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1. INTRODUCCIÓN Y RESUMEN 

En el mes de julio de 2010, la Asociación Colombiana de Generadores, ACOLGÉN, 
contrató los servicios especializados de Fernando Barrera Rey y Alfredo García Morales1 
para que analizaran – de manera independiente y objetiva – el desempeño del mercado 
colombiano de electricidad en épocas de Niño.  En especial, el período crítico para 
analizar el desempeño de este mercado y de sus instituciones es el correspondiente al 
último período de Niño (2009-10) con miras a proponer mejoras – en caso que sean 
necesarias – al  mercado colombiano.  Este informe busca cumplir con tal encargo. 

En concreto, el objeto de la asesoría es doble: (i) evaluar las decisiones normativas 
adoptadas por el gobierno nacional, a través del Ministerio de Minas y Energía y la 
Comisión de Regulación de Energía y Gas, así como sus efectos en el Mercado de 
Energía Mayorista, y (ii) recomendar ajustes regulatorios que contribuyan a la eficiencia 
económica del mercado y a la construcción de confianza. 

RESUMEN 

Así, la primera parte del estudio consiste en evaluar las decisiones normativas 
adoptadas por el ministerio y la CREG en ese período de intervención y para hacerlo es 
necesario analizar no sólo cada intervención por separado sino el conjunto de ellas, con 
la intención de identificar posibles problemas subyacentes de naturaleza sistémica y no 
coyuntural.  Pero, como es frecuente en cualquier ejercicio de esta naturaleza, no existe 
un único evento que permita imputar la causa de las múltiples intervenciones observadas 
en el período septiembre 2009 – julio 2010.  En general, las intervenciones 
gubernamentales pueden producirse porque el desempeño del mercado no es acorde con 
las preferencias del gobierno. Por ejemplo, los mercados pueden intervenirse por 
consideraciones de equidad en la distribución del bienestar. Otro tipo de intervención se 
relaciona con posibles ineficiencias ó “fallas” en la operación del mercado que pueden ser 
estructurales (por ejemplo, excesiva concentración conducente a poder de mercado) ó de 
diseño (regulación defectuosa). En el caso específico de las intervenciones que tuvieron 

                                                 

1   Los autores de este estudio son, respectivamente, Director Asociado en la empresa de consultoría económica 
Frontier Economics Ltd y Associate Professor del  Department of Systems and Information Engineering de La 
Universidad de Virginia en Charlottesville.  Las opiniones aquí expresadas son, únicamente, la posición independiente 
de los autores y no comprometen a las instituciones para las cuales trabajan ni mucho menos a las empresas que 
conforman y conformaban ACOLGEN en el momento de contratación del estudio, ni a ACOLGEN mismo.   Se 
agradece la colaboración prestada por ACOLGEN y todas sus empresas afiliadas, por los gremios NATURGAS, 
ANDESCO, ASOCODIS y ANDI y las instituciones CREG, SSPD, CSMEM, MME, XM, CNO. Parte de este trabajo 
ha sido presentado en las 3as Jornadas de Generación organizadas por ACOLGEN, CNO, y CAC y ha sido presentado 
a la Junta Directiva de ACOLGEN y en el Congreso del mercado mayorista colombiano CNO-CAC del año 2010 
celebrado en Cartagena.  Resta aclarar que, obviamente, ninguna de las opiniones aquí expresadas compromete a 
ninguna de las instituciones que han tenido la gentileza de ayudarnos con sus comentarios y los autores aceptamos 
responsabilidad plena por los errores en nuestro análisis y por las opiniones aquí expresadas. 
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lugar en el período septiembre 2009 – julio 2010 encontramos una compleja amalgama de 
razones para la intervención que incluyen: percepción de las autoridades de abuso de 
poder de mercado, fallas regulatorias en el diseño del cargo por confiabilidad, retrasos 
sustanciales en la regulación del mercado de gas natural y la ausencia de una regulación 
para viabilizar nuevas inversiones en transporte, atrasos en la implantación de mejoras al 
funcionamiento del mecanismo de formación de precios, déficit real de transporte y 
suministro de gas para la generación térmica, además de una estructura institucional que 
indujo excesiva cautela en la operación del mercado y desconfianza en su 
funcionamiento. 

En nuestra opinión, las autoridades tomaron medidas excesivas, porque los análisis 
energéticos no las respaldaban con la suficiente credibilidad, prolongadas, porque se 
extendieron más allá de lo prudente como los vertimientos en abril y mayo atestiguan, y, 
probablemente, precipitadas porque había visos de subida de precios coherente con la 
escasez.  Pero la decisión de intervención se tomó en un momento de grandes urgencias. 

Primero, los problemas de déficit de transporte en el interior eran irresolubles a pesar 
que hubo varias oportunidades en el pasado para resolverlos por vía regulatoria, 
comercial y legal.  Esto reducía el potencial de la generación térmica del interior de 
manera importante.  Segundo, el déficit de suministro de los usuarios interrumpibles en el 
papel, más no en la práctica, generaba grandes presiones – políticas pero también de 
eficiencia porque la regulación daba excesivos incentivos al gas interrumpible y permitía 
contratos ineficientes y onerosos – para  decretar el racionamiento como en efecto 
ocurrió. 

¿Pero era el problema de gas suficiente razón para intervenir el mercado eléctrico? – 
La evidencia del estudio que vamos a presentar afirma que los generadores hidráulicos y 
los generadores térmicos de la Costa – y en general el sistema – podían no reaccionar con 
la suficiente celeridad y eficiencia al precio de mercado.  Para esta afirmación nos 
basamos en la evidencia empírica y conceptual de la alta dependencia del precio spot a la 
posición contractual de las empresas y en la distorsión que el precio de escasez  genera en 
las ofertas de producción.  Sin embargo no es claro que las autoridades hayan tenido esa 
evidencia – de hecho el regulador ha rechazado a lo largo de casi cinco años las críticas al 
precio de escasez que varios analistas del mercado le han presentado – y por eso la 
decisión de intervenir parece basada en percepción, falta de confianza en el 
comportamiento de los generadores, acusaciones no probadas – pero tampoco 
desmentidas por los generadores – hechas por el CSMEM y en experiencia histórica (p. 
ej. el precedente de la sobrecontratación en El Niño 1997-8) que en análisis objetivos del 
problema.  

Esa forma de proceder ilustra entonces un problema institucional serio y asociado a 
la percepción de un alto costo político del racionamiento y una – presuntamente porque 
los litigios vienen después – fácil socialización de los costos de la intervención.  Las 
autoridades tienen un bajo costo, comparativo, de la intervención porque la evaluación 
de ésta es más compleja que la evidencia palpable de un racionamiento.  Estos incentivos 
se alinean rápidamente en todos los actores gubernamentales, MME, SSPD, CREG, XM, 
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y la demanda o la oferta no logran detenerlos – en algunos casos porque algunos agentes 
se benefician de la intervención en el corto plazo. 

A pesar de lo difícil que es que las autoridades – dada la institucionalidad colombiana 
– se abstengan de intervenir en el mercado en momentos críticos, el mercado tenía 
problemas en el momento de la intervención: 

• El modelo existente en el año 2006 no era coherente y las modificaciones 
adoptadas recientemente sembraban dudas respecto a la formación del precio 
de mercado; 

• El cargo por confiabilidad tenía dos problemas de diseño. El primero 
asociado con la determinación del precio de escasez y su interacción con el 
precio spot y la exposición en el mercado de contratos de largo plazo. El 
segundo, relacionado con el diseño institucional del sector que induce una 
preponderancia del costo político sobre el costo económico de una situación 
de racionamiento. El diseño del cargo, basado en penalidades financieras por 
incumplimiento de entrega de energía firme, no incluía herramientas que 
permitieran neutralizar posibles intervenciones motivadas por la gran 
aversión al riesgo de racionamiento inherente al sector. 

• El comportamiento en las subastas de confiabilidad y la evolución reciente 
del mercado generaron una crisis mutua de confianza entre agentes del sector 
y las autoridades cuyos efectos podían sentirse en el comienzo de la crisis; 

• Los problemas de gas, suministro y transporte, generaban dudas sobre la 
capacidad del sector térmico de respaldar al sistema en el evento crítico; 

•  La forma de oferta de las centrales térmicas e hidráulicas en el comienzo de 
la crisis sembraban dudas sobre la respuesta de la generación a los precios de 
mercado; 

• La posibilidad de sobrecontratación de algunos agentes – similar a lo 
experimentado en El Niño 1997-98 – parece haber informado las actuaciones 
del Operador del Sistema a partir de su relación con el Operador de Mercado 
(OM). 

La lectura de las autoridades se tradujo en acciones muy concretas.  La urgencia de 
intervenir pudo verse exacerbada por el mero hecho que las autoridades no tenían una 
fuente de información adicional al OS/OM. El CNO, por la prohibición de difundir 
información sobre el funcionamiento del mercado existente en el momento de las 
decisiones, no fue contrapeso y el ministerio, por su aversión natural al racionamiento, 
tuvo una mayor confianza en el CACSSE y XM que en otras instituciones del sector, 
incluida la CREG. Por sus responsabilidades y conformación, estas entidades se alinean 
fácilmente en el objetivo de evitar un racionamiento porque como se mencionó 
anteriormente, el diseño institucional del sector permite que predominen consideraciones 
no necesariamente económicas ante la perspectiva de racionamiento. 



  Fernando Barrera Rey ‡ Alfredo García Morales 

8 

 

Las autoridades veían una eventual situación de racionamiento con precios spot 
inferiores al precio de escasez – es decir, sin el ejercicio de las obligaciones de energía 
firme – en los meses previos al verano.  Encontramos que dos hipótesis pueden explicar 
esta anomalía aunque desconocemos cuál de ellas manejaban las autoridades. Una 
primera hipótesis se relaciona con fallas en el diseño del mecanismo de confiabilidad que 
inducen una interacción no trivial entre el precio escasez y la formación del precio spot. 
Una segunda hipótesis se relaciona con la posición contractual de importantes agentes 
hidráulicos que ocasionaba una posible subvaloración del agua embalsada. El número y 
forma de las intervenciones adoptadas parecen indicar que tanto el Ministerio como el 
ente regulador estaban convencidos de la validez de la segunda hipótesis (subvaloración 
del recurso). A pesar de haber evidencia a favor de la primera hipótesis, ajustes 
(relativamente sencillos) a la regla de escasez no fueron considerados. Por el contrario, las 
intervenciones estuvieron encaminadas de manera consistente a forzar un aumento 
sostenido en el precio spot. Se deriva como lección importante de este episodio de 
intervenciones que en situaciones de escasez, ni el gobierno ni el ente regulador confía en 
las señales de precio spot como indicadores de la escasez relativa del recurso. En su lugar, 
variables de corte físico como cantidades disponibles para generación (niveles de 
embalse) se convierten en el foco de atención. 

Como parte importante de nuestro trabajo se realizaron diversos análisis estadísticos 
con el objetivo de evaluar la eficiencia del precio spot como señal informativa del balance 
de recursos de generación en el corto plazo. Los hallazgos del análisis efectuado para el 
período 1996-2010 indican que los contratos bilaterales tienen una connotación física 
puesto que los precios de estos contratos obedecen no sólo a las expectativas de precios 
spot sino también a expectativas sobre variables fundamentales (por ejemplo, aportes 
hídricos) propias a algunos agentes. Por su parte, el precio spot tiene una dependencia del 
nivel de contratación bilateral que siembra dudas sobre su papel orientador en la gestión 
de recursos en el corto plazo. Esta inversión de roles entre el mercado de contratos y el 
mercado spot puede estar directamente ligada (entre otros factores) a la escasa (nula) 
participación de la demanda en el mercado spot.  Parece que el mercado de contratos es 
el mercado donde se forman los precios del mercado de energía de Colombia.2 

En estas circunstancias, es correcto que existan dudas sobre la formación de precios 
del mercado spot. Esto no implica necesariamente que la solución sea retornar a 
esquemas de control de ofertas con costos auditados o la adopción de otros esquemas de 
regulación con alta intervención. La experiencia internacional muestra que los mercados 
de electricidad aunque plagados de imperfecciones, pueden garantizar mediante un 
adecuado esquema regulatorio (muchas veces basado en la auto-regulación), un 

                                                 
2   Esto confirma que se deben dar más señales de demanda en los contratos, analizando la conveniencia (análisis 
costo-beneficio) de reducir el umbral a los usuarios no regulados y utilizar el MOR como mecanismo de última 
instancia (para los usuarios que no quieren o no pueden elegir comercializador).  Por eso proponemos que continúe el 
esquema actual de convocatorias – con una reglas más explícitas de subastas a usarse y razones de asignación y no 
asignación – en el ínterin de la mayor liberalización del mercado. Asimismo que el MOR no aplique a usuarios no-
regulados. 
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desempeño razonable ó second-best. Así nuestras propuestas, en prioridad de 
implementación – corto, mediano, y largo plazo (CP, MP y LP) – van encaminadas a 
continuar el proceso truncado de mejoras al esquema regulatorio (mayor detalle en la 
conclusión al estudio): 

• Mejoras al funcionamiento del mercado spot: 

1. Añadir un mercado en tiempo real que permita solucionar los problemas 
de variación de costo de las centrales entre el cierre del day-ahead y el 
tiempo real (MP); 

2. Volver al esquema de ofertas horarias y la optimización del sistema hora a 
hora en coherencia con el diseño original del mercado (CP); 

3. Incorporar la demanda (usuarios no regulados, posiblemente con 
capacidad de autogeneración) en la formación de precios spot (MP);  

• Mejoras al Cargo por Confiabilidad 

1. Adopción de un esquema preventivo de “pruebas de resistencia” por 
empresa de generación en los meses previos a la estación de hidrología 
crítica con el fin de identificar cuáles empresas tienen incentivos 
contractuales que pueden inducir un alto nivel de riesgo de no 
cumplimiento de la obligación de energía firme. Las empresas que fallen 
estas pruebas son intervenidas requiriendo una cobertura en un período 
prudencial de sus obligaciones contractuales con otros generadores-
comercializadores. En caso de no poder conseguir esta cobertura, se 
intervienen las ofertas del generador (MP). 

2. Mejorar la determinación del precio de escasez para que no distorsione la 
señal de precios spot. 2 opciones: 

 Por medio de un precio que determine en todo momento del 
mercado el costo de generación más alto (ya sea para una central 
de fuel oil o una turbina de gas basada en el precio de gas en el 
nuevo mercado spot de gas o en el secundario mientas éste se 
consolida) (CP); 

 Por medio de un índice físico que cuantifique de forma 
aproximada el riesgo sistémico de escasez en el tiempo (LP); 

3. Introducir señales de localización en las subastas de cargo por 
confiabilidad lograr una participación efectiva de la demanda en las 
mismas (LP);  

4. Introducir señales de demanda en las subastas de cargo (MP). 

• Mejoras al mercado de contratos bilaterales (MP) 
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1. Modificar la regulación de la actividad de comercialización de tal manera 
que se incentive una eficiente y prudente gestión en la compra por parte 
de las comercializadoras para usuarios regulados a través de la definición 
de un precio techo ó price-cap resultante del promedio de contratos de un 
portafolio de contratos de referencia de diversa duración.  

2. Reglamentar los criterios de no adjudicación de las convocatorias; 

3. Reglamentar los métodos de subastas a utilizar; 

4. Reglamentar el esquema de garantías de estas convocatorias; 

5. Recomendar calendarios de compras de las distribuidoras para cubrir su 
carga. 

6. Propender por una liquidación previa de los contratos financieros para 
tener un Pool de menor tamaño en el que la intervención regulatoria 
tenga un menor efecto y analizar la posibilidad de moverse a un mercado 
de contratos físicos controlando los problemas de la integración vertical 
(LP); 

7. Analizar la conveniencia (costo-beneficio), de reducir el límite de usuarios 
no regulados y profundizar en la apertura de la competencia minorista en 
línea con el modelo escogido en Colombia (CP). 

• Mejoras a la estructura institucional del MEM. 

1. Reformar la estructura gubernativa del OS/OM: 

 Separar al OS/OM de ISA (CP); 

 Separar la Operación del Mercado de la Operación del Sistema 
(MP); 

 Supeditar éstas dos actividades a una junta directiva del mercado 
con carácter independiente que sea capaz de propender por una 
máxima eficiencia y transparencia en la concepción y adopción de 
reformas al mercado. Para garantizar una equitativa participación 
de los agentes (stakeholders) del mercado (generadores, 
transmisores, distribuidores, comercializadores, usuarios) y otros 
miembros independientes, se fusionarían el CNO y el CAC en 
una nueva entidad. Esta serviría de órgano asesor y consultivo a la 
junta directiva del mercado  (LP); 

2. Mejorar la toma de decisiones del regulador 

 Por medio de la expedición de consultas previo a la expedición de 
resoluciones de consulta (CP); 
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 Por medio de la realización de estudios ex ante de impacto 
regulatorio de forma que cada nueva regulación expedida venga 
acompañada de un evaluación beneficio-costo debidamente 
sustentada (CP); 

 Por medio de propuestas regulatorias presentadas por los mismos 
agentes de mercado, discutidas en el seno de la nueva entidad 
resultante de fusionar el CNO y el CAC y  aprobadas por la junta 
directiva de mercado mayorista. La CREG retiene sus funciones 
originales pero podría descargar gran parte de la carga regulatoria 
en la nueva estructura de gobierno del mercado. Así, se invertiría 
el proceso de expedición de normas en un flujo “bottom-up” (de 
abajo hacia arriba) que contrasta con el vigente esquema “top-
down” (de arriba hacia abajo) (LP). 

 A continuación resumimos los hallazgos del estudio.  

COHERENCIA DEL MODELO (SECCIONES 1 Y 2) 

La necesidad de mejoras identificadas en los términos de referencia está asociada a las 
dudas sobre el desempeño de este mercado y sus instituciones durante los meses que 
siguieron a la declaración de racionamiento programado de gas y a los meses de bajos 
aportes asociados con el fenómeno del Pacífico Sur (fenómeno de El Niño).  En un 
plazo de tiempo muy breve se expidieron diversas resoluciones y se modificó de manera 
sustancial lo que – tras la reforma del cargo por capacidad y eliminación de los mínimos 
operativos – se consideró hace tan poco como finales del año 2006, era el diseño óptimo 
del mercado de capacidad.  Pero hemos encontrado que este diseño – en el momento de 
las intervenciones del fenómeno de El Niño de 2009-10 – difería sustancialmente del 
modelo originalmente contemplado. 

Nuestro análisis – ver Sección 1 – ha encontrado que desde el año 1995 el mercado 
mayorista ha sido sujeto de importantes modificaciones en el diseño original de mercado 
y de un sinnúmero de intervenciones en épocas de crisis.  En el año 2000 se modificó el 
modelo de incentivos del Operador del Sistema (OS) y del Transmisor (TO) a la espera 
de un nuevo marco institucional del OS y del Operador del Mercado que nunca 
prosperó.  Como resultado Colombia ha quedado con un modelo híbrido donde el OS y 
el OM tienen dependencia del TO y no existen incentivos suficientes para que los 
sobrecostos (asociados a las restricciones y la generación fuera de mérito) en el contexto 
de esta estructura sean minimizados. 

Asimismo, después del año 2006, se tomaron una serie de medidas encaminadas a 
reducir los precios del mercado por medio de la introducción explícita de los costos de 
arranque y parada, la optimización diaria del algoritmo de casación de ofertas, y la 
restricción de información.  Estas medidas – además de tener dudosa eficacia – han 
hecho que el mercado difiera de su concepción original de ofertas sencillas con mucha 
información disponible para los oferentes para evitar los problemas de valoración del 
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agua.  Pero las modificaciones han ido en contra de la concepción y coherencia del 
modelo original de mercado (ver Sección 2). 

Estas medidas han distorsionado la formación original de precios del spot y 
constituyen una preferencia por el control más que por el mercado en contravía con los 
temas pendientes del diseño original de 1995.  Los temas pendientes del modelo 
adoptado, que hubieran permitido solucionar algunos de los problemas que las 
modificaciones pretendían resolver, son evidentes al ver que la generación fuera de 
mérito sigue siendo un tema pendiente y son asuntos como la introducción de un 
mercado de ajuste o mercado cercano al tiempo real, la resolución del problema de la 
congestión de la transmisión y la introducción de señales de demanda.  La gran mayoría 
de mercados del mundo tiene mercados de ajuste o resuelven la congestión por medio de 
precios zonales, incentivos a la localización, inversiones en transmisión o alguna 
combinación de todas estas medidas mientras que su gran reto es introducir señales de 
demanda. 

Con la posible excepción del cargo por confiabilidad, el mercado mayorista de 
electricidad en Colombia ha dejado de ser un ejemplo de innovación en la experiencia 
internacional en la restructuración del sector eléctrico.  La mayoría de mercados de 
electricidad en el mundo han evolucionado hacia estructuras mas fluidas con operación 
cercana al tiempo real y una mayor participación activa de la demanda. Esta evolución es 
acorde con los grandes cambios tecnológicos que se avecinan: la implantación de 
tecnologías que permiten mayor capacidad de reacción en tiempo real a la demanda y el 
despacho de la red (smart grid), mayor participación de energías renovables (con gran 
intermitencia) en el suministro y la adopción en gran escala de vehículos eléctricos. El 
rezago del mercado de electricidad colombiano es evidente en la escasa participación de 
la demanda. El OS y/o el regulador actúan en nombre de la demanda. Así por ejemplo, el 
OS determina, con información de los ORs, la demanda del día siguiente y el costo de 
una deficiente predicción de la demanda es socializado. Por su parte, el regulador 
determina la demanda de confiabilidad para los próximos años y los costos asociados con 
errores posibles (por ejemplo, sobre-estimación del crecimiento de la demanda) son otra 
vez socializados. Las propuestas existentes para la homogeneización del mercado de 
contratos bilaterales (MOR) también incluyen decisiones centralizadas y éstas debieran 
minimizarse. 

Otros países han optado porque el mercado brinde algunas de estas señales ya sea 
por medio de competencia minorista, diseños institucionales con participación de la 
demanda, por medio de tarifas inteligentes o por medio de generación distribuida. El 
mercado colombiano además de no adelantar esta asignatura pendiente ha preferido 
concentrar más demanda en manos del regulador y por períodos más prolongados.  La 
dificultad que tiene esto es que los errores de previsión, como el de estimación de la 
demanda diaria o de contratos o de confiabilidad, o los errores del mismo mecanismo, 
como es el caso del cargo por confiabilidad, los paga el usuario.   
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EL CARGO POR CONFIABILIDAD (SECCIONES 1 Y 2) 

La introducción del cargo por confiabilidad en el año 2006 ha sido un avance en la 
introducción de señales de mercado para el pago por “adequacy” pero su diseño tiene 
problemas.  Al cargo se le criticó que siendo un único instrumento tuviese tantos 
objetivos: – el objetivo de incentivar la entrada, el objetivo de servir como instrumento 
de confiabilidad todo el tiempo y, en especial, en épocas de hidrología crítica, y, 
finalmente, el objetivo de controlar el poder de mercado.  La falta de coincidencia entre 
el número de instrumentos y sus objetivos produjo ineficiencias o arbitrariedades.  La 
distinción entre nuevos, existentes, existentes con obras, especiales,  y demás ha 
introducido un mismo precio para varios productos; la búsqueda de confiabilidad en el 
momento crítico introdujo un instrumento de tipo físico y con penalizaciones en un 
mercado de corte financiero y la búsqueda de control de poder de mercado la 
introducción de un precio de escasez muy bajo y arbitrario que distorsiona las ofertas de 
producción.  Estas decisiones pudieron tener efectos sobre el precio spot de mercado 
que el regulador parece no haber contemplado. 

Estas críticas fueron parcialmente silenciadas por el éxito percibido de las subastas de 
mayo-junio de 2008.   En estas subastas casi 3.500 MW de nueva potencia fueran 
añadidas al sistema y los resultados parecieron ser positivos a todas luces. Sin embargo, 
con posterioridad a las subastas algunos análisis demostraron ciertas falencias en el 
diseño y posible comportamiento de los agentes participantes los cuales dejaron una 
sensación de desconfianza en el sector que otros hechos atestiguan. 

LA CRISIS DE CONFIANZA (SECCIONES 2 Y 3) 

A esta sensación de desconfianza contribuyeron también los altos precios de la 
energía en el verano de 2008 y la falta de oferta de contratos a largo plazo a precios 
históricos manifestada por los usuarios industriales a las más altas instancias de decisión 
en Colombia.  Las decisiones tomadas en esa época respecto a la restricción de 
información, a la composición del CNO, y los múltiples informes del CSMEM acusando 
a agentes particulares del mercado sobre su comportamiento, son un componente visible 
de esta desconfianza en el mercado.  Pero el atraso en mejoras al mercado, las fallas 
regulatorias del cargo, las modificaciones recientes en arranque y parada y divulgación de 
la información, y la desconfianza no eran los únicos elementos presentes en el sistema en 
el año 2009, también estaba presente el problema histórico del sector de gas. 

EL SECTOR DE GAS (SECCIÓN 3) 

El sector de gas arrastraba una larga historia de insuficiencia de transporte para el 
suministro térmico del interior. Asimismo una falta de suministro de gas para generación 
térmica por la falta de contratos con algunos generadores en la Costa Atlántica en medio 
de exportaciones a Venezuela que se confiaba se interrumpirían en un racionamiento.  El 
déficit de transporte era reconocido hacía muchos años y en lugar de generarse las 
condiciones para que éste se resolviera todas las decisiones regulatorias y las 
negociaciones entre los agentes de mercado llevaron a que el problema se ignorara.  La 
lista de hechos (ver Sección 3) es muy larga pero valga la pena mencionar la conversión a 
líquidos, la reducción de las penalizaciones después de la renegociación de los niveles de 
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“take or pay”, el aumento de la probabilidad de intervención del mercado por parte de las 
autoridades, y el vencimiento paulatino, sin renovación, de los contratos de gas en La 
Costa y El Interior. 

Así, en  septiembre de 2009 se sabía que el déficit de gas sería una realidad si era 
necesario que las centrales de generación del interior cumplieran con sus obligaciones de 
energía firme.  Se podía solucionar la escasez de suministro en La Costa por medio de las 
interrupciones de exportaciones a Venezuela y liberar gas para uso en La Costa pero 
solucionar la escasez de transporte requería de medidas adicionales como el uso de 
líquidos en centrales que no habían respaldado su obligación de energía firme en este 
combustible.3  Las medidas se toman bajo la premisa que los térmicos no van a 
reaccionar a los precios de mercado o que no tendrán energía firme a precios inferiores al 
precio de escasez. 

FUNCIONAMIENTO DEL MERCADO Y SUS INSTITUCIONES 
(SECCIÓN 2 Y 3) 

De esta manera, el ministerio observa que a finales de septiembre de 2009, los 
térmicos no entran en mérito a pesar que los precios de la energía se acercan al precio de 
escasez y tiene la creencia, basado en la forma de oferta de estas centrales en el pasado 
reciente, que no lo harán en el futuro próximo. Asimismo parece sospechar que las 
centrales hidráulicas no subirán los precios por encima del precio de escasez y que 
ofertarán en base a su posición contractual más que en base a la escasez de recursos.  

Como prueba de estas creencias se señala la reducción repentina del nivel de 
embalses observada a finales del mes de septiembre y la primera semana de octubre. A 
esta percepción contribuye el OS con una lectura extremadamente pesimista de la 
situación energética. Primero, introduce un concepto no contemplado en el marco 
regulatorio vigente (el IGE, Índice General Energético) y, segundo, presenta una 
proyección lineal bastante pesimista de la situación.  Los análisis energéticos que hemos 
hecho en este estudio tratando de cuantificar la probabilidad de racionamiento – con la 
información disponible en los meses previos al verano – nos hacen concluir que hizo 
falta una discusión más fluida y corroborada sobre las proyecciones que proponía el OS 
(quien tenía el monopolio de la información en esa fecha). Esta discusión pudo verse 
dificultada por la nueva conformación del CNO, entidad que tradicionalmente ha servido 
de interlocutor al OS. En su lugar, debido al problema de gas, otras entidades jugaron un 
rol importante en el análisis de la situación energética (por ejemplo, el CACSSE). 

 La CREG adopta una serie de intervenciones en paralelo con las decisiones 
adoptadas por el MME, presumiblemente debido a un mal funcionamiento del mercado. 
Esto evidencia una creencia generalizada que nuevas reglas, y no modificaciones 

                                                 
3  Al final las obligaciones de energía firme de los térmicos se pagaron a precio de oferta o de bolsa y no a precio de 
escasez como contemplaba el cargo por confiabilidad. 
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relativamente marginales a las existentes, iban a contrarrestar el comportamiento de los 
agentes quiénes a su vez toman decisiones de corto plazo haciendo arbitraje a las reglas y 
maximizando sus ganancias en una situación en la cual el mercado es residual.  En un 
momento en que el marco regulatorio hace agua por la incapacidad del regulador de 
anticipar el comportamiento estratégico de los agentes, éstos, quienes son los únicos que 
en última instancia lo pueden gestionar adecuadamente toman acciones de corto plazo, 
maximizando sus beneficios, pero deteriorando aun más la consistencia y credibilidad del 
marco regulatorio del MEM. 

La regulación se convierte entonces en un juego antagonista de suma cero entre 
regulador y regulados y esa tensión se resuelve por medio de sobrecostos para el sistema 
y los usuarios.  Dentro de éstos está todo el sobrecosto de los líquidos y de las 
reconciliaciones negativas además de los sobrecostos de los usuarios con contratos de gas 
en firme que fueron interrumpidos y los sobrecostos que siguen la decisión de “comprar” 
energía ofrecida en el spot como si fuese vendida a plazo (Resolución CREG-010). 

Es necesario resaltar aquí que si bien la necesidad de intervención puede 
racionalizarse ex post, por los problemas que hemos visto de funcionamiento del 
mercado, no parece que los análisis  objetivos necesarios para decidirla se hayan realizado 
ni puede afirmarse que la regulación  existente no los haya propiciado.  Pero se puede 
decir categóricamente que muchos detalles específicos de la intervención son difícilmente 
justificables (p. ej., haber mantenido vigente la intervención cuando ya era evidente que el 
Fenómeno del Niño no representaba un riesgo real de racionamiento y algunos errores 
regulatorios evidentes). 

A pesar de todo lo ocurrido en el período, algunas lecciones pueden aprenderse de lo 
ocurrido.  

1.   El regulador debe desistir en su intención de “optimizar” el mercado a través 
de la introducción de un gran número de reglas motivadas por una situación 
coyuntural. Hay que reconocer que el mercado es complejo y que una estrategia 
regulatoria de pocas pero eficaces reglas es más robusta a manipulación estratégica, 
especialmente en momentos de crisis.   

2.   Que el cargo por confiabilidad tiene demasiados objetivos y es necesario 
hacer ajustes para que los cumpla.  

3.   Relacionado con el punto 2, que un mecanismo de sólo precios no es 
suficiente para dar confianza al gobierno que todo va a funcionar bien durante un 
fenómeno del Niño.   

4.   Que el sector de gas está indisolublemente ligado al mercado eléctrico 
colombiano y que los problemas de gas afectan al sector eléctrico como un todo.  

5.   Que los momentos de crisis son los peores momentos para adoptar cambios 
fundamentales en la regulación y que es necesario mejorar el proceso de 
expedición de nuevas normas asignando el “peso de la prueba” de las bondades 
relativas de éstas en el regulador.  
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6.   Que demasiados agentes toman decisiones en nombre de la demanda sin que 
ésta intervenga y que se debe buscar su participación.  

7.   Que el ministerio y la CREG tienen que buscar la manera de trabajar de 
forma coordinada y esto implica que los retrasos en mucha regulación sean 
solventados por medio del cumplimiento cabal de la agenda regulatoria.4 

Las medidas que proponemos van en esa dirección y esperamos que permitan 
solucionar, de manera coherente, los problemas identificados aquí. 

                                                 
4   Parece contradictorio que alguna regulación no se expida y otra se haga con tanta celeridad hasta que se 
encuentran coincidencias por actividades.  Al primer grupo pertenecen temas como la comercialización eléctrica y el 
sector de gas en general.  
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1 DISEÑO DEL MERCADO ELÉCTRICO 

El Mercado de Energía Mayorista de Colombia ha cumplido recientemente, el 20 de 
julio de 2010, quince años de existencia.  Al ser uno de los primeros mercados 
liberalizados en el mundo su diseño obedeció al estado del arte de la época el cual, 
naturalmente, estaba muy influenciado por la forma en que estos recursos operaban 
cuando el transporte y la generación estaban integrados.  Esto hizo que las autoridades se 
decidieran por un modelo tipo Pool, con despacho obligatorio y monopolio del 
Operador del Sistema. 

