuevo diseño de PUC, el cual se encuentra en proceso de implementación por parte de la 
Superintendencia.

La validez de los resultados obtenidos de la aplicación de estas metodologías depende, además
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de la calidad de la información, de la dimensionalidad de los datos. El reducido número de empre­
sas transmisoras forzó a aumentar artificialmente la muestra mediante una técnica de análisis de 
ventanas de tiempo.

Las variables seleccionadas para los modelos se identificaron a partir de una conceptualización 
microeconómica de la actividad de transmisión de energía eléctrica y de las funciones de producción 
y de costos. Esta variables se clasificaron en variables propias del negocio y variables de entorno. 
Para los dos tipos de modelos (DEA y SEA), las variables de entrada corresponden a los insumos de 
las actividades productivas, esto es activos eléctricos (en unidades físicas y monetarias), activos no 
eléctricos y gastos de AO&M. Las variables de entorno captan las implicaciones ambientales como 
la corrosión y la complejidad de la infraestructura de transporte por empresa. Como variables de 
salida se consideraron la disponibilidad y la energía transportada por el sistema de cada empresa. 
Con relación a esta última variable no fue posible conseguir la demanda transportada por el sistema, 
por lo cual se utilizó la información de capacidad nominal de transporte.

Los análisis de DEA permiten establecer fronteras eficientes para los costos de AO&M y referir 
cada empresa a aquellas que quedan en la frontera. El modelo propuesto es orientado a entradas 
con consideraciones de discrecionalidad y retornos variables a escala. Con la estimación de índices 
de Malmquist se buscaba evaluar la dinámica de los cambios en eficiencia en los gastos de AO&M 
y lograr diferenciar las mejoras propias de aquellas debidas a cambio tecnológico. Sin embargo, la 
utilización de ventanas de tiempo dificulta la interpretación de los resultados obtenidos. Los modelos 
desarrollados utilizando SEA emplearon como entradas todos los insumos, sin separar los gastos de 
AO&M de la inversión. La frontera se construye a partir de funciones de producción (cantidad 
producida como función de los insumos) y su estimación informa sobre la eficiencia relativa de las 
empresas para entregar el producto.

Los resultados obtenidos fueron analizados en forma detallada y obligaron a revisar en forma 
repetida la información recibida y la manera como las empresas reportan la información contable en 
los PUC. También fue necesario identificar algunos gastos particulares en que incurren las empresas, 
como aquellos correspondientes a atentados e impuestos que dependen del entorno de operación, 
así como también aquellos que no hacen parte de la actividad de transmisión, como gastos por activos 
de conexión o de terceros y gastos de centros de control. No obstante lo anterior, es importante 
señalar que algunos de estos gastos deberán ser incluidos por el regulador cuando se determine la 
remuneración de las empresas.

En este documento se presentan los resultados de eficiencia relativa obtenidos de la aplicación de 
la serie de modelos finales seleccionados por el equipo de trabajo, así como una serie de indicadores 
por empresas que puedan ayudar al regulador a tomar una decisión a la hora de establecer la 
remuneración de las empresas transportadoras. Igualmente, y a fin de identificar estándares de 
eficiencia para la actividad de transmisión se construyeron modelos DEA para estimar fronteras 
eficientes con retornos constantes a escala. Para terminar se propone un modelo de diseño eficiente, 
en el cual se optimiza el nivel de tensión, el calibre del conductor eléctrico y las pérdidas de potencia, 
tomando como base los costos de las unidades constructivas correspondientes.

El siguiente diagrama resume la concepción del proceso de estimación de costos eficientes de 
AO&M. Los ocho primeros pasos corresponden al proceso seguido por el grupo de investigación para 
la identificación y aplicación de las metodologías mencionadas. Los pasos posteriores complementan 
el análisis de eficiencia y deben ser adelantados por el regulador para determinar los niveles de gastos 
AO&M, de ser posible mediante interacción con las empresas involucradas, para así garantizar el 
éxito del proceso.
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Capítulo 1

Economía de la transm isión

En este capítulo se estudian las tecnologías de transmisión como sistemas económicos con insu­
mos y productos y se muestra la conveniencia de organizar los insumos en tres categorías:

■ Incluye todos los elementos físicos del sistema cuyo propósito es proveer aislamiento eléctrico 
adecuado, para el nivel de tensión de transmisión o distribución del sistema eléctrico

■ Incluye el elemento físico requerido para establecer la corriente eléctrica. Este permite trans­
mitir la potencia eléctrica al nivel de tensión del sistema, de un nodo a otro de la red. Consiste 
de cables de material conductor eléctrico.

■ Incluye la potencia eléctrica que se desea transm itir y una potencia adicional que debe tenerse 
disponible. Esta potencia adicional a la que se transmite es aquella que se disipa en forma de 
calor en los cables eléctricos.

Las dos primeras categorías representan variables de inversión en el sistema de transmisión, mientras 
que la tercera representa la variable relacionada con la producción, la cual corresponde al objeto 
de la transmisión de potencia eléctrica en un momento determinado. El producto del sistema de 
transmisión es el transporte de la potencia que se desea transm itir de un nodo a otro de la red 
eléctrica.

1.1. La tran sm isión  de la p o ten c ia  e léctr ica

1 .1 .1 . E l p ro b lem a  b ásico  d e la  tra n sm is ió n  d e  p o te n c ia

El proceso más elemental en el transporte de potencia eléctrica es mover una potencia P(t)  una 
distancia L  en un determinado momento t. Este proceso ocurre en el circuito de distribución de un 
hogar en el cual se utiliza el voltaje de distribución secundaria o en una línea de transmisión de alta 
tensión. El transporte de potencia eléctrica se logra estableciendo una corriente I(t), a lo largo de 
la distancia L, a través de un cable de material conductor eléctrico. La potencia transm itida P(t) 
es proporcional al producto de voltaje por corriente:

P(t) = V  ■ 1 ( f ) - factor  (1.1)

El coeficiente de proporcionalidad factor  depende del contexto en que se considera la transmisión 
de potencia eléctrica. Por ejemplo, si la potencia P(t) corresponde a la demanda de una carga en un 
circuito de distribución de baja tensión, entonces, el coeficiente es el factor de potencia de la carga 
cuyo valor usualmente está entre 0,9 y 1,0.
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Si, por el contrario, P(t)  corresponde a la potencia transm itida por una línea de transmisión, 
entre dos nodos de una red eléctrica de alta, tensión el valor de factor  depende de las condiciones 
del sistema. Dichas condiciones son la magnitud y ángulo de fase de la tensión en los dos nodos 
extremos de la línea. Lo ideal, en términos de eficiencia, es que el coeficiente factor  se acerque a uno. 
Sin embargo, esto no se puede lograr siempre en todas las líneas de transmisión o transformadores 
de una red eléctrica.

1 .1 .2 . F u n ción  d e d u ración  d e la d em a n d a

La potencia transm itida P(f)  entre dos nodos de la red, la cual corresponde a la demanda para 
el sistema de transmisión, varía de acuerdo con: la hora del día; el despacho de generación, el cual 
cambia significativamente si es estación de verano o de invierno; la distribución de las cargas en 
todos los nodos de la red; la topología; y el estado de la red; etc. La evaluación del desempeño 
económico de la red requiere conocer, durante un periodo T  (por ejemplo, un año), la distribución 
de la variable P(t)  en el tiempo. Una manera conveniente de tener esta información sin entrar en el 
detalle de especificar la hora del día, generaciones y cargas, etc., es utilizar la función de duración de 
la demanda de la variable. Esta función entrega la potencia eléctrica, P(t),  que es excedida durante 
un periodo de duración acumulada t durante el año. Corresponde a la suma de todos los intervalos de 
tiempo del año en los que la potencia es mayor a P(t).  Esta función decrece desde un valor máximo 
P(0), la potencia pico que ocurre en cualquier momento del año de duración cero, hasta el valor de 
la potencia mínima P(T).  Un proxi de esta función para propósitos de evaluación económica es la 
siguiente aproximación lineal:

P(t) = P(0) Ĵ  + P ( T ) ±  (1.2)

En lo que sigue Pft)  significará la función de duración de demanda o su proxy.

1 .1 .3 . P ér d id a s  d e p o te n c ia  e léc tr ic a

En el proceso elemental de transportar una potencia eléctrica Pft)  una distancia L  ocurren 
pérdidas n(t) por disipación de calor en el conductor eléctrico causadas por el paso de la corriente 
I ft )  iguales a:

Pi(t) = R  ■ I ( t )2 (1.3)

donde R  es la resistencia eléctrica del cable conductor.
La resistencia del conductor se expresa en términos de sus dimensiones físicas, a saber la longitud 

L y la sección S,  mediante la siguiente formula:

R = P - ^  (1-4)

donde p resistividad eléctrica característica del material conductor.
Las pérdidas de potencia tienen un impacto preponderante en el diseño de sistemas de transm i­

sión porque hay que generarlas igual que la potencia que se transmite. Como las pérdidas de potencia 
eléctrica dependen cuadráticamente de la corriente, su impacto económico crece muy rápidamente si 
se transm ite a un mismo nivel de voltaje de transmisión. Esto sugiere que, a medida que la potencia 
transm itida aumenta, es necesario aumentar el voltaje con el fin de disminuir la corriente a valores 
en que las pérdidas sean apenas una pequeña fracción de la potencia transmitida.
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1 .1 .4 . In su m o s y  p ro d u cto s

El sistema de transmisión se puede mirar como una “caja negra” que tiene insumos y productos. 
El producto está dado por las dos variables, potencia transm itida P(t)  y distancia a la que se 
transm ite L. En cuanto a los insumos resulta conveniente organizarlos de la siguiente manera:

■ Elementos del sistema necesarios para proveer el aislamiento eléctrico requerido al nivel de 
tensión V  al cual se establece la corriente I(t); a través del cable conductor de sección S  y 
longitud L.

• Cables de material conductor eléctrico. La cantidad de material M  es:

■ Pérdidas de potencia eléctrica n(t) que hay que entregar adicionalmente en el punto en que 
se transm ite la potencia P(t).

1 .1 .5 . F u n ción  d e p ro d u cc ió n

Los tres insumos V, M  y  n(í) determinan completamente el producto de la tecnología. En efecto, 
combinando las ecuaciones (1.1), (1.3), (1.4) y (1.5) se obtiene la siguiente relación:

Esta expresión se conoce en microeconomía como la función de producción de la tecnología. 
Exhibe las posibilidades de obtener el producto (P(t) ,L)  en términos de: las variables de insumo 
(V,M, n(í)); de los factores tecnológicos 1/p, el cual es la conductividad del material (inverso de la 
resistividad); y el coeficiente factor.  Esta función de producción permite sacar algunas conclusiones 
importantes:

■ El producto económicamente relevante de las tecnologías de transmisión de potencia es el 
producto numérico de la potencia eléctrica transm itida por la distancia transmitida, P(t) ■ L. 
Esto significa, por ejemplo, que la misma infraestructura de transmisión en términos de nivel 
de tensión, de cantidad de material conductor eléctrico y de pérdidas de potencia nos permite 
transm itir el doble de potencia a la mitad de la distancia (utilizando un conductor con el doble 
de sección y la mitad de longitud) o la mitad de la potencia al doble de distancia (utilizando 
un conductor con la mitad de sección y el doble de longitud), etc.

■ El producto P(t) ■ L  se puede aumentar al doble de muchas formas: cambiando una sola de las 
variables de insumo, por ejemplo, aumentando el voltaje al doble, cuadruplicando la cantidad 
de material conductor o cuadruplicando las pérdidas de potencia; igualmente, incrementando 
simultáneamente al doble la cantidad de material conductor y las pérdidas sin cambiar el 
voltaje, etc.

En microeconomía se dice que esta función de producción es del tipo Cobb-Douglas, la cual 
muestra retornos constantes con el voltaje y retornos decrecientes con la cantidad de material 
conductor y con las pérdidas de potencia. Las elasticidades marginales de sustitución técnica entre 
pares de insumos son constantes, iguales a —1/2 para voltaje y material conductor y para voltaje y 
pérdidas; e igual a -1 para material conductor y pérdidas.

M  = S  ■ L (1.5)

(1 .6)
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1.2. C ostos de los in sum os

1 .2 .1 . C o sto s  re la c io n a d o s con  la  te n s ió n  d e  tra n sm is ió n

Los costos de la infraestructura relacionada con el nivel de tensión de transmisión se dividen en:

■ Costos Cp(y) por unidad de potencia, los cuales se encuentran relacionados con el proceso 
de elevar el nivel de tensión hasta el voltaje de transmisión V  y varían, aproximadamente, en 
proporción a la potencia pico transm itida P(0). Estos costos se encuentran asociados con la 
capacidad instalada que se utiliza para transformar la potencia, aumentando el voltaje al nivel 
de la tensión de transmisión V  y reduciéndolo de nuevo, al final, al voltaje de distribución.

■ Costos Cl (V), los cuales varían aproximadamente en proporción con la distancia L, y se 
encuentran asociados con la infraestructura requerida para proveer el aislamiento eléctrico 
adecuado para el voltaje V.

1 .2 .2 . C o sto s  re la c io n a d o s con  los ca b les  co n d u cto res  d e e lec tr ic id a d

Costo unitario del conductor eléctrico Cm , el cual depende del material del conductor, existiendo 
algunas economías de escala al aumentar su sección.

1 .2 .3 . C o sto s  re la c io n a d o s con  las p érd id as d e p o te n c ia  e léc tr ic a

Costo unitario de las pérdidas n(t) de potencia en la transmisión. Es igual al costo de generarlas 
y en consecuencia es igual al costo marginal de generación, Cg(í), de potencia eléctrica en t. El 
costo de las pérdidas es:

(1.7)
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Capítulo 2

Definición de la actividad transm isión  
con miras a su regulación y  
macroprocesos de la actividad

De acuerdo con la disciplina académica que tra ta  del “Análisis de Sistemas de Potencia” , trans­
mitir electricidad1 consiste en conducir o transferir electricidad entre puntos determinados de una 
red eléctrica. En un sistema de potencia, la electricidad realiza un recorrido complejo desde los lu­
gares donde se produce, pasando por diferentes etapas de transporte y transformación, hasta llegar 
finalmente a los centros de consumo donde es utilizada.

Para propósitos de regulación económica de la industria eléctrica, se requiere complementar la 
definición académica anterior, con elementos derivados de la estructura económica (i.e. empresarial) 
que se adopte para la industria eléctrica2.

Existen diferentes clasificaciones que podrían utilizarse para las redes de transporte de energía 
eléctrica:

■ Según la función que desempeñan en el sistema eléctrico:

• Redes de transmisión que unen las centrales productoras (asociadas a subestaciones ele­
vadoras) con subestaciones reductoras cercanas a los centros de consumo y generalmente 
operan a altas y extra-altas tensiones con configuraciones malladas.

• Redes de sub-transmisión, las cuales unen las subestaciones reductoras con las subesta­
ciones de distribución, operan a tensiones medias y tienen configuraciones malladas y de 
anillo generalmente.

• Sistemas de distribución que llevan la energía a los usuarios finales, operan a tensiones 
bajas y aunque su configuración es mallada, su explotación se lleva a cabo de forma radial 
con el fin de disminuir los riesgos a los usuarios finales.

■ Según su disposición y modo de alimentación

• Redes radiales: se caracterizan por la alimentación en uno solo de sus extremos, transm i­
tiendo la energía en forma radial a los usuarios, además de su simplicidad y la facilidad

E lec tric id ad  es un  térm ino general que comprende los conceptos de “energía eléctrica” y “potencia eléctrica” .
2En un modelo de industria desintegrado entre generación, transm isión y distribución, la im portancia de delim itar 

la actividad de transm isión es crucial, m ientras que en un sistem a integrado (con una sola em presa que reúne todas 
las actividades) esta delimitación no es necesaria.
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para implementar esquemas de protección selectivos. Presentan falta de garantía del ser­
vicio.

• Redes en anillo: se caracteriza por tener dos de sus extremos alimentados, quedando estos 
puntos intercalados en el anillo o bucle, presenta mayor complejidad en su implementación 
y en los esquemas de protección pero tiene mayor garantía de servicio y facilidad de 
mantenimiento.

• Redes enmalladas: es el resultado de entrelazar anillos y líneas radiales formando mallas. 
Sus ventajas radican en la seguridad del servicio, flexibilidad de alimentación y facilidad 
para mantenimiento, mientras que sus inconvenientes están relacionados con la compleji­
dad, extensiva a las protecciones, y el rápido aumento de las potencias de cortocircuito.

■ Según el nivel de tensión de operación de las redes

• Redes de alta y extra-alta tensión: entre 200 y fOOOkV aproximadamente. Las tensiones 
mas utilizadas son 220, 440, 500, 750kV en A.C.

• Redes de media tensión: entre 40 y 200kV aproximadamente.

• Redes de baja tensión: menores a fOkV aproximadamente. Aunque se debe tener en 
cuenta que a nivel internacional no hay consenso en esta clasificación y se presentan 
numerosas variantes.

■ Según la forma en que se realice su construcción

• Redes aéreas: están formadas por conductores desnudos o aislados apoyados sobre ele­
mentos aislantes que, a su vez, son mantenidos a una determinada altura sobre el suelo 
y en una determinada posición por medio de apoyos repartidos a lo largo de su recorri­
do. Se emplean principalmente para el transporte entre grandes centros de producción y 
consumo a altas tensiones, interconexión entre regiones y redes de distribución en media 
y baja tensión. Es más propenso a sufrir averías a causa de los factores atmosféricos pero 
la localización y reparación de fallas es más simple.

• Redes subterráneas: se utilizan generalmente para grandes densidades de cargas en áreas 
congestionadas de las ciudades, mediante cables enterrados a lo largo de las calles. No 
están expuestas a los fenómenos atmosféricos pero son más costosas debido a los costos 
de inversión y mantenimiento.

La clasificación de los activos de transporte y transformación por niveles de tensión puede resultar 
incompatible con la definición funcional. Aun cuando, en algunos casos es posible asociar los niveles 
de tensión de operación con las funciones de transmisión, subtransmisión o distribución, no es posible 
la clasificación automática de los activos en una función de transporte específica. De hecho, en el país 
existen activos con tensión de operación de 220 kV asociados con la subtransmisión o distribución 
local y activos con tensión de operación inferior a 220 kV que interconectan municipios, siendo su 
función la transmisión eléctrica.

La concepción de la red en términos del mercado busca reducir las limitaciones para las transac­
ciones entre agentes generadores y comercializad ores. En el límite, el sistema de transmisión debería 
ser infinito para que no existieran ventajas competitivas asociadas con la ubicación relativa de los 
agentes, se pudiera realizar cualquier transacción y no se dependiera de las características físicas 
de la red. Pero en la realidad existen restricciones técnicas y económicas que limitan la capacidad 
de transporte e impiden la realización de cualquier tipo de transacción. También se debe tener en 
cuenta que cada usuario en particular requiere un servicio diferente de la red, dependiendo del punto
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especifico donde se inyecta y se extrae la potencia, la cantidad y el periodo de tiempo del servicio, 
entre otros.

2.1 . D efin ición  de la activ id ad  de tran sm isión  para p rop ósitos de 
la  regulación  econ óm ica

La discusión en torno a la definición de transmisión o sistema de transmisión en algunos casos 
ha sido compleja, y en definitiva ha conducido a que se adopten enfoques prácticos, orientados más 
por la realidad comercial de la cadena productiva, que por la condición técnica del fenómeno físico 
de la electricidad3.

Algunas diferencias entre las actividades de transmisión y distribución que se pueden plantear 
son las siguientes :

■ Las líneas de transmisión transportan potencia en las dos direcciones, dependiendo de las con­
diciones de la generación y la demanda. Por el contrario, las redes de distribución generalmente 
poseen un único flujo hacia los consumidores.

■ Las redes de distribución son complejas, con circuitos altamente enmallados y con uso frecuente 
de conexiones T entre circuitos y cargas. La configuración, los caminos eléctricos y los flujos 
hacia los consumidores, pueden variar de un punto a otro de la red debido a cambios en las 
demandas.

■ En las redes de distribución existen gran cantidad de nodos y puntos de extracción de carga, 
lo cual contrasta con las redes de transmisión, en las cuales los clientes corresponden a un 
número reducido.

■ Las redes de distribución no se diseñan para soportar conexiones de generadores debido a las 
exigencias en los niveles de falla y en los requerimientos de protecciones. Esto puede cambiar 
con la introducción de los sistemas de generación distribuida.

■ Los motivad ores ( “drivers”) de inversión en capital de las redes de transmisión difieren de los 
de las redes de distribución.

■ Existen diferencias en los marcos regulatorios y metodologías de remuneración de las dos 
actividades.

Con el fin de precisar las implicaciones de la definición de la actividad sobre los métodos de 
remuneración, se adelantó una revisión de las definiciones adoptadas en Nueva Zelanda y algunos 
países latinoamericanos, que se presenta en el Anexo B, y de la cual se pueden extraer las siguientes 
conclusiones:

3E1 caso de A ustralia es significativo. La definición del Código fue producto de un debate en el que participaron 
profesionales de diversas disciplinas y jurisdicciones. La definición final estuvo gobernada por el nivel de voltaje (líneas 
de 66 kV o superiores, hacen parte del sistem a de transm isión nacional). Aunque en el Estado de Victoria la definición 
no fue problem ática, en otros estados presentó inconvenientes. En New South Wales y Queensland hay circuitos de 
distribución a 132 kV y 110 kV que operan en paralelo con líneas de transm isión, lo cuan induce a pensar en una 
función dual de éstas líneas. El efecto neto de la definición basada en voltaje es que todas las líneas que operan a 66 kV 
o más se clasifican como “transm isión” , a menos que se pruebe lo contrario. E l Código perm ite que los dos reguladores 
(el nacional y el estatal) conjuntam ente decidan clasificar una línea como de transm isión o como de distribución si 
esto es solicitado por un distribuidor. En algunos casos sucede que un distribuidor está sujeto a dos reguladores.

14



■ En los países que han emprendido reformas orientadas a introducir competencia en la compra 
y venta de electricidad, la definición para la actividad de transmisión ha estado orientada por 
la estructura empresarial adoptada para la industria.

■ El enfoque comercial para la definición de la actividad ha venido primando sobre una postura 
eminentemente técnica y funcional. Adicionalmente, dado que antes de las reformas en los 
sectores eléctricos las redes estaban en manos de empresas de propiedad pública casi siempre 
integradas verticalmente, y en casi todos los casos la separación de las actividades estuvo 
gobernada por el interés de privatizar algunos o todos los eslabones, la definición del Sistema 
de Transmisión Nacional (y por lo tanto la definición de la actividad) ha estado influenciada 
por la propiedad original de la red, y por los afanes propios de los procesos de venta de activos 
estatales.

■ Existe un vínculo inseparable entre la definición de la actividad de transmisión nacional y el 
Sistema de Transmisión Nacional, en razón de que las reformas casi siempre impiden a los 
transportadores tener interés económico en los eslabones de generación y distribución, pues 
éstos generalmente participan en los procesos de compra y venta de energía.

■ En todos los casos, es el regulador quien define a que corresponde el Sistema de Transmisión 
Nacional.

Por lo tanto, cualquier definición que se adopte para efectos de regulación económica tiene que 
reconocer estos elementos mencionados.

El concepto de transmisión de energía eléctrica que se empleó en el estudio fue el desarrollado 
por la CIER[8]: “Actividad económica que consiste en conducir electricidad desde nodos de inyección 
de potencia eléctrica a la red de transmisión, tal como defina la autoridad competente, hasta nodos 
de extracción de potencia eléctrica de la red” .

2.2 . C osteo  B asado  en  A ctiv id a d es

Para la mayoría de sectores productivos es de vital importancia que las empresas posean un 
adecuado sistema de costeo donde los costos indirectos se puedan asignar, no solo a los productos 
realizados, sino a las actividades empledas para su producción. El Costeo Basado en Actividades 
o denominado ABC4, es una reciente propuesta metodológica para asignar con mayor precisión los 
costos indirectos y los gastos de administración a los productos o servicios, mediante la identificación 
de cada actividad y la utilización de un conductor (driver) o base de distribución adecuada.

En cumplimiento de su deber, la Superintendencia de Servicios Públicos, adoptó como método 
estándar para todas las empresas de servicios públicos domiciliarios, el Costeo Basado en Activi­
dades. Con su aplicación se pretende que la información contable refleje la realidad de los costos 
económicos de la prestación de los servicios públicos domiciliarios, de tal manera que ésta ayude a 
la toma de decisiones en aspectos de planeación, gestión y control, con el objetivo de optimizar la 
viabilidad de dichas empresas.

Los objetivos específicos que la Superintendencia está buscando son [Í8]:

■ Medición precisa de los costos del producto o servicio.

■ Manejo razonable del precio del producto.

4Por sus iniciales en inglés Activity Based Costing
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■ Análisis de los recursos del negocio.

■ Reducción de sobrecostos.

■ Propuestas de mejoramiento continuo.

■ Herramientas para la eliminación de actividades y desperdicios en labores.

■ Información de rentabilidad por zonas de clientes o estrato, para la toma de decisiones es­
tratégicas de mercadeo.

De esta manera, cada negocio o servicio se clasifica de acuerdo con los diferentes procesos que 
realizan en desarrollo de la actividad, con el fin de asignar los recursos de forma eficiente para cada 
uno de los factores necesarios en la elaboración del producto o la prestación del servicio, así como 
las actividades posteriores de evaluación de resultados. El hecho de poseer un costeo para cada 
proceso permite una mejora continua en las diferentes actividades, aumentando la productividad, 
incentivando la inversión y mejorando el producto o, como en este caso, la prestación del servicio, 
buscando el cumplimiento de las metas económicas y gerenciales que las empresas posean.

En el caso de las ESP, la Superintendencia de Servicios Públicos ha fijado unos requerimientos 
para la implantación del Costeo ABC. El sistema debe mostrar una estructura unificada y orienta­
dora que permita la comparación, a través de una metodología integrada y la presentación uniforme 
de la información contable. Al mismo tiempo el sistema debe ser simplificado para efectos de cen­
trarse en el análisis de los aspectos de mayor interés, para las empresas y para la Superintendencia 
de Servicios Públicos.

Específicamente para el servicio de energía eléctrica, la estructura de costos y gastos se desarrolla 
de manera independiente para cada negocio dentro de la cadena de energía eléctrica. El esquema se 
divide en lo siguiente:

1. Mapa de procesos de costos y gastos: describe la cadena de valor para cada negocio identifi­
cando los procesos estratégicos, operativos y de soporte.

2. Estructura orientadora: busca interrelacionar de manera eficiente los elementos del costo con 
el fin de una mejor elaboración de los reportes que contribuya en la toma de decisiones de las 
empresas

3. Modelo simplificado: debido a que la estructura orientadora puede tener limitaciones en su 
aplicación, se considera un modelo simplificado que contiene las características básicas que 
deben tener los reportes de las empresas, dentro de los objetivos planteados por la SSPD.

4. Compendio de actividades: resume todas las actividades que se considera hacen parte de las 
diferentes unidades de negocio.

La gráfica 2.1 representa el mapa de procesos genéricos para el sector de energía eléctrica.
Los procesos estratégicos están fundamentados en los objetivos del ente económico. A través de 

ellos de fijan las políticas y directrices tendientes a mejorar la estructura organizacional y la imagen 
institucional. Los procesos estratégicos son: gestión gerencial y estratégica, planeación corporativa 
y control de gestión. Los procesos operativos hacen referencia al desarrollo de la actividad de pro­
ducción o prestación del servicio, en torno a la calidad y la eficiencia del producto o del servicio. 
Entre los procesos operativos se encuentran: operación, mantenimiento, manejo de recursos natura­
les y del ambiente, control de calidad del servicio, mercadeo, gestión de energía, atención al cliente, 
facturación y recaudo y control comercial. Los procesos de soporte hacen referencia a los recursos

16



^ p r o m o c i ó n ]

c
L
I
E
N
T
E

REQUERI
MIENTOS

l PROCESOS ESTRATÉGICOS

/ 3ESTIÓN 7
li GERENCIAL Y | 
V gST R A T É G IC /^

/ p l a n e a c i ó n  { 
C o r p o r a tiv a ^ .

/ c o n t r o l  d e
^GESTIÓN (r PROCESOS OPERATIVOS

EXPANSION 
DE LA INFRA­
ESTRUCTURA

OPERACION M A N T E N I ­
MIENTO

MANEJO RECUR- | 
SOS NATURALES 
Y DEL AMBIENTE I

CONTROL
C A L I D A D
SERVICIO

CONTROL
COMERCIALI I FACTURACION 

Y RECAUDO
MERCADEOGESTIÓN 

DE ENERGÍA
ATENCION 

A CUENTES

| SERVICIO^

NIVEL 
SATISFACCIÓN

C
L
I
E
N
T
E

PROCESOS DE SOPORTE

/ e ETATÍ nT ^ | hN A N C IER^ I ^ F I N A nN  / d E^NFORA Á
| HUMANO ||LOGISTICOS| ^INANCIERA] | CIAMIe NTQ| | MÁTICA [ |c (

/ g e s t i ó n  \
[ JURIDICA Y' 
CONTRATOS

Figura 2.1: Procesos Energía tomado de [18]

de logística para la administración. Entre ellos se encuentran: gestión del talento humano, servicios 
logísticos, gestión financiera, gestión de financiamiento, gestión de informática y gestión jurídica y 
de contratos.

2.3 . A p licación  del co steo  A B C  en  los n egocios de tran sm isión  de 
en erg ía  e léctr ica

Con el fin de estructurar la información acorde con las modificaciones a los esquemas de reporte 
de la información financiera actualmente en marcha en el país, se procedió a definir los macropro­
cesos, procesos y actividades relacionadas con los negocios de transmisión y distribución de energía 
eléctrica.

Para comenzar, se definió el macro-proceso de inversión (expansión y reposición) que consiste 
en el desarrollo de proyectos de expansión para el sistema (aunque en Colombia esta actividad es 
desarrollada por la UPME) y está conformada por actividades como el planeamiento y diseño de 
obras, la construcción de las mismas y la construcción de obras para terceros. Este macro-proceso 
no es objeto de la remuneración por AO&M.

El segundo macro-proceso es el de operación, conformado por los procesos de planeamiento, 
coordinación, ejecución y evaluación (control), además del proceso correspondiente a la operación 
de activos de terceros (que no es objeto de la remuneración por AO&M), cada uno de ellos con 
diferentes actividades como realización de estudios, servicios personales, servicios generales, etc.

El tercer macroproceso es el de mantenimiento, con los procesos de planeamiento del man­
tenimiento y plan de gestión ambiental, coordinación, ejecución y evaluación del mantenimiento 
(predictivo, preventivo y correctivo) y mantenimiento de activos de terceros (que al igual que en el 
macro-proceso anterior no es objeto de la remuneración por AO&M). Todos estos procesos conforma­
dos por diferentes actividades como realización de estudios, servicios personales, servicios generales,
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etc.
Por último se tiene el macro-proceso de administración, cine tiene procesos como la gestión 

administrativa, comercial, financiera, los recursos humanos y los servicios generales, cada uno con 
sus respectivas actividades.

Las tablas siguientes resumen estos macroprocesos y las actividades para los negocios de trans­
misión y distribución de energía eléctrica, respectivamente.

A partir de una revisión del Plan Unico de Cuentas (PUC) se estableció a que cuentas corres­
pondían las actividades de cada proceso. En general se puede establecer que las actividades corres­
pondientes a los macro-procesos de operación y mantenimiento se encuentran en la cuenta 7 (costos 
de producción) y las actividades correspondientes al macro-proceso de administración se encuentran 
en la cuenta 5 (gastos).

Los consultores Pricewaterhouse Coppers, en asocio con las empresas de transmisión de electrici­
dad de Latinoamérica, definieron estos macroprocesos, procesos y actividades, aplicando el concepto 
de Cadena de valor[8]. Estos macroprocesos, procesos y actividades fueron modificados y empleados 
en este estudio y se presentan a continuación.
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2 .3 .1 . M a cro p ro ceso  d e In versión

Los procesos de inversión son aquellos que se realizan para planear, diseñar y ejecutar obras de 
expansión del sistema de transmisión. En la tabla 2.1 se presentan las actividades de este macro­
proceso.

M A C R O PR O C E SO PRO CESO A C T IV ID A D
Desarrollar proyectos de expansión del sis­
tema de transmisión. Las obras o instala­
ciones a las cuales hace referencia son:

• Líneas de transmisión

• Equipos de transformación

• Equipos de regulación y compensación

• Equipos de control, maniobra y pro­
tecciones

• Obras e instalaciones para telecomuni­
caciones asociados al servicio de trans­
misión.

• Reposición de activos

No se incluyen los siguientes aspectos:
• Desarrollo de obras o instalaciones so­

licitadas por terceros.

• Desarrollo de activos fijos que sean in­
herentes al sistema de transmisión

• Activos de conexión del STN de gene­
radores, distribuidores o grandes con­
sumidores.

Planear y diseñar 
obras

Planear o diseñar obras o instalacio­
nes de expansión, refuerzo o adecua­
ción del sistema de transmisión na­
cional que estén bajo responsabili­
dad de la empresa y sean propiedad 
de la misma.

Construir obras Construir obras o instalaciones de 
expansión, refuerzo o adecuación 
del sistema de transmisión nacional, 
que estén bajo responsabilidad de la 
empresa y sean propiedad de la mis­
ma.

Cuadro 2.1: Macroproceso de inversión
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2.3.2. M acroproceso de A dm in istración

Los procesos de soporte o administración son aquellos que se ejecutan para apoyar los procesos 
de negocio (inversión, operación, mantenimiento y gestión comercial). En la tabla 2.2 se presentan 
las actividades correspondientes a este macroproceso.

M A C R O P R O C E SO PR O C E SO
G e s tio n a r  m a te r ia le s  y  serv icios P la n e a r  y  p ro n o s tic a r  n eces id ad es de  m a te r ia le s  y  serv icios, a d q u ir ir  m a te r ia le s  y  serv icios 

y  m a n e ja r  m a te r ia le s

E je c u ta r  m e jo ra m ie n to  del negocio E v a lu a r  y  d ise ñ a r  la  e s t ru c tu r a  o rg an izac io n a l; d e sa rro lla r  y  m a n te n e r  p ro g ra m a s  de 
m e jo ra m ie n to  co n tin u o ; a d m in is tr a r  p ro g ra m a s  d e  g es tió n  d e  ca lid ad

A d m in is tra r  a su n to s  am b ien ta le s E la b o ra r , e je c u ta r  y  m o n ito re a r  el p la n  de  m an e jo  a m b ie n ta l. Im p le m e n ta r  p ro g ra m a s  de 
co n tin g en c ia

A d m in is tra r  re lac io n es e x te rn a s M a n e ja r  re lac io n es con la  c o m u n id ad , gob ie rn o s, e n te s  reg u lad o re s  y  t r a b a ja d o re s , filiales 
e in v e rsio n ista s

A d m in is tra r  se rv ic ios gen era les D esa rro lla r  y  a d m in is tr a r  p ro g ra m a s  p a ra  el m an e jo  d o c u m e n ta l. P la n e a r , a d q u ir ir , m a n e ­
ja r  y  m a n te n e r  las in sta lac io n e s. M a n e ja r  la  f lo ta  d e  veh ícu los y  el se rv ic io  d e  m e n sa je ría  
y  fax . A d m in is tra r  se rv ic ios de  com un icac io n es y  v ig ilan c ia

A d m in is tra r  recu rso s finan c ie ro s E v a lu a r  y  a d m in is tr a r  el d esem p eñ o  finan c ie ro . M a n e ja r  el efectivo . M a n e ja r  p o líticas, 
p ro ced im ien to s  f inancieros , el riesgo  f in an c ie ro  y  o b te n e r  fin an c iam ien to . M a n e ja r  a u d ito ­
r ia s  in te rn a s , e je c u ta r  g es tió n  de  costos, a d m in is tr a r  ac tiv o s  fijos. E je c u ta r  la  c o n ta b ilid a d  
g en e ra l y  e la b o ra r  y  a d m in is tr a r  el p re su p u e s to  y  p royecciones. P ro c e sa r  c u e n ta s  p o r  p a ­
g a r  e im p u esto s

G e s tio n a r  el ta le n to  h u m an o R e a liz a r  d esc rip c ió n  d e  cargos; re c lu ta r  y  e v a lu a r  c a n d id a to s , d e sa rro lla r  y  m a n e ja r  p ro ­
g ra m a s  d e  ca p a c ita c ió n  y  e n tre n a m ie n to , m a n e ja r  el p ro g ra m a  de  g estió n  del desem p eñ o , 
p ro c e sa r  la  n o m in a . A d m in is tra r  sa lu d  o c u p a c io n a l y  se g u rid ad  in d u s tr ia l. D e sa rro lla r  y 
m a n e ja r  el p ro g ra m a  d e  co m p en sac ió n

A d m in is tra r  los se rv ic ios legales
• N eg o c ia r y  d o c u m e n ta r  a cu e rd o s  y  c o n tra to s

• P ro te g e r  la  p ro p ie d a d  in te le c tu a l

• R eso lver d isp u ta s  y  litig ios

P la n e a r  y  a d m in is tr a r  el negocio
• D e sa rro lla r  el p la n  e s tra té g ic o  d e l negocio , de  los s is te m a s d e  in fo rm ació n  y  tecn o lo g ía  

y  el p la n  d e  inversiones

• M a n e ja r  el d esem p eñ o  d e  to d a  la  o rg an izac ió n

• D e sa rro lla r  la  p lan eac ió n  t r ib u ta r ia

• M a n e ja r  seguros

• Id en tifica r  nuevas o p o r tu n id a d e s  d e  negocio

• R e a liz a r  e s tu d io s  de  reg u lac ió n  té c n ic a  y  com erc ia l

D e sa rro lla r  y  m a n te n e r  s is te m a s d e  in ­
fo rm ació n  y  tecn o lo g ía • B r in d a r  so p o r te  té c n ic o  a  u su a rio s , d e sa rro lla r  e im p le m e n ta r  ap licac io n es , a d m in is tr a r  

b ases de  d a to s , s is te m a s de  in fo rm ación , h a rd w are , eq u ip o  d e  co m u n icac io n es y  redes.

• D esa rro lla r , m a n te n e r  y  a d m in is tr a r  la  se g u rid a d  in fo rm á tic a

• E v a lu a r, se lecc io n ar y  c o m p ra r  h a rd w a re  y  so ftw are

Cuadro 2.2: Macroproceso de administración
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2 .3 .3 . M a cro p ro ceso  d e O p eración

Los procesos de operación son aquellos que se deben ejecutar para garantizar la operación normal 
del sistema de transmisión. En la tabla 2.3 se presentan las actividades de este macroproceso.

M A C R O PR O C E SO PR O CESO A C T IV ID A D
Operar el sistema de 
transmisión

Realizar análisis 
pre-operativos. • Realizar estudios eléctricos.

• Realizar estudios de coordinación de protecciones.

• Gestionar consignaciones de equipos.

• Coordinar la operación del sistema de transmisión de 
su propiedad con otros transportadores y agentes.

Operar los equi­
pos del sistema de 
transmisión

• Ordenar y /o  ejecutar las maniobras de los equipos 
del sistema de transmisión.

• Realizar supervisión de la operación.

Evaluar la opera­
ción • Realizar análisis post-operativos.

• Realizar registro y análisis de estadísticas e informes 
sobre el comportamiento del sistema de su propiedad.

Cuadro 2.3: Macroproceso de operación
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2.3.4. M acroproceso de M anten im ien to

Los procesos de mantenimiento son aquellos que se deben realizar para planear, ejecutar, con­
trolar y evaluar el mantenimiento (predictivo, preventivo y correctivo) de los equipos de las sub­
estaciones y las líneas de transmisión (estructuras, aisladores y servidumbre). En la tabla 2.4 se 
presentan las actividades correspondientes a este macroproceso.

M A C R O PR O C E SO PR O C ESO A C T IV ID A D
Realizar el manteni­
miento del sistema de 
transmisión

Planear el 
mantenimien­
to

Planear, programar y gestionar las actividades de man­
tenimiento predictivo y preventivo de los equipos de las 
subestaciones y líneas del sistema de transmisión tenien­
do en cuenta las instrucciones del fabricante y la expe­
riencia de la empresa.

Ejecutar man­
tenimiento 
predictivo y 
preventivo

Ejecutar las actividades del programa de mantenimiento.

Ejecutar man­
tenimiento 
correctivo

Ejecutar las reparaciones de las líneas y los equipos de 
las subestaciones que presenten fallas.

Controlar y 
evaluar el 
mantenimien­
to

• Controlar y evaluar el desarrollo y cumplimiento del pro­
grama de mantenimiento.

• Reprogramar actividades pendientes.

• Retroalimentar a las áreas de diseño y materiales y equi­
pos con información sobre el desempeño de los equipos.

Cuadro 2.4: Macroproceso de mantenimiento

22



Capítulo 3

Remuneración de la actividad y de los 
costos AO&M a nivel internacional

Una condición fundamental para el desarrollo de un mercado eléctrico competitivo es el acceso 
libre y sin discriminación a las redes tanto para generadores como para consumidores, lo que es 
posible con mecanismos adecuados de tarificación de los servicios de redes, que permitan una justa 
remuneración a los propietarios de esta infraestructura, incentiven la expansión y den señales claras 
para la decisiones de instalación, producción y consumo de generadores y consumidores.

El sector de la transmisión se ha convertido en el eje que posibilita el desarrollo de los mercados 
competitivos, pues es a través de esta infraestructura donde se produce efectivamente la competencia 
entre generadores y compradores. La regulación de esta actividad, considerada monopolio natural, 
por sus características económicas, debe inducir su desarrollo a mínimo costo basado, con niveles 
convenientes de calidad y confiabilidad en la prestación del servicio, y permitir la remuneración 
adecuada a los propietarios de estos sistemas, a través de metodologías de regulación idóneas con 
criterios de eficiencia.

Así, son los mecanismos de remuneración de la actividad de transmisión, los encargados de dar 
los incentivos de reducción de costos de operación de la infraestructura, establecer las señales de 
precios que compensen a los propietarios de los sistemas de transmisión existentes y estimulen la 
ampliación de las redes, buscando conciliar el libre desarrollo de las demás actividades de la industria 
eléctrica.

A nivel internacional, se pueden identificar diferentes mecanismos de remuneración del capi­
tal invertido en activos relacionados con la actividad de transmisión, así como metodologías de 
retribución por la adecuada administración y operación de la infraestructura.

En este capítulo se analiza la regulación de la calidad y económica de la actividad de transmisión 
en países latinoamericanos más nueva Zelanda y se hace una comparación a partir de características 
esenciales de los enfoques empleados. Con el fin de establecer referentes internacionales de remune­
ración de costos AO&M, se realiza una revisión detallada de las estructuras de costos de diferentes 
empresas de transmisión para las cuales fue posible identificar el valor de sus gastos de AO&M efec­
tivamente incurridos para un periodo de análisis como porcentaje de los activos, la cual se presenta 
en este capítulo. Desafortunadamente las diferencias en cuanto a la composición de la red eléctrica 
con diferentes niveles de tensión para la transmisión, la presencia de actividades adicionales a la 
transmisión nacional, como interconexiones internacionales, operación del sistema y distribución de 
energía eléctrica, y la dificultad de separar gastos y activos para la actividad de transmisión nacional 
dificultan la utilización de esta muestra internacional de empresas para determinar el nivel eficiente 
de los gastos de AO&M que se deberían reconocer a las compañías de transmisión que actúan en el

23



STN.

3 .1 . R egu lación  técn ica  de la activ id ad  de tran sm isión  a n ivel in ­
tern acion al

Se ha adelantado una revisión detallada de la reglamentación con respecto a la calidad en la 
actividad de transmisión para Argentina, Brasil, Chile, Colombia, Ecuador, Nueva Zelanda, y Perú. 
En el Anexo C .l se resumen los aspectos principales en cuanto al enfoque regulatorio, la variable 
rectora de la calidad, y los atributos considerados; los entes que intervienen, los criterios para la 
definición de las sanciones o premios y el límite a las sanciones; el vínculo entre costos de calidad y 
remuneración. De esta revisión se pueden destacar los siguientes aspectos:

■ En teoría, el mejor esquema de regulación de la calidad debe considerar de manera explícita 
tanto los costos para las empresas de suministrarla como los beneficios para los consumidores 
de tenerla. Al regularla mediante estándares específicos lo más probable es que se presenten 
desviaciones del punto equilibrio que se lograría entre beneficios y costos (algunos consumidores 
estarían dispuestos a pagar más que otros por calidad). Las implicaciones de este razonamiento 
son varias:

• Los premios por mejorar los estándares no tendrían base conceptual sólida, cuando las 
mejoras exceden la disponibilidad a pagar de los consumidores.

• Es prácticamente imposible a nivel de muy alto voltaje diferenciar niveles de calidad, pues 
prácticamente todos los consumidores requieren el uso de esta red para su suministro (con 
excepción de algunas configuraciones radiales que se pueden presentar en Chile, Nueva 
Zelanda y Perú) y, por lo tanto, la calidad obedece a un estándar común

• Es menos complejo establecer diferencias de calidad a niveles medios y bajos de tensión 
en razón de que cada vez que se reduce el voltaje se pueden identificar mejor los clientes 
conectados.

■ Las exigencias de calidad poseen costos marginales crecientes que deberían tener un reflejo 
directo en la remuneración. Los esquemas de calidad negociada como Nueva Zelanda resuelven 
bien este problema. Sin embargo, en los esquemas en que el regulador establece estándares (y 
que probablemente exige mejoras en dichos estándares a medida que transcurre el tiempo), la 
situación exige una consideración explícita por parte del regulador, so pena de someter a las 
empresas a que incurran en costos que no son remunerados.

■ Nueva Zelanda ha venido desarrollando un esquema de negociación colectiva de los aspectos 
comunes de la calidad del suministro (frecuencia, voltaje, seguridad y estabilidad) en donde 
participan los distintos usuarios de la red (generadores, transmisor, distribuidores, comerciali- 
zadores y consumidores) sin intervención de ninguna autoridad. Por el contrario, los elementos 
particulares de la calidad (como la disponibilidad) se definen bilateralmente mediante contra­
tos. Este esquema es avanzado y conceptualmente conduce a una solución óptima (el costo 
marginal de suministrar la calidad es igual al beneficio marginal para el consumidor) ya que 
consulta las funciones de oferta y demanda de los interesados, y en especial la disponibilidad 
a pagar por calidad de los consumidores, la cual puede diferir dependiendo de su actividad 
económica.
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Sin embargo, implantar un esquema de este tipo implica largos procesos de negociación (en 
Nueva Zelanda el proceso de lograr un acuerdo de calidad lleva 5 años y aún no ha termi­
nado), una gran madurez y profesionalismo de los agentes comprometidos y altas dosis de 
participación democrática, que pueden resultar también altamente costosos.

■ Con excepción de los países que aún no han reglamentado el tópico de la calidad del servicio de 
transmisión, los sistemas regulatorios analizados tratan  de separar entre la calidad del producto 
(frecuencia, voltaje, seguridad y estabilidad) y la calidad técnica (medida como disponibilidad 
de instalaciones y equipos). Cuando las indisponibilidades comprometen aspectos de la calidad 
del producto, las sanciones suelen ser más severas (casos de Argentina y Colombia).

■ La calidad del servicio es un aspecto de gran importancia dentro del enfoque de regulación 
por incentivos que se aplica en Brasil, para la determinación de tarifas en las concesionarias. 
El régimen de calidad del servicio técnico y comercial utilizado por ANEEL, comprende:

• Definición de parámetros de calidad y valores de los mismos que reflejan un nivel de 
calidad mínimo.

• Sistemas de medición de estos parámetros, item Definición y aplicación de penalizaciones 
para los casos en que el servicio no alcanza el nivel mínimo de calidad exigido.

■ Si bien en Ecuador las tarifas de transmisión incluyen el plan de expansión para un horizonte 
de fO años, es posible que las restricciones actuales y las que surjan durante el horizonte del 
sistema no sean eliminadas hasta los niveles económicos con las inversiones aprobadas. Por 
lo tanto, conviene examinar la disposición que exige al transmisor el pago de las restriccio­
nes operativas, identificando cuáles restricciones actuales y futuras han sido remuneradas en 
las tarifas y cuáles no. Las que no hayan sido remuneradas no deberían ser pagadas por el 
transportador, ya que lo podría colocar en situación financiera desfavorable.

3.2 . R egu lación  econ óm ica  de la activ id ad  de tran sm isión  a n ivel 
in tern acion al

Para los mismos países revisados en la sección anterior, más Venezuela, se estudiaron las carac­
terísticas principales de la regulación económica de la actividad de transmisión. En el Anexo C.2 se 
resumen aspectos como objetivos y enfoque regulatorios, conceptos que se remuneran, metodología 
de cálculo de la remuneración y tasa de descuento, período tarifario, frecuencia de actualización y 
fórmula de reajuste o actualización, factor de eficiencia, impuestos y mecanismos de control. De esta 
revisión se pueden resaltar los siguientes aspectos:

■ No existe una mejor manera de regular los ingresos del transporte, ya que todas tienen sus pros 
y sus contras. Unas implican mayores costos regulatorios (como las audiencias públicas) aunque 
mejoran la transparencia. Otras representan mayor simplicidad a menores costos (como las de 
uniformizar sistemas de activos y de costos), pero pueden resultar más lejanas a la realidad 
por los supuestos implícitos. En todo caso, cualquier metodología que se adopte debería poder 
adaptarse progresivamente a la realidad particular de cada empresa, lo cual se lograría con el 
desarrollo de sistemas de información de costos adecuados por parte del regulador.

■ Con excepción de Argentina y Nueva Zelanda, en donde las autoridades han implantado el 
uso de la metodología del Costo Promedio Ponderado de Capital (WACC por sus iniciales 
en Inglés), en los demás países los reguladores utilizan tasas predeterminadas que en algún
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momento podrían no reflejar las verdaderas condiciones de riesgo de la actividad, generando 
bien sea rentas monopólicas excesivas, o bien pérdidas injustificadas para las empresas.

■ Las grandes economías de escala observadas en los gastos AO&M deben inducir al regulador a 
examinar la conveniencia de permitir la existencia de empresas de tamaño reducido que, aun­
que sean operacionalmente eficientes para su tamaño, no lo son para el sistema de transmisión 
ni para el país.

■ Aunque los objetivos regulatorios globales (eficiencia económica y suficiencia financiera) de la 
remuneración coinciden aproximadamente, la manera implantada para alcanzarlos difiere de 
un país a otro.

■ El enfoque de regulación de tarifas “price cap” somete a las empresas que operan monopolios 
naturales a mayores riesgos de mercado que el enfoque “cost plus” (o algunas de sus modali­
dades). Este hecho debería ser considerado por el regulador cuando defina el valor esperado 
del costo de capital (WACC) que permitirá aplicar en el cálculo de los cargos.

■ En Brasil, la remuneración del transporte debe ser tal que asegure la viabilidad del suministro 
eléctrico. Para ello se regula la actividad a través de un mecanismo “price cap” , que en 
principio, asegura la recuperación de los costos de las empresas, creando incentivos de eficiencia 
[2 ]-

■ Argentina y Chile poseen un mecanismo de audiencias públicas con participación de los di­
ferentes interesados el cual genera condiciones apropiadas para la transparencia del proceso 
tarifario. Sin embargo, implica altos costos en tiempo y dinero para todos los actores.