Pero las características específicas del mercado colombiano – su vulnerabilidad 
hidrológica, la baja capacidad de regulación de los embalses y la aversión al 
racionamiento – hicieron necesaria la adición de un ingreso adicional.  Así el diseño 
primario del mercado se complementó con un ingreso por respaldo, potencia, capacidad 
o confiabilidad a lo largo del tiempo.  Se puede resumir entonces como un mercado Pool, 
con contratación bilateral financiera, como el Pool inglés, y con la adición de un mercado 
de confiabilidad. 

El mercado de confiabilidad es muy similar al de Nueva Inglaterra, de hecho los dos 
mercados comparten la autoría de Stoft y Cramton, pero con el añadido de una subasta 
de confiabilidad para recursos con períodos de construcción superiores a las centrales de 
punta.   El modelo original se complementaba con un mercado de contratos bilaterales 
financieros, mercados simples para algunos Servicios Complementarios y un modelo 
TSO de coordinación entre la transmisión y la generación.    

Esta sección analiza las características del mercado, hace una comparación 
internacional con otros mercados y logra establecer algunos errores de diseño en su 
concepción original y temas pendientes.  La solución de estos errores parecía ser el 
camino a seguir pero, como explica la siguiente sección, se ha preferido modificar 
algunos aspectos del diseño original llevando a una involución del modelo a través de una 
mayor centralización.  Esta mayor centralización no sería un problema mayor si no fuera 
porque algunos problemas del diseño persisten y porque la demanda se ha ignorado por 
completo en las modificaciones. 

1.1 DISEÑO ORIGINAL DEL MEM 

El modelo que se ha escogido en Colombia para el mercado eléctrico consiste en 
competencia en las actividades de generación y comercialización y regulación de las 
actividades de transmisión y distribución (así como la venta a usuarios regulados por 
parte de estas últimas).  El modelo se complementa con un modelo híbrido de Operador 
de Sistema integrado en la compañía estatal de transmisión ISA – no corresponde a la 
clasificación tradicional de modelo TSO que tiene incentivos para la operación y la 
inversión – y expansión centralizada para la transmisión y, recientemente, para segmentos 
de la distribución. 
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El modelo colombiano preveía la migración del modelo de competencia mayorista a 
una de competencia minorista – donde todo usuario podría escoger comercializador – 
pero en la práctica el modelo minorista no ha sido desarrollado. Como puede apreciarse 
en el Gráfico a continuación, el modelo minorista se ha quedado sin profundizar desde 
hace más de 10 años y el número de clientes en el mercado no regulado ha permanecido 
más o menos constante. 
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Gráfico 1. Apertura de mercado. Fuente: Resoluciones CREG. 

Esto hace de Colombia un país donde la apertura total del mercado minorista ha 
tardado más con posterioridad a la apertura de mercado minorista.  Todos los mercados 
mayoristas en el mundo han llegado a un modelo de comercialización minorista en algún 
momento y – como lo muestran las propuesta regulatorias recientes como el MOR – el 
país no parece estar interesado en profundizar en el tema de comercialización minorista. 

Los mercados eléctricos son construcciones de las autoridades regulatorias para 
coordinar las acciones de los agentes económicos.  En el análisis económico ha habido 
grandes avances teóricos en décadas recientes –  teoría de juegos y teorías de incentivos e 
información – que han permitido el desarrollo de metodologías para prever como los 
procedimientos diseñados por los reguladores influencian las estrategias de los 
participantes y el desempeño del mercado.  Los diseños de estos mercados tienen una 
alta complejidad porque los reguladores deben comprender los incentivos de los agentes 
y la forma en que las decisiones regulatorias los afectan. 

En un entorno con pocos incentivos a la reducción de costos – similar a los de las 
empresas integradas verticalmente como existía en Colombia antes de 1994 – la iniciativa 
económica de los agentes estaba restringida y el diseño del mercado estaba gobernado 
por la importancia de balancear el sistema.  En un modelo económico, además del 
balanceo del sistema, las decisiones deben ser eficientes lo cual se alcanza por medio de la 
maximización de ganancias de los agentes participantes en la ausencia de poder de 
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mercado. Al introducir una regla de comportamiento en el mercado, el regulador debe 
conocer la conducta actual de las empresas e intentar prever la conducta que éstas tendrá 
con la nueva regla, ya que son muy pocas las situaciones en las cuales los agentes se 
comportarán de manera idéntica tras la introducción de una nueva regla de mercado.5 

Tabla 1. Tránsito de apertura de mercado mayorista a minorista 
País  Apertura mayorista  Apertura minorista  Tiempo 
Holanda  2004  2004  0 años 
California (EEUU)  1998  1998  0 años 
Massach (EEUU)  1998  1998  0 años 
Maine (EEUU)  2000  2000  0 años 
Noruega  1991  1991  0 años 
Alemania  1998  1998  0 años 
Finlandia  1996  1997  1 años 
Austria  1999  2001  2 años 
Pensilvania (EEUU)  1998  2000  2 años 
Francia  2004  2007  3 años 
Nueva Zelanda  1996  1999  3 años 
Suecia  1996  1999  3 años 
Dinamarca  1999  2003  4 años 
Irlanda  2001  2005  4 años 
República Checa  2003  2007  4 años 
Hungría  2003  2007  4 años 
Lituania  2003  2007  4 años 
Eslovaquia  2003  2007  4 años 
Victoria (AUS)  1998  2002  4 años 
Nueva Gales (AUS)  1998  2002  4 años 
España  1998  2003  5 años 
Alberta (CAN)  1996  2001  5 años 
Bélgica  2001  2007  6 años 
Grecia  2001  2007  6 años 
Portugal  1999  2005  6 años 
Letonia  2001  2007  6 años 
Eslovenia  2001  2007  6 años 
Italia  1999  2007  8 años 
Polonia  1999  2007  8 años 
Reino Unido  1990  1999  9 años 
Chipre  2004  2014  10 años 
Estonia  1999  2013  14 años 
Colombia  1995  ‐  Más de 15 

Fuente: Regulación de cada país 

                                                 
5   Esta observación hecha por Robert Lucas (Premio Nobel de economía del año 1995) y conocida como la crítica 
de Lucas explica los errores en política macroeconómica y es muy aplicable a las intervenciones en El Niño 2009-10. 
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Existe una dificultad implícita en tener mercados competitivos en generación porque 
la demanda tiene poca capacidad de respuesta en tiempo real  y en épocas de estrechez la 
curva de oferta es poco elástica.  Pero el problema también surge por el lado de la 
transmisión ya que el sistema debe entregar energía y transporte para cumplir con la 
demanda esperada y comprar reservas para satisfacer la demanda en tiempo real. El 
mercado en tiempo real sólo puede ser organizado por el Operador del Sistema como 
parte del manejo técnico del sistema de transmisión. 

Así, el OS tiene un monopolio del mercado spot (entendido como mercado a la vista) 
y tiende a comprar cantidades más que fijar precios.  La razón por la cual el OS en estos 
mercados el OS fija cantidades en lugar de precios está en que la demanda de reservas es 
muy inelástica o, al menos, es menos elástica que la oferta de reservas.  Como se 
desconoce  la forma de la curva de oferta, los errores al fijar precios tienen peores 
consecuencias que los errores de fijar precios en el mercado spot (ver gráfico). 

Como la demanda tiene una menor pendiente que la oferta, equivocarse en la fijación 
de un precio – digamos fijar P2 – genera un error en cantidades muy grande – Q2 – que 
contrasta con errar en la fijación de cantidades – Q1 – que genera un error de precios – P1 
– inferior y una pérdida de eficiencia adicional representada por el trapecio de color 
naranja.6 

Pero además del problema de monopolio del OS en el mercado spot, la formación de 
precios en este mercado tiene problemas como costos de arranque, rampas, paradas, 
además de los problemas de restricciones de red que hacen que el mercado spot no 
siempre sea la forma más eficiente de resolver problemas y así se aumente la necesidad de 
intervención del OS más allá del mercado spot. Las competencias del OS son entonces 
un elemento de diseño fundamental. 

El modelo original del Pool inglés utilizó lo que hemos denominado como 
liquidación bruta. En ese modelo los contratos bilaterales entre agentes son liquidados 
después del despacho y los contratos se conocen como contratos por diferencias porque 
son contratos que deshacen los intercambios originales y los reemplaza por una 
transacción a precio de mercado. El Reino Unido utilizó este mecanismo porque el 
Operador del Sistema, NGC, no quería correr con el riesgo de liquidación de contratos.7 

 

                                                 
6  Este ejemplo nos permite ilustrar un asunto permanente en los mercados eléctricos y es que son mercados donde 
uno de los lados del mercado está ausente.  En el caso que se acaba de ilustrar la demanda se presume quiere un 
producto “pague lo demandado” y esto hace que el OS decida comprar energía en esta forma.  Pero en otras ocasiones 
la demanda es “prevista” por el OS y los compradores dan pocas señales de estas necesidades.  El reto en el desarrollo 
de estos mercados es darle una voz a la demanda en la formación de precios. 

7  Véase S. Hunt ( 2002) Making Competition Work in Electricity, John Wiley and Sons, NY. 
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Gráfico 2. Eficiencia de mecanismos de precios y cantidades en Mercado spot 

En un modelo de liquidación neta el Operador del Sistema debe conocer el despacho 
de contratos entre agentes. Los contratos dan derecho a liquidaciones financieras y no a 
despacho físico de las plantas, lo que ocurre es que el Operador del sistema calcula las 
desviaciones financieras como: entregas verificadas – volumen en contratos. 8 

En teoría el resultado es igual al de un mercado bruto pero el modelo permite que el 
despacho pueda ser autogestionado, es decir que cada recurso se despache de manera 
autónoma aunque el OS deba tener ofertas para gestionar desvíos del programa de 
generación que presenten los generadores.   

Los mercados mayoristas en el mundo son muy diferentes pero pueden clasificarse 
en dos modelos principales:9 

• Centralizados (“tight”); 

• Descentralizados (“loose”). 

La principal diferencia entre los dos tipos de mercados está en la labor que 
desempeña el operador del sistema, es decir en el grado de interferencia del agente 
responsable por el balance oferta y demanda.  En los mercados centralizados el operador 

                                                 
8  Las dos partes del contrato deben nominar la misma transacción por los mismos volúmenes. 

9  El artículo que planteó esta separación es el tan conocido de Robert Wilson. Este puede consultarse – en su versión 
previa a la publicación “Architecture of Power Markets” Econometrica, 2002, 70:1299-1340. – en la dirección 
http://www2.econ.iastate.edu/tesfatsi/MarketArchitecture.RWilson1999.pdf 
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del sistema centraliza gran parte de la labor de intercambio entre la oferta y la demanda 
mientras que en modelos descentralizados la labor del operador se minimiza.10 

Los modelos centralizados tienden a caracterizarse como mercados tipo pool y los 
modelos descentralizados como mercados bilaterales. Los mercados tipo pool son más 
similares a los mercados no liberalizados porque generan un precio basado en un 
algoritmo de casación de ofertas gestionado por el OS. Los mercados bilaterales generan 
precios a partir de ofertas sencillas de producción.  Pero aún dentro de estos tipos de 
mercados, el regulador tiene otras decisiones que tomar. 

Al diseñar un mercado mayorista, el regulador tiene las siguientes opciones: 

• Programación: Despacho obligatorio o despacho autónomo 

• Liquidación de los contratos bilaterales: bruta o neta 

• Ofertas por central o portafolio 

• Pujas de una o dos vías 

• Despacho centralizado o descentralizado 

La diferencia primordial entre un pool y un mercado bilateral está en la programación 
de la operación; en el Pool la programación se determina de manera centralizada 
basándose en la participación obligatoria de los recursos de generación.   Por medio del 
algoritmo de casación se deriva un precio que compensa a los generadores por su 
generación.  En un modelo descentralizado los agentes comunican al OS su programa de 
generación y éste planifica los recursos que requerirá para ajustar la programación a la 
situación real. 

Los pools pueden ser netos o brutos. En los pools brutos toda la producción de los 
generadores es presentada al OS mientras que en el pool neto los generadores pueden 
vender parte de su producción por su cuenta por medio de contratos bilaterales físicos.  
Para que el OS pueda hacer coincidir oferta y demanda, los generadores presentan ofertas 
de desviaciones a sus programas de generación.  

Las ofertas de producción en un pool bruto tienden a hacerse al nivel de las unidades 
de generación.  Como el despacho debe corresponder de la manera más cercana  a los 
costos de las centrales para que éstos tengan incentivos a producir, el regulador debe 
diseñar una regla de formación de precios que obedezca lo más cercanamente posible a la 
estructura de costos.  Los costos en muchas ocasiones – con la probable excepción de 

                                                 
10  La labor del Operador del Sistema es fundamental para garantizar el equilibrio entre una demanda con poca 
respuesta y habituada a consumir electricidad sin restricciones y una oferta con baja capacidad de almacenamiento. 
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cadenas hidráulicas – están más asociados a la unidad de generación que al portafolio de 
centrales de un agente. 

Pero los contratos bilaterales tienden a ser una decisión empresarial con alta 
sustitución entre unidades de generación de un mismo dueño por las características de 
bien homogéneo de la electricidad.  Por esto los modelos con pools netos suelen permitir 
ofertas de generación basadas en los portafolios de centrales de generación de las 
empresas. 

Las pujas de producción pueden ser de una o de dos vías. En las pujas de una vía, 
sólo los productores pujan por el precio de mercado, el “comprador único” es el OS que 
presenta una curva de demanda inelástica (vertical) generalmente planificada de manera 
centralizada. En un esquema de pujas de dos vías la demanda participa pujando en el 
mercado presentando ofertas de compra.  Como en el mercado eléctrico se acostumbra a 
abastecer toda la demanda, los mercados de dos vías son voluntarios o lo que se 
denomina como “exchanges”. 

Finalmente, el regulador puede decidir que el despacho sea centralizado o que las 
centrales se “autodespachen”.  En modelos de Pool como el colombiano, el despacho 
está centralizado y el OS tiene control sobre el despacho de las plantas. En modelos 
descentralizados las centrales deciden su despacho de acuerdo al programa presentado al 
OS  

Otra decisión fundamental en un mercado es el número de mercados existentes.  Los 
mercados eléctricos cuentan con al menos tres mercados de energía, los mercados a 
plazo, el mercado del día anterior y el mercado en tiempo real.    Mercados tipo pool 
como el español o el australiano tienen programas decididos el día antes y modificados en 
un mercado, o mercados, muy cercanos al tiempo real para que el despacho se haga a 
mínimo costo.  Otros mercados, tanto Pools como bilaterales, tienen una secuencia de 
mercados dentro del día – mercados intradiarios – que permiten ajustar la generación y la 
contratación en el tiempo más cercano a la operación. 

Colombia sobresale entonces porque es el mercado más antiguo con sólo un day 
ahead.   Los otros mercados con day ahead, son creados muy recientemente, constituyen 
mercados con monopolios estatales integrados y, aún así, incluyen algún mecanismo de 
desvíos gestionado con menor antelación que el modelo de day ahead utilizado en el país.   

1.2 EL DISEÑO DEL MERCADO SPOT 

El mercado spot – o de ocasión – colombiano es un mercado del día anterior gestionado 
por el OS. El mercado spot en Colombia tiene tres funciones principales: 

• Planifica la operación y el despacho; 

• Liquida las diferencias entre la operación y su programa; 

• Fija un precio para liquidar los contratos bilaterales. 
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El mercado spot colombiano es una subasta de precio uniforme, originalmente con 
presentación horaria de ofertas y con un bloque de oferta único, en el que originalmente 

Hoy día el mercado spot sigue siendo una subasta de precio uniforme – aunque la 
Resolución CREG-10-2010 introdujo un modelo de subasta pay-as-bid – pero con una 
oferta diaria y un solo bloque de oferta.  Wolak (2009)11 ha documentado los problemas 
de utilizar un solo bloque de ofertas y una sola oferta diaria para el diseño del mercado.  
Sin embargo poco se ha dicho del diseño de la subasta de precio uniforme y a la forma 
precaria en que los problemas de restricciones de transmisión se resuelven en este 
modelo. 

1.2.1 LA LÓGICA DE LA FORMACIÓN DE PRECIOS DEL SPOT 

Una subasta, como la subasta del mercado spot colombiano, necesita de dos elementos 
para que lleve a una declaración correcta de precios del agente.  

• Que el generador quiera participar en el mercado de producción; 

• Que la oferta a costo marginal sea mejor que a otro costo. 

Primero se necesita que el generador quiera participar, es decir que las ganancias de 
generar sean superiores a las ganancias de no hacerlo.  Supongamos la función de 
ganancias de un generador es: 

)(qcqp −=Π ; 

Donde p es el precio de mercado, q la cantidad de generación y c (.) la función de 
costos del generador que es la suma de costos variables y costos fijos: 

Fqcvqp −−=Π )( . 

Cuando el generador genera cero, sus ganancias son iguales a – F, porque los costos 
variables de producir cero son iguales a cero. Para que esté dispuesto a generar se 
necesita entonces que: 

FFqcvqp −>−− )( ; 

q
qcvp )(

>  

                                                 
11  Frank Wolak (2009) Report on Market Performance and Market Mnitoring in the Colombian Electricity Supply Industry, 
Collections Documents, Superintendencia de Servicios Públicos Domiciliarios de Colombia. Octubre de 2009. 
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O que el precio sea superior a sus costos variables medios.12 

Tabla 2. Arquitectura de los mercados eléctricos 

Mercados 
País 

Tipo de 
Mercado 

Exchange  Cierre  Creación 
DA  I  D 

Colombia  Bruto  No  16 horas  1995  X     
Alemania  Neto  EEX  75 mins  1998  X    X 
Austria  Neto  EXAA  Día antes  1999  X    X 

Bélgica  Neto  APX, BELPEX  75 mins  2001  X    X 
Dinamarca  Neto  Nordpool  60 mins  1999  X    X 
España  Neto No  6 horas  1999  X  X   
Finlandia  Neto Nordpool  60 mins  1995  X    X 
Francia  Neto APX  60 mins  2004  X    X 
Grecia  Neto No  Día antes  2001  X     
Irlanda  Bruto  No  Día antes  2001  X    X 
Italia  Bruto  GME  90 mins  1999  X    X 
Holanda  Neto APX NL  60 mins  1998  X    X 
Portugal  Neto No  Día antes  1999  X    X 
R. Unido  Neto No  60 mins  1990  X    X 
Suecia  Neto Nordpool  60 mins  1997  X    X 
R. Checa  Neto No  Día antes  2003  X    X 
Chipre  Neto No  4 horas  2004  X    X 
Noruega  Neto Nordpool  60 mins  1995  X    X 
Estonia  Neto No  Día antes  1999  X    X 
Hungría  Neto No  Día antes  2003  X    X 
Letonia  Neto No  Día antes  2001  X    X 
Lituania  Neto No  Día antes  2001  X    X 
Polonia  Neto POLPX  Día antes  1999  X    X 

Eslovaquia  Neto No  Día antes  2003  X    X 
Eslovenia  Neto  No  Día antes  2001  X    X 
Australia  Bruto  No  60 mins  1998  X    X 
PJM  Bruto  No  60 mins  1998  X    X 

Fuente: Reguladores de cada país. 

Segundo, se necesita que los incentivos sean compatibles para el generador, es decir 
que la oferta de producción competitiva (igual a costo marginal) sea mejor que una oferta 
a otro precio.  Es decir: 

)','(),( qcvqcv Π>Π  

                                                 
12  El costo de arranque y parada es un costo cuasi-fijo en la medida en que se incurre pasando de cero a mínimo 
técnico lo cual hace que la función de costos marginales sea discontinua. Por eso se expresa la condición de 
participación en términos de costos variables medios y no en función de costos marginales. 



  Fernando Barrera Rey ‡ Alfredo García Morales 

26 

 

Donde cv’ ≠ cv es la oferta de producción a costo diferente del variable y q’ la 
generación con esa oferta.  

Es necesario identificar dos casos:13 

Primero, si el generador es marginal entonces sus beneficios son: 

cvcvsiqcqqcvqcqqcv >−<− ')'(')'(')()(  

 Siempre y cuando q’ no sea muy diferente de q. Si el generador es marginal, le 
conviene hacer una oferta alta de producción. 

Segundo, si el generador es inframarginal: 

')'(')( qqsiqcpqqcpq >−=−  

Es decir es mejor expresar el costo real si el generador es inframarginal. 

1.2.2 RESTRICCIONES DE TRANSPORTE 

Por su capacidad finita la red de transmisión juega un papel fundamental sobre el uso de 
los recursos de generación y sobre su valor. La congestión lleva a que el programa ideal 
de generación se incumpla en la práctica lo cual puede tener efectos sobre la forma de 
ofertar del generador.  En términos de la discusión anterior, la congestión de la 
transmisión puede hacer que los incentivos del generador a ofertar no sean compatibles. 

En presencia de congestión un generador puede ser o no necesitado con 
independencia de su competitividad respecto al resto de recursos.  En la medida en que 
haya congestión un generador con bajo costo de generación puede quedar excluido del 
despacho y viceversa.  Se busca que el generador, si produce la cantidad tenga los mismos 
beneficios si la línea está disponible que si no lo está. 

1.2.2.1 Reconciliaciones negativas 

Si el generador tiene posibilidades de no salir despachado aún estando en mérito (t = 0) 
el diseño de la subasta debe ser tal que: 

∏ (q, t = 1) = ∏ (q, t = 0) = ∏ (0, t = 0) 

La tercera expresión es para el caso de lo que en Colombia se denomina 
reconciliaciones negativas o un generador que está “constrained-off”.  Para que esto se 
cumpla:  

                                                 
13  El caso en el cual el generador tiene costos variables superiores al precio no importa porque no cumple con la 
condición de participación. 
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pq – cq – F = - cq – F = - c(0) = - F. 

Se debe añadir un pago R tal que 

pq – cq – F = R – cq – F =  R – F  

No existe un R que haga que las dos igualdades se cumplan.  Se puede encontrar un 
valor que haga que pq – cq – F = R – cq – F y este valor es igual a pagarle al generador la 
diferencia entre el precio de bolsa y su oferta (siempre y cuando esta sea igual a su costo 
marginal), (p – c) q: 

Si genera ∏ = (p – c) q – F 

Si no genera ∏ = (p – c) 0 – F + (p – c ) q = (p – c)q - F 

Si este es el incentivo, como ocurría en Colombia con el diseño original antes de la 
Resolución CREG-034-2001, y el generador tiene una probabilidad alta de no salir 
despachado, su interés es hacer una oferta ( c’) de producción muy baja.  Por ejemplo, si 
no sale despachado con probabilidad π recibe (p – c’) q y si sale despachado con 
probabilidad (1 – π) recibe (p – c) q.  Su beneficio esperado es: 

Π (esperado) = π (p – c’) q + (1 – π) (p – c) q = (p – c)q + πq (c – c’)  

O, para que sea positivo: 

Π (esperado) > 0;  (p – c) >  π (c’ – c), o ( )
( ) π>
−
−

'cc
cp  

Lo cual sólo aplica para centrales cuyo costo de generación está por debajo del precio 
de mercado y – en ese caso – su incentivo es a hacer una oferta de producción muy por 
debajo de su costo de generación.  De acuerdo a la modificación de la Resolución 034 de 
2001, el incentivo a bajar la oferta se ve reducido pero todavía existe. 

Puede pensarse que si se elimina la reconciliación negativa se elimine el incentivo a 
ofertar de esta manera, pero la verdad es que mientras la probabilidad de no ser 
despachado sea menor a 1, la central querrá salir despachada.  Una central que quiera 
generar porque el precio de mercado esperado es alto, intentará bajar su reconciliación lo 
más posible.  El efecto es el de ofertar a cero para las centrales de base y, probablemente, 
tener un efecto de depresión del precio de mercado. 

Si se hace una reconciliación como la de la resolución CREG-10-2010, el efecto es 
eliminar el objetivo primordial de ofertar a costo marginal.  Si el generador sabe que su 
energía se comprará a precio de oferta, el generador intentará predecir el precio de 
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mercado.  La subasta se convierte en una subasta del estilo “pay as bid”.  El despacho 
cuando las ofertas son del estilo pay as bid, tiene varios problemas.14 

Primero que todo, se distorsiona el despacho. Las plantas pueden equivocarse sobre 
cuál es el precio de mercado y no salir despachadas cuando es eficiente que lo sea.  La 
diferencia entre el precio de oferta y el costo marginal de las plantas es ahora reflejo de la 
expectativa de precios.  Esta no tiene por qué ser uniforme entre empresas. 

Segundo, las centrales que forman parte de un portafolio de generación tienen 
ventajas sobre empresas con pocas centrales.  Éstas últimas tienen poca información 
sobre los costos del mercado o sobre las expectativas de precio que los productores 
tienen. 

Pero estas expectativas pueden generar ineficiencias. Un generador de costos altos 
pondrá un mark up bajo mientras que uno de costos bajos intentará poner uno alto.  En 
media el generador de costos altos puede salir despachado antes que el generador de 
costos bajos.  Las plantas de base pueden ser desplazadas en esta subasta. 

Cambiar la forma de oferta de una subasta de precio uniforme bajo la creencia que las 
empresas no iban a cambiar su forma de ofertar parece ingenuo: 

“The critical assumption is, of course, that after the market rules are changed, generators will bid 
just as they had before. The one absolute certainty, however, is that they will not. Knowing that 
unless they changed their bidding practice under the new system they would receive only their 
avoidable costs on their successful bids—yielding them no contribution to their fixed or common costs, 
let alone profits—they obviously will universally change their practice immediately, bidding instead at 
what they expect will turn out to be the market-clearing price” (Blue Ribbon Panel Report pp 
5). 

1.2.2.2 Reconciliaciones positivas 

La reconciliación positiva está diseñada para centrales que no van a estar en mérito pero 
el sistema las requiere.  Para estas centrales las posibilidades de salir despachado son 
importantes.  La central debe estar indiferente entre generar o no, es decir: 

∏ (q, t = 1) = ∏ (q, t = 0) 

La ganancia de generar debe ser igual a la de no generar: 

pq – cq – F = - c(0) = - F. 

                                                 
14  Véase las recomendaciones del Blue Ribbon Panel Report (Pricing in the California Power Exchange Electricity Market: 
Should California Switch from Uniform Pricing to Pay-as-Bid Pricing? A study commissioned by the California Power 
Exchange. Alfred E. Kahn, Peter C. Cramton, Robert H. Porter, Richard D. Tabors), sobre las forma de las subastas 
en California.  El documento se encuentra en http://www.cramton.umd.edu/papers2000-2004/kahn-cramton-porter-
tabors-blue-ribbon-panel-report-to-calpx.pdf  
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Esto se logra con un pago R: 

R – cq – F = - c (0) = - F  

R= cq; se paga a la empresa su costo de generación.  Ahora el problema es la 
probabilidad de despacho de esta planta. Por ejemplo, si no sale despachado con 
probabilidad π recibe 0 (no está en mérito) y si sale despachado con probabilidad (1 – π) 
recibe (c’ – c) q. 

Π (esperado) = (1 – π) (c’ – c) q 

Π (esperado) > 0;  (1 – π) (c’ – c) q  

El cual es creciente  en la oferta de generación.  Si el generador tiene seguridad de 
despacho su oferta de producción es muy alta. 

Ante estos problemas se han buscado varias soluciones: 

• Cambiar la regla de reconciliaciones (resolución CREG-034 de 2001); 

• Hacer una única oferta diaria que impidiera el “gaming” de ofertas 
(Resolución CREG-026 de 2001); 

• Ocultar información para que (Resolución CREG-026 de 2001 y Resolución 
CREG-004 y CREG-015 de 2009) se dificulte la colusión de los agentes. 

1.2.3 FORMATO DE OFERTAS 

El diseño original del MEM era uno en el cual los generadores ofertaban 24 bloques 
diferentes en el día pero éste se cambió a una oferta única.  Wolak (2009) en su estudio 
del mercado colombiano ha mostrado la ineficiencia en términos de poder de mercado y 
de reducción de costos en su ausencia, de una oferta única.  Asimismo, para los embalses 
de muy baja regulación, la oferta única tiende a generar un patrón de ofertas muy errático 
e ineficiente ya que la única gestión de un recurso de estas características es generar/no 
generar sin posibilidades de gestión del embalse más complejas. 

1.2.4 RESTRICCIÓN DE INFORMACIÓN 

El precio spot del MEM es la variable fundamental  de operación del mercado, de 
señales económicas de inversión, y de ingresos de contratos para la mayoría de 
centrales.15  Aunque es cierto que una central de punta estará más interesada en el cargo 
por confiabilidad que una central de base, todas deben hacer estimaciones de precios de 

                                                 
15   El mercado de derivados del Operador del Mercado XM (conocido como Derivex) también requiere el precio de 
bolsa como subyacente. 
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mercado para poder darle viabilidad a sus inversiones.  Es fundamental para el mercado 
colombiano que las señales de precios sean: 

• Transparentes y no manipulables; 

• Reflejen la escasez de recursos; 

Al ser un mercado con una alta disponibilidad de agua la valoración de ésta adquiere 
una importancia fundamental.  Pero existen diferentes circunstancias que hacen necesario 
que las empresas hidráulicas posean cierta información para que el recurso se utilice de 
manera eficiente.  Estas circunstancias son: 

• Los embalses exhiben diferencias pero también correlaciones en su 
comportamiento que hace necesario que los generadores las involucren en 
sus ofertas de producción; 

• Es un mercado donde las ofertas de producción se hacen por unidad de 
generación no por portafolio y pueden existir diferentes empresas en una 
misma cuenca hidrográfica cuyos costos están altamente correlacionados; 

• Como el valor del agua es una variable de conocimiento común puede ocurrir 
que en las ofertas de producción sea necesario tomar en cuenta las 
valoraciones que otros hagan del agua.  En la medida en que los generadores 
desconozcan el valor que otros hacen del agua pueden ser excesivamente 
agresivos con la valoración de su recurso y para corregir esta tentación hacen 
ofertas bajas de producción y se sobredespachan. El patrón de ofertas se 
vuelve muy volátil en la medida en que no se tenga información. 

Pero Colombia tiene unas características esenciales que hacen que un cargo adicional 
para la generación pueda ser necesario. 

 

1.3 CARACTERÍSTICAS DEL MERCADO COLOMBIANO 

El mercado colombiano por su ciclo hidrológico y la baja capacidad de regulación de sus 
embalses constituye un mercado único en el mundo.  A la baja frecuencia de hidrologías 
secas y la baja capacidad de regulación de embalses se les una alta aversión a incurrir los 
costos políticos de un racionamiento. El resultado es un mercado en el cual la posibilidad 
de intervención oportunista del regulador es muy alta, como se documenta a 
continuación. 
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1.3.1 LA VULNERABILIDAD HIDROLÓGICA 

Colombia es un país con un alto potencial de generación hidráulica. 16 No sólo es un país 
de muchos ríos sino también un país montañoso y my propicio para la instalación de 
capacidad de generación de estas características. Pero la clase de cuencas disponibles no 
permiten la construcción de centrales con regulación de duración estacional, máxime con 
la duración de los ciclos colombianos. 

1.3.1.1 Factores nacionales 

Así el país cuenta con un importante recurso hidráulico en horas de baja demanda 
térmica pero, dada la baja capacidad de regulación de los embalses, la disponibilidad de la 
oferta hidráulica es insuficiente para cubrir contingencias de hidrología crítica. En 
Colombia la capacidad de regulación es muy baja, de los casi 9.000 megavatios de 
potencia hidráulica que hay instalados en el sistema, más del 15% se vacían en menos de 
un día, más de 25% de estos megavatios se vacían en menos de una semana y sólo el 6% 
(el embalse del Peñol) tienen una capacidad de regulación superior al trimestre (ver 
Gráfico).17 

Así la punta de demanda térmica en Colombia tiene unas características muy 
peculiares: 

• Grandes errores en su previsión; 

• Frecuencia de ocurrencia muy superior al año y a los ciclos tradicionales de 
mercados liberalizados de energía; 

• Duración superior a 3-4 meses. 

Los bajos aportes en el Niño y la baja regulación de los embalses hacen que las 
centrales térmicas cubran parte importante de la demanda eléctrica en este período.  Este 
es el momento de la punta de demanda térmica y de la punta de demanda del mercado de 
gas. Pero es una punta que ocurre poco y por eso permite que las autoridades y los 
agentes económicos no siempre la incorporen en sus decisiones de producción. 

                                                 
16  De acuerdo a Benavides, el potencial hidroeléctrico en Colombia está alrededor de 92.000 MW, habiéndose 
desarrollado a la fecha alrededor de un 10%. (Benavides, J (2009) Recomendaciones para reactivar la inversión en Gas Natural 
en Colombia, Serie Documentos Superintendencia de Servicios Públicos Domiciliarios de Colombia, junio de 2009) pp 
10. 