■ Nueva Zelanda cuenta con un mecanismo de autorregulación, siguiendo reglas definidas por el 
Gobierno, para valorar los activos cada año y para calcular el costo de capital de la empresa.

■ El mecanismo de Colombia, Ecuador y Perú se basa en normas de carácter general que al ser 
aplicadas producen los ingresos para las empresas transportadoras.

■ El regulador colombiano, país donde existen múltiples empresas transportadoras con diferentes 
características de tamaño, grado de integración con otros negocios, y configuración de las redes, 
desarrolló una metodología de valoración de activos y de estimación de gastos AO&M uniforme 
para todas ellas. Esta metodología se basa en unidades constructivas estándar, costos unitarios 
estándar, porcentajes para calcular los AO&M estándar, y una tasa única de descuento (costo 
de capital). El riesgo consiste en que de no presentarse homogeneidad tanto en los activos 
y su valor unitario, como en los costos AO&M, esta metodología podría llevar a situaciones 
inequitativas en donde unas empresas resulten remuneradas por encima de lo adecuado y otras 
por debajo, lo cual es inconveniente e iría en contra de los principios rectores. Análogamente, 
una tasa única de descuento podría no ser apropiada en casos donde los riesgos a los cuales 
están sometidas las empresas sean diferentes.

■ Venezuela todavía está por definir el esquema de remuneración de la actividad de transmisión.

■ En todos los casos, con excepción de Colombia (y Venezuela por no estar reglamentada la 
Ley), el cálculo de los costos AO&M se basa en un análisis del flujo de dichos costos, el cual en 
la mayoría de los casos es propuesto por la empresa y estudiado por el regulador. En el caso 
colombiano el cálculo de los costos AO&M que se remuneran se realiza aplicando porcentajes 
sobre el valor de reposición de los activos a precios uniformes estándar. En un comienzo dichos
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porcentajes eran decrecientes con el tiempo para reflejar el efecto de mejoras en eficiencia y 
productividad, sin embargo, la Resolución CREG 051 de 1998 definió un porcentaje constante 
desde el año 2002. Esta metodología al ser utilizada (con los mismos parámetros) para todas las 
empresas transportadoras, supone que todas ellas están en condiciones similares al comienzo 
del período tarifario, no solo en el nivel de costos AO&M, sino en las posibilidades para alcanzar 
mejoras progresivas en la productividad, lo cual no parece realista, pues allí coexisten empresas 
grandes con pequeñas, publicas con privadas y mixtas, integradas horizontal y verticalmente 
con empresas no integradas, y empresas con redes de diferentes niveles de tensión.

■ Con excepción de Nueva Zelanda (y Venezuela por no existir todavía un reglamento), el 
período tarifario (o de revisión tarifaria) es de cinco años, con las variantes existentes en Chile 
y Perú para el ingreso tarifario que da la señal de congestión de la red.

3.3 . R em un eración  de la inversión  y  de los gastos A O & M  en la  
activ id ad  de tran sm isión  e léctr ica  a n ivel in tern acion al

En principio, un análisis de eficiencia en la combinación de factores (inversión, gastos AO&M) 
que minimicen los costos de producción para distintas empresas podría establecerse a partir de una 
técnica de benchmarking1. Dicha técnica debería confrontar, en un escenario hipotético, el valor de 
sus gastos de AO&M efectivamente incurridos para un periodo de análisis como porcentaje de los 
activos destinados a la actividad de transmisión de empresas de transmisión a nivel internacional, de 
esta manera, comparar estructuras de costos y esquemas de remuneración asociados a cada empresa.

Con este propósito, se han revisado varias empresas internacionales de transmisión, que operan 
en diferentes sistemas eléctricos. En primer lugar se realizó una caracterización de la infraestructura 
eléctrica a partir de informes de operación disponibles. Posteriormente, se analizaron los informes 
financieros de estas empresas, buscando identificar el activo eléctrico y los gastos de AO&M. El 
activo bruto eléctrico se tomó como la suma del activo neto y la depreciación acumulada efectiva de 
esos activos2. Se plantean comparaciones de costos, en lo posible, afines al Plan Unico de Cuentas 
vigente para empresas de servicios públicos en Colombia (SUI) sobre las cuentas relacionadas con 
los activos eléctricos de la actividad de transmisión para las diferentes empresas, en especial, redes 
eléctricas y subestaciones3, durante el periodo de análisis 200Í-2004.

Para las empresas revisadas, se hace igualmente un análisis comparativo de la estructura indus­
trial, estructura de propiedad y estructura de costos de las empresas, dado que si bien, algunas de 
las empresas observadas son los únicos operadores de sus países, existen otras que no obstante, com­
parten la operación de la red de transmisión, también desarrollan otros negocios (i.e.: distribución

1Las técnicas de benchmarking establecen estándares de eficiencia a través de la comparación de empresas. La idea 
básica del análisis es fijar criterios de anáfisis (i.e.: tarifas) a cada em presa en función de los costos de otras empresas. 
E sta  técnica, en principio, perm ite eliminar rentas monopólicas que provienen de la asim etría de información entre 
las empresas reguladas y el regulador. No obstante, se requiere de técnicas estadísticas de regresiones múltiples para 
ayudar a separar los efectos de las diferencias entre los costos de las empresas, con el objeto de hacerlas comparables 
[45].

2E1 valor de los activos de operación se determ inan como el valor de adquisición del activo bruto eléctrico, para 
ello, se op ta por a justa r el valor en libros de los activos Balance General con la depreciación acum ulada de los activos 
de operación de la actividad de transm isión, específicamente líneas y subestaciones.

3Esto es: Clase: Activo. Grupo: P lan ta  y Equipo. Cuenta: plantas, ductos y túneles: “...Valor de las plantas, ductos 
y túneles adquiridos a cualquier título, por el ente prestador de servicios públicos domiciliarios, para el desarrollo de 
actividades tales como la producción, explotación, transformación, tratam iento , distribución o transm isión, de aguas, 
combustibles, energía, gas y comunicaciones...” Clase: Activo. Grupo: P lan ta  y Equipo. Cuenta: redes, cables y ductos: 
“...Valor de las redes, líneas y cables de propiedad del ente prestador de servicios públicos domiciliarios, adquiridos a 
cualquier título, para el desarrollo de su función adm inistrativa u objeto social...”
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de electricidad, distribución de gas natural), afectando la asignación de los gastos de administración, 
operación y mantenimiento.

En este capítulo se resumen los resultados más importantes del análisis. De él se puede concluir 
que la utilización de una muestra internacional de empresas para el desarrollo de técnicas de compa­
ración, con el objeto de determinar el nivel eficiente de los gastos AO&M que se deberían reconocer 
a las compañías de transmisión que actúan en el STN, presentan dificultades derivadas de diversos 
factores que se irán precisando a lo largo del análisis.

3 .3 .1 . A n á lis is  d e  d a to s

Las siguientes son las variables tenidas en cuenta para la realización de la comparación de las 
estructuras de costos e ingresos en los diferentes sistemas de transmisión para los países observados 
en el periodo 2001-2004, a partir de los informes de operación y financieros.

■ Variables técnicas obtenidas a partir de la información técnica de activos relacionados con la 
actividad de transmisión para cada empresa:

• Subestaciones

• Capacidad de transformación (MVA)

• km linea/circuito de alta tensión

■ Variables de costos e ingresos obtenidas a partir de los informes de operación y financieros de 
cada empresas:

• AOM (US$/km-línea)

• Activos eléctricos (US$/km-línea)

• Activos eléctricos Anual (US$/km-línea)

• Ingreso anual - (US$/km-línea)

• Activos eléctricos (Millones US$)

• AOM (Millones US$)

• Ingreso por ventas (MMillones US$)

• Ingreso por ventas (US$/km-línea)

■ Indicadores de desempeño por empresa calculados para apreciar la evolución en el tiempo de 
mejoras en la gestión de las empresas revisadas, haciendo especial énfasis en la estructura de 
gastos de administración, operación y mantenimiento:

• AOM anual /  Ingreso anual (%)

• % A
• % OM

• AOM /  Activos eléctricos (%)

• Anualidad

• Tasa de descuento (A.I.)
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Aunque la metodología de análisis de las variables es la misma para todas las empresas, se 
desarrolla para cada empresa un análisis independiente para establecer criterios de comparación 
homogéneos entre las mismas (i.e.. tasas de descuento, anualidades, tasas de cambio), teniendo en 
cuenta características propias de la operación de los sistemas de transmisión en cada país4.

3 .3 .2 . R esu m e n  d e las ca ra c ter ís tica s  té c n ic a s  d e d iferen tes  em p resa s

En la tabla 3.1 se presenta un resumen de las características de la red de transmisión de diferentes 
empresas. Como se puede observar, el nivel de tensión a partir del cual se considera que unas líneas 
y sus equipos asociados, hacen parte de la red de transmisión de un país varía considerablemente, 
lo cual dificulta la utilización de los resultados de la información financiera, que se presenta a 
continuación, para un análisis de eficiencia relativa.

PAIS RED DE TRANSMISION
ALEMANIA 380 kV, 220 kV (Vattenfall Europe Transmission GmbH, RWE Transportnetz Strom 

GmbH).
380 kV, 220 kV, 110 kV (E.ON Netz GmbH).

ARGENTINA 500 kV (Transener).
BULGARIA 400 kV, 220 kV, 110 kV (Natsionalna Elektricheska Kompania EAD - NEK EAD).
CHILE 550 kV, 220 kV, 154 kV, 110 kV (Transelec).
DINAMARCA 400 kV, así como, las interconexiones con Noruega, Suecia y Alemania (Energinet).
ESPAÑA 400kV, 220 kV, y parte de la red de bajo voltaje con funciones de transmisión (REE).
FINLANDIA 400 kV, 220 kV, y 110 kV (Fingrid).
HOLANDA 50 kV hasta 380 kV (TenneT).
IRLANDA 400 kV, 220 kV, 110 kV (Eirgrid).
ITALIA 380 kV, 220 kV, 150 kV (Terna).
LUXEMBURGO 220 kV, 65 kV (Cegedel).
NORUEGA 420 kV, 300 kV, y parte de la red de 132 kV con funciones de transmisión (Stanett 

SE).
NUEVA ZELANDIA 220 kV, 110 kV, 66 kV, 50 kV y líneas DC, así como, algunas líneas locales que operan 

a 33kV y 11 kV (Transpower).
PANAMA 230 Kv y algunas líneas de 115 kV (Etesa).
PORTUGAL 400 kV, 220 kV, 150 kV, 130 kV (Rede Nacional de Transporte, RNT).
SUECIA 400 kV, 220 kV, y las redes DC Fennoskan y Kontiskan, así como, las redes a 400 kV 

y 130 kV que interconectan con Zealand (Svenska K raftnátt).
UK 400 kV, 275 kV (National Grid).
USA 230 kV, 500 kV (Georgia Transmission Corporation).

Todas las redes interestatales y cualquier parte de la red de bajo voltaje con funciones 
de transmisión (California).

Cuadro 3.1: Red internacional

4No hay un criterio unificado para el anáfisis de los km-línea debido a que la información disponible de algunas 
empresas m uestra km. de línea m ientras que otras presentan en sus informes km de circuito, luego, los cálculos se 
realizan sobre la información existente.
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3 .3 .3 . R e v is ió n  d e las e s tru c tu ra s  d e co sto s  d e d iferen tes  em p resas

Para las empresas del grupo anterior que se obtuvieron los informes financieros, se revisaron en 
detalle a fin de obtener información relacionada con la inversión en activos eléctricos en la actividad 
de transmisión (líneas de alto voltaje de cada empresa y subestaciones), así como la estructura 
de gastos de AO&M. En el Anexo C.3 se presenta la revisión detallada de una de las empresas 
analizadas. Se incluyó igualmente, y a manera de comparación, el mismo análisis para tres de las 
transportadoras colombianas: ISA, Transelca y EEB.

Se puede observar en general que las compañías de transmisión europeas registran dentro de 
sus activos las interconexiones internacionales de electricidad, no siendo posible la separación de los 
gastos de AO&M asociados con esta infraestructura en los estados financieros. Además, muchos de 
los transmisores ejercen simultáneamente la función de operadores del sistema. Nuevamente, no se 
cuenta con el nivel de detalle para separar los gastos de AO&M de la actividad de transmisión.

Es importante anotar que los reguladores de estas empresas emplean diferentes metodologías 
para determinar los ingresos de las compañías (Price Cap, Revenue Cap, Cost of Service, etc. 
Aunque no resulta relevante el método empleado para establecer el valor de los ingresos y de gastos 
a reconocer si es importante tener en cuenta a la hora de calcular la tarifa, la forma como se asuma 
la depreciación, según se mostrará más adelante. La tabla 3.2 resume la información y entorno de 
las empresas de transmisión revisadas para el año 2004. En el anexo C.4 se presenta esta misma 
información para los años 2001 a 2003 para las empresas que tenían información pública disponible.
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S venska
K r a fn á tt

S uecia
R E E

(E sp a ñ a )
T en n eT

(H o lan d a )

S ta n e t t
SF

(N oruega)
P rin g rid

(F in la n d ia )

T ran sp o w er
N uev a

(Z e lan d a)
T ra n sen e r

(A rg en tin a )

G eo rg ia
T ran sm issio n

C orp
(E E U U )

S ou thw est 
T ran sm issio n  
E lec tric  C oop 

(E E U U )

A m erican
T ran sm issio n

Co
(E E U U )

ISA
(C o lom bia)

T ra n se lca
(C olom bia)

EE B  
(C olo  m bia)

R em u n erac ió n C o st of P rice P rice R evenue C o s t of R evenue P rice C o st of C o st of C o st of R evenue R evenue R evenue
serv ice C ap C ap C ap serv ice C ap C ap serv ice serv ice serv ice C ap C ap C ap

T a sa  de D escuen ­
to  (A .I.)

6 ,00 % 7 ,00% 5 ,40% 8 ,3 0 % 6 ,00% 7,00 % 11,84% 8 ,0 0 % 8 ,00% 8 ,0 0 % 9 ,00% 9 ,00% 9,00 %

Ingreso  p o r  V en­
ta s  - (USS M M )

320,75 904,89 244,39 469,45 301,00 455,00 111,00 148,00 13,10 262,00 243,80 33,34 24,33

A ctivos  E lé c tr i­
cos (U S$- 
M illones)

1.968,33 5.846,75 2.034,34 2.149,03 978,86 1.146,38 517,30 869,00 192,50 1.540,00 1.258,02 245,24 124,99

A O M  (U S$- 
M illones)

69,24 286,66 97,75 171,75 60,77 134,33 26,87 59,33 15,20 80,00 118,95 35,89 33,37

Ingreso  p o r
V en ta s-U S S /k m -
linea

21.383,60 32.507,72 90.984,74 45.577,86 47.031,25 37.371,66 12.620,81 34.275,13 2.748,23 29.789,65 29.176,60 21.756,70 35.155,68

A ctivos  
E léc trico  s-USS 
/k m -lin e a

131.222,00 210.042,61 757.386,45 231.468,15 152.947,03 94.158,44 58.817,67 201.250,58 40.384,33 175.099,49 150.552,62 160.054,21 180.627,21

A ctivos  E lé c tr i­
cos A nual-U S S  
/k m -lin e a

11.440,53 19.826,54 62.852,81 24.104,29 13.334,62 8.887,89 7.795,60 20.497,82 4 .113,23 17.834,27 16.492,51 17.533,37 19.787,07

A O M -U S$ /k m -
linea

4.615,80 10.298,07 36.393,89 16.674,44 9.494,69 11.033,29 3.055,46 13.740,16 3.188,79 9.096,08 14.235,08 23.422,04 48.225,82

Ingreso  an u a l 
USS /k m -lin e a

16.056,33 30.124,60 99.246,70 40.778,73 22.829,31 19.921,18 10.851,06 34.237,97 7.302,02 26.930,35 30.727,59 40.955,41 68.012,90

A O M  a n u a l /  In ­
g reso  an u a l ( %)

28,75 % 34 ,18% 36 ,67% 40,89  % 41,59 % 55,38 % 28,16 % 40 ,1 3 % 43 ,6 7 % 33 ,78% 4 6 ,33% 57,19 % 70,91 %

%A
41,83 % 22 ,58% 48,65 % 41,35  % 30,43% 28,80 % 11,79 % 23 ,93% 61 ,84% 11,79 % 4 8 ,57% 28,80% 82,77  %

%OM
58,17 % 77,42 % 51,35 % 58,65 % 69,57% 71,20 % 88,21  % 76 ,07% 38,16 % 88,21 % 4 9 ,88% 71,20% 17,23 %

% A O M  /  A ctivo - 
sE léc trico s

3,52 % 4 ,90% 4 ,81% 7,99 % 6,21 % 11,72 % 5 ,19% 6 ,83% 7 ,90% 5 ,19% 9,46 % 14,63% 26,70 %

S u b es tac io n es 135 1.935 30 ND 52 170 35 580 21 460 50 12 11
C a p a c id a d  de 
tra n sfo rm a c ió n
(M VA)

12.445 36.153 2.250 5.115 5.800 8.770 9.400 ND ND ND 4.560 ND ND

K m -lín ea  (400 
kV )

10.600 16.548 2.003 2.837 4.000 ND 8.227 1.322 2.020 ND ND ND ND

K m -lín ea  (220 
kV )

4.400 11.288 683 7.463 2.400 ND 568 2.996 2.747 ND ND ND ND

T o ta l k m -lín ea  
(A lta  T ensión)

15.000 27.836 2.686 10.300 6.400 12.175 8.795 4.318 4.767 8.795 8.356 1.532 692

Cuadro 3.2: Cuadro comparativo empresas internacionales de transmisión para el 2004. Se tomó un horizonte de análisis de 20 años para 
tener una base de comparación homogénea



Capítulo 4

Remuneración de la actividad de 
transm isión en Colombia - 
M etodología vigente

4 .1 . A n teced en tes

El Sistema de Transmisión Nacional se considera un monopolio natural y sus actividades están 
reguladas por la Comisión de Regulación de Energía y Gas. La reglamentación aplicable a este 
segmento de la industria aborda básicamente los siguientes temas: i) ingresos y cargos; ii) estándares 
de calidad del servicio; y iii) expansión del sistema.

4 .1 .1 . In greso s  y  cargos

Desde la reforma de 1994 dos metodologías distintas se han aplicado para regular los ingresos y 
los cargos del STN.

R ate o f R eturn  y cargos nodales
El marco regulatorio inicialmente implantado en Colombia era similar al adoptado por el UK 

en 1990. La actividad de transmisión se regulaba mediante la aplicación de la metodología que se 
describe a continuación:

■ El ingreso regulado se calculaba aplicando la metodología conocida como “Rate of Return” 
que se basa directamente en los costos en que la empresa incurre en la provisión del servicio 
a sus usuarios. Los costos del servicio incluyen gastos de operación estimados, depreciación, 
impuestos y un retorno garantizado sobre las inversiones.

De las opciones que presenta este método para establecer el valor de las inversiones de las 
empresas de transmisión, se adoptó el “flujo de caja descontado” que se fundamenta en la 
información financiera de la empresa.

■ La metodología empleada para establecer los cargos por el uso de la red de transmisión corres­
pondía a cargos nodales calculados con base en los costos marginales de largo plazo del Sistema 
de Transmisión Nacional.

La metodología se basa en la estimación de los costos que los usuarios le imponen a la red 
en períodos de máxima exigencia, calculados a partir de los costos de inversión, operación y
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mantenimiento de la red mínima capaz de manejar los flujos máximos que se ocasionan en 
tales períodos. Los cargos así determinados se ajustan a los requerimientos financieros para la 
expansión, operación y mantenimiento del Sistema de Transmisión Nacional. Finalmente, se 
hacía una asignación de los cargos en un componente fijo y otra variable (para generadores: 
15% y 85% respectivamente; para comercializadores 50% y 50% respectivamente).

En el procedimiento se utilizan costos unitarios ($/MW-km) para cada enlace del sistema. 
Adicionalmente se realiza un ajuste de capacidad, equivalente a la relación entre los MW-km 
de la red existente, que cumpla con criterios de seguridad y confiabilidad, y los MW-km de 
una red mínima sin reserva. Se utilizaban cinco (5) escenarios considerados representativos 
de las condiciones extremas de operación del sistema y máxima exigencia en las líneas de 
transmisión.

El Ingreso del STN se asigna entre generadores y comercializadores. A pesar de que existen 
diversas opciones para calcular este reparto, en el caso de Colombia se estableció una participación 
50/50 entre generadores y comercializadores. A los generadores los Cargos se les aplicaban por kW 
instalado, y a los comercializadores por kWh de demanda.

Los cargos resultantes de esta metodología pueden ser positivos o negativos y señalan el déficit 
o superávit de generación y demanda en cada zona en que se divida el país, con el fin de dar señales 
de ubicación a los generadores y a los usuarios.

Finalmente, como en Colombia hay multipropiedad de la red de transmisión, el ingreso del STN 
se repartía entre los propietarios con base en la participación de sus activos en la red mínima.

Si bien, durante los años que estuvo vigente este esquema, se efectuaron algunos ajustes, los 
resultados obtenidos con la aplicación de este método se consideraron poco satisfactorios, luego de 
efectuar un diagnóstico sobre los siguientes aspectos de la metodología y las señales que proporcio­
naba:

■ La señal de ubicación para generadores existentes es inocua y solo se traduce en la asignación 
de ventajas o desventajas competitivas con base en escenarios de exigencia de la red que no 
se dan en la realidad, resultado de simulaciones con numerosos supuestos.

■ Para analizar el efecto de la señal de ubicación en el caso de los generadores nuevos, se requiere 
diferenciar por tipo de tecnología: en el caso de las plantas hidráulicas, éstas no tienen opción 
en el momento de decidir donde construir el proyecto respectivo; en el caso de las plantas 
térmicas para que la señal de ubicación sea efectiva debe compensar los costos de transporte de 
los energéticos primarios. Los cargos por concepto de transporte de gas en Colombia dependen 
de la distancia, de llegar a compensarse esta señal con los cargos de transmisión, se presentaría 
un subsidio cruzado entre sectores energéticos.

■ La señal de ubicación para usuarios existentes es inocua. El cargo de transmisión dentro de 
la cadena de costos totales de prestación del servicio es el de menor peso relativo. En el caso 
de los grandes consumidores, para los cuales la señal empieza a ser relevante, la señal no es 
suficiente para compensar los costos hundidos que implicaría un traslado, si es que éste es 
posible.

■ La señal de ubicación para cargas futuras también es cuestionable. Aún las cargas electro- 
intensivas en el momento de ubicarse, buscan minimizar el costo total de sus factores pro­
ductivos y no es claro que la señal eléctrica sea la que prime (por ejemplo: industrias de 
explotación minera a gran escala).
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■ En los casos de generadores no cubiertos con contratos de largo plazo, cuyos ingresos dependen 
del precio spot de la bolsa, no es claro como una señal de precios que se forma con base 
en los costos marginales de generación, sea suficiente para que los generadores cubran sus 
propios costos, más los costos de transmisión que les sean asignados, compitiendo además 
con generadores con cargos de transmisión negativos. Adicionalmente, durante la estación de 
invierno (7 meses), el nivel de precios en bolsa no alcanza a cubrir el costo variable de las 
térmicas más económicas. Unicamente las plantas de generación con costos marginales muy 
inferiores a las plantas marginales del despacho lograrían recuperar su estructura de costos.

Estas y otras consideraciones similares llevaron a la CREG a cambiar la metodología integral, 
aplicable al STN.

R evenue Cap y cargos estam pilla
El marco regulatorio adoptado tiene las siguientes características en términos de la metodología 

aplicable:

■ El Ingreso Regulado se calcula mediante el método Revenue Cap” . El ingreso se determina 
valorando las unidades constructivas del sistema a costo de reposición, estableciendo éste 
último con base en comparaciones entre las empresas con activos de transmisión que operan 
en el país y referencias internacionales. Si bien, no se tra ta  de un benchmarking estricto, el 
resultado que se busca es similar. Dentro del Revenue Cap se incluyen los gastos AOM y una 
tasa de descuento sobre el capital.

■ Los cargos de transmisión corresponden a estampillas monomias horarias y se aplican exclu­
sivamente sobre la demanda (comercializadores).

■ Finalmente, la CREG está diseñando una metodología que permita dar señales de ubicación 
a los generadores nuevos, con base en los costos que le impongan al sistema como resultado 
de su ubicación y conexión en puntos específicos de la red.

La metodología de remuneración de la actividad de transmisión que rige en la actualidad se 
deriva de las disposiciones contenidas en la Resolución CREG-022 de 2001 h

4 .1 .2 . E stá n d a res  d e ca lid ad  d e l serv ic io

Antes del proceso de reestructuración sectorial no se les exigía a los transportadores estándares 
de calidad mínimos para la prestación del servicio. Estos estándares comienzan a ser relevantes 
debido a los efectos que las indisponibilidades forzadas o programadas tienen sobre el nivel de 
restricciones que se presentan en las transacciones que efectúan los agentes en el mercado mayorista 
de electricidad.

El hecho de que agentes generadores sean propietarios de activos de transmisión, así como, la 
vinculación económica existente entre algunos generadores y la compañía principal transmisión, crea 
riesgos adicionales en la formación de precios en el mercado. Hay evidencias, en algunos mercados 
con estas características, de manipulación por parte de los agentes integrados verticalmente de la 
disponibilidad real de los activos de transmisión, con el objetivo de maximizar los beneficios de su 
negocio de producción (por ejemplo: originar restricciones artificiales en la red, para forzar dentro

1E sta Resolución modifica e incorpora las disposiciones establecidas en la Resolución CREG-051 de 1998, modificada 
por las Resoluciones CREG-004 y CREG-045 del999, m ediante las cuales se aprobaron los principios generales y los 
procedimientos para definir el plan de expansión de referencia del Sistema de Transmisión Nacional, y se estableció la 
metodología para determ inar el Ingreso Regulado por concepto del Uso de este sistema.
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del despacho, por razones de seguridad, unidades de generación del mismo propietario; ocultar in­
disponibilidades de activos de generación que impliquen algún tipo de penalización o disminución de 
ingresos, etc.). Estas distorsiones causan volatilidad en los precios del mercado, además de encarecer 
el costo de prestación del servicio para el usuario final.

Teniendo en cuenta lo anterior, se encontró necesario relacionar el tema de los estándares de 
calidad de los transmisores y las generaciones de seguridad del sistema por restricciones.

Los lineamientos de la regulación se resumen a continuación:

■ Para los activos de conexión al STN y para los principales activos de uso del STN, se lle­
van estadísticas de eventos con una ventana de 8760 horas. Sólo se excluyen de la estadística 
aquellos eventos que tengan su origen en el Programa Anual de Mantenimiento, en indisponi­
bilidades programadas de activos debidas a trabajos de expansión de la red y en eventos de 
fuerza mayor.

■ Los activos de conexión y uso del STN se clasifican en subsistemas eléctricos. Se define como 
subsistema eléctrico el conjunto de Activos conectados físicamente entre sí, con disponibilida­
des interdependientes. Es decir, la indisponibilidad de uno de ellos, implica la indisponibilidad 
de los activos restantes que conforman el subsistema eléctrico. En otras palabras, la indispo­
nibilidad de cualquiera de los activos que conforman el subsistema eléctrico, origina la misma 
magnitud y el mismo evento de racionamiento.

■ Para cada subsistema eléctrico se registra la siguiente información: identificación de los activos 
que conforman el subsistema, eventos de cada uno de los activos que conforman el subsiste­
ma, fecha y hora de inicio de los eventos, duración de los eventos (corresponde al tiempo 
transcurrido en horas y minutos desde el inicio de cada evento hasta el momento en que el 
activo respectivo se le reporta al CND - XM como disponible). Cada evento se asocia con un 
único activo y el conjunto de eventos del subsistema corresponde a la unión de los eventos 
registrados en cada uno de los activos que lo conforman.

■ El CND (XM) al elaborar el elaborar el programa de despacho sigue el siguiente procedimiento:

f. Predespacho ideal: el CND encuentra para cada una de las veinticuatro (24) horas del 
despacho, sin tener en cuenta las inflexibilidades de las unidades y /o  plantas de generación 
y sin considerar las restricciones del SIN, un predespacho ideal de mínimo costo teniendo 
en cuenta las ofertas de precios y disponibilidad de las plantas y /o  unidades de generación 
del sistema.

2. El CND establece las restricciones eléctricas y requerimientos de soporte de tensión sobre 
el predespacho ideal, teniendo en cuentas la generación de seguridad solicitada por los 
OR’s (STR’s y /o  SDL’s), para soporte de tensión en sus sistemas a niveles de voltaje 
inferiores al nivel IV.

3. Predespacho programado: el CND encuentra para cada una de las veinticuatro (24) horas 
del despacho, sin tener en cuenta las inflexibilidades de las unidades y /o  plantas de 
generación y considerando las restricciones del SIN identificadas en el numeral anterior, 
un predespacho programado de mínimo costo.

4. Despacho programado preliminar: el CND encuentra para cada una de las veinticuatro 
(24) horas del despacho, tomando como dado el predespacho programado, un despacho 
programado preliminar tal que se minimice el máximo valor esperado de racionamiento 
de potencia de corto plazo en cada sub-área y área operativa del sistema. Con este fin 
se toman los subsistemas eléctricos que conforman cada sub-área y área operativa y a
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cada uno de ellos se le asigna la probabilidad esperada de falla calculada de acuerdo con 
las estadísticas de eventos de cada subsistema (se considera un período móvil semanal 
de un año (8760 horas), estableciendo para cada subsistema el racionamiento asociado. 
El VERPC de cada sub-área y área operativa se obtiene agregando el producto de la 
probabilidad esperada de falla y del racionamiento asociado, de todos los subsistemas 
que conforman la sub-área o área operativa2.

5. Despacho programado: finalmente, el CND encuentra para cada una de las veinticuatro 
(24) horas del despacho, tomando como dado el despacho programado preliminar, el 
despacho programado que cumpla con las inflexibilidades de las plantas y /o  unidades 
de generación programadas y con los requerimientos de AGC según la reglamentación 
vigente.

■ En lo que se relaciona con el segmento de transporte, los costos de las reconciliaciones positivas 
de restricciones3, se asignan de la siguiente manera:

f . Los costos horarios de reconciliación positiva por generaciones de seguridad, asociada con 
restricciones eléctricas y /o  requerimientos de soporte de reactivos en STR’s y /o  SDL’s en 
el nivel IV de tensión, se asignan al operador económico de la red o al operador económico 
del activo correspondiente.

2. Los costos horarios de reconciliación positiva de una generación de seguridad, asociada 
con la indisponibilidad prevista en el despacho programado de activos de conexión al 
STN, se asignan al agente prestador del servicio de conexión respectivo, cuando este 
último incumpla con la regulación vigente en materia de normas de calidad.

3. Los costos horarios de reconciliación positiva de una generación de seguridad, asociada 
con restricciones eléctricas u operativas y /o  soporte de voltaje del STN, se asigna entre 
todos los comercializadores del SIN, a prorrata de su demanda comercial y a todos los 
enlaces internacionales a prorrata de la exportación.

4. Si un redespacho (despacho en tiempo real) tiene su origen en salidas forzadas de activos 
de los STR’s y /o  SDL’s, los costos horarios de reconciliación positiva correspondientes, 
se asignan al agente causante de la generación respectiva.

5. Cuando por atrasos en la entrada en operación comercial de un proyecto de expansión 
del STN, atribuible al ejecutor del mismo, no haya sido posible la eliminación prevista 
de una restricción, o se presenten restricciones cuya eliminación hubiera sido posible con 
la entrada en operación del respectivo proyecto, los costos horarios de la reconciliación 
positiva correspondientes, que se presenten con posterioridad a la fecha original de entrada 
del proyecto, se asignan a los operadores económicos potenciales del proyecto respectivo.

2Se entiende por sub-área operativa: el conjunto de activos de transporte , recursos de generación y /o  dem anda, que 
para asegurar niveles de calidad y seguridad regional, presentan alguna restricción en la infraestructura del Sistema de 
Transmisión Nacional o en los activos de conexión al mismo, que exige generaciones forzadas en la sub-área y /o  lim ita 
los intercambios con el resto del SIN. Ningún activo del STN o de conexión al STN, podrá estar asociado a más de 
una sub-área operativa. Se entiende por área operativa: el conjunto de activos de transporte , recursos de generación 
y /o  dem anda, que para asegurar niveles de calidad y seguridad en más de una sub-área operativa, presentan alguna 
restricción en la infraestructura del Sistema de Transmisión Nacional, que exige generaciones forzadas en el área y /o  
lim ita los intercambios con el resto del SIN. Las áreas deberán tener activos del STN no asociados con alguna de las 
sub-áreas contenidas en el área.

3Costos de reconciliación positiva por generaciones de seguridad: costos asociados con generaciones de seguridad 
fuera de mérito forzadas en el despacho.
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Una vez asignados los costos horarios de reconciliación positiva entre los agentes transporta­
dores y los restantes agentes del SIN, se totaliza la asignación por agente. Los costos horarios 
de reconciliación negativa4 se asignan a dichos agentes, en proporción a la suma de los costos 
horarios de reconciliación positiva que se les haya asignado.

■ Los estándares de calidad mínimos exigidos a los transmisores en términos de la disponibilidad 
de activos se presenta en la Tabla 4.1. Para cada activo considerado individualmente, las 
metas establecidas se reducen en treinta (30) minutos por cada mantenimiento de emergencia 
solicitado, por cada cancelación de mantenimiento programado y por cada retraso en reporte 
de eventos.

M e ta s  añ o  

2001
M e ta  d e l ín d ic e  d e  

d isp o n ib ilid a d  a n u a l (%)
M e ta  h o ra s a n u a le s  a cu m u ­

la d a s  d e  in d isp o n ib ilid a d

Activos de conexión al STN 99.45 % 48
Bahías de línea 99.73% 24
Bahías de transform ación 99.73% 24
A utotransform ador 99.45 % 48
Bahías y módulos de compensación 99.45 % 48
Circuitos de 500 kV 99.18% 72
Circuitos de 220 o 230 kV, longitud 100 km 99.59% 24
Circuitos de 220 o 230 kV, longitud >  100 km 99.45 % 36

Cuadro 4.1: Estándares de calidad mínimos

En el caso de activos de conexión al STN, el incumplimiento da lugar, como se mencionó, a 
la asignación de restricciones que tengan su origen en la indisponibilidad de dichos activos. 
Adicionalmente, se deben pactar en los contratos de conexión compensaciones entre las partes 
tomando como referencia el nivel mínimo de calidad exigible.
Para los activos de uso restantes el incumplimiento da lugar al derrateo o reducción del Revenue 
Cap asignado a cada activo, de acuerdo con el siguiente procedimiento:

1. Se calcula índice de Disponibilidad del activo con base en las horas equivalentes acumu­
ladas de indisponibilidad parcial (reducciones de capacidad) o total del activo, durante 
un período de tiempo de 8760 horas, móvil semanal.

2 . Se establece un índice de Disponibilidad Ajustada del activo aplicando los siguientes 
cálculos:

a) Para cada activo de uso se llevan estadísticas de la totalidad de eventos con una 
ventana de 8760 horas. La información incluye: identificación del activo, evento, fecha 
y hora de inicio del evento, duración del evento (corresponde al tiempo transcurrido 
en horas y minutos desde el inicio del evento, hasta el momento en que el activo le 
es reportado al CND como disponible).

b) Para los siguientes cálculos se considera un período móvil semanal de un año (8760 
horas):

• Para cada activo de uso se calcula el tiempo entre fallas.
• Se asume que la variable tiempo entre fallas sigue una distribución de probabili­

dad Weibull con parámetros a  (parámetro de forma), ¡3 (parámetro de escala) y 
c (parámetro de localización).

4Costos de reconciliación negativa: costos asociados con generaciones desplazadas en el despacho real por genera­
ciones de seguridad fuera de m érito o por desviaciones admisibles de generación.
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• Con base en los parámetros a  y /3 calculados se calcula el índice de Disponibilidad 
Ajustada del activo mediante la expresión:

(r ! 6 8  - a . tP \

— ) ' 1 0 0  ^

3. Se calcula una meta del índice de Disponibilidad Ajustada, teniendo en cuenta las re­
ducciones previstas por mantenimiento de emergencia, cancelación de mantenimiento 
programado y por retraso en reporte de eventos.

4. Mediante un algoritmo se calcula semanalmente un índice de Disponibilidad Teórica del 
activo teniendo en cuenta, la meta del índice de Disponibilidad Ajustada y predefiniendo 
los parámetros de una Weibull.

5. Finalmente, cuando hay incumplimiento con relación al estándar mínimo de calidad exi­
gido, se calcula el porcentaje de compensación semanal del activo, en proporción a la 
desviación entre el índice de Disponibilidad Ajustada del activo y el índice de Disponi­
bilidad Teórica del activo. Si las compensaciones anuales alcanzan a representar más de 
un 20 % de los ingresos totales asignados al prestador del servicio, la SSPD lo conside­
rará como causal de toma de posesión de la empresa.

Las compensaciones definidas, no exoneran al prestador del respectivo servicio, por los perjuicios 
causados a terceros.

La regulación de la calidad del servicio adoptada por la CREG, logra establecer explícitamente 
la relación existente entre el estado de funcionamiento de la red y las restricciones eléctricas del 
sistema de transmisión, no relacionadas con la topología de la red. Adicionalmente, desincentiva 
la manipulación de la disponibilidad de los activos que potencialmente pueden efectuar las empre­
sas integradas verticalmente (generación - transmisión). Finalmente, desincentiva a los ST R 's y/o 
SDL's a solicitar generación de seguridad por restricciones que podrían ser suplidas con inversiones 
en sus redes de transporte.

4 .1 .3 . E x p a n sió n  d e l s is te m a

Debido a las dificultades que se han tenido en otros países en el proceso de expansión del sistema 
de transmisión, en especial cuando hay esquemas multipropiedad en la red y no es claro quién debe 
acometer las expansiones de capacidad, la CREG optó por establecer el siguiente procedimiento, 
que garantiza la adecuada actualización del sistema:

■ La UPME elabora un Plan de Expansión de Transmisión Preliminar, utilizando como criterios 
en su definición, la minimización de los costos de inversión y de los costos operativos y las 
pérdidas del STN. El Plan de Expansión de Transmisión en todo caso debe cumplir con las 
disposiciones que en materia de confiabilidad se encuentren vigentes.

■ Se constituyó un Comité Asesor de Planeamiento de la Transmisión, cuya función es asesorar a 
la UPME en la definición del Plan de Expansión. En el Comité, conformado por f f miembros, 
están representadas las empresas y los consumidores finales del servicio. Así mismo, asiste con 
voz pero sin voto el CND (XM) con el fin de plantear requerimientos en materia de inversiones 
tendientes a la reducción de restricciones dentro del sistema, previa evaluación beneficio/costo 
de la ejecución de los proyectos identificados.
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■ Una vez definido el Plan de Expansión, la UPME abre convocatorias públicas para la ejecución 
de los proyectos, tomando como único elemento de adjudicación, el valor presente de los 
ingresos anuales ofertados por los proponentes durante los primeros 25 años de operación del 
proyecto. Solamente, en caso de presentarse un único proponente, la CREG puede vetar la 
adjudicación.

■ El agente al que se le adjudique el proyecto, tiene garantizados durante los primeros 25 años de 
operación comercial del proyecto, un ingreso igual al ofertado. A partir del año 26, los activos 
correspondientes se remuneran con la misma metodología de Revenue Cap que rige para los 
activos de transmisión existentes.

■ La participación en las convocatorias está restringida para cualquier agente de la industria que 
no sea Transmisor exclusivo. Así mismo, para participar en las convocatorias el proponente 
no tiene que constituirse en empresa de servicios públicos antes de la adjudicación.

Con relación a los Gastos de AOM, en las ofertas de los proponentes el Ingreso Anual Esperado 
no puede ser inferior durante los 25 años que cubre la oferta a los gastos de administración, opera­
ción y mantenimiento del respectivo proyecto.

Ingreso regulado
El ingreso anual aplicable a los activos existentes 

procesos de convocatoria (a partir del año vigésimo 
resultado de aplicar la siguiente fórmula genérica:

IA =  [CAEA +  CAET] +  [CRE] • %AOM (4.2)

donde:

■ IA: ingreso anual

■ CAEA: costo anual equivalente del activo bruto eléctrico valorado a costo de reposición, in­
crementado en un porcentaje %ANE reconocido por concepto de activo no eléctrico. La anua- 
lización se calcula tomando un número de períodos igual a veinticinco (25) y utilizando una 
tasa de descuento del 9.0% en pesos constantes.

■ %ANE =  5%. Corresponde al margen por concepto de activo no eléctrico reconocido.

■ CAET: costo anual equivalente del terreno, dado por la Ec. (4.3) (Aplica exclusivamente a las 
unidades constructivas de subestaciones).

■ CRE: costo de reposición del activo bruto eléctrico, el cual se calcula mediante la Ec. (4.4).

■ %AOM: porcentaje reconocido de gastos de administración, operación y mantenimiento. El %AOM 
reconocido es el siguiente: “unidad constructiva” en zona sin contaminación salina: 2.5%; üni- 
dad constructiva .611 zona con contaminación salina: 3.0%.

CAET =  %R • Y ,  ATUC¿ • VCT¿ (4.3)
V ¿=u.c.

donde VCT¿ es el valor catastral del terreno de la unidad constructiva correspondiente; ATUC¿ es 
el área típica de la unidad constructiva correspondiente; y% R =  8.5% corresponde al valor anual 
reconocido por concepto de terrenos, incluye el costo de adecuación del mismo.

y a los activos construidos en desarrollo de 
sexto (26) de su puesta en servicio), es el
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CAET =  ^  UC¿-CU¿ (4.4)
V i= u .c .

donde UC¿ es la unidad constructiva del activo bruto y CU¿ es el costo unitario de cada unidad 
constructiva.

4.2 . A nálisis de la  m eto d o lo g ía  de rem uneración  v ig en te  en  el con ­
te x to  de la fijación de los gastos de A O & M  y  las técn ica s de 
benchm arking

La metodología de remuneración de la actividad de Transmisión establecida por la CREG, fija 
los ingresos de las empresas con base en el reconocimiento de los siguientes componentes de la 
estructura de costos: costo de activos eléctricos, valorados a precios de mercado y anualizados con 
una tasa de descuento definida por el regulador; costo de activos no eléctricos, definidos como un 
porcentaje de la inversión reconocida en activos eléctricos; y gastos de AO&M, establecidos como un 
porcentaje sobre la inversión reconocida en activos eléctricos, diferenciando este porcentaje según 
los activos estén, o no, sometidos a contaminación.

La forma en que se remuneran los activos eléctricos es conocida como “Costo de Reposición a 
Nuevo” , siendo teóricos los AO&M reconocidos. Esta metodología de remuneración es financiera­
mente equivalente a la metodología estándar empleada en otros países y basada en el reconocimiento 
de los activos eléctricos teniendo en cuenta la depreciación de los mismos:

CREG:
Inversión =  Costo de Reposición del Activo Bruto Eléctrico (CRE)
AOM =  2,5% • CRE

E S T Á N D A R  IN TE R N A C IO N A L:
Inversión =  Activo Neto Eléctrico • Tasa de Rentabilidad +  Depreciación Anual 
AOM =  Gastos AO&M

El ingreso regulado resultante de la aplicación de ambas metodologías debe ser equivalente en 
valor presente neto. No obstante, el ingreso regulado presenta diferencias anualmente durante la 
vida útil del activo. Es decir, el perfil de ingreso de ambas metodologías difiere sustancialmente.

En la Tabla 4.2 se presenta la comparación de ambas metodologías, valoradas con los siguientes 
supuestos:

■ Valor Activo =  100.000

■ Vida Útil =  25 Años

■ Tasa de Descuento o Rentabilidad =  9.0 %

■ AO&M CREG =  AO&M Estándar5

BComo en ambas metodologías la remuneración de la inversión es equivalente en valor presente neto, los gastos de 
AO&M, medidos tam bién en valor presente neto deben ser equivalentes
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V ida Ú til Ingreso Anual CREG Ingreso Anual Estándar D iferencia
1 12.681 15.500 -2.819
2 12.681 15.140 -2.459
3 12.681 14.780 -2.099
4 12.681 14.420 -1.739
5 12.681 14.060 -1.379
6 12.681 13.700 -1.019
7 12.681 13.340 -659
8 12.681 12.980 -299
9 12.681 12.620 61

1 0 12.681 12.260 421
1 1 12.681 11.900 781
1 2 12.681 11.540 1.141
13 12.681 11.180 1.501
14 12.681 10.820 1.861
15 12.681 10.460 2 . 2 2 1

16 12.681 1 0 . 1 0 0 2.581
17 12.681 9.740 2.941
18 12.681 9.380 3.301
19 12.681 9.020 3.661
2 0 12.681 8.660 4.021
2 1 12.681 8.300 4.381
2 2 12.681 7.940 4.741
23 12.681 7.580 5.101
24 12.681 7.220 5.461
25 12.681 6.860 5.821

Cuadro 4.2: Comparación metodologías
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El comportamiento de los ingresos regulados se presenta en la figura 4.1. En las condiciones des­
critas la determinación de los gastos de AO&M es independiente de la metodología de remuneración 
de los activos eléctricos que se adopte. De la conclusión anterior se deriva que para la estimación de 
los gastos de AO&M eficientes se puede utilizar la misma metodología en ambos casos.

Es válido entonces utilizar las cifras contables de las empresas para establecer el benchmarking 
de los Gastos de AO&M. Como la aplicación de técnicas de benchmarking implica la comparación 
de la eficiencia relativa que registran las distintas empresas, las cifras contables reportadas por las 
diferentes compañías deben ser depuradas, con el fin de obtener una base de comparación uniforme.
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Figura 4.f: Comparación Ingresos de las metodologías
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Capítulo 5

M etodologías empleadas para medir la 
eficiencia en empresas de energía

5.1 . R ev is ió n  de m etod o log ías

Por su origen, las estimaciones de fronteras de producción son una extensión de las estimaciones 
de funciones de producción micro-económicas: la premisa básica parte de considerar que la función 
de producción representa algún tipo “ideal” que maximiza el producto dado unos insumos. Variantes 
son la minimización de insumos para un nivel dado de producto(s) y la optimización de beneficios. 
Las fronteras de producción son útiles para otro fin, el análisis de eficiencia relativa, de ahí la 
sinonimia de las fronteras de producción con las de fronteras de eficiencia.

Una buena medición de la eficiencia se logra a través de la comparación de cada observación con 
la mejor práctica observada (la frontera) a su lado, por extensión, se desarrollan conceptos como el 
de la eficiencia técnica - ET, capacidad de utilización de insumos de manera tal que se maximiza 
la cantidad producida-, eficiencia en la asignación -EA, capacidad de escoger la combinación de 
factores con la cual la tasa marginal de sustitución es igual al precio relativo de los factores- y 
eficiencia productiva -EP, capacidad de producir a un costo mínimo-.

Existen diferentes metodologías para la medición de eficiencia de las firmas con relación a una 
frontera eficiente, las cuales pueden ser ubicadas en una de las dos siguientes categorías técnicas: 
paramétricas o no paramétricas.

Los modelos no paramétricos tienen sus orígenes en investigación de operaciones y en estudios 
econométricos. En los métodos no paramétricos como Análisis Envolvente de Datos (DEA, por 
su sigla en inglés), la función de producción que convierte los recursos en productos, se considera 
determinístico, y no es necesario especificar su forma funcional. Estos modelos requieren menos 
información que los modelos econométricos, pero los indicadores de eficiencia suelen ser muy sensibles 
a cambios en el conjunto de datos.

Por su parte, los métodos paramétricos intentan capturar las diferencias no observables y la 
heterogeneidad en un rango aleatorio de firmas. En estos modelos es necesario asumir una forma 
funcional específica para la función de producción. La principal ventaja que presentan es la separa­
ción de la medición de ineficiencia y el ruido estadístico, lo que redunda en indicadores que requieren 
una mayor cantidad de información pero son más estables y permiten determinar intervalos de con­
fianza para sus valores. Aparte de algunas excepciones todos los métodos paramétricos consideran 
una frontera estocástica, por lo cual este grupo de métodos es regularmente llamado Análisis de 
Frontera Estocástica (SEA, por su sigla en ingles).

A continuación se ampliará la presentación de las técnicas mencionadas, con especial énfasis en
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sus variantes y extensiones, y las posibilidades de análisis que éstas brindan. También se incluye 
una presentación del índice de productividad Malmquist, propuesto para cuantificar el cambio en 
la productividad total de una entidad bajo análisis y que puede ser desagregado en los cambios 
en eficiencia propia de la entidad y cambios en la frontera de producción eficiente, que puede 
interpretarse como cambio tecnológico.

5.2 . A nálisis E n volvente de D a to s  (D E A )

DEA es una familia de métodos no paramétricos, basados en técnicas de optimización para 
calcular la eficiencia relativa de una muestra de firmas. Además determina la frontera eficiente 
generada por el desempeño mostrado por estas firmas. Las entidades calificadas como eficientes 
serán aquellas que muestren el mejor desempeño relativo en el uso de los recursos (entradas) o en la 
producción de resultados (salidas). Las empresas ineficientes serán aquellas que se vean superadas 
por entidades similares con un mejor desempeño; es decir, si dos entidades usan cantidades similares 
de recursos, la mejor será aquella que logre un mayor nivel de producción, y si dos entidades tienen 
el mismo nivel de producto, la mejor será aquella que use la menor cantidad de recursos para su 
elaboración1.

Dependiendo del enfoque de la medición de desempeño, los modelos se dividen en orientados a 
entradas, orientados a salidas, y no orientados. Los primeros evalúan la eficiencia de las entidades 
en cuanto al uso de los recursos, los segundos evalúan la eficiencia de las entidades en cuanto a su 
capacidad de realizar la producción, y los últimos generan información sobre los dos aspectos.

En particular, con relación al transporte de energía eléctrica, la potencia (o energía) entregada, 
es una demanda derivada que esta mas allá del control de la firma; sin embargo ésta debe ser 
suministrada con índices de calidad, y la eficiencia técnica mediría la habilidad de la firma para 
suministrar una unidad de salida con cantidades mínimas de entrada (activos de capital, gastos de 
administración, operación y mantenimiento y pérdidas).

De otra parte, los modelos DEA pueden ser clasificados de acuerdo con el tipo de métrica em­
pleada para medir la distancia a la frontera. Los modelos iniciales se desarrollaron sobre distancias 
radiales, es decir, el movimiento del punto a la frontera eficiente se realiza como la ampliación 
proporcional de todas las salidas o la reducción proporcional de todas las entradas. Otros tipos de 
modelos DEA ampliamente difundidos, conocidos como aditivos, utilizan un movimiento indepen­
diente en cada una de las dimensiones analizadas, y cada uno de las diferencias de la entidad a la 
frontera se caracteriza como una holgura. Debido a esta medición independiente, estos modelos son 
apropiados para medir la ineficiencia tanto en entradas como en salidas al mismo tiempo.