17  El ejercicio realizado es el de simular los embalse del país sin aportes. 



  Fernando Barrera Rey ‡ Alfredo García Morales 

32 

 

0%

5%

10%

15%

20%

25%

30%

35%

Inferior al día Inferior a la semana Inferior al mes Inferior al trimestre Inferior al semestre Inferior al año  

Gráfico 3. Capacidad de regulación de los embalses en Colombia. Fuente: Topología de la red XM 
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Gráfico 4. Índice ENSO.  Fuente: U.S. Dep. of Commerce, National Oceanic & Atmospheric Administration 
Research 

1.3.2 LA AVERSIÓN AL RACIONAMIENTO 

La vulnerabilidad del país a los racionamientos de energía es bien reconocida por el 
impacto que tuvo el último racionamiento eléctrico del año 1991-92.  En ese año el país 
tuvo un apagón pocos meses después de que el gobierno considerara que el sistema 
estaba más que holgado.  Así, en mayo de 1991, la administración Gaviria acometió un 
análisis de los requerimientos del  sistema colombiano y la oferta instalada y concluyó: 

“La capacidad de generación eléctrica supera el consumo de los habitantes e industrias conectados por 
medio del sistema de distribución. Durante los últimos años, ha existido una sobreinstalación del 
sistema de generación entre el 30% y 40% de la capacidad efectiva instalada […], lo que equivale al 
doble de las reservas de seguridad normales.” (CONPES 2534, pp 3)  

A lo largo del año siguiente, el embalse agregado descendió de manera sustancial y el 
2 de marzo de 1992 se decretó un racionamiento de energía de 13 meses equivalente a 
5.183 GWh o un 14% de la demanda anual.  El costo para la economía colombiana se 
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cifró en unos 35 millones de dólares a la semana y las medidas que se tomaron a raíz del 
racionamiento formaron la base del mercado eléctrico y de gas de los próximos años. 

Primero, el Gobierno Nacional tomó medidas de excepción dentro de las facultades 
de emergencia económica y expidió el Decreto Ley 700 de 1992. Este Decreto le 
permitió a las empresas públicas comprar energía producida por el sector privado y 
autorizó el acceso, negociado pero con recurso a la intervención de la Comisión de 
Regulación Energética (CRE), de generadores privados a la red pública nacional. Es decir 
fue la semilla de la generación eléctrica privada. 

Segundo, entre otras, se buscó que la expansión fuera acometida por el sector privado 
debido a las dificultades financieras del sector público y al peso de la deuda externa. De 
esta manera se diseñó un esquema de inversión privada por medio de (i) contratos de 
compra o suministro de energía y combustibles a largo plazo y (ii) garantías financieras a 
los contratos de compra de energía. El Documento CONPES 2641 de febrero 16 de 
1993 establecía que el desarrollo del esquema de inversión privada se hiciera por medio 
de contratos que incluyeran una tarifa de potencia (para remunerar costos fijos) y una 
tarifa por energía despachada, la cual remuneraba los costos variables de la operación. La 
asignación de estos contratos debería hacerse por licitación con asesoría financiera, 
técnica y legal para las empresas ejecutoras. Fueron estos los contratos PPAs aún 
vigentes. 

Para reducir los costos de financiación, los cuales eran onerosos por la situación del 
sector, se diseñó el esquema de garantías por parte de las empresas públicas que recurrían 
a licitaciones públicas para vender contratos. Para los proyectos considerados prioritarios 
del Plan de Expansión se preveía la creación de garantías de la Financiera Eléctrica 
Nacional (quién analizaría la viabilidad financiera del proyecto) hasta por un máximo de 
750 MW de un proyecto específico y por un máximo de 15 años de duración. A su vez, la 
Nación respaldaría a la FEN por medio de garantías.18 

El resultado de las medidas fueron 6 PPAs, 5 de ellos con centrales de gas y 3 de 
estos distantes de los centros de producción de gas de la época.  También fueron la razón 
de fondo para modificar el mercado que se plasmó en la Ley Eléctrica 143 de 1994 y en 
el cambio de modelo.  El tamaño de las reformas así como el impacto personal que 
tuvieron en las autoridades y los agentes del sector ha dejado una huella que aún casi 20 
años después condiciona los debates y las decisiones. 

La aversión al racionamiento eléctrico es evidente en la legislación colombiana.   

                                                 
18  Además de las garantías, el estado tomó medidas consistentes en: (i) capitalización y reestructuración de empresas 
eléctricas por valor cercano a los 3.000 millones de dólares; (ii) saneamiento de cartera de ICEL y CORELCA y recibió 
a cambio las plantas de Termocartagena y Termotasajero (privatizadas en 1997); (iii) capitalización y saneamiento de la 
Central Hidroeléctrica de Betania a cambio de acciones (que posteriormente vendió en proceso de privatización); y (iv) 
compró acciones de ISA para sanear las deudas de la empresa con sus accionistas. 
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• Primero, en la existencia de un estatuto semiadministrado de racionamiento, 
tanto para el sector eléctrico como para el sector de gas que sustituye la 
operación del mercado, que le da el recurso a quién más lo valora, en estas 
situaciones. 

• Segundo, en el número de cargos explícitos que se han diseñado para 
remunerar al sistema en las puntas de demanda térmica.   

• Tercero, en la existencia de anillos de seguridad para el cargo por 
confiabilidad; 

• Cuarto, en que la obligación de energía firme no es financiera sino física; 

• Quinto, en lo conservador que es el modo de cálculo de la OEF; y 

• Sexto, en el hecho que todas las situaciones de escasez del recurso de 
generación, 1997-98, 2001-02, 2009-10 o del recurso de suministro o 
transporte de gas, 2003-4 y 2009-10, se han tomado medidas ad hoc al 
respecto. 

Un regulador con una alta aversión al racionamiento actuará como si el 
racionamiento tuviese un costo muy alto o, lo que es lo mismo, desconfiará del 
mecanismo de precios en estas situaciones.  En pocas palabras un regulador con una 
aversión de este estilo preferirá controlar las cantidades que controlar los precios.  La 
razón es que los precios pueden tener implicaciones políticas pero el regulador puede 
tener otras opciones como subsidios, postergar los incrementos tarifarios o, en general, 
postergar el problema para vigencias administrativas futuras pero el racionamiento no se 
puede eludir. 

El racionamiento tiene consecuencias difíciles de disimular para un gobernante 
porque es un efecto que los consumidores sienten con todas sus dificultades mientras 
que los sobrecostos de la actuación pueden socializarse entre diferentes consumidores.   
Un regulador que interviene para frenar el racionamiento a toda costa – gestionando 
cantidades de generación – genera unos sobrecostos que para poder ser valorados han de 
ser comparados con la alternativa de racionar.  Como es difícil establecer qué hubiese 
pasado sin la intervención y difícil saber el costo de racionar – los estimativos del valor 
de la energía no suministrada son poco precisos – el regulador puede sentirse inclinado a 
intervenir las cantidades aún incurriendo el juicio posterior de la eficiencia.19 

Este patrón de intervenciones fue claro en el Niño 1997-98. Por medio del uso de los 
mínimos operativos el regulador se aseguró ciertas cantidades de embalse para gestionar 

                                                 
19  Esta comparación es difícil de hacer en los mercados eléctricos pero en mercados hidráulicos con baja regulación es 
más compleja porque se hace necesario  simular el manejo de los embalses para determinar la eficiencia de las medidas. 
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la crisis en ese período.   En El Niño 2009-10, las intervenciones se centraron en la poca 
señal que daban los precios para la gestión de cantidades y las decisiones fueron una 
combinación de señales de cantidades y de precios, como veremos en la Sección 4 de este 
informe. 

La desconfianza del sistema de precios es un problema para la operación del cargo 
por confiabilidad y para el mercado colombiano.  El cargo por confiabilidad – y de hecho 
el mercado colombiano – está basado en la premisa que los precios dan las señales de 
producción y gestión eficiente de los recursos escasos.    En la medida en que no se tenga 
confianza en la formación de precios pocas posibilidades existen de que el mercado 
funcione o que las autoridades tengan la tranquilidad de dejar a este mecanismo la gestión 
de recursos. 

1.4 LA ADICIÓN DEL MERCADO DE CONFIABILIDAD 

Un mercado spot de generación en el que los precios puedan subir al nivel de precios de 
la energía no suministrada dará los incentivos necesarios para que – en equilibrio – los 
generadores tengan la posibilidad razonable de recuperar sus costos de inversión.20 Este 
resultado – obtenido por Caramanis (1982)21 – tiene algunos supuestos que no tienen por 
qué cumplirse en la práctica y existen, además, algunas fallas de mercado que invalidan el 
resultado en la dirección de insuficiencia de ingresos y déficit de entrada.  

La baja frecuencia de fenómenos de escasez de agua y precios altos en Colombia lleva 
a largos periodos sin despacho de las plantas de punta y a cortos periodos de generación 
a plena carga muy concentrados en el tiempo.  Si el mercado no tuviese incentivos 
explícitos a la generación, los inversionistas serían aprensivos a la hora de evaluar sus 
inversiones en Colombia, sobre todo los que invierten en centrales de punta.  Las razones 
del problema son: 

• Incertidumbre en los flujos de ingresos; 

• Largos períodos sin ingresos en los que los precios de corto plazo son 
inferiores al costo de entrada; 

• Riesgo regulatorio por la posibilidad de intervención del mercado en los 
períodos críticos; 

                                                 
20  La energía no suministrada – al igual que los precios - no tiene costos fijos por lo cual, si los precios llegan a este 
nivel en las horas óptimas, se puede recuperar la inversión de todas las tecnologías en equilibrio 

21  El artículo original es Caramanis, M.C. (1982), “Investment decisions and long-term planning under electricity 
spot pricing”, IEEE Transactions on Power Apparatus and Systems, Vol. PAS-101, No. 12, pp. 4640-48 
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• La entrada de grandes proyectos hidráulicos alargan los períodos de precios 
bajos; 

• La baja regulación de los embalses hace que en periodos de escasez el agua 
pueda no valorarse por encima del costo variable de una central de punta;  

Motivos que aumentan el riesgo de las empresas de recuperación de sus inversiones 
por la intensidad (horas consecutivas en el tiempo) y baja ocurrencia de períodos de 
precios altos.   La posibilidad de intervención regulatoria justifica por sí misma la 
existencia de un cargo por confiabilidad. En Colombia esta posibilidad es muy alta22 y la 
aversión de las autoridades a los episodios de energía no suministrada ha tendido a 
manifestarse en actuaciones cautelosas de los Operadores del Sistema.  En los casos en 
que el OS tiende a operar el sistema con mucha redundancias se observan excesos de 
reserva, despachos de centrales en pocas horas o por poca carga y solucionando 
restricciones de manera redundante.  Estas acciones deprimen los precios y dificultan la 
recuperación de inversiones. 

Probablemente por estos motivos, Colombia ha necesitado de cargos explícitos pero 
su diseño y motivaciones, como veremos a continuación, parecen cambiar en el tiempo. 

1.4.1 ANTECEDENTES DEL CARGO POR CONFIABILIDAD 

Desde el año 1994, la Ley Eléctrica preveía la creación de una remuneración adicional a 
algunas centrales por medio del cargo de respaldo, determinado por la CREG de acuerdo 
a los criterios fijados por la UPME en el Plan de Expansión. 

El cargo por respaldo funcionaba como un cargo para evitar la salida de plantas que 
perderían competitividad con la creación del mercado mayorista y era una remuneración 
opcional.  Estas plantas no podían vender contratos pero deberían estar disponibles para 
generar en las horas en las que existía la posibilidad de energía no suministrada. Las 
plantas consideradas como respaldo eran aquellas que sólo generaban en situaciones de 
hidrología con una probabilidad de 95% de ser superada (o 5% de los casos de peor 
hidrología); es decir con un criterio de confiabilidad comúnmente utilizado en Colombia. 

La principal preocupación  del cargo por respaldo era entonces la posibilidad que los 
precios de mercado fuesen muy bajos durante periodos largos de tiempo y las centrales 
no pudiesen cubrir sus costos de permanencia lo cual, como se ha discutido, es un riesgo 
importante en un parque muy hídrico.  El cargo por respaldo (US$5,25/kw mes) se 
pagaba entonces a las centrales que solo fuesen a generar en circunstancias críticas y sólo 

                                                 
22  Otras razones que se han utilizado y que refuerzan la justificación de este cargo en Colombia son (i) la existencia 
de topes a los precios (ii) la información imperfecta sobre la voluntad a pagar de los consumidores (iii) aversión al 
riesgo de los inversionistas y (iv) el hecho que la confiabilidad es un bien público, todos se benefician de ella pero los 
generadores no la cobran y por tanto se subdimensiona. 
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en ellas. Las demás centrales no recibían este pago ni las centrales remuneradas debían 
generar en otras ocasiones. 

Pero también existía un cargo por potencia (resolución CREG-053 de 1994). El cargo 
por potencia es una forma de cobrar la energía, de tal manera que se cobrase un cargo 
fijo por potencia y un cargo variable por energía del mercado. El cargo se cobraba a los 
comercializadores en función de la energía comprada en bolsa y a los generadores que 
comprasen energía para cubrir sus posiciones en contratos y se pagaba a los generadores 
en proporción a la energía real neta; es decir lo generado menos su posición en contratos.  

Los cargos funcionaron durante dos años y en diciembre de 1996, se lanzó el nuevo 
cargo por capacidad (resoluciones 01, 22, 98 y 116 de 1996 de la CREG). El cargo por 
capacidad unificó estos dos cargos y puede calificarse como un cargo híbrido – el 
regulador determina la cantidad y el precio – con asignación administrada por medio de 
un modelo de optimización del despacho y un ajuste ad hoc de potencia. 

1.4.2 EL NUEVO CARGO POR CONFIABILIDAD23 

En 2006, tras una larga discusión, un nuevo cargo hizo su aparición, intentando arreglar 
tres problemas básicos del cargo por capacidad.  Uno, la necesidad que fuese un cargo de 
“mercado” hizo creer a la CREG que sólo un cargo por cantidades – el regulador dice 
cuánto compra y el mercado el precio – fijado por medio de subastas sería apropiado.24  
Dos, el hecho de definir mejor el producto de la 116 ya que no parecía corresponder con 
la clase de racionamientos en Colombia y, tres, la existencia de una contraprestación por 
parte de los adjudicatarios del cargo.25 

Lo primero se hizo por medio de subastas, lo segundo por medio de un producto 
conocido como energía firme porque los racionamientos en Colombia son, 
primordialmente, de energía y, lo tercero, por medio de una opción call.  Un 
planteamiento muy similar al que la Universidad de Comillas en su estudio para Acolgén 
del año 2000 había hecho.  Se pensaba que este diseño correspondía a los objetivos 

                                                 
23  Aunque el cargo por confiabilidad es novedoso, la verdad es que es muy similar al desarrollado recientemente en 
el estado de Nueva Inglaterra. Sin embargo, existen dos cosas que llaman la atención del diseño colombiano con 
respecto al diseño de Nueva Inglaterra y que vale la pena reseñar como son subasta explícita recursos con período de 
planificación superior a 4 años (subastas GPPS) y el período de vigencia de la obligación de 20 años (5 en Nueva 
Inglaterra). 

24  Es tan de mercado un cargo por cantidades como un cargo por precios; el regulador fija el precio y el mercado las 
cantidades por medio de la entrada.  Este tipo de cargo existe en España, por ejemplo, pero en Colombia, por la 
experiencia del cargo por confiabilidad, se consideraba que un cargo de precios no era de mercado.  El cargo de la 
resolución 116-96 no era un cargo de mercado no porque no fijara precios sino porque lo asignaba de acuerdo a una 
regla de despacho regulatorio.  Para hacerlo de mercado habría sido necesario pagarlo a todo generador instalado. Cabe 
decir que el cargo actual, al calcular el regulador la energía firme de manera muy similar al primer paso de asignación de 
la resolución GREG-116-96 no difiere mucho en ese respecto. 

25  Se consideraba que la disponibilidad no era una contraprestación suficiente sino que una contraprestación 
monetaria era necesaria. 
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planteados por el regulador y no hubo grandes discrepancias de los agentes en términos 
generales en su diseño. 

El objetivo de este cargo en Colombia siempre ha sido asegurar la disponibilidad de 
recursos en la punta – período de Niño – pero durante el diseño del cargo de 
confiabilidad se le añadieron objetivos adicionales.  Uno de ellos muy importante ha sido 
el de fomento a la entrada y, el segundo, el control al poder de mercado.  Lo primero 
redundó en asignaciones comprometidas por un período de tiempo y lo segundo en un 
precio de escasez debajo de los costos variables de algunos generadores con generación 
con combustibles líquidos.26 

1.4.3 ALGUNAS INEFICIENCIAS DEL CARGO ACTUAL 

Estos nuevos objetivos tienen el problema de que cada objetivo requiere de un 
instrumento. De otra manera el instrumento tiene serias dificultades de alcanzar uno o 
más de los objetivos perseguidos.  Al convertir el cargo en una seguridad para los nuevos 
entrantes, el regulador debe tomar la decisión si la misma seguridad existe para los 
existentes y la respuesta es que no.  El regulador entonces decide discriminar la duración 
de la obligación por recurso; existentes, nuevos, especiales, especiales con obras, etc. 

Esta discriminación introduce ineficiencias.  Es cierto que los generadores existentes 
no abandonarán el mercado porque reciban dinero diferente por la misma obligación 
pero la diferencia para una especial existente en competencia con una central nueva sí es 
muy relevante. La diferencia entre los períodos de vigencia para estas dos centrales 
introduce problemas.   

La central existente (la especial) vende cobertura para el próximo año (10 años) 
mientras que la central nueva lo vende para 20 años.  Como los periodos no coinciden 
puede ocurrir que el precio de la cobertura sea más alto o más bajo para el primer año 
que el precio de la subasta es decir el próximo año puede ser más seco o húmedo que la 
media de los próximos 20.  Si el precio es más bajo (alto) la central no (sí) querría vender 
la cobertura pero estaría limitada a hacerlo para prevenir el ejercicio de poder de 
mercado. 

Así mismo pretender controlar el poder de mercado poniendo un precio de escasez 
en el que centrales necesarias para la operación incurran pérdidas de operación es un 
error.  Estas centrales no recuperarán sus costos así como tampoco lo harán las demás 
centrales del sistema en equilibrio.  La razón es que estas centrales deben ofertar sus 
pérdidas esperadas de operación en la prima y no tienen incentivos a operar cuando se les 

                                                 
26  El cargo consideró que la central de punta ya no era una turbina de gas de ciclo simple sino una turbina de ciclo 
simple dual.  Esto implicó un aumento del VMC, o CONE en la nueva jerga en el valor de esta inversión de dualidad.  
De esta manera la CREG amplió el mercado relevante de combustibles hacia un sector que no regula y no tomó 
medidas en el sector de gas para garantizar la oferta de gas para generación térmica.   
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exige el cumplimiento de la OEF.  Esta distorsión que genera el precio de escasez tiene 
varias razones y se explican en detalle en la Sección 2 de este informe. 

1.5 EL MODELO DE TRANSMISIÓN 

La regulación de la gestión de la transmisión contiene cierta controversia y la decisión 
de qué modelo debe ser impuesto está en debate continuo.27 Los modelos más debatidos 
se pueden dividir en dos modelos básicos: 

• TSO (Transmission System Operator /Operador del Sistema de Transporte); 
y 

• ISO (Independent System Operator /Operador del Sistema Independiente). 

Estos modelos son ya aplicados en la actualidad en distintos países. La consideración 
de factores como la promoción de la competencia, la calidad del servicio, el nivel de 
inversiones adecuado o la correcta operación del sistema eléctrico son claves para decidir 
qué modelo utilizar.  Generalmente, los modelos responden a consideraciones históricas 
o restricciones estructurales pero lo importante es que el modelo de incentivos sea 
coherente. 

El modelo de transmisión colombiano es un híbrido porque comenzó con el modelo 
inglés de TSO y ha terminado en un modelo mixto. El modelo inglés es el modelo 
paradigmático de TSO en el que la empresa de transmisión es propietaria de los activos 
de transmisión y opera el sistema.  En el modelo inglés se explota el hecho que la 
transmisión y la generación suelen competir en el corto plazo y la regulación da los 
incentivos apropiados para que el TSO logre reducir costos de congestión. 

En esta competencia, el TSO debe ser responsable de algunos costos de congestión 
para que tenga incentivos a realizar la operación de forma segura pero a mínimo costo.  
Si el TSO no tiene incentivos para reducir los costos de la congestión tiende a gestionar 
con exceso de prudencia y con sobrecostos para el sistema de los cuales no es 
responsable.  Este era el modelo elegido por Colombia, en línea con el modelo inglés de 
la época (que sigue sin alterarse) pero se modificó a principios del milenio. 

El modelo TSO se basa en la existencia de un operador del sistema independiente 
que posee activos de transporte. Esto implica que una misma figura concentra tanto la 
función de operación del sistema (OS) como la de transporte (OT). El modelo supone, 
además, que el operador del sistema debe mostrarse imparcial ante todos los agentes del 
mercado y que, por tanto, tiene que tenerlos en cuenta por igual en sus actividades de 
operación del sistema. 

                                                 
27   Esto es sobre todo cierto en Europa con la introducción del tercer paquete legislativo.  En los EEUU con la alta 
integración vertical entre empresas de generación y de transmisión ha sido prudente centrarse en el modelo ISO. 
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Esta última característica exige una independencia explícita entre la operación y 
transporte del sistema y las demás actividades del sector. Por tanto, excluye la opción de 
que las empresas eléctricas estén verticalmente integradas hasta el transporte.  Esta 
desintegración puede tomar muchas formas pero la más efectiva es la separación de la 
propiedad. 

La neutralidad del TSO frente a cualquier empresa eléctrica garantiza la no 
discriminación de ninguna empresa frente a las demás. Esto tiene claras implicaciones 
sobre la competencia en el mercado, que sale reforzada. En concreto, la independencia 
del TSO garantiza la no discriminación en: 

• la fijación de tarifas y el acceso a la red. El TSO no tiene incentivos a 
beneficiar a ninguno de los agentes del mercado. Por tanto, los incentivos a 
velar por el acceso igualitario a terceros son los correctos. 

• las decisiones de inversión en la red de transporte. La decisión a cargo del OS 
de planificar la inversión en nuevas activos de transporte o redundancias 
puede ser llevada a cabo de manera neutral con respecto a los demás actores 
del mercado.  

• la operación del mercado de desvíos (spot en el caso colombiano) y demás 
servicios auxiliares. Dada la estructura de propiedad, la gestión de desvíos no 
favorece a ninguna parte. Así, los despachos son realizados siguiendo criterios 
minimización de costos del sistema. 

Sin embargo, el modelo TSO tiene un inconveniente importante precisamente por la 
unión de dos funciones en la misma empresa. Si la empresa operadora de la transmisión 
maximiza beneficios, surge un conflicto de intereses entre las funciones de operador del 
sistema y el transmisor.  Este conflicto de intereses puede plasmarse en una distorsión de 
la toma de decisiones, por la que el TSO en su función de OS podría acabar tomando 
ciertas acciones que beneficien a la transmisión en detrimento de una operación del 
sistema más eficiente. Así, este conflicto de intereses podría acabar derivando en 
sobrecostos para el sistema debidos a cuestiones como: 

• Inversión insuficiente en la red de transporte. Si el Operador del Sistema 
ejerce como parte planificadora de la inversión en red de transporte, puede 
tener incentivos a infraestimar las necesidades de inversión en determinadas 
áreas en las que ésta es más costosa o menos rentable. De esta manera, se 
minimizan los costos para el transportista a cambio de una inversión sub-
óptima. Si la inversión es menor de lo necesario: 

 aumentan las restricciones de transporte. Esto aumenta los costos del 
sistema porque unidades de generación más caras en zonas sin 
restricciones pueden acabar sirviendo a la demanda en sustitución de 
unidades de generación con menor costo en zonas con restricciones. 
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 aumenta el riesgo de fallo de la red. Esto empeora la calidad del servicio al 
usuario final. 

• Gestión ineficiente de las conexiones/desconexiones y del mantenimiento 
planificado. El OS gestiona las conexiones y las desconexiones a la red. Por 
tanto, tiene incentivos a autorizarlas en beneficio de la red de transporte aún 
cuando esto implique un perjuicio para el sistema. De la misma manera, el OS 
puede acabar planificando el mantenimiento de las centrales de generación de 
manera que se minimicen los costos para el transportista en vez de los del 
sistema.  

• Parcialidad en la atribución de responsabilidades. Una de las funciones del 
TSO como OS es la de informar sobre los fallos acontecidos en el sistema. 
Esta información puede acabar siendo parcial en caso de que una de las 
partes implicadas sea la empresa transportista.  

• Diseño de incentivos. El sistema requiere el diseño de incentivos para que el 
TO reduzca los costos del sistema.  En esto la atribución de ciertos costos de 
congestión ha sido la solución escogida en El Reino Unido  y en Colombia 
antes del año 2000. 

Colombia intentó resolver el conflicto en la expansión con una solución interesante, 
similar a la aplicada en Argentina, haciendo que el transmisor fuera pasivo en la 
expansión.   Pero se eliminaron los incentivos en el tema de la congestión y la operación.  
Así el modelo colombiano siguió concentrando las funciones de OS y TO en ISA-XM 
pero sin resolver el problema de asignación de costos en la congestión.   Así el modelo 
colombiano es un híbrido extraño porque es un modelo TSO en el que se le dan 
incentivos para que se comporte como un ISO. 

El modelo ISO consiste en separar las funciones de SO y de TO.  Como estas 
funciones están separadas, el TO no puede ser activo en la resolución de problemas de 
congestión y se limita a brindar acceso no discriminatorio y a ser neutro.  Para que 
funcione tal neutralidad, el regulador debe resolver el problema de la congestión por 
medio de señales de congestión a los generadores o a la demanda y planificar la red en 
respuesta a esto.  

Colombia entonces se ha quedado con un modelo TSO en la operación y un modelo 
ISO en la expansión. Los principales impactos de este diseño son: 

• Altos costos de congestión; 

• Exceso de prudencia del OS en la gestión del sistema y sobrecostos por este 
motivo; 

• Sobrecostos en generación porque la transmisión no los asume. 
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Tal y como hemos visto en la descripción de los modelos, ambos tienen sus pros y 
sus contras y la comunidad internacional no se ha puesto de acuerdo en cuál es el mejor. 
La elección de cada uno de los modelos depende de las circunstancias específicas de cada 
país y de las prioridades del regulador (p.ej. calidad del servicio vs. apertura del mercado). 
En la experiencia internacional se encuentran tres tipos de modelos: 

• Separación de la propiedad (modelo TSO). Implica que SO y TO estén 
juntas. 

• Operador del Sistema Independiente (modelo ISO). Implica que SO y TO no 
estén en la misma entidad pero T separado del resto de actividades del sector. 

Tabla 3. Modelo de transmisión en distintos países 
País  TSOs  TSOs con separación   TSOs con T  Modelo 

Austria  3  0  1  Por implementar 

Bélgica  1  0  1  Por implementar 

Bulgaria  1  0  0  ISO 

Chipre  1  0  0  ISO 

Chequia  1  1  1  TSO 

Dinamarca  1  1  1  TSO 

Estonia  1  0  1  Por implementar 

Finlandia  1  1  1  TSO 

Francia  1  0  1  Por implementar 

Alemania  4  0  4  Por implementar 

Gran Bretaña  1  1  1  TSO 

Grecia  1  0  0  ISO 

Hungría  1  0  1  Por implementar 

Irlanda  1  1  0  ISO 

Italia  8  1  8  TSO en 1 de los TSO 

Letonia  1  0  0  ISO 

Lituania  1  0  1  Por implementar 

Luxemburgo  1  0  0  ISO 

Irlanda N.  1  1  0  ISO 

Noruega  1  1  1  TSO 

Polonia  1  1  1  TSO 

Portugal  3  1  1  TSO en uno de los TSO 

Rumania  1  1  1  TSO 

Eslovaquia  1  1  1  TSO 

Eslovenia  1  1  1  TSO 

España  1  1  1  TSO 

Suecia  1  1  1  TSO 

Holanda  1  1  1  TSO 
Fuente: Elaboración con información de la CEa: Report on progress in creating the internal gas and electricity market, Marzo 2010 

 

1.6 EL MODELO DE CONTRATOS BILATERALES 

El modelo de contratos bilaterales elegido en Colombia es el de contratos tipo OTC 
(Over The Counter) es decir diseñados por los participantes.  Por la amplia experiencia 
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de Colombia con estos contratos, la estandarización es poca aunque un número limitado 
de contratos concentra la mayoría de transacciones.  Lo especial de Colombia en este 
sentido es que a pesar de ser contratos bilaterales financieros, todos se comunican al 
Operador del Mercado, XM. 

A pesar de ser un Pool con contratación bilateral y no contar con un mercado a plazo o 
de futuros organizado, el mercado colombiano tiene una alta contratación bilateral. El 
gráfico a continuación ilustra las cantidades transadas en contrato y en bolsa desde el año 
1997 en lo cual es evidente que los contratos cubren una parte importante de la demanda. 
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Gráfico 5. Transacciones en el mercado mayorista. Fuente: XM. 

Sin embargo, existe evidencia que la curva de carga se “rellena” muy cerca de la 
entrega.  Es decir, aunque la cobertura de la demanda es alta, al período de planeación – 
diferencia entre la fecha de suscripción del contrato y la entrega – tiende a ser muy corta 
así como también la duración de los contratos.  El siguiente gráfico lo ilustra. 

Aunque el grado de cobertura de la demanda puede ser alto el gráfico sugiere: 

• Corta duración de contratos;28 

• Coincidencia en la fecha de inicio; 

• Se compra con poca antelación a la entrega. 

                                                 
28  Peter Cramton ha tenido acceso a esta base de datos y confirma que la duración de contratos está entre 1 y 2 años.  
De manera similar empiezan en enero. 
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Gráfico 6. Cobertura con contratos de la demanda futura. Fuente: XM.  Cálculos hechos en trimestres I-IV del año. 

Un comportamiento de parte del mercado un poco diferente del patrón que cabría 
observar respecto a la evolución de precios del mercado y una aversión al riesgo.  Si la 
evolución es de precios altos durante un Niño y precios bajos el resto del tiempo, lo 
natural sería observar contratos de larga duración, algunas compras espaciadas a lo largo 
del tiempo para reducir la posibilidad de eventos extremos, y con una antelación 
dependiente de los costos de ajuste de las empresas. 

No comprar de esta manera hace que el sistema sea vulnerable a ciclos políticos.  Las 
empresas salen a comprar en fechas similares lo cual hace que la lógica de un contrato 
pierda mucho de su vigencia porque tiene una cobertura no muy diferente a la que dan 
los precios de mercado.  En esa situación el mercado de contratos funciona bien en 
épocas de precios bajos y muy mal en épocas de precios altos donde los consumidores 
pueden pedir protección regulatoria.  Se genera así el ciclo de intervenciones que hemos 
documentado arriba y que el regulador debe evitar para brindar seguridad de 
recuperación de las inversiones. 

Pero la compra en masa es resultado también de la fórmula tarifaria y la decisión 
regulatoria de reconocer únicamente el precio medio ponderado de contratos.  Las 
empresas distribuidoras siguen de esta manera el patrón de compras de las grandes 
empresas de distribución comprando en las fechas en que lo hacen estas grandes 
empresas (p. ej. EPM) y así no exponerse a estar lejos de la media.  Pero no es un 
fenómeno único al mercado regulado sino algo similar se observa en el mercado no 
regulado. 

Los grandes usuarios tiendan a comprar de acuerdo a sus vigencias financieras y 
parecen tender a comprar en fechas similares probablemente para no sufrir pérdidas de 
competitividad frente a sus rivales.  También compran a corto plazo para evitar ser 
juzgados con respecto al mercado y salir mal parados durante mucho tiempo en esa 
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comparación.  Pero ese comportamiento de los compradores de corto plazo es 
perjudicial para el sistema. 

Sin embargo, se observa poca participación de las empresas de generación en el 
mercado de contratos siendo notable la ausencia de los generadores térmicos de este 
mercado.  Asimismo se observan otras fallas  que parecen no satisfacer a las autoridades 
– sobre todo en lo que tiene que ver con el mercado regulado – que encuentran 
problemas en el sistema de convocatorias y, principalmente, en las divergencias entre 
precios para el mercado regulado y el mercado no regulado. 

Entendemos que el análisis de esta divergencia de precios realizado por el regulador 
se ha centrado en temas de costos y no en explicaciones sobre las diferentes elasticidades 
de demanda.   Aunque no es nuestro objetivo analizar la divergencia de estos costos, 
debemos resaltar que este análisis regulatorio ignora que las divergencias de precios que 
no sean explicadas por diferencias en costos.  Existen circunstancias en las cuales la 
discriminación de precios no tiene por qué ser reflejo de poder de mercado. 

En un mercado la discriminación de precios por razones de demanda puede tener 
una perfecta explicación competitiva.  Análisis como los de Dana (1998, 1999), que 
introduce rigideces e incertidumbre de demanda, Levine (2002) que alega que las 
diferencias pueden ser resultado de la existencia de costos comunes, o los de Locay y 
Rodríguez (1992) con compras de grupo, o McAffee et al (2006) en un sencillo modelo 
de diferenciación de precios, encuentran razones competitivas para la discriminación.29   

Esto no equivale a decir que no hayamos observado algunas reglas de mercado que 
puedan explicar estas diferencias  y algunos aspectos del mercado que no parecen 
funcionar bien.  Entre estos se destacan: 

• La baja participación de empresas tradicionales a las 4-6 habituales; 

• La baja participación de los generadores integrados en mercados fuera de su 
mercado de distribución-comercialización; 

• La falta de transparencia en la adjudicación de algunas convocatorias. 

                                                 
29  Dana Jr., J.D., 1998. Advance-purchase discounts and price discrimination in competitive markets. Journal of 
Political Economy 106, 395–422; Dana Jr., J.D., 1999. Equilibrium price dispersion under demand uncertainty: the roles 
of costly capacity and market structure. Rand Journal of Economics 30, 632–660. Dana Jr., J.D., 2001. Competition in price 
and availability when availability is unobservable. Rand Journal of Economics 32, 497–513. Levine, M.E., 2002. Price 
discrimination without market power. Yale Journal on Regulation 19, 1–36. Locay, L., Rodriguez, A., 1992. Price 
discrimination in competitive markets. Journal of Political Economy 100, 954–965. Mc Afeee, et al (2006) Does large price 
discrimination imply great market power? Economics Letters 92 (2006) 360–367 
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1.7  CONCLUSIONES 

El mercado colombiano es entonces un mercado con las siguientes características: 

• Despacho obligatorio; 

• Liquidación bruta de los contratos bilaterales (posterior al despacho); 

• Ofertas por unidad de generación; 

• Pujas de una vía; 

• Despacho centralizado. 

Es un mercado en el que las acciones del OS están maximizadas.30  El OS estima la 
demanda a comprar, sólo se presentan ofertas de generación, la demanda está bastante 
restringida en su participación, no existen incentivos para reducir las desviaciones entre la 
demanda real y la programada y el despacho está centralizado.  Es un sistema en el cual el 
OS tiene mucha responsabilidad y, por lo tanto, altas exigencias a su labor. 

En esta clase de mercados la regulación es activa y tiende a tener un impacto muy alto 
sobre el mercado.  Esto es evidente en el diseño del algoritmo de casación o lo que en 
Colombia se denomina el mecanismo de formación de precios.  Este mecanismo ha 
pasado a ser de una alta complejidad en la búsqueda de replicar con mayor exactitud los 
costos de las centrales de generación. 

En un mercado de estas características las modificaciones al mecanismo de formación 
de precios tiene consecuencias sobre todo el mercado, tanto spot como de contratos.  
Debido a las características imperfectas de los mercados eléctricos y a la complejidad del 
diseño de reglas, modificaciones a estas reglas tienen consecuencias difíciles de prever 
para el regulador e impactos sustanciales sobre el mercado.  Esta preferencia por reglas 
versus mercado es notoria en el mercado colombiano y no parece mostrar signos de su 
reducción. 

Puede existir cierto debate sobre el modelo más apropiado de diseño de un mercado 
pero en el fondo la elección tiene un componente ideológico.  No es injusto decir que los 
analistas que prefieren mayor control del sistema prefieren modelos tipo pool y los 
economistas más asentados en la creencia que los mercados generan señales apropiadas 
tienden a preferir modelos tipo bilateral o la creación de exchanges. Es así como éstos 
últimos prefieren ofertas de producción sencillas y participación de la demanda mientras 

                                                 
30  Aún pueden realizarse medidas de mayor centralización.  Por ejemplo se ha hablado de otra forma de 
centralización recientemente en la forma de subastas por tecnología así como sugerencias, por parte del CSMEM, de 
introducir un pool de costos.   
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los más desconfiados de las decisiones de los agentes y preocupados por la operación y la 
confiabilidad prefieren ofertas de producción complejas y modelos tipo Pool. 

Los modelos más económicos reconocen la gran dificultad de poder diseñar reglas 
que correspondan al verdadero costo de producción de las plantas.  La dificultad tiene 
que ver con las muchas no-linealidades de las funciones de costos de las plantas térmicas 
y la ausencia de convexidad de la función de costos.   Pero también los teóricos 
entienden que el diseño de reglas tiene un impacto muy grande sobre los incentivos de las 
empresas y saben que los mercados eléctricos tienden a ser no competitivos. 

Al ser poco competitivos – por el monopolio del OS, por lo incompleto que son los 
mercados eléctricos, por la baja gestión de la demanda – los economistas saben que el 
modelo de análisis es el modelo de competencia imperfecta. Si el modelo es competencia 
imperfecta las predicciones se vuelven complejas y esta complejidad aumenta de manera 
sustancial con la complejidad de las reglas. El economista comprende que el mercado 
arbitrará las reglas del regulador y la eficiencia resultante puede ser muy distinta a la 
prevista en el momento de diseñar una regla compleja. 

En el fondo la aproximación de los economistas al problema se caracteriza por cierta 
modestia y es la modestia que surge de la creencia en la virtud de los mercados y en la 
competencia.  Difícilmente un economista podrá aceptar que puede replicar la 
competencia o que el regulador puede saber el resultado de la competencia. El 
economista prefiere que el mercado tome la mayoría de las decisiones y no crear gran 
complejidad en las reglas y en los incentivos. 

Las decisiones descentralizadas, la prueba y error de los mercados, la posibilidad de 
quiebra, etc. son todas características de los mercados que el economista no quiere tener 
que diseñar.  Por este motivo permite libre entrada y salida del mercado de generación, 
diseña reglas sencillas  y modifica los mercados de manera incremental y buscando un 
papel de la demanda. En suma los economistas prefieren reglas simples así el modelo sea 
un Pool, prefieren dar flexibilidad a los generadores y que los actores internalicen algunas 
de las características de sus costos por medio de ofertas simples de producción. 

Para los proponentes del mercado el reto está en introducir señales de demanda en 
mercados en los que, por lo general, sólo hay una parte activa y ésta es, generalmente, la 
de la oferta.  Un mercado sin demanda es siempre problemático por los errores del 
modelo y porque el que se crea capaz de tomar decisiones por los compradores puede 
encontrarse con que la demanda puede tomar decisiones a posteriori que desvirtúen la 
actuación del regulador.  Con esta aproximación al problema, con la experiencia de otros 
mercados y la observación de los volúmenes de generación fuera de mérito, 
consideramos que hay tres problemas que no se han resuelto  aún para los partidarios de 
mercados centralizados y descentralizados. 

Existe en Colombia tres problemas, interrelacionados, en la concepción original del 
mercado en los que tanto partidarios del pool como del mecanismo bilateral estarían de 
acuerdo: 
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• La ausencia de un mercado de tiempo real.   

• El limitado papel de la demanda; y 

• El problema de la congestión. 

Al análisis de las modificaciones del diseño original dedicamos la siguiente sección. 
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2 MODIFICACIONES RECIENTES AL MODELO 

El modelo colombiano ha llenado algunos de los vacíos que lo caracterizaban, en 
especial el tema de la confiabilidad, pero no ha evolucionado en la dirección de una 
mayor descentralización como otros mercados. Aunque algunos aspectos de su diseño 
original podían irse mejorando paulatinamente, las expectativas reinantes en el mercado 
era que el diseño estaba más o menos completo. Algunos analistas discrepaban porque 
algunos de los vacíos del modelo eran latentes como discutiremos en el primer apartado 
de esta sección. 

El diseño del mercado colombiano al ser un Pool más un mercado de confiabilidad 
es bastante centralizado.  La entrada es decidida por medio de un pronóstico de demanda 
del regulador a un horizonte largo y el Operador del Sistema determina la demanda 
horaria del mercado spot.  Obviamente al ser un modelo de primera generación es muy 
centralizado pero, sin una clara justificación, la tendencia es de mayor centralización y 
mayor parecido a los mercados americanos que a los mercados europeos que lo 
inspiraron. 

Recientemente, se ha hablado de centralizar las compras de mercado regulado en un 
comprador único. Este comprador determinará la demanda de contratos que ha sido 
hasta ahora definida por el regulador de manera indirecta a través de la fórmula tarifaria 
(CU). De hacerse esta modificación, la única señal de demanda en el mercado será la 
demanda de los usuarios no regulados determinada en su mayor parte por un límite 
regulatorio de potencia y energía del comprador el cual no se ha modificado desde el año 
2000. 31 

Esta tendencia del mercado colombiano, en la dirección de mayor centralización, 
contrasta con experiencia en mercados mayoristas en países donde se ha profundizado el 
modelo de competencia.  El Reino Unido, por ejemplo, reformó a los 10 años de su 
creación el pool buscando reducir la injerencia del operador del sistema y del regulador 
en el mercado profundizando el modelo de competencia y la desconcentración de la 
industria.  El modelo colombiano, por el contrario, ha ido involucionando al perder la 
lógica del diseño original, haberse centralizado su diseño y haberse concentrado 
horizontal y verticalmente. 

El patrón de mayor centralización del mercado se caracteriza por un mayor control 
del regulador del mercado.  A pesar que el cargo por confiabilidad sugería un mayor 
papel del mercado en la determinación del costo de una central de punta, la verdad es que 
el mecanismo contó con muchas regulaciones para garantizar su funcionamiento.  

                                                 
31  La propuesta original de P. Cramton incluía a los no regulados en estas subastas y la propuesta regulatoria les de la 
opción o sea que el regulador determinará directa o indirectamente toda la compra de contratos. Ver P. Cramton 
(2008) Colombia’s Forward Market.  Documento preparado para la CREG.  



  Fernando Barrera Rey ‡ Alfredo García Morales 

50 

 

Aunque éstas pueden entenderse debido a la novedad del mecanismo, las modificaciones 
que le siguieron al régimen de arranque y parada (que busca replicar los costos de 
producción de manera cercana) y la regla de ocultar información revelan una necesidad 
de mayor control.32   

Así, después de terminada la discusión del cargo por confiabilidad, muchos analistas 
del mercado colombiano consideraban que el diseño primordial del mercado estaba 
finalizado.  El trabajo necesario era el de mejorar algunos aspectos del diseño como la 
remuneración de algunos servicios complementarios todavía no remunerados y temas 
como la regulación de las conexiones además del problema latente del sector de gas.  Sin 
embargo la atención del regulador se centró en el mercado spot además del desarrollo 
inconcluso de algunas propuestas para mejorar el mercado de contratos. 

Las razones parecen estar asociadas a una insatisfacción con el desempeño del 
mercado a partir de finales de 2006 y un deterioro paulatino de la confianza de las 
autoridades en el funcionamiento del mercado.  Los cambios parecen pocos pero han 
afectado al mecanismo de formación de precios tan importante en estos mercados y no 
han resuelto el problema principal de la congestión, de la ausencia de señales de demanda 
y la ausencia de un mercado en tiempo real.  La creencia en que las reglas regulatorias 
darían resultados, evidentes en las medidas tomadas antes de El Niño, parecen haberse 
seguido repitiendo durante El Niño. 

Así, el resultado de la evolución del modelo es un modelo con importantes 
limitaciones en muchos aspectos y no todos asociados a la gestión de las crisis.  A medida 
que el mercado se vuelve más incoherente, las intervenciones se han vuelto más erráticas 
y continuas como lo ha demostrado el manejo de la última crisis.  Es probable que 
solucionar el manejo de la crisis no sea suficiente para que el modelo funcione en el largo 
plazo así como es previsible un mayor énfasis en las reglas por la dificultad de atribuir el 
mal funcionamiento a las reglas y atribuírselo al comportamiento de los agentes. 

2.1 TAREAS PENDIENTES DEL MODELO  

 La Sección anterior identificó que ni el modelo original del mercado ni las 
modificaciones que han surgido a lo largo del tiempo han logrado solucionar tres 
problemas básicos: 

• La falta de un mercado en tiempo real; 

• La gestión de la congestión de la transmisión; y 

                                                 
32  Posteriormente, y en medio de la coyuntura, la necesidad de control parece haber condicionado la actuación 
regulatoria en El Niño y puede haber surgido por un desencanto con el mercado y pérdida de confianza en su 
desempeño. 
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• El papel de la demanda. 

Una indicación de la importancia de estos temas la da el siguiente gráfico donde se 
aprecia el valor de la generación fuera de mérito (total de la suma de reconciliaciones 
positivas y negativas y generaciones de seguridad) como proporción de la demanda de 
energía.33 
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Gráfico 7. Generación fuera de mérito/Demanda del SIN 

Puede apreciarse una reducción sustancial desde el pico de finales del año 2000 pero 
a lo largo del tiempo continúa la importancia de la generación fuera de mérito sin que 
esto haya ameritado una solución efectiva al problema de la congestión. 

2.1.1 AUSENCIA DE MERCADO EN TIEMPO REAL34 

El cierre de ofertas y el momento en que el OS ya no permite participación en ofertas 
de parte de los generadores o los compradores – conocido como “gate closure” – está 
muy lejano del tiempo real en Colombia.  Durante el día los participantes del mercado 

                                                 
33   Nuestros números de generación fuera de mérito son diferentes a los que normalmente presenta XM porque 
sumamos las dos reconciliaciones y la generación de seguridad ya que éste es un mejor índice de costos de restricciones 
de red que la medida que usa XM que es un mejor indicador de gestión. 

34  Para conocer la importancia de estos mecanismos de ajustes a los programas consúltese el estudio de Frontier 
Economics Ltd y Consentec para la Comisión Europea. “Benefits and practical steps towards the integration of intraday electricity 
markets and balancing mechanisms” Diciembre de 2005.  
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querrán afinar sus posiciones a la vista de nueva información sobre sus posiciones de 
compra  y venta de energía y la posición de todo el sistema.  Por medio de esta afinación 
querrán comprobar: 

• Que todas las oportunidades económicas de generar o gestionar carga han 
sido explotadas. Si, por ejemplo, la demanda es muy diferente de lo planeado, 
los recursos flexibles de generación podrán aprovechar para valorar mejor su 
flexibilidad y responder a los requerimientos del mercado; y  

• Que su contratación de energía es cercana a su posición física en el mercado. 
Si el agente está corto en energía (vende más que su despacho) puede 
enfrentar un precio poco atractivo de la diferencia en volumen. El agente 
querrá entonces comprar energía antes del tiempo real. 

Los factores que afectarán la necesidad de contra con un mercado cercano al tiempo 
real son cosas como: 

• Salidas de plantas: cualquier indisponibilidad tiene un efecto sustancial sobre 
la posición contractual del agente. 

• Cambios de demanda: tienen efecto importante sobre el valor de la 
flexibilidad 

• Cambios en importaciones, exportaciones; 

• Indisponibilidades de las líneas de transmisión; 

• Mantenimientos; 

• Flexibilidad de las plantas: por ejemplo en un parque hidráulico con poca 
regulación, cambios en el valor del agua tienen un gran impacto sobre la 
gestión del embalse 

• Si la planta está o no en línea: una planta térmica ya encendida no tiene costo 
de arranque; 

Por estos motivos, la larga ventana entre el cierre de ofertas y el tiempo real 
incrementa los costos del sistema.  El caso colombiano, como se pudo comprobar más 
arriba, sobresale en la experiencia internacional por la poca gestión económica en tiempo 
real.  Esto constituye un problema, junto con la ausencia de gestión de demanda. 

2.1.2 INEFICIENCIAS EN LA CONGESTIÓN 

El modelo colombiano resuelve el problema de la congestión de la manera más simple; 
ignorándolo.   Pero la puja por generación es diaria, la red de transporte colombiana no 
tiene mucha redundancia y algunas de las restricciones tienden a ser muy previsibles.  Es 
ingenuo pedirle a las empresas que ignoren tal circunstancia.   
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En el modelo del Reino Unido, que no ha sido modificado en este sentido, tal 
problema se resuelve con los siguientes instrumentos: 

• Señales diferenciales de cargos de transmisión y sus pérdidas para 
generadores y demanda. 

• Brindando incentivos al TSO para resolver la congestión. La NGC tiene 
incentivos claros a reducir el costo de la congestión por medio de la firma de 
contratos de largo plazo con generadores, por medio de la resolución de 
restricciones en tiempo real y en la planificación.   

• Diferenciando entre conexión profunda y superficial para nueva generación o 
demanda. 

El modelo original colombiano incluía los dos primeros instrumentos y contemplaba 
la introducción del tercero.  Otros países resuelven el problema de la congestión por 
medio de precios nodales o zonales y por medio de la asignación y comercio de derechos 
financieros de transmisión. En Colombia este modelo empieza a ser utilizado para la 
gestión de las interconexiones y sería natural que se siguiera este camino para la gestión 
de intercambios internos.35 

Este problema de asumir que el país es un solo mercado eléctrico genera costos.  De 
la misma manera las diferencias documentadas en la hidrología del país hacen que 
probablemente sea necesario involucrar mecanismos de confiabilidad regionales o 
locales.  Seguir pensando que el mercado puede operar como uno solo en situaciones 
como las del pasado Niño con generaciones de seguridad del orden de los 50-60 GWh es 
una ficción que debe resolverse. 

2.1.3 AUSENCIA DE GESTIÓN DE LA DEMANDA 

Al ser el mercado colombiano un mercado tipo Pool los compradores no tienen 
ninguna participación en el mecanismo de formación de precios.  De igual manera el 
costo de equivocarse en la previsión de la demanda no tiene consecuencias para el OS o 
los agentes que ayudan en la previsión de la demanda.  Al no tener los errores de 
previsión consecuencias lo natural es que se incurran con mayor frecuencia, que el 
sistema tenga que comprar más reservas y que la operación sea más costosa. 

De manera similar, no existe gestión activa de la demanda. Los mercados eléctricos se 
caracterizaron inicialmente como mercados donde la demanda era muy pasiva pero la 
forma de la curva de oferta, muy inelástica en la medida que el sistema llega a su límite de 
capacidad, ha hecho reflexionar a muchos reguladores sobre la importancia de introducir 

                                                 
35  El modelo ha tenido bastante éxito en los mercados del noreste de los EEUU.  Asimismo, PJM y Nueva 
Inglaterra introducen señales de localización en sus subastas para la nueva entrada que podrían ser fácilmente 
introducidas en el cargo por confiabilidad. 
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programas de gestión de demanda para amortiguar los efectos sobre los precios.  En 
Colombia sólo hasta hace poco tiempo se ha hecho algo en este sentido.36 

2.2 ANTECEDENTES DE LAS MODIFICACIONES 

Desde principios de la década del 2000, la CREG ha intentado organizar los 
mercados a plazo buscado la estandarización de contratos a plazo en Colombia.  El año 
1999 trajo la contratación de un estudio que pretendía estandarizar contratos y crear la 
nueva institución OS/OM tras la privatización esperada de ISA.  Aunque el estudio 
cambió su enfoque hacia la resolución de los problemas del cargo por capacidad y el 
diseño de un modelo similar al finalmente adoptado, la semilla de un modelo 
estandarizado de contratos surgió con la idea de una estandarización de contratos similar 
a lo que Enron tenía en esa época, Enron online. 

2.2.1 LA CONTRATACIÓN BILATERAL EN 2004-8 

Aunque la idea de este mercado era un mercado de pequeño tamaño, la CREG 
avanzó de manera importante en lo que se dio por llamar el Sistema Electrónico de 
Contratos Normalizados Bilaterales (SEC).  La iniciativa surgió hacia finales de 2003, y se 
discutió hasta el año 2007 en el que fue reemplazada por el MOR.  Es muy probable que 
la discusión del SEC haya tenido un comportamiento sobre los agentes que vendían en 
contratos y es algo que insinúa el gráfico a continuación. 

Parece ser que desde mediados de 2003 se observa una reducción de la contratación 
que repunta a partir de febrero de 2004.  Este repunte, normalmente, parece estar 
asociado a incrementos estacionales aunque tenemos razones para creer (ver sección de 
cambio estructural en el siguiente capítulo) que en este momento se produce un cambio 
de tendencia en el mercado. No en vano la brecha entre la venta de contratos se empieza 
a abrir en esta fecha, lo cual no ocurría desde mediados enero de 2001, donde fue un 
evento aislado. En el período mayo 2003 hasta junio de 2009, la brecha persiste. 

                                                 
36  Ver el Apéndice sobre la experiencia internacional de modelos de gestión de la demanda. 
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Gráfico 8. Venta de contratos de generadores y demanda del SIN(kwh) 

Por lo visto, a partir de esa fecha, el mercado comienza a experimentar una 
contracción de la oferta de contratos a terceros que aunque sube sustancialmente, no 
logra  compensar los incrementos en la demanda.  No significa esto que las transacciones 
de contratos no excedan la demanda como ha sido la tendencia porque, de hecho, la 
suscripción de contratos entre generadores tiende a aumentar, aunque en el período 
2004-2006 no logran compensar el aumento de la demanda.  El gráfico ilustra la 
suscripción total de contratos de los generadores que incluye transacciones entre ellos. 

Como es costumbre en Colombia, los contratos tienden a vencer en fechas 
coincidentes y eso significa que la renovación de contratos tiene a depender de la 
coyuntura.   Asimismo, como lo ilustra el estudio de Fedesarrollo para Acolgén y la 
ANDI, el margen de reserva empieza a reducirse a partir del año 2001-2002.  A priori 
parece que la fecha de renovación de contratos, el estrechamiento del margen, las 
expectativas hidrológicas del año 2005 y la caída en la contratación anotada 
anteriormente apuntan a un aumento en los precios de contratos. 

2.2.2 UN AMBIENTE DE DESCONFIANZA MUTUA 

Durante el período precedente a septiembre 09-mayo10 la estructura institucional de 
mercado de electricidad Colombiano presentó evidencias de un ambiente de profunda 
desconfianza.  Se argumentaba de manera reiterada y de forma pública, que el mercado 
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de electricidad era sujeto de prácticas anticompetitivas por parte de ciertas empresas de 
generación con posición dominante en el mercado.37 Este ambiente enrarecido motivó la 
reforma al reglamento del CNO por medio de la cuál sólo representantes con funciones 
“técnicas” y no “comerciales” podían hacer parte de este organismo asesor.  Es 
conveniente resaltar que el CNO ha tradicionalmente servido de contraparte al operador 
del mercado en la evaluación de la operación del mercado, así cómo en la elaboración de 
propuestas sobre ajustes a las reglas que gobiernan la operación del mismo.38 
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Gráfico 9. Total contratos de generadores y demanda del SIN (kwh) 

En diciembre de 2008, varios grandes consumidores de electricidad manifestaron 
públicamente su inconformidad por los elevados precios en las ofertas de contratos por 
parte de los generadores. Curiosamente, el presidente de la ANDI asumió la vocería de 
estos grandes consumidores ante la instancia más alta del gobierno. Cabe resaltar aquí 
que como la duración típica de éstos contratos oscila entre 12 y 24 meses, comenzaba a 
ser evidente en los estudios de planeación energética de mediano plazo, el riesgo que para 
el mercado de electricidad significaba un inminente racionamiento de capacidad de 

                                                 
37  Ver por ejemplo, la serie de reportes elaborados por A. Aguilar, P. Roda y G. Sánchez, denominado como Comité 
de Seguimiento del Mercado de Energía Mayorista (CSMEM) que actúan como consultores de la SSPD. 

38  Asimismo, XM tiene labores comerciales y de operación comprendidas como Operación del Mercado y del 
Sistema. 
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transporte de gas natural en el Magdalena Medio ante la creciente posibilidad de una 
hidrología crítica en 2009-2010.  

Sin embargo, la desconfianza no era un sólo sentido. Hacia esa fecha, varios temas de 
la agenda de gas, incluyendo el esquema de regulación económica de la actividad de 
transporte de gas natural,  seguían sin expedirse luego de varias años de retraso. Durante 
el año 2009, el Ministro de Minas y Energía (quién en teoría preside la CREG) delegó en 
el Viceministro su participación en un 90% de las veces en que la comisión se reunió en 
pleno.39 Esta estadística resulta sorprendente dada la gravedad de las dudas que parecían 
acumularse en torno del desempeño del mercado de electricidad.  

Ese aumento en los precios de contratos ofrecidos – como documenta los asociados 
de la ANDI – estuvo acompañado por un incremento en los precios de bolsa a finales 
del año 2008 que no parecen estar explicados por los fundamentales del mercado en esas 
fechas.   Fedesarrollo dedica una buena parte de su estudio al análisis de este período y 
por eso no nos detendremos en su análisis pero valga la pena resaltar que altos precios 
con hidrologías abundantes y vertimientos erosionaron parte la confianza en el 
mecanismo de formación de precios.  A esta percepción se debe añadir los análisis 
realizados por el Comité de Seguimiento del Mercado de Energía Mayorista que fueron 
crecientemente críticos del desempeño del mercado.  Estas críticas arreciaron a lo largo 
del año 2008, año en el que se realizó la primera subasta de energía firme. 

2.2.3 LAS SUBASTAS DE MAYO-JUNIO DE 2008 

La mayor subasta o subastas porque en realidad fueron dos, en términos de dinero y 
duración, del mercado eléctrico colombiano y, probablemente, de la economía 
colombiana se realizó el 6-7 de mayo de 2008 y el 20 de junio de 2008.   La subasta con 
entrega 2012-3 duró dos días y contó con seis rondas en las que finalmente se asignaron 
más de 66.000 GWh de energía firme. 

Las subastas realizadas en los meses de mayo y junio de 2008 se saldaron con un 
precio de US$ 13,998 por GWh o un incremento del 7,3% del precio de confiabilidad 
utilizado en el período de transición.  Se asignaron  65.689 GWh-año de obligaciones de 
energía firme distribuidos en 3.009 para plantas nuevas (Amoyá 78 MW, TermoCol 201.6 
MW y Gecelca 3 150 MW) y  el resto 62.860 a las plantas existentes.  Se logró comprar 
toda la demanda de energía firme del país  hasta el año 2013. 

Los ganadores de la subasta fueron dos empresas estatales (Gecelca e Isagén) quienes 
aportaron 44% de la energía firme de los nuevos participantes y un nuevo entrante al 
mercado colombiano que planeaba renovar una planta operativa hasta hace poco en los 
EEUU.   El cargo por confiabilidad colombiano fue muy elogiado por las autoridades 

                                                 
39  Esta cifra proviene de calcular el porcentaje de resoluciones CREG relacionadas con la operación del MEM el 
período Enero 2009-Junio 2010 que fueron firmadas por el Ministro. 
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colombianas como un gran éxito por la incorporación de unos 3.500 MW de potencia 
(casi un 34% de aumento sobre la potencia instalada) y un incremento en la energía firme 
del 37% entre 2013-2019.40 

Sin embargo, un análisis más detallado de la subasta reveló cierto inconformismo 
previo por la liberalidad del esquema. Menos de una semana antes la CREG expidió una 
resolución intentando solventar la posible entrada de plantas que no fuesen de última 
generación y el limitado interés de inversionistas nuevos también fue señalado como un 
limitante del esquema.41 Asimismo, hubo cierto inconformismo entre los participantes 
por el elevado número de proyectos posibles presentados por empresas estatales que no 
tenían mucha credibilidad por el elevado valor de los IHFs.42 

También es importante resaltar que aunque mucho del esfuerzo de desarrollo de la 
reglamentación de la CREG estuvo dirigido a la subasta de período de planeación de 4 
años, la gran entrada de recursos ocurrió en las subastas GPPS que contó con un 
desarrollo menos público y más expedito.  En estas subastas se asignaron 6.285 GWh 
que se repartieron entre 6 proyectos y, primordialmente, 4 empresas; dos públicas EPM e 
Isagén además de la Gobernación de Antioquia y dos privadas (EPSA y Emgesa). 

Un análisis encargado por la CREG a los consultores Harbord y Pagnozzi (2008), 
reveló también algunos puntos de inconformidad con lo ocurrido:43 

• La observación que los agentes no utilizaron información sobre el desarrollo 
de la subasta para hacer sus ofertas como sugería la dificultad de valorar la 
opción de energía firme. 

• El análisis del comportamiento de uno de los oferentes durante el desarrollo 
de la subasta; 

• La posible presencia de colusión implícita en las subastas GPPS. 

                                                 
40  Ver presentación de Pablo Corredor de XM al Congreso Andesco de 2008 “Cargo por confiabilidad: el mercado 
construyendo el futuro”. 

41  En la práctica la entrada a un nuevo país de empresas de generación después de los años de bonanza de la 
expansión de generación (principios del milenio) toma un plazo de tiempo largo y dicha entrada tiende a ser de mayor 
envergadura al implícito por una central de generación.  Esto implica que el interés de las grandes empresas de 
generación suele manifestarse previamente haciendo que nuevos entrantes, en la subasta, sea una posibilidad limitada. 

42  Las empresas suelen señalizar mucho interés para disuadir a rivales pero éstos deben ser creíbles.  En caso 
contrario sólo surten el efecto de atraer entrada. 

43  D. Harbord y M. Pagnozzi (2008) Review of Colombian auctions for Firm Energy disponible en la página web de la 
CREG. 
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El producto de la subasta es una opción y por lo tanto un instrumento financiero 
montado sobre un activo físico.  La valoración de un producto como este no es sencilla 
por el plazo de tiempo, las propiedades del precio de la electricidad y la exigencia de 
entrega hora a hora.  Conocedores de la dificultad de valorar dicha opción la CREG 
aceptó la recomendación de hacer subastas dinámicas y de revelar mucha información – 
incluido el valor exacto del exceso de oferta –.44   

Pero parece que la información sobre el desarrollo de la subasta no tenía gran valor 
para los participantes; Harbord y Pagnozzi informan que los participantes en la subasta ni 
reaccionaron ni lo hubieran hecho a información reportada durante el transcurso de la 
subasta.45  Según parece, los agentes tenían claro el valor de la prima de la opción – lo 
equipararon a un costo de inversión – y no utilizaron información de terceros o se 
considera que tal información es conocida para todos.  Pero si no necesitaban 
información lo que fue evidente es que con la cantidad de información suministrada 
todos los agentes conocieron en todo momento la identidad de los demás oferentes lo 
cual no es recomendable para el desempeño y la credibilidad de la subasta.46 

Los autores señalan que el comportamiento estratégico de Gecelca también generó 
suspicacias entre los demás participantes.  Gecelca era el operador más grande en la 
subasta y el de mayor tamaño en energía firme existente y por tanto el primer candidato a 
comportarse de manera estratégica y fue pivotal a partir de la Ronda 5, momento en el 
cual cerró la subasta.47   

Pero Gecelca tomó un gran riesgo manteniendo dos proyectos hasta el final. Si los 
dos proyectos de Gecelca estuvieran a un precio por encima de costo – como sería lo 
natural o de lo contrario no seguirían en la subasta – la empresa podía haberse lucrado 
retirando los dos proyectos al mismo precio de retirada de 13,999. En cambio, retiró el 
primero a 13,999 y el segundo a 13,998 por el riesgo de precios bajos en el mercado con 
dos proyectos. 

                                                 
44  Sin embargo, en aras de prevenir la posibilidad de ejercicio de poder de mercado de los recursos existentes, limitó 
el papel que los recursos existentes podían jugar en la subasta y, de esta manera, redujo la posibilidad que dichos 
recursos pudiesen generar información valiosa.  Los recursos existentes no revelan información en esta subasta porque 
su participación es la misma que tendrían en una subasta de sobre cerrado con tope de precios a sus ofertas. 

45  Un análisis sencillo de la subasta permite agrupar ofertas por tecnología lo cual parece contradictorio porque no 
todas son centrales de punta. 

46  Igualmente, XM realizó sesiones de software y capacitación en la que asistían los encargados de hacer las ofertas 
en la subasta. 

47  Por las características de diseño de la subasta – el no fraccionamiento de la energía firme - en el momento en que 
cualquier recurso es pivotal lo natural es que cierre la subasta al primer décimo de centavo inferior al precio de cierre de 
la ronda anterior. 