5 .2 .1 . M o d e lo  C C R

Este modelo puede considerarse como el primer modelo desarrollado dentro del enfoque de 
análisis de eficiencia DEA. Chames, Cooper y Rhodes [7] presentan la metodología y el amplio 
espectro de aplicaciones para medir eficiencia en ambientes donde se tienen múltiples entradas y 
salidas, o donde es muy difícil especificar una posible función de producción. Para caracterizar 
el problema, se tienen n  entidades, m entradas y s salidas, y cada una de las entidades (la j-  
ésima DMLT) consume una cantidad Xij del i-ésimo insumo y produce una cantidad yrj del r-ésimo

E ficiencia (Definición Pareto-Koopm ans extendida): U na entidad se considera 100% eficiente si y solo si ninguna 
de sus entradas o salidas pueden ser mejoradas sin em peorar alguna de las otras entradas o salidas.Eficiencia Relativa: 
Una entidad es considerada como 100 %> eficiente sobre la base de la evidencia disponible si y solo si el desempeño 
de las otras entidades no m uestra que sus entradas o salidas podrían ser mejoradas sin em peorar alguna de las otras 
entradas o salidas. Tomado de [11]

44



producto. El problema puede formularse como resolver el siguiente programa matemático[12]:

9
n

yrj\ j  -  s+ yro r  =  1 , 2 , . . . ,  s
j= i

n

y .  XijXj +  s r  =  tojo i =  1 , 2 , ,  m
j= i

Aj > 0  j  =  1 , 2 , . . .

En éste problema se intenta minimizar la medida de eficiencia radial 9 (eficiencia puramente 
técnica e ineficiencia de escala) con el fin de revelar las posibles deficiencias en el desempeño de 
la entidad. Las variables Xj hacen referencia a la participación de cada una de las entidades que 
pertenecen al conjunto de las DMUs a evaluar.

En este caso, el modelo se encuentra orientado a entradas, ya que éstas se encuentran ponderadas 
por el factor 9 de eficiencia. Por lo tanto, el programa encontrará el mínimo valor de 9 que permite 
representar las entradas de la entidad en evaluación a partir de las entradas de otras entidades 
eficientes. No obstante, esto solo es válido si la proporción de cada una de las entradas en la 
entidad en evaluación es representable. En caso contrario, las holguras (s+ y s~) tom arán valores 
positivos para capturar estas diferencias, que se conocen como ineficiencias de mezcla. Una entidad 
se considera CCR-eficiente si 0* =  f y sr'' =  0, s7 =  0,es decir, si la entidad presenta eficiencia 
radial y de mezcla.

5 .2 .2 . M o d e lo  B C C

Este modelo fue desarrollado por Banker, Chames y Cooper en 1984 [5], como una extensión 
del modelo CCR. Su aporte se basa en incluir retornos variables a escala, ya que el modelo original 
suponía una tecnología de producción con retornos constantes a escala, por lo que también se 
conoce como CRS (Constant Returns to Scale). Este modelo es similar al presentado, pero incluye 
la siguiente restricción adicional:

E aj = 1
j= i

Esta restricción implica que la entidad solo puede ser representada por una combinación lineal 
convexa de las entidades en el conjunto de observaciones. De esta manera, la frontera de este modelo 
permitirá que entidades con retornos crecientes constantes o decrecientes a escala puedan aparecer 
en la frontera gracias a que son técnicamente eficientes. Este modelo evalúa la eficiencia puramente 
técnica sin incluir la ineficiencia de escala. La condición de eficiencia de una entidad es la ya escrita 
anteriormente, pues también pueden presentarse ineficiencias de mezcla.

En caso de tener bajo análisis entidades que trabajan bajo escalas muy diferentes, como puede 
ser el caso de las empresas de transmisión, puede preferirse el análisis bajo el supuesto de retornos 
variables a escala, a fin de no beneficiar en la evaluación a aquellas empresas que trabajan en escalas 
altamente productivas, no como resultado de sus decisiones sino debido a razones externas (políticas 
públicas, geográficas, etc.).

9* = min 

s.a.
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5.2.3. M odelo  A ditivo  y  SB M

Una aproximación similar a las presentadas anteriormente es la conocida como modelos aditivos, 
en los que la función objetivo consiste en maximizar las holguras del modelo. La formulación de este 
modelo se presenta a continuación:

m s

XX + xx
i=l r=l
n

X UjAj + s ~  = x io i = 1 , 2 , . . . , m  
3 = 1

n

'y ] UrjAj — =  y ro r  =  1 , 2 , . . . ,  s
3 =  1

n

E ^  = 1
3 =  1

Aj > 0 j  = l , 2 , . . . , n

Como se puede observar, se maximizan al tiempo las holguras de entradas y salidas, lo que puede 
ser útil en casos donde es necesario contemplar las dos dimensiones para medir adecuadamente el 
desempeño de las entidades. No obstante, el valor de la función objetivo no tiene en general un 
significado práctico pues es una suma de las diferentes variables, lo que no posee sentido físico.

Un modelo que se deriva del anterior es el Slacks Based Measure (SBM), que permite aproximarse 
al problema a través de la maximización de holguras, pero provee un índice escalar de eficiencia 
entre 0 y f, equivalente a la variable 9 de los modelos previos. La función objetivo del modelo SBM 
orientado a entradas se define como:

 ̂ m —
* • i  1  s ip  = mm f  > —

m  Xiot=i

Aquí se observa que en caso de presentar una holgura positiva (ineficiencia), la evaluación de la 
entidad se verá disminuida. Aunque requiere de una orientación definida (ya sea entradas o salidas) 
permite incluir en este indicador (llamado p) información sobre la ineficiencia de mezcla, luego la 
condición de eficiencia será que p* = 1. Además de las restricciones del modelo aditivo original, es 
necesario adicionar la siguiente restricción para las variables de salida:

i s +
í +  - y ^  =  í

s  ^  Uror=l

Esta restricción realiza una estandarización de las variables de salida para centrar el análisis en las 
variables de entrada solamente.

En el caso de las empresas de transmisión, si la única dimensión de salida bajo análisis es la 
energía transmitida, será suficiente con centrar el análisis en las variables de entrada pues esta salida 
se encuentra determinada por la demanda y no sería un criterio adecuado para evaluar el desempeño 
de la entidad. Además, si el enfoque busca los niveles de costos eficientes, es necesario que el análisis 
se centre en las variables de entrada, pues es allí donde se encuentran los costos de administración 
operación y mantenimiento. No se puede perder de vista la necesidad de incluir otras variables de 
resultado, como la calidad del servicio prestado, que son relevantes en la medición de desempeño.

max

s.a.
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Con esta orientación el modelo SBM presenta una manera concisa de presentar los resultados, pues 
incluye todas las fuentes de ineficiencia en una sola variable. Esto puede simplificar el análisis al 
centrar la atención en una sola variable y no en muchas de ellas, como sucede en el caso de analizar 
cada holgura por separado.

5 .2 .4 . R estr ic c io n e s  en  los m u ltip lica d o res

En algunos casos, puede ser útil y /o  necesario incluir información relevante sobre la importancia 
relativa de las variables bajo análisis. Por ejemplo, aunque muchas entradas pueden ser relevantes, 
una de ellas puede ser particularmente importante, luego ésta debería aportar la mayor parte de la 
evaluación. De esta manera, se impide que algunas entidades con malos resultados en la variable 
más importante aparenten ser eficientes debido a sus buenos resultados en otras variables de menor 
importancia. Las dos aproximaciones más utilizadas para este fin son Assurance Region y Cone 
Ratio Analysis.

Para este análisis, es necesario definir cual es la relevancia relativa de las variables, lo cual se 
logra a través de información de expertos en el tema. Para el caso del presente estudio, será necesario 
definir si efectivamente existen variables con mayor relevancia que otras y, de ser así, establecer un 
escalafón de importancia y factores de ponderación entre las variables discrecionales.

5 .2 .5 . V ariab les no d iscrec io n a les

Cuando las variables incluidas en la evaluación hacen referencia a aspectos que afectan el desem­
peño de la entidad, pero que no se encuentran bajo su control, se habla de variables no discrecionales. 
Aunque estas variables pueden incidir en el desempeño de las entidades, no puede juzgarse que una 
de ellas sea más eficiente que otra si tiene una cantidad inferior que las demás, dado que ésta no 
es resultado directo de sus decisiones. Para el caso del sector de transmisión, variables como ni­
vel ceráunico o corrosión son resultado de procesos ambientales a los que la entidad se encuentra 
expuesta, pero sobre los que no tiene influencia. Otro grupo de variables no discrecionales son aque­
llas relacionadas directamente con el negocio de transmisión, pero que se encuentran fijas debido 
a decisiones de la entidad regulatoria o del mercado. En este grupo se encuentran las variables 
relacionadas con el tamaño de la red que una compañía se encuentra en obligación de operar, pero 
sobre cuya extensión o diseño no puede decidir.

Para atacar este problema existen diversas alternativas, dos de las cuales se explican a con­
tinuación. La primera toma el modelo CCR original y divide las restricciones relaciones con las 
entradas (para el caso orientado a entradas) en dos conjuntos. El primero de ellos hace referencia a 
las variables discrecionales, para lo cual mantiene la restricción de representación original:

n

^   ̂%íj A/ A ¿q , í £ D,
3 =  1

donde D es el conjunto de las entradas Discrecionales. El segundo conjunto de restricciones tiene en 
cuenta las entradas No Discrecionales, para lo cual elimina el factor de eficiencia en la representación:

n

Xío — ^   ̂Xjj Xj 4  ¿q , í £ ND,
3 =  1

donde ND es el conjunto de las entradas No Discrecionales. De esta manera, la comparación se 
realizará con entidades semejantes en cuanto a los valores de las variables ambientales, pero la 
evaluación solo se realizará sobre las variables discrecionales.
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O tra alternativa[1 2 ] es utilizar un modelo aditivo, como el ilustrado anteriormente, pero adicio­
nando restricciones sobre el valor que pueden tom ar las holguras. Para el caso de las entradas, las 
restricciones serán:

Sí < PiXio, =

donde fi, es el factor de discrecionalidad de la entrada i-ésima. Es decir, si este factor vale f , entonces 
la entrada es totalmente discrecional; pero si toma el valor de 0 , entonces la entrada totalmente no 
discrecional. Esto permite que puedan especificarse valores entre 0 y f, que pueden representar un 
porcentaje de discrecionalidad en la entrada, i.e. la entidad tiene poder de decisión sobre la entrada 
solo en una proporción determinada. Para las salidas se realiza un tratam iento similar, pero en este 
caso los factores de discrecionalidad 7 , se mueven en el intervalo de 0  a infinito, donde un valor de 
0 implica que la salida es totalmente No discrecional, mientras que un valor muy grande del factor 
7 r implica total discrecionalidad de la entidad sobre la variable.

5 .2 .6 . A n á lis is  d e  pares co m p arad ores

Parte de la información que ofrecen los modelos DEA como resultado, es la relacionada con los 
pares comparadores de las entidades bajo análisis. Un par comparador es una entidad real o ficticia 
cuyas características sirven para comparar a un DMU en particular. Este par comparador siempre 
se encuentra en la frontera y posee las características que debería tener la entidad analizada para 
obtener una calificación ideal en cuanto a su eficiencia. Esta información se encuentra reflejada en 
las variables Xj ,  que miden cuanto aporta la j-ésima entidad en la construcción del par comparador 
del DMU evaluado.

En los modelo CCR o BCC de las secciones 5.2.f y 5.2.2, las características de la entidad ideal 
que sirve como par comparador del k-ésimo DMU se encuentran construidas así:

n

Xjk -  y~]XjjX* i — 1 ,2 , . . .  ,m
j=i

n

Vrk = ^ U r j ^ j  =  r  =  f , 2 , . . . ,  s
j = l

donde Xik y yrk son la i-ésima entrada y la r-ésima salida de cada una de las entidades, respecti­
vamente. Además, Xj  es el peso de cada una de las entidades del conjunto en la construcción del 
par evaluador. Las variables s~ y (holguras) fueron omitidas a fin de evitar confusiones aunque 
puede ser necesarias para representar las entradas y salidas de los pares comparadores.

Para ilustrar la importancia de esta información, puede tomarse como ejemplo el caso de una 
entidad que obtiene una calificación de 9 = 0,8 en un modelo orientado a entradas. Si de su única 
entrada (número de licencias de software) posee 50 en el período de análisis, entonces para ser 
eficiente deberá reducir ese número a solo 40. En este caso debe existir una entidad real o ficticia 
que presenta los mismos resultados (salidas) de la entidad evaluada, pero que solo necesita 40 
licencias para generar estos resultados. En caso de ser una entidad ficticia, aún puede establecerse 
el conjunto de entidades reales que sirven para armar el par comparador en la frontera. Suponga 
que además de la evaluación, obtenemos los valores A,t =  0,2, Xb  = 0,8. Este resultado implica que 
el par comparador de la entidad se construye a partir de las entidades A  y  B ,  quienes tienen las 
características más cercanas al DMU en evaluación. De esta manera, la entidad puede no solamente
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establecer en qué porcentaje necesita disminuir la cantidad de recursos utilizados, sino que puede 
identificar buenas prácticas en aquellas entidades que le sirven de comparadores, a fin de lograr los 
resultados necesarios para mejorar su calificación de eficiencia.

5.3 . A nálisis de Frontera E sto cá stica  (SEA)

En los estudios empíricos sobre análisis de frontera de producción se encuentran tres enfoques: 
el análisis envolvente de datos, los modelos de frontera de producción estocástica y aquellos que 
usan las técnicas estadísticas multivariadas (componentes principales y análisis de factores, princi­
palmente). En tanto los dos primeros fueron desarrollados explícitamente para el estudio empírico 
de las fronteras para determinar una jerarquización de las unidades (firmas, individuos, entidades) 
en términos de las eficacias productivas, el tercero no es sino una utilización de las características 
básicas de esas técnicas.

Una buena medición de la eficiencia es a través de la comparación de cada observación con la 
mejor práctica observada (la frontera). La frontera se construye a partir de funciones de producción 
(cantidad producida como función de los insumos) y su estimación informa sobre la ineficiencia 
técnica de las unidades evaluadas. También la frontera puede construirse a partir de funciones de 
costos (costo total como función del nivel del producto y del costo de los insumos) y su estimación 
informa sobre la ineficiencia productiva.

El procedimiento que se realiza en este trabajo consiste en la estimación de la frontera de 
producción estocástica para las empresas de transmisión de energía eléctrica. Metodológicamente 
el proceso es el siguiente: se postula una función de comportamiento eficiente (en este caso una 
función semilogarítmica cercana a la Cobb-Douglas,) a la que se le añaden las perturbaciones de 
ruido (simétricas) y de eficiencia (no negativas); se formula una distribución probabilística para 
estas perturbaciones de eficiencia (en este caso la seminormal) y, usando máxima verosimilitud, se 
estiman los parámetros de interés y se calcula la eficiencia para cada entidad.

Para la presente aplicación se formula la función de producción2 y se estima la función utilizando 
información analizada y recopilada por el equipo de trabajo de este proyecto. El propósito del análisis 
consistió en jerarquizar las entidades transportadoras de energía de acuerdo al criterio de eficiencia 
técnica que arroja la estimación econométrica de la frontera de producción estocástica.

5 .3 .1 . Las id eas b á sicas d e l m o d elo  d e la F ron tera  d e P ro d u cc ió n  E s to c á s t ic a

La habilidad de una unidad productiva para maximizar el producto dado un conjunto particular 
de insumos corresponde al concepto de eficiencia técnica. Esta eficiencia supone que las unidades más 
productivas conforman la frontera de producción y ésta debe estimarse dado que, como tal, es des­
conocida. Esta sección resume los aspectos más importantes del tema siguiendo muy cercanamente 
el enfoque de Kumbhakar y Lovell [30].

Los modelos iniciales de frontera de producción estocástica fueron introducidos en 1977 por 
Aigner, Lovell y Schimdtjl] y por Meeusen y Van Der Broeck[34]. La función Cobb-Douglas ha 
sido una de las más populares y su forma funcional linealizada para propósitos de estimación es 
y =  .Y/I +  e. En este caso y es el vector del logaritmo natural del producto obtenido, la matriz A" 
está compuesta por una columna de unos y por el logaritmo natural de cada uno de los insumos 
involucrados en el proceso, ¡3 es el vector de parámetros que se deben estimar y e es el término 
estocástico de perturbación.

2De acuerdo con la concepción microeconómica de la actividad de transm isión se intentó utilizar una función tipo 
Cobb-Douglas; sin embargo se lograron mejores ajustes con una función semilogarítmica
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Este último término, e, merece una atención especial pues es uno de los aportes iniciales a la 
teorización de la FE. Para la ¿-ésima unidad productiva el término aleatorio se considera compuesto 
por un ruido simétrico, normalmente distribuido (in ~  N  [0,cr^] ), y por un término no negativo 
de ineficiencia distribuido, en este caso, como seminormal: ui rsj N+  [M, o fj), los cuales se 
distribuyen entre sí de manera independiente. Nótese que se considera que e¿ =  ry — r/,¿.

Para un conjunto de k insumos Xj ,  la función de producción de la ¿-ésima unidad productiva pue­
de expresarse como =  /  {xu , . . . ,  Xki] (3) con el producto de la ¿-ésima unidad, y /3 es el
parámetro que asocia insumos con producto. El nivel eficiente de producción de la frontera estimada 
excluye el término de ineficiencia u  y, por lo tanto, se representa como Y¿ =  /  { x u , . . .  .a’̂ : ¡3) eVl. 
De esta manera, la razón de la producción de la firma con respecto a la de la frontera es: e~Ut, y 
esta razón, en conclusión, sería una medición de la eficiencia técnica de la ¿-ésima unidad analizada 
(ET):

ETi = e~Wl (5.Í)

Se dijo que la distribución aleatoria del término que captura la ineficiencia técnica es seminormal. 
Aunque otras formas que se han desarrollado son funciones de densidad de probabilidad como la 
normal truncada, la gamma y la exponencial, se presenta el resumen asumiendo una eficiencia 
técnica seminormal: u N+  [M , cq¡]. De la consideración y = Xf3 + e = X ¡3 + {v — u), con el vector 
e compuesto por v — u, se concluye que, en tanto v es simétrico y u es no negativo, entonces e 
es asimétrico y, por lo tanto, al aplicar el operador esperanza, se encuentra que Ee =  E(N — u) = 
- E u  < 0.

Una forma inicial de evaluar la conveniencia del modelo de FE es a través de su estimación por 
cuadrados mínimos ordinarios. Como u > 0 (v — u) es sesgada y habría evidencia de ineficiencia 
técnica. Si r/, =  0 ^  e =  (v — u) es simétrica y los datos no ofrecerían evidencia de ineficiencia 
técnica.

En tanto se requiere estimar la especificación y = X/3 + (v — u) las funciones de densidad de v 
(normal) y de u (seminormal) son:

f (v)  = —7 ^ = 6 ^  (5.2)
y  iKaf,

2 - -X -f (u )  = ^ = = e ^  (5.3)
V 27r(7«

Como los vectores aleatorios u y v son independientes, entonces la densidad conjunta de v y u 
es el producto de sus densidades individuales:

I _ U.
f ( u , v ) = - ,  rCL 2,Ti 2,T5- (5.4)

\7 T (Jv ( J u )

Como e = v — u, entonces la densidad conjunta de u y e es:

e-cur
2crf, 2(7 f,f (u ,  e) =  7— -— r e L 2,T- (5.5)

( 7 r a v a u )

De acuerdo a Kumbhakar y Lovell [30], la densidad marginal de e se obtiene integrando u de 
f (u,e)  a través de (los límites de la integral están entre cero e infinito):

f ( c ) =  í  f ( u , e ) d u  =  2<x 1<fr(ecr 1) (I>(—fArr ') (5.0)
./o
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donde & = \Jcf* + al] ^ =  ^7 ; y 0 ( 0  y ^( t)  son las funciones de densidad y de distribución normal 
estándar, respectivamente.

La obtención de los estimadores máximo-verosímiles surge de la maximización de la anterior 
expresión. Una vez encontrado el conjunto de estimados, se continúa con el cálculo de la eficiencia 
técnica para cada elemento. Como se cuenta con los estimados de e¿ =  Vi — ih, se posee alguna 
información sobre r/,¿. Si e¿ > 0, entonces //.,• no es muy grande ( E [ v í \ = 0) lo cual sugeriría que este 
productor es relativamente eficiente. En cambio si e¿ < 0, entonces t.il es muy grande y se considera 
que este productor es relativamente ineficiente.

Por la anterior razón, de lo que se tra ta  es de separar la información que e¿ contiene sobre t/,-: 
una solución al asunto viene de la obtención de la distribución condicional de ut dado e¿. Jonderow 
et a /[29] encontraron que si w¿ ~  N+  (M, o f j, entonces

y calcular la eficiencia técnica para cada unidad: ETi  =  e Ui
Como f (u ,e)  «■v/ ÍV+ (M* , cr*), entonces Jonderow et al[29] plantean un estimador puntual de la 

eficiencia técnica para cada productor, no obstante, el estimador más utilizado en el trabajo empírico 
es el propuesto por Battese y Coelli[6 ]:

Si bien es cierto que se han desarrollado diversos modelos de acuerdo al supuesto distribucional 
del término rq, como se mencionó anteriormente, la presentación aquí efectuada es adecuada para

técnica podrían ser inconsistentes, a nivel de estudios de corte transversal el procedimiento puede

u. Se considera que, aunque las eficiencias técnicas son muy sensibles a la forma de la distribución, 
la jerarquización de las unidades productivas no se afecta de manera notable sobre todo en la 
configuración de los grupos extremos: Greene[26] en un panel de 123 empresas eléctricas encontró que

las observaciones muéstrales estuvo entre .7467 (exponencial y gamma) y .9803 (seminormal y 
normal truncada). Estos resultados apoyan el que el uso de una distribución como la seminormal 
da resultados alentadores en la definición de las ineficiencias técnicas de las unidades involucradas. 
Para este estudio las formas distribucionales exponencial y normal truncada no permitieron la 
convergencia de la función de verosimilitud

Dada la densidad marginal de e, se concluye que el logaritmo natural de la función verosimilitud 
para una muestra de n  productores sería, con k una constante[30]:

(5.7)

(5.8)

La idea de la estimación es obtener la función de verosimilitud, obtener los parámetros de interés

(5.9)

adelantar el trabajo aplicado. A pesar de que se ha considerado que los estimados de la eficiencia

dar luces sobre la cercanía (o lejanía) relativa de las unidades con respecto a la frontera ideal de 
producción.

LTn punto muy importante a considerar es el efecto de la distribución que se asume para el término

el coeficiente de correlación por rangos entre los pares de los estimados de la eficiencia para todas
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Como procedimiento general para seguir, es evidente que los modelos propuestos para estimar 
dependerán de varios factores: del objetivo de la investigación, de los supuestos sobre el comporta­
miento de las unidades, de la distribución asumida de la eficiencia técnica y de la disponibilidad de 
los datos. Estos aspectos, exceptuando la distribución de la eficiencia técnica, serán discutidos con 
posterioridad.

5.4 . ín d ice  de p rod u ctiv id ad  de M alm quist

El índice de productividad Malmquist es una medida propuesta por Malmquist [32] para cuanti- 
ficar el cambio en la productividad total factorial de una entidad de análisis. La medición se realiza 
cuantificando dos términos: el primero es el “catch-up” , que hace referencia a la mejora en eficiencia 
propia de la entidad; el segundo término es conocido como “frontier-shift” y refleja el cambio en 
la frontera de producción eficiente, que puede interpretarse como cambio tecnológico. El índice de 
Malmquist será entonces el producto de los dos términos descritos, incluyendo información acerca 
de los dos aspectos.

En DEA, el efecto “catch-up” se mide como la relación entre los índices de eficiencia radial de 
la entidad en un primer período contra el mismo índice en el siguiente período. De esta manera, 
un índice de “catch-up” mayor a uno indica una mejora en la eficiencia de la entidad. Para el 
índice de “frontier-shift” , se cuantifican las eficiencias de la entidad en el primer período contra 
la frontera en el segundo período, y viceversa. Si se define ()[. como la eficiencia de la entidad en 
el período k contra la frontera del período t, k , t  = f , 2 , entonces los efectos de “catch-up”(C) y 
“frontier-shift” (F) pueden cuantificarse así [49]:

El índice de Malmquist (M) será entonces el producto

Así, un índice M mayor a uno implica una mejora en la productividad total factorial de la 
entidad, mientras un índice menor a f representa una disminución en la misma medida.

5.5 . Los co m p o n en tes principales en  el análisis de efic ien cia  [27]

El análisis de Componentes Principales [28] es una herramienta estadística de análisis multi- 
variado que busca explicar la varianza-covarianza de un conjunto de n  variables a través de la 
generación de combinaciones lineales de las mismas. Pese a que el número de combinaciones lineales 
requeridas para explicar la totalidad de la varianza-covarianza es igual número original de variables, 
suele suceder que la mayor proporción de ésta puede explicarse a través de un número más reducido 
de k componentes principales. Es decir, permite realizar un proceso de reducción de variables al 
lograr explicar con solo k (k < n) componentes principales la mayor cantidad de la estructura de 
varianza-covarianza generada por las n  variables originales. Por ende, esta herramienta depende 
únicamente de la matriz de covarianza E correspondiente a las variables AM, A^2,. . .  , X n ,  sin que 
sea necesario realizar un supuesto acerca de la distribución conjunta de estas variables.
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Se define el vector X ’=  [XI, X 2 , . . . ,  Xn]  con matriz de covarianza E y eigenvalores Ai > A2 > 
• • • > Ara > 0. Con este vector, se pueden definir las siguientes combinaciones lineales:

Y\ = a /1X  =  a u X i  +  0 1 2 X 2 +  • • • +  (iinX n
I2  = a 2 X  =  021X1 +  022X2 +  • • • +  Ci2n X n

Yn =a!nX. = aniX i  +  dnzX? +  • • • +  annX n

Y puede encontrarse que

Y or(li) =  a'Ea¿, i = l , 2 , . . . , n  
Cov{Yi, Yk) = a 'E a fc, i = l , 2 , . . . , n

Entonces, las componentes principales de X  son las combinaciones lineales no correlacionadas 
Y 1 , Y 2 , . . . ,  Yn tales que su varianza sea máxima. Así, puede establecerse que la primera componente 
es la combinación lineal a^X tal que

M a x  Var(Yi)  
s.a. a^ai =  1

donde la restricción nace de la necesidad de impedir que la Var(Y\)  aumente indefinidamente con 
solo incrementar una y otra vez a i al multiplicarlo por un escalar. Las demás componentes podrán 
encontrarse realizando un procedimiento similar pero adicionando una restricción de cero correlación:

M a x  V  ar(Yi) 
s.a. a'a¿ =  1

C'ou(a'X, a^X) =  0, k < i

Las componentes principales pueden expresarse en términos de los eigenvalores A¿ y los eigen- 
vectores a¿ de la matriz de covarianza E, así:

Yí — — a ¿ i X i  Y  U12X 2 Y  ■ ■ ■ Y  dínX n , i — 1 , 2 , . . . ,  n.

con

Var(Yi) = a'Ea¿ =  A¿, i = 1 ,2 , . . .  ,n  
Cov(Yi, Yk) = a 'E a fc =  0, i = l , 2 , . . . , n

Estos coeficientes a¿fc expresan la importancia que tiene la variable k en la componente * a la 
luz de todas las demás variables. Los eigenvalores de E reflejan la varianza de las Y¿ y poseen toda 
la información sobre la varianza de las X¿:

n n

Y ,  Var(Xi)  =  Ai Y  A2 H h Ara =  ^  Var(Y)
í=l i=l

Lo que permite establecer que la proporción de la varianza total explicada por la i-ésima com­
ponente está dada por la relación entre el i-ésimo eigenvalor y la suma de todos éstos:

A¿Proporción de varianza explicada =   ------ :--------------— , i = 1 ,2 , . . .  ,n
Ar Y  A2 Y  • • • Y  Ara
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Esta proporción permitirá establecer el número de componentes necesarias para explicar la 
mayor proporción de la varianza posible, es decir, se espera que con un número reducido de estas 
componentes se pueda reemplazar el número total de variables iniciales con mínima pérdida de 
poder explicativo.

Sin embargo, cuando las variables se encuentran en rangos muy diferentes, la estructura de 
varianza-covarianza puede verse afectada y dar una mayor importancia a variables que se encuentran 
medidas en una mayor escala que las otras, por esto se hace necesario estandarizar las variables a 
utilizar, obteniendo:

( A ¿ ~ M ) , / 1.2  / /
Y O i, i

Que matricialmente puede verse como:

z = y - i ( x - ^ )

donde V  es la matriz diagonal de desviaciones estándar:

v/Ü I 0 0
0 v/ ( J 22 • • 0

0 0 \/ @nn

Por lo tanto, la matriz de covarianza será igual a la matriz de correlación p:

Cov(Z)  =  V - I S V - I  = p

De esta forma, las componentes principales estandarizadas serán:

Yí =  a'Z =  a'V - ^(X -  ¿j), i = l , 2 , . . . , n

Y  teniendo en cuenta que la varianza de cada una de las variables estandarizadas es igual a f, 
la suma de las varianzas será igual a n:

y ~ V a r ( y ¿ )  =  y ^ V a r { Z i )  =  Ai +  A2 +  ■ ■ ■ +  An n
í=i í=i

Y nuevamente la proporción de la varianza total explicada por la i-ésima componente está dada 
por la relación entre el i-ésimo eigenvalor y la suma de todos éstos:

A¿Proporción de varianza explicada =  — , i =  f , 2 , . . . , »
n

Relación que permitirá seleccionar las componentes principales más relevantes para explicar la es­
tructura varianza-covarianza de las variables originales.

Adler y Golany [37] presentaron en 2002 una forma de mejorar el poder discriminante del Análisis 
Envolvente de Datos cuando existen gran cantidad de variables de entrada y salida, comparativamen­
te con el número de entidades a evaluar. Una de sus propuestas es realizar análisis de componentes 
principales tanto para el grupo de entradas como para el grupo de salidas. Debido a que para cons­
tru ir la componentes es necesario estandarizarlas, tal como se mostró anteriormente, es necesario 
un modelo que sea invariante a la traslación, es decir, que no modifique sus resultados al desplazar 
los datos de entrada y salida para los DMUs.
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Capítulo 6

Información contable nacional para la 
medición de eficiencia

6.1 . P la n  Ú n ico  de C uentas - P U C

La información sobre los costos y gastos de las empresas es la base para cualquier análisis de 
eficiencia. El Plan Unico de Cuentas (PUC) es la norma por la cual se deben regir las empresas 
para suministrar la información financiera. Las Empresas de Servicios Públicos deben reportar esta 
información a la Superintendencia de Servicios Públicos Domiciliarios (SSPD) anualmente.

Dada la importancia que tiene la información financiera en la medición y toma de decisiones 
de una empresa, así como en el control que se realice sobre ella, la SSPD está adelantando un 
proyecto de modificación del PUC, de tal manera que la información sea uniforme, unificada y 
simplificada, mediante la aplicación de la metodología de Costeo Basado en Actividades, como se 
mencionó anteriormente.

6.2 . El nuevo P U C

A continuación se presenta un análisis de las modificaciones realizadas al Plan Unico de Cuentas 
en el proyecto que adelanta la SSPD para su actualización. Estas modificaciones por clase de cuentas 
son:

Activos
Un activo es un recurso controlado por un ente económico, como resultado de eventos pasados, 

y cuyos beneficios económicos futuros se espera que se reflejen en el funcionamiento de la empresa. 
Estos bienes o derechos se originan a través del objeto social de la empresa y de los distintos negocios 
o actos que puedan generarlos. Desde el punto de vista económico, nacen como consecuencia de 
operaciones que suponen el incremento de los pasivos, el patrimonio o realización de ingresos. 

Entre las modificaciones más sobresalientes que se encuentran en esta clase están las siguientes:

■ En lo referente al efectivo, se agrega una cuenta sobre Depósitos a Instituciones Financieras 
y Cooperativas (1109) y se elimina la cuenta sobre el Fondo de Solidaridad para Servicios 
Públicos Domiciliarios (1117)

■ En las inversiones, se agregan las referentes a inversiones en Empresas de Seguridad Social, 
en cada uno de los niveles estatales (nacional, departamental, distrital y municipal). De igual
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manera se agregan las inversiones en Empresas Públicas para cada uno de los niveles estatales. 
Por otro lado, se eliminan los ajustes por inflación a las inversiones.

■ Para la cuenta de Deudores, se establece una reorganización en las subcuentas de los Servicios 
Públicos, estableciendo una mayor organización y detalle para cada uno de ellos.

■ En la cuenta de Inventarios se eliminan los ajustes por inflación y se agregan cuentas para los 
rubros de Equipo de Comunicaciones y Computación, en los diferentes tipos de inventarios.

■ En Propiedad Planta y Equipo, también se eliminan los ajustes por inflación y se agrega 
un grupo nuevo referente a los Bienes de Beneficio y uso Público e Históricos y Culturales. 
Paralelamente se expande el grupo de los Recursos Naturales y Ambiente, agregando cuentas 
nuevas donde se incluyen los Recursos Naturales, Renovables y No Renovables, divididas en 
la explotación, agotamiento e inversión que se realiza sobre ellos.

■ En Otros Activos, se eliminan los ajustes por inflación y se agregan cuentas referentes a Bienes 
Adquiridos con Subsidio del Estado y Bienes de Culto.

■ En las Valorizaciones, se incluyen las valorizaciones por inversión en Empresas de Seguridad 
Social en cada uno de los niveles estatales y las valorizaciones en diferentes activos fijos.

Pasivos
Los pasivos representan las obligaciones contraídas por el ente prestador de servicios públicos 

domiciliarios, que nacen por transacciones pasadas que requieren una cancelación o la prestación 
de un servicio en el futuro. Desde el punto de vista económico, se originan como consecuencia de 
operaciones que suponen un incremento de activos o generación de costos o de gastos.

En general, de los pasivos son eliminadas las subcuentas referentes a Banco Central y se agre­
gan, en todo el pasivo, subcuentas relacionadas con Créditos a Institutos Financieros de Desarrollo 
Territorial y con obligaciones con el Gobierno.

■ De las Operaciones de Crédito Público, se agregan nuevas cuentas relacionadas con Préstamos 
Gubernamentales, para Corto Plazo y Largo Plazo, con sus respectivas cuentas de intereses. 
También se agrega la cuenta de Comisiones a Préstamos Gubernamentales de Corto y Largo 
Plazo.

■ Dentro de las Obligaciones Financieras, se especifican subcuentas para Vinculados Económicos, 
el Fondo Empresarial Superintendencia de Servicios Públicos Domiciliarios y las Entidades de 
Fomento y Desarrollo Territorial. También se agrega una cuenta para los Créditos Externos 
Obtenidos, con su respectiva cuenta de intereses.

■ En las Cuentas por Pagar, se agrega una nueva cuenta relacionada con los Bienes Recibidos 
del Estado para Subsidiar, detallando una subcuenta para cada uno de los servicios públicos 
domiciliarios. Se eliminan subcuentas de Regalías y Compensaciones y de Contribuciones sobre 
las Transacciones Financieras.

■ Se incluye un nuevo grupo relacionado con Bonos y Papeles Comerciales1.

1Comprende los valores recibidos por ente prestador de los servicios públicos domiciliarios privados, por concepto 
de emisión y venta de bonos ordinarios o convertibles en acciones, así como los papeles comerciales definidos como 
valores de contenido crediticio emitidos por otros entes prestadores de servicios públicos domiciliarios, con el propósito 
de financiar capital de trabajo . (PLAN DE CONTABILIDAD PARA ENTES PRESTADORES DE SERVICIOS 
PUBLICOS DOMICILIARIOS)

56



Patrimonio
El patrimonio de los entes prestadores de servicios públicos domiciliarios comprende el valor de 

los recursos representados en bienes y derechos, deducidas sus obligaciones necesarias para cumplir 
los fines estipulados en el objeto social de la Empresa. El patrimonio representa el valor residual 
de comparar el total de los activos después de deducir todos sus pasivos para cumplir con el objeto 
social estipulado por el ente prestador de servicios públicos domiciliarios.

■ Se reorganizan las cuentas de Patrimonio, eliminando las referentes a la Hacienda Pública y 
dejando las relacionadas con el Patrimonio Institucional.

■ Se adiciona una cuenta para el Resultado del Ejercicio de Entidades en Proceso de Liquidación.

■ En el Superávit por Valorización, es eliminada la subcuenta relacionada con la Propiedad
Planta y Equipo y se agregan subcuentas más específicas relacionadas con este rubro.

■ En Superávit por el Método de Participación Patrimonial se agregan subcuentas referentes a 
las Inversiones en Empresas de Seguridad Social, para cada uno de los niveles estatales; de la 
misma forma se agregan subcuentas por Inversiones en Sociedades Públicas de los diferentes 
niveles estatales.

■ Se elimina la cuenta de Ajustes por Inflación.

■ Se agregan las cuentas de Deterioro por Utilización de Bienes de Beneficio y uso Público, la
relacionada con el Efecto del Saneamiento Contable y una sobre el Patrimonio de Entidades 
en Procesos Especiales2.

Ingresos
Los ingresos representan flujos de entrada de recursos, en forma de incrementos del activo o 

disminuciones del pasivo o una combinación de ambos, que generan incrementos en el patrimo­
nio, devengados por la venta de bienes, por la prestación de servicios o por la ejecución de otras 
actividades, realizadas durante un período, que no provienen de los aportes de capital.

■ Se reorganizan las cuentas de Ingresos por Venta de Servicios para cada uno de los diferen­
tes Servicios Públicos, agregando un mayor detalle y especificidad, dentro de las diferentes 
actividades para cada sector.

■ Se eliminan de todas las cuentas de los ingresos las relacionadas con el Banco Central.

■ Dentro de los ingresos financieros, se eliminan los Intereses y las Comisiones sobre Créditos 
Presupuestarios y los Rendimientos de Créditos INFIS y Préstamos Gubernamentales. Se agre­
gan subcuentas por Recuperación de Cartera y Utilidades en fideicomisos y en la Negociación 
de Divisas.

Gastos
Los gastos representan flujos de salida de recursos, en forma de disminuciones del activo o 

incrementos del pasivo o una combinación de ambos, que generan disminuciones del patrimonio, 
incurridos en las actividades de administración, comercialización, investigación y financiación, rea­
lizadas durante un período, que no provienen de los retiros de capital o de utilidades o excedentes. 
En la nueva propuesta:

2Liquidación Fusión o Escisión.
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■ Se eliminan de las cuentas de gastos todas las relacionadas con el Banco Central.

■ En los gastos Generales, se agregan algunas subcuentas relacionadas con la gestión adminis­
trativa.

■ Dentro de los impuestos se eliminan las Contribuciones por Transacciones Financieras y las Ta­
sas por Utilización y Contaminación de Recursos Naturales. También se adicionan subcuentas 
específicas para otros impuestos y contribuciones3.

■ En las Provisiones se adicionan las referentes con las Inversiones en Empresas de Seguridad 
Social, en los diferentes niveles estatales. Se detalla la Provisión para Deudores por cada uno 
de los servicios públicos domiciliarios

■ Para los gastos asignados a los costos de producción, se reorganizan las subcuentas, dando 
más especificidad a cada uno de los servicios públicos domiciliarios.

Costo de Ventas
El costo de ventas comprende el valor de las erogaciones y cargos asociados con la adquisición 

de bienes y la prestación de servicios, vendidos durante el período contable.

■ En el Servicio de Energía se eliminan las cuentas existentes y se crea una nueva cuenta para 
cada uno de los negocios del sector.

■ En los Servicios de Acueducto y Alcantarillado, se renombran las cuentas relacionadas con la 
recolección.

■ En el Servicio de Aseo se reorganizan las cuentas según las diferentes actividades desarrolladas 
en el sector.

■ El Servicio de Gas Combustible es reorganizado, dividiéndolo en Transporte, Distribución y 
Comercialización, tanto para gas natural, como para CLP.

■ En el Servicio de Telecomunicaciones, eliminan las cuentas existentes y se crea una nueva 
cuenta para cada uno de los negocios del sector.

Costos de Producción
El costo de operación lo constituyen los valores reconocidos como resultado del desarrollo directo 

de la operación básica del ente prestador de servicios públicos, operaciones que por sus características 
y naturaleza no son objeto de acumulación en los costos de producción.

■ En Servicios Personales, se eliminan las Amortizaciones relacionadas con el Cálculo Actuarial y 
las Cuotas Partes de Bonos Pensiónales. Al mismo tiempo se agregan subcuentas relacionadas 
con Primas, Bonificaciones, Aportes y Subsidios.

■ En las Depreciaciones se adicionan las relacionadas con Equipos de Comedor y Cocina y las 
relacionadas con Bienes de Leasing.

■ La Transferencia de los Costos se realiza con un mayor detalle para cada uno de los servicios 
públicos domiciliarios.

3Im puesto sobre las Ventas, Contribuciones para otras Entidades, Peajes, Gravamen a los Movimientos Financieros, 
Im puesto de Timbre, Notariales, Trám ites y Licencias.
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■ Se agrega un nuevo grupo para Otros Servicios. Aquí se encuentran las cuentas representativas 
de los costos incurridos por los entes prestadores de servicios públicos domiciliarios en la 
prestación de servicios que no se encuentran contenidos en los grupos anteriores.

Las modificaciones que presenta el nuevo plan contable, muestran un mayor grado de uniformidad 
en las cuentas, que permite, a la hora de analizar la información contable, realizar ejercicios de 
análisis donde puede resultar más sencillo comparar la información de las empresas, debido al grado 
de detalle al que llega para cada negocio. Al mismo tiempo, para las actividades de vigilancia y 
control de las empresas, la especificidad y la uniformidad de la información se reflejara en una mayor 
y eficiente labor sobre las empresas.

En la última revisión de la propuesta del PUC para prestadores de servicios públicos domiciliarios 
fue realizada en diciembre de 2005 y en esta se realizaron algunas modificaciones en la estructura 
del plan de cuentas que se describirán a continuación

■ Normas de los pasivos: dentro de este grupo fueron eliminados los siguientes ítems:

• Bonos y papeles comerciales: caracterizaba a los bonos y la forma como estos son emitidos 
y negociados, según las condiciones impuestas por la ley.

■ Normas del patrimonio: dentro de este grupo fueron eliminados los siguientes ítems:

• Aportes sociales, empresas cooperativas y asociativas de trabajo: se refería a aportes 
a fondos de empleados y describía su estructura (capital social, aportes de socios y su 
participación)

• Acciones o aportes propios readiquiridos: describía el significado de este tipo de títulos 
y, según las condiciones de la readquisición, su reconocimiento dentro de los diferentes 
tipos de acciones de la compañía.

■ Costos de producción: de la última versión se elimina el grupo 79 -Otros servicios-.

6.3 . A nálisis del nuevo P U C  frente a los requ isitos del estu d io

Contar con información precisa y confiable es esencial para cualquier organización, pues es con 
base en ella que se contruyen las políticas y estrategias tendientes a la ejecución de su objeto social. 
Los hechos económicos de una empresa quedan registrados en la información contable, de ahí la 
importancia que ésta quede registrada de manera clara y veraz de acuerdo a las necesidades de los 
diferentes usuarios de la información.

En el caso de las empresas de servicios públicos, el criterio de los usuarios de la información 
contable es fundamental a la hora de desarrollar un esquema de registro o plan de cuentas. De 
acuerdo a lo anterior, debería ser un objetivo del plan de cuentas que el método como se registra la 
información, sirva de instrumento para la toma de decisiones sobre temas regulatorios.

Es importante que la información contable conserve una forma homogénea de acuerdo con la 
teoría general contable, pero al mismo tiempo permita el análisis según las condiciones particulares. 
Según Mattessich [33], la medición contable debe inclinarse a explicar con la mayor claridad, las 
diferentes realidades que refleja un hecho económico. La metodología determinada para la medición 
y la valoración será útil en la medida que satisfaga las necesidades del usuario. En este sentido, se 
deben establecer los objetivos y prioridades de la información y luego los medios para lograr dichos 
objetivos.
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Teniendo en cuenta que una de las funciones del regulador es la remuneración eficiente de los 
servicios, en la medida en que la información contable sea el instrumento para realizar una medición 
de eficiencia, ésta debe ser registrada de forma tal que le permita al regulador cumplir con su 
objetivo. Por eso es importante que dentro de los objetivos del plan de cuentas se le de relevancia 
al regulador como usuario de la información contable.

Desde este punto de vista, una de las características favorables del plan de cuentas es que precisa 
la importancia de separar la contabilidad de los “servicios o actividades complementarias prestadas 
por un mismo ente económico” , como lo precisa el Consejo Técnico de la Contaduría Publica en su 
concepto CCTCP 263 de 23 de diciembre de 1999. Esto es vital para el regulador ya que permite 
estudiar la estructura de los costos y gastos de cada negocio cuando las empresas son integradas 
o son multiservicio, para efectos de la remuneración del servicio, como es el caso de los costos de 
ACM.

Dentro de la uniformidad de la información contable es importante guardar la estructura nor­
mativa internacional. El desarrollo del marco conceptual para las empresas de servicios públicos 
también debería estar relacionado con los objetivos regulatorios observables desde la información 
contable:

■ Detección de comportamiento anticompetitivo.

■ Detección de subsidios internos en un servicio regulado.

■ Monitoreo de la viabilidad financiera el negocio.

■ Mejoramiento en la transparencia del proceso regulatorio.
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Capítulo 7

Información y variables para el caso 
colombiano

Como se mencionó, para la actividad de transmisión eléctrica en Colombia, se establece un 
mecanismo de remuneración de los costos de AO&M (Administración, Operación y Mantenimiento) 
para activos de operación no construidos mediante convocatoria pública, como un porcentaje del 
costo de reposición de los activos eléctricos.

Este mecanismo de remuneración de costos de AO&M se determinó sin realizar de manera 
exhaustiva un análisis individualizado de las variables de entorno y las características propias de 
operación de cada empresa de transmisión que participa en el sistema interconectado, con relación 
a condiciones geográficas, infraestructurales y ambientales, situaciones que para el contexto colom­
biano, inciden en diferencias en el desempeño de las empresas transmisoras dadas las asimetrías en 
las estructuras de costos.

En este capítulo se realiza una identificación de las variables que influyen en la actividad de trans­
misión y que determinan los gastos en administración, operación y mantenimiento de las empresas 
y se precisan las fuentes de información utilizadas para su construcción.

7.1 . Id en tificación  de variables

Uno de los primeros aspectos a determinar para hacer comparaciones de eficiencia entre las 
empresas de transmisión es la identificación de variables. Con base en el estudio de la experiencia 
internacional, se han considerado dos grupos de variables: variables de entorno y variables propias 
de la empresa las cuales se describen a continuación.

■ Variables de entorno: Vector de variables sobre las cuales la empresa no tiene control alguno, 
entre las que se pueden mencionar: geográficas, infraestructurales, macro-económicas, socio- 
demográficas (que determinan la conformación del mercado), ambientales, técnicas, etc.

Mediante este vector se pueden establecer puntos de comparación entre firmas: por ejemplo, 
comparar la eficiencia productiva teniendo en cuenta explícitamente las diferencias en el am­
biente o entorno en el que operan las empresas. A nivel general, se tienen gran número de 
variables de entorno, las cuales se listan a continuación:

f. Geográficas, tales como geología, geomorfología, relieve, hábitats, etc.

2. Infraestructurales, tales como vías de acceso, ubicación de las redes de transmisión, planes 
(programas) de desarrollo.
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3. Macro-económicas, tales como tasa de cambio, costo de capital, salario mínimo y bases 
salariales, obligaciones (exenciones) tributarias.

4. Ambientales, como nivel ceráunico, contaminación salina, áreas protegidas, normas am­
bientales, normas urbanísticas.

■ Variables propias del negocio y de la empresa: Vector de variables que describe el negocio 
o actividad a que se dedica la empresa, tanto en su carácter físico, como financiero y de 
desempeño.

A continuación se presentan las variables que se emplean en el estudio de eficiencia de las 
empresas de transmisión y la forma en que se obtuvieron, así como las fuentes de información 
empleadas.

7.2 . F uentes de in form ación

La información empleada para el desarrollo de los modelos fue tomada del Plan Unico de Cuentas 
de la Superintendencia de Servicios Púlbicos, del Liquidador y Administrador de cuentas (LAC) del 
STN; de los formatos diligenciados por las empresas, en cuanto a la desagregación de los gastos y 
costos de Administración, Operación y Mantenimiento; y de los planes de expansión de la LTPME e 
información de la red de transmisión suministrada por la LTPME.

En cuanto a la información obtenida del LAC, teniendo en cuenta que sus objetivos son liquidar y 
facturar las cuentas por uso del STN y sus servicios asociados para recaudar los cargos y remunerar 
a los propietarios de las redes de uso del STN, se cuentan con los soportes de liquidación para 
todos los meses de estudio. Dichos soportes son públicos y se encuentran disponibles en la página 
de Internet de XM [22],

La información que se encuentra en cada uno de los soportes considera los siguientes datos:

1. ANO: Año de liquidación del servicio de Liso del STN.

2. MES: Mes de liquidación del servicio de Liso del STN.

3. REPRESENTANTE: Agente Transmisor Nacional que representa el Activo de Liso del STN.

4. SLTBESTACION: Nombre de la subestación donde se encuentran localizados los Activos de
Uso del STN de cada REPRESENTANTE.

5. NOMBRE ACTIVO: Breve descripción del Activo de Uso del STN tenido en cuenta para el 
Ingreso y Compensación según el caso.

6 . CANTIDAD: En el caso de las líneas indica kilómetros (km) y en subestaciones indica la 
cantidad que existe de cada Activo de Uso del STN.

7. SERVICIO: Indica si el Activo es de Uso del STN o no.

8 . OBJETO DE COMPENSACIÓN: Indica si el Activo es tenido en cuenta para efectos de 
Cálculo de Compensaciones según Resolución CREG-011 de 2002.

9. ANUALIDAD CRE: Anualización del Costo de Reposición del Activo Bruto Eléctrico del 
STN. En el caso de las LT doble circuito, la anualidad corresponde a la del doble circuito.

10. ANUALIDAD %ANE: Porcentaje reconocido por Activo No Eléctrico (5%) aplicado a la 
ANUALIDAD CRE.
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11. ANUALIDAD %AOM: Porcentaje reconocido por Administración, Operación y Mantenimien­
to del Activo del STN aplicado al Costo de Reposición del Activo Bruto Eléctrico (CRE).

12. INGRESO SIN AOM PESOS: Valor Mensual del Ingreso imputable al Activo de Uso del STN 
sin incluirle el AOM, según Resolución CREG-022 de 2001.

13. AOM PESOS: Valor Mensual del AOM imputable al Activo de Uso del STN, según Resolución 
CREG-022 de 2001.

14. IMF PESOS: Ingreso Mensual Bruto a recibir por parte de los Transmisores Nacionales antes 
de la Compensación, imputable a cada Activo de Uso del STN.

15. POMA (%): Porcentaje de Compensación Mensual a aplicar al IMF PESOS de cada Activo 
de Uso del STN. El PCMA es el promedio de los PCSA’s calculados para el mes liquidado.

16. IMG PESOS: Valor de la Compensación después de aplicar el PCMA (%) al IMF PESOS.

17. IM PESOS (NETO): Ingreso Mensual Neto a recibir por parte de los Transmisores Nacionales 
después de la Compensación aplicada a cada Activo de Uso del STN.