  Fernando Barrera Rey ‡ Alfredo García Morales 

60 

 

Finalmente, Harbord y Pagnozzi hablan de las subastas GPPS. Encuentran que, de 
manera fortuita, no hubo competencia de precios sino que se generó una cantidad 
importante de energía firme no asignada en opciones.  Harbord y Pagnozzi anotan: 

“In the GPPS auction held in June 2008, the bidders split their offers over the five  years in a 
manner which ensured that there was no excess supply in any year, and hence implicitly 
“coordinated” on a “high-price” equilibrium in which all offers were accepted at the reserve price.31 
This made the protection of the reserve price crucial, but the auction nevertheless resulted in de facto 
excess supply in the first two years. Therefore, absent this strategic behavior, a sealed-bid auction 
would likely have taken place, and the auction could then have provided signals concerning the timing 
of new investments, as well as their price.” (pp 27)  

Es decir, una coordinación tácita por las reglas de la subasta.  Los autores, sin 
embargo, aclaran en la nota a pie de página 31 (pp 27): 

“There is no suggestion here that any explicit coordination of offers took place between the bidders. 
However, our conversations with auction participants made it plain that a number of the larger 
bidders clearly saw that by independently splitting their quantity offers over time, they made it more 
likely that a sealed-bid auction would not occur.” 

La estrategia de no comprometer cantidades en OEFs ha llevado a un alto margen de 
ENFICC sobre OEFs, el cual está asumido en su mayor parte por agentes no estatales. 

Pero además de las dudas sobre diseño y comportamiento de la subasta,48 la Junta 
Directiva de Acolgén se reunió el día 7 de mayo de 2008 a tratar otros temas.  El 
conocimiento de tal reunión tuvo efectos dañinos en la relación de las autoridades, 
Ministerio de Minas y SSPD, asimismo como el conocimiento de que algunas 
afirmaciones respecto a los niveles de precio de energía del mercado se trataban en estas 
reuniones. A continuación inspecciones, declaraciones públicas y un ambiente de tensión 
entre la asociación y el gobierno resultaron en el socavamiento de la confianza. 

 Los resultados prácticos han sido también la prohibición de tratar temas comerciales 
en el Consejo Nacional de Operación.  La diferenciación de temas comerciales y técnicos 
en un mercado liberalizado no es fácil a lo cual se ha respondido impidiendo la entrada 
de comerciales al CNO que pudo haber sido responsable de la pérdida de confianza del 
gobierno en el CNO – a diferencia del fenómeno de El Niño de 1997-8 – y al 
fortalecimiento del CACSSE por motivos asociados al problema del gas. 

Los altos precios del mercado, la presión de la ANDI, la desconfianza del mecanismo 
de formación de precios, la sensación que el MEM es un “club de generadores”, los 
señalamientos públicos sobre el comportamiento de empresas específicas hechas por al 
CSMEM, la desconfianza del gobierno respecto al comportamiento de la asociación 

                                                 
48  La subasta carecía de un análisis competitivo para su validación como suele ocurrir en otros países donde el 
regulador está comprando para el mercado regulado. 
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fueron todos aspectos que contribuyeron a la introducción de modificaciones como el 
nuevo régimen de arranque y parada y la ocultación de información.   La idea primordial 
es que estos cambios lograrían romper el equilibrio de mercado y reducir los precios. 

2.3 EFECTOS DE LAS MODIFICACIONES 

Estos cambios estuvieron muy ligados al gran cambio del modelo que es la 
introducción del mercado de confiabilidad.  Así, las grandes modificaciones – fuera de 
manejos coyunturales – del mercado colombiano en aspectos que tienen que ver con el 
mercado mayorista han sido: 

• La introducción del cargo por confiabilidad. El 6 de mayo de 2008, entran en 
vigencia las OEF asignadas en la subasta, y el precio de escasez. Este último 
se introdujo en un momento de precios de crudo muy altos en el mercado 
internacional.49   Lo llamamos modificación a.  

• Restricción de acceso a la información (modificación b). Resoluciones CREG 
006 y 015 de 2009 (20 de enero de 2009, 45 US$/barril). Cada agente 
generador dispone únicamente de su despacho propio y del precio de bolsa 
del mercado, para definir su estrategia de oferta en el mercado. Se hace difusa 
la disponibilidad real (agregada) de hidroelectricidad. El comienzo de la 
vigencia de ésta intervención, coincide con los precios internacionales del 
crudo más bajos del último quinquenio. Como resultado, se da una reducción 
en la volatilidad de los precios de bolsa del mercado. Sin embargo, no es 
posible discernir sí ésta fue consecuencia de la intervención de la CREG, o 
del escenario de precios internacionales del crudo 

• Resolución CREG-051 de 2009: Modificación a la estructura de oferta de los 
agentes térmicos (introducción de los costos de arranque y parada, CAP), y 
modificación al cálculo del precio de bolsa (maximización del beneficio social 
en reemplazo del usual despacho en orden de mérito).  Modificación z.   
Gráficamente, no parece tener un impacto sobre el precio de mercado ni el 
comportamiento de los agentes pero, como veremos a continuación ha 
tenido un efecto a lo largo del día.  

El Gráfico a continuación ilustra el comportamiento del precio de bolsa nacional 
promedio diario y del precio de escasez (se incluyen también el mínimo y el máximo 
diario del precio de bolsa para dar cuenta de la volatilidad del mismo), y se le compara 
con la trayectoria del precio internacional del crudo que experimentó tantas variaciones 
en el período.  Se resaltan los siguientes eventos en el tiempo:  

                                                 
49  Alcanzó un precio de US$120 el barril en la fecha del 8 de mayo. El precio continuó subiendo hasta julio de ese 
año.  
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Evento a, primera subasta para la asignación de OEF (CREG 071 – 2006, 6 de mayo 
de 2008).  Tras este evento, el coeficiente de variación (σ/μ) incrementó desde 17,4% 
hasta 28,4%. Esto representa un incremento en la desviación del precio de bolsa 
promedio diario de cerca del 11% respecto al valor de la media.  Podría decirse que el 
incremento en el precio de la bolsa va de la mano del  incremento del precio de escasez 
pero esto implicaría aceptar la hipótesis que aquí hemos planteado que la introducción 
del precio de escasez modifica el precio spot. 

Si esta hipótesis se cumple, podría explicar el cambio en nivel y volatilidad del 
mercado.  Cabe recordar que este precio fija un límite superior a la remuneración de los 
agentes en el mercado de energía y se encuentra indexado de forma indirecta al precio 
internacional del crudo.  Para la fecha, el precio internacional del crudo estaba en niveles 
cercanos a los 120 US$/Bbl (con tendencia ascendente). 

Evento b, Restricción de acceso a la información del mercado (CREG 006 y 015 de 
2009, 20 de enero de 2010).  La medida limita la información disponible para la 
formulación de estrategias y expectativas en el mercado, y pretende reducir los 
potenciales de colusión del mercado de producción lo cual sugeriría un aumento en la 
volatilidad del precio de bolsa del mercado.  Quizá esta afirmación requiera un poco de 
elaboración. 

En subastas como la marginal que se utiliza en Colombia se cree que existe una 
forma de ofertar que puede fomentar la colusión.  La idea es los agentes pueden ofertar 
algunas centrales a precio muy bajo y otras a precio muy alto de tal manera que los rivales 
sepan que si se desvían del “acuerdo” colusivo e intentan producir más, los precios se 
desplomarán haciendo que no deriven beneficios de la desviación.  Se cree así que si la 
información no es fiable las empresas no sabrán si los precios han caído por desviaciones 
u otro motivo y las hará dudar. Esta es la lógica de no brindar información en estos 
mercados y, probablemente, la razón por la cual se ha ocultado en Colombia. 

El problema en Colombia de estas afirmaciones es que estas subastas diarias se 
realizan bajo la existencia de múltiples precios focales en la bolsa. El CERE, todos los 
impuestos que se han introducido a lo largo del tiempo, los distintos escalones del costo 
de racionamiento y el nuevo precio de escasez hacen que las ofertas de producción se 
encuentren en muchas ocasiones en esos niveles.  Esto es más probable en la medida en 
que no se tenga información. 

Así un agente hidráulico que requiera de información de terceros para valorar su agua 
al enfrentarse a esta situación tiene varias opciones.  Utilizar sólo su información, utilizar 
la información de precios del día anterior o irse a uno de los precios focales de la bolsa.  
Si utiliza su información únicamente corre el riesgo de salir despachado más de lo óptimo 
y subirá sus ofertas un poco para compensar su tentación de salir despachado.  Pero el 
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precio del día anterior se vuelve muy importante porque es el que sintetiza la información 
de mercado e impide que se materialice la maldición del ganador.50 

Si en el momento de la intervención el precio de escasez estaba lejos del precio de 
mercado, es probable que la respuesta de los agentes hubiese sido ofertar cerca al precio 
del día anterior.  Como ilustra el gráfico abajo, la dispersión se redujo.  El coeficiente de 
variación del precio de bolsa promedio diario cambia de 28,4% a 25,2%, una vez la 
medida es implementada (una reducción en la desviación de los precios de 
aproximadamente el 3%  respecto al valor de la media), aunque la media de precios sube 
de $88 a $127 (aunque este último incluye un período que forma parte de la crisis).51 

Para poder valorar mejor el evento b, debemos introducir lo que llamaremos como 
evento d (ver sección sobre intervenciones en El Niño), que corresponde al 
levantamiento de la restricción de acceso a la información (CREG 127 de 2009, 2 de 
octubre de 2009) que permitió a los agentes participantes en el mercado estimar, con 
menos incertidumbre, la disponibilidad real de recursos para la satisfacción de la 
demanda. 

El análisis indica que no se percibe un cambio significativo en el coeficiente de 
variación (pasa de 25,2% en el período en que la información estuvo oculta a 26,0% en el 
período que estuvo disponible). En el momento se resalta el hecho de que el escenario de 
precios internacionales del crudo, para el momento en que tuvo lugar la intervención, 
regresó a sus niveles usuales, cercanos a los 70 US$/Bbl. 

Respecto al impacto que tuvo la Resolución CREG051-2009, la cual incluye los 
costos de arranque y parada de los generadores térmicos y modifica el cálculo del precio 
de bolsa para el despacho ideal, se presenta el Gráfico a continuación. 

En ella se observa que la diferencia de medias entre el precio de bolsa promedio 
diario (línea negra) y el precio de bolsa de la hora 19 (línea azul) antes de la intervención, 
era de – $32/kWh, y después de la intervención, dicha diferencia fue de – $43/kWh. 

De igual forma, la diferencia en la desviación estándar del precio de bolsa promedio 
diario y el precio de bolsa de la hora 19 antes de la intervención, era de $19/kWh, y 
después de la intervención, dicha diferencia fue de $23/kWh. 

                                                 
50  La subasta parece una subasta de sobre cerrado con precio de reserva.  Como el objeto tiene valor común, los 
compradores no quieren ofertar lo que creen es su valoración ya que de ganárselo será porque han ofertado más que 
los demás.  Como el valor de mercado es lo que ofertan los demás (al ser un bien con valor común) sabrá que el objeto 
vale menos de lo que pagó por él. Lo natural entonces es ofertar menos de la valoración y esto hace que las cosas con 
valor común se vendan por menos precio de lo que valen. La respuesta es hacer una subasta donde se brinda 
información.  Pero si la subasta no tiene información y hay precios focales (como lo es en efecto un precio de reserva), 
lo natural es irse a ellos.   

51  Asimismo, el comienzo de la vigencia de ésta intervención, coincide con los precios internacionales del crudo más 
bajos del último quinquenio, cerca de 40 US$/bl. 
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Gráfico 10. Modificación al cargo y a la información disponible para ofertas 
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Gráfico 11. Modificación al régimen de arranque y parada y algoritmo de optimización 
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2.4 CONCLUSIONES 

El diseño original del mercado de energía ha sufrido pocas aunque importantes 
variaciones. Aunque es probable que el modelo elegido – por ser de los primeros en el 
mundo y estar muy basado en la experiencia previa de un mercado de composición 
primordialmente térmica – fuese un paso intermedio a un desarrollo superior, las 
modificaciones al modelo colombiano han sido muy importantes.  Algunas de ellas han 
sido coyunturales pero otras han modificado el mercado de manera que hoy día tiene varios 
problemas de diseño. 

Algunas de las variaciones en el mercado se han producido como respuestas a 
incidentes de coyuntura y no como parte de una modernización gradual del mercado en 
línea con los avances en otros mercados.  Las grandes variaciones se han producido en 
momentos de crisis:: 

• El aumento en el valor de los mínimos operativos en el año 1996-7; 

• La remuneración regulada de la generación fuera de mérito y algunas 
restricciones  a las ofertas de los años 1999-2001 – muy ligadas a los atentados 
terroristas a las redes de transmisión. 

• Las intervenciones a cantidades de generación y a las reconciliaciones del último 
Niño 2009-10. 

Fuera del período de crisis, las reglas del mercado se han modificado de una forma que 
han alterado su diseño original y le han hecho perder coherencia. Esto se plasma en:52 

• La ineficiencia del modelo de operación del sistema y de transporte; 

• Un papel muy poco activo de la demanda.  Esta no participa en la formación de 
precios spot ni tiene un papel de gestión en la punta de demanda ni en la 
institucionalidad del sector.53 

• Una resolución inapropiada de la congestión.  La congestión parece resolverse 
en el largo plazo pero en el corto plazo los mecanismos de resolución de la 
congestión son inapropiados; 

• Excesiva centralización y control del mercado. 

                                                 
52  Asimismo muchas de las medidas parecen haber estado guiadas por la necesidad de reducción de precios como es el 
caso de la Resolución de arranque y parada y el ocultamiento de información. 

53  El Comité Asesor de Comercialización no tiene el mismo estatus jurídico del Consejo Nacional de Operación y en 
su composición existen muchas empresas integradas verticalmente.  Probablemente por esta falta de estatus muchas de las 
propuestas presentadas por este organismo (p. ej. el código de medida y el reglamento de comercialización) llevan casi 10 
años de retraso en su adopción. 
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3 DESEMPEÑO DEL MERCADO 

El mercado colombiano depende, fundamentalmente, de la señal de precios del 
mercado spot.  El precio es la variable fundamental y la forma en que éste se forme es 
primordial para el uso de los recursos en el día a día, para la expansión futura (ya que es el 
principal determinante de ingresos de los generadores), para la cobertura de riesgos y para 
la liquidación de los desvíos. 

Esta sección analiza el desempeño de los tres mercados colombianos: el mercado spot, 
el mercado de contratos y el mercado de confiabilidad.  La necesidad de analizar el 
desempeño de los tres mercados para cumplir con el objetivo del estudio es obvia; si el 
mercado funciona bien cualquier intervención es dañina y mejor evitada pero si se observa 
que no funciona bien lo apropiado es centrarse en la resolución de estos problemas en 
lugar de solucionar otros.   

Esta sección ilustra cambios estructurales en el modelo así como el hallazgo que los tres 
mercados no parecen funcionar de una manera del todo adecuada. 

3.1 CAMBIOS ESTRUCTURALES EN EL MERCADO 

3.1.1 LA EVIDENCIA DEL SPOT 

Cabe preguntarse en qué medida el mercado colombiano ha ido evolucionando desde 
su creación.  Para poder hacerlo queremos identificar si el proceso que genera los precios 
de bolsa ha cambiado a lo largo del tiempo y para esto corremos un potente análisis del 
comportamiento de la serie.  La identificación se hizo siguiendo los métodos Bayesianos 
según la propuesta del algoritmo de J. Wang y E. Zivot (2000) aplicado al precio promedio 
de bolsa diario.54 

El Gráfico identifica los cambios estructurales en la serie histórica del promedio móvil 
del precio de bolsa promedio diario.  Como se observa el gráfico identifica un cambio 
estructural el 14 de febrero de 2004 y el 13 de abril de 2008.  La media de precios cambia 
de $66/kWh (con desviación de sólo $ 9/kWh) a $ 76/kWh (con desviación de $10 kWh) a 
$127 kWh (con desviación de $47/kWh). 

Como comentamos en la Sección anterior el primer cambio de mercado tiene que ver 
con la reducción de cobertura de los contratos de los generadores con el sistema.  Algo 
parece ocurrir en el mercado spot, como lo explican los tests de cambio estructural, que 
parece tener su origen en el mercado de contratos donde la cobertura se reduce a partir de 
esta fecha. 

                                                 
54  Wang, J., Zivot, E. (2000). A Bayesian time series model of multiple structural changes in level, trend and variance. 
Journal of Business & Economic Statistics, Vol. 18 (3), pp. 374-386 
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El salto en abril de 2008 es de $51/kWh y de igual forma se identifica un incremento 
en la desviación estándar de $29/kWh.  Ese cambio se aproxima a la fecha de ejecución de 
la primera subasta para la asignación de OEF en Colombia, 6 de mayo de 2008 y es el 
responsable del cambio en volatilidad del mercado tan aparente en los gráficos de la 
Sección anterior. 

Gráfico 12. Cambios estructurales en el mercado colombiano 

Fuente: datos de XM, estimaciones propias 

3.1.2 ESTRUCTURA HORIZONTAL DEL MERCADO DE 
GENERACIÓN 

Colombia tuvo la ventaja de mercados como el inglés y el argentino de que el gobierno, 
como propietario de activos de generación, pudiese intervenir de manera poco conflictiva 
en la estructura del mercado de generación. Colombia se ahorró de esta manera la adopción 
de reglas de mercado que tuviesen que reconocer los derechos adquiridos de los 
generadores y el estado pudo asumir de esta manera los costos varados del sistema 
eléctrico.  El resultado fue un modelo poco concentrado en generación en el que los costos 
varados de la reforma eléctrica – p. ej. los contratos PPAs – los asumió el estado a través de 
sus empresas.  

Como los mercados eléctricos tienen características oligopólicas las autoridades 
analizan con frecuencia la concentración del mercado y, en algunos casos, imponen 
restricciones ex ante a la concentración de capacidad.  Para analizar si el mercado ha 
cambiado de alguna manera desde sus inicios, analizamos el grado de concentración en 
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capacidad y en generación desde el año 1997.  Los siguientes gráficos lo ilustran.55 
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Gráfico 13. Concentración en capacidad HHIs y número equivalente de firmas Fuente: XM y SSPD 
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Gráfico 14. Concentración en generación: HHIs y número equivalente de firmas. Fuente: XM, 
SSPD 

El HHI en generación muestra un mercado altamente concentrado (por encima de 
1.800) mientras que el mercado en capacidad instalada, muestra un mercado 

                                                 
55   El HHI es la suma del cuadrado de las cuotas de mercado.  El número equivalente de firmas es la inversa del HHI 
que representan el número de empresas de igual tamaño que soportan el mercado.  Hemos supuesto que la Nación es una 
sola empresa pero las participaciones indirectas no han sido tenidas en cuenta, sólo las situaciones de control. 
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moderadamente concentrado (1.000-1.800).56  Pero la tendencia en las dos medidas es hacia 
una mayor concentración. 

Aunque el HHI sigue siendo moderadamente concentrado, según las guías del 
Departamento de Justicia americano, las comparaciones en el tiempo evidencian un 
aumento de la concentración. Los avances en desconcentración de la capacidad efectiva 
neta de las privatizaciones de final de siglo han sido reversados en los años siguientes.  La 
evolución por generación es menos pronunciada pero igualmente ascendente en términos 
de concentración 

Sin embargo, un índice de concentración más apropiado es la energía firme del sistema 
ya que la capacidad de ejercer poder de mercado es importante en las puntas de demanda 
que son las ocurridas en un fenómeno de hidrologías críticas.  Esto revela un mucho menor 
y más estable grado de concentración, aunque las asignaciones de OEFs futuras parecen 
implicar un deterioro en la medida. 

Algo similar ocurre en el grado de integración vertical, como veremos a continuación. 
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Gráfico 15.  Concentración en energía firme: HHIs y número equivalente de firmas. Fuente: XM, 
SSPD 

                                                 
56  Merger Guidelines del Departamento de Justicia de los EEUU. 



  Fernando Barrera Rey ‡ Alfredo García Morales 

71 

 

3.1.3 ESTRUCTURA VERTICAL DEL MERCADO DE GENERACIÓN 

Por los derechos adquiridos antes de la Ley 143 de 1994, algunas empresas de 
generación siguen integradas verticalmente.  Si se calcula el valor de la energía disponible 
para transacciones de terceros como: 

∑ −−=
it

itt DCGabsDE )(3  

Donde D es la demanda del SIN, G la generación, DC la demanda atendida por 
distribuidores comercializadores del grupo empresarial i en el año t.  Así este índice nos da 
una idea de la demanda “disponible” fuera de la relación vertical. 

El siguiente gráfico ilustra la evolución de la variable expresada en porcentaje de 
demanda del SIN. 
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Gráfico 16. Energía disponible para terceros. Fuente: XM 

Puede apreciarse, tras alguna de las compras de distribuidoras por parte de 
Generadores-Distribuidores, una leve reducción de la energía disponible para terceros.  
Aunque el índice es volátil una leve tendencia en mayor integración vertical puede 
apreciarse. 

3.2 TRANSPARENCIA DEL PRECIO DE CONTRATOS 

En un mercado forward financiero el único valor relevante para los precios de los 
contratos es el precio spot esperado, este precio condensa toda la información relevante de 
mercado.  Existirá una prima o descuento sobre este valor pero dicha prima o descuento es 
difícil establecer a priori porque depende de la aversión relativa al riesgo de los vendedores 
o compradores.  En la medida en que los compradores sean más aversos al riesgo que los 
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vendedores existirá una prima en el precio del contrato y en caso contrario un descuento 
sobre este precio. 

Para analizar la forma en que el precio de los contratos refleja el precio spot esperado 
hemos supuesto un modelo de expectativas racionales; es decir que los agentes aciertan el 
precio esperado en media.  De esta manera corremos unas regresiones sencillas para ver la 
forma en que se presenta esta relación.  Esto nos permite testear la eficiencia de la 
formación de precios en el mercado de contratos. 

3.2.1 EL SPOT COMO DETERMINANTE DEL PRECIO DE LOS 
CONTRATOS 

Con el objetivo hallar una relación entre los precios ponderados de estos contratos  PCt 
y el precio de bolsa en diferentes momentos del tiempo PBt, se planteó el siguiente modelo 
de regresión basado en datos con frecuencia mensual desde enero 2001 hasta junio 2008.57 

∑
=

+ ++=
24

1
0

i
titit PBPC εβα
   

Es decir que el precio de los contratos depende del precio de bolsa en los meses 
posteriores, desde el mes siguiente hasta dos años más tarde.58 

Un análisis de este tipo permite concluir que el precio promedio ponderado de 
contratos no se puede explicar, en buena medida, a partir del comportamiento del precio de 
bolsa de mediano y largo plazo.  Esto resulta contraintuitivo dado que históricamente los 
contratos bilaterales para compra-venta de electricidad en el MEM se acuerdan con 
madurez de 1 a 2 y, máximo, 3 años.59 

El Gráfico ilustra el ajuste del modelo propuesto y lo compara respecto a la serie 
original y el precio de bolsa nacional para poder apreciar la bondad de ajuste del modelo.  

La inspección gráfica sugiere que el modelo no se ajusta consistentemente al 
comportamiento de la serie histórica del precio promedio de contratos (aunque del año 
2005 hasta el 2008 el ajuste mejora un poco), lo cual advierte que el precio de contratos no 
puede ser justificado adecuadamente a partir de un promedio ponderado del precio de 
bolsa futuro. A pesar de que los residuos no sean esféricos, esta característica no afecta la 

                                                 
57  El período se limita debido a que sólo existen datos de precio de bolsa hasta junio de 2010. 

58  Reflejando el hecho que se transan, principalmente, contratos entre 1 y 24 meses. 

59  La primera estimación reveló, luego de llevar a cabo las pruebas de Breusch-Pagan y Godfrey, que los datos 
presentan problemas de heterocedasticidad y autocorrelación de los errores.  Esta característica de los datos no permite 
llevar a cabo inferencias estadísticas sobre la significancia o no de una variable, pues afecta directamente la varianza de la 
estimación de los coeficientes asociados pero sí permite hacernos una idea de la relación entre estas variables. 
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media de la estimación de los coeficientes, por lo que sí se podrían sacar este tipo de 
conclusiones a partir de la inspección gráfica. 
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Gráfico 17. Impacto del precio de bolsa en el precio de contratos 

Fuente: datos de XM, estimaciones propias 

Por otra parte, el análisis de sensibilidad arroja que los precios de bolsa de corto plazo (i 
= 0 a 12) justifican en una mayor proporción el comportamiento del precio promedio 
ponderado de contratos, que lo que lo hace el precio de bolsa de mediano y largo plazo (i = 
13 a 24). Adicionalmente, el análisis por medio de componentes principales arroja que las 
dos primeras componentes (que explican el 65% de la variabilidad total), evidencia que los 
efectos entre el mediano-largo plazo y el corto plazo, están diferenciados y son inversos.   
Es decir que los precios esperados del primer año tienden a subir el precio de los contratos 
y que las componentes detectan que los precios de bolsa de largo-mediano plazo, tienen un 
efecto marcadamente diferente que los precios de corto plazo, pues a pesar de que los 
pesos son parecidos en la primera componente, los de largo plazo son mayores, y además 
en la segunda componente tienen diferente signo. 

3.2.2 DETERMINANTES ADICIONALES 

El hecho que los precios de los contratos no dependan de forma preponderante del 
precio spot futuro sugiere falta de transparencia en el mercado.  Pero antes de extraer 
conclusiones es necesario desarrollar un poco más qué podría explicar dicho 
comportamiento.  Inicialmente, es necesario resolver el problema de autocolinealidad del 
precio de los contratos lo cual pueda hacerse introduciendo valores rezagados de la variable 
precio de contratos como hace el modelo a continuación. 

Así, en un segundo intento por hallar un modelo que explique más acertadamente el 
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comportamiento del precio ponderado de contratos, se planteó el siguiente modelo 
utilizando información en resolución diaria: 

∑ ∑∑ ∑
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Donde las variables explicativas del precio de contratos PC son las cantidades de  
contratos CCj mediante el contrato j (Precio fijo Usuarios Regulados y Usuarios No 
Regulados o precio variable UR-UNR) [GWh], los aportes de los ríos del SIN – AP – y el 
volumen útil del embalse VU.60 

El Gráfico muestra que el modelo propuesto se ajuste bastante bien al comportamiento 
del precio de contratos entre Diciembre de 2006 y Julio de 2010. Indagando acerca de la 
contribución de cada tipo de variable al modelo, se encontraron los siguientes resultados: 

• Si se excluye la información relacionada con las cantidades contratadas, el ajuste 
pasa de 93.7% a 86.8%. De otro lado, si se corre la regresión con solo las 
variables correspondientes a contratos, el ajuste es de 75%. 

• Si se excluye la información relacionada con los aportes de los ríos, el ajuste 
pasa de 93.7% a 86.7%. De otro lado, si se corre la regresión con solo las 
variables correspondientes a aportes, el ajuste es de 72%. 

• Si se excluye la información relacionada con las cantidades contratadas, el ajuste 
pasa de 93.7% a 90.1%. De otro lado, si se corre la regresión con solo las 
variables correspondientes a embalses, el ajuste es de 78.5%. 

Es decir que es posible explicar el precio promedio de contratos solamente utilizando 
las variables hidrológicas, pues al parecer estas variables (sobre todo los aportes) tienen 
relación con las cantidades contratadas y también con el precio de contratos con destino a 
UNR por niveles de tensión.  Encontramos así que las variables de oferta explican mejor el 
precio de los contratos que la expectativa de precios spot lo cual está más en línea con 
contratos físicos. 

No obstante, los datos de cantidades contratadas parecen contener información 
adicional, la cual es relevante para la explicación.  Las predicciones de dicho modelo son 
muy potentes, explicando el 93% de la varianza del precio de contratos (ver Gráfico). 

                                                 
60   Las empresas incluidas en el análisis son Chivor, Emgesa, EPM, EPSA, GECELCA, TASAJERO e ISAGEN, o las 
7 grandes en términos de contratos suscritos. 
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Gráfico 18. Impacto del precio de bolsa en el precio de contratos 
Fuente: Estudio 

3.3 TRANSPARENCIA DEL PRECIO SPOT 

El precio spot debe responder a los fundamentales del mercado que son el precio del 
gas, el precio del carbón, la situación de los embalses, las expectativas de aportes y las 
capacidades de regulación de los embalses.  El precio spot debe responder a estos 
fundamentales y no necesariamente, en un mercado transparente, a la contratación bilateral 
de los agentes.  Esta supuesta relación entre contratación y ofertas ha sido una constante 
afirmación no contrastada en el mercado colombiano desde el Niño 1997-98 que justificó 
el incremento de los Mínimos Operativos vigentes en esa fecha y ha sido mencionada en 
nuestras discusiones con agentes del mercado como un posible determinante del precio 
spot. 

Por estos antecedentes se hace necesario ver si la relación entre precio spot y 
volúmenes de contratación se cumple en el mercado colombiano. 

3.3.1 CONTRATACIÓN BILATERAL Y PRECIO SPOT 

La literatura y el diagnóstico de la información (desde diciembre 2006 hasta septiembre 
2009, fecha en la que comenzó la intervención al mercado), sugieren ajustar el siguiente 
modelo, el cual corresponde a un ARMAX(1,1,13) para la estimación de la media 
condicional, y un GARCH(1,1) para la varianza (dada la heteroscedasticidad y 



  Fernando Barrera Rey ‡ Alfredo García Morales 

76 

 

autocorrelación de los residuos): 
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Donde las variables son: 

PB:  Precio de bolsa [COP$/kWh] 

AP:  Aportes de los ríos [GWh] 

DC:  Demanda atendida por contratos [%] 

D:   Demanda del SIN [GWh] 

PE:  Precio de escasez [COP$/kWh] 

PC:  Precio promedio contratos [COP$/kWh] 

VU:  Volumen útil [GWh] 

DH:  Disponibilidad de Generación Hidráulica [GW] 

DT:  Disponibilidad de Generación Térmica [GW] 

El gráfico a continuación presenta el ajuste logrado con el modelo propuesto hasta 
septiembre 15 de 2009, y luego su pronóstico hasta julio de 2010. El modelo describe de 
manera muy aproximada el comportamiento del precio de bolsa diario (R2=80.83%).  

No obstante existen picos que el modelo no logra explicar, pues no corresponden al 
comportamiento de las variables fundamentales incluidas. 
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Gráfico 19. Ajuste del modelo de regresión de precio de bolsa. 
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En el gráfico posterior, que compara el comportamiento del precio de bolsa (real y 
estimado) con las anomalías de los aportes y los precios de contratos, se resaltan dos tipos 
de intervalos a analizar. 

Primero, los intervalos resaltados en amarillo muestran momentos en el tiempo  donde 
los cambios en el precio de bolsa están correlacionados de manera positiva con el precio de 
los contratos.  

El más sobresaliente de estos eventos ocurre a finales de 2008 y principios de 2009 
cuando se presentó un cambio importante en la media del precio de bolsa, el cual – según 
nuestro modelo – se puede explicar en gran parte por el aumento de los precios de los 
contratos. Esto es una evidencia interesante de que los precios de los contratos tienen una 
influencia significativa sobre los precios de bolsa, como lo sugiere la magnitud de los 
coeficientes estimados para esta variable dentro del modelo en comparación con los demás 
coeficientes. 

Segundo, los intervalos resaltados en negro muestran que a pesar de que durante estos 
periodos, los aportes de los ríos fueron bajos, éstos no fueron tan críticos como para 
obligar un aumento tan marcado en el precio de bolsa. De hecho, los aportes de estos 
periodo fueron menores o iguales a los de finales de 2006, intervalo en el que los precios 
reaccionaron dentro de lo esperado.  

Por ende, este aumento del precio de bolsa no puede ser explicado a partir de los 
fundamentales incluidos en el modelo. Estos picos son el resultado de un factor exógeno, 
como parece haberlo sido la intervención regulatoria llevada a cabo al declarar el 
racionamiento programado. 

Es interesante observar que el precio de bolsa que predice el modelo – aún con la 
existencia de contratos – es inferior y menos volátil que el precio de bolsa de mercado 
durante toda la intervención.  Pero la desviación realmente importante se produce en el 
período de diciembre 2009 a marzo 2010, período en el cual el precio de bolsa fue 
alrededor de 25% superior a lo que el modelo predice.  Parece que las intervenciones 
lograron aumentar el nivel de precios de mercado como veremos en la Sección siguiente. 

Este análisis permite concluir que el precio de bolsa promedio diario nacional se 
encuentra influenciado por el comportamiento de varias variables fundamentales del 
mercado como debe serlo. Sin embargo, sobresale el impacto que tiene en dicha 
justificación, los aportes del ríos al SIN como es natural en un sistema hidrodominado, y de 
forma importante el precio promedio de contratos y la cantidad de energía transada en este 
mercado.  Este aspecto es más problemático para la formación de precios y despacho del 
sistema, sobretodo en condiciones críticas y nos lleva a la conclusión que una parte muy 
importante de la formación de precios del mercado en Colombia se hace en el mercado de 
contratos. 
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Gráfico 20. Precio de bolsa real y estimado comparado con precio promedio de contratos y anomalías de aportes 
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Se encuentra así una disyuntiva interesante en el mercado colombiano.  De todos es 
conocido que los mercados eléctricos necesitan complementarse con transacciones a plazo 
por diversos motivos: 

• El deseo de precios fijos de los usuarios por su aversión al riesgo; 

• El control del poder de mercado que los contratos a plazo brindan; 

• El efecto positivo que un mercado de contratos tiene sobre la entrada. 