Con base en la información descrita anteriormente se calcularon los siguientes descriptores y/o 
variables:

18. TIPO DE ACTIVO: Según el nombre del activo (var. 5) se hizo una tipificación de los acti­
vos en: líneas; bahías de Acople, Compensación, Enlace, Generación, Línea, Seccionamiento, 
Transferencia y Transformación; modulo común, compensaciones y transformación.

19. VALOR DE REMUNERACIÓN UNITARIO DEL ACTIVO EN PRECIOS CORRIENTES: 
Con la anualidad CRE (var. 9) se calculó el valor de remuneración unitario del activo:

, , Anualidad CRE ,
Valor remuneración unitario =  —-------——-------   (7.1)

Cantidad (var. 6 )

20. VALOR DE REMUNERACION UNITARIO DEL ACTIVO EN PRECIOS CONSTANTES: 
Usando el IPP mensual se calculó el valor de remuneración unitario en pesos de diciembre de 
2004.

21. VALOR DEL ACTIVO: Valor presente del activo, calculado empleando las anualidades CRE 
(var. 9), una tasa de descuento del 9%, y un período de 25 años.

22. PORCENTAJE DE AOM RECONOCIDO (%AOM):

Anualidad %AOM (var. 11)
%AOM reconocido =  — — --- ,—   r— - (7.2)

Valor activo (var. 21)

7.3 . V ariables físicas

7 .3 .1 . L íneas

Teniendo en cuenta la información del LAC para cada una de las líneas se tiene la siguiente 
información:
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Valor remuneración unitario ($ ctes Dic-01) Unidad constructiva
22,477,790 UC1
24,574,040 UC2
27,097,240 UC3
34,862,770 UC4
38,733,420 UC5
43,255,020 UC6

48,389,080 UC7
56,152,120 UC8

48,082,180 UC10
51,218,970 UC11

Cuadro 7.1: Valor remuneración unidades constructivas actuales

23. UNIDAD CONSTRUCTIVA: Unidad constructiva correspondiente a la línea según la remu­
neración unitaria (var. 19), determinada usando la tabla 7.1.

Usando la resolución CREG 026 del 99 y empleando las descripciones de los fabricantes de 
las líneas se pudo obtener el diámetro el conductor, el voltaje y la corriente, los cuales se 
presentan en la Tabla 7.2.

24. KILÓMETROS DE LINEA (KMLINEA)

25. NÚMERO DE CONDUCTORES (#CONDUCTORES): Cantidad de conductores por los que 
está conformada una misma línea.

26. KILÓMETROS DE CIRCUITO (KMCIRCUITOLAC): Kilómetros de línea multiplicados por 
el número de conductores.

KMCIRCUITOLAC =  KMLINEA (var. 24) • #CONDUCTORES (var. 25) (7.3)

27. CALIBRE MEDIDO EN MCM (Thousand circular mils) (MCMLAC). Cantidad de conductor 
del que está hecha la línea según las características de las unidades constructivas. Circular mils 
es una medida de área:

1MCM =  0,001 inch2

28. VOLUMEN DE MATERIAL CONDUCTOR (CANTCONDUCLAC): Sumatoria sobre todos 
los circuitos del calibre por los kilómetros de circuito.

CANTCONDUCLAC =  ^  MCMLAC¿(var. 27)-KMCIRCUITOLAC¿(var. 26)i i G circuitos

(7.4)

29. VOLTAJE DE LA LÍNEA (KV) (VLAC): según la unidad constructiva en la que esté tipifi­
cada.

30. CORRIENTE DE LA LÍNEA (A) (ILAC): según la unidad constructiva en la que esté tipifi­
cada.
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u c DESCRIPCIÓN RESOLUCION 026-99 MCM 
Res 026/99

Conductores 
Res 026/99

Voltaje (kV) 
Res 026/99

Corriente (A) 
Centelsa [15]

UC1 Circuito Sencillo 230 kV. Conductor 
ACAR 950 MCM. Nivel 1.

950 1 230 851

UC2 Circuito Sencillo 230 kV. Conductor 
ACAR 1200 MCM. Nivel 2.

1200 1 230 980

UC3 Circuito Sencillo 230 kV. Conductor 
ACAR 1500 MCM. Nivel 3.

1500 1 230 1118

UC4 Circuito Doble 230 kV. Conductor 
ACAR 950 MCM. Nivel 1.

950 1 230 851

UC5 Circuito Doble 230 kV. Conductor 
ACAR 1200 MCM. Nivel 2.

1200 1 230 980

UC6 Circuito Doble 230 kV. Conductor 
ACAR 1500 MCM. Nivel 3.

1500 1 230 1118

UC7 Circuito Sencillo (4x1) 500 kV. Conduc­
tor ACAR 600 MCM. Nivel 1.

600 4 500 641

UC8 Circuito Sencillo (4x1) 500 kV. Conduc­
tor ACAR 800 MCM. Nivel 2.

800 4 500 766

UC9 Circuito Doble (2x1) 230 kV. Conductor 
ACAR 950 MCM. Nivel 1.

950 2 230 851

UC10 Circuito Doble (2x1) 230 kV. Conductor 
ACAR 1200 MCM. Nivel 2.

1200 2 230 980

UC11 Circuito Doble (2x1) 230 kV. Conductor 
ACAR 1500 MCM. Nivel 3.

1500 2 230 1118

Cuadro 7.2: Características del conductor

31. POTENCIA NOMINAL DE LA LÍNEA (MVALACn0 m): Capacidad de transferencia de energía 
de la línea según la unidad constructiva en la que esté tipificada.

MVALAC  -  y/3 VI.AC^var. 2!)) lLAC(var. 30)
1000 v

32. CAPACIDAD DE ENTREGA DE POTENCIA (MVAkmLAC):

MVAkmLAC =  ^  MVALACnom, ¿(var. 31) ■ KMCIRCUITOLAC*(var. 26) i e  circuitos

(7.6)

Inform ación sum inistrada por la U P M E

Algunas de las variables presentadas en la anterior sección también fueron suministradas por la 
Unidad de Planeación Minero Energética. Con lo cual se obtuvo:

33. KILÓMETROS DE CIRCUITO (KMCIRCUITOUPME): Kilómetros de circuito por empresa 
suministrados por la LTPME par el año 2004.

34. CALIBRE MEDIDO EN MCM (MCMLTPME). Cantidad de conductor del que está hecha la 
línea según las características entregadas por la LTPME.
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35. VOLUMEN DE MATERIAL CONDUCTOR (CANTCONDUCUPME): Sumatoria sobre to­
dos los circuitos del calibre por los kilómetros de circuito.

CANTCONDUCUPME =  ^  MCMUPME¿(var. 34)-KMCIRCUITOUPME¿(var. 33)¿ i G circuitos

(7.7)

36. VOLTAJE DE LA LÍNEA (KV) (VUPME): según las características entregadas por la UPME.

37. CORRIENTE DE LA LÍNEA (A) (IUPME): según las características entregadas por la UP­
ME.

38. POTENCIA NOMINAL DE LA LÍNEA (MVAUPMEnom): Capacidad de transferencia de 
energía de la línea según las especificaciones reportadas por la UPME.

MVAUPMEnom = ^ V U P M E (v a r .^ ).IU P M E (v M.37) {7 g)

39. CAPACIDAD DE ENTREGA DE POTENCIA (MVAkmUPME):

MVAkmUPME =  ^  MVAUPMEnom; ¿(var. 38)-KMCIRCUITOUPME¿(var. 33) i G circuitos

(7.9)

7 .3 .2 . S u b e sta c io n es

Teniendo en cuenta la información del LAC se realizó la caracterización de las subestaciones 
mediante los siguientes descriptores y /o  variables:

40. NÚMERO DE BAHÍAS

41. NÚMERO DE SUBESTACIONES

7 .3 .3 . V ariab les d e  com p lejid a d

42. COMPLEJIDAD BAHIAS (COMPLEBAHIAS): Representada por el número de bahías por 
subestación.

^  , n n Número de bahías (var. 40)
Complejidad =  — --------     — 7-----— rr (7.10)

Numero de subestaciones (var. 41)

43. ÁREA DE COBERTURA (AREA): Haciendo uso de los mapas del Módulo Geográfico del 
Sistema de Información Eléctrico Colombiano se estimó para cada una de las empresas el área 
de cobertura. En las figuras 43 y 43 se presenta el ejemplo del área de cobertura estimada 
para EEB y EEPPM .

44. COMPLEJIDAD ÁREA (COMPLEAREA): Esta variable representa la incidencia sobre los 
gastos de mantenimiento que tiene la dispersión de las redes. Se construyó como una apro­
ximación de la dificultad de acceso a las líneas de transmisión puesto que no se contaba con 
dicha información.

COMPLEAREA = AREA (v81'- 43)
KMLINEA (var. 24)
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Figura 7.2: Área de cobertura EEPPM

67



45. COMPLEJIDAD CONFIGURACIÓN (COMPLECONFIG) .

Se estableció un índice que tra ta  de mostrar qué tan flexibles, confiables y seguras son las 
subestaciones (S/E) de las empresas del STN, ya que estas características están relacionadas 
con los costos de AOM en los que incurre una empresa de transmisión, y revisando las carac­
terísticas de cada configuración de S/E  que se utiliza en el STN (barra sencilla, barra principal 
y barra de transferencia, doble barra, doble barra mas seccionador de by-pass, doble barra 
mas seccionador de transferencia, anillo e interruptor y medio) se determinó una calificación 
para cada una de ellas con respecto a la flexibilidad, confiabilidad y seguridad.

Estas características se definen así (tomada de [10]):

■ Flexibilidad: propiedad de la instalación para acomodarse a las diferentes condiciones que 
se puedan presentar especialmente por cambios operativos en el sistema y, además, por 
contingencias y o mantenimiento del mismo. Los cambios operativos que pueden darse 
en un sistema se realizan buscando:

• Control de potencia activa y reactiva. Esto implica alguna forma de independizar o 
agrupar circuitos de carga y /o  generación.

• Limitar niveles de cortocircuito. Cualquier arreglo o configuración que incorpore 
medios para dividir la S/E  en dos (o más) secciones independientes puede reducir 
los niveles de cortocircuito.

• Incrementar la estabilidad del sistema. Esta relacionada con la anterior.
•  Independizar o limitar la influencia de algunas cargas o circuitos pertenecientes a 

subsistemas que por sus características pueden afectar la seguridad, estabilidad, etc., 
del sistema.

■ Confiabilidad: probabilidad de que una S/E  pueda suministrar energía durante un período 
de tiempo dado, bajo la condición de que al menos un componente de la S/E  (interruptor, 
barraje, etc.) esté fuera de servicio por falla o mantenimiento, después de efectuar una 
operación interna (conmutación de los seccionadores adecuados, por ejemplo).

■ Seguridad: propiedad de una instalación de dar continuidad de servicio (suministro de 
energía) sin interrupción alguna durante fallas de los equipos, especialmente interruptores 
y barrajes. La seguridad implica confiabilidad.

Las principales características de cada configuración de S/E  se mencionan a continuación:

■ Barra sencilla: es económica, simple, fácil de proteger, ocupa poco espacio y no presenta 
muchas posibilidades de operación incorrecta. Como desventaja principal puede mencio­
narse la falta de confiabilidad, seguridad y flexibilidad, dado que se debe suspender el 
servicio en forma total cuando se presenta una falla o mantenimiento en la barra, o del 
circuito cuando la falla o mantenimiento es en el interruptor. Puede presentar alguna 
flexibilidad y confiabilidad si se efectúa un seccionamiento longitudinal, ya que es posible 
separar en dos partes el barraje.

■ Barra principal y barra de transferencia: a la barra sencilla se le agrega una barra auxiliar 
o de transferencia, a cada circuito se le agrega un seccionador (de transferencia) para 
la conexión a dicha barra y se agrega un interruptor (de transferencia) para unir las 
dos barras. Esto mejora la confiabilidad por falla o mantenimiento en interruptores, es 
decir, cada circuito se puede conectar por medio del interruptor de transferencia a la 
barra del mismo nombre, conservando así el servicio del circuito. Puede presentar alguna
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flexibilidad y confiabilidad por fallas en el barraje principal si se efectúa un seccionamiento 
longitudinal, ya que es posible separarlo en dos partes. Presenta falta de seguridad ya 
que una falla en el barraje o en un interruptor saca de servicio toda la S/E  o el circuito 
asociado al interruptor hasta que puede aislarse la falla.

■ Barra doble: a la barra sencilla se le agrega una segunda barra principal y un interruptor 
para el acoplamiento de las dos barras, lo que mejora la flexibilidad ya que permite 
separar circuitos en cada una de las barras, pudiéndose así dividir sistemas; además, 
tiene confiabilidad pero no seguridad por falla en barras y en interruptores.

■ Barra doble mas seccionador de by-pass: reúne, pero no simultáneamente, las característi­
cas de la barra principal y de transferencia y la barra doble. A partir de la doble barra 
se conecta un seccionador de by-pass o paso directo al interruptor de cada salida y adi­
cionando además otro seccionador adyacente al interruptor para poder aislarlo. De esta 
forma se puede operar la S/E, complementariamente a la operación normal de doble ba­
rra, con una barra siendo la principal y la otra de transferencia, utilizando el interruptor 
de acoplamiento como de transferencia para uno cualquiera de los interruptores de línea 
que se encuentre en mantenimiento.

■ Barra doble mas seccionador de transferencia: es una variante de la anterior, pero utili­
zando un seccionador menos y presenta las mismas características.

■ Anillo: no existe una barra como tal, la conexión de los circuitos se realiza sobre un 
anillo conformado por interruptores, con los circuitos conectados entre cada dos de ellos. 
Para aislar un circuito es necesaria la apertura de los dos interruptores correspondientes, 
abriéndose así el anillo. Es una configuración segura y confiable dado que permite con­
tinuidad del servicio por falla o durante mantenimiento de un interruptor, ya que cada 
circuito está asociado a dos interruptores. El principal inconveniente consiste en que, 
en caso de falla en un circuito mientras se hace mantenimiento en otro, el anillo puede 
quedar dividido y presentar falta de servicio o perderse la seguridad del sistema. Para 
cumplir con las características de seguridad y confiabilidad es necesario operarla con to­
dos los interruptores cerrados (como es su operación normal), por lo tanto su flexibilidad 
es similar a la de una barra sencilla.

■ Interruptor y medio: exige tres interruptores por cada dos salidas. Un grupo de tres 
interruptores, llamado diámetro, se conecta entre los dos barrajes principales. Se puede 
hacer mantenimiento a cualquier interruptor o barraje sin suspender el servicio y sin 
alterar el sistema de protección; además, una falla en un barraje no interrumpe el servicio 
a ningún circuito, presentando así un alto índice de confiabilidad y seguridad tanto por 
falla en los interruptores como por falla en los circuitos y en las barras. Normalmente se 
opera con las dos barras energizadas y todos los interruptores cerrados y, por tal motivo 
(igual que en el caso del anillo), no es flexible.

Los índices utilizados para cada configuración de subestación, para cada una de las tres ca­
racterísticas, se presentan en la tabla 7.3.

X Poca
X X Media

X X X Alta

Cuadro 7.3: Calificación características S/E
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La calificación para las configuraciones se estableció como la relación entre el número de es­
trellas de cada configuración y el número de estrellas máximo (9) que podría obtener una 
configuración si fuera 100 % confiable, segura y flexible. En la tabla 7.4 se presenta la califica­
ción de cada una de las configuraciones.

Configuraciones Confiabilidad Seguridad Flexibilidad Calificación
Conexión de barras
Barra sencilla X X X 0,33
Barra ppal y barra de transferencia X X X X 0,44
Doble barra X X X X X X 0,67
Doble barra más seccionador de by­
pass

X X X X X 0,44

Doble barra más seccionador de 
transferencia

X X X X X 0,44

Conexión de interruptores
Anillo X X X X X X 0,67
Interruptor y medio X X X X X X X 0,78

Cuadro 7.4: Calificación S/E

Los resultados de la calificación de cada configuración se encuentran entre 0.33 para barra 
sencilla y 0.78 para interruptor y medio. Posteriormente, de acuerdo con la información de 
la configuración de las subestaciones de cada empresa del STN, se estableció cuantas S/E  de 
cada configuración tenía cada empresa y para determinar su indicador se realizó el inverso del 
promedio ponderado: multiplicar el número de S/E  de cada configuración por la calificación 
de cada una de estas y sumar, para luego dividir ese resultado entre el número total de S/E 
de la empresa:

COMPLECONFIG =  1
calificación» x #  subestaciones»

46. Complejidad red (COMPLERED):

Número de subestaciones (var. 41)
COMPLERED =

KMLINEA (var. 24)

7.4 . V ariables de inversión

7 .4 .1 . A c tiv o s  e léc tr ic o s

Con la información del LAC, se obtuvieron las siguientes variables:

47. Capital invertido en circuitos y transformadores en precios constantes de 2004 (SCIRCUITOS): 
Corresponde a la suma del dinero reconocido por las unidades constructivas para los circuitos 
de cada empresa.

SCIRCUITOS =  ^  Valor del activo (var. 2 1 ) i e  que sea un circuito o un transformador

(7.11)
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48. Capital invertido en bahías +  módulos comunes +  compensaciones en precios constantes de 
2004 (SBAHIAS): Corresponde a la suma del dinero reconocido por las unidades constructivas 
para las bahías y los módulos comunes de cada empresa.

SBAHIAS =  ^  Valor del activo (var. 2 1 ) i e  que sea bahía, módulo o compensación

(7.12)

49. Capital invertido en activos eléctricos valorados con las unidades constructivas ($AE): Es la 
suma del capital invertido en circuitos, bahías y módulos comunes en precios constantes de 
2004:

SAE =  SCIRCUITOS (var. 47) +  SBAHIAS (var. 48) (7.13)

50. Valor de los activos eléctricos en libros contables: Calculados, solamente para las empresas no 
integradas, con base en la información de los informes contables de las empresas. Se calcularon 
como los activos eléctricos +  depreciación acumulada +  ajustes por inflación.

7 .4 .2 . A c tiv o s  no e léc tr ic o s

El valor de los activos no eléctricos de las empresas se consideró como la depreciación de los 
activos no eléctricos del período más los arriendos de activos no eléctricos en el mismo período.
Esto con el fin de hacer comparables aquellas empresas que son propietarias de todos los activos 
con aquellas que los arriendan. Este valor se cálculo a partir de las cuentas del PUC, de la siguiente 
manera:

51. Capital invertido en activos no eléctricos (SANE anual): Valor anual de los activos no eléctricos, 
correspondiente a la suma de los arrendamientos y las depreciaciones.

SANE anual =  Arrendamientos (7517) +
Depreciación de propiedades, planta y equipo (5330) +
Depreciación edificaciones (751501) +
Depreciación plantas, ductos y túneles (751502) +
Depreciación muebles, enseres y equipo de Oficina (751506) +
Depreciación equipo de comunicación y computación, ductos y túneles (751507) +  
Depreciación equipo de transporte, tracción y elevación (751509)

Sin embargo, es necesario detallar de manera clara como se realizó este cálculo y algunas casos 
particulares:

■ La cuenta 5330 se considera toda como depreciación de activos no eléctricos y la 7515 se 
divide entre activos eléctricos y no eléctricos. Esto se hizo de esta manera partiendo de la 
definición del PUC de las cuentas 5 y 7, en la cual, se indica que en la cuenta 5 se deben 
consignar los gastos de administración y en la 7 los de operación y mantenimiento.

■ A pesar, de que la cuenta 5330 se tomó como depreciación de activos no eléctricos, 
para la empresa Transelca no había valores en la cuenta 7 de depreciación de activos 
eléctricos (751503 y 751504) y, por esta razón, las cuentas 533003 (depreciación de redes 
y lineas) y 533004 (depreciación de maquinaria y equipo) se consideraron como el valor
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de depreciación de activos eléctricos. Por lo tanto, para esta empresa el valor de SANE 
anual corresponde a:

SANE anual =  Arrendamientos (7517) +
Depreciación de propiedades, planta y equipo (5330) — 533003 — 533004 
Depreciación edificaciones (751501) +
Depreciación plantas, ductos y túneles (751502) +
Depreciación muebles, enseres y equipo de Oficina (751506) +
Depreciación equipo de comunicación y computación, ductos y túneles (751507) +  
Depreciación equipo de transporte, tracción y elevación (751509)

■ Empresas integradas: Para las empresas que realizan otras actividades diferentes a trans­
misión: No se toma en cuenta el valor total de las cuentas mencionadas anteriormente.
Este valor se multiplica por el porcentaje de transmisión reportado por las empresas en 
el formato de activos no eléctricos. Las empresas que se encuentran en este grupo son:
EEB, EPSA, EEPPM  y ESSA.

7.5 . V ariables de co sto s y  gastos de A d m in istrac ión , O peración  y  
M an ten im ien to

Después de una revisión del PUC se consideró necesario desagregar cada una de las cuentas por 
actividad para las empresas integradas, así como también, identificar algunos gastos efectuados por 
algunas de las empresas que no corresponden a la actividad de transmisión. Para esto se desarrollaron 
los formatos presentados en el Anexo D. Estos formatos fueron desarrollados partiendo de una 
conceptualización de los macroprocesos de transmisión considerados en un costeo ABC.

La información reportada por las empresas en los formatos enviados con la Circular CREG 02f 
de 2005 (Anexo D) y en las cartas de aclaración de información posteriores, en los cuales se presenta 
una desagregación de costos por actividades y A, O y M, se agregó u organizó de la siguiente manera:

52. Costos y gastos de Administración, Operación y Mantenimiento (AO&M).

■ Valores de las subcuentas: Los valores monetarios reportados por las empresas en los 
formatos no se tomaron como referencia para el cálculo de esta variable. Esto se debe 
principalmente a la disparidad y diferencias en la consignación de la información a pesar 
de que los macroprocesos de la actividad se definieron claramente en dichos formatos.
Algunas de estas diferencias fueron:

• La consignación de la información por parte de las empresas en algunas ocasiones se 
realizó de acuerdo al costeo ABC de cada empresa y no a los macroprocesos definidos 
en los formatos.

• El valor de las subcuentas que fueron omitidas en el formato por parte del grupo, 
por no ser consideradas como gastos de administración, operación o mantenimiento 
de las empresas de transmisión, en algunas ocasiones fue incluido en el valor de otras 
subcuentas, alterando el valor real de cada subcuenta.

■ AO&M de transmisión: La variable AO&M Transmisión de cada empresa se determina 
de acuerdo al porcentaje de transmisión que asigna la empresa a cada subcuenta en los 
formatos. De esta forma, se excluyen AO&M por concepto de:
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• Generación, distribución y comercialización en las empresas integradas
• Activos de conexión
• Actividades con terceros
• Atentados
• Centros de control

En la siguiente tabla se presentan de manera detallada las cuentas del PUC, indicando aquellas 
que se incluyen, aquellas que no se incluyen y para estas últimas la explicación para no tenerlas 
en cuenta.
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C uenta D E N O M IN A C IÓ N Eficiencia Explicación
Cuenta 
- Sub­
cuen­
ta

DENOMINACION Eficiencia Justificación

5101 SUELDOS Y SALARIOS SI
5102 CONTRIBUCIONES IMPUTADAS
510206 Pensiones de jubilación NO Renta o emolumento que se paga mensualmente a los trabajadores de­

pendientes, de los sectores público o privado, o independientes, previo 
el cumplimiento de los requisitos de edad y /o  tiempo de servicio o de 
cotización que establece la legislación vigente al momento de adquirir 
el derecho a la misma. No se tiene en cuenta por hacer parte de las 
pensiones

510207 Cuotas partes de pensiones de jubilación NO La cuota parte de pensión, corresponde al monto con el cual está obligada 
a participar una entidad en relación con su o sus afiliados, que han sido 
pensionados por otra entidad, con la finalidad de reconocer el tiempo 
servido o cotizado a la entidad que reconoce la pensión. No se tiene en 
cuenta por hacer parte de las pensiones

510208 Indemnizaciones sustitutivas NO Es la devolución al afiliado o a sus beneficiarios, según el caso, de los 
dineros cotizados al régimen de prima media con prestación definida por 
el trabajador que no cumple los requisitos para ser beneficiario de las 
pensiones de vejez e invalidez o para generar una pensión de sobrevi­
vientes. No se tiene en cuenta por hacer parte de las pensiones. No se 
tiene en cuenta por hacer parte de las pensiones

510209 Amortización cálculo actuarial pensiones 
actuales

NO Una amortización es una disminución en el valor del derecho u obligación 
y afecta el estado de resultados a través de un gasto (o ingreso cuando 
es una obligación) por la alícuota correspondiente Pensiones (Artículo 
115 de la Ley 100 de 1993 y Artículo 1°, del Decreto 1299 de 1994).

510210 Amortización cálculo actuarial de futuras 
pensiones

NO Pasivo pensional



510211 Amortización cálculo actuarial de cuotas 
partes de pensiones

NO Pasivo pensional

510212 Amortización de la liquidación provisional 
de cuotas partes de bonos pensiónales

NO Pasivo pensional

510213 Amortización de cuotas partes de bonos 
pensiónales emitidos

NO Pasivo pensional

510214 Cuotas partes de bonos pensiónales emiti­
dos

NO Es la parte de un bono pensional que le corresponde asumir a una entidad 
como contribuyente en un bono pensional emitido por un emisor.

510215 Subsidio por dependiente SI
5103 CONTRIBUCIONES EFECTIVAS SI
5104 APORTES SOBRE LA NOMINA SI
5111 GENERALES SI
5120 IMPUESTOS, CONTRIBUCIONES Y 

TASAS
512001 Predial unificado NO Es de carácter regional
512002 Cuota de fiscalización y auditaje SI
512003 Contribución sobre transacciones financie­

ras
SI

512004 Contribución a las superintendencias SI Una contribución es un monto que se aporta para colaborar por el be­
neficio de una acción es una cotribución, llamado también gravamen 
real que se aplica a los inmuebles, destinado a la construcción de una 
obra,plan o conjunto de obras de intrerés público que se impone a los 
propietarios o poseedores del bien que se beneficien con dichas obras.

512005 Contribución a las comisiones de regula­
ción

SI

512006 Valorización NO
512007 Multas NO
512008 Sanciones NO



512009 Industria y comercio NO El impuesto de industria y comercio es un gravamen de carácter obliga­
torio. Quienes deben pagarlo son todos aquellos que ejerzan actividades 
industriales comerciales de servicios o financieras, dentro de la jurisdic­
ción de un municipio. Es decir es de carácter municipal.

512010 Tasas NO Las tasas son los ingresos tributarios que se establecen unilateralmente 
por el estado, originada por una actividad de interés público o colectivo 
directamente relacionada con el contribuyente y se hacen exigibles solo 
en el caso de que el particular decida utilizar el servicio o actividad 
correspondiente.

512011 Impuesto sobre vehículos automotores NO Es un impuesto de carácter directo (es decir que se la tarifa se aplica a 
cada contribuyente no es una tarifa general como la del IVA que es igual 
para todos los contribuyentes) que recae sobre los vehículos gravados y 
que se encuentren matriculados en cada municipio. Es un impuesto de 
orden nacional (si bien el impuesto se cancela en el municipio donde 
esté matriculado el vehículo, los porcentajes para cada tipo de carro son 
iguales en todo el país)

512012 Registro SI
512014 Tasa por utilización de recursos naturales SI
512015 Tasa por contaminación de recursos natu­

rales
SI

512017 Intereses de mora SI
512021 Impuesto para preservar la seguridad de­

mocrática
NO

512023 Impuesto al patrimonio SI
512090 Otros impuestos y contribuciones NO Cuando un impuesto o contribución no tiene una cuenta específica dentro 

del plan de cuentas se va a incluir dentro de esta cuenta. Pueden ir 
impuestos o contribuciones de cualquier carácter (local, departamental 
o nacional)



53 PROVISIONES, AGOTAMIENTO, DE­
PRECIACIONES Y AMORTIZACIO­
NES

Las depreciaciones amortizaciones y proviciones son hechos económicos 
que no se derivan de una transacción sino que son la manifestación agre­
gada de efectos por acciones del mercado o de procesos internos de la 
entidad contable. (Tomado del plan general de contabilidad de la Con­
taduría General de la Nación

5302 PROVISION PARA PROTECCION DE 
INVERSIONES

NO La provisión es un estimativo que la entidad hace sobre deudas a su 
favor objeto de su actividad que considera tiene algún riesgo para hacer 
posible su conversion a efectivo. Al ser un estimativo no implica salida 
de dinero. El principio bajo el cual se efectúa la provision es la prudencia

5304 PROVISION PARA DEUDORES NO No son gastos efectivos de dinero
5306 PROVISION PARA PROTECCION DE 

INVENTARIOS
NO No son gastos efectivos de dinero

5307 PROVISION PARA PROTECCION DE 
PROPIEDADES, PLANTA Y EQUIPO

NO No son gastos efectivos de dinero

5308 PROVISION BIENES RECIBIDOS EN 
DACIÓN DE PAGO

NO No son gastos efectivos de dinero

5309 PROVISION PARA RESPONSABILI­
DADES

NO No son gastos efectivos de dinero

5311 PROVISION BIENES DE ARTE Y CUL­
TURA

NO No son gastos efectivos de dinero

5312 PROVISION PARA BIENES Y DERE­
CHOS EN INVESTIGACIÓN ADMINIS­
TRATIVA

NO No son gastos efectivos de dinero

5313 PROVISION PARA OBLIGACIONES 
FISCALES

NO No son gastos efectivos de dinero

5314 PROVISION PARA CONTINGENCIAS NO No son gastos efectivos de dinero
5317 PROVISIONES DIVERSAS NO No son gastos efectivos de dinero
5330 DEPRECIACION DE PROPIEDADES, 

PLANTA Y EQUIPO
SI Se consideran como los activos no eléctricos para los modelos



5331 DEPRECIACIÓN DE BIENES ADQUI­
RIDOS EN LEASING FINANCIERO

NO No son gastos efectivos de dinero

5340 AMORTIZACION DE PROPIEDADES, 
PLANTA Y EQUIPO

NO No son gastos efectivos de dinero

5344 AMORTIZACION DE BIENES ENTRE­
GADOS A TERCEROS

NO No son gastos efectivos de dinero

5345 AMORTIZACION DE INTANGIBLES
534501 Crédito mercantil NO No son gastos efectivos de dinero
534502 Marcas NO No son gastos efectivos de dinero
534503 Patentes NO No son gastos efectivos de dinero
534504 Concesiones y franquicias NO No son gastos efectivos de dinero
534505 Derechos NO No son gastos efectivos de dinero
534506 Know how NO No son gastos efectivos de dinero
534507 Licencias SI
534508 Software SI
534509 Servidumbres SI
534590 Otros intangibles NO No son gastos efectivos de dinero
58 OTROS GASTOS NO
59 CIERRE DE INGRESOS, GASTOS Y 

COSTOS
NO

7 COSTOS DE PRODUCCION
7505 SERVICIOS PERSONALES
750527 Cuotas Partes Pensiones de Jubilación NO La cuota parte de pensión, corresponde al monto con el cual está obligada 

a participar una entidad en relación con su o sus afiliados, que han sido 
pensionados por otra entidad, con la finalidad de reconocer el tiempo 
servido o cotizado a la entidad que reconoce la pensión. No se tiene en 
cuenta por hacer parte de las pensiones

750561 Amortización del Cálculo Actuarial de 
Pensiones Actuales

NO Pasivo pensional



750562 Amortización del Cálculo Actuarial de Fu­
turas Pensiones

NO Pasivo pensional

750563 Amortización del Cálculo Actuarial de 
Cuotas Partes de Pensiones

NO Pasivo pensional

750564 Amortización de la Liquidación Provisio­
nal de Cuotas Partes de Bonos Pensiónales

NO Pasivo pensional

750565 Amortización de Cuotas Partes de Bonos 
Pensiónales Emitidos

NO Pasivo pensional

750566 Cuotas Partes de Bonos Pensiónales Emi­
tidos

NO Pensiones

750567 Cotizaciones a Entidades Administrado­
ras del Régimen de Prima Media

SI

750568 Cotización a Sociedades Administradoras 
del Régimen de Ahorro Individual

SI

750569 Indemnizaciones Sustitutivas NO Pensiones
7506 MATERIALES NO Exclusivos para prestación de servicios de telecomunicaciones
7507 EQUIPOS NO Exclusivos para prestación de servicios de telecomunicaciones
7508 EDIFICIOS NO Exclusivos para prestación de servicios de telecomunicaciones
7510 GENERALES
751006 Estudios y Proyectos SI
751013 Suscripciones y Afiliaciones SI
751015 Obras y Mejoras en Propiedad Ajena SI
751023 Publicidad y Propaganda SI
751024 Impresos y Publicaciones SI
751025 Fotocopias, Utiles de escritorio y papelería SI
751026 Comunicaciones SI
751028 Tasas NO
751029 Multas NO



751036 Seguridad Industrial SI
751037 Transporte, Fletes y Acarreos SI
751090 Otros Costos Generales SI
7515 DEPRECIACIONES
751501 Depreciación Edificaciones SI Se consideran como los activos no eléctricos para los modelos
751502 Depreciación Plantas, Ductos y Túneles SI Se consideran como los activos no eléctricos para los modelos
751503 Depreciación Redes, líneas, cables NO
751504 Depreciación Maquinaria y Equipo NO
751506 Depreciación Muebles, Enseres y Equipo 

de Oficina
SI Se consideran como los activos no eléctricos para los modelos

751507 Depreciación Equipo de Comunicación y 
computación

SI Se consideran como los activos no eléctricos para los modelos

751508 Depreciación Equipo de Centros de Con­
trol

NO

751509 Depreciación Equipo de Transporte, Trac­
ción y Elevación

SI Se consideran como los activos no eléctricos para los modelos

751590 Otras depreciaciones NO
7517 ARRENDAMIENTOS SI Se están considerando en la parte de activos no eléctricos
7520 AMORTIZACIONES
752001 Amortización Semovientes NO No son gastos efectivos de dinero
752002 Amortización Recursos Renovables NO No son gastos efectivos de dinero
752004 Amortización Inversión para la Protección 

de los Recursos Naturales
NO No son gastos efectivos de dinero

752005 Amortización Inversión para la Explota­
ción de los Recursos No Renovables

NO No son gastos efectivos de dinero

752006 Amortización Intangibles SI
752007 Amortización Bienes Entregados a Terce­

ros
NO No son gastos efectivos de dinero



752008 Amortización Mejoras en Propiedades 
Ajenas

NO No son gastos efectivos de dinero

752090 Otras Amortizaciones NO No son gastos efectivos de dinero
7525 AGOTAMIENTO NO No aplica para el negocio de transmisión
7530 COSTO DE BIENES Y SERVICIOS 

PÚBLICOS PARA LA VENTA
NO No aplica para el negocio de transmisión

7535 CONTRIBUCIONES Y REGALIAS
753504 Departamento Administrativo del Medio 

Ambiente DAMA
NO Solo es para Bogotá

753505 Ley 56 de 1981 NO Es para generadores
753506 Medio Ambiente - Ley 99 de 1993 NO Es para generadores
753507 Regalías NO Tiene carácter local
753590 Otras Contribuciones NO Tiene carácter local
7537 CONSUMO DE INSUMOS DIRECTOS SI
7540 ORDENES Y CONTRATOS DE MAN­

TENIMIENTO Y REPARACIONES
SI

7542 HONORARIOS SI
7545 SERVICIOS PUBLICOS SI
7550 OTROS COSTOS DE OPERACION Y 

MANTENIMIENTO
SI

7555 COSTO DE PERDIDAS EN PRESTA­
CIÓN DEL SERVICIO

NO

7560 SEGUROS SI
7565 IMPUESTOS
756502 De Timbre SI
756503 Predial NO Impuesto local
756504 De Valorización NO Impuesto local
756505 De Vehículos NO Impuesto local



756590 Otros Impuestos NO Impuesto local
7570 ORDENES Y CONTRATOS POR 

OTROS SERVICIOS
757001 Aseo SI
757002 Vigilancia SI
757003 Casino y cafetería SI
757004 Toma de Lectura NO No aplica a los transportadores
757005 Entrega de Facturas NO No aplica a los transportadores
757090 Otros contratos SI
7595 TRANSFERENCIA MENSUAL DE 

COSTOS POR CLASE DE SERVICIO 
(CR)

NO Representa el costo total acumulado de las cuentas del grupo 75 Servicios 
Públicos, que van a ser transferidas mensualmente al grupo 61 Costo de 
Ventas de Bienes y Servicios

Cuadro 7.5: Cuentas del PUC
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Del anterior listado es necesario destacar que hay algunas cuentas que no se tienen en cuenta 
para el análisis de eficiencia con el objetivo de hacer homogénea la muestra de empresas. 
Estas cuentas son impuestos o contribuciones de carácter local y pensiones y se presentan en 
la tabla 7.6. Adicionalmente, se sacaron de los costos de AO&M los costos por atentados que 
reportaron las empresas.

Esta información fue solicitada a cada una de las empresas por medio del anexo D. Teniendo 
en cuenta las dificultades que se presentaron al momento de organizar la información, dadas 
las diferencias al consignar la información que hubo entre las empresas, adicionalmente, se 
realizaron cálculos para determinar la información de AO&M de cada una de las empresas.

53. Desagregación de los costos y gastos de Administración, Operación y Mantenimiento ( %A, % 0 
y%M): Cada empresa reportó esta información de manera diferente:

■ %A +  % 0 +  %M =  fOO %

■ %A +  % 0 +  %M +  %Centros de control =  f00%

■ %A +  % 0  +  %M +  %No aplica =  100%

■ Algunas empresas dejaron subcuentas o parte de subcuentas sin separar entre A, O y M.

Se realizaron los cálculos necesarios en cada subcuenta de cada una de las empresas para 
garantizar que:

%A +  % 0 +  %M =  100% en cada subcuenta

y que este porcentaje esté calculado sobre el AO&M de transmisión, es decir, sin incluir centros 
de control, XM, ni ninguna actividad adicional de las empresas. El porcentaje total de A, O 
y M se calculó como un promedio ponderado de los porcentajes obtenidos en cada subcuenta 
con el monto correspondiente a dicha subcuenta.

7.6 . V ariables de d esem p eñ o

Con la información consignada en las liquidaciones del LAC se obtuvieron las 2  siguientes va­
riables:

54. Cobro por no disponibilidad (COBRONODISP): Sumatoria de las compensaciones por no 
disponibilidad que se reportan mensualmente para cada empresa en la liquidación del LAC.

55. Cobro no disponibilidad por kilómetro (COBRONODISP/Km): Cobro por no disponibilidad 
dividida por la cantidad de circuitos de la empresa (en aras de estandarizar la variable ante­
rior).

CO BR O N O D ISP/K m  =  ^  ^
v v d l l l l U d U  ^ V d i .  l)J

Por otro lado, de los planes de expansión de la Unidad de Planeación Minero Energética se 
calcularon las siguientes variables, las cuales pueden considerarse indicadores de calidad del servicio:

56. Número de eventos de más de 3 minutos (EVENTOS): Cantidad de eventos de indisponibilidad 
con una duración superior a 3 minutos.
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Cuenta DENOMINACION
510206 Pensiones de jubilación
510207 Cuotas partes de pensiones de jubilación
510208 Indemnizaciones sustitutivas
510209 Amortización cálculo actuarial pensiones actuales
510210 Amortización cálculo actuarial de futuras pensiones
510211 Amortización cálculo actuarial de cuotas partes de pensiones
510212 Amortización de la liquidación provisional de cuotas partes de bonos pensiónales
510213 Amortización de cuotas partes de bonos pensiónales emitidos
510214 Cuotas partes de bonos pensiónales emitidos
750527 Cuotas Partes Pensiones de Jubilación
750561 Amortización del Cálculo Actuarial de Pensiones Actuales
750562 Amortización del Cálculo Actuarial de Futuras Pensiones
750563 Amortización del Cálculo Actuarial de Cuotas Partes de Pensiones
750564 Amortización de la Liquidación Provisional de Cuotas Partes de Bonos Pensiónales
750565 Amortización de Cuotas Partes de Bonos Pensiónales Emitidos
750566 Cuotas Partes de Bonos Pensiónales Emitidos
750569 Indemnizaciones Sustitutivas

512001 Predial unificado
512006 Valorización
512009 Industria y comercio
512010 Tasas
512011 Impuesto sobre vehículos automotores
512021 Impuesto para preservar la seguridad democrática
512090 Otros impuestos y contribuciones
753504 Departamento Administrativo del Medio Ambiente “DAMA”
753505 Ley 56 de 1981
753506 Medio Ambiente - Ley 99 de 1993
753507 Regalías
753590 Otras Contribuciones
756503 Predial
756504 De Valorización
756505 De Vehículos
756590 Otros Impuestos

Cuadro 7.6: Cuentas que se excluyeron de los AOM pero son objeto de remuneración
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57. Eventos por kilómetro (EVENTOS/Km): Eventos divididos por la cantidad de circuitos de la 
empresa (para estandarización).

58. Indicador de disponibilidad (DISPONIBILIDAD): Sumatoria del número de horas al año que 
estuvo disponible cada línea por su longitud. Dividida por el total de kilómetros de la empresa.

DISPONIBILIDAD =  ^ ( 8 7 6 0  -  HORAS INDISPONIBLE.) ■ LONGITUD, _ £ ^
TOTAL LINEAS

(7.16)

7.7 . V ariables de entorno: C ontam inación  Salina

Para incluir en el estudio el impacto de la contaminación salina se emplearon las liquidaciones 
del LAC para calcular las siguientes variables:

59. Porcentaje de cada activo en corrosión (%ACTCOR): Variables ambientales que representa 
para cada uno de los activos qué porcentaje de él está en un ambiente con contaminación 
salina empleando el AOM reconocido para cada activo. Esto es, se debe tener en cuenta que 
en el caso de que el activo esté 100% en ambiente corrosivo se le reconoce un AOM de 3%, 
mientras que si no tiene contaminación salina el AOM reconocido es de 2.5%. De tal forma 
que el porcentaje del activo en contaminación salina corresponde a:

%ACTCOR =  ( %AOM (var. 2 2 ) -  2,5) • 200 (7.17)

60. Kilómetros de circuito en ambiente corrosivo (KMCIRCUITOSCOR): Sumatoria sobre todos 
los activos de la empresa del porcentaje de los circuitos que estén en ambiente corrosivo.

KMCIRCUITOSCOR =  ^  %ACTCOR¿(var. 59)-KMCIRCUITOLAC^var. 26) Vi circuito

(7.18)

61. Número de bahías y módulos comunes en ambiente corrosivo (^BAHIASCOR): Sumatoria 
sobre todos los activos de la empresa del porcentaje de las bahías y módulos comunes que 
estén en ambiente corrosivo.

^BAHIASCOR =  ^  %ACTCOR¿(var. 59) • Cantidad¿(var. 6 ) Vi bahía o módulo (7.19)
i

62. Activos en corrosión ($COR): Sumatoria del valor de todos los activos eléctricos que estén en 
ambiente corrosivo a precios constantes de diciembre de 2004.

$COR =  ^  %ACTCOR¿(var. 59) • Valor del activo¿(var. 21) Vi AE de la empresa (7.20)
i

63. Porcentaje activos en corrosión (%COR): Relación entre el valor de los activos en corrosión 
sobre el valor total de los activos:

%COR =  $.C, ° R, (VS% ( ) (7.21)$AE (var. 49)
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7.8 . Ingresos

59. Ingresos anuales (INGRESOS)

a) Activos existentes: Suma sobre todo el año de los ingresos mensuales por líneas y subes­
taciones.

INGRESOS =  IMF PESOS (var. 14) (7.22)
m eses

b) Lineas de convocatoria: Costo anual equivalente de la oferta.
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7.9 . R esu m en  de variables m od elos

En la tabla 7.7 se presenta un resumen de las variables calculadas, algunas de las cuales se 
emplean en los modelos. Se presenta el nombre, la sigla con que se denomina y el número con el que 
se identifica en el listado presentado previamente.
En las siguientes secciones se presentan los valores de estas variables para cada una de las empre­
sas, tanto en una tabla resumen como en gráficas comparativas entre las empresas. Así mismo, se 
calcularon algunos indicadores que también son presentados a continuación.
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Nombre Sigla Número en listado
Kilómetros de circuito KMCIRCUITOLAC 26

KMCIRCUITOUPME 33
Volumen de material conductor CANTCONDUCLAC 28

CANTCONDUCUPME 35
Capacidad de entrega de potencia MVAkmLAC 32

MVAkmUPME 39
Número de bahías #BAHIAS 40
Número de subestaciones ^SUBESTACIONES 41
Complejidad COMPLEBAHIAS 42

COMPLECONFIG 45
COMPLEAREA 44
COMPLERED 46

Capital invertido en circuitos y transformadores $ CIRCUITOS 47
Capital invertido en bahías y módulos comunes SBAHIAS 48
Capital invertido en activos eléctricos $AE 49
Capital invertido en activos no eléctricos SANE anual 51

Costos y gastos de administración, operación y 
mantenimiento

AOMS 52

Cobro no disponibilidad COBRONODISP 54
Cobro no disponibilidad por kilómetro COBRONODISP/Km 55
Eventos EVENTOS 56
Eventos por kilómetro EVENTOS/Km 57
Disponibilidad DISPONIBILIDAD 58

Kilómetros de circuito en ambiente corrosivo KMCIRCUITOSCOR 60
Número de bahías y módulos comunes en am­
biente corrosivo

#BAHIASCOR 61

Activos en corrosión SCOR 62
Porcentaje activos en corrosión %COR 63

Ingresos anuales INGRESOS 59

Cuadro 7.7: Resumen de variables empleadas
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.9.1. V ariables físicas
E m p re sa A N O K M A R E A K M C IR C U IT O C A N T C O N D U C M V A km # #  S U B E S ­ C O M P L E JID A D

L IN E A LA C U P M E LA C U P M E LA C U P M E B A H IA S T A C IO N E S B A H IA S A R E A C O N F IG R E D

2001 30,48 2.322,95 30,48 30,48 36.570,00 24.227,63 11.380,28 10.421 4,00 1,00 4,00 76,22 1,29 0,033

D IS T A S A 2002 30,48 2.322,95 30,48 30,48 36.570,00 24.227,63 11.380,28 10.421 4,00 1,00 4,00 76,22 1,29 0,033
2003 30,48 2.322,95 30,48 30,48 36.570,00 24.227,63 11.380,28 10.421 4,00 1,00 4,00 76,22 1,29 0,033
2004 30,48 2.322,95 30,48 30,48 36.570,00 24.227,63 11.380,28 10.421 4,00 1,00 4,00 76,22 1,29 0,033

2001 566,59 5.562,70 690,92 692,00 1.605.343,80 1.266.791,22 387.893,36 261.356 58,00 9,00 6,44 9,82 1,76 0,016

E E B 2002 566,59 5.562,70 690,92 692,00 1.605.487,80 1.266.791,22 387.934,25 261.356 58,00 9,00 6,44 9,82 1,76 0,016
2003 566,59 5.562,70 690,92 692,00 1.605.487,80 1.266.791,22 387.934,25 261.356 58,00 9,00 6,44 9,82 1,76 0,016
2004 567,37 5.562,70 692,00 692,00 1.606.511,90 1.266.791,22 388.283,82 261.356 64,97 11,00 5,91 9,80 1,76 0,019

2001 797,93 13.342,71 798,31 798,31 1.061.622,00 920.958,43 298.113,03 247.807 69,00 13,00 5,31 16,72 2,39 0,016

E E P P M 2002 797,93 13.342,71 798,31 798,31 1.061.622,00 920.958,43 298.113,03 247.807 69,00 13,00 5,31 16,72 2,39 0,016
2003 797,93 13.342,71 798,31 798,31 1.061.622,00 920.958,43 298.113,03 247.807 64,78 13,00 4,98 16,72 2,39 0,016
2004 797,93 13.342,71 798,31 798,31 1.061.622,00 920.958,43 298.113,03 247.807 64,80 13,00 4,98 16,72 2,39 0,016

2001 273,20 6.882,00 273,20 273,20 332.964,00 304.794,00 96.717,23 115.806 25,00 6,00 4,17 25,19 1,58 0,022
E P S A 2002 273,20 6.882,00 273,20 273,20 332.964,00 304.794,00 96.717,23 115.806 25,00 6,00 4,17 25,19 1,58 0,022

2003 273,20 6.882,00 273,20 273,20 332.964,00 304.794,00 96.717,23 115.806 24,64 7,00 3,52 25,19 1,58 0,026
2004 273,20 6.882,00 273,20 273,20 332.964,00 304.794,00 96.717,23 115.806 24,61 7,00 3,52 25,19 1,58 0,026

2001 206,60 2.581,93 206,60 206,60 247.920,00 164.247,00 77.150,67 70.935 12,00 3,00 4,00 12,50 1,80 0,015
ESSA 2002 206,60 2.581,93 206,60 206,60 247.920,00 164.247,00 77.150,67 70.935 12,00 3,00 4,00 12,50 1,80 0,015

2003 206,60 2.581,93 206,60 206,60 247.920,00 164.247,00 77.150,67 70.935 12,00 3,00 4,00 12,50 1,80 0,015
2004 206,60 2.581,93 206,60 206,60 247.920,00 164.247,00 77.150,67 70.935 12,00 3,00 4,00 12,50 1,80 0,015

2001 5.523,80 305.925,38 8.196,62 8.729,22 12.165.678,95 12.129.520,79 5.811.505,51 6.375.422 271,00 47,00 5,77 55,38 1,82 0,009
ISA 2002 5.896,37 305.925,38 8.595,78 8.729,22 12.655.546,60 12.129.520,79 5.948.191,39 6.375.422 277,00 50,00 5,54 51,88 1,82 0,008

2003 5.940,74 305.925,38 8.755,80 8.729,22 12.878.650,60 12.129.520,79 6.004.216,37 6.375.422 287,58 53,00 5,43 51,50 1,82 0,009
2004 5.940,74 305.925,38 8.755,80 8.729,22 12.878.650,60 12.129.520,79 6.004.216,37 6.375.422 287,61 53,00 5,43 51,50 1,82 0,009

2001 812,40 36.211,19 1.440,40 1.532,24 1.368.380,00 1.476.428,35 488.316,20 425.938 68,00 13,00 5,23 44,57 1,52 0,016
T R A N S E L C A 2002 904,01 36.211,19 1.442,12 1.532,24 1.370.344,15 1.476.428,35 488.966,74 425.938 70,00 13,00 5,38 40,06 1,52 0,014

2003 904,01 36.211,19 1.442,12 1.532,24 1.370.344,15 1.476.428,35 488.966,74 425.938 70,00 13,00 5,38 40,06 1,52 0,014
2004 994,57 36.211,19 1.532,24 1.532,24 1.455.944,85 1.476.428,35 519.513,97 425.938 67,00 12,00 5,58 36,41 1,52 0,012

L as g ra n d e s  d ife ren c ia s e n tre  la  in fo rm ación  del LA C y  la  U P M E  se d e b en  a:

■ Los d a to s  d e  la  U P M E  c o rre sp o n d e n  a  u n  solo  añ o  (2004).

■ P a ra  los d a to s  del LA C se u tiliz a ro n  los M C M  de las u n id a d e s  c o n s tru c tiv a s  reco n o c id as , m ie n tra s  q u e  p a ra  los d a to s  de  la  U P M E  se em p le a ro n  los ca lib re s  re p o r ta d o s  
p a r a  c a d a  línea.
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7.9.2. V ariables de inversión e ingresos

co
to

E m p re sa A N O S C IR C U IT O S  +  T R A E O S  
(M iles $)

$A E  no  c ircu ito s  
(M iles $)

$A E  UC 
(M iles $)

$A E  co n ta b le  
(M iles $)

% A E  UC 
A E  lib ros

$ A N E  A n u al 
(M iles $)

$K  
(M iles $)

IN G R E S O S  
(M iles $)

D IS T A S A
2001 8.893.479 ,97 16.033.899,81 24.927.379,78 10.190.777,36 2 44 ,6% 15.588,40 24.942.968,18 3.382.731,82
2002 8.893.480,01 16.033.899,78 24.927.379,79 10.514.377,72 237 ,1% 37.562,27 24.964.942,06 3.282.618,09
2003 8.893.480,01 16.033.899,79 24.927.379,80 11.028.992,92 226 ,0% 48.873,44 24.976.253,24 3.287.909,07
2004 8.893.246,23 16.033.478,30 24.926.724,53 11.623.238,44 214 ,5% 74.323,20 25.001.047,73 3.287.921,19

E E B
2001 195.074.444,02 223.043.101,87 418.117.545,89 342.015.332,39 122,3% 3.336.510,88 421.454.056,77 56.793.741,54
2002 195.074.444,04 223.043.101,95 418.117.545,98 320.050.902,85 130,6% 2.694.227,53 420.811.773,52 59.317.307,52

2003 195.074.444,13 223.043.101,85 418.117.545,97 307.647.965,20 135,9% 2.593.095,27 420.710.641,25 59.412.977,90
2004 195.305.407,27 243.145.546,76 438.450.954,03 298.702.749,87 146,8% 2.520.779,71 440.971.733,74 57.312.022,69

E E P P M
2001 206.545.166,06 252.570.389,75 459.115.555,81 NA NA 10.003.459,37 469.119.015,18 61.344.837,25
2002 206.545.166,27 252.570.390,00 459.115.556,26 NA NA 8.508.237,67 467.623.793,93 63.752.725,89

2003 206.545.166,26 252.570.389,89 459.115.556,15 NA NA 8.518.733,48 467.634.289,63 63.850.806,68
2004 206.539.736,80 252.563.750,43 459.103.487,23 NA NA 8.421.581,01 467.525.068,23 59.650.825,00

E P S A
2001 63.288.298,99 97.395.284,85 160.683.583,83 NA NA 4.294.939,06 164.978.522,89 21.832.876,45
2002 63.288.299,02 97.395.284,84 160.683.583,87 NA NA 4.459.665,44 165.143.249,30 25.390.319,07
2003 63.288.299,01 100.596.096,68 163.884.395,69 NA NA 4.158.454,91 168.042.850,60 25.368.972,82

2004 63.286.635,34 100.593.452,27 163.880.087,60 NA NA 3.945.931,23 167.826.018,83 21.071.275,99

ESSA
2001 48.134.145,51 42.991.564,62 91.125.710,14 NA NA 273.603,70 91.399.313,83 12.384.911,30
2002 48.134.145,54 42.991.564,66 91.125.710,20 NA NA 429.593,44 91.555.303,64 12.018.957,98
2003 48.134.145,53 42.991.564,62 91.125.710,15 NA NA 404.309,81 91.530.019,96 12.038.352,11

2004 48.132.880,20 42.990.434,51 91.123.314,72 NA NA 381.480,11 91.504.794,82 12.038.396,46

ISA
2001 2.697.180.306,98 1.265.253.073,59 3.962.433.380,57 3.469.212.506,32 114,2% 56.265.647,99 4.018.699.028,56 564.712.501,63
2002 2.816.026.050,64 1.291.609.733,73 4 .107.635.784,37 3.272.108.964,54 125,5% 46.943.027,76 4.154.578.812,13 550.020.611,29
2003 2.855.620.296,39 1.328.045.663,61 4.183.665.959,99 3.235.883.996,81 129,3% 44.482.177,09 4.228.148.137,09 562.667.503,27

2004 2.855.548.354,49 1.341.176.808,29 4.196.725.162,78 3.006.347.846,30 139,6% 43.115.427,65 4.239.840.590,43 561.099.876,33

T R A N S E L C A
2001 324.252.617,90 259.919.177,29 584.171.795,19 601.294.303,02 97 ,2% 20.856.855,52 605.028.650,71 80.778.637,68
2002 325.016.000,02 261.403.200,94 586.419.200,96 589.777.109,39 99 ,4% 19.730.920,16 606.150.121,12 82.978.237,86
2003 325.015.999,83 261.403.200,93 586.419.200,76 575.019.499,60 102,0% 18.563.767,23 604.982.967,98 83.354.859,50

2004 338.222.725,26 247.318.066,69 585.540.791,95 586.066.935,06 99 ,9% 17.136.905,82 602.677.697,77 77.466.427,32
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7.9.3. V ariables de desem peño

coen

E m p re sa A N O C o b ro N o D isp  
(M iles $)

C o b ro N o D isp  
(M iles $ ) /k m

E v en to s E v en to s /  
km

D isp o n ib ilid ad

D IS T A S A
2001 0,00 0,00 2,00 6,56E -02 8.759,39
2002 0,00 0,00 0,00 0 ,0 0 E + 0 0 8.760,00
2003 0,00 0,00 0,00 0 ,0 0 E + 0 0 8.760,00
2004 0,00 0,00 0,00 0 ,0 0 E + 0 0 8.753,83

E E B
2001 0,00 0,00 7,00 l,0 1 E -0 2 8.758,17
2002 0,27 0,00 9,00 l,3 0 E -0 2 8.759,75

2003 0,71 0,00 8,00 l,1 6 E -0 2 8.759,40
2004 0,43 0,00 11,00 l,5 9 E -0 2 8.749,33

E E P P M
2001 3.678,40 4,61 20,00 2,51E -02 8.756,98
2002 7.577,56 9,49 16,00 2,00E -02 8.759,57

2003 41.699,26 52,23 12,00 l,5 0 E -0 2 8.580,69
2004 108.761,16 136,24 17,00 2,13E -02 8.656,57

E P S A
2001 0,00 0,00 3,00 l,1 0 E -0 2 8.759,95
2002 40,95 0,15 2,00 7,32E -03 8.759,91
2003 1.422,14 5,21 5,00 l,8 3 E -0 2 8.742,51

2004 2.495,96 9,14 4,00 l,4 6 E -0 2 8.669,38

ESSA
2001 0,00 0,00 2,00 9,68E -03 8.759,85
2002 0,00 0,00 1,00 4,84E -03 8.759,94
2003 0,00 0,00 0,00 0 ,0 0 E + 0 0 8.759,43

2004 722,55 3,50 1,00 4,84E -03 8.758,22

ISA
2001 2.339,43 0,29 56,00 6,83E -03 8.655,59
2002 10.078,40 1,17 63,00 7,33E -03 8.758,99
2003 4.648,20 0,53 58,00 6,62E -03 8.757,82

2004 28.176,51 3,22 50,00 5,71E -03 8.549,59

T R A N S E L C A
2001 5.588,30 3,88 18,00 l,2 5 E -0 2 8.758,73
2002 13.795,92 9,57 21,00 l,4 6 E -0 2 8.759,33
2003 20.697,66 14,35 20,00 l,3 9 E -0 2 8.758,65

2004 4.796,95 3,13 10,00 6,53E -03 8.708,70
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7.9.4. V ariables de entorno: contam inación  salina

co-a

E m p re sa A N O K M C IR C U IT O S C O R # B A H IA S C O R $ C O R  
(M iles $)

% C O R

D IS T A S A

2001 0,00 0,00 0,00 0,00 %

2002 0,00 0,00 0,00 0,00 %
2003 0,00 0,00 0,00 0,00 %
2004 0,00 0,00 0,00 0,00 %

E E B

2001 0,00 0,00 0,00 0,00 %

2002 0,00 0,00 0,00 0,00 %
2003 0,00 0,00 0,00 0,00 %
2004 1,08 5,00 20.344.399,16 4 ,64%

E E P P M

2001 0,00 0,00 0,00 0,00 %

2002 0,00 0,00 0,00 0,00 %
2003 0,00 0,00 0,00 0,00 %
2004 0,00 0,00 0,00 0,00 %

E P S A
2001 0,00 0,00 0,00 0,00 %
2002 0,00 0,00 0,00 0,00 %

2003 0,00 0,00 0,00 0,00 %
2004 0,00 0,00 0,00 0,00 %

ESSA
2001 0,00 0,00 0,00 0,00 %
2002 0,00 0,00 0,00 0,00 %

2003 0,00 0,00 0,00 0,00 %
2004 0,00 0,00 0,00 0,00 %

ISA
2001 0,00 45,00 302.111.732,02 8 ,10%
2002 81,51 47,00 302.111.731,85 7 ,81%

2003 81,51 47,00 302.111.731,88 7 ,67%
2004 81,51 47,00 302.104.514,43 7 ,65%

T R A N S E L C A
2001 337,06 48,00 253.774.515,27 44 ,08%
2002 337,54 70,00 322.861.747,77 55 ,86%

2003 337,54 70,00 322.858.898,58 55 ,86%
2004 336,46 67,00 308.536.057,79 53 ,46%
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C ap ítu lo  8

M odelos para medir la eficiencia en 
gastos AO&M

8.1 . M od elos p rop u estos para la  m ed ición  de efic ien cia

Los antecedentes para la aplicación del concepto de benchmarking con el objetivo de estimar 
los costos eficientes de las actividades de administración, operación y mantenimiento de empresas 
de transmisión son escasos, tanto a nivel internacional como nacional. Pese a la poca experiencia 
y a las dificultades con el tamaño de la muestra y la disponibilidad y calidad de la información, 
en este estudio se agotaron todas las posibilidades para construir modelos útiles para la medición 
de eficiencias de empresas de transmisión eléctrica. En este capítulo se presentan los resultados 
obtenidos de la aplicación de las diferentes técnicas presentadas en el capítulo 5.

A partir de la definición de la función de producción de la actividad del transporte de electricidad, 
presentada en la sección f .f .f , se propone el modelo teórico presentado en la figura 8 .Í para la 
medición de eficiencia en el caso de la actividad de transporte de electricidad en Colombia. En 
este modelo teórico se refleja el concepto microeconómico de la actividad de transmisión, teniendo 
como producto la energía transportada y como insumos todos los activos y gastos de la empresa. 
Adicionalmente, se tiene en cuenta el hecho de que las empresas operan en ciertos ambientes y su 
infraestructura responde a ciertas configuraciones que pueden producir aumentos o disminuciones 
en sus costos de AO&M.

*  Demanda

► Calidad del 
servicio

Variables Variables
ambientales características 

de la actividad

Figura 8 .f: Modelo teórico

Para utilizar este modelo de producción teórico en el caso colombiano se emplean las siguientes 
variables:
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1. Insumos: corresponde al capital de la empresa, tanto en activos eléctricos como no eléctricos, 
junto con los costos y gastos AO&M.

2 . Variables ambientales: para el caso de la transmisión en Colombia existen algunas variables 
ambientales que influyen en la prestación del servicio y, en particular, en los costos y gastos de 
AO&M. Entre estas variables se encuentra el nivel de contaminación salina y el nivel ceraúnico, 
sin embargo, esta última variable no fue posible de obtener y, por consiguiente, solo se hace 
uso del nivel de contaminación salina.

3. Variables características de la actividad: son algunas variables que permiten diferenciar parti­
cularidades de las empresas y que generan aumentos o disminuciones en los gastos de AO&M. 
Para el estudio se consideraron 4 variables de complejidad diferentes: complejidad de subesta­
ciones, definida como: #bahías/subestación; complejidad de área de servicio, definida como: 
área/kmlinea; complejidad de configuración; y complejidad de red, definida como #subesta- 
ciones/kmlinea.

4. Demanda: una de las variables de salida del modelo teórico es la demanda de energía, sin 
embargo, ante la imposibilidad de conseguir esta información por empresa, se hizo uso de la 
capacidad de entrega de potencia, medida en MVAkm.

5. Calidad del servicio: la otra variable de salida considerada es la calidad del servicio. En el 
capítulo anterior se presentaron diferentes formas de realizar esta medición, sin embargo, se 
consideró que la mejor aproximación está dada por la variable DISPONIBILIDAD (var. 58)

Con base en este modelo teórico se proponen los modelos 1 y 2, modelos de variables físicas 
y variables monetarias, respectivamente. Estos modelos están basados en la anterior propuesta, 
aunque difieren en las variables empleadas:

1. En el modelo 1 se emplean variables físicas, como cantidad de conductor para medir los activos 
eléctricos y kilómetros de circuito y bahías en ambiente corrosivo para medir la corrosión.

2. En el modelo 2 se tienen las variables de activos eléctricos y corrosión valoradas en plata, es 
decir, los activos eléctricos están valorados con las unidades constructivas de la CREG y la 
variable de corrosión se mide valorando los activos que están en ambiente corrosivo.

En la tabla 8.1 se muestran la estructura general y variables utilizadas en los modelos construidos 
para medir la eficiencia en los gastos de AO&M. Estos modelos se presentan gráficamente en el 
anexo E para mayor claridad. Es importante señalar que la estructura de los modelos puede sufrir 
modificaciones dependiendo del tipo de metodología utilizada para estas estimaciones; es decir, 
algunas variables opcionales no se incluyen o las variables que conceptualmente corresponden a 
entradas pueden aparecer como salidas o viceversa.

100



Descripción Entradas Salidas Variables ambientales

1 Variables
físicas

CANTCONDUC (var. 
28 o 35)

MVAkm (var. 32 o 39) KMCIRCUITOSCOR (var. 60)

$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var.
58)

#BAHIASCOR (var. 61)

AOMS (var. 52) COMPLEJIDAD (var. 42, 44, 45 o 
46)

2 Variables
monetarias

$AE (var. 49) MVAkm (var. 32 o 39) $COR (var. 62)
$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var.

58)
COMPLEJIDAD (var. 42, 44, 45 o 
46)

AOMS (var. 52)

Cuadro 8 .1 : Estructura y variables de los modelos

8.2 . M od elos D E A

8 .2 .1 . F orm u lación  d e los m o d elo s  

M odelos tipo  1 D EA

Para asimilar el Modelo 1 a la metodología de Análisis Envolvente de Datos (DEA) es necesario 
hacer algunas precisiones:

■ Modelo orientado a entradas: de esta manera se realiza una medición de la eficiencia en la 
combinación de gastos AO&M y ANE. Es decir, para un nivel dado de disponibilidad, cantidad 
de conductor, MVAkm y variables ambientales, se califica como eficiente a aquella entidad que 
presente el mínimo nivel de AO&M y ANE.

■ Variables discrecionales: teniendo en cuenta que las empresas únicamente tienen control sobre 
los costos de Administración, Operación y Mantenimiento (AO&M), sus activos no eléctricos 
(ANE), y la disponibilidad que presentan sus redes, éstas son las únicas variables discrecionales 
del modelo.

■ Tratamiento de las variables ambientales: por ser una entrada no isotónica, la complejidad se 
trabaja como una variable de salida del sistema para evidenciar su carácter de variable que 
dificulta la operación y, en particular, el mantenimiento de redes y equipos. De esta manera, las 
entidades pasan a compararse con pares que tengan al menos su mismo nivel de complejidad, 
permitiendo que entre dos entidades con el mismo nivel de AO&M, aquella que presente una 
mayor complejidad se vea beneficiada en la evaluación. Este mismo principio aplica para las 
variables ambientales relacionadas con corrosión, ya que el efecto de un mayor nivel en esta 
variable es la generación de mayores costos AO&M para las empresas. De esta manera, el 
número de bahías y kilómetros de circuito expuestos a corrosión se incluyen en el conjunto 
de salidas del modelo, generando un modelo con tres entradas (dos de ellas discrecionales) y 
cinco salidas (una discrecional y cuatro no discrecionales).

Para el Modelo 1 se probaron diferentes especificaciones, tal como se muestra en la Tabla 8.2. Estos 
modelos varían en la variable de complejidad utilizada, y para los 4 últimos se empleó el primer 
componente principal de las variables de corrosión: PC corrosión =  0,965 • KMCIRCUITOSCOR +  
0,965 • #BAHIASCOR, el cual refleja el 88.53 % de la variabilidad de los datos.
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Nombre Salidas Entradas Variables Ambientales

1 - Bahías

CANTCONDUC (var. 
28 o 35)

MVAkm (var. 32 o 39) KMCIRCUITOSCOR 
(var. 60)

$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var. 58) #BAHIASCOR (var. 61)
AOMS (var. 52) COMPLEJIDAD Bahías 

(var. 42)

1 - PCCor - Bahías

CANTCONDUC (var. 
28 o 35)

MVAkm (var. 32 o 39) PC Corrosión

$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var. 58) COMPLEJIDAD Bahías 
(var. 42)

AOMS (var. 52)

1 - PCCor - Area

CANTCONDUC (var. 
28 o 35)

MVAkm (var. 32 o 39) PC Corrosión

$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var. 58) COMPLEJIDAD Area 
(var. 44)

AOMS (var. 52)

1 - PCCor - Conñg

CANTCONDUC (var. 
28 o 35)

MVAkm (var. 32 o 39) PC Corrosión

$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var. 58) COMPLEJIDAD Confi­
guración (var. 45)

AOMS (var. 52)

1 - PCCor - Red

CANTCONDUC (var. 
28 o 35)

MVAkm (var. 32 o 39) PC Corrosión

$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var. 58) COMPLEJIDAD Red 
(var. 46)

AOMS (var. 52)

1 - PCCor - SinComple

CANTCONDUC (var. 
28 o 35)

MVAkm (var. 32 o 39) PC Corrosión

$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var. 58)
AOMS (var. 52)

Cuadro 8.2: Modelos 1 DEA
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M odelos tipo  2 D EA

En este modelo el tratam iento de las variables es similar al expuesto en el modelo anterior, 
pero considerando las variables relacionadas con complejidad y corrosión como variables de salida 
no discrecionales. Este modelo contempla seis variables bajo análisis: tres de entrada (dos de ellas 
discrecionales) y tres de salida, donde solo la salida relacionada con disponibilidad se considera como 
variable discrecional. Para el Modelo 2 se probaron diferentes alternativas, tal como se muestra en 
la Tabla 8.3, los cuales difieren en la variable de complejidad empleada.

Nombre Salidas Entradas Variables Ambientales

2 - Bahías
$AE (var. 49) MVAkm (var. 32 o 39) $COR (var. 62)
$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var. 58) COMPLEJIDAD Bahías (var. 

42)
AOMS (var. 52)

2 - Area
$AE (var. 49) MVAkm (var. 32 o 39) $COR (var. 62)
$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var. 58) COMPLEJIDAD Area (var. 44)
AOMS (var. 52)

2 - Config
$AE (var. 49) MVAkm (var. 32 o 39) $COR (var. 62)
$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var. 58) COMPLEJIDAD Configuración 

(var. 45)
AOMS (var. 52)

2 - Red
$AE (var. 49) MVAkm (var. 32 o 39) $COR (var. 62)
$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var. 58) COMPLEJIDAD Red (var 46)
AOMS (var. 52)

2 - SinComple
$AE (var. 49) MVAkm (var. 32 o 39) $COR (var. 62)
$ANE anual (var. 51) DISPONIBILIDAD (var. 58)
AOMS (var. 52)

Cuadro 8.3: Modelos 2 DEA

8 .2 .2 . In d icad ores d e efic ien cia

En esta sección se presentan los resultados para los modelos tipo 1 y 2 para DEA. Se incluyen los 
indicadores de eficiencia, donde 100% implica total eficiencia y 0% total ineficiencia. Debido a que 
la muestra de empresas es muy pequeña (siete) en relación con el número de variables analizadas, 
se decidió aumentar la muestra a través de ventanas de tiempo. De esta manera, se analizan las 
observaciones de las 7 empresas dentro de los 4 años de análisis como un solo conjunto. Por lo tanto, 
el número de empresas analizadas en cada modelo es de 28, lo que permite una mayor capacidad de 
discriminación del modelo.

En las Tablas 8.4, 8.5 y 8 . 6  se muestran los resultados de la calificación de eficiencia para cada 
empresa en cada año analizado.

Los resultados de los modelos tipo 1 y 2 son en general consistentes, y no presentan cambios 
significativos en el ordenamiento de las empresas bajo análisis. Las empresas que se encuentran en 
los extremos, ISA y DISTASA, son consistentemente evaluadas contra sí mismas, debido a que en 
la muestra no se encuentra ninguna empresa de características similares.

En cuanto a EEB, los indicadores de eficiencia son sensibles al tipo de variable que representa 
la complejidad; mientras que en el caso de Transelca se puede observar, como era se esperarse, los
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indicadores de eficiencia son sensibles a las la variable de contaminación salina.
En todos los modelos, las empresas integradas (EEPPM, EPSA, ESSA) mostraron bajos niveles 

de eficiencia relativa. Este resultado se presentó tanto en los modelos con variables físicas como 
en aquellos con variables monetarias. EEPPM  presenta una reducción de eficiencia sostenida en el 
período de análisis como respuesta al incremento de gastos de AO&M reportados. Por otro lado, 
EPSA y ESSA son presentan indicadores de eficiencia variables durante el período de análisis, como 
respuesta a los cambios en los gastos reportados de AO&M. Estas tres empresas no presentan cam­
bios significativos en las variables de entorno durante los años considerados. Estos comportamientos 
se repiten en todos los modelos.
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Modelo 1 Modelo 2
Empresa ANO Bahías PCCor-Bahías PCCor-Area PC Cor-Config PC Cor-Red PCCor-InvRed SinComple Bahías Area Config Red InvRed SinComple

DISTASA
2001 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
2002 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
2003 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
2004 48% 48% 48% 48% 48% 48% 48% 48% 48% 48% 48% 48% 48%

EEB
2001 100% 100% 77% 77% 77% 77% 77% 92% 77% 77% 77% 77% 77%
2002 100% 100% 96% 96% 97% 96% 96% 100% 96% 96% 97% 96% 96%
2003 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
2004 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%

EEPPM
2001 100% 100% 54% 100% 54% 54% 54% 100% 54% 100% 54% 54% 54%
2002 93% 93% 44% 100% 45% 44% 44% 92% 44% 100% 45% 44% 44%
2003 70% 70% 41% 99% 41% 41% 41% 70% 41% 99% 41% 41% 41%
2004 64% 64% 38% 100% 38% 38% 38% 64% 38% 100% 38% 38% 38%

EPSA
2001 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
2002 42% 42% 31% 30% 32% 30% 30% 42% 31% 30% 32% 30% 30%
2003 31% 31% 31% 31% 31% 31% 31% 31% 31% 31% 31% 31% 31%
2004 44% 44% 45% 44% 45% 44% 44% 44% 45% 44% 45% 44% 44%

ESSA
2001 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
2002 67% 67% 67% 67% 67% 67% 67% 67% 67% 67% 67% 67% 67%
2003 68% 68% 68% 68% 68% 68% 68% 68% 68% 68% 68% 68% 68%
2004 79% 79% 79% 79% 79% 79% 79% 79% 79% 100% 79% 100% 79%

ISA
2001 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
2002 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
2003 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
2004 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%

TRANSELCA
2001 100% 89% 100% 89% 100% 89% 89% 79% 77% 77% 77% 77% 77%
2002 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
2003 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%
2004 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%

Cuadro 8.4: Eficiencias técnicas para las empresas transmisoras de energía eléctrica en Colombia utilizando DEA para Modelos 1 y 2
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Cuadro 8.5: Eficiencias técnicas para las empresas transmisoras de energía eléctrica en Colombia usando DEA - 1
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Cuadro 8 .6 : Eficiencias técnicas para las empresas transmisoras de energía eléctrica en Colombia usando DEA - 2



8.2 .3 . Pares com paradores de las em presas

Otro aspecto importante, que entrega información relevante sobre los resultados obtenidos en 
los modelos de Análisis Envolvente de Datos son los pares comparadores de cada empresa. En la 
tabla 8.7 se presentan, a manera de ejemplo, los comparadores de cada una de las empresas para el 
modelo 1-PCCor-Config. Los pares comparadores son consistentes en la gran mayoría de modelos 
tipo 1 y 2. Es de notar que existen algunas empresas que solo se comparan contra si mismas, lo 
cual demuestra la gran diferencia entre las entidades que realizan la actividad de transmisión en 
Colombia. En particular, EEPPM , DISTASA e ISA solamente se comparan contra ellas mismas en 
otros períodos del tiempo. A pesar de esto, los índices brindan información importante acerca de su 
desempeño intertemporal, es decir, como varía la eficiencia de las empresas a lo largo del período 
de análisis.

2001 2002 2003 2004

D IS T A S A D ISTA SA 2001
(100% )

D ISTA SA 2002
(100% )

D IST A SA 2003
(100% )

D IST A SA 2001
(100% )

E E B E SSA 2001
(80 .3 9 % )

ESSA 2001
(93 ,95% )

ESSA 2001
(91 ,23% )

E E B 2004  (100% )

ISA 2003 (4,45 %) ISA 2003 (5 ,1 9 % ) ISA 2003 (5 ,05% )

E E B 2004  (1 5 ,1 6 % ) E E B 2004  (0,86 %) E E B 2004  (3 ,7 2 % )

E E P P M E E P P M 2 0 0 1
(100% )

E E P P M 2 0 0 2
(100% )

E E P P M 2 0 0 2
(61 ,4% )

E E P P M 2 0 0 4
(100% )

E E P P M 2 0 0 4
(38,6 %)

E P S A E P S A 2001  (100% ) E SSA 2001 (99 ,7% ) E SSA 2001 (99 ,7% ) E SSA 2001 (9 9 ,7 % )
ISA 2002 (0,3 %) ISA 2002 (0 ,3 % ) ISA 2002 (0 ,3 % )

ESSA E SSA 2001 (100% ) E SSA 2001 (100% ) E SSA 2001 (100% ) E SSA 2001 (100% )

ISA ISA 2001 (100% ) ISA 2002 (100% ) ISA 2003 (100% ) ISA 2004 (100% )

T R A N S E L C A E SSA 2001 (5 ,0 8 % ) T R A N S E L C A 2 0 0 2
(100% )

T R A N S E L C A 2 0 0 3
(100% )

T R A N S E L O  A 2004 
(100% )

ISA 2002 (0 ,3 7 % )
T R A N S E L O  A 2002 
(69 ,2 8 % )

T R A N S E L O  A 2003 
(24 ,3 1 % )
T R A N S E L O  A 2003 
(0 ,9 6 % )

Cuadro 8.7: Pares Comparadores DEA Modelo 1-PCCor-Config
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8.2 .4 . AO & M  eficiente

En la Tabla 8 . 8  se presenta el porcentaje eficiente de AO&M para cada una de las empresas en 
los diferentes modelos. Este porcentaje se obtuvo dividiendo el valor eficiente de los AO&M para 
cada empresa (proyección en la frontera) por el correspondiente valor de activos eléctricos.
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Modelo 1 Modelo 2
Empresa ANO Bahías PCCor-Bahías PCCor-Area PCCor-Config PCCor-Red PCCor-InvRed SinComple Bahías Area Config Red InvRed SinComple

DISTASA
2001 2,42% 2,42 % 2,42 % 2,42 % 2,42 % 2,42 % 2,42% 2,42 % 2,42 % 2,42 % 2,42 % 2,42% 2,42%
2002 5,26% 5,26% 5,26% 5,26 % 5,26% 5,26% 5,26% 5,26 % 5,26 % 5,26 % 5,26 % 5,26% 5,26%
2003 3,76% 3,76% 3,76% 3,76 % 3,76% 3,76% 3,76% 3,76 % 3,76 % 3,76 % 3,76 % 3,76% 3,76%
2004 2,42% 2,42 % 2,42 % 2,42 % 2,42 % 2,42 % 2,42% 2,42 % 2,42 % 2,42 % 2,42 % 2,42% 2,42%

EEB
2001 2,98% 2,98% 2,30% 2,30 % 2,31 % 2,30% 2,30% 2,75 % 2,30 % 2,30 % 2,31 % 2,30% 2,30%
2002 3,02% 3,02 % 2,90% 2,90 % 2,92% 2,90% 2,90% 3,02 % 2,90 % 2,90 % 2,92 % 2,90% 2,90%
2003 2,75% 2,75% 2,74% 2,74 % 2,75% 2,74% 2,74% 2,75 % 2,74 % 2,74 % 2,75 % 2,74% 2,74%
2004 2,65% 2,65% 2,65% 2,65 % 2,65% 2,65% 2,65% 2,65 % 2,65 % 2,65 % 2,65 % 2,65% 2,65%

EEPPM
2001 1,43% 1,43% 0,76% 1,43% 0,76% 0,76% 0,76% 1,43% 0,76 % 1,43% 0,76 % 0,76% 0,76%
2002 1,59% 1,59% 0,76% 1,72% 0,76% 0,76% 0,76% 1,58% 0,76 % 1,72% 0,76 % 0,76% 0,76%
2003 1,29% 1,29% 0,76% 1,83% 0,76% 0,76% 0,76% 1,29% 0,76 % 1,83% 0,76 % 0,76% 0,76%
2004 1,30% 1,30% 0,76% 2,02 % 0,76% 0,76% 0,76% 1,30% 0,76 % 2,02 % 0,76 % 0,76% 0,76%

EPSA
2001 2,16% 2,16% 2,16% 2,16% 2,16% 2,16% 2,16% 2,16% 2,16% 2,16% 2,16% 2,16% 2,16%
2002 1,28% 1,28% 0,94% 0,90 % 0,98% 0,90% 0,90% 1,28% 0,94 % 0,90 % 0,98 % 0,90% 0,90%
2003 0,88% 0,88% 0,89% 0,88 % 0,89% 0,88% 0,88% 0,88 % 0,89 % 0,88 % 0,89 % 0,88% 0,88%
2004 0,88% 0,88% 0,89% 0,88 % 0,89% 0,88% 0,88% 0,88 % 0,89 % 0,88 % 0,89 % 0,88% 0,88%

ESSA
2001 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37%
2002 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37%
2003 1,40% 1,40% 1,40% 1,40% 1,40% 1,40% 1,40% 1,40% 1,40% 1,40% 1,40% 1,40% 1,40%
2004 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,74% 1,37% 1,74% 1,37%

ISA
2001 1,70% 1,70% 1,70% 1,70% 1,70% 1,70% 1,70% 1,70% 1,70% 1,70% 1,70% 1,70% 1,70%
2002 1,49% 1,49% 1,49% 1,49% 1,49% 1,49% 1,49% 1,49% 1,49% 1,49% 1,49% 1,49% 1,49%
2003 2,26% 2,26% 2,26% 2,26 % 2,26% 2,26% 2,26% 2,26 % 2,26 % 2,26 % 2,26 % 2,26% 2,26%
2004 2,36% 2,36% 2,36% 2,36 % 2,36% 2,36% 2,36% 2,36 % 2,36 % 2,36 % 2,36 % 2,36% 2,36%

TRANSELCA
2001 3,12% 2,78% 3,12% 2,78 % 3,12% 2,78% 2,78% 2,48 % 2,41 % 2,41 % 2,41 % 2,41 % 2,41 %
2002 2,85% 2,85% 2,85% 2,85 % 2,85% 2,85% 2,85% 2,85 % 2,85 % 2,85 % 2,85 % 2,85% 2,85%
2003 2,95% 2,95% 2,95% 2,95 % 2,95% 2,95% 2,95% 2,95 % 2,95 % 2,95 % 2,95 % 2,95% 2,95%
2004 2,80% 2,80% 2,80 % 2,80 % 2,80% 2,80% 2,80% 2,80 % 2,80 % 2,80 % 2,80 % 2,80% 2,80%

Cuadro 8.8: AOM eficiente como porcentaje del activo eléctrico para el Modelo



En las Tablas 8.9 y 8.10 se presentan las medias de los% de AO&M obtenidos en cada uno de 
los modelos; adicionalmente, en las tablas 8 . 1 1  y 8 . 1 2  se presentan las medianas.

Modelo 1
Empresa Bahías PCCor-Bahías PCCor-Area PCCor-Config PCCor-Red PCCor-InvRed Sin comple

DISTASA 3,47% 3,47% 3,47% 3,47% 3,47% 3,47% 3,47%
EEB 2,85 % 2,85 % 2,65% 2,65% 2,66% 2,65% 2,65%

EEPPM 1,40% 1,40% 0,76% 1,75% 0,76% 0,76% 0,76%
EPSA 1,30% 1,30% 1,22% 1,21% 1,23% 1,21% 1,21%
ESSA 1,38% 1,38% 1,38% 1,38% 1,38% 1,38% 1,38%
ISA 1,95% 1,95% 1,95% 1,95% 1,95% 1,95% 1,95%

TRANSELCA 2,93 % 2,84 % 2,93% 2,84% 2,93% 2,84% 2,84%

Cuadro 8.9: Medias AOM eficiente Modelo 1

Modelo 2
Empresa Bahías Area Config Red InvRed Sin Comple

DISTASA 3,47% 3,47% 3,47% 3,47% 3,47% 3,47%
EEB 2,79% 2,65% 2,65% 2,66% 2,65 % 2,65 %

EEPPM 1,40% 0,76% 1,75% 0,76% 0,76 % 0,76 %
EPSA 1,30% 1,22% 1,21% 1,23% 1,21% 1,21%
ESSA 1,38% 1,38% 1,47% 1,38% 1,47% 1,38%
ISA 1,95% 1,95% 1,95% 1,95% 1,95% 1,95%

TRANSELCA 2,77% 2,75% 2,75% 2,75% 2,75 % 2,75 %

Cuadro 8.10: Medias AOM eficiente Modelo 2

Modelo 1
Empresa Bahías PCCor-Bahías PCCor-Area PCCor-Config PCCor-Red PCCor-InvRed Sin comple

DISTASA 3,09 % 3,09 % 3,09% 3,09 % 3,09% 3,09% 3,09 %
EEB 2,86 % 2,86 % 2,70% 2,70% 2,70% 2,70% 2,70%

EEPPM 1,36% 1,36% 0,76% 1,78% 0,76% 0,76% 0,76%
EPSA 1,08% 1,08% 0,91 % 0,89% 0,94% 0,89% 0,89%
ESSA 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37% 1,37%
ISA 1,98% 1,98% 1,98% 1,98% 1,98% 1,98% 1,98%

TRANSELCA 2,90 % 2,83 % 2,90% 2,83% 2,90% 2,83% 2,83%

Cuadro 8.11: Medianas AOM eficiente Modelo 1

Los niveles de AO&M eficiente como porcentaje del activo eléctrico muestran que las empresas 
pueden dividirse en dos grandes grupos: las empresas integradas (EEPPMM, EPSA y ESSA) que 
obtienen un porcentaje promedio de AO&M inferior a 2 % y las no integradas (ISA, DISTASA, EEB 
y TRANSELCA) que obtuvieron un AO&M promedio superior al 2%. Al interior de este último 
grupo ISA y DISTASA presentan los comportamientos extremos, coherentes con sus diferencias de 
escala; mientras que EEB y TRANSELCA tienen porcentajes muy cercanos pese a las diferencias de 
escala y debido a la incidencia de las variables de entorno (complejidad y corrosión, respectivamente).
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Modelo 2
Empresa Bahías Area Config Red InvRed Sin Comple

DISTASA 3,09% 3,09% 3,09% 3,09% 3,09 % 3,09 %
EEB 2,75% 2,70% 2,70% 2,70% 2,70 % 2,70 %

EEPPM 1,36% 0,76% 1,78% 0,76% 0,76 % 0,76 %
EPSA 1,08% 0,91 % 0,89% 0,94% 0,89 % 0,89 %
ESSA 1,37% 1,37% 1,38% 1,37% 1,38% 1,37%
ISA 1,98% 1,98% 1,98% 1,98% 1,98% 1,98%

TRANSELCA 2,83% 2,83% 2,83% 2,83% 2,83 % 2,83 %

Cuadro 8.12: Medianas AOM eficiente Modelo 2

Estos resultados indican que la remuneración de AO&M puede realizarse discriminada por em­
presa, pues éstas presentan estructuras muy diferentes que pueden redundar en distintos niveles de 
gastos AO&M. Se debe tener en cuenta que en el grupo de empresas no integradas, los porcentajes 
de AO&M eficientes obtenidos están influenciados por el nivel de activos eléctricos. Es así como 
DISTASA, que es la empresa con menos activos eléctricos, presenta un mayor porcentaje de AO&M 
eficiente e ISA tiene el menor porcentaje de AO&M por tener el mayor nivel de activos eléctricos.

En la tabla 8.13 se presenta la comparación entre la media y la mediana para el modelo tipo 1.
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8.3 . M od elos de frontera e sto cá stica

8 .3 .1 . F u n ción  para  los A O & M

El primer modelo que se probó para frontera estocástica tenía como variable explicada los AO&M 
y se probaron como variables explicativas el conjunto de variables mencionadas anteriormente. El 
objetivo de este modelo es determinar el comportamiento de los costos de AO&M en función de las 
variables definidas. La forma funcional para este modelo es:

AOM = [3i + ^  [3í ■ variable explicativa^ +  e
i

Los resultados obtenidos se presentan en la tabla 8.14. Se puede ver que los AO&M son explicados 
por las variables por separado pero al tom ar el conjunto completo de variables los AO&M dejan de 
ser explicados.

Variable explicativa 0 Prueba t R 2 F

Modelos
individuales

MVAkm 43,063 2 0 . 2 2 0.9402 409.04
Activos eléctricos 0.02076 22.07 0.9493 487.05
Activos no eléctricos 4.53667 40.95 0.8249 449.98
$ Corrosión 0.44046 5.43 0.5028 26.3
Complejidad 42365409095 2.3 0.4693 5.3

Modelo global

MVAkm -45,044 -4.56
Activos eléctricos 0.05464 3.49
Activos no eléctricos -4.44462 -3.34 0.9763 469.62
Corrosión 0.04293 2.62
Complejidad -247822498 -0.50

Cuadro 8.14: AOM como variables explicada

8 .3 .2 . F u n ción  d e p ro d u cc ió n

Con los modelos de frontera estocástica se busca obtener la función de verosimilitud, calcular 
los parámetros de interés y estimar la eficiencia técnica para cada unidad. En este caso se probó un 
conjunto considerablemente amplio de modelos, los cuales corresponden a diferentes combinaciones 
de las entradas, salidas y variables ambientales de los modelos 1 y 2 descritos en la tabla 8.1. En 
las siguientes secciones se presentan los resultados de aquellos modelos estimados que cumplían con 
todos los supuestos teóricos necesarios para poder ser empleados en la medición de eficiencia y que 
pasaron la evaluación del grupo de investigación de este proyecto.

La base sobre la cual se fundamentan los modelos de frontera estocástica hace que estén con­
cebidos para manejar una única variable endógena. Cuando se requiere manejar varias salidas, se 
ha ensayado agregar estas variables mediante un conjunto de ponderadores adecuados o utilizando 
las funciones de distancia de Shepard. En este estudio no se recurrió a esta técnica y, por lo tanto, 
todos los modelos estimados y los que se presentan en esta sección tienen como variable explicada 
MVAkm (var. 32). En todos los casos se usó el análisis de componentes principales para los insumos 
de la actividad productiva, esto es para activos eléctricos, activos no eléctricos y gastos de AO&M.
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Con base en esta estructura general se estimaron modelos para identificar el efecto de las variables 
ambientales. La forma general de la función de producción empleada en estas estimaciones es:

In(MVAkmj) =  /3i +  • entrada¿ +  ej
i

Se probaron un gran número de modelos, los cuales se sometieron a todas las pruebas estadísticas 
necesarias para garantizar que cumplieran con los supuestos del análisis de frontera estocástica. De 
los nueve modelos que cumplían con los supuestos se seleccionaron los cinco que se discutirán a 
continuación.

8 .3 .3 . M o d e lo s  t ip o  1

Para estos modelos se utiliza la información del LAC teniendo en cuenta que no se presentan 
grandes diferencias en los resultados obtenidos en los modelos DEA al emplear la información de 
las características de la red suministrada por la UPME. Para los insumos del proceso productivo 
se construyeron componentes principales integrados por las variables activos eléctricos, en unidades 
físicas; y ANE y AO&M, en unidades monetarias. Se emplearon los dos primeros componentes 
principales que reflejan el 99.12% de la variabilidad de las 3 variables involucradas y están dados 
por:

PC i =  0,5823 • CANTCONDUC (var. 28) +  0,5709 • SANE anual (var. 51) +  0,5787 • AOMS (var. 52) 
PC 2 =  -0,2821 • CANTCONDUC (var. 28) +  0,8096 • SANE anual (var. 51) -  0,5148 • AOMS (var. 52)

De los seis modelos que resultaron estadísticamente significativos se seleccionaron los tres que 
se presentan en la tabla 8.15.

Nombre Salidas Entradas Variables Ambientales
A In (MVAkm (var. 32)) PC i

TJ O to

B In (MVAkm (var. 32)) PC i KMCIRCUITOSCOR (var. 60)

TJ O to

C In (MVAkm (var. 32)) PC i KMCIRCUITOSCOR (var. 60)

TJ O to #BAHIASCOR (var. 61)

Cuadro 8.15: Modelos 1 SEA

8 .3 .4 . M o d e lo s  t ip o  2

Para estos modelos se empleó, al igual que para los modelos tipo 1, los dos primeros componentes 
principales de los insumos del proceso productivo, construidos a partir de los activos eléctricos, 
activos no eléctricos y AO&M en unidades monetarias. Estos componentes reflejan el 99.31% de la 
variabilidad de las 3 variables involucradas y están dados por:

PC i =  0,5833 • $AE (var. 49) +  0,5717 • SANE anual (var. 51) +  0,5770 • AOMS (var. 52)
PC 2 =  —0,1811 • SAE (var. 49) +  0,7840 • SANE anual (var. 51) — 0,5938 • AOMS (var. 52)
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De los tres modelos tipo 2 que resultaron estadísticamente significativos se seleccionaron los dos 
que se presentan en la tabla 8.16.

Nombre Salidas Entradas Variables Ambientales
A In (MVAkm (var. 32)) PCi

TJ O to

B In (MVAkm (var. 32)) PCi $COR (var. 62)

TJ O to

Cuadro 8.16: Modelos 2 SFA

8 .3 .5 . R e su lta d o s  d e e fic ien c ia

Los modelos de frontera estocástica hacen un análisis de la actividad de transmisión completa, 
siguiendo la idea de la función de producción. Esto se puede ver en los modelos que se presentan 
en las tablas 8.15 y 8.16, los cuales están conformadas por el producto (MVAkm) y los insumos 
de las empresas, tal como son remunerados por la CREG, es decir, conformados por los activos 
eléctricos, los activos no eléctricos y los gastos de AO&M (PC(CANTCONDUC, SANE anual, 
AOMS) o PC($AE, SANE anual, AOMS)). Sin embargo, debe recordarse que la evaluación de 
eficiencia resultante de SFA no puede interpretarse como el porcentaje de reducción de las entradas 
que deberían realizar las entidades para ser eficientes. Los resultados arrojan información relevante 
sobre el comportamiento relativo de las empresas. En los modelos de SFA la eficiencia se interpreta 
como una medida de ordenamiento de las entidades. Los modelos construidos permiten identificar 
el efecto de las variables incluidas en el análisis.

DISTASA presenta un bajo desempeño en todos los modelos. Las causas de este resultado 
radican en la baja cantidad relativa de salida producida por DISTASA, y los altos insumos relativos 
utilizados para esta tarea, esto es su escala relativa de trabajo. Por esta razón, el porcentaje de 
AO&M que se reconoce a empresas de reducida capacidad deberá reflejar estos costos, que no 
tienen que ver con la eficiencia técnica de la empresa sino con la escala en la que produce.

Por otro lado, los resultados obtenidos en el caso de TRANSELCA permiten evidenciar el im­
pacto de la variable relacionada con la exposición a la corrosión. Esto se puede ver al comparar el 
modelo 1 A con el 1C, pues el primero no incluye corrosión mientras que el segundo sí; un análisis 
similar se puede hacer al comparar el modelo 2A con el 2B.

Finalmente, no es posible concluir algo con respecto a los resultados obtenidos en las otras empre­
sas, puesto que variables como la complejidad y la disponibilidad no resultaron ser estadísticamente 
significativas en los modelos de SFA.
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Empresa ANO 1A IB 1C 2A 2B

DISTASA
2001 0,047 0,049 0,049 0,045 0,047
2002 0,046 0,048 0,048 0,045 0,046
2003 0,046 0,048 0,049 0,045 0,047
2004 0,046 0,048 0,048 0,045 0,046

EEB
2001 0,969 0,978 0,978 0,971 0,980
2002 0,974 0,970 0,969 0,971 0,965
2003 1,000 1,000 1,000 1,000 1,000
2004 0,999 0,996 1,000 0,990 0,968

EEPPM
2001 0,823 1,000 1,000 0,810 1,000
2002 0,817 0,954 0,954 0,792 0,934
2003 0,807 0,939 0,939 0,781 0,917
2004 0,794 0,918 0,918 0,766 0,892

EPSA
2001 0,338 0,377 0,379 0,331 0,370
2002 0,328 0,363 0,364 0,319 0,354
2003 0,330 0,364 0,365 0,321 0,354
2004 0,342 0,379 0,380 0,333 0,371

ESSA
2001 0,303 0,316 0,317 0,295 0,307
2002 0,298 0,311 0,312 0,290 0,302
2003 0,298 0,310 0,312 0,290 0,301
2004 0,300 0,313 0,314 0,292 0,304

ISA
2001 0,570 1,000 1,000 0,662 0,977
2002 0,717 0,999 0,990 0,803 1,000
2003 0,357 0,383 0,377 0,351 0,314
2004 0,329 0,333 0,328 0,314 0,262

TRANSELCA
2001 0,867 0,927 0,910 0,875 0,989
2002 0,912 0,961 0,963 0,917 0,958
2003 0,915 0,938 0,940 0,911 0,922
2004 1,000 1,000 1,000 1,000 1,000

Cuadro 8.17: Eficiencias técnicas para las empresas transmisoras de energía eléctrica en Colombia.
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*
8.4 . In d ices de p rod u ctiv id ad

Para el uso de los índices de productividad es necesario tener información de éstos para al 
menos dos períodos de tiempo a fin de observar el cambio en la frontera, así como el cambio en el 
desempeño de cada entidad. Debido al reducido número de empresas en cada período de evaluación, 
se decidió construir dos bloques de observación, el primero constituido por las observaciones de 
los años 200Í a 2003, y el segundo por las observaciones del año 2002 a 2004. De esta manera, la 
comparación refleja adecuadamente el cambio de una entidad de un año al siguiente. Sin embargo, 
el cambio en la frontera (Frontier-Shift) no es adecuadamente capturado, ya que las observaciones 
de los años 2002 y 2003 aparecen en ambas ventanas, lo que dificulta el análisis de los resultados 
obtenidos y, por lo tanto, su aplicabilidad. Para poder hacer uso de indicadores de productividad 
se requerirá que la muestra en cada año sea suficientemente grande para que los modelos DEA 
discriminen adecuadamente. Los resultados para el modelo fB-f se encuentran en la Tabla 8.49, 
donde cada empresa tiene un número adicional que identifica el período de evaluación (f para el 
período de 200f al 2002, 2 para el período de 2002 al 2003, 3 para el período de 2003 al 2004).

Empresa Malmquist Index CatchUp Frontier-Shift
DISTASA - 1 44% 100% 44%

EEB - 1 113% 147% 77%
EEPPM  - 1 82% 91% 90%

E P S A - 1 71% 87% 82%
ESSA - 1 68% 96% 71%
ISA - 1 106% 100% 106%

TRANSELCA - 1 116% 115% 101%
DISTASA - 2 118% 217% 54%

EEB - 2 106% 138% 77%
EEPPM  - 2 63% 70% 91%

E P S A - 2 102% 123% 83%
ESSA - 2 98% 138% 71%
ISA - 2 99% 98% 101%

TRANSELCA - 2 100% 100% 100%
DISTASA - 3 74% 114% 65%

EEB - 3 106% 132% 80%
EEPPM  - 3 135% 148% 91%

E P S A - 3 145% 175% 83%
ESSA - 3 91% 140% 65%
ISA - 3 102% 100% 102%

TRANSELCA - 3 104% 100% 104%

Cuadro 8.49: índices de productividad para las empresas transmisoras de energía eléctrica en Colom­
bia
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Capítulo 9

Benchmarking - Empresa m odelo

9.1 . L icitaciones de tran sm isión

9 .1 .1 . A n te c e d e n te s

La resolución CREG-022 de 2001, que modificó la resolución CREG-051 de 19981, estableció la 
metodología para determinar el ingreso regulado por concepto del uso del Sistema de Transmisión 
Nacional - STN y definió los principios generales y procedimientos para definir el plan de expansión 
de referencia del STN. Posteriormente la resolución CREG-022 de 2001 fue modificada por las 
resoluciones CREG-085 de 2002, y 062,105 y 120 de 2003.

Como lo estableció la resolución CREG-022 de 2001 “La expansión del Sistema de Transmisión 
Nacional se hará mediante la ejecución, a mínimo costo, de los proyectos del Plan de Expansión 
de transmisión de Referencia, por parte de los inversionistas que resulten seleccionados en procesos 
que estimulen y garanticen la libre competencia en la selección de dichos proyectos” .

Se delegó a la Unidad de Planeación Minero Energética - UPME, por parte del Ministerio de 
minas y Energía, “las gestiones administrativas necesarias para la selección mediante convocatoria 
pública de inversionistas que acometan en los términos del articulo 85 de la Ley 143 de 1994, los 
proyectos definidos y aprobados en el Plan de Expansión de Transmisión del Sistema Interconectado 
Nacional anualmente” .

Los ingresos regulados de los transmisores se calculan aplicando la metodología definida por la 
CREG, la cual diferencia la remuneración de los activos de transmisión existentes y de activos nuevos 
no construidos mediante procesos de convocatoria, de la correspondiente a los activos construidos 
mediante procesos de convocatoria.

9 .1 .2 . C o n v o ca to r ia s

Esquema de convocatorias
Los oferentes proponen un ingreso anual esperado, en pesos constantes de la fecha de oferta, 

para cada uno de los primeros 25 años desde la entrada en operación del proyecto. El oferente con 
el menor valor presente del flujo anual de Ingresos Esperados, calculado con una tasa de descuento 
definida por la CREG, será el adjudicatario del respectivo proyecto. Con el flujo de ingresos pro­
puesto, se supone que se recupera la totalidad de los costos comprometidos en el proyecto: inversión, 
costo de capital, costos de administración, operación y mantenimiento.

XA su vez modificada por las resoluciones CREG-004 y CREG-045 de 1999.
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Ingreso para activos construidos mediante procesos de convocatoria
El ingreso regulado mensual correspondiente a los activos construidos mediante procesos de con­

vocatoria, es la doceava parte de los ingresos anuales esperados presentados por el proponente en su 
oferta (en US$) y aprobados por la CREG para los primeros 25 años. Estos valores, se actualizan 
anualmente con el PPI de los Estados Unidos (el análogo del IPP colombiano) y una vez mensuali- 
zados se convierten a pesos con la Tasa de Cambio Representativa del Mercado del último día del 
mes a liquidar. A partir del año 26 a estos activos se aplica la misma metodología utilizada para los 
activos existentes.