Sin embargo, la sobreexposición contractual puede llevar a comportamientos 
estratégicos que afecten el precio spot y, por ende, el despacho.  

3.3.2 CONTRATACIÓN BILATERAL Y OFERTAS DE PRODUCCIÓN 

Para complementar y analizar la robustez de los resultados se realizó un ejercicio 
adicional. Para eso se intentó determinar las ofertas de producción de los generadores 
hidráulicos a partir de variables fundamentales de sus centrales de generación y su posición 
contractual con datos diarios desde Dic. 2006 hasta Julio 2010. La información 
corresponde a  (i) Aportes de ríos (fuente: Neón); (ii) Volumen útil de embalses (fuente: 
Neón);  (iii) Precio de escasez (fuente: Neón); Precio del gas (fuente: Ecopetrol); (iv) 
Cantidades de contratadas a precio fijo y variables, con destino a usuarios regulados (UR) y 
no regulados (UNR) (fuente: empresas) y (v) Precio promedio de contratos con destino a 
UNR en niveles de tensión 1 a 4 (fuente: XM). 

Con el objetivo de explicar la oferta agregada de las plantas hidroeléctricas (promedio 
ponderado por capacidad), se corrió una regresión incluyendo la información de todos los 
ríos y embalses del país, el precio de escasez, el precio de contratos y la información 
contractual disponible de todos los agentes. A pesar de que el aporte de las variables precio 
de escasez y precio de gas es marginal con respecto al aporte de las demás variables, éstas 
no fueron excluidas pues parecen contener información relevante para el ajuste. 

El gráfico a continuación presenta la oferta hidroeléctrica agregada, comparada con el 
resultado del modelo de ajuste y el precio de bolsa. Como se puede observar, el resultado 
del modelo describe adecuadamente el comportamiento de la oferta hidroeléctrica agregada 
a lo largo del tiempo (R2 = 0.97). Esto sugiere que la variable dependiente sí responde en 
gran parte al comportamiento de las variables fundamentales incluidas.  
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Gráfico 21. Ajuste del modelo de regresión de precio de oferta de plantas hidroeléctricas agregado. 
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No obstante, para juzgar la importancia de las variables de contratos, vale la pena hacer 
un análisis discriminado acerca del aporte de cada tipo de variable al modelo. Para ello se 
formaron tres grupos: datos correspondientes a nivel de embalses; datos correspondientes a 
aportes de los ríos y datos correspondientes a precio y cantidad de energía transada en el 
mercado de contratación bilateral.   Este análisis muestra que los tres tipos de variables por 
separado contienen información relevante para la explicación del precio de oferta agregado. 
Sin embargo, el tipo de variables que explica en mayor proporción la oferta agregada, es el 
correspondiente a las variables relacionados con información de contratos, alcanzando un 
ajuste del 69%. 61 

Se puede apreciar también que la intervención tuvo efectos diferentes sobre la oferta 
hidráulica.  La etapa de reconciliaciones negativas muestra una oferta hidráulica muy 
inferior a la que nuestro modelo predice. 

3.4 EL MERCADO DE CONFIABILIDAD 

A pesar que varios analistas expresaron reservas sobre el diseño del mercado de 
confiabilidad y, en especial, sobre el uso del precio de escasez, el mercado recibió con 
beneplácito esta modificación al cargo por capacidad.   Asimismo, para muchos 
observadores las dos subastas de mayo y junio de 2008 constituyeron un éxito sin 
precedentes en la expansión del sector de generación.  Aunque hubo algunas reservas – 
resaltadas en la sección anterior – el número de proyectos  y el interés en el nuevo 
mecanismo eran muestras de optimismo que eventos posteriores pusieron en tela de juicio. 

Desde las subastas de mayo de 2008 no pareció existir ningún problema en el diseño 
del cargo hasta que llegó el final del mes de septiembre de 2009. 

3.4.1 PERCEPCIÓN DEL CARGO EN OCTUBRE DE 2009 

En el mes de octubre de 2009, el ente regulador del mercado manifiesta su 
preocupación62 en torno al desempeño del mercado ante la inminencia del fenómeno de El 
Niño y la expectativa de bajos aportes hidrológicos para el verano de 2010. De forma 
específica, hacia principios de octubre 2009, se observaba un patrón sostenido de 
disminución del nivel de embalse agregado. Adicionalmente, los niveles de generación 
hidráulica sugerían que ante el aumento del precio spot, existía un fuerte incentivo para que 
los generadores hidráulicos cubrieran su posición contractual a través de ofertas 

                                                 
61  A su vez, el análisis discriminado por planta, arroja sistemáticamente que la información de precio de contratos con 
destino a UNR de nivel de tensión 4 y la cantidad contratada a precio fijo con destino a UR, juegan un papel importante 
en la explicación de la trayectoria del precio de oferta de muchas plantas, además de su nivel de embalse y el aporte de los 
ríos que lo llena. Sin embargo, las variables explicativas tenidas en cuenta algunas veces no alcanzan a explicar 
comportamientos particulares de las ofertas de las plantas, pues estos deben responder a otro tipo de factores exógenos 
como estrategias de mercado o impactos regulatorios. 

62  Documento CREG-104 de 09 de octubre de 2009. 
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relativamente bajas en el mercado spot, comprometiendo a futuro el cumplimiento de las 
obligaciones de energía firme.  

En otras palabras, hacia octubre de 2009 se consideraba que el cargo por confiabilidad 
podría fallar por el evidente riesgo moral implícito en la disminución del nivel de embalse 
agregado. La posibilidad de falla del esquema de confiabilidad fue exacerbada por algunos 
problemas de disponibilidad de plantas térmicas y mantenimientos programados que se 
evidenciaron en los meses de septiembre y octubre y por la bien conocida restricción de 
capacidad de transporte de gas en el interior del país que ponía en duda la capacidad real de 
generación del parque térmico allí ubicado. 

En reuniones con el equipo consultor, diversos representantes de empresas con 
capacidad predominantemente hidráulica manifestaron su desacuerdo con la percepción de 
riesgo moral descrita anteriormente. El patrón sostenido de disminución del nivel de 
embalse agregado no debía causar alarma dado que éste simplemente reflejaba una 
valoración de riesgo implícito muy distinta a la del ente regulador. Se argumenta así que las 
obligaciones de energía firme son calculadas sobre escenarios extremos que ignoran, por 
ejemplo, la complementariedad hidrológica del portafolio de plantas y embalses. En este 
sentido, el desempeño del mercado durante el período octubre 2009-mayo 2010 (en medio 
de las intervenciones regulatorias) no puede desacreditar el esquema general de Cargo por 
Confiabilidad porque no se le permitió operar de acuerdo cómo estaba diseñado. 

Esto hace necesario analizar las posiciones divergentes del ente regulador y los 
generadores analizando la lógica del diseño del cargo por confiabilidad.  Así, en lugar de 
utilizar la evidencia empírica asociada a la operación del mercado durante el período 
Octubre 2009-Mayo 2010 para hacer argumentos hipotéticos, utilizamos un modelo teórico 
sencillo para identificar condiciones en las cuales la operación del mercado no corresponde 
con lo que se denomina “el uso racional del agua”. Esto nos permite identificar posibles 
fallas latentes en el esquema.  

3.4.2 NIVELES DE CONTRATACIÓN Y USO ESTRATÉGICO DEL 
AGUA 

A continuación se desarrolla un modelo sencillo de competencia a la Cournot con 
capacidad de embalse en dos períodos y se demuestra que sin contratos el uso estratégico 
del agua corresponde con el óptimo social en escenarios de escasez. Sin embargo, cuando 
las firmas tienen niveles de contratación que varían por período se presenta una desviación 
entre uso óptimo y uso estratégico 

3.4.2.1 El modelo 

Dos firmas indexadas por i = 1, 2; compiten en dos periodos de tiempo indexados por 
t = 1, 2. Los niveles iniciales de embalse que denotamos por I1 é I2 se asumen simétricos, 
i.e.  I1 = I2 = I Є [0, Ī] dónde Ī > 0 denota la capacidad máxima de embalse.  

Los embalses están sometidos a la incertidumbre de un influjo que ocurre con 
probabilidad θ Є [0, Ī]  en una magnitud w. Asumimos que w < I por lo que no hay 
posibilidad alguna de vertimientos. 
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De esta forma, si la firma i produce qi en el primer período el nivel resultante del 
embalse que denotamos por Ki es: 

⎩
⎨
⎧

−−
−+

=
θ
θ

1adprobabilidconqI
adprobabilidconqwI

K
i

i
i  

donde asumimos un factor de conversión unitario. Finalmente, se asume una demanda 
inversa residual de la forma P(Q) = a – bQ y a, b > 0. 

El excedente agregado de los consumidores para un plan de despacho en el primer 

período 
221
Qqq ==   es: 

2

22
1 QbQ))Q(pa()Q(CS =−=  

Asumiendo que el costo marginal de producción es despreciable (cero), el valor 
esperado del excedente social sobre los dos períodos es: 

)QI(CS)()Q)wI((CS)Q(CS −−+−++ 212 θθ  

La condición de primer orden nos dice que el excedente marginal en el primer período 
debe ser igual al valor esperado del excedente marginal en el segundo período: 

)QI(b)()Q)wI((bbQ *** −−+−+= 212 θθ  

Por lo tanto, Q* = I + θw y el despacho óptimo por planta en el primer período es: 

2
* wIq θ+
=                     (1) 

En palabras, el despacho óptimo asigna para cada periodo la mitad el valor esperado de 
disponibilidad total del recurso, I + θw. 

3.4.2.2 Uso del agua en equilibrio 

Supongamos que las firmas tiene niveles de contratación x1 y x2  en los periodos 1 y 2  
respectivamente, a un precio p > 0. Utilizando inducción hacia atrás resolvemos el 
equilibrio del segundo período dados los niveles de embalse K1 y K2. Como se muestra en 
el apéndice, bajo una condición de escasez relativa, en equilibrio las firmas operan a plena 
capacidad y los beneficios en equilibrio están dados por: 

Πi (K1, K2 )= P(K1 +K2 )Ki + (p−P(K1 +K2 ))x2 (2)  

En situación de abundancia relativa, en equilibrio, las firmas producen por debajo del 
nivel de embalse remanente. En este caso, el nivel de producción de equilibrio es  
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b
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<

3   

lo que corresponde a ejercicio unilateral de poder de mercado. Nótese que el ejercicio 
de poder de mercado es sólo posible en situación de abundancia relativa.  

Ahora resolvemos el equilibrio del primer periodo, suponiendo que las rentas en 
equilibrio para el segundo periodo están dadas por (2). Es decir, el nivel inicial de los 
embalses es tal que aún con influjos la situación resultante en el segundo período es de 
escasez relativa. Esto corresponde con una situación de hidróloga crítica. Bajo esta 
suposición, las rentas totales para la firma i son 

),()1(),())(()( 212112121 qIqIqwIqwIxqqPpqqqP iii −−Π−+−+−+Π++−++ θθ

La condición de primer orden dice que el ingreso marginal de primer período debe ser igual 
al valor esperado de ingreso marginal en el segundo período: 
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[ ]221
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Por tanto, la “mejor respuesta” de la firma i como función de jq  es: 

23
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En equilibrio simétrico se tiene 
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j

C
i 216
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==
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Luego de comparar (1) y  y ésta última ecuación se concluye que habría excesivo 
desembalse (es decir, 

*
j

C
i qq > ) en equilibrio si y sólo si x1 > x2 > 0 (es decir, si el nivel de 

contratación del primer período excede aquél del segundo período). Nótese que cuando x1 = 
x2, la situación de escasez relativa elimina incentivos estratégicos a los duopolistas y el uso del recurso 
corresponde al del óptimo social. 

3.4.3 SOBRECONTRATACIÓN RELATIVA 

El modelo desarrollado arroja luces sobre la eventual ineficiencia en el uso de recurso. 
De acuerdo con el modelo, esta posibilidad se relaciona con la diferencia entre los niveles 
de contratación previos y contemporáneos con el período de hidróloga crítica. La evidencia 
en la operación del mercado colombiano (ver sección 3.5) muestra los niveles relativos de 
contratación promedio (2003-2010) muestran un patrón de muy poca variación 
intertemporal. Esto contrasta con la evidencia para el período 2009-2010 en el cuál los 
meses previos al período crítico presentan niveles de contratación superiores al promedio 
(2003-2010). 
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3.4.3.1 Incentivos para sobrecontratarse 

Una primera explicación posible se relaciona con los incentivos para la contratación. 
Como es sabido la aversión al riesgo por parte de la demanda induce un importante 
incentivo para que los generadores vendan en contratos “forward”. Existe sin embargo un 
efecto estratégico en la forma de una “ventaja para el que mueva primero”: la empresa que 
más venda contratos sabe que las otras empresas debe optimizar su oferta sobre la 
demanda residual de contratos (posiblemente ofreciendo precios altos).  

En el afán de capturar esta ventaja comparativa, las empresas pueden terminar (en 
equilibrio) ofreciendo altos niveles de contratación. Ahora bien en el contexto del modelo 
de dos períodos discutido anteriormente, este incentivo se atenúa notablemente para el 
período con incertidumbre sobre la disponibilidad del recurso. Esto explicaría una asimetría 
intertemporal (en equilibrio) en los niveles de contratación. 

3.4.3.2 Posibles problemas de Agencia 

Una explicación alternativa de esta situación de sobre-contratación relativa puede 
argumentarse desde la perspectiva de una estimación demasiado holgada de la magnitud de 
los aportes a la hora de firmar contratos en los años precedentes al fenómeno del Niño de 
2009-2010. En este sentido, la aparente sobre-contratación que se evidencia en los meses 
previos al verano 2009-2010 se explicaría como resultante de un error de estimación que a 
todas luces aparece “razonable”. Es decir, la mayoría de los agentes (unos en mayor grado 
que otros) habrían incurrido en el mismo error de estimación que los lleva a tomar una 
posición contractual difícilmente ajustable en los meses previos al verano 2009-2010. 

Sin embargo, esta alta correlación en el error de estimación puede ser explicada cómo 
fruto de un problema de principal-agente. El bienestar del principal (en este caso, los 
accionistas de empresas de generación) depende de la gestión de un agente (en este caso, el 
gerente de comercialización). El principal no tiene perfecta información sobre el nivel de 
esfuerzo ó la eficiencia real de la gestión del agente. Con el fin de alinear los intereses del 
agente con los del principal se utilizan por ejemplo, comisiones o bonos sobre la evaluación 
del desempeño relativo en términos de volúmenes o resultados (más difícilmente 
observables).  

Los incentivos entonces a los que están sometidos los gerentes inducen necesariamente 
una correlación significativa en las estrategias comerciales de las empresas. De esta forma 
por ejemplo, si alguna empresa importante para la evaluación del desempeño relativo en la 
labor de comercialización de energía, asume una posición dada en términos de niveles de 
alta contratación relativa (ante la perspectiva de hidrología crítica) es probable que otras 
empresas sigan el ejemplo. Esto podría explicar la coincidencia en estrategias de 
contratación. 

3.4.4 DISTORSIONES DEL PRECIO DE ESCASEZ 

La introducción del precio de escasez en el mercado colombiano es una propuesta 
discutida al menos desde el año 2000, de manera paralela al debate en otros mercados. En 
un mercado Pool donde el subyacente es el precio spot, era fundamental que este precio no 
distorsionase el precio de mercado.  Sin embargo, nuestros análisis en un entorno 
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puramente competitivo y en un entorno de competencia imperfecta nos demuestran que 
dicho precio tiende a distorsionar las ofertas de los generadores y, por ende, el precio 
spot.63 

3.4.4.1 Competencia perfecta 

La entrega de la OEF es primordialmente física ya que obliga al generador a ofertar en 
el despacho ideal la OEF cuando se activa el precio de escasez.  Esto corresponde a que el 
regulador considera que la OEF y su precio de escasez constituyen – en todo momento del 
tiempo – un punto de la curva de oferta del sistema. Obviamente no es posible que el 
parque esté despachado en un valor igual a las obligaciones de energía firme cuando se 
activa el precio de escasez porque es imposible  conocer a priori un punto exacto de la 
oferta (cantidad y precio) en el que se corresponda el precio de escasez con las obligaciones 
de energía firme del sistema. 

Gráficamente se puede ver lo que se está diciendo.  Supongamos que Pe es el precio de 
escasez y que en el punto A éste coincide con la cantidad OEF de obligaciones de energía 
firme.   La curva de oferta original sin las obligaciones para esa hora es la línea de color 
naranja en el gráfico pero la curva de oferta con las obligaciones de energía firme es la que 
incluye el tramo en color azul a partir del segmento azul punteado donde el segmento a – a 
se ha desplazado al punto a’ – a’.  
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Gráfico 22. Activación de la OEF 

 

                                                 
63  En esta discusión nos abstraemos de la posibilidad que el precio de escasez sea un punto focal de ofertas que puede 
ser más probable con restricción de información.  Valga anotar que el mercado de Colombia tiene otros precios focales (el 
piso, el costo de racionamiento) y varias fechas en el calendario (p. ej, estación de verano, estación de invierno, fecha de 
modificación del precio máximo regulado de gas, etc.) que permiten que agentes independientes reaccionen en estas 
ocasiones.  
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Existen diferentes razones por las cuales el tramo a – a se desplaza a a’ – a’.  La primera 
es que el precio de escasez no corresponde a fundamentales del mercado si no que ha sido 
fijado de manera exógena.  Puede ocurrir, entonces, que el costo marginal de generación de 
la unidad a – a sea superior al precio de escasez.64 Esta posibilidad es tanto más alta en 
cuanto menor sea el precio de escasez y era una de las razones por las cuales el diseño 
original de este cargo – basado en un precio de ejercicio fijado por el regulador y propuesto 
por Comillas – ponía el precio de escasez muy por encima del costo marginal de una 
central de punta.65 

Otra razón es el regulador exige cumplimiento de la OEF obligaciones por todo el día 
cuando ésta se active en una hora.  Debido a que el precio cambia en cada una de las 24 
horas – por la demanda pero también por el costo de generación – esto hace que en la 
oferta se internalice el costo de la OEF de las 24 horas.  Si una central podía incumplir una 
hora, modificara su oferta para recuperar el costo de que le ejecuten la OEF en las 24 
horas. 

Asimismo, existen penalizaciones adicionales al incumplimiento financiero de la OEF.  
El incumplimiento financiero es (Pspot – Pe ) × OEF, pero el regulador añade a esto: 

• La pérdida de la remuneración del cargo de todo el día; 

• La reducción de la disponibilidad que así afecta el IHF de la planta y por tanto 
reduce el ingreso por confiabilidad de la planta; 

• En caso que no cumpla en tres días consecutivos con la entrega de la OEF 
asignada, se le hacen efectivas las garantías estipuladas en el esquema del cargo 
(Resolución CREG 061  de 2007). 66  

Estos sobrecostos hacen que una central que pueda incumplir el cargo, oferte esos 
sobrecostos en su oferta de producción.  Este es un efecto inducido por las penalizaciones 
y la entrega física del producto, no tiene un componente estratégico – ver abajo – o de 
intertemporalidad. 

 Pero existe un efecto debido a la intertemporalidad de los costos de generación.  Para 
los hidráulicos es evidente, agua usada hoy equivale a escasez mañana y para un térmico la 
operación hoy puede modificar su disponibilidad mañana.   

                                                 
64  En la presencia de un mercado secundario de gas el precio de este mercado es el costo de oportunidad del gas 
utilizado para generación.  Dependiendo del precio de este mercado – muy alto por ejemplo en épocas de Niño donde las 
dos puntas del sistema coinciden – el costo marginal de generación puede exceder al precio de escasez. 

65  Esto tiene que ver con que el regulador buscaba controlar el abuso de poder de mercado por medio del precio de 
escasez en línea con el diseño de Cramton. 

66  La garantía es igual a la diferencia entre la OEF asignada y la ENFICC base de cada planta valoradas al precio del 
cargo por confiabilidad. Esta verificación se hace individualmente a cada planta no pudiendo ser respaldada por otras 
plantas del generador. 
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Así, la oferta de producción de estas centrales también se puede afectar en horas en las 
que no se active la OEF de la planta porque ésta debe internalizar la posibilidad de no tener 
la OEF en el futuro.  Por ejemplo, para una central térmica que empiece a generar a precios 
inferiores al precio de ejercicio la posibilidad de indisponibilidades cuando el precio de 
bolsa exceda el de escasez aumenta.  De manera similar, una central hidráulica debe 
internalizar las penalizaciones en horas cercanas a la activación de la opción subiendo el 
costo de oportunidad del agua en un valor cercano al producto de la probabilidad de 
incumplimiento y las penalizaciones. 

En entorno oligopólico, véase a continuación, nuestro análisis parece sugerir que, en 
efecto, el precio de escasez afecta la forma de ofertar de los agentes por diversos motivos, 
aún sin contemplar la posibilidad que ejerza como punto focal de ofertas.67 

3.4.4.2 Modelo oligopólico 

En esta sección, nos interesa analizar los incentivos que la regla de ejercicio de las 
obligaciones de energía firme puedan crear en generadores con cierto poder de mercado. 
Volviendo al sencillo modelo descrito arriba, supongamos ahora que las firmas no tienen 
contratos en el primer período pero que en el segundo período los generadores tienen una 
opción u obligación de tipo “call” sobre un monto de energía x > 0  a un precio de ejercicio 
p .  

En el cargo por confiabilidad, el monto x > 0  correspondería con la energía firme y p  
es el precio de escasez. El beneficio en el segundo período de la firma i = 1, 2 es:  

}{ xqqPpqqqPqq ii 0),(min)(),( 21211 +−++=Π  

donde i
*

i Kq ≤ . Denotemos por Q  el nivel de producción agregado asociado con un 
precio spot igual a p , es decir, p)Q(P = . Ignorando la restricción de capacidad, podemos 
formalizar la producción óptima de la firma i como función de la producción de la firma j 
de la siguiente forma (ver apéndice): 
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La intuición para este resultado es la siguiente: 

                                                 
67  Esto contradice el primer principio de diseño del cargo por confiabilidad que buscaba que los precios de mercado no 
fuesen afectados por el cargo.  Estos principios fueron elaborados por la CREG durante la consulta del cargo. 
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• Cuando se espera que la firma j produzca a un nivel relativamente alto 
)

b
aQ(q j 2

2 −>
la decisión óptima de producción de la firma i refleja poder de 

mercado en la forma de restricción de producción sin ocasionar el ejercicio de 

la opción Qqqq jji >+ ))(( *

. En este caso, el mercado spot estaría desacoplado 
de las opciones contractuales y no hay efecto alguno. 

• Cuando se espera que la firma j produzca a un nivel relativamente bajo 

x)
b
aQ(q j −−<
2

2
 la decisión óptima de producción de la firma i es de 

naturaleza opuesta. En este caso, para el generador i ya no es óptimo restringir 

su producción dado que ocasiona el ejercicio de la opción Qqqq jji <+ ))(( *

. 
En su lugar, el generador i está incentivado a cubrir su obligación dada la 
inminencia del ejercicio de ésta. En este caso, el efecto de la obligación es pro-
competitivo. 

• Cuando se espera que la firma j produzca a un nivel relativamente intermedio, 
la decisión óptima de producción de la firma i no es ni restringir la producción 
(en cuyo caso originaría el ejercicio de la obligación) ni tratar de cubrir su 
obligación de energía firma porque ésta no a ser ejercida. En este caso 
intermedio, la decisión óptima de producción de la firma i corresponde justo al 
nivel necesario de producción para que el precio del mercado spot equipare el 
precio de ejercicio de la opción Qqqq jji =+ ))(( * . 

Esta intuición nos permite caracterizar la naturaleza del equilibrio resultante como función 
de la disponibilidad relativa del recurso. Cuando la disponibilidad del recurso es baja: 

Ki ≤ 2(Q− a
2b

)− x ,  

la estructura de la decisión óptima de producción de la firma i sugiere que en equilibrio las 
firmas ven reducido el incentivo a ejercer poder de mercado y tratan de cubrir su 
obligaciones. Sin embargo, cuando la disponibilidad del recurso es intermedia existirían 
equilibrios en los que el precio del mercado spot es ligeramente inferior al precio de 
ejercicio de la obligación. En otras palabras, las firmas con poder de mercado tienen a su 
vez la opción de ejercer este poder. En situación de disponibilidad intermedia de recursos, 
las firmas ejercen su opción de poder de mercado al mantener el precio del mercado spot 
en valores cercanos pero inferiores al precio de escasez. 

En este sentido un precio de escasez establecido de forma exógena (como es el caso en 
el cargo por confiabilidad) induciría comportamientos estratégicos en períodos previos al 
período de hidrología crítica. Al anticipar la capacidad de controlar el ejercicio de la 
obligación de energía firme en situaciones intermedias, las firmas con poder de mercado 
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pueden asumir estrategias contractuales más agresivas deteriorando así la confiabilidad real 
el cargo por confiabilidad es capaz de inducir.  Otra razón por la cual consideramos que el 
precio de escasez actual distorsiona el mercado spot.68 

3.5 DESEMPEÑO DEL MERCADO DE CONTRATOS 

Hemos visto lo importante que parece ser el mercado de contratos sobre el 
funcionamiento del mercado spot.  A continuación analizamos la manera en que las 
empresas tienden a contratarse en el mercado colombiano y analizamos el posible efecto 
que el cargo por confiabilidad haya tenido sobre ellas.  

3.5.1 ENERGÍA FIRME Y CONTRATACIÓN 

Es muy factible que las empresas, aversas al riesgo, contraten cantidades alrededor de  
su energía firme en momentos en que esperen un fenómeno hidrológico severo y 
cantidades muy superiores a la misma en otros momentos.  Hemos tomado la información 
sobre venta de contratos de los generadores de XM y lo hemos combinado con los valores 
de energía firme anuales provenientes del modelo de simulación de la resolución CREG-
116 de 1996 y las asignaciones de OEF vigentes.   
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Gráfico 23. Exposición bruta y neta del sistema 

Hemos calculado el ratio exposición bruta y exposición neta como: 

                                                 
68  Una mirada a la forma de ofertar de muchas plantas es prueba visual de lo que aquí se dice. 
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Exposición bruta = Venta de contratos (MWh)/energía firme anual 

Exposición neta = Venta de contratos – compra de contratos / energía firme anual 

En el gráfico anterior presentamos los dos ratios para el sistema en su conjunto.  Puede 
observarse una tendencia al alza más asociada al incremento de la demanda que a cualquier 
otra observación. Sin embargo, también puede verse como los dos ratios divergen de 
manera importante en El Niño 2009-10 como prueba de operaciones de cobertura entre 
generadores en ese período. 

En el siguiente gráfico presentamos el mismo cálculo para las 4 empresas más grandes 
del mercado de contratos.  Sólo se presenta el índice de exposición bruta en beneficio de la 
brevedad. Puede observarse una tendencia a aumentar la exposición de las empresas 
posterior a la introducción del precio de escasez en noviembre de 2006 y una reducción, 
aunque con sobrecontratación, de la exposición en El Niño 2009-10. 
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Gráfico 24. Exposición bruta de los 4 agentes de mayor tamaño. 
Los resultados parecen dar alguna validez al modelo teórico presentado en la sección 

anterior.  El último apartado lo analiza más en detalle. 

3.5.2 GENERACIÓN Y CONTRATACIÓN 

Un ejercicio similar se ha desarrollado para la generación de las empresas, tanto en ideal 
como en real desde el año 1997.   Los datos para el sistema se pueden apreciar en el grafico 
a continuación. 
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Gráfico 25. Exposición bruta y neta del sistema a la contratación. 
Puede apreciarse una reducción paulatina de la exposición neta del sistema a lo largo 

del tiempo como hemos documentado a lo largo del texto.  Este patrón, sin embargo, no 
concuerda con la exposición de un grupo de empresas.  A continuación se presentan dos 
series, el promedio ponderado de la exposición bruta de las mayores 4 empresas i y la 
exposición total de estas empresas: 

Exposición total = ∑i=1,4 Venta de contratos(i)/ ∑i=1,4 Generación real (i) 

El gráfico temporal desde enero de 1997 hasta mayo de 2010, se presenta en el gráfico 
a continuación.   

El gráfico resalta cuatro períodos críticos, 1997-98, verano del 2000-1, verano del 2006-
7 y el último período de El Niño.   En éste último período, al igual que en el Niño anterior 
existía una sobreexposición, éstos 4 generadores estaban cortos de generación y aunque 
intentaron reducir exposición con contratación entre generadores, la exposición seguía 
existiendo.  E gráfico también ilustra que los generadores con mayor contratación tienden a 
tener mayor volatilidad en su exposición. 
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Gráfico 26. Exposición bruta de las mayores 4 empresas en el mercado de contratos 

3.5.3 LA INTRODUCCIÓN DEL PRECIO DE ESCASEZ 

El modelo teórico desarrollado en la sección anterior ilustra la posibilidad de que el 
patrón de contratación haya cambiado con la introducción del precio de escasez.  A 
continuación hacemos unas comprobaciones sencillas al respecto analizando medias y el 
coeficiente de variación antes y después de la vigencia del cargo por confiabilidad. 

Para las 4 empresas del gráfico anterior, calculamos la media de su exposición bruta en 
términos de energía firme para tres períodos: antes y después de noviembre de 2006 – la 
serie comienza en enero de 1997 – y el período de El Niño 2009-10. La siguiente tabla 
presenta los resultados. 

Puede apreciarse que la media de exposición – en términos de energía firme – aumenta 
para las 4 empresas a pesar que la energía firme de éstas aumenta comparada con la 
implícita en el cargo por capacidad.  Asimismo, puede observarse que el coeficiente de 
variación disminuye sustancialmente a partir de noviembre en dirección similar a la del 
sistema en total.    
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Tabla 4.  Cambios en contratación y la introducción del precio de escasez 

   
Pre‐noviembre 06  Post‐ noviembre 06  Niño '09‐10 

Media       

  Todas las empresas  87%  63%  65% 
  Empresa 1  31%  55%  57% 
  Empresa 2  45%  55%  59% 
  Empresa 3  50%  66%  64% 
  Empresa 4  46%  61%  54% 

Coef de variación       

  Todas las empresas  168%  130%  123% 
  Empresa 1  38%  24%  26% 
  Empresa 2  31%  13%  11% 
  Empresa 3  14%  11%  6% 
  Empresa 4  22%  18%  9% 

Fuente: Cálculos propios a partir de información de XM 

3.6 CONCLUSIÓN 

Esta sección nos permite concluir que los mercados colombianos spot, de contratos y 
de confiabilidad no parecen funcionar del todo bien. El mercado spot parece depender de 
la posición contractual de las empresas de generación y el mercado de contratos de 
variables fundamentales de corto plazo.  El reciente mercado de confiabilidad también 
parece generar distorsiones adicionales. 

Estas distorsiones tienen que ver con la señal de precios de escasez y la forma en que 
ésta afecta las ofertas de los generadores. Conceptualmente la distorsión se presenta con 
independencia del comportamiento de los agentes y sólo con un entendimiento de la forma 
en que el precio genera costos evitables para los generadores.  Si se añade algún 
comportamiento estratégico podemos apreciar los momentos en los cuales es más factible 
que el precio distorsione que tienden a ser los períodos pre-crisis en los cuales las 
autoridades suelen sentirse inquietas con el funcionamiento del mercado. 

Algo así parece encajar lo ocurrido en El Niño aunque existen múltiples razones de 
índole regulatoria – por acción y omisión – de índole institucional y de desempeño del 
mercado.  Como veremos a continuación la realidad no era tan dramática como fue 
percibida por las autoridades pero a esa percepción contribuyeron múltiples factores.  Al 
final la respuesta a la crisis distó mucho de ser la apropiada por la premura, desconfianza y 
por la forma en que se analizan las regulaciones en Colombia. 
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4 EL NIÑO 2009-10 

Esta sección analiza lo ocurrido durante el período de El Niño 2009-10 tanto desde el 
punto de vista energético como económico e institucional.  Con el beneficio de la 
retrospectiva y el entendimiento de la forma en qué operaba el mercado en el mes de 
septiembre, podemos concluir que el manejo de la crisis fue: 

• Precipitado y poco motivado: existían razones fundamentales para explicar lo 
que estaba ocurriendo en septiembre de 2009 y el análisis energético parece en 
exceso simple y no contrastado; 

• Excesivo: la situación energética no era tan apremiante como fue la lectura de 
las autoridades en esos momentos y las intervenciones fueron ingenuas – no 
anticiparon el comportamiento de los agentes – y, por eso, generaron mayores 
intervenciones; y 

• Prolongado: mantener la intervención después de marzo de 2010 parece un 
exceso de cautela y los vertimientos de 208 millones de metros cúbicos en abril 
y de 250 millones de metros cúbicos en mayo son prueba fehaciente de esto. 

Sin embargo, también encontramos diferentes razones por las cuales las autoridades no 
confiaban en el desempeño del mercado y por qué la forma de toma de decisiones 
contribuyó a este manejo.   

De esta manera, el desempeño del sector de gas evidenciado en la falta de contratación 
de suministro en firme, en el déficit de transporte de gas del interior, en la falta de 
información del mercado que el ministerio llevaba varios años exigiéndole al sector, en la 
falta de regulación coherente con la situación de escasez, en el retraso de decisiones 
importantes para el sector – como la regulación de transporte –, la desconfianza entre el 
sector de generación y las autoridades gubernamentales reseñada en la Sección 2, la poca 
efectividad que podría tener el CNO en un marco de información no disponible y donde el 
sector de gas sufría de problemas de escasez, la falta de coincidencia de criterios entre el 
ministerio y la CREG sobre la celeridad de las acciones, el papel preponderante que 
entidades de corte gubernamental como XM y Ecopetrol adquirieron durante el manejo de 
la crisis así como el CACSSE que cuenta con una mayor participación de empresas de corte 
gubernamental, y la desconfianza de los resultados del mercado eléctrico evidenciado por la 
forma de oferta del parque térmico e hidráulico sembraron la semilla de un muy posible 
racionamiento.69 

                                                 
69  Entendemos que la CREG se inclinaba por dejar que el mercado actuara en el momento en que el ministerio tomó 
las dos primeras medidas: racionamiento programado (que permitía asignar el gas de manera administrada) y la generación 
de seguridad en la Costa.  Pero, esa actitud cambió en un tiempo breve por el descubrimiento de alguna conducta 
indebida en el mercado.  Entendemos también que de ahí en adelante hubo un amplio respaldo a la necesidad de tomar 
decisiones aunque no siempre acuerdo en algunas de ellas.   
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La prolongación de las intervenciones tiene mucho que ver con dejar tal decisión en 
manos de instituciones que no tienen responsabilidad o rendición de cuentas con los 
usuarios o el sistema eléctrico.   Un buen ejemplo es el IDEAM; se dejó que esa entidad 
decidiera el momento en que tenía que dejar de declararse el evento crítico y la entidad, no 
responsable del sector eléctrico, pudo haber ejercido dicha labor con cautela.  Asimismo, 
un vez que se ha decidido intervenir la inercia de retirar las medidas es muy grande porque 
el costo de insistir en prolongar las medidas es bajo y con la responsabilidad política de un 
racionamiento el costo de retirarlas  y racionar es alto.   

Cualquier funcionario del CACSSE hubiese podido oponerse al retiro y los demás 
habrían tenido que seguirle.  No existía mecanismo apropiado de acabar con la 
intervención porque los verdaderos dolientes, la demanda, no estaba representada en 
ningún lugar y porque la toma de decisiones es miope (“crítica de Lucas”), descoordinada 
(por la pérdida de institucionalidad de la CREG), y antagonista (“juegos de suma cero”).70 

4.1 PERÍODO ANTERIOR A EL NIÑO 

La dinámica del nivel de embalse agregado presentaba una trayectoria preocupante dada 
la cercanía el nivel del embalse crítico como lo ilustran los tres gráficos a continuación 
donde puede observarse la comparación de niveles de embalse desde 1997-8, su evolución 
en el año 2009-10 (donde las letras corresponden a medidas de intervención) y el margen 
de reserva (potencia efectiva en relación a la demanda máxima) del mismo período. Puede 
observarse que aunque no hay un patrón definitivo de recuperación de embalses después 
de los veranos el mes de septiembre de 2009 difería del patrón observado. 

                                                 
70  La pérdida de institucionalidad de la CREG es un hecho y sus causas van desde el descubrimiento oportunista de 
que la regulación puede ser asumida por el gobierno sin mayor trastorno jurídico hasta la inacción de la CREG en temas 
fundamentales como la comercialización eléctrica, y la regulación del sector de gas pasando por decisiones desacertadas 
como las subastas de suministro de gas organizadas por los productores. 
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Gráfico 27. Variables fundamentales del mercado 

Asimismo, el CACSSE reportaba que hacia octubre de 2009 (en días previos a la 
intervención del Gobierno), se registraban aportes hídricos inferiores a los que se 
presentaron durante el Fenómeno de El Niño 1997 – 1998 y hacía para la misma fecha 
un resumen de los pronósticos climáticos efectuados por las diferentes agencias 
internacionales con fecha del mes de Septiembre de 2009. 

Evolución aportes hídricos porcentuales 
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Gráfico 28.  Lectura del CACSSE sobre la hidrología crítica. Fuente: CACSSE, Octubre 07 de 2009. y 
CACSSE, Octubre 1 de 2009. 

 

Como se observa, los modelos mostraban que se esperaba un calentamiento de entre 
0,5 y 2 °C en la superficie del Océano Pacífico.  En resumen se anticipaba un Fenómeno de 
El Niño entre moderado y fuerte.  

4.1.1 BALANCE DEL MERCADO DE GAS 

El mercado de gas también era fuente de preocupación al menos desde el año 2004 en 
el que se empezaron a ver los primeros faltantes de suministro y ausencia de contratos en 
firme para térmicas.  Es muy importante analizar el mercado de gas porque muchos 
analistas creen que fue el principal causante de la crisis del sector eléctrico. 

La situación del mercado de gas antes del año 2009 tenía todos los visos de un 
racionamiento de gas.  Se sabía que este racionamiento se produciría en un Niño si no se 
acometían las inversiones en transporte necesarias, el problema era cuando vendría este 
fenómeno y quien se responsabilizaría del mismo. Por una serie de coincidencias los 
principales actores del mercado, Ministerio, TGI, generadores térmicos, Ecopetrol, SSPD y 
CREG no tomaron las decisiones necesarias para resolver el problema y, efectivamente, el 
problema se materializó. 

Varias señales hacían prever que el fracaso del gas de Opón del año 1998-9 se fuera a 
materializar en la falta de transporte para las térmicas del interior.   La primera de ellas fue 
lo costoso de contratar transporte para las eventualidades de una hidrología crítica lo cual 
llevó a la fijación de penalizaciones en los contratos (deliver or pay).  Con la renegociación de 
contratos posterior a la expedición de la Resolución CREG-23-2000, se produjeron 
reducciones sustanciales de los niveles de take or pay de los contratos entre las térmicas y 
Ecopetrol y una renegociación de las penalizaciones.  De esta manera Ecopetrol logró 
establecer penalizaciones diferenciales reduciendo el poder de negociación conjunto de las 
centrales térmicas del interior. 

La reducción de las penalizaciones aumentaba la posibilidad que Ecopetrol no 
entregara gas y prefiriera pagar las eventuales penalizaciones.  Esta posición se 
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vio reforzada por la reticencia a firmar nuevos contratos de suministro con las centrales 
térmicas y con la gran mayoría de consumidores además de la popularidad que adquirieron 
los contratos interrumpibles con la estrechez del sistema.  Vale recordar que el mercado del 
interior creció de manera sustancial por medio de la gran penetración residencial, industrial 
y del GNV.  

El mercado del interior se desarrolló utilizando el espacio que dejaba el perfil de carga 
del parque térmico del interior.  De esta manera, alianzas entre productores, 
transportadores y distribuidores permitieron que el mercado del interior creciera a partir de 
alguna contratación en firme pero también con una alta proporción de gas interrumpible.  
Esta contratación – segunda razón para esperar déficits de transporte – creció de manera 
sustancial apoyada en dos factores: 

• La demanda de gas barato en el interior; 

• Esta venta constituía para los productores una forma de competir con el 
mercado secundario – en el cual según el RUT no pueden participar – que 
comenzó a volverse interesante alrededor de 2003-4. 

La contratación parecía interrumpible en el papel, pero en la práctica no lo era.  Esto se 
reforzó con el permiso que dio la CREG de comprar gas interrumpible para el sector 
residencial y porque se convirtió en una práctica común en el suministro a estaciones de 
GNV. 

La tercera razón por la cual el fracaso de Opón podía derivar en falta de transporte, 
está plasmado en la experiencia con las obras de reacondicionamiento del campo de 
Guajira y la introducción de eventos eximentes por vía regulatoria.  Con esta introducción, 
los eventos eximentes se volvieron una forma permitida de no entregar gas en el interior y 
la experiencia con la intervención regulatoria y su modificación de la contratación existente 
profundizó el problema. 

Así, la cuarta razón se materializó en que la regulación del ministerio se enfocó a 
modificar el decreto de racionamiento en múltiples ocasiones a lo largo del tiempo.  Estas 
múltiples modificaciones introdujeron a los contratos interrumpibles en el orden de 
prioridad y dieron la señal que la interrupción en un racionamiento iba a estar ligada al 
costo político del cliente más que al costo económico.  Así, comenzó a hacer carrera la 
creencia que en medio de un Niño la firmeza no existiría. 

En medio de toda esta coyuntura, la CREG decide permitir la utilización de los 
combustibles líquidos como soporte de la OEFs.  Con esto se comienza a dar una salida al 
sistema que después se materializó en las acciones tomadas durante El Niño 2009-10. 

Sexto, la exportación de gas a Venezuela dio una salida al gas de La Guajira con la que 
no se contaba y aumentó el poder de negociación de los productores de gas.   Este poder se 
plasmó en la reticencia a vender en firme a los generadores térmicos en niveles de take or 
pay razonables. 

Finalmente, el vencimiento paulatino de los contratos del Interior con las térmicas y la 
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reticencia de Ecopetrol a entrar en nuevos contratos hizo que las probabilidades de tener 
que cumplir los contratos fuese menor.  Si El Niño hubiese ocurrido un par de años más 
tarde el problema de transporte de gas no hubiera existido sin que ello signifique que no 
hubiese habido problema en el sector eléctrico.  Los contratos se vencen entre 2011 y 2014. 

Por lo tanto todo el problema estaba en que Ecopetrol había entrado en un contrato 
con las térmicas que no se podía cumplir.  Quién podía hacer que se cumpliera es la 
pregunta que nadie se hizo o que se prefirió ignorar.  A sabiendas del problema, las 
asignaciones de cargo por confiabilidad de 2006-2010 no contemplaron la situación, así 
como la CREG no mejoró la falta de coordinación entre transporte de gas y su 
comercialización.   Todos los agentes tomaron decisiones que permitieron que el déficit de 
transporte se materializara. 

4.1.1.1 El Balance de gas 

La combinación de la punta de demanda de gas, el poder de mercado en suministro y la 
baja inversión en aumentos de capacidad explican todas el fenómeno de déficit de gas al 
que el país se vio abocado en agosto de 2009.  Por lo prolongada que es la punta de 
demanda ésta tiene pocas oportunidades de gestión con lo cual lo  importante es conocer 
las razones de baja inversión o la falta de control de la posición de dominio de los agentes 
productores de gas.  

El balance más reciente a la fecha de declaración de racionamiento de la disponibilidad 
de gas revela los problemas que han llevado a la situación de déficit actual.71 El escenario 
más apropiado para analizar, ante la llegada del fenómeno de El Niño, es el de crecimiento 
de demanda de P90 (cubiertas 90% de las contingencias).  A continuación presentamos 
dicho escenario (tomado de la presentación mencionada). 

Según el escenario presentado, no se presentan déficit de gas hasta el año 2015 – el cual 
puede ser cubierto con importaciones – pero en el año 2016-17 aún con las importaciones, 
se evidencia la existencia de déficits de gas en el sistema. Pero, si se analiza la situación de 
transporte, los déficits son evidentes tan pronto como en el año 2009. 

                                                 
71  Balance Oferta-Demanda de Gas Natural, estudio realizado por Naturgas y la UPME. Octubre de 2008. 
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Gráfico 29. Balance de gas y de transporte P90. 

Una vez se incorpora la restricción del gasoducto Ballena Barranca, se generan déficits 
importantes a partir de mediados del año 2009.  Una previsión similar a lo que ocurrió en 
El Niño y una situación esperada durante un largo lapso de tiempo como se ha afirmado 
arriba. 

4.1.1.2 El gasoducto B-B 

El cuello de botella del sistema ha sido el gasoducto Ballena-Barranca inaugurado en 
1996 y que ha permitido exportar el gas más económico de la Costa Atlántica al Interior del 
país.  El gasoducto es de sólo 19 pulgadas de diámetro y sin compresión tiene una 
capacidad de apenas 108 MPCD.  

El pequeño tamaño del gasoducto para las necesidades previstas del mercado del 
Interior, aún en 1994, hizo que fuesen necesarias diversas inversiones en compresión en 
una fecha tan próxima a la construcción como fue el año 1996-7. Esta compresión llevó la 
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capacidad nominal del gasoducto de los 108 MPCD a los 192.4 MPCD que fueron los 
niveles de capacidad hasta el año 2004.  

Ante el vencimiento de los contratos de arrendamiento de un par de estaciones de 
compresión, la empresa Ecogas intentó alargar la duración de sus contratos en firme.  Ante 
la imposibilidad de conseguir demandas en firme superiores a los 3 años, la empresa 
decidió no prorrogar los contratos de arrendamiento de las estaciones de compresión en 
alquiler a la compañía Hannover.  El retiro de estos compresores en el año 2004, redujo la 
capacidad de transporte del gasoducto a 146 MPCD lo que llevó a que existiese un mayor 
déficit de transporte en ese año. De hecho, sólo la capacidad en firme contratada por 
Ecopetrol en 1998, 188 MPCD, excedía la capacidad nominal del gasoducto.   

Como esta contratación estaba asociada a las centrales térmicas del Interior (Sierra, 
Centro, Dorada, Emcali, Valle y Meriléctrica), Ecopetrol tenía la posibilidad de vender, 
fuera de las horas de punta de demanda, parte de la capacidad por medio de operaciones de 
venta en el mercado secundario de capacidad.   

Recientemente, octubre de 2009, TGI anunció la instalación de nuevas plantas 
compresoras en el gasoducto (La Jagua, Curumaní y San Alberto) que elevarán la capacidad 
del gasoducto al máximo técnico de 260 MPCD.  Desafortunadamente, estos compresores 
sólo entrarán en servicio en mayo de 2010, después del verano del año hidrológico 2009-10 
y del fenómeno de El Niño. 

Pero la entrada de los compresores estaba presupuestada desde el año 2006.  En efecto 
el CONFIS (Consejo Superior de Política Fiscal) en septiembre de 2006, autorizaba la 
modificación de presupuesto de Ecogás para iniciar las actividades relacionadas con la 
instalación de 5 nuevos compresores (en el 2006 los compresores de Barrancabermeja y 
Casacará no estaban en funcionamiento). Es mejor citar al CONFIS, para entender el 
problema: 

“El proyecto contempla la Ampliación de capacidad de transporte en el tramo Ballena Barranca 
aumentando de 146 MPCD a 262 MPCD. Este proyecto surge por la necesidad de atender las 
nuevas solicitudes de transporte de gas, entre ellas la de ECOPETROL, empresa a la cual se le 
venderá el servicio de transporte a partir del 2007 hasta el 2012 entregándole el gas natural a las 
térmicas del interior del país, el cual se ejecutaría en dos fases, la primera consiste en la construcción de 
facilidades y entrada en operación de las estaciones Casacará y B/bermeja, con lo cual se pasaría de 
146 MPCD a 190 MPCD aumentando la potencia en 23.350 HP. El costo de la fase I que se 
contempla en esta modificación se estima en US$20 millones, iniciando el contrato al final de 
septiembre de este año y finalizando el 31 de marzo de 2007, con lo cual se iniciarán las operaciones a 
partir del 1 de abril. Los recursos invertidos por Ecogas tiene una Tasa Interna de Retorno del 
21.76%, para un período de 21 años.” (pp 6 DOCUMENTO D.G.P.PN. 21/200) 

Esta es la financiación que permitió ampliar, en parte, la capacidad de transporte del 
gasoducto en 2007 a 190 MPCD pero no se procedió a la segunda fase por problemas de 
demanda en firme y el saneamiento previo a la privatización de la empresa. 

De esta manera la capacidad de transporte del gasoducto cae de los 192 millones de 
pies cúbicos vigentes entre el año 1996-2004 a 146 MPCD y el 1 de junio de 2007 alcanza 
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los 190 MPCD con que se cuentan en la actualidad. 
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Gráfico 30. Eventos relevantes gasoducto B-B 

La existencia de exportaciones, la tardanza en la salida del gas de Cusiana, la congestión 
en el gasoducto Ballena-Barranca y el cambio radical en el consumo en los dos mercados 
(ver Gráfico) ha aumentado el poder de negociación de los productores de gas porque ha 
aumentado su costo de oportunidad.  Este poder de mercado se ha plasmado en tres cosas: 

• Incorporación muy gradual de la producción de Cusiana al mercado interno; 

• Altos niveles de take or pay; y  

• Sustitución de suministro en firme por suministro interrumpible. 

Esto ha sido campo fértil para que se hayan elevado los niveles de take or pay exigidos, 
para que se haya reducido drásticamente la disponibilidad de firmeza de los campos y para 
que la coordinación transporte-suministro sea muy difícil de realizar porque el riesgo de 
que tubos de transporte se queden “hundidos” por cambio de flujos es un riesgo real y 
lleva a baja inversión en la infraestructura de transporte.   

Por estos motivos el mercado de gas colombiano, que tuvo un crecimiento en el sector 
residencial muy importante desde el año 1994 por la alta disponibilidad de oferta, entró 
desde el año 2004 en una situación muy diferente.  El país pasó de una situación de holgura 
a una de apremio.  

Es apreciable que el país ha cambiado mucho de las preocupaciones de principios de 
los años 2000 en las que la baja utilización de la infraestructura de transporte, la holgura en 
la capacidad de producción de Guajira y la importancia de consolidar el crecimiento del 
mercado interno (implícita en el Plan de Masificación de Gas del año 1991), hicieron que 
las medidas regulatorias fuesen en la dirección de aumentar el consumo.  

A partir del año 2005-6, la situación cambió a una situación de necesidad de inversión 
en los cuellos de botella del sistema.  Desafortunadamente, tal cambio del 
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mercado no se vio reflejado en la regulación que abrió el camino de los líquidos como 
respuesta a los problemas de gas. Así, en El Niño 2009-10 un problema de gas era latente y 
anticipado por todos. 

El estado del balance contratos – capacidad del gasoducto B – B en el momento de la 
intervención puede observarse en el gráfico a continuación. Los datos provienen de 
sesiones del CACSSE y no han podido ser corroborados con TGI, pero dan una idea de lo 
dramático de la situación.  El consumo máximo de la refinería es de 100 MPCD pero su 
mínimo posible – con sustitución – es de 35 MPCD.  Las térmicas tienen contratado en 
firme unos 200 MPCD pero su consumo a plena carga es de unos 240 MPCD, el gas en 
firme de otros sectores es de unos 43 MPCD pero el interrumpible alcanza un valor 
cercano a los 85 MPCD. 

La contratación en firme está repartida entre Ecopetrol (147 MPCD) y otros remitentes 
(43 MPCD).  En el peor de los casos y dejando sin gas a los usuarios domésticos de 
Bucaramanga, por ejemplo,  sólo Sierra – parcialmente – hubiese podido generar y en el 
mejor de los casos sólo Sierra, Emcali y Valle. 
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Gráfico 31. Déficit de transporte de gas B-B 

4.2 ANÁLISIS DE LA TOMA DE DECISIONES 

Según lo que hemos podido documentar en nuestras reuniones la razón de la 
intervención desde mes de septiembre de 2009 parece haber estado asociada – inicialmente 
– a tres factores de comportamiento del mercado: 

• Falta de transporte y, probablemente, suministro de gas para el mercado del 
interior del país; 

• Disminución rápida del nivel de los embalses; 

• Falta de disponibilidad comercial del parque térmico a precios cercanos al 
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precio de escasez; 

• Bajos precios de oferta de la generación hidráulica; 

El primer punto ya fue analizado y validado, los demás se analizan a continuación. 

4.2.1 NIVELES DE EMBALSE 

Crítico en el análisis de la situación fue un gráfico sobre la situación del embalse 
agregado y su rápido descenso publicado en la primera semana de octubre por XM.  El 
gráfico puede verse a continuación donde se hace una proyección lineal con muy pocos 
datos ante la rápida reducción del nivel de embalse observada en los últimos días del mes 
de septiembre.  Desde del 24 de septiembre hasta el 2 de octubre, los aportes fueron 42% 
de la media y esto parece encendió las alarmas. 

Una de las principales preocupaciones era no solo el nivel del embalse de la fecha sino 
también la manera cómo éste venía evolucionando.  Las autoridades esperaban un 
incremento sostenido en el Nivel de Embalse Agregado entre los meses de mayo de 2009 y 
noviembre del mismo año, pero el embalse experimentó una reducción importante desde 
mediados del  mes de agosto de 2009 que sólo se revirtió después de la intervención. 

La razón de esta reducción, está asociada a algunos embalses que tuvieron un 
comportamiento diferente del esperado para todo el sistema y las razones son las 
diferencias regionales.  Aunque el fenómeno de El Niño tiende a afectar al sistema 
hidrológico nacional, la verdad es que algunas diferencias regionales son muy importantes.  
Para la estimación de estas diferencias se consideraron las series históricas (diarias) de 
aportes reales, medios históricos y críticos, de los ríos a los embalses del SIN desde enero 
de 1998 hasta la fecha.72  Las diferencias se han calculado utilizando dos índices. 

                                                 
72  La información se encuentra disponible en la base de datos NEON de XM. 
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Gráfico 32. Niveles de Embalse previos a la intervención. Fuente: CACSSE 

Se ha considerado la desviación de dichos aportes respecto al aporte medio histórico y 
al mínimo histórico.  La Desviación de Aportes Media Histórica se calcula como: 

AMH
AMHADAMH m −

=  

Donde Am es el aporte del mes y AMH los aportes medios históricos.  La Desviación 
de Aportes Críticos Históricos se expresa como (ACH son los aportes críticos históricos): 

ACH
ACHADACH m −

=  

Las estimaciones de los índices DAMH y DACH se hicieron para cada uno de los ríos 
que aportan a los embalses asociados al SIN y, para ponerlo en contexto, los mismos 
índices se calcularon para los aportes agregados al SIN.  Esto permite establecer una 
comparación interesante que nos permite formarnos una idea acerca de la diferencias en los 
regímenes hidrológicos de acuerdo a la cuenca hidrográfica que alimenta la planta de 
generación. 

De acuerdo a los resultados obtenidos, es posible afirmar lo siguiente.  Primero, los 
eventos Niño en Colombia disminuyen la magnitud de los aportes de los ríos a los 
embalses a nivel nacional; sin embargo, dicha disminución no es uniforme geográficamente.  
Segundo, aún cuando en términos regulatorios la hidrología nacional se define por un único 
periodo de verano y un único periodo de invierno, ésta se encuentra fuertemente 
influenciada por la oscilación de la Zona de Convergencia Intertropical, ZCIT.  
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Gráfico 33. Diferencias Hidrológicas Regionales en Colombia 
Fuente: XM. 

La oscilación de la ZCIT es tal que dicha convergencia se localiza en la zona Norte del 
país en julio y regresa a la zona sur en enero.  Este comportamiento puede caracterizarse 
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como bimodal; dos periodos de verano y dos periodos de invierno intercalados de forma 
sucesiva.73 

En el gráfico presentado a continuación se evidencia que el régimen hidrológico al sur-
oriente del país (ver Guavio), diverge de aquel régimen que caracteriza el agregado nacional. 
Por el contrario, el régimen hidrológico en Antioquia y Caldas se ajusta más al 
comportamiento del agregado nacional. 

Lo anterior, no sólo se debe a la ubicación geográfica de las cuencas hidrográficas sino 
también a que la mayor concentración (número y capacidad) de plantas hidroeléctricas a 
nivel nacional se encuentra localizado entre los departamentos de Antioquia y Caldas. 

Respecto al fenómeno de El Niño de 2009-10, es importante anotar que el embalse de 
Guavio era el que mostraba la drástica reducción del embalse por los bajos aportes y que 
éstos se recuperaron a lo largo del fenómeno.  Esa evolución parecía consecuente con lo 
observado en otros años como lo evidencia su comportamiento estacional. 

4.2.2 OFERTAS DE GENERACIÓN 

Varios factores de baja rentabilidad del parque térmico se han resaltado en Colombia a 
lo largo de los últimos 10 años. Entre ellos podemos nombrar: 

• Insuficiencia de ingresos de las centrales de generación térmica reflejada en la 
resolución CREG-034 de 2001.   

• Altos niveles de “take or pay” y ausencia de contratos de suministro 
competitivos y por una duración apropiada con los ciclos hidrológicos; 

• Costos elevados de operación interrumpida de las plantas; 

• Insuficiencia del precio de escasez para generación con líquidos (y en algunas 
ocasiones de altos precios en el mercado secundario). 

Por todos estos motivos, los incentivos a generar en el despacho diario para la 
generación térmica son tenues.  En esa situación los ingresos por confiabilidad son los 
ingresos primordiales de esta generación y el producto confiabilidad se asemeja – por estos 
motivos – más a un producto “respaldo”.   Los ingresos por confiabilidad se vuelven en 
este caso función de los IHFs – lo cual hace más costoso generar ocasionalmente – y la 
disponibilidad de un contrato de combustible. 

Es así como el generador térmico “tipo” minimiza sus disponibilidades comerciales y 
busca las oportunidades de generación en eventos de precios altos.  Este patrón de 

                                                 
73  En su orden. Verano 1: Diciembre a Febrero, Invierno 1: Marzo a Mayo, Verano 2: Junio a Agosto, Invierno 2: 
Septiembre a Noviembre. 
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comportamiento puede verse en el siguiente gráfico que analiza las ofertas de producción – 
ponderadas – por tecnología. Además de estas ofertas se incluye el precio de escasez y el 
precio de bolsa resultante de estas ofertas. El gráfico presenta, adicionalmente, los aportes 
de los ríos, con el objetivo de evidenciar la correlación existente entre esta variable y la 
oferta hidráulica. 

Pude observarse las altas ofertas de producción de las centrales de generación a gas 
durante un período de tiempo prolongado y su correlación cercana con el nivel de aportes.  
De esta manera, el descenso en las ofertas térmicas solo empieza a producirse a raíz del 
evento Niño plazo durante el cual esta relación entre oferta térmica y aportes se desliga y se 
pasa a una situación más asociada a sus costos de producción.  Esto no sería un problema 
siempre y cuando el regulador no estuviera impaciente respecto a la entrada del recurso 
térmico en el despacho y los precios reflejaran el costo de oportunidad de los recursos. 

Asimismo la oferta hidráulica tiene una relación – como es de esperarse dado el bajo 
nivel de regulación de los embalses – con los aportes pero en una relación que deja de ser 
menos evidente durante el período anterior a El Niño y que puede estar relacionada con las 
diferencias regionales que se han anotado anteriormente.  A finales del mes de septiembre 
el regulador se encuentra con una situación de reducción del embalse y de los aportes, de 
subida de precios de Bolsa, de poca generación térmica en mérito, de faltantes de 
transporte de gas en el Interior y en medio de una crisis de confianza como la que hemos 
señalado anteriormente. 

Una muestra de la posible falta de respuesta de las centrales hidráulicas a los precios 
spot la puede dar la variable de exposición a precio de contratos de los 4 grandes 
vendedores de contratos.   
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Gráfico 34. Exposición media de 4 grandes en El Niño 2009-10 
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Gráfico 35. Ofertas por tecnología 
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4.3 PATRÓN DE LAS MEDIDAS REGULATORIAS 

A lo largo del período 2006-10 se han observado una serie de medidas orientadas a 
mejorar el desempeño del sistema pero, muy probablemente, con el objetivo de reducir 
los precios de la energía (ocultación de información y el nuevo régimen de arranques y 
paradas).  Con los problemas de gas y de evolución del MEM del mes de agosto-
septiembre, la preocupación cambia en las autoridades al objetivo primordial de evitar un 
racionamiento.  En esta situación la preocupación primaria es lograr mantener la 
confiabilidad aunque esto pueda tener consecuencias en unos altos precios. 

Es importante señalar que esta preocupación contrasta con el diseño del cargo por 
confiabilidad y la eliminación de los mínimos operativos que siguió la adopción de este 
mecanismo.  El mecanismo de cargo dice al mercado que el regulador está dispuesto a 
asumir la subida de precios – de hecho tiene cobertura de precios – porque confía en el 
mercado y en su diseño el cual le asegurará las cantidades necesarias para que no haya 
racionamiento.  Sin embargo, ¿Qué pasaría si no hubiera energía firme a precios 
inferiores al precio de escasez? O en otras palabras ¿Qué pasaría si hay racionamiento 
con precios inferiores al precio de escasez?. 

Esta duda parece ser la que estuvo detrás de la motivación de las autoridades en las 
intervenciones.  Aunque existía una evidencia clara de la posibilidad de ocurrencia de este 
evento en la falta de transporte para las térmicas del Interior, no parece que esto haya 
sido lo que sembró las dudas porque esta evidencia estaba disponible para el regulador 
desde el año 1999. De igual manera, en la asignación del cargo por confiabilidad de 2009 
hizo una primera liquidación en la que castigaba la energía firme de estas plantas y 
después, al igual que en otros años, consideraba que la sustitución a líquidos de otras 
plantas, así no se hubieran respaldado con líquidos sino con gas, podía ayudar.  El 
regulador mostró con esta decisión que en caso de emergencia algunas centrales 
respaldadas con gas podrían utilizar líquidos y liberar gas a las demás centrales. 

Por eso las dudas probablemente surgieron por otras razones.  Obedecieron, 
probablemente, a dos dudas, una que el sistema de formación de precios no funcione 
bien – por mal diseño del sistema o comportamiento no competitivo – o que el diseño 
del cargo por confiabilidad no sea el más correcto.  Es muy probable que los errores 
regulatorios que hemos documentado hasta aquí sobre el cargo por confiabilidad no 
hayan sido los que orientaron la discusión de las medidas del regulador sino que haya 
sido la desconfianza en el comportamiento de los agentes la que haya motivado estos 
cambios.74 

                                                 
74  Las explicaciones más recientes de la CREG a esta crisis y sus más recientes propuestas regulatorias parecen 
apuntar en una dirección de mayor control en la que las reglas deberían producir el resultado esperado. Este optimismo 
no parece justificado por los resultados recientes de la introducción de mayores reglas.  Por el contrario, la experiencia 
de El Niño 2009-10, debería ser suficiente para persuadir al regulador de los errores de mayor control. 



  Fernando Barrera Rey ‡ Alfredo García Morales 

113 

 

4.3.1 LA LISTA DE INTERVENCIONES 

La lista de las mismas es muy larga y en interés de la brevedad y la comprensión nos 
limitamos a analizar las más importantes.  Sin embargo, no sería consecuente con el 
objetivo del trabajo no resaltarlas y por este motivo las hemos incluido en la Tabla a 
continuación. 

Tabla 5. Medidas de intervención del MEM 

Fecha  Intervención  Breve Descripción  Impactos 

18‐Sep‐09  MME‐ 18‐1654 

Declaración de racionamiento 
programado de gas (a partir del 30 
de septiembre de 2009). 

- Eleva el orden de prioridad de la demanda de gas 
natural eléctrica requerida para cumplir con OEF. 

02‐Oct‐09  MME‐18‐1686  Adición a la MME 18‐1654.  

- Productores‐comercializadores de GN deben cumplir 
contratos de firmeza de térmicas entregando GN o 
sustituyéndolo por combustibles líquidos para plantas 
duales. 

- El valor del combustible líquido se entrega al valor del 
GN pactado. 

- El CND incluye en el despacho toda la generación 
térmica de la región Caribe y la térmica a carbón del 
interior del país. 

02‐Oct‐09  CREG127‐09 

Suspensión temporal de la 
restricción de acceso a la 
información del mercado. 

- Se suspenden temporalmente las resoluciones CREG 
006‐09 y 015‐09. 

- Las ofertas presentadas al CND continúan sometidas a 
las reglas de manejo confidencial. 

07‐Oct‐09  MME‐18‐1739 
Adiciona y modifica la MME 18‐
1654 y 18‐1686 

- No admite para las plantas térmicas problemas 
técnicos como excusa para no generar utilizando el 
combustible dual. 

09‐Oct‐09  MME – 18‐1846  Modifica MME 18‐1686 y 18‐1739 
- Cantidades de GN sustituidas por Productores‐
comercializadores son las requeridas para atender 
contratos de firmeza. 