Convocatorias realizadas a la fecha
Como resultado de los procesos de convocatoria, a la fecha se han adjudicado cinco proyectos 

relacionados con activos de uso del STN, como se muestra en la Tabla 9.1.

Convocatoria Proyecto
UPME-01-99 Línea de transmisión Primavera - Guatiguara - Tasajero - 230 kV - 

Circuito sencillo y obras asociadas
UPME-02-99 Línea de transmisión Sabanalarga - Cartagena - 230 kV - Circuito 

sencillo y obras asociadas
UPME-01-2003 Línea de transmisión Primavera - Bacatá - 500 kV - Circuito sencillo 

y obras asociadas
UPME-02-2003 Línea de transmisión Bolívar - Copey - Ocaña - Primavera - 500 kV 

-Circuito sencillo y obras asociadas
UPME-01-2005 Línea de transmisión Betania - Altamira - Mocoa - Pasto - Frontera 

- 230 kV - Doble circuito y obras asociadas

Cuadro 9.1: Convocatorias y proyectos adjudicados a la fecha.

Los cuatro primeros proyectos fueron adjudicados a Interconexión Eléctrica S.A. - ISA y el último 
a la Empresa de Energía de Bogotá - EEB, con los ingresos anuales esperados que se muestran en 
la Tabla 2.

Los dos primeros proyectos entraron en operación en Septiembre y Agosto de 2001, respectiva­
mente; la fecha de entrada para los proyectos de 500 kV es Octubre de 2007; y el proyecto a 230 kV 
en el sur del país se espera que entre en operación en Junio de 2007.

9 .1 .3 . V a loración  d e los p ro y ecto s  d e co n v o ca to r ia  con  e l e sq u em a  a c tu a l d e  
rem u n erac ión

Ingreso para activos existentes o activos nuevos no construidos mediante procesos de convocatoria
Para determinar el ingreso regulado de los activos existentes o activos nuevos no construidos 

mediante procesos de convocatoria, se clasifican en las denominadas “unidades constructivas” , las 
cuales fueron establecidas por la CREG, para luego aplicarles los “costos unitarios” aprobados por 
la misma CREG. Como resultado se obtiene el “costo de reposición del activo bruto eléctrico” para 
el cual se obtiene una anualidad. Dicha anualidad (adicionada con la anualidad reconocida a activos 
no eléctricos y los gastos de AO&M, así como la remuneración de los terrenos ocupados por los 
equipos de subestación) se divide en doce partes para obtener el ingreso correspondiente al mes que 
se está liquidando.

Como ejercicio se tomó la valoración de cada uno de los proyectos adjudicados mediante convo­
catorias públicas, con el esquema de remuneración actual, calculados en los planes de expansión de 
referencia de la UPME (var Tabla 9.2).

1 2 1



ANO
Convocatoria /  Adjundicatario /  Ingreso anual esperado ($US Die. 2005)

UPME-01-99
ISA

UPME-02-99
ISA

UPME-01-2003
ISA

UPME-02-2003
ISA

UPME-01-2005
EEB

1 6.980.201,18 2.356.580,26 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
2 6.980.201,18 2.356.580,26 18.065.654,53 32.326.731,48 4.461.463,27
3 6.980.201,18 2.356.580,26 18.065.654,53 32.326.731,48 4.461.463,27
4 6.980.201,18 2.356.580,26 18.065.654,53 32.326.731,48 4.461.463,27
5 6.980.201,18 2.356.580,26 18.065.654,53 32.326.731,48 4.461.463,27
6 6.980.201,18 2.356.580,26 18.065.654,53 32.326.731,48 4.461.463,27
7 6.980.201,18 2.356.580,26 18.065.654,53 32.326.731,48 4.461.463,27
8 6.980.201,18 2.356.580,26 18.065.654,53 32.326.731,48 4.461.463,27
9 6.980.201,18 2.356.580,26 18.065.654,53 32.326.731,48 4.461.463,27
10 6.980.201,18 2.356.580,26 14.918.469,05 26.695.149,04 4.461.463,27
11 6.980.201,18 2.356.580,26 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
12 6.980.201,18 2.356.580,26 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
13 6.980.201,18 2.356.580,26 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
14 6.980.201,18 2.356.580,26 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
15 4.024.535,43 959.871,55 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
16 1.818.371,74 591.601,90 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
17 1.818.371,74 591.601,90 4.817.665,50 8.620.743,55 4.461.463,27
18 1.818.371,74 591.601,90 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
19 1.818.371,74 591.601,90 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
20 1.818.371,74 591.601,90 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
21 1.818.371,74 591.601,90 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
22 1.818.371,74 591.601,90 5.102.263,19 9.130.005,10 4.461.463,27
23 1.818.371,74 591.601,90 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
24 1.818.371,74 591.601,90 4.817.659,80 8.620.734,44 4.461.463,27
25 1.818.371,74 591.601,90 18.065.654,53 32.326.731,48 4.461.463,27

VPN2 58.657.557,30 19.654.547,71 120.438.498,33 215.512.980,76 43.823.078,13

Cuadro 9.2: Ingresos anuales esperados de los proyectos adjudicados a la fecha
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A continuación, en las Tablas 9.3, 9.4, 9.5 y 9.6 se muestra la valoración para cada proyecto 
adjudicado mediante convocatorias [16] [53]. Al comparar la valoración de los proyectos presentada 
en las tablas anteriores con el valor presente de los ingresos anuales esperados ofertados en cada caso, 
se pueden ver los siguientes comportamientos (Tabla 9.7): en los dos primeros proyectos adjudicados 
mediante el sistema de convocatorias públicas el valor presente de la oferta del adjudicatario alcanzo 
valores cercanos al 150 % del valor reconocido con el esquema de remuneración actual; esto se debió, 
posiblemente, a que no se tenía la suficiente experiencia en este tipo de adjudicaciones y a que las 
empresas pudieron haber ejercido cierto poder de mercado en la convocatoria. Mientras que en los 
tres proyectos restantes el valor presente de la oferta de los adjudicatarios alcanzo valores cercanos 
al 50 % del valor reconocido con el esquema de remuneración actual.

Costo Convocatoria UPME 01 - 99 (M$US Die. 2005)
Item Cantidad Costo Unitario Costo Total

Circuito sencillo 230 kV - Nivel 1 121.24 0.12 14.48
Circuito sencillo 230 kV - Nivel 2 99.04 0.13 12.93
Circuito sencillo 230 kV - Nivel 3 69.62 0.14 10.02
Circuito doble 230 kV - Nivel 1 1.16 0.19 0.21
Bahía de linea (Int. y medio) 2.00 1.43 2.86
Bahía de linea (Barra doble más transferencia) 2.00 1.33 2.65

Total inversión 43.16
AOM 1.08

TOTAL 44.24

Cuadro 9.3: Valoración con el esquema de remuneración actual-Convocatoria UPME 01- 99.

Costo Convocatoria UPME 02 - 99 (M$US DIC. 2005)
Item Cantidad Costo Unitario Costo Total

Circuito sencillo 230 kV - Nivel 1 81.51 0.12 9.73
Babia de linea (Int. y medio) 2.00 1.43 2.86

Total inversión 12.60
AOM 0.31

TOTAL 12.91

Cuadro 9.4: Valoración con el esquema de remuneración actual-Convocatoria UPME 02- 99.

2La resolución CREG-022 de 2001 establece lo siguiente en relación con la tasa  de descuento aplicada para calcular 
el valor presente neto del ingreso anual esperado: “...la comparación se hará calculando el Valor Presente del Ingreso 
Anual Esperado, para cada uno de los veinticinco (25) años del flujo de ingreso. Este calculo se realizará aplicando la 
tasa  de descuento, aprobada por la CREG y establecida en los Documentos de Selección correspondientes, en dólares 
constantes...” . La tasa  aprobada para los proyectos fue de 9%.
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Costo Convocatorias UPME 01 y 02 - 2003 (M$US Die. 2005)
Item Costa Bogotá Completo

Activos, construcción y montaje 301.95 166.36 468.31
Costos de financiación 13.67 7.98 21.65

AOM 49.00 25.07 74.06
Total 364.62 199.40 564.03

Cuadro 9.5: Valoración con el esquema de remuneración actual de las convocatorias UPME 01 y 02 
- 2003

Costo Convocatoria UPME 01 - 2005 (M$US Die. 2005)
Item Cantidad Costo unitario Costo Total

Modulo común 220 kV 2 3.08 6.2
Compensación reactiva 37,5 MVAr 220 kV 1 3.08 3.1
Bahía reactor 220 kV 1 1.03 1.0
Linea 220 kV doble circuito 294 0.19 56.9
Linea 220 kV circuito sencillo 76 0.13 9.5
Modulo de linea 10 1.37 13.7
Bahía de transferencia 2 1.94 3.9

Total inversión 94.3
AOM +  Costos Financieros 5.7

TOTAL 99.9

Cuadro 9.6: Valoración con el esquema de remuneración actual de la convocatoria UPME 01 - 2005.

Convocatoria
Valoración con el 

esquema de 
remuneración actual

Valor presente de 
los ingresos anuales 

esperados
% de diferencia

UPME-01-99 44.24 58.66 133%
UPME-02-99 12.91 19.65 152%

UPME-01-2003 199.40 120.44 60%
UPME-02-2003 364.62 215.51 59%
UPME-01-2005 99.93 43.82 44%

Cuadro 9.7: Comparación de la valoración de los proyectos de convocatoria
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9.2 . M od elos con  retornos co n sta n tes  a esca la

Las empresas de transmisión de energía eléctrica colombianas presentan grandes diferencias en 
la escala de trabajo. Para observar el efecto de la eficiencia de escala sobre la productividad total 
de las empresas se construyeron modelos DEA con retornos constantes a escala. Los resultados de 
estos modelos presentados en la tabla 9.8 muestran los porcentajes de AO&M con respecto a los 
activos eléctricos cuando se considera de manera simultanea la eficiencia técnica y de escala de estas 
empresas.

Empresa 1 - PCCor - Bahías 1 - PCCor - Config 2 - Bahías 2 - Config
DISTASA 2,42% 2,42% 2,42% 2,42 %

EEB 1,72% 1,52% 1,91% 1,91%
EEPPM 0,79% 0,80% 0,79% 0,76%

EPSA 0,90% 0,89% 0,90% 0,90%
ESSA 1,38% 1,38% 1,38% 1,38%
ISA 1,95% 1,95% 1,95% 1,95%

TRANSELCA 2,93% 2,83% 2,75% 2,75%

Cuadro 9.8: Resultados modelos con retornos constantes a escala

Estos resultados pueden dar información útil a las empresas sobre cuanto podrían mejorar su 
eficiencia en gastos de AO&M si incrementan su escala de operación hasta la escala óptima.
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9.3 . E m presa  efic ien te de tran sm isión  para el caso colom biano

A fin de tener algunas indicaciones sobre costos eficientes para prestar la actividad de transporte 
de energía se realizó el análisis que se presenta en esta sección.

9 .3 .1 . E stim a c ió n  d e  los co s to s  d e los in su m os

Los costos de los insumos se estimaran a partir de los costos de las unidades constructivas 
del sistema de interconexión nacional estipulados en la Resolución de la CREG 0026 de 1999. 
Adicionalmente, se consideran todos los elementos del sistema eléctrico del SIN según las bases de 
datos de la UP ME con el fin de calcular costos unitarios promedio.

Los costos C p (y )  relacionados con la tensión de transmisión, que varían con el pico de la potencia 
transmitida, se han estimado para la parte de la potencia que se transforma de 230 kV a 500 kV y se 
transm ite a la tensión de 500 kV. Se totaliza el costo correspondiente de las unidades constructivas 
de los transformadores y de las bahías de transformadores que los conectan al sistema de 500 kV y 
se divide por el total de la capacidad en MVA de los transformadores 230 kV/500 kV para obtener 
un costo promedio en US$/MVA.

Para estimar los costos Cl (V) relacionados con la tensión de transmisión, que varían con la 
distancia a la cual se transm ite la potencia, se ha tomado el costo total correspondiente a las 
unidades constructivas de las líneas de 230 kV y de 500 kV, separadamente, se les ha restado el 
costo total del material conductor eléctrico calculado de acuerdo con la sección en Mcm del cable 
correspondiente a la unidad constructiva y se les ha sumado el costo total de las subestaciones de 
230 kV y de 500 kV, respectivamente. El costo total resultante se ha dividido por el número total 
de kilómetros de líneas de 230 kV y de 500 kV, respectivamente para obtener finalmente los costos 
promedio en US$/km de “soporte de tensión” para 230 kv y 500 kv.

El costo del material conductor se ha estimado en dos formas; directamente mediante cotizaciones 
de algunos fabricantes de cable de aluminio reforzado con alma de acero o de aluminio, ACSR, 
ACAR, etc; indirectamente utilizando el valor de las unidades constructivas de líneas de transmisión 
y sus respectivos calibres de conductor eléctrico.

El costo de las pérdidas se ha estimado con base en la tendencia del precio de la potencia eléctrica 
en la bolsa de energía según información del Informe del Mercado de Energía de Junio 2006 de XM. 
Se han hecho los siguientes supuestos:

1. De acuerdo con la gráfica de precios promedio horarios de bolsa para los meses de mayo, junio 
y julio de 2006, se puede ver que la variación horaria del precio va desde 40$/kW h en las horas 
de la madrugada hasta 100$/ kWh en la hora pico a las 19 horas. Se ha tomado entonces un 
precio de 100$/kWh a las 19 horas para calcular el costo de las pérdidas de potencia en la 
hora pico.

2. La variación horaria de la demanda de potencia muestra un mínimo en las horas de la madru­
gada de aproximadamente el 40 % de la potencia en la hora pico, que ocurre igualmente que en 
el caso del precio de bolsa a las 19 horas. Además se observa una correlación muy grande entre 
la demanda horaria y el precio de bolsa horaria. Se ha supuesto que el precio de la bolsa y la 
demanda de potencia están perfectamente correlacionados, es decir, que son proporcionales.

3. Se ha supuesto que la curva de duración de demanda es la proxi lineal de acuerdo con la 
ecuación 1.2 con mínimo igual al 40% del máximo.

4. De acuerdo con la tendencia de crecimiento de la potencia pico mostrada en la gráfica corres­
pondiente del informe de XM se ha supuesto una tasa de crecimiento del 3 % anual.

126



5. Para el cálculo del valor presente del costo del las pérdidas de energía se ha tomado una vida 
útil de 25 años y una tasa de descuento del 9 % anual.

Las Tablas 9.9, 9.10 y 9.11 muestran la información básica utilizada para la estimación de los 
costos de transmisión.

Líneas 500 kV
Costo Total Sumatoria km Sumatoria MCM*km

889.631.683.169,37 1.449,36 3.971.265,60
Líneas 220 kV

Costo Total Sumatoria km Sumatoria MCM*km
2.566.063.770.356,06 10.440,11 13.159.050,10

Trafos 500/230 kV
Costo Total Capacidad Total MVA

156.029.281.759,10 4.560,00

Cuadro 9.9: Costos de líneas y trafos ($ de Die. 2004)

Tipo de Bahia Costo Total Cantidad
Línea 500 kV 124.876.370.785,12 16
Línea 220 kV 981.212.656.690,24 334
Trafo 87.103.705.556,69 19
Acople 49.567.173.472,12 27
Enlace 5.215.189.915,11 1
Seccionamiento 16.723.821.507,30 14
Transferencia 22.968.799.932,12 21
Compensación 56.323.507.552,75 31

Cuadro 9.10: Costos de bahías ($ de Die. 2004)

9 .3 .2 . C o sto s  d e tra n sm is ió n  en  C o lom b ia

La tabla 9.12 incluye los costos eficientes encontrados después de realizar el proceso de optimi­
zación del calibre del cable de conductor ACAR requerido para transm itir una demanda de P  MVA 
a una distancia de L  kilómetros utilizando los costos de referencia de las unidades constructivas 
estipulados por la CREG. Las funciones estimadas de costos de transmisión para los voltajes de 230 
kV y 500 kV, sin tener en cuenta los gastos AO&M, se presentan en las siguientes ecuaciones. Con 
base en dichas funciones de costos en la tabla 9.13 se presentan los costos óptimos encontrados para 
transm itir distintas potencias para las líneas de 500 kV y 230 kV.

C5oo(P ,L) US $ MVA USSkm , x
=  0,328 USS +168 — h 40 — (9.2)

donde P  está en MVA y L en km.
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Tipo Costo Cantidad Capacidad
Total

Bancos de condensadores 380.824.593,80 4 15
Bancos de reactores 32.112.186.995,86 14 700
Compensación capacitiva paralela (barra ppal +  transí.) 230 
kV 60 MVAR

12.169.336.840,22 5 300

Compensación capacitiva paralela (Int. y medio) 230 kV 72 
MVAR

13.914.733.022,62 4 288

Compensación capacitiva paralela (Anillo) 230 kV 20 MVAR 5.992.602.034,67 2 40
Compensación capacitiva paralela 230 kV 72 MVAR 3.478.683.255,66 1 72
Compensación reactiva ñja 500 kV 28 MVAR 1100 ohms 26.989.512.569,26 5 140
Compensación reactiva ñja 500 kV 28 MVAR 2200 ohms 28.945.476.088,06 5 140
Compensación reactiva maniobrable (barra ppal +  transí.) 230 
kV 20 MVAR

20.640.208.113,91 6 120

Compensación reactiva linea maniobrable 500 kV 20 MVAR 17.744.706.988,01 5 100
Compensación estática reactiva 84.603.168.176,09 1

Cuadro 9.11: Costos de bancos de condensadores y de reactores y compensaciones ($ de Die. 2004)

COSTO 230 kV 500 kV
Costo Conductor (US$/kA-km) 81.890,15 81.890,15
Costo Pérdidas (US$/kA.km) 81.890,15 81.890,15
Costo Soporte +  Subestaciones (US$/ km) 86.922,22 168.475,66
Costo Transf(500 kV/230 kV) US$/MVA 0 39.495,29

Cuadro 9.12: Costos de transmisión para el SIN
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Potencia Costos

100 MVA

Costo T ran sp o rte  p a ra  u n a  p o ten c ia  de  100 MVA

7.000

¡.000

■tf 5 . 0 0 0  
>

4.000 

í í  3.000

2. 2.000

® 1 .000  o

o o
1/ )

oo oo oo o
O

OO

----- 2 3 0 kV
----- 5 0 0 kV

Longitud (km)

Costo T ran sp o rte  p a ra  u n a  p o ten c ia  de  200 MVA

6.000

7  5.000

>  4 . IJUU -

3.000

2.000

o 1 OOÜ -

----- 2 3 0 kV
----- 5 0 0 kV

200 MVA

Longitud (km)

Costo T ran sp o rte  p a ra  u n a  p o ten c ia  de  500 MVA

5.000
4.500
4.000
3.500
3.000
2.500
2.000
1.500 
1.000

500 
0

----- 2 3 0 kV
----- 5 0 0 kV

Longitud (km)

500 MVA
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1000 MVA

Costo T ran sp o r te  p a ra  un a  p o tenc ia  de 1000 MVA

5.000
4.500 -
4.000
3.500 -
3.000
2 500 -
2  IJUL

1 000  -

------- 230 kV

------- 500 kV

L o n g i t u d  ( k m )

2000 MVA

Costo T ranspo rte  p a ra  u n a  p o ten c ia  de 2000 MVA

5.000 
=■ 4.500 - 
£  4.000 - 
&  3.500 - 
3  3.000 -
«  2.500 - 
=> 2 .0 0 0  -

o  1.500
Sí c
O  500 -

1.000  -

-------230 kV

-------500 kV

L e n g i t u d  ( k m )

Cuadro 9.13: Comparación costos líneas 220 kV y 500 kV

9 .3 .3 . E m p resa  m o d e lo  p ara  e l ca so  co lo m b ia n o

Del análisis realizado se puede hacer la siguiente descripción para el diseño óptimo de una 
empresa de transmisión colombiana:

1. Relación óptima de calibre de conductor ACSR, ACAR sobre corriente pico:

M C M  
2  A

2. Porcentaje óptimo de pérdidas por km de distancia de la potencia transmitida:

0,127%/fcm para 230 kV
0,027%/fcm para 500 kV

3. Finalmente en la siguiente figura se presenta el nivel de voltaje óptimo en función de la potencia 
y la distancia.
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Capítulo 10

Conclusiones

La regulación económica de las actividades monopólicas presenta algunos problemas para el 
regulador debidos a las limitaciones en la información necesaria para determinar combinaciones efi­
cientes de factores (inversión, gastos AO&M), que minimicen los costos de producción y garanticen 
el cumplimiento de los criterios de calidad establecidos. De ahí la importancia de emplear técnicas de 
benchmarking, pues éstas permiten establecer estándares de eficiencia mediante la comparación de 
empresas. Existen diferentes metodologías para la medición de eficiencia de las firmas con relación 
a una frontera eficiente, en este proyecto se emplearon Análisis Envolvente de Datos (DEA por sus 
siglas en inglés) y Análisis de Frontera Estocástica (SEA por sus siglas en inglés), pues estos han 
tenido un importante desarrollo y aplicación.

A nivel de la transmisión la aplicación de estas metodologías ha sido limitada a causa del re­
ducido número de empresas que operan en los países. En la literatura internacional revisada se 
encontró un estudio de aplicación del concepto de benchmarking con el objetivo de estimar los 
costos eficientes de las actividades de administración, operación y mantenimiento para empresas de 
transmisión. Se sabe de un trabajo adelantado por la CIER para comparar el desempeño de las 
empresas transportadoras que operan en los países miembros.

En este Estudio se revisaron en detalle la definición y métodos de regulación empleados en di­
ferentes países para la actividad de transmisión. También se revisaron informes financieros y de 
operación de diferentes empresas, que operan en sistemas de países principalmente europeos. Se 
encontró un rango de gastos entre 3.52% y 11.72%, como porcentaje de los activos eléctricos valo­
rados a partir del valor en libros y la depreciación acumulada. A manera de comparación se realizó el 
mismo análisis con el mismo tipo de información para 3 empresas nacioanales obtniendose valores 
de 9.76, 14.63 y 26.70 de porcentaje de gastos de AO&M. Desafortunadamente, la imposibilidad de 
diferenciar en los gastos operacionales la actividad de transmisión de otras actividades que desa­
rrollan estas empresas, así como la diversidad de la infraestructura eléctrica reportada hacen difícil 
utilizar estos valores como referentes para la remuneración de costos AO&M de las empresas que 
operan en el Sistema de Transmisión Nacional (STN).

Debido a que las estimaciones de fronteras de producción eficientes son una extensión de las 
estimaciones de funciones de producción microeconómicas, en este trabajo se partió de una defini­
ción microeconómica de la actividad de transmisión y se concibió un modelo teórico, en el cual el 
producto de la firma está representado por la energía transportada con niveles de calidad adecua­
dos, y los insumos son los activos eléctricos y no eléctricos y los gastos de AO&M. La forma en 
que son combinados estos factores obedecen a una función de producción de tipo Cobb-Douglas.
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Adicionalmente, se consideraron algunas variables de entorno, puesto que las empresas operan en 
medios diferentes que pueden producir restricciones en la forma en que se combinan los factores o 
afectar la productividad de la firma.

Debido a que no se cuenta con información sobre la energía real transportada por las empresas, 
para la construcción de las fronteras eficientes, se asumió que la salida o potencia entregada es una 
demanda derivada que está más allá del control de la firma, pero que debe ser suministrada con 
índices de calidad o de disponibilidad adecuados. En consecuencia, la eficiencia técnica mediría la 
habilidad de la firma para suministrar esta unidad de salida “calificada” , con cantidades mínimas de 
entrada (activos de capital, gastos de administración, operación y mantenimiento). Esta concepción 
fue adaptada según las técnicas empleadas para la construcción de la frontera.

Para representar la complejidad de los sistemas de transmisión se construyeron una serie de 
variables, tales como, configuración de subestaciones, número de bahías por subestación, número de 
subestaciones por kilómetro y área de operación de las empresas. Es importante señalar que no fue 
posible construir una variable que representara las implicaciones de las diferencias de accesibilidad 
a las redes y equipos sobre los gastos de AO&M. Con relación a los niveles de contaminación no se 
incluyó el nivel ceráunico por considerarse que ésta es una variable que se debe tener en cuenta en el 
diseño y, adicionalmente, porque no se tiene disponible para todas las líneas y subestaciones del STN.

En el caso de DEA se construyeron dos conjuntos de modelos orientados a entradas (con va­
riables en unidades físicas y en unidades monetarias), para medir la eficiencia en la combinación 
de gastos AO&M y ANE. Es decir, para un nivel dado de disponibilidad, cantidad de conductor, 
MVAkm y variables de entorno, se califica como eficiente a aquella entidad que presente el mínimo 
nivel de AO&M y de ANE. Se asume entonces que las empresas tienen control o discrecionalidad 
sobre los gastos de administración, operación y mantenimiento, sus activos no eléctricos (ANE), y la 
disponibilidad que presentan sus redes. Las variables de entorno como la complejidad y la corrosión 
se consideraron variables de salida del sistema para evidenciar, en el primer caso, la dificultad en 
la operación y el mantenimiento debido a las diferencias en cantidad, localización y configuración 
de las redes y equipos y, en el segundo caso, el efecto de mayores niveles de contaminación en los 
costos AO&M para las empresas sometidas a estos ambientes.

De todas las variables de complejidad construidas y evaluadas se recomienda emplear la variable 
que representa la configuración de las subestaciones puesto que da una mayor discriminación entre 
empresas, aunque ésta no es muy significativa debido al poco peso que el modelo DEA le asigna a 
dicha variable. Como consecuencia, sería interesante emplear modelos DEA con pesos asignados a es­
ta  familia de variables por un comité de expertos (esto es igualmente válido para cualquier variable).

Los resultados de las formulaciones DEA en unidades físicas y monetarias fueron en general con­
sistentes. Tomando como referencia el modelo f-PCCor-Config, se encontró que las empresas que 
se encuentran en los extremos, ISA y DISTASA, son consistentemente evaluadas contra sí mismas, 
puesto que en la muestra no se encuentra ninguna empresa de características similares. En todos 
los modelos, las empresas integradas (EEPPM, EPSA, ESSA) mostraron bajos niveles de eficiencia 
relativa. Con relación a los niveles de AO&M eficiente como porcentaje del activo eléctrico, las 
empresas pueden dividirse en dos grandes grupos: las empresas no integradas (ISA, EEB, TRAN­
SELCA y DISTASA) que obtuvieron un AO&M promedio entre 1.95% y 3.47%; y las empresas 
integradas (EEPPMM, EPSA y ESSA) que obtienen un porcentaje promedio de AO&M inferior a 
2 %.
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Los resultados obtenidos con los modelos DEA llevan a pensar que la remuneración de los cos­
tos de AO&M puede realizarse diferenciando por empresas, ya que éstas presentan estructuras y 
entornos muy diferentes. Como información útil para las empresas con relación a los porcentajes de 
AO&M eficiente se construyeron modelos DEA con retornos constantes a escala, esto es, modelos 
que tienen en cuenta en la medición de la eficiencia el tamaño óptimo de la empresa. En este punto 
vale la pena recordar que los porcentajes de AO&M obtenidos no consideran algunos gastos como 
impuestos locales, pensiones y atentados que fueron excluidos para homogeneizar la muestra y que 
es decisión del regulador tenerlos en cuenta para la remuneración de AO&M a las empresas.

En el caso de SEA se hizo un análisis de la actividad de transmisión completa, siguiendo la con­
cepción de la función de producción de la actividad de transmisión. Se intentó utilizar una función 
tipo Cobb-Douglas, sin embargo, se lograron mejores ajustes como una función semilogarítmica. Se 
corrieron una serie significativa de modelos, con los insumos en variables físicas y monetarias y con 
una única salida. Para los insumos se utilizaron los dos primeros componentes principales que en 
ambos casos explicaron mas del 99 % de la variabilidad de los activos eléctricos, los no eléctricos y 
los AO&M. Los resultados arrojan información relevante sobre el comportamiento relativo de las 
empresas. En el extremo inferior de desempeño se situó DISTASA, debido a la baja cantidad rela­
tiva de salida para los altos insumos relativos utilizados para esta tarea. Esto lleva a concluir que la 
escala de trabajo de esta empresa le impide obtener ahorros que sí logran conseguir otras empresas 
como ISA o TRANSELCA, las cuales presentan niveles de desempeño más altos. También se puede 
extraer información importante sobre el efecto de las variables de entorno, como la corrosión. Es 
claro que el desempeño de una empresa como TRANSELCA se ve afectado negativamente si no 
se toma en cuenta la corrosión. Desafortundamente, al no poder incluir ninguna de las variables 
propuestas para representar la complejidad no se pueden extraer conclusiones sobre el efecto que 
esta familia de variables tiene en la eficiencia de las empresas.

En este trabajo se realizó un esfuerzo significativo para identificar, depurar y completar la in­
formación disponible para estos análisis. La colaboración de las empresas para la desagregación de 
costos por actividades de la cadena de la industria eléctrica fue importante. Además de los resul­
tados de la aplicación de técnicas para construcción de fronteras eficientes, en este documento se 
incluyen una serie de indicadores que miden el desempeño de las empresas y que fueron construidos 
a partir de la información depurada por el equipo de investigación.

Pese a las pocas referencias internacionales de estudios exitosos, a la reducida muestra de em­
presas en esta actividad (7) y la alta heterogeneidad y a las conclusiones o evaluaciones de algunos 
estudios que consideraron poco factible la utilización de métodos como DEA y SEA para estimar 
fronteras eficientes para la transmisión de energía eléctrica y los gastos de AO&M, en este proyecto 
se agotaron todas las posibilidades para construir una base de modelos que le permita al regulador 
establecer comparaciones de eficiencias entre empresas dedicadas a la actividad de transmisión de 
electricidad, con resultados importantes y esperamos útiles para el regulador. Estamos convencidos 
que las decisiones del regulador deben sustentarse en estudios y herramientas técnicas objetivas y 
los modelos son un apoyo fundamental para tal propósito.
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A péndice A

Algunos artículos relevantes

A .I . “B enchm ark ing  and In cen tive  R eg u la tio n  o f Q uality  o f  Servi­
ce: A n  A p p lica tio n  to  th e  U K  E lectr ic ity  D istr ib u tio n  U tilit ie s” - 
D ecem b er 2003. D e D im itros G iannakis, Tooraj Jam asb  y  
M ichael P o llitt  [25]

Este artículo es uno de los más recientes sobre el tema. En el se discuten las herramientas y las 
variables que han sido más utilizadas en estudios de eficiencia del área de distribución eléctrica , 
además de una breve discusión de los distintos esquemas de regulación que han sido propuestos a 
lo largo del tiempo. Se señala que no hay consenso en la comunidad con relación a cuales variables 
describen más adecuadamente la operación de agentes de distribución .

Uno de los aspectos más sobresalientes del estudio es que demuestra, a través de un estudio 
de 14 Operadores de Redes de Distribución del Reino Unido, que no hay una correlación positiva 
entre los agentes que reciben altas evaluaciones en modelos de eficiencia que incluyen variables de 
costos y no incluyen variables relacionadas con la calidad del servicio y aquellos que reciben una 
alta calificación cuando se incluyen ambos tipos de variables.

En este trabajo emplearon varios modelos DEA del tipo CCR bajo retornos constantes a escala 
y usaron distintos juegos de variables y además hicieron estudios de productividad usando índices 
de Malmquist.

Entre las variables empleadas en este estudio están:

■ Gastos Operacionales (costos controlables sin incluir depreciación, inversión e impuestos)

■ Gastos Totales (suma de los operacionales , inversión y gastos de capital)

■ Número Total de Clientes

■ Unidades de energía entregadas

■ Longitud de la red del operador

■ Calidad del Servicio medido por: continuidad del suministro, número y duración de las fallas, 
calidad comercial del servicio, calidad del voltaje en términos de frecuencia, amplitud, y forma 
de la onda (armónicos)
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A .2. “E fficiency and b en ch m arkin g stu d y  o f  th e  N S W  d istr ib u tion
b u sin esses” - L ondon E conom ics - Feb 1999 [31]

Es probablemente el estudio más completo hecho sobre eficiencia en gastos de AOM en el campo 
de Redes de Distribución Eléctrica. Usan una muestra de 219 distribuidores de Australia, Nueva 
Zelanda, Inglaterra y Gales y Estados Unidos De todos los modelos ensayados escogieron el que 
sigue:

■ Entradas: longitud de red, capacidad de transformación, y gastos operacionales y de mante­
nimiento.

■ Las salidas: energía entregada, demanda pico y número de clientes. Se supone que con esos 
datos implícitamente se da la mezcla de tipos de clientes. Factores ambientales tales como 
densidad de clientes, densidad de carga, carga del sistema y mezcla de clientes los captura el 
modelo.

Se hicieron muchos análisis de sensibilidad respecto de a cambios de los distribuidores eficien­
tes, variables controlables o no, metodología de modelaje, tasa de cambio PPP, la frontera entre 
transmisión y distribución. Exclusión de Outliers potenciales.

Las características principales de estos modelos son:

■ Permiten substitución.

■ Emplearon DEA y Frontera Estocástica como metodología de Comparación para determinar 
Eficiencias.

■ Calcularon Indicadores de Productividad basados en índices de Malmquist .

■ Hacen ajustes a los índices de eficiencia con respecto a variables ambientales empleando una 
metodología de dos etapas la cual usa una regresión Tobit de los indicadores de eficiencia DEA 
vs. las variables ambientales importantes.

A pesar de lo que dice la teoría de monopolios usan una frontera de retornos variables con el 
argumento de que a corto plazo (subperíodos regulatorios) los agentes no pueden cambiar su red de 
manera significativa para eliminar ineficiencias de escala.

Hubo problemas en la uniformización de los datos como por ejemplo con la longitud de la red 
ya que algunos agentes usan kilómetros de circuitos y otros kilómetros de distancia entre puntos de 
red.

A .3. “Fronteras de eficiencia , m eto d o lo g ía  para la  d eterm in ación
del valor agregado de d istr ib u c ión ” , C hile, 2003. R . Z anhueza  
[44] [43]

En este documento de tesis se hace una revisión detallada de todos los métodos para remunerar 
empresas de distribución de energía eléctrica. En esta revisión, se evalúan las experiencias y las 
ventajas y desventajas de los metodologías de benchmarking.

Para modelar tecnologías de distribución de electricidad es necesario especificar las variables 
de entrada y salida del modelo así como otros factores (ambientales) relevantes. En general, las 
características básicas de un sistema de distribución y las tecnologías que se utilizan en ellos son
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casi las mismas alrededor del mundo, sin embargo, en los estudios de eficiencia comparativa se han 
adoptado diferentes variables de entrada y salida. Lo anterior refleja la falta de consenso en como 
estos sistemas deben ser utilizados. Por ejemplo, una variable utilizada como entrada en un estudio 
puede ser tomada en otro como una salida. Lo más importante finalmente a tener en cuenta es que 
las variables que se escojan para participar en el modelo puedan ser explicadas en alguna medida 
por los datos.

A .4. “P ro d u ctiv e  efficiency in e lec tr ic ity  tran sm ission  and d istr i­
b u tion  sy stem s” - S ep tem b er 1994. M ichael G P o llitt  [40]

Este estudio fue el primero en evaluar la eficiencia productiva en empresas de Transmisión y 
Distribución tanto de propiedad del estado como empresas privadas. Intenta obtener una respuesta 
sobre la hipótesis “si existe diferencia en la eficiencia relativa entre las empresas de propiedad privada 
y las empresas propiedad del estado” . La investigación apunta a permitir establecer si puede ser 
esperado una disminución de costos como consecuencia de la privatización. Para ésta la evaluación se 
utilizó las metodologías DEA (Data Envelopment Analysis) y OLS (ordinary least squares regression 
analysis)

La evaluación incluye 129 empresas de transmisión de LIS (23 publicas y 106 privadas) y 145 
empresas de distribución (136 de LIS, 9 de LTK, de las cuales 119 privadas y 26 publicas). Las 
variables incluidas la evaluación de las empresas de transmisión y distribución se presentan en la 
Tabla A.4:

Transm isión D istribución

Número de empleados 
Longitud redes Transmisión (Km)

Capacidad de Transformación (MVA)

Nivel de voltaje (kV)

Carga Pico (MW)

Energía neta transm itida (millones de KWH) 

Costos 0  y M (miles de dólares)

Ventas residenciales (millones de kwh)

Total de ventas de energía (millones de kwh) 

Número de clientes 

Longitud Circuitos (Km)

Carga pico (MW)

Área de Servicio

Costo de trabajo (labour cost)

Costo de Operación y mantenimiento (0  y M cost) 

Longitud circuitos subterráneos (Km)

Longitud circuitos aéreos (Km)

Número de empleados

Capacidad de transformación (MVA)

Cuadro A.I: Variables empleadas en Pollitt 94
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Apéndice B

Definición de la actividad de 
transm isión a nivel internacional

B .l .  A rgen tin a

Argentina desarrolló un enfoque funcional de transmisión mediante el concepto de la Función 
Técnica de Transporte (FTT), que corresponde al servicio de vinculación que cumplen las insta­
laciones eléctricas que forman parte del Sistema Argentino de Interconexión - SADI, o las que 
están conectadas a éste (sin distinción del propietario), en cuanto a que comunican físicamente a 
compradores con vendedores entre sí y con el Mercado Eléctrico Mayorista.

Sin embargo, la FTT no es llevada a cabo sólo por los transportistas1, sino que cualquier agente 
puede convertirse en prestador de la FTT. Es decir, si en la red propia de un generador, de un gran 
usuario o de un distribuidor, se conecta algún generador, un gran usuario o distribuidor, esta red 
también cumple la F T T 2.

Tal como se ilustra en las definiciones siguientes, extraídas del contrato de concesión de TRAN­
SENER, existe un vínculo estrecho entre la definición de la actividad de transmisión y el sistema 
de transmisión:

■ Servicio público de transporte de energía eléctrica: es la actividad de vincular eléctricamente a 
los generadores en su punto de entrega, con los distribuidores o grandes usuarios en su punto 
de recepción, utilizando para ello instalaciones propiedad de transportistas o de otros agentes 
del mercado eléctrico mayorista.

■ Servicio público de transporte de energía eléctrica en alta tensión: es la actividad de transportar 
energía eléctrica entre regiones eléctricas por medio del sistema de transporte de energía 
eléctrica en alta tensión, en los términos que determine el contrato.

■ Servicio público de transporte de energía eléctrica por distribución troncal: es la actividad 
de transportar energía eléctrica por medio del sistema de transporte de energía eléctrica por 
distribución troncal, en los términos de su respectivo contrato de concesión.

■ Sistema de transporte de energía eléctrica en alta tensión: es el conjunto de instalaciones de 
transmisión, de tensión igual o superior a 2 2 0  kV, que incluye el equipamiento de compensa­
ción, transformación, maniobra, control y comunicaciones, tanto el existente como el que se

1Los transportistas son los agentes que vinculan eléctricamente la dem anda con la generación.
M odas las instalaciones que cum plen la F T T  están sometidas al principio de libre acceso.
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incorpore como resultado de ampliaciones efectuadas en los términos del reglamento de acceso, 
destinado a la actividad de transportar energía eléctrica entre regiones eléctricas.

■ Sistema de transporte de energía eléctrica por distribución troncal: es el conjunto de insta­
laciones de transmisión en tensión igual o superior a 132 kV y menor a 400 kV, destinadas 
a vincular eléctricamente en el ámbito de una misma región eléctrica a los generadores, los 
distribuidores, y los grandes usuarios, entre sí, con el sistema de transporte de energía eléctri­
ca en alta tensión o con otros sistemas de transporte de energía eléctrica por distribución 
troncal. Las instalaciones mencionadas incluyen el equipamiento existente de compensación, 
transformación, maniobra, control y comunicaciones, y el que se incorpore como resultado de 
ampliaciones efectuadas en los términos del reglamento de acceso.

■ Transportista independiente: es el propietario y operador de instalaciones de transporte de 
energía eléctrica, que bajo las condiciones establecidas por una licencia técnica otorgada por 
una transportista en los términos del reglamento de acceso, pone a su disposición dichas 
instalaciones, sin adquirir por ello el carácter de agente del MEM.

B .2 . B rasil

El sistema de transmisión y las redes de transmisión en Brasil, se definen teniendo en cuenta 
el enfoque de nivel de tensión, aunque se tienen en cuenta algunas consideraciones relacionadas 
con la funcionalidad de las redes, como se muestra en las siguientes definiciones extraídas de los 
Procedimientos de redes (documentos elaborados por el Operador Nacional del Sistema - ONS con 
participación de los agentes) y la Agencia nacional de Energía Eléctrica - ANEEL:

■ Sistema de transmisión: instalaciones y equipos de transmisión considerados integrantes de la 
red básica, bien como conexiones o demás instalaciones de transmisión, pertenecientes a un 
concesionario de transmisión.

■ Red básica: red de líneas de transmisión y subestaciones pertenecientes al sistema interconec- 
tado nacional, con tensión igual o superior a 230kV.

■ Red complementaria: red fuera de los límites de la red básica, cuyos fenómenos tienen influencia 
significativa en esta.

■ Red de operación: unión de la red básica, la red complementaria y las unidades de generación 
sometidas a despacho centralizado.

■ Red de Supervisión: red de operación y otras instalaciones cuyo monitoreo, mediante un sis­
tema de supervisión, es necesario para la simulación y toma de decisiones, en tiempo real por 
el ONS, relativas a la red de operación.

■ Red de Simulación: red necesaria de representar, para que los estudios y análisis de fenóme­
nos en la red de operación presenten resultados con el grado de precisión requerido para la 
definición de directrices y procedimientos para operación de la red de operación.

B .3 . C hile

Los ajustes recientes al marco regulatorio de la transmisión en Chile3 establecen la siguiente 
definición para la actividad de transmisión, la cual sigue basada en el nivel de tensión.

3Ver Ley 19.940 de marzo de 2004
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■ Sistema de transmisión o de trasporte de electricidad. Es el conjunto de líneas y subestaciones 
eléctricas que forman parte de un sistema eléctrico, en un nivel de tensión nominal al que 
se disponga en la norma técnica, y cuya operación deberá coordinarse. En cada sistema de 
transmisión se distinguen: (i) el “sistema de transmisión troncal” , (ii) el “sistema de sub- 
transmisión” y (iii) el “sistema de transmisión adicional” .

■ Cada sistema de transmisión troncal está constituido por líneas y subestaciones económica­
mente eficientes y necesarias para abastecer toda la demanda bajo escenarios de disponibilidad 
y previendo contingencias y fallas, con la calidad y seguridad establecidas. La características 
que deben cumplir las instalaciones de los sistemas de transmisión troncal son: (i) Mostrar 
variabilidad relevante en los flujos de potencia, (ii) tener tensión nominal superior a 2 2 0  kV, 
(iii) la magnitud del flujo en las líneas no debe estar determinado por un número reducido de 
consumidores, ni corresponder a un único cliente, ni corresponder al de una única central o 
grupo reducido de centrales generadoras. No obstante, se incluyen las instalaciones interiores 
requeridas para asegurar la continuidad.

■ Cada sistema de sub-transmisión está constituido por las líneas y subestaciones dispuestas 
para el abastecimiento de grupos de consumidores finales, territorialmente identificables, lo­
calizados en áreas de concesión de distribución.

■ Los sistemas de transmisión adicionales están constituidos por las instalaciones destinadas al 
suministro para usuarios no regulados, o a la inyección de potencia de generadores eléctricos.

B .4 . E cuador

Las normas determinan que la capacidad de transmisión incluye la de transformación y el acceso 
a toda otra instalación o servicio que el CONELEC determine, siempre y cuando esas instalaciones 
sean necesarias para la prestación del servicio respectivo. La actividad de transmisión es desarrollada 
a escala nacional por la empresa única de transmisión en los términos fijados en la Ley y en los 
reglamentos y procedimientos. Los activos de propiedad del Estado que fueron entregados a la 
Empresa Unica de Transmisión (TRANSELECTRIC) comprenden las líneas y subestaciones de 
transmisión del Sistema Nacional Interconectado, así como las estructuras, terrenos, instalaciones y 
bienes en general, directamente relacionados a la transmisión. Las siguientes disposiciones permiten 
identificar la definición adoptada en Ecuador para la actividad de transmisión en el contexto del 
presente estudio:

■ Línea de transmisión: es un tram o radial entre dos subestaciones consistente en unos conjuntos 
de estructuras, conductores y accesorios que forman una o más ternas de conductores diseñadas 
para operar a voltajes mayores de 90 kV. Las líneas de transmisión son de propiedad de la 
empresa única de transmisión.

■ Líneas de sub-transmisión: son uno o más tramos de conjuntos de estructuras, conductores 
y accesorios que forman una o más ternas de conductores diseñadas para operar a cualquier 
voltaje, incluso los que son mayores de 90 kV, ya sea en forma radial o como anillos, cuyo 
papel principal es enlazar subestaciones de distribución. Las líneas de sub-transmisión son 
de propiedad de las concesionarias de distribución quienes están obligadas a permitir el libre 
acceso a ellas por parte de cualquier usuario que lo solicite, siempre que este acceso esté dentro 
de los límites técnicos establecidos.
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■ Subestación de transmisión: es un conjunto de equipos de conexión y protección, conductores 
y barras, transformadores y otros equipos auxiliares que están conectados a una o más líneas 
de transmisión. Pueden incluir equipos de protección para líneas de voltajes inferiores a 90 kV 
pero no deben incluir ninguna porción de dichas líneas.

■ Línea de interconexión: es un tramo radial entre una planta de generación y una subestación 
de transmisión consistente de un conjunto de estructuras, conductores y accesorios que forman 
una o más ternas de conductores diseñadas para operar a cualquier voltaje, incluso los que 
son mayores de 90 kV y cuya función es la de transm itir la energía producida por la planta 
de generación a la subestación de transmisión.

■ Transmisor: empresa titular de la concesión para la prestación del servicio de transmisión y la 
transformación de la tensión vinculada a la misma, desde el punto de entrega por un generador 
o un auto-productor, hasta el punto de recepción por un distribuidor o un gran consumidor.

■ Sistema Nacional de Transmisión de Energía Eléctrica - SNT: corresponde al conjunto de insta­
laciones de transmisión del SNI, incluyendo el equipamiento de compensación, transformación, 
protección, maniobra, conexión, control y comunicaciones, tanto existentes como aquellas que 
se incorporen como resultado de expansiones efectuadas en los términos del Plan de Expansión 
aprobado por el CONELEC4, destinadas al servicio público de transporte de energía eléctrica, 
operado por la empresa única de transmisión.

■ Servicio de transporte de energía eléctrica: es la actividad que tiene por objeto vincular eléctri­
camente a las instalaciones de los diferentes agentes del MEM o los nodos de interconexión 
internacional, utilizando para ello instalaciones propiedad del transmisor, de un distribuidor 
o una línea de interconexión dedicada.

De acuerdo con el diagrama unifilar que determina los activos transferidos a TRANSELECTRIC, 
es decir el sistema nacional de transmisión, la definición de la actividad está determinada por el 
nivel de voltaje.

B .5 . N u eva  Z elanda

La definición de la actividad de transmisión en Nueva Zelanda está dada en los siguientes ele­
mentos:

■ Transmisión: Transferencia de electricidad desde las centrales de generación a través de la 
red de transmisión de Nueva Zelanda por medio de conductores sobre torres hasta los puntos 
donde ésta puede ser distribuida a los usuarios.

■ Envío de energía eléctrica desde los productores a los distribuidores y a los usuarios directos, 
y la operación, mantenimiento y desarrollo de los activos tal como es requerido para asegurar 
que el envío se alcanzará en el largo plazo. Incluye el suministro de servicios que mejoren 
la eficiencia, incluyendo la operación de SVC ( “static var compensators”) y “energy storage 
devices” .

Se aprecia una novedad y es que involucra el concepto de asegurar el transporte de energía en 
el largo plazo.

4CONELEC es el ente regulador del mercado eléctrico ecuatoriano.
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B .6 . P erú

Las siguientes definiciones contenidas en la normatividad peruana ilustran los criterios adoptados 
en el país para definir la actividad de transmisión.

■ Sistema Interconectado: Conjunto de líneas de transmisión y subestaciones eléctricas conecta­
das entre sí, así como sus respectivos centros de despacho de carga, que permite la transferencia 
de energía eléctrica entre dos o más sistemas de generación.

■ Sistema de Transmisión: Se refiere al conjunto de líneas eléctricas con tensiones nominales 
superiores a 35 kV, subestaciones y equipos asociados, destinados al transporte de energía 
eléctrica;

■ Sistema Principal de Transmisión (SPT): Es la parte del sistema de transmisión, común al con­
junto de generadores de un Sistema Interconectado, que permite el intercambio de electricidad 
y la libre comercialización de la energía eléctrica.

■ Sistema Secundario de Transmisión (SST): Es la parte del sistema de transmisión destinado a 
transferir electricidad hacia un distribuidor o consumidor final, desde una Barra del Sistema 
Principal. Son parte de este sistema, las instalaciones necesarias para entregar electricidad 
desde una central de generación hasta una barra del Sistema Principal de Transmisión.

■ El Ministerio de Energía y Minas califica los Sistemas de Transmisión, utilizando los siguientes 
criterios:

• El SPT permite a los generadores comercializar energía y potencia en cualquiera de sus 
barras;

• El SPT sólo puede ser propiedad de las empresas de transmisión;

• Los SST permiten a los generadores transportar su energía desde las centrales generadoras 
al SPT, así como también transportar la energía desde el SPT hacia las cargas.

■ Adicionalmente, se establecen las siguientes condiciones para la calificación del sistema prin­
cipal de transmisión:

• Deberá comprender instalaciones de alta o muy alta tensión;

• Deberá permitir el flujo bi-direccional de energía;

• Cuando el régimen de uso de los sistemas no permite identificar responsables individuales 
por el flujo de las líneas, éstas hacen parte del SPT.

B .7 . V en ezuela

En razón de las características físicas de la red actual, la propiedad pública que predomina, y los 
principios generales de la reforma, enunciados en el Decreto con Rango y Fuerza de Ley del Servicio 
Eléctrico expedido en 1999, es previsible que el sistema de transmisión nacional sea definido a partir 
del criterio de nivel de voltaje.

Las disposiciones básicas para construir la definición, se presentan a continuación:
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■ La actividad de transmisión de electricidad deberá realizarse bajo los principios rectores de 
unidad del servicio para todo el territorio nacional, de coherencia en su operación por el Centro 
Nacional de Gestión del Sistema Eléctrico, de independencia respecto a la acción de los agentes 
del Servicio Eléctrico Nacional, de autonomía en cuanto a su operación y administración, y 
de no intermediación en las transacciones del mercado.

■ Los agentes de transmisión del Sistema Eléctrico Nacional deberán acatar las instrucciones del 
Centro Nacional de Gestión del Sistema Eléctrico en cuanto a la operación de sus instalaciones 
y la programación de su mantenimiento.

■ Los generadores, los distribuidores y los grandes usuarios que requieran conectarse directa o 
indirectamente a la red de transmisión deberán realizar las obras necesarias para la conexión 
de sus instalaciones y cumplir con las normas que establezca, a ese efecto, la Comisión Nacional 
de Energía Eléctrica.

■ La expansión del Sistema de Transmisión se realizará de acuerdo con el Plan de Desarrollo 
del Servicio Eléctrico Nacional y estará abierta a todos los inversionistas.

B .8 . C olom bia

La definición de la actividad de transmisión en Colombia está determinada por el criterio de 
nivel de tensión, tal como lo ilustran las siguientes disposiciones regulatorias.

■ Transmisión: Actividad consistente en el transporte de energía por líneas de transmisión, y la 
operación, mantenimiento y expansión de sistemas de transmisión, ya sean nacional o regional.

■ Sistema de Transmisión Nacional: Es el sistema interconectado de transmisión de energía 
eléctrica compuesto por el conjunto de líneas, con sus correspondientes módulos de conexión, 
que operan a tensiones iguales o superiores a 2 2 0  kV.

■ Activos de Uso del STN: Son aquellos Activos de transmisión de electricidad que operan a ten­
siones iguales o superiores a 220 kV, son de uso común, se clasifican en Unidades Constructivas 
y son remunerados mediante Cargos por Uso del STN.

■ Servicio de Transporte de Energía Eléctrica en el STN: Es el servicio de transmisión de energía 
que se presta a través de los Activos de Uso del STN.

■ Transmisor Nacional (TN): Persona jurídica que opera y transporta energía eléctrica en el 
Sistema de Transmisión Nacional o que ha constituido una empresa cuyo objeto es el desarrollo 
de dichas actividades.
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Apéndice C

Información internacional

En este anexo se presenta en detalle el análisis de las estructuras de costos realizado a fin de 
determinar la participación de los gastos de AO&M en estos gastos, para de las empresas observadas.
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C .l .  R egu lación  de la  calidad  en  s istem a s de tran sm isión  en  d istin to s  países

ARGENTINA BRASIL CHILE COLOMBIA
Enfoque regula- 
torio

Regulación vía contrato de con­
cesión

Regulación vía contrato de con­
cesión • Normas de aplicación general 

(Reglamento de la Ley Ge­
neral de Servicios Eléctricos). 
Para transmisión la Superin­
tendencia establece paráme­
tros

• Los clientes pueden exigir ca­
lidad superior pero pagan sus 
costos

Normas de aplicación general 
expedidas por la CREG

Variable recto­
ra de la calidad

Disponibilidad del equipamien­
to de transporte, conexión y 
transformación

Disponibilidad de equipos de 
transporte y transformación

Enfoque integral de calidad del 
suministro, separado entre sis­
temas de generación, transpor­
te y distribución.

Disponibilidad de Activos de 
conexión, bahías de línea, 
bahías de transformación, auto 
transformadores, bahías y 
módulos de compensación, y 
circuitos

Atributos con­
siderados • Número de salidas forzadas

• Duración de la indisponibili- 
dad

• Sobre costos que producen las 
indisponibilidades

• Número de interrupciones
• Duración de las interrupciones

• Número de salidas forzadas
• Duración de la indisponibili- 

dad

• Número de salidas forzadas
• Duración de la indisponibili- 

dad
• Sobrecostos de generación

Entes que inter­
vienen

CAMMESA clasifica líneas por 
tipos en función de sobre costos 
que producen las fallas y lleva 
la contabilización

ANEEL-SFE-Empresas Superintendencia define 
parámetros y controla su 
cumplimiento

CND que contabiliza indispo­
nibilidades y ASIC que liquida 
compensaciones



Criterios para 
la definición de 
las sanciones/- 
premios

• Diferenciales entre tipos de 
líneas

• Salidas que coloquen el siste­
ma en riesgo dinámico tienen 
sanción más costosa

• Sanciones por reducciones de 
capacidad de transporte debi­
das a salida de equipo son pro­
porcionales a dicha reducción

• Sanciones proporcionales a las 
remuneraciones

• Existen premios por exceder 
estándares de calidad

Son verificadas las actividades 
técnicas de las concesionarias 
como planificación, operación y 
mantenimiento del sistema y los 
aspectos relacionados a la segu­
ridad de las instalaciones

La SEC determina el dimensio- 
namiento de las fallas generali­
zadas en el funcionamiento del 
sistema eléctrico, la alteración 
de la regularidad, continuidad, 
calidad o seguridad del servi­
cio respectivo, cuando van más 
allá de los estándares permiti­
dos por las normas, y las accio­
nes que afectan a la generalidad 
de los usuarios o clientes abas­
tecidos por el transmisor

• Compensaciones a usuarios de 
la red (activos de uso)

• Asignación de sobre costos de 
generación por indisponibili- 
dad de conexiones

• No existen premios por exce­
der estándares

Límite a las 
sanciones

Sanciones no pueden superar 
50 % del ingreso mensual ni 1/6 
del ingreso anual

Definición y aplicación de pena- 
lizaciones para los casos en que 
el servicio no alcanza el nivel 
mínimo de calidad exigido

Se penaliza al infractor con 
multas de hasta 10 mil Unida­
des Tributarias anuales, depen­
diendo el efecto de la interrup­
ción del suministro eléctrico so­
bre el Sistema Interconectado

Máximo un 20 % del ingreso re­
gulado mensual

Vínculo en­
tre costos 
de calidad y 
remuneración

No es explícito Vía contratos de concesión M andato explícito para que la 
CNE tenga en cuenta costo de 
calidad en la remuneración.

No es explícito. Sin embargo, 
las compensaciones constituyen 
un porcentaje del ingreso, y re­
sulta en un menor valor de éste.



ECUADOR NEW ZEALAND PERU
Enfoque regula- 
torio

Norma general pendiente de expedir por 
parte del regulador • Autorregulación con participación de los 

usuarios de la red para los elementos comu­
nes de la calidad

• Contractual para elementos no comunes de 
la calidad

Normas Técnicas de Calidad de los Servi­
cios Eléctricos (en adelante NTCSE).

Variable recto­
ra de la calidad

Disponibilidad de los equipos de transporte, 
conexión y transformación

Enfoque integral de calidad (frecuencia, vol­
taje, disponibilidad, seguridad del sistema y 
estabilidad)

Disponibilidad de los equipos de transpor­
te, conexión y transformación

Atributos con­
siderados • Número de interrupciones

• Duración de las interrupciones

Aún no están definidos
• Número de interrupciones
• Duración de las interrupciones
• Costo y magnitud de la energía no sumi­

nistrada

Entes que inter­
vienen

CONELEC Los usuarios de la red OSINERG

Criterios para 
la definición de 
las sanciones/- 
premios

Los transmisores efectúan la recopilación de 
información relacionada con el registro de 
las interrupciones de servicio y la determi­
nación de los indicadores de continuidad de 
suministro (Art. 13 Reglamento de Suminis­
tro del Servicio de Electricidad).

Contractuales Las normas establecen una serie de 
parámetros y condiciones técnicas que de­
ben ser cumplidas por los operadores de 
transmisión. Además, las NTCSE no per­
miten que una empresa transmisora impida 
el acceso de un agente del mercado eléctrico 
a sus redes de transmisión o varíe discrimi- 
nadamente la calidad de su servicio.

Límite a las 
sanciones

No es explícito Las compensaciones que los suministradores 
deben realizar a sus clientes por incumpli­
mientos en los estándares de calidad se calcu­
lan semestralmente en función de la Energía 
teóricamente No Suministrada

Máximo 10 % de las ventas de la empresa 
de transmisión



Vínculo en­
tre costos 
de calidad y 
remuneración

La tarifa de transmisión debe incorporar el 
costo por restricción técnica del sistema, que 
corresponde al costo de la energía producida 
para mantener las condiciones del suminis­
tro del servicio en los niveles de calidad.

Se espera que sea explícito vía contratos No es explícito



C .2. R egu lación  econ óm ica  de la  activ id ad  de tran sm isión  en  d istin to s  países

ARGENTINA BRASIL CHILE COLOMBIA
Objetivos regú­
latenos • Mínimo costo para usuarios del 

sistema
• Rentabilidad razonable para 

empresas
• No subsidios cruzados entre 

usuarios del sistema

Se asegura la recuperación de 
los costos, con un criterio de 
eficiencia económica.

Los de la ley. No son explíci­
tos en transmisión:
• Eficiencia económica
• Suficiencia financiera

Los de la ley. No son explícitos en trans­
misión:
• Eficiencia económica
• Suficiencia financiera
• Neutralidad

Enfoque regula- 
torio • Contrato de concesión

• “Price cap” con cálculo a partir 
de costos de cada empresa

• Contrato de concesión
• Uso de metodología “Price 

Cap” para determinación de 
tarifa de transmisión

• Contrato de concesión
• Para ingreso tarifario: 

“Cost plus”
• Para peajes: “price cap” 

calculado a partir de cos­
tos de la empresa

• Regulación general para activos exis­
tentes y activos nuevos construidos sin 
convocatoria

• Contrato BOM para activos construi­
dos por convocatoria

• Ingreso regulado, calculado a partir de 
costos uniformes

Conceptos que 
se remuneran

Para el sistema en operación:
• Conexión
• Capacidad de transporte
• Energía Transportada
Para ampliaciones distintas a 
contratos COM: Idem sistema en 
operación
Para ampliaciones mediante con­
tratos COM:
• Período de amortización según 

precios ofrecidos
• Resto del período, idem siste­

ma de operación

El cálculo de las tarifas de 
transmisión tiene en cuenta el 
conjunto de líneas de transm i­
sión, transformadores, genera­
dores y cargas en cada subes­
tación del sistema interconec­
tado. Así mismo, el regulador 
toma en cuenta los costos ope- 
racionales vinculados a opera­
ción y mantenimiento de los 
activos necesarios para la pres­
tación del servicio (empresa de 
referencia), así como los cos­
tos inherentes a la administra­
ción de la empresa (benchmar­
king) .

• A.V.I. por tramos
• COMA por tramos

• Cargos por uso del sistema y Cargos de 
conexión al STN.

• Cargos por uso: remunera costos de la 
red existente a partir de costos regula­
dos de Unidades Constructivas

• Cargo por conexión: remunera costos 
para conectar usuarios al STN



Otras remune­
raciones regula­
das

Supervisión de ampliaciones 
Transportistas Independientes y 
de operación de Transportistas 
independientes

Ninguna No existen Ninguna

Metodología de 
cálculo de la re­
muneración

Para cargos de conexión y capa­
cidad de transporte:
• La empresa propone flujo de 

caja
• Audiencia pública
• El regulador aprueba
Para cargos de energía transpor­
tada:
• CAMMESA hace los pronósti­

cos, la empresa opina y el regu­
lador los aprueba

El costo del servicio de trans­
misión contempla un compo­
nente asociado a costos opera- 
cionales que atienden un cri­
terio de eficiencia y remunera­
ción de la base de activos ne­
tos anualizados necesarios pa­
ra atender el servicio.

VNR a precios de mercado 
y anualidad de acuerdo con 
vida útil y tasa de descuen­
to regulada

Para activos en operación y otros activos
no construidos por convocatoria:
• Se calcula anualidad para el costo de 

reposición del activo bruto eléctrico a 
partir de clasificación de activos en 
“unidades constructivas” y aplicación 
de “costos unitarios” , definidos por el 
regulador. Vida útil de 25 años

• Se adiciona 5 % para reconocer anuali­
dad de activos no eléctricos

• Se adiciona anualidad de terrenos en 
subestaciones como 8.5% del valor ca­
tastral de área regulada

• Se adiciona anualidad de gas­
tos AO&M, calculada como por­
centaje del costo de reposición 
del activo bruto eléctrico, así:

Año zona no salina zona salina
2000 3.00% 3.50%
2001 2.75% 3.25%
2002 2.50% 3.00%

• El ingreso mensual es 1/12 de la anua­
lidad, expresado en Col$.

Para activos construidos mediante con­
vocatoria:
• Primeros 25 años con el ingreso espe­

rado ofrecido en US$
• Año 26 en adelante: igual que activos 

en operación



Tasa de des­
cuento (renta­
bilidad)

• Costo promedio ponderado de 
capital (WACC) sin apalanca- 
miento, con modelo CAPM pa­
ra capital propio.

• En 1998 fue fijado para el 
período 1999-2003 en 10.54% a 
precios constantes, antes de im­
puesto de renta

Fijado en 12.53 % real antes de 
impuestos tanto para instala­
ciones nuevas como existentes

Fijado en 10% a precios 
constantes, antes de im­
puesto de renta

Fijado en 9 % a precios constantes antes 
de impuesto de renta

Período tarifa­
rio

5 años 4 años 4 años 5 años

Frecuencia de 
actualización

Semestral Anual Anual
• Mensual para activos existentes y 

anual para activos construidos a través 
de convocatorias

• Mensual para activos construidos me­
diante convocatorias. Originada por la 
variación de la tasa de cambio de pesos 
a dólares porque las ofertas se presen­
tan en dólares.

Fórmula de re­
ajuste o actua­
lización

Actualiza por aplicación de fac­
tor que pondera dos índices de 
precios de la economía de EUA:
• 67% Indice al por mayor para 

productos industriales
• 33 % Indice al consumidor final

Las tarifas de uso del sistema 
de transmisión son reajusta­
das anualmente en la misma 
fecha en que ocurren, confor­
me lo determinan los Contra­
tos de Concesión.

• Acordada por las partes
• Debe estar en función de 

índices representativos de 
costos de transmisión

• Para activos en operación: actualiza­
ción por índice de precios al productor 
total nacional de Colombia

• Para activos construidos por convoca­
toria: actualización por índice de pre­
cios al productor de EUA

Factor de efi­
ciencia

Definido por el regulador para 
cada empresa

No existe Reflejado en la disminución del porcen­
taje de AO&M (período 2000-2002)



Impuestos
• Los transportadores pagan los 

impuestos generales que rigen 
para todas las empresas en la 
economía

• Si surgen impuestos específi­
cos para transmisión, empresas 
pueden solicitar restablecimien­
to

Generales que rigen para to­
das las empresas en la eco­
nomía

Generales que rigen para 
todas las empresas en la 
economía

Generales que rigen para todas las em­
presas en la economía

Mecanismos de 
control • Los usuarios del sistema

• Regulador (ENRE)
• CAMMESA administra la apli­

cación de sanciones

• ANEEL
• SEE

• Los usuarios del sistema
• Superintendencia

• Superintendencia
• Operador del mercado calcula y liqui­

da penalizaciones por incumplimiento 
de los estándares de calidad



ECUADOR NEW ZEALAND PERU VENEZUELA
Objetivos regú­
latenos • Tarifas justas para el inversio­

nista y el consumidor
• Cubrimiento de costos 

económicos

• Cubrimiento de costos 
económicos

• Suficiencia financiera
• Disponibilidad de la red

• Contrato de concesión
• Para ingreso tarifario: “Cost 

plus”
• Para peajes: “price cap” calcu­

lado a partir de costos de la em­
presa

Generales de ley:
• Uso óptimo de los recursos en 
beneficio del consumidor

• Rentabilidad para las empresas 
acorde con el riesgo de la acti­
vidad

Enfoque regula- 
torio • Contrato de concesión

• “Cost plus” , aunque aún no 
está muy bien definido

• Autoregilación
• “Cost plus” en la modalidad de 

ingreso regulado

Contrato de concesión
• No existe para la actividad in­
dividual de transmisión, debido 
a la integración vertical

• Se prevé contrato de concesión

Conceptos que 
se remuneran

Cargos por uso
• Cargo de conexión. Remunera 

costos para conectar usuario del 
sistema con activos medulares 
de la red ( “core grid assets” )

• Cargo de interconexión. Remu­
nera costos asociados al sistema 
de corriente alterna Asociados

• Cargo de HVDC. Remunera 
costos del sistema DC

• Ajuste de valor económico. Pa­
ra asegura el ingreso por varia­
ciones de costos reales

• Ingreso tarifario. Calculado a 
partir de las tarifas en barra y 
de la energía y potencia inyec­
tada y retirada de las barras

• Peaje por conexión. Diferencia 
entre el costo total de transmi­
sión y el ingreso tarifario

No está definido

Otras remune­
raciones regula­
das

No existen No existen No existen No está definido



Metodología de 
cálculo de la re­
muneración

Flujo de caja descontado de acti­
vos en operación más plan de ex­
pansión de 10 años. Incluye cos­
tos de inversión y costos AO&M

• Ingreso tarifario, calculado por 
el operador del sistema C O E S

■ Peaje por conexión calculado 
por el regulador a partir del cos­
to total de transmisión y el in­
greso tarifario. El costo total 
de transmisión resulta de anua- 
lizar la inversión a valor nue­
vo de reemplazo y los costos 
estándares de AO&M del siste­
ma económicamente adaptado

No está definida

Tasa de des­
cuento (renta­
bilidad)

8 % a precios constantes
• Costo promedio ponderado de 

capital (WACC) sin apalanca- 
miento, con modelo CAPM pa­
ra capital propio.

• En 6.9% a precios reales des­
pués de impuesto de renta

12 % en constantes antes de im­
puestos

No está definida

Período tarifa­
rio

1 año 1 año 1 año No está definido

Frecuencia de 
actualización

1 año 1 año Mensual No está definido

Fórmula de re­
ajuste o actua­
lización

Fórmula aprobada por el regula­
dor

No se requiere Fórmula aprobada por el regula­
dor

No está definido

Factor de efi­
ciencia

No existe No existe No existe No está definido

Impuestos Generales que rigen para todas 
las empresas en la economía

Generales que rigen para todas 
las empresas en la economía

Generales que rigen para todas 
las empresas en la economía

Mecanismos de 
control

CONELEC Usuarios del sistema de transpor­
te

OSINERG No está definido



C .3. R ev is ió n  de las estru ctu ras de co sto s de em presas de tran s­
m isión  a n ivel in tern acion al

A continuación se presenta en detalle el análisis por países para cada una de las empresas 
observadas.

1. Svenska Kraftnat (SUECIA)

La responsabilidad de desarrollar el plan de inversiones en el sistema de transmisión correspon­
de a Svenska Kraftnat (SVK), empresa pública dueña del sistema de transmisión y encargada 
de su operación. Todo proyecto de expansión de la red debe ser aprobado por la autoridad 
reguladora (Swedish Energy Agency). A 2004, el sistema de transmisión de Svenska Kraft­
nat cuenta con 15.000 Km. de longitud en líneas de transmisión, distribuidos de la siguiente 
manera por nivel de tensión:

■ 10.600 Km. de líneas de 400 kV

■ 4.400 Km. de líneas de 220 kV.

Así mismo, el sistema de transmisión de Svenska K raftnat cuenta con 135 subestaciones de 
transformación de energía y una capacidad de transformación de 12445 MVA.

La tarifa de transmisión de electricidad debe ser diseñada para asegurar el pago de la cone­
xión, garantizar e libre acceso a las redes, cubriendo los gastos financieros, de administración, 
operación y mantenimiento, así como personal, e investigación y desarrollo, teniendo en cuenta 
una tasa de retorno razonable sobre el capital invertido [48]1. Las siguientes gráficas resumen 
la información técnica y económica de Svenska Kraftnat relacionada con la actividad de AOMs 
y activos eléctricos en transporte de electricidad2, separando el análisis en dos componentes:

a) Evolución en el valor de activos eléctricos, valor de AOMs y valor del ingreso anual por 
cada kilómetro de línea que dispone Svenska dentro de su infraestructura.

b) Evolución de los porcentajes de asignación de los A ,0  y M respecto del activo eléctrico 
y del ingreso anual de la compañía. Sobre la empresa, se observa un AOM promedio de 
3.07% con relación a activos eléctricos. Así mismo, con alguna tendencia decreciente de 
sus gastos de administración frente a sus gastos de O&M.

2. Red Eléctrica (ESPAÑA) Red Eléctrica de España es la propietaria del 99%) de la red de 
transporte peninsular y tiene una estructura de propiedad público/privada. Para 2004, muestra 
16.548 Km. de red en líneas de 400kV, 11.288 km. de red en líneas de 220kV disponiendo de 740 
transformadores de 400/220kV y 1195 < 220kV con una capacidad total de transformación 
de 36153 MVA. La retribución económica del transporte es fijada por el regulador CNE- 
Comisión Nacional de Energía. Para garantizar la transparencia de esta remuneración, se 
establece para las empresas eléctricas la separación jurídica entre actividades reguladas y no 
reguladas. Así mismo, la tarifa que regula la actividad de transmisión está sujeta a un precio 
máximo que incorpora los costos de inversión, operación y mantenimiento en redes eléctricas

1 Así mismo, de los estados financieros de Svenska se observa un costo de capital de 6 % antes de impuestos para 
los años de anáfisis.

2Svenska K raftnátt no solo opera la red de transm isión Sueca, sino que adicionalmente es el operador del sistema, 
y tiene inversiones y operación de líneas en Noruega, F inlandia y Dinam arca, con una contribución menor en los 
mercados de Alemania y Rusia, luego lo que se hace es tra ta r  los gastos de AOM relacionados exclusivamente con la 
actividad de transmisión.
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por parte del transportador [36] [35]. Las siguientes gráficas resumen la información técnica 
y económica de Red Eléctrica relacionada con la actividad de AOMs y activos eléctricos en 
transporte de electricidad:
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Figura C.3: REE [41]
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Figura C.4: Indicadores REE [41]

Sobre REE, puede mencionarse que para su actividad de transporte mantiene un 4.0 % pro­
medio de sus costos de AOMs frente a sus activos eléctricos con una disminución gradual de 
su componente de administración.

3. Tennet (HOLANDA)

■ Tennet es el operador de la red de transmisión en Holanda. Básicamente, su infraestruc­
tu ra  está compuesta por 2003 km. de redes de 380 kV, 683 km. de líneas de 220 KV, y 
adicionalmente, posee redes de 150 kV. Así mismo, tiene 18 subestaciones de 380 kV/220 
kV, 12 subestaciones de 220 kV/150 kV y 19 subestaciones de 150kV a niveles inferiores.

■ Tennet es una compañía independiente que con la reestructuración del sector pasó, en 
2 0 0 1 , de ser propiedad de cuatro empresas de generación a ser 1 0 0  % de una sola compañía 
estatal.
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■ Dienst Toezicht en Uitvoering Energie (DTE) es el regulador holandés para la electricidad 
y el gas, formando parte de Dutch Competition Authority (Nma). Su estatus es de 
independencia, pero se encuentra bajo la autoridad del director de Nma y debe informar 
de sus actuaciones al Ministerio de Economía, que puede llegar a dar órdenes al regulador 
de carácter obligatorio.

■ DTE estableció una regulación de precio máximo para la actividad de transmisión eléctri­
ca en Holanda, y estableciendo mecanismos de competencia en las actividades no mo- 
nopólicas. Los cargos regulados para Tennet le deben permitir recuperar sus “costos 
económicos estandarizados” , los cuales incluyen de operación y mantenimiento, costos de 
depreciación, costo de pérdidas y costo de capital definido cada 4 años por DTE [49].

■ Para el cálculo general de los AO&M de Tennet, como porcentaje de la inversión en activos 
de operación de la infraestructura de transporte, se revisaron los estados financieros de 
la empresa en años recientes. Se observa que el AOM es aproximadamente un 4.4% de 
la inversión en activos eléctricos.

Las siguientes gráficas ilustran la situación técnica y económica de Tennet a 2004.
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Figura C.5: Tennet [47]
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4. Stanett SE (NORUEGA)
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■ La estatal Stanett SF opera el 80 % de la red de transmisión del país, siendo adicionalmen­
te el operador del sistema. Para 2004, la infraestructura de transporte está en alta tensión 
compuesta 10.300 Km. que se dividen en líneas de 420, 300 y 132 kV. Adicionalmente, 
la empresa cuenta con una capacidad de transformación de 5115 MVA

■ La tarifa de transmisión es calculada por Stanett SF, la cual debe satisfacer los reque­
rimientos de ingresos definidos por la empresa, y se establece a través de un esquema 
de regulación económica de revenue cap definido por el regulador (Norges vassdrags - og 
energidirektorat - NVE), que asegura la remuneración total de la actividad de transm i­
sión.

■ El regulador exige la separación de los negocios regulados y no regulados en que participa 
la empresa. Los costos que debe cubrir la tarifa están relacionados con la remuneración 
de los activos eléctricos, costo de pérdidas, costos de capital y mantenimiento de la 
infraestructura [39].

■ De sus estados financieros recientes se obtiene un 5.5% promedio de gastos de AOM 
como porcentaje de la inversión en activos eléctricos.
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Figura C.7: Stanett [45]
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5. Fingrid (FINLANDIA)
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■ La empresa Fingrid, de carácter privado, propietaria del 99,5% de las instalaciones de 
transmisión y operadora de la red, es la encargada de mantener y desarrollar la red 
principal de transmisión. Las decisiones de inversión deben seguir un criterio de seguridad 
del sistema, buscando siempre tener capacidad disponible [42].

■ El sistema de transmisión de Fingrid se compone 4000 Km. de líneas de 400 kV, 2400 de 
220 kV y 7600 Km de líneas de 110 kV. Adicionalmente cuenta con 33 subestaciones de 
400/220 y 19 subestaciones de 220/110, teniendo una capacidad de transformación para 
alta tensión de 5800 MVA.

■ La tarifa de transmisión [3] establecida por el regulador Energy Market Authority (EMA), 
se establece por periodos regulatorios de 3 años, y remunera a Fingrid mediante una 
metodología rate of return [4], estableciendo un ingreso que cubre los costos razonables 
de operación, mantenimiento y expansión de las redes, garantizando una retribución 
razonable de los activos de capital. De los estados financieros, se observa que los gastos 
de AOM como porcentaje del valor de activos eléctricos equivalen aproximadamente al 
7.6%,
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Figura C.10: Indicadores Fingrid [23]

6 . Transpower (NLTEVA ZELANDA)
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■ La red de transmisión de Nueva Zelanda es operada por Transpower, empresa de carácter 
privado que dispone de 12.175 Km. de circuitos totales de 400 kV y 220 KV. Adicional­
mente, posee 170 subestaciones de 400/220 kV y una capacidad de transformación de 
8770 MVA.

■ Como remuneración de la actividad de transmisión, el organismo regulador, The Elec- 
tricty Comission, utiliza una metodología de ingreso máximo que se establece para recu­
perar los costos de inversión, operación y mantenimiento [9] [52], utilizando un costo de 
capital promedio de 5.15% antes de impuestos [24],

■ La evolución de sus gastos de AOM como porcentaje de la inversión del transportador 
en activos de operación (líneas de transmisión y subestaciones), es en promedio 11.47%). 
La evolución de algunas variables técnicas y económicas se ilustran a continuación:
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Figura C .ll: Transpower [51]
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Figura C.12: Indicadores Transpower [51]

7. Transener (ARGENTINA)

■ Transener es la compañía líder en alta tensión en Argentina. Posee 8227 Km. en líneas
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de 500 kV y 568 Km. de 220 kV. Así mismo, tiene 35 estaciones transformadoras propias 
con una capacidad de transformación instalada de 9400 MVA.

■ Transener tiene a su cargo la operación y mantenimiento del sistema de transporte de 
energía eléctrica en alta Tensión en Argentina, a través de un contrato de concesión [2f]. 
No obstante, la empresa también opera y hace mantenimiento de activos de terceros, a 
través de un contrato de concesión.

■ Para la definición de los gastos de AOM en el sector, ENRE (Ente Nacional Regula­
dor de la Electricidad) no acoge un porcentaje de la inversión base del transportador, 
sino que para la definición de tarifas de transporte, se adopta información de referencia 
internacional.

■ Revisando la información financiera y de operación de Transener para los últimos años, 
con relación a gastos de administración, operación y mantenimiento de activos eléctricos 
propios de Transener, se observa que el AOM representa en promedio el 4.8% de los 
activos eléctricos de la empresa3.

3No obstante, es im portante destacar la participación de algunas empresas en otras actividades (i.e.: operación 
del sistema, inversión y operación de lineas dentro de otros sistemas de transm isión, negocios en otros sectores como 
distribución eléctrica, distribución de gas combustible, etc.). Estas situaciones pueden llevar a distorsiones en el 
desglose de la información contable, dado que para algunas empresas se agregan los activos totales y gastos de AOM 
sin discriminar por tipo de negocio, luego en principio, se in tenta depurar al máximo la información, con el fin de 
hacer el análisis sólo para la actividad de transm isión inherente a cada empresa.

Así por ejemplo, para el caso de Transener, aunque es dueña de 8795 Km  de lineas de a lta  tensión, tam bién opera 
y m antiene activos de terceros a través de un contrato de concesión, luego, el cálculo del%  de AOM relacionado se 
hace sobre los activos eléctricos propios de Transener y los gastos de AOM relacionados con estos activos.
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8 . NORTEAMÉRICA

■ En Estados Unidos la red de transmisión está compuesta por líneas de 138 hasta 765 KV. 
La composición del sector de transmisión está distribuida en los lOUs (Investor-Owned 
Utilities) que son dueños del 73% de las líneas de transmisión; las empresas federales 
poseen el 13%) y las empresas públicas municipales y cooperativas poseen el 14%).

■ Las líneas de transmisión se han ido agrupando en tres redes mayores, que incluyen 
grupos más pequeños de reserva de energía. Estas redes constan de conexiones de voltaje 
superior, entre empresas que transfieren la energía de una red a otra. Las redes son: 
“Eastern Interconnect” , “Western Interconnect” y “Texas Interconnect” [20].

■ La FERC (Federal Energy Regulatory Commission) es la entidad que ejerce la regulación 
para el sistema de transmisión en los ELI. Sus funciones básicamente son:

• Regular las tarifas de ventas de energía eléctrica y los servicios de transacciones 
correspondientes a ventas al por mayor.

• Aprobar venta lo alquiler de equipos de transmisión.
• Aprobar fusiones o adquisiciones entre lOUs.
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• Ejerce jurisdicción sobre el comercio interestatal de energía.

■ La FERC recoge la información de sobre el capital y de los costos de operación de los 
lOUs como parte de su responsabilidad para asegurar precios justos y razonables. Otras 
entidades como la FIA (Energy Information Administration) y el RUS (U.S. Deparment 
of Agriculture’s Rural Utilities Service) completan, con menos detalle, la información 
sobre otras empresas de generación y transmisión para producir el total de la industria.

■ Como órgano adicional en 1965 se creo la NERC (North American Electric Reliability 
Council) encargada de la planeación y coordinación de la oferta energética en Norteaméri­
ca. Dentro de la NERC se encuentran empresas de todos los segmentos del sector eléctrico 
y los consulados representan a todos los 48 estados más una porción de Canadá Méjico 
y Alaska. El objetivo de la NERC es coordinar todo lo referente a la confiabilidad y la 
suficiencia energética en todas las áreas de servicio.

■ Existen otros entes llamados Operadores de Area de Control (CAOs) cuya función es 
coordinar la operación del sistema de transmisión de acuerdo a los principios de confia­
bilidad y eficiencia. En EU existen alrededor de 150 áreas de control determinadas según 
el inversionista dominante en un área geográfica definida por una red de transmisión 
interconectada y un sistema de interconectado a la central eléctrica.

■ La NERC esta dividida en 10 consulados distribuidos en toda Norteamérica (ver Tabla
C.5). La participación en el NERC es voluntaria y los límites del las regiones de NERC 
son de acuerdo a las áreas de servicio de las empresas en cada región, muchas de las 
cuales no siguen límites estatales.

Consulado N o. O peradores
ECAR East Central Area Reliability Coordination Agreement 18
ERCOT Electric Reliability Council of Texas 1

FRCC Florida Reliability Coordinating Council 15
MAAC Mid-Atlantic Area Council 1

MAIN Mid-America Interconnected Network 1 1

MRO Midwest Reliability Organization 20
NPCC Northeast Power Coordinating Council 1 1

SERC Southeastern Electric Reliability Council 18
SPP Southwest Power Pool 18
WECC Western Electricity Coordinating Council 44

TOTAL 157

Cuadro C.5: Operadores de tranmisión por consulado [13]

■ Las empresas revisadas para Norteamérica fueron [14]:

a) Georgia Transmission Corporation. Es operador del consulado SERC (Southeastern 
Electric Reliability Council). Posee 4318 kms. de línea de alta tensión distribuidos 
entre 1322 km de línea de 500 kV y 2995.9 km de línea de 230 kV. Adicionalmente 
cuenta con 580 subestaciones de transformación.
De sus informes contables y de operación, se aprecia un AOM de 6 . 8  % con relación 
a sus activos eléctricos, específicamente sobre el valor de las líneas y subestaciones.
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b) Southwest Transmission Coop. La empresa hace parte del consulado SPP (Southwest 
Power Pool). Posee 4768 km de línea de alta tensión, conformadas por redes de 345 
kV (2020 km) y en una mayor proporción líneas de 230 kV (2746 km), con 21 
subestaciones de 345/230 kV. Así mismo, la empresa tiene un valor de 7.9% de 
AOM como porcentaje de sus activos eléctricos.

c) American Transmission Company. Hace parte del Midwest Reliability Organization 
(MRO), cuenta con 8975 km de línea de alta tensión y de sus informes de operación 
se obtiene a 2004 un 5.2 % de AOM como porcentaje de los activos eléctricos.

■ Sobre la remuneración de la actividad de transmisión en Estados Unidos, es importante 
mencionar que la FERC autoriza tasas que retribuyen a su consideración de manera 
razonable la actividad de transmisión en los distintos sistemas de Norte América [38].

Las gráficas que se presentan a continuación recogen información técnica y económica resumida 
que compara las empresas mencionadas a 2004 en Norteamérica.
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Figura C.15: Estados Unidos
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Figura C.16: Indicadores Estados LTnidos

9. ISA, Transelca y EEB (COLOMBIA) Igualmente se revisó la información de estados financie­
ros para Colombia, con el objeto de hacer una comparación de las empresas nacionales frente 
a las internacionales. Los datos utilizados son los provenientes del PUC. Para Colombia, los
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ingresos asociados a la actividad de transmisión son los correspondientes a la cuenta PUC 
(ingreso por uso de lineas), y los km de circuito son los reportados en por el administrador de 
cuentas del sistema de transmisión nacional (LAC).

Según la información pública disponible sobre estados financieros e informes de operación de 
las empresas revisadas en Colombia, se observa que el porcentaje de gastos de AO&M con 
relación a los valores del activo bruto eléctrico (considerado como la suma del activo neto y 
la depreciación acumulada efectiva de esos activos), difieren de aquellos reconocidos por la 
regulación para el período de análisis. Una de las causas de este problema se debe a la poca 
desagregación con la cual las empresas reportan la información a los organismos de control, 
pues en las diferentes cuentas se incluyen gastos de las diferentes actividades que desarrolla la 
firma.

Las siguientes gráficas recogen la información de tres empresas nacionales de transmisión no 
integradas:

a) ISA: Gráficas C.I7 y C .I8 .

1 8 0 .0 0 0  -i
¡g 1 6 0 .0 0 0  - 
£  1 4 0 .0 0 0  -
É 120.000  - 

^  100.000  - 

9  8 0 .0 0 0  -o
Q  6 0 .0 0 0  -
Q  4 0 .0 0 0  - 
3  20.000  - 

o  -

2001 2 0 0 2  2 0 0 3  2 0 0 4
Año

□  A O M -U S$ /km -linea

■  A c tiv o s  E lé c tr ic o s-  
U S$ 4ím -l¡nea

□  A c tiv o s  E lé c tr ic o s  
A n u a l-U S I 4;m -l¡nea

■  In g re so  A n u a l-U S I 
/km -linea

Figura C .l7: ISA [17]
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b) Transelca: Gráficas C.19 y C.20.
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Figura C.19: Transelca [17]

80% 

70% 

60% - 

50% 

SS 40% 

30% -

20 %  -

1 0%
0% a M l

2001 2002 2003
Año

2004

□  AOM 
ANUAL/INGRES 
O A N U A L (% )

■  % A

□  %OM

□  % A O M /A ctivos 
E léc trico s

Figura C.20: Indicadores Transelca [17]

c) Empresa de Energía de Bogotá: Gráficas C.21 y C.22.

Se puede observar que los mayores gastos de AO&M frente a los activos eléctricos los presenta 
la EEB, sobresaliendo, su gasto de administración. Por otra parte, para el periodo analizado, ISA 
presenta una tendencia decreciente en los gastos de operación y mantenimiento, más no en adminis­
tración; situación contraria a TRANSELCA que presenta una comportamiento decreciente en los 
gastos de administración, pero creciente en gastos de operación y mantenimiento.
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Figura C.21: EEB [17]
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Figura C.22: Indicadores EEB [17]
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C .4. C om paración  in tern acion al años 2001-2003
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-a

S venska
K r a fn á tt

S uecia
R E E

(E sp a ñ a )
T en n eT

(H o lan d a )

S ta n e t t
SF

(N oruega)
P rin g rid

(F in la n d ia )

T ran sp o w er
N uev a

(Z e lan d a)
ISA

(C o lom bia)
T ra n se lca

(C o lom bia)
EE B

(C o lom bia)
R em u n erac ió n C o st of 

serv ice
P rice
C ap

P rice
C ap

R evenue
C ap

C o st of 
serv ice

R evenue
C ap

R evenue
C ap

R evenue
C ap

R evenue
C ap

T a sa  de D escuen ­
to  (A .I.)

6 ,00 % 7 ,00% 5 ,40% 8 ,3 0 % 6 ,00% 7,00 % 9 ,00% 9 ,00% 9 ,00%

Ingreso  p o r  V en­
ta s  - (USS M M )

293,27 475,56 156,01 438,87 356,91 737,03 198,34 29,82 20,96

A ctivos  E lé c tr i­
cos (U S$- 
M illones)

1.823,98 4.338,16 1.210,04 2.384,12 910,17 1.103,48 1.306,29 226,41 128,78

A O M  (U S$- 
M illones)

48,80 130,78 51,52 73,72 79,26 75,25 80,05 32,61 54,35

Ingreso  p o r
V en ta s-U S S /k m -
linea

19.551,00 24.717,26 58.082,69 42.608,88 55.766,71 60.536,46 24.199,22 20.703,54 30.332,74

A ctivos  
E léc trico  s-USS 
/k m -lin e a

121.598,40 225.476,30 450.497,39 231.468,15 142.213,91 90.634,72 159.381,23 157.185,40 186.392,01

A ctivos  E lé c tr i­
cos A nual-U S S  
/k m -lin e a

10.601,50 21.283,37 37.385,18 24.104,29 12.398,86 8.555,28 17.459,65 17.219,11 20.418,59

A O M -U S$ /k m -
linea

3.253,60 6.797,25 19.180,57 7.157,65 12.384,38 6.180,95 9.767,51 22.639,05 78.666,77

Ingreso  an u a l 
USS /k m -lin e a

13.855,10 28.080,61 56.565,74 31.261,94 24.783,23 14.736,23 27.227,16 39.858,16 99.085,36

A O M  a n u a l /  In ­
g reso  an u a l ( %)

23,48 % 24,21 % 33,91 % 22 ,90% 49 ,97% 41,94 % 35 ,87% 56 ,80% 79,39 %

%A
49,70 % 42,42 % 41 ,0 3 % 29 ,13% 15,00% 41,11 % 43,31 % 61,45 % 91 ,80%

%OM
50,30 % 57 ,58% 58 ,97% 70 ,87% 85 ,00% 58,89 % 56,69 % 38,55 % 8 ,20%

% A O M  /  A ctivo - 
sE léc trico s

2,68 % 3,01 % 4 ,26% 3,09 % 8 ,71% 6,82 % 6 ,13% 14,40% 42,21 %

S u b es tac io n es 135 719 30 ND 52 170 47 13 9
C a p a c id a d  de 
tra n sfo rm a c ió n
(M VA)

12.445 20.276 2.250 5.115 5.800 8.770 4.560 ND ND

K m -lín ea  (400 
kV )

10.600 14.838 2.003 2.837 4.000 ND ND ND ND

K m -lín ea  (220 
kV )

4.400 4.402 683 7.463 2.400 ND ND ND ND

T o ta l k m -lín ea  
(A lta  T ensión)

15.000 19.240 2.686 10.300 6.400 12.175 8.196 1.440 691

Cuadro C.6: Cuadro comparativo empresas internacionales de transmisión para el 2001. Se tomó un horizonte de análisis de 20 años para
tener una base de comparación homogénea
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S venska
K r a fn á tt

S uecia
R E E

(E sp a ñ a )
T en n eT

(H o lan d a )

S ta n e t t
SF

(N oruega)
P rin g rid

(F in la n d ia )

T ran sp o w er
N uev a

(Z e lan d a)
T ra n sen e r

(A rg en tin a )
ISA

(C o lom bia)
T ra n se lca  

(C olo  m bia)
E E B

(C o lom bia)
R em u n erac ió n C o st of 

serv ice
P rice
C ap

P rice
C ap

R evenue
C ap

C o st of 
serv ice

R evenue
C ap

P rice
C ap

R evenue
C ap

R evenue
C ap

R evenue
C ap

T a sa  de D escuen ­
to  (A .I.)

6 ,00 % 7 ,00% 5 ,40% 8 ,3 0 % 6 ,00% 7,00 % 11,84% 9 ,00% 9,00 % 9 ,00%

Ingreso  p o r  V en­
ta s  - (USS M M )

296,65 556,14 156,27 437,71 356,46 655,67 162,25 138,41 19,85 13,88

A ctivos  E lé c tr i­
cos (U S$- 
M illones)

1.861,61 4.528,39 1.210,04 2.205,43 939,23 1.112,62 511,59 861,21 155,23 84,24

A O M  (U S$- 
M illones)

56,60 146,63 60,77 102,49 85,87 125,19 24,86 48,06 22,85 42,29

Ingreso  p o r
V en ta s-U S S /k m -
linea

19.776,40 20.597,05 58.181,05 42.496,54 55.696,92 53.853,48 18.448,28 16.887,01 13.763,84 20.086,05

A ctivos  
E léc trico  s-USS 
/k m -lin e a

124.107,20 167.711,86 450.497,39 214.119,67 146.754,84 91.385,68 58.168,38 105.077,41 107.639,32 121.920,32

A ctivos  E lé c tr i­
cos A nual-U S S  
/k m -lin e a

10.820,23 15.830,81 37.385,18 22.297,68 12.794,76 8.626,16 7.709,54 11.510,86 11.791,51 13.355,94

A O M -U S$ /k m -
linea

3.773,00 5.430,58 22.623,23 9.950,10 13.416,41 10.282,33 2.826,30 5.864,03 15.846,32 61.209,75

Ingreso  an u a l 
USS /k m -lin e a

14.593,23 21.261,39 60.008,41 32.247,78 26.211,16 18.908,49 10.535,84 17.374,89 27.637,83 74.565,69

A O M  a n u a l /  In ­
g reso  an u a l ( %)

25,85 % 25 ,54% 37 ,70% 30,86 % 51,19 % 54,38 % 26 ,83% 33,75 % 57,34 % 82,09 %

%A
43,90 % 38 ,74% 43 ,4 8 % 30,46 % 18,18% 39,89 % 14,20% 32,10% 62,16 % 90,72 %

%OM
56,10 % 61,26 % 56,52 % 69 ,54% 81,82 % 60,11 % 85 ,8 0 % 67,90% 37,84 % 9 ,28%

% A O M  /  A ctivo - 
sE léc trico s

3 ,04% 3,24% 5,02 % 4,65  % 9 ,14% 11,25 % 4,86 % 5 ,58% 14,72 % 50 ,20%

S u b es tac io n es 135 1.740 30 ND 52 170 35 47 13 9
C a p a c id a d  de 
tra n sfo rm a c ió n
(M VA)

12.445 27.516 2.250 5.115 5.800 8.770 9.400 4.560 ND ND

K m -lín ea  (400 
kV )

10.600 15.782 2.003 2.837 4.000 ND 8.227 ND ND ND

K m -lín ea  (220 
kV )

4.400 11.219 683 7.463 2.400 ND 568 ND ND ND

T o ta l k m -lín ea  
(A lta  T ensión)

15.000 27.001 2.686 10.300 6.400 12.175 8.795 8.196 1.442 691

Cuadro C.7: Cuadro comparativo empresas internacionales de transmisión para el 2002. Se tomó un horizonte de análisis de 20 años para
tener una base de comparación homogénea



-a

S venska
K r a fn á tt

S uecia
R E E

(E sp a ñ a )
T en n eT

(H o lan d a )

S ta n e t t
SF

(N oruega)
P rin g rid

(F in la n d ia )

T ran sp o w er
N uev a

(Z e lan d a)
T ra n sen e r

(A rg en tin a )
ISA

(C o lom bia)
T ra n se lca  

(C olo  m bia)
E E B

(C o lom bia)
R em u n erac ió n C o st of 

serv ice
P rice
C ap

P rice
C ap

R evenue
C ap

C o st of 
serv ice

R evenue
C ap

P rice
C ap

R evenue
C ap

R evenue
C ap

R evenue
C ap

T a sa  de D escuen ­
to  (A .I.)

6 ,00 % 7 ,00% 5 ,40% 8 ,3 0 % 6 ,00% 7,00 % 11,84% 9 ,00% 9,00 % 9 ,00%

Ingreso  p o r  V en­
ta s  - (USS M M )

279,59 834,87 162,48 544,99 321,32 477,94 108,84 168,49 23,74 0,00

A ctivos  E lé c tr i­
cos (USS- 
M illones)

1.935,84 5.260,22 2.006,60 2.259,65 968,29 890,84 516,63 957,42 170,14 97,19

A O M  (USS- 
M illones)

58,65 262,88 73,98 140,84 63,41 143,47 23,18 92,84 16,57 36,16

Ingreso  p o r
V en ta s-U S $ /k m -
linea

18.639,60 30.302,78 60.492,55 52.912,05 50.206,93 39.255,78 12.374,85 20.164,50 16.459,09 0,00

A ctivos  
E léc trico  s-USS 
/k m -lin e a

129.056,20 190.926,72 747.058,45 219.383,59 151.295,78 94.158,44 58.741,28 114.579,23 117.975,94 140.666,73

A ctivos  E lé c tr i­
cos A nual-U S S  
/k m -lin e a

3.910,20 9.541,54 27.541,33 13.673,36 9.907,50 11.784,25 2.635,34 11.109,99 11.492,21 52.332,36

A O M -U SS /k m -
linea

11.251,71 18.022,13 61.995,72 22.845,85 13.190,66 8.887,89 7.785,47 12.551,75 12.923,85 15.409,54

Ingreso  an u a l 
USS /k m -lin e a

15.161,91 27.563,67 89.537,05 36.519,21 23.098,16 20.672,14 10.420,81 23.661,74 24.416,06 67.741,90

A O M  a n u a l /  In ­
g reso  an u a l ( %)

25,79 % 34,62 % 30,76 % 37 ,44% 42,89 % 57,01 % 25,29 % 46,95 % 47,07 % 77,25 %

%A
44,36 % 22,11 % 53 ,57% 39,52 % 29,79 % 38,54 % 12,78% 45,59 % 32,94 % 38 ,54%

%OM
55,64 % 77,89 % 46 ,4 3 % 60 ,48% 70,21 % 61,46 % 87,22  % 54,41 % 67,06 % 61,46 %

% A O M  /  A ctivo - 
sE léc trico s

3,03 % 5 ,00% 3,69 % 6 ,23% 6,55 % 16,11 % 4,49 % 9 ,70% 9,74 % 37 ,20%

S u b es tac io n es 135 1.813 30 ND 52 170 35 50 13 9
C a p a c id a d  de 
tra n sfo rm a c ió n
(M VA)

12.445 32.166 2.250 5.115 5.800 8.770 9.400 4.560 ND ND

K m -lín ea  (400 
kV )

10.600 16.308 2.003 2.837 4.000 ND 8.227 ND ND ND

K m -lín ea  (220 
kV )

4.400 11.243 683 7.463 2.400 ND 568 ND ND ND

T o ta l k m -lín ea  
(A lta  T ensión)

15.000 27.551 2.686 10.300 6.400 12.175 8.795 8.356 1.442 691

Cuadro C.8: Cuadro comparativo empresas internacionales de transmisión para el 2003. Se tomó un horizonte de análisis de 20 años para
tener una base de comparación homogénea



Apéndice D

Formatos de solicitud de información

D .l .  E m presas no in tegradas

PARA: AGENTES TRANSPORTADORES DE ENERGÍA ELÉCTRICA
DE: COMISIÓN DE REGULACIÓN DE ENERGÍA Y GAS
ASUNTO: SOLICITUD DE INFORMACIÓN PARA EL CÁLCULO DE LOS COSTOS EFI­

CIENTES DE ADMINISTRACIÓN, OPERACIÓN Y MANTENIMIENTO DE 
LAS ACTIVIDADES DE TRANSMISIÓN

La Universidad de Los Andes con el apoyo de Colciencias y la Comisión de Regulación de Energía y 
Gas (CREG) adelanta el Estudio “METODOLOGÍAS PARA LA REMUNERACIÓN DE COSTOS 
EFICIENTES DE AOM DE EMPRESAS DE TRANSMISIÓN Y DISTRIBUCIÓN ELÉCTRICA” , 
cuyo objeto es la evaluación de metodologías para determinación de costos eficientes de adminis­
tración, operación y mantenimiento para las actividades de transmisión y distribución de energía 
eléctrica en el país.

Un insumo fundamental para la identificación y medición de factores de eficiencia de dichas acti­
vidades, aplicando metodologías comúnmente utilizadas a nivel mundial, es la información de las 
empresas. En Colombia, la información contable disponible y accesible se encuentra en el Plan Unico 
de Cuentas (PUC), cuya estructura actual está en proceso de revisión para adecuar y homogenizar 
la información solicitada.

Para el estudio mencionado, es necesario analizar en detalle las cuentas: 5 (gastos), 7 (costos de 
producción) y parcialmente la 1 (activos no eléctricos) del PUC. Para evitar hacer suposiciones, 
que pueden estar erradas, y nos conduzcan a medidas y resultados de eficiencia equivocados, se ha 
desarrollado un formato para ser diligenciado por los agentes, para cada año desde el 2 0 0 0  hasta el 
2004. Los objetivos de dicho formato son:

■ Identificar con precisión los costos de administración (usualmente consignados en la cuenta 5) 
y los de operación y mantenimiento (usualmente consignados en la cuenta 7).

■ Identificar aquellos activos que se relacionan con las actividades de administración, operación 
y mantenimiento.
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Adjunto a estar carta se encuentran los formatos y sus instrucciones de diligenciamiento. Así mismo, 
para tener unicidad en la información solicitada se presentan la definición de la actividad y sus 
macroprocesos en los cuales está enmarcado el formato (ver sección 2.3).
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Descripción del formato e instrucciones:

P arte 1: A ctivos no eléctricos utilizados en los procesos de adm inistración, operación  
y m antenim iento.

1. Filas: Se encuentran los códigos de cuentas y subcuentas hasta 6 dígitos de la cuenta 1 (Acti­
vos), que son pertinentes para el análisis de costos eficientes de AOM.

2. Columnas:

a) Total Activos no eléctricos relativos a la transmisión: Para cada uno de los activos no 
eléctricos indique el valor en pesos del activo destinado a AOM para la actividad de 
transmisión de energía eléctrica.

b) % Administración: Indique el porcentaje sobre el valor de los activos no eléctricos que se 
puede im putar a la administración, la cual corresponde a todos “los procesos de soporte o 
administración que se ejecutan para apoyar los procesos de negocio (inversión, operación, 
mantenimiento y gestión comercial)” .

c) % Operación: Indique el porcentaje sobre el valor de los activos no eléctricos que se 
puede imputar a operación, es decir, los procesos que se deben ejecutar para garantizar 
la operación normal del sistema de transmisión de energía eléctrica.

d) % Mantenimiento: Indique el porcentaje sobre el valor de los activos no eléctricos que se 
puede imputar a mantenimiento, es decir, los procesos que se deben realizar para planear, 
ejecutar, controlar y evaluar el mantenimiento (predictivo, preventivo y correctivo) de 
los equipos de las subestaciones y las líneas de transmisión (estructuras, aisladores y 
servidumbre).

e) % Centro de control: Aunque los centros de Control NO hacen parte de los activos no 
eléctricos y se remuneran por separado, es importante conocer qué porcentaje de los 
activos no eléctricos corresponden a los centros de control (por ejemplo, edificaciones, 
terrenos, software, entre otros). Indique el porcentaje del activo no eléctrico que corres­
ponde al centro de control.

/ )  No aplica: Cuando la cuenta o subcuenta no hace parte de la actividad de la empresa.

Parte 2: G astos y costos AOM

1. Filas: Se encuentran los códigos de cuentas y subcuentas hasta 6 dígitos pertenecientes a las 
cuentas 5 (Gastos) y 7 (Costos de Producción), que corresponden a AOM.

2. Columnas:

a) Total AOM transmisión: Para cada una de las subcuentas indique el valor en pesos 
destinado a gastos o costos AOM para la actividad de transmisión de energía eléctrica.

b) % Administración: Indique el porcentaje sobre el total de AOM que está destinado a 
administración.

c) % Operación: Indique el porcentaje sobre el total de AOM que está destinado a operación.
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d) % Mantenimiento: Indique el porcentaje sobre el total de AOM que está destinado a 
mantenimiento.

e) % Centro de control: Indique el porcentaje del total de AOM que gasta en el centro de 
control.

/ )  No aplica: Cuando la cuenta o subcuenta no hace parte de la actividad de la empresa.
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D . l . l .  A c tiv o s  no e léc tr ic o s

C u e n ta D E S C R IP C IO N T o ta l % A % O % M % C e n tro  d e  co n tro l N o ap lica

1 A C T IV O

16 P R O P IE D A D E S , P L A N ­
TA  Y  E Q U IP O

1605 T E R R E N O S Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

1640 E D IF IC A C IO N E S

164001 E dificios y  casas Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164002 O ficinas Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164003 A lm acen es V alor ($)
V alor ($)

164004 L ocales Á re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164005 F á b ric a s Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164007 S alas de  exh ib ic ió n , confe­
ren c ia s  y  v en ta s

Á re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164008 C a fe te r ía s  y  casinos Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164009 C olegios y  escuelas Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164015 C a se ta s  y  c a m p a m e n to s Á re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164017 P a rq u e a d e ro s  y  g a ra je s Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164018 B o d eg as y  h a n g a re s Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164019 In sta lac io n es  d e p o rtiv a s  y 
rec reac io n a les

Á re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164020 E s ta n q u e s Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164022 P re sa s Á re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164023 Pozos Á re a  (m 2)
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A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164024 T a n q u e s  d e  a lm a c e n a m ie n ­
to

A re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164025 E sta c io n e s  r e p e tid o ra s A re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164090 O tra s  edificaciones A re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

1655 M A Q U IN A R IA  Y  E Q U IP O

165501 E q u ip o  de  c o n s tru cc ió n

165504 M a q u in a ria  in d u s tr ia l

165509 E q u ip o  de  e n señ an za

165510 A rm a m e n to  de  v ig ilan c ia

165511 H e rra m ie n ta s  y  accesorios

165512 E q u ip o  p a ra  e s tac io n es  d e  b o m b eo

165520 E q u ip o  de  c en tro s  de  co n tro l

165521 M a q u in a ria  y  e q u ip o  d e  d ra g a d o

165522 E q u ip o  de  a y u d a  au d io v isu a l

165523 E q u ip o  de  aseo

165590 O tra s  m a q u in a r ia s  y  eq u ip o s

1665 M U E B L E S , E N S E R E S  Y  E Q U IP O S  D E  O F IC IN A

166501 M ueb les y  enseres

166502 E q u ip o  y  m á q u in a  d e  oficina

166590 O tro s  m uebles, en seres y  eq u ip o s  d e  oficina

1670 E Q U IP O S  D E  C O M U N IC A C IO N  Y  C O M P U T A C IO N

167001 E q u ip o  de  co m un icación

167002 E q u ip o  de  co m p u tac ió n

167003 L íneas te le fó n icas

167004 S a té lite s  y  a n te n a s

167090 O tro s  eq u ip o s  de  com u n icac ió n  y  co m p u tac ió n

1675 E Q U IP O  D E  T R A N S P O R T E , T R A C C IO N  Y  E L E V A C IO N

167502 T e rre s tre

167504 M a rítim o  y  fluv ia l

167505 D e tra c c ió n

167506 D e elevación

167590 O tro s  eq u ip o s  de  t r a n s p o r te ,  tra c c ió n  y  elevación

1680 E Q U IP O S  D E  C O M E D O R , C O C IN A , D E S P E N S A  Y  H O T E L E R IA

168002 M a q u in a ria  y  e q u ip o  d e  re s ta u ra n te  y  ca fe te ría

168003 M a q u in a ria  y  e q u ip o  d e  c a ld e ra s

168090 O tro s  eq u ip o s  de  com edor, cocina , d e sp e n sa  y  h o te le ría
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D .1 .2 . C o sto s  y  g a sto s  d e a d m in istra c ió n , o p era c ió n  y  m a n ten im ien to

C u e n ta D E S C R IP C IO N T o ta l % A % O % M % C e n tro  d e  co n tro l N o a p lica

5 G A S T O S

5101 S U E L D O S  Y  S A L A R IO S

5102 C O N T R IB U C IO N E S  IM P U T A D A S

510201 In c a p a c id a d e s

510202 S u b sid io  fam ilia r

510203 In d em n izac io n es

510204 G a s to s  m éd icos y  d ro g as

510205 A u x ilio  y  se rv ic ios fu n e ra rio s

510206 P en sio n es d e  ju b ilac ió n

510207 C u o ta s  p a r te s  d e  p en s io n es  de  ju b ilac ió n

510208 In d em n izac io n es  su s ti tu t iv a s

510214 C u o ta s  p a r te s  d e  b o n o s p en s ió n a les em itid o s

510215 S u b sid io  p o r  d e p e n d ie n te

510290 O tra s  co n tr ib u c io n es  im p u ta d a s

5103 C O N T R IB U C IO N E S  E F E C T IV A S

510301 S eguros d e  v id a

510302 A p o r te s  a  c a ja s  de  co m p en sac ió n  fam ilia r

510303 C o tizac io n e s a  se g u rid a d  soc ia l en  sa lu d

510304 A p o r te s  sind ica le s

510305 C o tizac io n e s a  riesgos p ro fes ionales

510306 C o tizac io n e s a  e n tid a d e s  a d m in is tra d o ra s  del rég im en  
d e  p r im a  m ed ia

510307 C o tizac io n e s a  e n tid a d e s  a d m in is tra d o ra s  del rég im en  
d e  a h o rro  in d iv id u a l

510308 M e d ic in a  p re p a g a d a

510390 O tra s  co n tr ib u c io n es  efec tivas

5104 A P O R T E S  S O B R E  LA  N O M IN A

5111 G E N E R A L E S

511101 M oldes y  tro q u e le s

511102 M a te ria l q u irú rg ico

511103 E le m e n to s  de  len cería  y  ro p e ría

511104 L oza y  c r is ta le r ía

511105 G a s to s  de  o rg an izac ió n  y  p u e s ta  en  m arch a

511106 E s tu d io s  y  p roy ec to s

511109 G a s to s  de  d esarro llo

511110 G a s to s  de  asociac ión

511111 C om isiones, h o n o ra rio s  y  serv icios



511112 O b ra s  y  m e jo ras  en p ro p ie d a d  a je n a

511113 V ig ilan c ia  y  se g u rid ad

511114 M a te ria le s  y  su m in is tro s

511115 M a n te n im ie n to

511116 R e p arac io n e s

511117 Serv icios p úb licos

511118 A rre n d a m ie n to

511119 V iá tico s  y  g a s to s  de  v ia je

511120 P u b lic id a d  y  p ro p a g a n d a

511121 Im p reso s, p u b licac io n es , su sc rip c io n es y  afiliaciones

511122 F o to co p ias

511123 C o m u n icac io n es y  t r a n s p o r te

511125 S eguros gen era les

511126 Im p rev is to s

511127 P ro m o c ió n  y  d iv u lg ac ió n

511133 S eg u rid ad  in d u s tr ia l

511136 Im p le m e n to s  d e p o r tiv o s

511137 E v en to s  c u ltu ra le s

511139 P a rtic ip a c io n e s  y  co m p en sac io n es

511140 C o n tra to s  d e  a d m in is tra c ió n

511141 S o ste n im ie n to  d e  se m ov ien te s

511142 G a s to s  de  o p e rac ió n  a d u a n e ra

511146 C o m b u s tib le s  y  lu b r ic a n te s

511147 Serv icios p o r tu a r io s  y  a e ro p o r tu a rio s

511149 Serv icios de  aseo , c a fe te ría , r e s ta u ra n te  y  lav an d e ría

511150 P ro c e sa m ie n to  d e  in fo rm ación

511151 G a s to s  p o r  c o n tro l d e  ca lid ad

511155 E le m e n to s  de  aseo , lav an d e ría  y  ca fe te ría

511156 B o d e g a je

511157 C o n c u rso s y  lic itac io n es

511159 L icencias y  sa lv o co n d u c to s

511160 M a rg en  en  la  c o n tra ta c ió n  se rv ic ios de  sa lu d

511190 O tro s  g as to s  g enera les

5120 IM P U E S T O S , C O N T R IB U C IO N E S  Y  T A SA S

512001 P re d ia l un ificado

512002 C u o ta  d e  fisca lizac ión  y  a u d i ta je

512003 C o n tr ib u c ió n  so b re  tra n sa c c io n e s  fin an c ie ra s

512004 C o n tr ib u c ió n  a  las su p e rin te n d e n c ia s

512005 C o n tr ib u c ió n  a  las com isiones de  regu lac ió n



512006 V alorización

512009 In d u s tr ia  y  com ercio

512010 T asas

512011 Im p u e s to  sob re  veh ícu los a u to m o to re s

512012 R e g is tro

512014 T a sa  p o r  u tilizac ió n  d e  recu rso s n a tu ra le s

512015 T a sa  p o r  c o n ta m in a c ió n  d e  recu rso s n a tu ra le s

512017 In te re ses  d e  m o ra

512023 Im p u e s to  al p a tr im o n io

512090 O tro s  im p u esto s  y  c o n tr ib u c io n es

53 A M O R T IZ A C IO N E S

534507 A m o rtiz ac io n es  L icencias

534508 A m o rtiz ac io n es  “S o ftw are”

534509 A m o rtiz ac io n es  S erv id u m b res

7 C O S T O S  D E  P R O D U C C IO N

7505 S E R V IC IO S  P E R S O N A L E S

750501 Sueldos d e  P e rso n a l

750502 Jo rn a le s

750503 H o ras E x tra s  y  Festivos

750504 In c a p a c id a d e s

750505 C o sto s  de  R e p resen tac ió n

750506 R e m u n e rac ió n  Serv icios T écn icos

750507 P e rso n a l S u p e rn u m e ra r io

750508 Sueldos p o r  C om isiones a l E x te rio r

750510 P rim a s  T écn icas

750511 P r im a  de  D irección

750512 P r im a  E sp ec ia l de  Servicios

750513 P r im a  de  V acaciones

750514 P r im a  de  N av id ad

750515 P rim a s  E x tra s  L egales

750516 P rim a s  E x tra o rd in a r ia s

750517 O tra s  P rim a s

750518 V acaciones

750519 B onificación  E sp ec ia l de  R ecreación

750520 B onificaciones

750521 S u b sid io  F am ilia r

750522 S u b sid io  de  A lim en tac ió n

750523 A u x ilio  d e  T ra n s p o r te

750524 C e sa n tía s



750525 In te re ses  a  las cesa n tía s

750527 C u o ta s  P a r te s  P en sio n es d e  Ju b ila c ió n

750529 In d em n izac io n es

750530 C a p a c ita c ió n , B ie n e s ta r  Social y  E stím u lo s

750531 D o ta c ió n  y  S u m in is tro  a  T ra b a ja d o re s

750533 C o sto s  D ep o rtiv o s  y  d e  R e creación

750535 A p o r te s  a  C a ja s  de  C o m p en sac ió n  F am ilia r

750536 A p o r te s  a l IC B F

750537 A p o r te s  a  S eg u rid ad  Social

750538 A p o r te s  a l S E N A

750539 A p o r te s  S ind ica les

750540 O tro s  A p o rte s

750541 C o sto s  M édicos y  D rogas

750543 O tro s  A uxilios

750544 R iesgos P ro fes io n a les

750545 S ala rio  In te g ra l

750546 C o n tra to s  P e rso n a l T em p o ra l

750547 V iá tico s

750548 G a s to s  de  V ia je

750549 C om isiones

750552 P r im a  de  Servicios

750566 C u o ta s  P a r te s  de  B onos P en sió n a le s  E m itid o s

750567 C o tizac io n e s a  E n tid a d e s  A d m in is tra d o ra s  del R égi­
m en  d e  P r im a  M ed ia

750568 C o tizac ió n  a  S ocied ad es A d m in is tra d o ra s  d e l R ég im en  
d e  A h o rro  In d iv id u a l

750569 In d em n izac io n es  S u s titu tiv a s

750570 A ux ilio s y  Serv icios F u n e ra rio s

750590 O tro s  S ervicios P erso n a le s

7510 G E N E R A L E S

751006 E s tu d io s  y  P ro y e c to s

751013 S u scrip c io n es y  A filiaciones

751015 O b ra s  y  M ejo ras en  P ro p ie d a d  A jen a

751023 P u b lic id a d  y  P ro p a g a n d a

751024 Im p reso s y  P u b licac io n es

751025 F o to co p ias, U tile s  de  esc rito rio  y  p a p e le r ía

751026 C o m u n icac io n es

751028 T asas

751036 S eg u rid ad  In d u s tr ia l



751037 T ra n sp o rte , F le te s  y  A carreo s

751090 O tro s  C o sto s G en era les

7517 A R R E N D A M IE N T O S

751701 T erren o s

751702 C o n s tru c c io n es  y  E dificac iones

751703 M a q u in a ria  y  E q u ip o

751704 E q u ip o  d e  O ficina

751705 E q u ip o  d e  C o m p u ta c ió n  y  C om u n icac ió n

751706 E q u ip o  C ien tífico

751707 F lo ta  y  E q u ip o  d e  T ra n s p o r te

751790 O tro s

7520 A M O R T IZ A C IO N E S

752001 A m o rtiz a c ió n  S em ov ien tes

752002 A m o rtiz a c ió n  R ecu rso s R enovables

752004 A m o rtiz a c ió n  Inversión  p a r a  la  P ro te cc ió n  d e  los R e­
cu rso s N a tu ra le s

752005 A m o rtiz a c ió n  Inversión  p a r a  la E x p lo ta c ió n  d e  los R e­
cu rso s N o R enovables

752006 A m o rtiz a c ió n  In tan g ib le s

752007 A m o rtiz a c ió n  B ienes E n tre g a d o s  a  T erceros

752008 A m o rtiz a c ió n  M ejo ras en P ro p ie d a d e s  A jen as

752090 O tra s  A m o rtiz ac io n es

7525 A G O T A M IE N T O

752501 A g o ta m ie n to  R ecu rso s R enovables

752502 A g o ta m ie n to  R ecu rso s N o R enovab les

752590 O tro s  A g o ta m ie n to s

7535 C O N T R IB U C IO N E S  Y  R E G A L IA S

753504 D e p a r ta m e n to  A d m in is tra tiv o  del M edio  A m b ien te  
“D A M A ”

753505 L ey 56 de  1981

753506 M edio  A m b ie n te  - Ley 99 de  1993

753507 R eg alía s

753590 O tra s  C o n tr ib u c io n es

7537 C O N S U M O  D E  IN S U M O S  D IR E C T O S

753701 P ro d u c to s  Q uím icos

753702 G a s C o m b u s tib le

753703 C a rb ó n  M in e ra l

753704 E n erg ía

753705 A C P M , F uel O il



753790 O tro s  E le m e n to s d e  C o n su m o  d e  In su m o s D irec to s

7540 O R D E N E S  Y  C O N T R A T O S  D E  M A N T E N IM IE N ­
T O  Y  R E P A R A C IO N E S

754001 M a n te n im ie n to  d e  C o n s tru c c io n es  y  E d ificac iones

754002 M a n te n im ie n to  M a q u in a ria  y  E q u ip o

754003 M a n te n im ie n to  d e  E q u ip o  de  O ficina

754004 M a n te n im ie n to  de  E q u ip o  C o m p u ta c ió n  y  C o m u n ica ­
ción

754005 M a n te n im ie n to  E q u ip o  d e  T ra n s p o rte , T racc ió n  y  E le­
vación

754006 M a n te n im ie n to  T erren o s

754007 M a n te n im ie n to  L íneas, R ed es y  D u cto s

754008 M a n te n im ie n to  d e  P la n ta s

754009 R e p arac io n e s  de  C o n s tru c c io n es  y  E dificaciones

754010 R e p arac io n e s  de  M a q u in a ria  y  E q u ip o

754011 R e p arac io n e s  de  E q u ip o  de  O ficina

754012 R e p arac io n e s  de  E q u ip o  de  C o m p u ta c ió n  y  C o m u n i­
cación

754013 R e p arac io n e s  E q u ip o  de  T ra n s p o r te , T racc ió n  y  E le­
vación

754014 R e p a ra c ió n  d e  L íneas, R edes y  D u cto s

754015 R e p a ra c ió n  d e  P la n ta s

754090 O tro s  C o n tra to s  de  M a n te n im ie n to  y  R e p a rac io n e s

7542 H O N O R A R IO S

754204 A valúos

754207 A seso ría  T écn ica

754290 O tro s

7545 S E R V IC IO S  P U B L IC O S

7550 O T R O S  C O S T O S  D E  O P E R A C IO N  Y  M A N T E N I­
M IE N T O

755001 R e p u e sto s  p a r a  veh ícu los

755002 L la n ta s  y  N eu m ático s

755003 R o d a m ie n to s

755004 C o m b u s tib le s  y  L u b ric a n te s

755005 M a te ria le s  p a r a  C o n s tru c c ió n

755006 M a te ria le s  E lé c trico s

755007 M a te ria le s  p a r a  L a b o ra to r io

755090 O tro s  C ostos

7560 S E G U R O S

756001 D e M anejo



756002 D e C u m p lim ien to

756003 D e C o rr ie n te  D ébil

756004 D e V id a  C o lec tiv a

756005 D e In cen d io

756006 D e T e rre m o to

756007 D e S u stracc ió n  y  H u rto

756008 D e F lo ta  y  E q u ip o  de  T ra n s p o rte

756009 D e R e sp o n sa b ilid a d  C iv il y  E x tra c o n tra c tu a l

756010 D e R o tu ra  d e  M a q u in a ria

756011 D e E q u ip o  F lu v ia l y  M a rítim o

756090 O tro s  Seguros

7565 IM P U E S T O S

756502 D e T im b re

756503 P re d ia l

756504 D e V alorización

756505 D e V ehículos

756590 O tro s  Im p u esto s

7570 O R D E N E S  Y  C O N T R A T O S  P O R  O T R O S  S E R V I­
C IO S

757001 A seo

757002 V ig ilan c ia

757003 C a sin o  y  ca fe te ría

757090 O tro s  c o n tra to s



D .2 . E m presas in tegradas

PARA: AGENTES TRANSMISORES Y DISTRIBUIDORES DE ELECTRICIDAD
DE: COMISIÓN DE REGULACIÓN DE ENERGÍA Y GAS
ASUNTO: SOLICITUD DE INFORMACIÓN PARA EL CÁLCULO DE LOS COSTOS EFI­

CIENTES DE ADMINISTRACIÓN, OPERACIÓN Y MANTENIMIENTO DE 
LAS ACTIVIDADES DE TRANSMISIÓN Y DISTRIBUCIÓN

La Universidad de Los Andes con el apoyo de Colciencias y la Comisión de Regulación de Energía y 
Gas (CREG) adelanta el Estudio “METODOLOGÍAS PARA LA REMUNERACIÓN DE COSTOS 
EFICIENTES DE AOM DE EMPRESAS DE TRANSMISIÓN Y DISTRIBUCIÓN ELÉCTRICA” , 
cuyo objeto es la evaluación de metodologías para determinación de costos eficientes de adminis­
tración, operación y mantenimiento para las actividades de transmisión y distribución de energía 
eléctrica en el país.

Un insumo fundamental para la identificación y medición de factores de eficiencia de dichas acti­
vidades, aplicando metodologías comúnmente utilizadas a nivel mundial, es la información de las 
empresas. En Colombia, la información contable disponible y accesible se encuentra en el Plan Unico 
de Cuentas (PUC), cuya estructura actual está en proceso de revisión para adecuar y homogeneizar 
la información solicitada.

Para el estudio mencionado, es necesario analizar en detalle las cuentas: 5 (gastos), 7 (costos de 
producción) y parcialmente la 1 (activos no eléctricos) del PUC. Para evitar hacer suposiciones, 
que pueden estar erradas, y nos conduzcan a medidas y resultados de eficiencia equivocados, se ha 
desarrollado un formato para ser diligenciado por los agentes, para cada año desde el 2000 hasta el 
2004. Los objetivos de dicho formato son:

■ Identificar con precisión los costos de administración (usualmente consignados en la cuenta 5) 
y los de operación y mantenimiento (usualmente consignados en la cuenta 7) de cada una de 
las actividades.

■ Identificar aquellos activos que se relacionan con las actividades de administración, operación 
y mantenimiento para cada una de las actividades.

Adjunto a estar carta se encuentran los formatos y sus instrucciones de diligenciamiento. Así mis­
mo, para tener unicidad en la información solicitada se presentan la definición de la actividad de 
transmisión y sus macroprocesos en los cuales está enmarcado el formato (ver sección 2.3), así como 
los macroprocesos de distribución.
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D escr ip c ió n  del form ato  e in struccion es:

P arte 1: A ctivos no eléctricos utilizados en los procesos de adm inistración, operación  
y m antenim iento.

1. Filas: Se encuentran los códigos de cuentas y subcuentas hasta 6 dígitos de la cuenta 1 (Acti­
vos), que son pertinentes para el análisis de costos eficientes de AOM.

2. Columnas:

a) Total Activos no eléctricos relativos a transmisión/distribución: Para cada uno de los ac­
tivos no eléctricos indique el valor en pesos del activo destinado a AOM para la actividad 
de transmisión/distribución de energía eléctrica.

b) % Administración: Para cada una de las actividades indique el porcentaje sobre el valor 
de los activos no eléctricos que se puede imputar a la administración, la cual corresponde 
a todos “los procesos de soporte o administración que se ejecutan para apoyar los procesos 
de negocio (inversión, operación, mantenimiento y gestión comercial)” .

c) % Operación: Para cada una de las actividades indique el porcentaje sobre el valor de 
los activos no eléctricos que se puede im putar a operación, es decir, los procesos que se 
deben ejecutar para garantizar la operación normal del sistema de transmisión de energía 
eléctrica.

d) % Mantenimiento: Para cada una de las actividades indique el porcentaje sobre el valor de 
los activos no eléctricos que se puede imputar a mantenimiento, es decir, los procesos que 
se deben realizar para planear, ejecutar, controlar y evaluar el mantenimiento (predictivo, 
preventivo y correctivo) de los equipos de las subestaciones y las líneas de transmisión 
(estructuras, aisladores y servidumbre).

e) % Centro de control: Aunque los centros de Control NO hacen parte de los activos no 
eléctricos y se remuneran por separado, es importante conocer qué porcentaje de los 
activos no eléctricos corresponden a los centros de control (por ejemplo, edificaciones, 
terrenos, software, entre otros). Para cada una de las actividades indique el porcentaje 
del activo no eléctrico que corresponde al centro de control.

/ )  No aplica: Cuando la cuenta o subcuenta no hace parte de la actividad de la empresa.

Parte 2: G astos y costos AOM

1. Filas: Se encuentran los códigos de cuentas y subcuentas hasta 6 dígitos pertenecientes a las 
cuentas 5 (Gastos) y 7 (Costos de Producción), que corresponden a AOM.

2. Columnas:

a) Total AOM transmisión/distribución: Para cada una de las actividades indique el valor 
en pesos destinado a gastos o costos AOM para la actividad de transmisión/distribución 
de energía eléctrica.

b) % Administración: Para cada actividad indique el porcentaje sobre el total de AOM que 
está destinado a administración.
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c) % Operación: Para cada actividad indique el porcentaje sobre el total de AOM que 
está destinado a operación.

d) % Mantenimiento: Para cada actividad indique el porcentaje sobre el total de AOM que 
está destinado a mantenimiento.

e) % Centro de control: Indique el porcentaje del total de AOM que gasta en el centro de 
control para cada actividad.

/ )  No aplica: Cuando la cuenta o subcuenta no hace parte de la actividad de la empresa.

D .2 .1 . M a cro p ro ceso s  d e la  a c tiv id a d  d e d istr ib u c ió n  

M acroproceso de Inversión

Los procesos de inversión son aquellos que se realizan para planear, diseñar y ejecutar obras de 
expansión del sistema de Distribución.
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M A C R O PR O C E SO PRO CESO A C T IV ID A D
Desarrollar proyectos de expansión y re­
fuerzo del sistema de Distribución. Las
obras o instalaciones a las cuales hace re­
ferencia son:
• Líneas de media y baja tensión

• Equipos de transformación

• Equipos de regulación y compensación

• Equipos de control, maniobra y protec­
ciones

• Obras e instalaciones para telecomuni­
caciones asociados al servicio de distri­
bución.

• Reposición de U.C (Unidades construc­
tivas) y de elementos asociados a las U.C.

No se incluyen los siguientes aspectos:
• Desarrollo de obras o instalaciones soli­
citadas por terceros.

• Desarrollo de activos fijos que sean in­
herentes al sistema de transmisión o pro­
piedad de grandes consumidores.

Planear la expan­
sión del sistema 
y su correcto fun­
cionamiento.

• Proyección de la demanda y eva­
luación de posibles inversiones.

• Evaluación costos unidades cons­
tructivas y sus elementos en el mer­
cado.

• Estudios técnicos para disminu­
ción de pérdidas técnicas.

Estudios para me­
jorar la calidad de 
la energía. Conti­
nuidad del servi­
cio, calidad de la 
onda.

• Estudio de variables eléctricas pa­
ra mejor calidad de energía. Dismi­
nuir armónicos, flickers, sag-swells.

• Estudios técnicos de protecciones 
del sistema.

Instalaciones de 
redes y equipos. • Revisión de planos, capacidad de 

líneas y subestaciones.

• Instalación de nuevas conexiones 
(nueva carga).

• Refuerzos, repotenciación, ade­
cuaciones y /o  reposición de U.C o 
elementos asociados a las U.C.

• Estudios para modificaciones y re­
fuerzos requeridos para una nue­
va conexión, verificar acometida y 
equipos del usuario, cumplan con 
las normas técnicas exigióles y ve­
rificar que no deteriorarán la cali­
dad de la potencia suministrada a 
los demás usuarios.

• Protocolo de pruebas para validar 
las conexiones.
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M acrop roceso  de A d m in istrac ión

Los procesos de soporte o administración son aquellos que se ejecutan para apoyar los procesos 
de negocio (inversión, operación, mantenimiento y gestión comercial)
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M A C R O PR O C E SO PR O C ESO
Gestionar materiales y 
servicios

Planear y pronosticar necesidades de materiales y servicios, adquirir 
materiales y servicios y manejar materiales

Ejecutar mejoramiento 
del negocio

Evaluar y diseñar la estructura organizacional; desarrollar y mantener 
programas de mejoramiento continuo; administrar programas de gestión 
de calidad

Administrar asuntos 
ambientales

Elaborar, ejecutar y monitorear el plan de manejo ambiental. Implemen- 
ta r programas de contingencia

Administrar relaciones 
externas

Manejar relaciones con la comunidad, gobiernos, entes reguladores y 
trabajadores, filiales e inversionistas

Administrar servicios 
generales

Desarrollar y administrar programas para el manejo documental. Pla­
near, adquirir, manejar y mantener las instalaciones. Manejar la flota 
de vehículos y el servicio de mensajería y fax. Administrar servicios de 
comunicaciones y vigilancia

Administrar recursos fi­
nancieros

Evaluar y administrar el desempeño financiero. Manejar el efectivo. Ma­
nejar políticas, procedimientos financieros, el riesgo financiero y obtener 
financiamiento. Manejar auditorias internas, ejecutar gestión de costos, 
administrar activos fijos. Ejecutar la contabilidad general y elaborar y 
administrar el presupuesto y proyecciones. Procesar cuentas por pagar 
e impuestos

Gestionar el talento hu­
mano

Realizar descripción de cargos; reclutar y evaluar candidatos, desarrollar 
y manejar programas de capacitación y entrenamiento, manejar el pro­
grama de gestión del desempeño, procesar la nomina. Administrar salud 
ocupacional y seguridad industrial. Desarrollar y manejar el programa 
de compensación

Administrar los servi­
cios legales • Negociar y documentar acuerdos y contratos

• Proteger la propiedad intelectual

• Resolver disputas y litigios

Planear y administrar el 
negocio • Desarrollar el plan estratégico del negocio, de los sistemas de informa­

ción y tecnología y el plan de inversiones

• Manejar el desempeño de toda la organización

• Desarrollar la planeación tributaria

• Manejar seguros

• Identificar nuevas oportunidades de negocio

• Realizar estudios de regulación técnica y comercial

Desarrollar y mantener 
sistemas de información 
y tecnología

• Brindar soporte técnico a usuarios, desarrollar e implementar aplica­
ciones, administrar bases de datos, sistemas de información, hardware, 
equipo de comunicaciones y redes. Desarrollar, mantener y administrar 
la seguridad informática

• Evaluar, seleccionar y comprar hardware y software
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M acrop roceso  de O peración

Los procesos de operación son aquellos que se deben ejecutar para garantizar la operación normal 
del sistema de Distribución.

M A C R O PR O C E SO PRO C ESO A C T IV ID A D
Operar el sistema de distribu­
ción. No se incluye la opera­
ción de líneas ni de activos de 
terceros.

Planeamiento y 
Coordinación de 
la Operación

• Realizar estudios eléctricos.

• Realizar estudios de coordinación de protec­
ciones.

• Gestionar consignaciones de equipos.

• Coordinar la operación del sistema de Distri­
bución con el Operador del Sistema.

Ejecución de la 
operación del sis­
tema de Distribu­
ción

• Ordenar y /o  ejecutar las maniobras de los 
equipos del sistema de Distribución.

• Coordinar las maniobras impartidas por el 
Operador del Sistema, y coordinación de opera­
ciones con agentes en sus fronteras comerciales.

• Coordinar maniobras de campo. Apertura de 
cortacircuitos de los trafos que se realizan en 
forma local

• Realizar Supervisión de la Operación en tiem­
po real

Evaluar la opera­
ción • Realizar análisis, estudios eléctricos y es­

tadísticos post-operativos.

• Elaboración de reportes de eventos no progra­
mados, informes y diagnósticos anuales sobre 
desempeño operativo. Envío de reportes pe­
riódicos exigidos por los entes reguladores y 
controladores.
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M acrop roceso  de m an ten im ien to

Los procesos de mantenimiento son aquellos que se deben realizar para planear, ejecutar, con­
trolar y evaluar el mantenimiento (predictivo, preventivo y correctivo) de los equipos de las subes­
taciones y las líneas del Sistema de Distribución.

M A C R O PR O C E SO PR O C ESO A C T IV ID A D
Realizar el manteni­
miento del sistema de 
distribución

Planear el mante­
nimiento • Planear, programar y gestionar las actividades de 

mantenimiento predictivo y preventivo de los equipos 
de las subestaciones y líneas del sistema de Distribu­
ción teniendo en cuenta las instrucciones del fabri­
cante, la experiencia de la empresa y los estándares 
de calidad y confiabilidad exigidos en el sistema.

• Elaboración de planes y estudios de impacto am­
biental

Ejecutar manteni­
miento predictivo 
y preventivo

Ejecutar las actividades del programa de manteni­
miento.
• Inspección de redes aéreas y subterráneas

• Poda vegetación

• Lectura de transformadores

• Verificación de puestas a tierra en S/E

• Termografía

• Lavado de protecciones por ambientes salinos

Ejecutar manteni­
miento correctivo

Ejecutar las reparaciones de los equipos que componen 
el sistema eléctrico de distribución:
• Cambio de fusibles, cortacircuitos, pararrayos, he­
rrajes, aisladores.

• Reparación de transformadores

• Cambio y /o  reparación de cajas subterráneas, con­
ductores de las redes aéreas y subterráneas

Controlar y eva­
luar el manteni­
miento

• Controlar y evaluar el desarrollo y cumplimiento del 
programa de mantenimiento.

• Reprogramar actividades pendientes.

• Retroalimentar las áreas de diseño y materiales y 
equipos con información sobre el desempeño de los 
equipos.

• Evaluar el costo del mantenimiento.
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D .2 .2 . A c tiv o s  no e léc tr ic o s

C u e n ta D E S C R IP C IÓ N
T ran sm isió n D is tr ib u c ió n

N o a p licaT o ta l %
A

%
O

%
M

% C e n tro  
co n tro l

T o ta l %
A

%
O

%
M

% C e n tro  
co n tro l

1 A C T IV O

16 P R O P IE D A D E S , P L A N ­
TA  Y  E Q U IP O

1605 T E R R E N O S Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

1640 E D IF IC A C IO N E S

164001 E dificios y  casas Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164002 O ficinas Á re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164003 A lm acen es V alor ($)
V alor ($)

164004 L ocales Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164005 F á b ric a s Á re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164007 S alas de  exh ib ic ió n , confe­
ren c ia s  y  v en ta s

Á re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164008 C a fe te r ía s  y  casinos Á re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164009 C olegios y  escuelas Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164015 C a se ta s  y  c a m p a m e n to s Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164017 P a rq u e a d e ro s  y  g a ra je s Á re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164018 B o d eg as y  h a n g a re s Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164019 In sta lac io n es  d e p o rtiv a s  y 
rec reac io n a les

Á re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164020 E s ta n q u e s Á re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164022 P re sa s Á re a  (m 2)
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A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164023 Pozos A re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164024 T a n q u e s  d e  a lm a c e n a m ie n ­
to

A re a  (m 2)

A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164025 E sta c io n e s  r e p e tid o ra s A re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

164090 O tra s  edificaciones A re a  (m 2)
A valúo  c a ta s t r a l  ($)

1655 M A Q U IN A R IA  Y  E Q U IP O

165501 E q u ip o  de  c o n s tru cc ió n

165504 M a q u in a ria  in d u s tr ia l

165509 E q u ip o  de  e n señ an za

165510 A rm a m e n to  de  v ig ilan c ia

165511 H e rra m ie n ta s  y  accesorios

165512 E q u ip o  p a ra  e s tac io n es  d e  b o m b eo

165520 E q u ip o  de  c en tro s  de  co n tro l

165521 M a q u in a ria  y  e q u ip o  d e  d ra g a d o

165522 E q u ip o  de  a y u d a  au d io v isu a l

165523 E q u ip o  de  aseo

165590 O tra s  m a q u in a r ia s  y  eq u ip o s

1665 M U E B L E S , E N S E R E S  Y  E Q U IP O S  D E  O F IC IN A

166501 M ueb les y  enseres

166502 E q u ip o  y  m á q u in a  d e  oficina

166590 O tro s  m uebles, en seres y  eq u ip o s  d e  oficina

1670 E Q U IP O S  D E  C O M U N IC A C IO N  Y  C O M P U T A C IO N

167001 E q u ip o  de  co m un icación

167002 E q u ip o  de  co m p u tac ió n

167003 L íneas te le fó n icas

167004 S a té lite s  y  a n te n a s

167090 O tro s  eq u ip o s  de  com u n icac ió n  y  co m p u tac ió n

1675 E Q U IP O  D E  T R A N S P O R T E , T R A C C IO N  Y  E L E V A C IO N

167502 T e rre s tre

167504 M a rítim o  y  fluv ia l

167505 D e tra c c ió n

167506 D e elevación

167590 O tro s  eq u ip o s  de  t r a n s p o r te ,  tra c c ió n  y  elevación

1680 E Q U IP O S  D E  C O M E D O R , C O C IN A , D E S P E N S A  Y  H O T E L E R IA

168002 M a q u in a ria  y  e q u ip o  d e  re s ta u ra n te  y  ca fe te ría
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168003 M a q u in a ria  y  e q u ip o  d e  c a ld e ra s

168090 O tro s  eq u ip o s  de  com edor, cocina , d e sp e n sa  y  h o te le ría
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D .2 .3 . C o sto s  y  g a sto s  d e a d m in istra c ió n , o p era c ió n  y  m a n ten im ien to

T ran sm isió n D is tr ib u c ió n
C u e n ta D E S C R IP C IO N T o ta l % % % % C e n tro T o ta l % % % % C e n tro N o a p lica

A O M co n tro l A O M co n tro l

5 G A S T O S

5101 S U E L D O S  Y  SA L A R IO S

5102 C O N T R IB U C IO N E S  IM P U T A D A S

510201 In c a p a c id a d e s

510202 S u b sid io  fam ilia r

510203 In d em n izac io n es

510204 G a s to s  m éd icos y  d ro g as

510205 A ux ilio  y  se rv ic ios fu n e ra rio s

510206 P en sio n es d e  ju b ilac ió n

510207 C u o ta s  p a r te s  de  p en sio n es d e  ju b ilac ió n

510208 In d em n izac io n es su s t i tu t iv a s

510214 C u o ta s  p a r te s  de  b o n o s p en s ió n a le s  em itid o s

510215 S u b sid io  p o r  d e p e n d ie n te

510290 O tra s  co n tr ib u c io n es  im p u ta d a s

5103 C O N T R IB U C IO N E S  E F E C T IV A S

510301 S eguros d e  v id a

510302 A p o r te s  a  c a ja s  d e  co m p en sac ió n  fam ilia r

510303 C o tizac io n es a  se g u rid a d  soc ia l en sa lu d

510304 A p o r te s  sind ica le s

510305 C o tizac io n es a  riesgos p ro fes ionales

510306 C o tizac io n es a  e n tid a d e s  a d m in is tra d o ra s  del rég im en  d e  p r i­
m a  m ed ia

510307 C o tizac io n es a  e n tid a d e s  a d m in is tra d o ra s  del rég im en  d e  a h o ­
rro  in d iv id u a l

510308 M ed ic in a  p re p a g a d a

510390 O tra s  co n tr ib u c io n es  efectivas

5104 A P O R T E S  S O B R E  LA  N O M IN A

5111 G E N E R A L E S

511101 M oldes y  tro q u e le s

511102 M a te ria l q u irú rg ico

511103 E le m e n to s  d e  len cería  y  ro p e ría

511104 L oza y  c r is ta le r ía

511105 G a s to s  d e  o rg an izac ió n  y  p u e s ta  en  m a rc h a

511106 E stu d io s  y  p ro y ec to s

511109 G a s to s  d e  d esa rro llo
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511110 G a s to s  d e  asociac ió n

511111 C om isiones, h o n o ra rio s  y  serv icios

511112 O b ra s  y  m e jo ras en  p ro p ie d a d  a je n a

511113 V ig ilan c ia  y  se g u rid ad

511114 M a te ria le s  y  su m in is tro s

511115 M a n te n im ie n to

511116 R e p arac io n e s

511117 S ervicios p ú b lico s

511118 A rre n d a m ie n to

511119 V iá tico s  y  g as to s  de  v ia je

511120 P u b lic id a d  y  p ro p a g a n d a

511121 Im presos, p u b licac io n es , su scrip c io n es y  afiliaciones

511122 F o to co p ias

511123 C o m u n icac io n es y  t r a n s p o r te

511125 S eguros gen era les

511126 Im p rev is to s

511127 P ro m o c ió n  y  d iv u lg ac ió n

511133 S eg u rid ad  in d u s tr ia l

511136 Im p le m e n to s  d e p o rtiv o s

511137 E v en to s c u ltu ra le s

511139 P a rtic ip a c io n e s  y  co m p en sac io n es

511140 C o n tra to s  de  a d m in is tra c ió n

511141 S o sten im ien to  d e  sem ov ien tes

511142 G a s to s  d e  o p e rac ió n  a d u a n e ra

511146 C o m b u stib le s  y  lu b r ic a n te s

511147 S ervicios p o r tu a r io s  y  a e ro p o r tu a rio s

511149 S ervicios d e  aseo , ca fe te ría , r e s ta u ra n te  y  lav an d e ría

511150 P ro c e sa m ie n to  de  in fo rm ación

511151 G a s to s  p o r  co n tro l d e  ca lid ad

511155 E le m e n to s  d e  aseo , lav an d e ría  y  ca fe te ría

511156 B o d e g a je

511157 C o n cu rso s y  lic itac iones

511159 L icencias y  sa lv o co n d u c to s

511160 M arg en  en  la  c o n tra ta c ió n  se rv ic ios d e  sa lu d

511190 O tro s  g a s to s  gen era les

5120 IM P U E S T O S , C O N T R IB U C IO N E S  Y  T A SA S

512001 P re d ia l un ificado

512002 C u o ta  de  fisca lizac ión  y  a u d i ta je

512003 C o n trib u c ió n  sob re  tra n sa c c io n e s  f in an c ie ra s
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512004 C o n trib u c ió n  a  las su p e rin te n d e n c ia s

512005 C o n trib u c ió n  a  las com isiones d e  regu lac ió n

512006 V alorización

512009 In d u s tr ia  y  com ercio

512010 T asas

512011 Im p u e s to  so b re  v eh ícu los a u to m o to re s

512012 R e g is tro

512014 T a sa  p o r  u tilizac ió n  de  recu rso s n a tu ra le s

512015 T a sa  p o r  c o n ta m in a c ió n  d e  recu rso s n a tu ra le s

512017 In te re ses  d e  m o ra

512023 Im p u e s to  a l p a tr im o n io

512090 O tro s  im p u esto s  y  c o n tr ib u c io n es

53 A M O R T IZ A C IO N E S

534507 A m o rtiz ac io n es  L icencias

534508 A m o rtiz ac io n es  “S oftw are”

534509 A m o rtiz ac io n es  S erv id u m b res

7 C O S T O S  D E  P R O D U C C IO N

7505 S E R V IC IO S  P E R S O N A L E S

750501 Sueldos d e  P e rso n a l

750502 Jo rn a le s

750503 H o ras E x tra s  y  F estivos

750504 In c a p a c id a d e s

750505 C o sto s d e  R e p resen tac ió n

750506 R e m u n e rac ió n  S ervicios T écn icos

750507 P e rso n a l S u p e rn u m e ra rio

750508 Sueldos p o r  C om isiones a l E x te rio r

750510 P rim a s  T écn icas

750511 P r im a  d e  D irección

750512 P r im a  E sp ec ia l d e  S ervicios

750513 P r im a  d e  V acaciones

750514 P r im a  d e  N av id ad

750515 P rim a s  E x tra s  Legales

750516 P rim a s  E x tra o rd in a r ia s

750517 O tra s  P rim a s

750518 V acaciones

750519 B onificación  E sp ec ia l d e  R ecreac ió n

750520 B onificaciones

750521 S u b sid io  F am ilia r

750522 S u b sid io  d e  A lim en tac ió n
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750523 A ux ilio  d e  T ra n s p o r te

750524 C e san tía s

750525 In te re ses  a  las cesa n tía s

750527 C u o ta s  P a r te s  P en sio n es de  Ju b ilac ió n

750529 In d em n izac io n es

750530 C a p a c ita c ió n , B ie n e s ta r  Social y  E stím u lo s

750531 D o tac ió n  y  S u m in is tro  a  T ra b a ja d o re s

750533 C o sto s D ep o rtiv o s  y  d e  R ecreac ió n

750535 A p o r te s  a  C a ja s  d e  C o m p en sac ió n  F am ilia r

750536 A p o r te s  a l IC B F

750537 A p o r te s  a  S eg u rid ad  Social

750538 A p o r te s  a l S E N A

750539 A p o r te s  S ind ica les

750540 O tro s  A p o rte s

750541 C o sto s M édicos y  D rogas

750543 O tro s  A uxilios

750544 R iesgos P ro fes io n a les

750545 S ala rio  In te g ra l

750546 C o n tra to s  P e rso n a l T em p o ra l

750547 V iá tico s

750548 G a s to s  d e  V ia je

750549 C om isiones

750552 P r im a  d e  S ervicios

750566 C u o ta s  P a r te s  d e  B onos P en sió n a le s E m itid o s

750567 C o tizac io n es a  E n tid a d e s  A d m in is tra d o ra s  d e l R ég im en  de  
P r im a  M ed ia

750568 C o tizac ió n  a  S ocied ad es A d m in is tra d o ra s  del R ég im en  de  
A h o rro  In d iv id u a l

750569 In d em n izac io n es S u s titu tiv a s

750570 A ux ilio s y  S ervicios F u n e ra rio s

750590 O tro s  Serv icios P e rso n a le s

7510 G E N E R A L E S

751006 E stu d io s  y  P ro y e c to s

751013 S uscrip c io n es y  A filiaciones

751015 O b ra s  y  M ejo ras en  P ro p ie d a d  A jen a

751023 P u b lic id a d  y  P ro p a g a n d a

751024 Im p reso s y  P u b licac io n es

751025 F o to co p ias, U tiles  de  e sc rito rio  y  p a p e le r ía

751026 C om un icac io n es



205

751028 T asas

751036 S eg u rid ad  In d u s tr ia l

751037 T ra n sp o rte , F le te s  y  A carreo s

751090 O tro s  C o sto s G en era les

7517 A R R E N D A M IE N T O S

751701 T erren o s

751702 C o n s tru c c io n es  y  E dificaciones

751703 M a q u in a ria  y  E q u ip o

751704 E q u ip o  de  O ficina

751705 E q u ip o  de  C o m p u ta c ió n  y  C om u n icac ió n

751706 E q u ip o  C ien tífico

751707 F lo ta  y  E q u ip o  de  T ra n s p o r te

751790 O tro s

7520 A M O R T IZ A C IO N E S

752001 A m o rtiz ac ió n  S em ov ien tes

752002 A m o rtiz ac ió n  R e cu rso s R enovab les

752004 A m o rtiz ac ió n  Inversión  p a ra  la  P ro te c c ió n  de  los R ecu rso s N a­
tu ra le s

752005 A m o rtiz ac ió n  Inversión  p a ra  la  E x p lo ta c ió n  de  los R ecursos 
N o R enovab les

752006 A m o rtiz ac ió n  In tan g ib le s

752007 A m o rtiz ac ió n  B ienes E n tre g a d o s  a  T erce ros

752008 A m o rtiz ac ió n  M ejo ras en  P ro p ie d a d e s  A jen as

752090 O tra s  A m o rtiz ac io n es

7525 A G O T A M IE N T O

752501 A g o ta m ie n to  R ecu rso s R enovab les

752502 A g o ta m ie n to  R ecu rso s N o R enovab les

752590 O tro s  A g o ta m ie n to s

7535 C O N T R IB U C IO N E S  Y  R E G A L IA S

753504 D e p a r ta m e n to  A d m in is tra tiv o  del M edio  A m b ien te  “D A M A ”

753505 L ey 56 d e  1981

753506 M edio  A m b ien te  - L ey 99 d e  1993

753507 R egalías

753590 O tra s  C o n trib u c io n es

7537 C O N S U M O  D E  IN S U M O S  D IR E C T O S

753701 P ro d u c to s  Q u ím icos

753702 G as C o m b u stib le

753703 C a rb ó n  M in e ra l

753704 E n erg ía
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753705 A C P M , Fuel O il

753790 O tro s  E le m e n to s  d e  C o n su m o  d e  In su m o s D irec to s

7540 O R D E N E S  Y  C O N T R A T O S  D E  M A N T E N IM IE N T O  Y  R E ­
P A R A C IO N E S

754001 M a n te n im ie n to  de  C o n s tru c c io n es  y  E d ificac iones

754002 M a n te n im ie n to  M a q u in a ria  y  E q u ip o

754003 M a n te n im ie n to  de  E q u ip o  d e  O ficina

754004 M a n te n im ie n to  de  E q u ip o  C o m p u ta c ió n  y  C om u n icac ió n

754005 M a n te n im ie n to  E q u ip o  de  T ra n s p o r te , T racc ió n  y  E levación

754006 M a n te n im ie n to  T erren o s

754007 M a n te n im ie n to  L íneas, R edes y  D u c to s

754008 M a n te n im ie n to  de  P la n ta s

754009 R e p arac io n e s  d e  C o n s tru c c io n es  y  E dificac iones

754010 R e p arac io n e s  d e  M a q u in a ria  y  E q u ip o

754011 R e p arac io n e s  d e  E q u ip o  d e  O ficina

754012 R e p arac io n e s  d e  E q u ip o  d e  C o m p u ta c ió n  y  C om u n icac ió n

754013 R e p arac io n e s  E q u ip o  d e  T ra n s p o r te , T racc ió n  y  E levación

754014 R e p arac ió n  de  L íneas, R edes y  D u c to s

754015 R e p arac ió n  de  P la n ta s

754090 O tro s  C o n tra to s  d e  M a n te n im ie n to  y  R e p a rac io n e s

7542 H O N O R A R IO S

754204 A valúos

754207 A seso ría  T écn ica

754290 O tro s

7545 S E R V IC IO S  P U B L IC O S

7550 O T R O S  C O S T O S  D E  O P E R A C IO N  Y  M A N T E N IM IE N T O

755001 R e p u e sto s  p a r a  veh ícu los

755002 L la n ta s  y  N eu m ático s

755003 R o d a m ie n to s

755004 C o m b u stib le s  y  L u b ric a n te s

755005 M a te ria le s  p a r a  C o n s tru c c ió n

755006 M a te ria le s  E léc trico s

755007 M a te ria le s  p a r a  L a b o ra to r io

755090 O tro s  C ostos

7560 S E G U R O S

756001 D e M anejo

756002 D e C u m p lim ien to

756003 D e C o rr ie n te  D ébil

756004 D e V id a  C o lec tiv a
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756005 D e Incen d io

756006 D e T e rre m o to

756007 D e S u stracc ió n  y  H u rto

756008 D e F lo ta  y  E q u ip o  d e  T ra n s p o r te

756009 D e R e sp o n sa b ilid a d  C ivil y  E x tra c o n tra c tu a l

756010 D e R o tu ra  d e  M a q u in a ria

756011 D e E q u ip o  F lu v ia l y  M a rítim o

756090 O tro s  Seguros

7565 IM P U E S T O S

756502 D e T im b re

756503 P re d ia l

756504 D e V alorización

756505 D e V ehículos

756590 O tro s  Im p u esto s

7570 O R D E N E S  Y  C O N T R A T O S  P O R  O T R O S  SE R V IC IO S

757001 A seo

757002 V ig ilan c ia

757003 C asin o  y  c a fe te ría

757090 O tro s  c o n tra to s
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