04‐Nov‐09  CREG136‐09 
Definición de la compensación por 
la sustitución por GN 

- Vigente desde el momento de la sustitución. El valor a 
reconocer a corresponde a: diferencia entre el costo 
del líquido (en planta), y el precio de GN pactado en 
contrato (en sitio), por la cantidad sustituida. 

- La demanda beneficiada con la sustitución son los 
usuarios del tramo Ballena ‐ Barranca y demás del 
interior. 

04‐Nov‐09  CREG137‐09 

Seguimiento energético del MEM. 

Intervención a ofertas de 
hidráulicos y térmicos. 

Modificación de garantías de 
cargo por confiabilidad. 

Vigencia de la resolución hasta 
que se declare finalización del 
fenómeno del Niño. 

- CND realiza seguimiento energético al mercado 
(análisis determinando generación por tecnología que 
no degrade la confiabilidad del sistema). 

- De no cumplirse la expectativa del CND:  
(i) Hidráulicos: su precio de oferta será una función 

lineal entre el PE y el segundo escalón de 
racionamiento, cuando las OEF del agente se 
acerquen a su ENFICC probabilístico; 

(ii) Térmicos: Su oferta se ajusta para salir en el 
despacho si así lo requiere el análisis energético. 

- Los anteriores precios de oferta participan en la 
formación del precio de bolsa.  

- La ejecución de garantías del ENFICC se hace cuando el 
nivel del embalse se encuentre por debajo del ENFICC 
probabilístico.  
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Fecha  Intervención  Breve Descripción  Impactos 

11‐Nov‐09  CREG140‐09 

Reglas al programa no cumplido y 
desviación por cambio de 
disponibilidad 

- El valor de desviación es la diferencia entre el precio de 
oferta y el precio de bolsa, multiplicado por la 
diferencia entre la generación entre el programa no 
cumplido y el generación real. 

11‐Nov‐09  CREG141‐09 
Modifica precio de reconciliación 
positiva de agentes hidráulicos 

- Redefine CAP como precio de arranque y parada (PAP) 

11‐Nov‐09  MME 18 2862  Modifica MME 18‐1686 
- Se propone el despacho de las térmicas del Caribe (que 
no hagan ofertas con líquidos) y la generación térmica 
a carbón del interior, como generación de seguridad 

12‐Nov‐09  CREG051‐2009 

Publicación del nivel de ENFICC 
probabilístico asociado a la CREG 
137 – 09 

- Publica fórmula para el cálculo del ENFICC 
probabilístico 

13‐Nov‐09  CREG148‐09  Modificación a la CREG 137 – 09 
- Estipula la no exportación de energía eléctrica cuando 
la  generación térmica e hidráulica sea requerida para 
abastecer la demanda interna. 

19‐Nov‐09  MME 18‐2862 

Adiciona MME 18‐1654 (medidas 
por mantenimiento en campos de 
Guajira) 

- ‐ Durante el mantenimiento en campos de Guajira 
priman los agentes que cuenten con contratos de 
suministro y/o transporte de GN, vigentes y 
debidamente perfeccionados. 

19‐Nov‐09  Decreto 4500 
Modificación del artículo del 
Decreto 880 de 2007 

- Modifica la priorización de la demanda de GN de la 
siguiente teniendo en cuenta los siguientes criterios:  
(i) Efectos sobre la población; 
(ii) Necesidades de generación de energía eléctrica; 
(iii) Contratos debidamente perfeccionados; 
(iv) Así como todos aquellos criterios que permitan 

una solución equilibrada.  

25‐Nov‐09  MME 182074 

Modifica la 18‐1654 y 18‐1686 
(cambia orden designación de GN 
según decreto 4500) 

- Toma medidas adicionales debido a que con las 
anteriores no han logrado una adecuada asignación: 
(i) Agentes que tengan contratos vigentes de 

suministro y garantía de firmeza.  
(ii) Demanda de GN eléctrica nacional que tengan sus 

OEF con GN y no sean objeto de sustitución. 
(iii) Demanda de GN como combustible para la 

refinería de Barrancabermeja. 
(iv) Demanda de GN de los demás agentes distinta a la 

demanda de GN con destino a exportaciones. 
(v) Demanda de GN con destino a exportaciones. 

- El CND determinará la distribución óptima de GN entre 
las termoeléctrica de acuerdo al análisis energético. 

26‐Nov‐09 
CREG 149 de 

2009 

Aclaración de normas para 
liquidación del generación 
exportada 

 

04‐Dic‐09  CREG159‐09 

Modifica artículo 1 de la CREG 127 
de 2009 (suspende aplicación de 
confidencialidad) 

- Suspende la aplicación de normas sobre manejo 
confidencial de la información (suspensión termina 
cuando finalice el racionamiento programado de GN o 
se declare la finalización del Niño) 

04‐Dic‐09  CREG160‐09 

Regula TIES de conformidad con 
régimen transitorio adopta por la 
decisión CAN 720 

- Las rentas de congestión de un enlace internacional no 
se asignarán al propietario, sino en proporciones 50‐50 
importador‐exportador. 
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Fecha  Intervención  Breve Descripción  Impactos 

15‐Dic‐09  CREG161‐09  Modifica  CREG 140 de 2009 sobre la desviación al programa no cumplido 

16‐Dic‐09  MME 182307 

Modifica MME 18‐2074 
(intervención en el despacho para 
ajustar generación por 
tecnología). 

Vigencia hasta finalización del 
racionamiento programado 

- CND determina que la generación por tecnología no es 
acorde a la situación. 

- CND y Ecopetrol coordinan distribución óptima de GN y 
líquidos para generación térmica. 

05‐Ene‐10  MME 182374 
Vigencia hasta la finalización del 
racionamiento programado. 

Autorización temporal autogeneradores, cogeneradores y 
menores para vender excedentes. 

05‐Feb‐10  CREG008‐10 

Liquidación de la remuneración en 
planta térmica en caso de 
inflexibilidad 

En este caso la energía generada se remunera al mayor 
valor entre el precio de bolsa y el precio de reconciliación 
positiva.  

05‐Feb‐10  CREG009‐10 

Establece como referencia el 
documento "Análisis de la 
situación energética Resolución 
137". 

Deroga oferta de térmicos según 
CREG 137 de 2009. 

CND garantizará que el embalse agregado no sea inferior 
al establecido en el documento de referencia (publicado 
el 28 de noviembre de 2009), hasta finales de abril de 
2010. 
Se degrada la confiabilidad del sistema cuando:  
(i) La generación térmica sea inferior a la 

determinada en el análisis energético; 
(ii) El nivel del embalse sea inferior a la curva de 

evolución de embalse agregado.  

10‐Feb‐10  CREG010‐10 
Compra de energía vendida y 
embalsada 

Obligación de embalsar la energía del despacho ideal que 
fue desplazada por la generación térmica. 
Se compra la energía al precio ofertado por el agente el 
día del compromiso y al momento de la entrega, la 
diferencia entre el precio de bolsa y el precio de 
compromiso se traslada a las restricciones. 

15‐Feb‐10  MME 180212 

Deroga el artículo 4 de la MME 18‐
1686. 

Suspensión de la generación 
térmica por seguridad 

Suspende la generación de seguridad de las plantas 
térmicas del Caribe y de carbón del interior 

25‐Feb‐10  CREG022‐10  Ajuste a la componente del precio de escasez, parte combustible. 

10‐Mar‐10  CREG036‐10 

Modificación al precio de 
reconciliación positiva de agentes 
hidráulicos 

El precio de reconciliación positiva será:  
(i) El precio de bolsa, si la reserva agregada es inferior 

al nivel de probabilidad de vertimiento (de la 
planta o cadena); 

(ii) La suma del CERE, FAZNI, Ley 99 de 1993 y costos 
de AGC asignada, en caso contrario. 

18‐Mar‐10  CREG041‐10 

Modifica CREG 136 de 2009, en lo 
concerniente al cobro de 
sustitución de GN por líquidos 

Establece como máximo valor 285 COP$/MBTU para 
aplicar a la demanda de GN mensualmente 

07,16‐Abril‐10 
CREG049‐10 , 
CREG060‐10 

Análisis energético 

CND considerará que hasta finalizar noviembre de 2010, 
el embalse agregado no será inferior al establecido en el 
documento "Análisis situación energética Resolución 
137‐Semana 49", publicado el 28 de noviembre de 2009. 
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Fecha  Intervención  Breve Descripción  Impactos 

04‐May‐10  Decreto 1514 

Modifica y adiciona Decreto 2687 
de 2008 sobre el mercado 
secundario de GN 

Cantidades a comercializar del mercado secundario se 
podrán transar, máximo, al precio de compra más un 
margen de comercialización definido por la CREG (no se 
afectan contratos existentes). 

10‐May‐10  CREG063‐10 
Implementación del anillo de 
seguridad del cxc 

Regula el segundo anillo de seguridad del cargo por 
confiabilidad, demanda desconectable voluntariamente 

26‐May‐10  CREG068‐10 
Modificación a criterios de 
confiabilidad 

Cuando el despacho diario incluya menos de 30 GWh 
térmicos se ajusta el despacho para cumplir con este 
requisito 

01‐Jun‐10  CREG070‐10 
Finalización de política de 
embalsamiento de energía 

Se finaliza la compra de energía vendida y embalsada. 
Una vez finalizado el fenómeno del Niño, el precio de 
oferta de la energía vendida y embalsada corresponderá 
al ofertado por el agente, y si está incluido en el 
despacho real se descontará de dicho compromiso. 

01‐Jun‐10  CREG071‐10 

Finalización de medidas 
transitorias por el fenómeno del 
Niño 

Deroga medidas transitorias sobre el análisis energético, 
niveles de referencia y criterios de confiabilidad 
asociados al documento "Análisis situación energética 
Resolución 137‐Semana 49". 

04‐Jun‐10  MME 180924  

Levantamiento de medidas 
adoptadas dentro del 
racionamiento programado de GN 

Deroga el artículo 2 de la MME 18.1686 que permitía a 
productores‐comercializadores de GN cumplir con 
contratos entregando GN o sustituyendo por 
combustibles líquidos para plantas duales. 
Suspende la coordinación para la distribución óptima 
entre el CND y Ecopetrol. 

Fuente: regulaciones 

Ahora bien con independencia de cuántas de estas intervenciones fueron 
significativas, su número ilustra, al menos, cuatro cosas que deben resaltarse: 

4.3.2 COORDINACIÓN INSTITUCIONAL 

Primero, que no existe coordinación entre Ministerio y CREG en los temas que 
atañen al mercado.  Poco a poco la distinción política/regulación se ha vuelto más tenue 
en el sector.  Es sabido que en temas de gas ha sido complejo establecer las reglas no 
escritas de esta relación, pero su aparición en el sector eléctrico es un motivo adicional de 
preocupación por el estado del mercado colombiano. 

4.3.3 COMPLEJIDAD DEL MARCO 

Segundo, el número de intervenciones es evidencia clara que el número de 
modificaciones necesarias para cumplir una norma no se anticipaba con propiedad.   
Dejando de lado la reacción de los agentes, esto revela dos problemas. Uno, el riesgo del 
dedo en el dique, al moverse el dedo (modificar la regulación) se generan nuevos agujeros 
que implican nuevas reglas.  En un mercado como el eléctrico cambiar alguna parte del 
entramado implica la necesidad de tomar medidas posteriores y el número de medidas 
tiende a crecer de manera exponencial.  Dos, es improbable que el regulador conozca el 
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detalle de todas las reglas de mercado que se ha introducido de la misma manera que lo 
hacen los agentes que viven del estudio de estas reglas. 

4.3.4 LA CRÍTICA DE LUCAS Y LA REGULACIÓN REACTIVA 

Tres, al incorporar el comportamiento de los agentes el número de normas 
demuestra lo que en economía se llama la crítica de Lucas.  

En el análisis de políticas económicas, la crítica de Lucas se refiere a la incorrecta 
suposición de estabilidad de ciertos parámetros relevantes al diseño de la política luego de 
la adopción e implantación de ésta. En regulación, la crítica de Lucas puede aplicarse 
cuando durante el diseño de normas regulatorias se ignora la forma cómo los agentes 
afectados por la regulación reaccionan ante la norma regulatoria.  Como argumentaremos 
a continuación, varias del normas regulatorias vigentes y otras que tuvieron lugar en el 
período Septiembre 09-Mayo 10, pueden ser sujeto de ésta crítica. 

La regla de escasez en el cargo por confiabilidad establece que si el precio de bolsa 
excede el precio de escasez en tan solo una hora del día se hace efectiva la obligación de 
entrega de energía firme. En caso de falla el generador pierde la remuneración del cargo 
de ese día y deberá comprar la energía en la Bolsa, asumiendo el diferencial entre ambos 
precios. Resulta sorprendente que el aparente consenso que diversas agencias del 
gobierno tenían en torno a las posibles fallas en la operación del mercado, no haya 
motivado de forma preventiva y no reactiva, una revisión a la regla de escasez. La 
efectividad de esta regla está basada precisamente en la habilidad del precio spot de 
electricidad de servir cómo variable descriptiva del balance de recursos en el corto plazo. 
Si el poder de mercado y la habilidad de manipular los precios de forma unilateral era 
evidente, debía haberlo también sido la habilidad de manipular la regla de escasez y por 
tanto, la forma en que se ejecutan las obligaciones de energía firme. 

En Octubre 2 de 2009, la norma MME 18-1654 interviene el mercado forzando 
(entre otras medidas) la generación térmica del Caribe y la térmica a carbón del interior.  
Esta medida tenía como intención frenar el proceso de desembalse resultado 
presumiblemente de una subvaloración del recurso por parte de los generadores 
hidráulicos. La medida indujo una reducción en la demanda residual para ser atendida por 
los demás agentes térmicos del interior y los agentes hidráulicos. La aparente 
subvaloración tomó entonces la forma de ofertas aún más competitivas por parte de los 
agentes hidráulicos con la consecuencia no planeada de mayores desembalses.  

Desde un punto de vista institucional, estos eventos ilustran un cierto carácter 
reactivo de la regulación. Las medidas son tomadas en situaciones de crisis, sin consultar 
las consecuencias no previstas que surgen de modificar las complejas interacciones entre  
el mercado spot, el mercado de capacidad y la asignación y remuneración de 
restricciones. La regulación tiene también en este contexto un carácter de juego de “suma 
cero” entre el regulador y los agentes con poder de mercado. Los agentes con poder de 
mercado explotan (de manera cortoplacista) los rentas que generan las intervenciones 
(que son sujeto de la crítica de Lucas) y el regulador reacciona introduciendo 
modificaciones no triviales al esquema regulatorio. 
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4.3.5 CONSECUENCIAS DE UNA ESTRATEGIA REGULATORIA 
CENTRALIZADA 

La confirmación de la crítica de Lucas puede provocar dos reacciones dependiendo 
de la estrategia de regulación respecto al mercado.  Una estrategia regulatoria con 
tendencia a la descentralización asume como punto de partida que cuando hay problemas 
de funcionamiento los errores son inducidos por las reglas vigentes debido a una 
incompatibilidad entre los objetivos de la regla y los incentivos de los agentes. Por ello, 
bajo una estrategia regulatoria descentralizada hay que refinar las reglas vigentes para 
garantizar la compatibilidad de los incentivos privados y los objetivos regulatorios. Dada 
la complejidad del mercado de electricidad, este ejercicio presupone cierto grado de 
moderación en los objetivos regulatorios y prudencia en el refinamiento de la regla. A 
diferencia de lo anterior, una estrategia de regulación más centralizada implica una 
reacción mas decidida ante la evidencia de mal funcionamiento de la reglas vigentes, por 
ejemplo, imponiendo límites al comportamiento de los agentes. En el contexto de una 
estrategia regulatoria centralizada, las desviaciones entre la conducta real vs. la conducta 
ideal de los agentes tienden a considerarse como evidencia de comportamiento abusivo 
(poder de mercado) y no de fallas inherentes al esquema regulatorio. El problema 
fundamental del cuál adolece una estrategia regulatoria centralizada reside en la naturaleza 
mas agresiva de las intervenciones que como hemos argumentado anteriormente, pueden 
generar nuevas fallas regulatorias.75 

4.4 LA JUSTIFICACIÓN DE LAS INTERVENCIONES 

Sin entrar a considerar si el diagnóstico del regulador fue el correcto, es decir si los 
embalses realmente iban a reaccionar o si los térmicos iban a entrar en el despacho o si 
las hidráulicas ofertarían de manera más acorde con la escasez de recursos, o si se hacía 
necesaria la sustitución por líquidos, la verdad es que la solución de muchos de los 
problemas implicaba actuar de manera directa sobre ellos.   

Por ejemplo, si Ecopetrol no tenía transporte para cumplir con sus compromisos de 
suministro, era fundamental buscar fomentar esta coordinación en el año 2006 cuando 
era muy evidente y la misma CREG lo reconocía en sus análisis, ó si el precio de escasez 
distorsionaba ofertas subirlo a su nivel prudencial, ó si se consideraba que la 
sobrecontratación era un problema reintroducir los mínimos operativos, ó si los 
generadores no lograban valorar eficientemente el agua quitar la prohibición de 
información, ó si la CREG-034-01 no remuneraba de manera adecuada los costos de la 
generación de seguridad mejorarla, etc. 

Pero en lugar de esto se actuó en múltiples frentes indirectos.   El primero, fue el 
racionamiento de gas, que hemos llamado Intervención c: Declaración del 

                                                 
75  También es probable que la falta de corrección sea una respuesta al temor de demandas legales de diversa índole. 
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racionamiento programado de gas natural (MME 18-1654 (18 de septiembre de 2009).  
Ante la escasez de transporte y suministro para alguna demanda residencial y alguna 
demanda interrumpible se invoca un racionamiento que permite interrumpir 
exportaciones a Venezuela y garantizar suministro a centrales de La Costa que tuviesen 
transporte.  El transporte se convirtió en el recurso escaso tanto en el Interior como en 
La Costa.  El racionamiento también permite tomar decisiones administradas de 
asignación de gas si se creía que las asignaciones estaban mal.  En este momento también 
se decidió crear un balance de gas que ningún agente preparaba, prueba fehaciente de los 
problemas de información del sector, y que se delegó en XM quién ahora conocía la 
situación de los sectores de gas y eléctrico. 

Pero el racionamiento de gas también pareció motivarse por la situación inminente de 
escasez de recursos hidroeléctricos. Señal de la dependencia de ambos sectores. En este 
momento, los precios se comportaban de forma coherente al escenario hidrológico 
(escasez de agua), al alza aunque la generación térmica no llegaba a niveles apreciables 
(ver los gráficos a continuación). 

z

 

Gráfico 36. Precio de bolsa, volumen útil y precio de escasez 
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G
ráfico 37. Precio de bolsa, diferencias de aportes y precio de escasez 
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Gráfico 38. Precio de bolsa, generación por tecnologías y precio de escasez 
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Los tres gráficos anteriores ilustran el comportamiento del promedio semanal móvil 
del precio de bolsa promedio diario76, y de variables explicativas del mercado como son: 
nivel del embalse agregado, desviación de los aportes de los ríos a los embalses del SIN 
respecto a los niveles históricos77, precio de escasez y generación real por tecnología.  

Los índices literales ilustran las modificaciones e intervenciones más importantes al 
mercado.  Como puede apreciarse el número de modificaciones al mercado es apreciable. 
Tanto antes del Niño como desde las intervenciones durante el Niño (comienzan con la 
intervención c y terminan con la m) el número de modificaciones es sustancial para un 
mercado que había visto pocas intervenciones a su funcionamiento desde el año 2001. 

Después de la primera gran intervención a los 15 días la situación empeoró como lo 
muestra lo ocurrido entre el 24 de septiembre y 2 de octubre. La situación da lugar a la 
Intervención d, reducción de la demanda del sistema (MME 18-1654, 2 de octubre de 
2009).  Con esta medida el MME incluye en el despacho la generación térmica del Caribe 
y la térmica a carbón del interior, y garantiza el suministro de combustibles líquidos (al 
precio pactado de gas natural), a aquellos generadores que admiten un combustible dual. 
El embalse reaccionó subiendo y rompiendo la tendencia que el regulador había visto 
como probable y alcanzó el primer objetivo buscado pero, dada la respuesta posterior, no  
parece que se haya anticipado lo que venía. 

Como resultado de la medida la tecnología hidráulica continúa marginando y fijando 
el precio de bolsa. Sin embargo, el carbón, entra como tecnología en la base y los precios 
de oferta de la tecnología a gas natural, se reducen considerablemente, para quedar 
incluida en el despacho.78 

La medida se toma en un momento en el que los aportes de los ríos al sistema, se 
redujeron considerablemente, y se desarrollaba un evento Niño.  La reducción de la 
demanda hidráulica generó ofertas de producción hidráulicas muy bajas en este período.  
Ofertas que tenían como principal motivación las reconciliaciones negativas llevando a 
una depresión de los precios. Los incentivos se alinean para estos embalses, bajos precios 
de bolsa, reconciliación por lucro cesante, posibilidad de guardar el agua para un 
momento más crítico.   

Dicha reducción de la demanda detuvo el ascenso de precios de bolsa que estaba 
teniendo lugar, e implicó una considerable reducción del mismo.  Difícil saber qué 

                                                 
76  Se opta por esta variable, dado que reduce la variabilidad del precio introducida por ruido irrelevante para el 
análisis que se está llevando a cabo. 

77 Esta variable da cuenta de la severidad de los eventos de escasez o abundancia de agua para la generación 
hidroeléctrica en Colombia. 

78  Bajo condiciones “normales” de la hidrología a nivel nacional, la tecnología hidráulica fija el precio de bolsa, de la 
mano del carbón. A lo largo del intervalo de tiempo en que el precio internacional del crudo incrementó, el carbón 
dejó de marginar, pero regresó a su condición estable una vez estos precios volvieron a sus niveles usuales. 



  Fernando Barrera Rey ‡ Alfredo García Morales 

123 

 

hubiese ocurrido pero la tendencia parecía al alza y la medida modificó tal tendencia. A 
continuación se asiste a una situación anómala de precios bajos, poca generación 
hidráulica, altas reconciliaciones y aportes muy bajos.  Por estas fechas la CREG levanta 
la restricción de acceso a la información del mercado (continúa siendo privada la 
información de oferta de los agentes). 

Este comportamiento de los agentes, permitido por las reglas de mercado, parece ser 
exacerbó la crisis de confianza y fue óbice para medidas adicionales.  La intervención se 
hace más severa, una vez tiene lugar la intervención e. 

Intervención e, determinación de precios de oferta por tecnología cuando se 
incumpla la expectativa CND incluida en el seguimiento energético del MEM (CREG 
137 – 2009, 4 de noviembre de 2009). Con esta medida se intervinieron las ofertas de 
hidráulicos y térmicos para garantizar un despacho coherente con lo requerido para 
sortear la escasez en curso. 

Esta intervención pretende elevar el nivel de los embalses a nivel nacional para 
sortear la escasez hidrológica, superpuesta a la escasez de transporte de gas natural.   Los 
resultados muestran una disminución del nivel agregado del embalse, a pesar de que la 
generación térmica se ubica por encima de los 60 GWh. 

La prolongada temporada de verano, junto con la manifiesta indisponibilidad/escasez 
de gas natural para generación, dieron lugar a un seguimiento diario del mercado eléctrico 
colombiano por parte del CND, para verificar las condiciones de disponibilidad de 
recursos para la satisfacción de la demanda. 

De no cumplirse la expectativa del CND, la CREG resolvió intervenir la oferta de los 
agentes hidráulicos y térmicos para garantizar un despacho coherente con lo requerido 
para sortear la escasez en curso, sin incurrir en un racionamiento de electricidad. 

En particular, se penalizó la oferta de los agentes hidráulicos para obligarlos a elevar 
el nivel de sus embalses. La oferta de los agentes térmicos, se penalizó de forma que 
resultaran incluidos en el despacho cuando así se requiriera para elevar el nivel del 
embalse agregado. 

La tecnología hidráulica continúa marginando por un periodo de tiempo, hasta que la 
medida adoptada por la CREG se hace insostenible para los agentes hidráulicos, quienes 
resultan penalizados y por fuera del despacho dos semanas después. Como resultado, el 
precio de bolsa comienza a incrementar nuevamente, de forma coherente con la escasez 
hidrológica del momento. Pese a que la tendencia es al alza, no alcanza niveles tan altos 
como se esperaría habrían podido experimentarse en otras situaciones de escasez. 

En este momento, después de los problemas iniciales de generación con líquidos se 
observa generación con líquidos en el mes de noviembre. La generación térmica alcanza 
y se mantiene por encima de los 60 GWh y el embalse se recupera a pesar de aportes por 
debajo del 50% de la media histórica.   
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Intervención f: Coordinación del transporte de gas natural y combustibles líquidos 
para la satisfacción de la demanda de electricidad nacional: MME 18-2307 (16 de 
diciembre de 2009).  

Se hace necesario, para garantizar el suministro de combustibles para la generación 
térmica de electricidad (gas natural y combustibles líquidos), que el CND coordine con 
ECOPETROL la distribución de los mismos.  Esta situación, revela el déficit en la 
infraestructura de transporte de combustibles líquidos y de gas natural a nivel nacional no 
preparado para un consumo de esta naturaleza y con tan poco aviso. 

Diciembre tiene una estabilización de la situación.  La generación térmica alcanza 
valores muy altos de casi 80 GWh y los embalses revierten la tendencia a la baja 
situándose en niveles similares a los del inicio del fenómeno de El Niño.  El precio de 
bolsa parece tener una tendencia al alza ubicándose por encima de los $150 pero baja con 
celeridad de la mano de los aportes y la reducción de la demanda. Así se detiene el 
ascenso de el precio de bolsa nacional (consecuencia de la intervención a las ofertas de 
los agentes por parte de la CREG), presentando una caída, y una posterior restitución, 
como consecuencia de la reducción en la actividad productiva nacional por las 
festividades navideñas. 

En enero se observa poca actividad regulatoria probablemente por los altos niveles 
de generación térmica y la recuperación de los embalses en poco tiempo además de unos 
aportes ligeramente superiores a la media (en 2% de la media y superior a 95% PSS).  La 
generación térmica alcanza los 79 GWh a lo largo del mes y así llega a su máximo 
histórico.  El precio de bolsa baja a 120 $ mientras que el embalse útil llega a mínimos. 

Intervención g. Definición de la degradación de la confiabilidad del sistema según 
el documento de referencia “Análisis de la Situación energética, resolución 137 – Semana 
49”: CREG 009 – 2010 (5 de febrero de 2010) 

El despacho de plantas para la satisfacción de la demanda por parte del CND, 
garantizará que el embalse agregado no sea inferior al determinado en el documento de 
referencia, igualmente, la generación térmica no debe ser inferior a la establecida en dicho 
documento, para así, no degradar la confiabilidad del sistema. 

Nuevamente, después de ésta intervención, el precio de bolsa parece acomodarse a la 
tendencia creciente natural, asociada a la situación de escasez de oferta hidroeléctrica.  
Los aportes mejoran hasta el 10 de febrero. La generación hidráulica aumenta con los 
incrementos de demanda y la generación térmica permanece estable.  El Precio de bolsa a 
la baja, otra vez desacoplado de las variables energéticas.  Aportes más altos que los 
críticos pero por debajo de la historia.  El precio de bolsa aumenta como reacción a la 
Resolución CREG-010-10.  

Intervención h. Compra de energía vendida y embalsada: CREG 010 – 10 (10 de 
febrero de 2010)  En este caso, la intervención pretende evitar el continuo y acentuado 
descenso del nivel del embalse agregado imponiendo la obligación de embalsar la energía 
del despacho ideal que fue desplazada por la generación térmica y asignándole precio a 
esta. 
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Intervención i, suspensión de la generación de seguridad de plantas térmicas del 
Caribe y de térmicas del carbón del interior (MME 18-0212, 15 de febrero de 2010): para 
la fecha, el mercado abandona la demanda residual que venía atendiendo, y vuelve 
nuevamente a atender una demanda agregada como la experimentada fuera de 
intervenciones. 

El levantamiento de la medida también implica el retorno al comportamiento usual 
de las ofertas iniciales de las tecnologías. 

Esta medida se adopta, una vez los aportes de los ríos tienden a reestablecerse. El 
anterior análisis evidencia que las intervenciones MME 18-1654, CREG 137 – 2009 y 
MME 18-0212, que dictan normas transitorias sobre el funcionamiento del mercado, 
efectivamente alteran el desarrollo usual de los comportamientos de los precios de oferta, 
y las cantidades despachadas, por tecnología.  Asistimos a un evento en que los precios 
de oferta y las cantidades fueron intervenidos, caso típico de exceso de regulación porque 
una de las dos medidas es suficiente. 

Las medidas tienen un carácter de fuerte intervencionismo por parte de la CREG y el 
MME, dado que busca controlar no solo la demanda a satisfacer por parte de los 
generadores activos en “el mercado”; sino también, sus ofertas iniciales. Lo anterior 
permite suponer que se abandonó por un intervalo de tiempo (entre el evento d y el 
evento i), la característica de mercado competitivo en Colombia. 

En marzo se evidencia una rápida recuperación de los aportes que permite la 
recuperación del embalse agregado. El precio de bolsa se recupera y oscila entre 170-230 
dependiendo de la generación térmica programada. 

Abril llega con sus usuales aportes altos y se generan vertimientos.  Estos 
vertimientos los hemos estimado en 208 millones de metro cúbicos en el mes de abril. 
Señal inequívoca que la intervención se prolongaba en demasía.  Aún así continuó en el 
mes de mayo donde, de nuevo, los vertimientos llegan a unos 250 millones de metros 
cúbicos.  Eso permite afirmar que la intervención se mantuvo en exceso. 

4.5 EVALUACIÓN EX ANTE 

Para tener una idea de la información con que contaba el gobierno en el momento de 
la intervención, era evidente que: 

• El problema de transporte de gas no daría ninguna holgura a menos que 
hubiese sustitución (interrumpibilidad o uso de otros combustibles); 

• El comportamiento de los embalses denotaba una reducción aunque muy 
probablemente de origen regional. 

• La generación térmica no parecía entrar en mérito a precios altos de energía; 
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Podemos hacer dos evaluaciones sencillas a la actuación del regulador en el mes de 
septiembre analizando lo que se podía prever en ese instante.  El ejercicio es sólo 
aproximado pero nos permite tener alguna evidencia sobre la gravedad de la situación en 
términos puramente energéticos.   

4.5.1 ANÁLISIS ENERGÉTICO 

El modelo que se ha utilizado es el llamado FPM2 versión COLSIN,79 que simula de 
manera simplificada el despacho en el mercado eléctrico colombiano.  En concreto, bajo 
determinadas condiciones iniciales el modelo determina cuál es el mix de generación 
óptimo para cubrir la demanda introducida en el modelo. Dentro del mix de generación 
se contempla también la posibilidad de obtener energía no suministrada. Es decir, el 
modelo incluye la posibilidad de racionamiento en el mercado. 

Para el caso que nos ocupa, hemos introducido los datos que reproducen las 
circunstancias existentes durante el racionamiento en Colombia en agosto de 2009 y se 
ha modelizado el despacho en el mercado durante el siguiente año (agosto de 2009 a julio 
de 2010).  La demanda utilizada ha sido, pues, la demanda del SIN entre agosto de 2009 y 
julio de 2010, modelizando 28 puntos de demanda por mes.  

Para mejor determinar la necesidad de racionamiento, se ha considerado el peor 
escenario hidrológico que el gobierno podía prever en agosto de 2009. Así, se han 
introducido los datos correspondientes a la hidrología más restrictiva de la historia 
reciente: El Niño ocurrido entre 1997 y 1998. Se ha introducido también una restricción 
de gas, por la cual las centrales térmicas de generación del interior (TermoCentro, 
TermoDorada, Meriléctrica, TermoSierra y TermoValle) en su conjunto no podían 
consumir más de 109 MBTU por día. 

Se han modelizado 3 escenarios distintos para los niveles de embalse iniciales: 

• Volumen de agua en embalses a 31 de agosto de 2009: este nivel de 
embalses se considera clave, puesto que era el existente en el 
momento de decreto del racionamiento 

• Volumen de agua en embalses a 30 de septiembre de 2009: éste es un 
nivel de embalses más restrictivo que el anterior, presente una vez ya 
decretado el racionamiento 

• Volumen de agua en embalses a 31 de octubre de 2009: nivel de 
volumen de agua en periodo de racionamiento, una vez transcurridos 
dos meses desde el escenario uno. 

                                                 
79  Frontier Economics Power Market Model versión Sistema Interconectado Nacional de Colombia. 
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Los resultados obtenidos bajo estos tres escenarios se muestran en la siguiente tabla: 

Tabla 6. Resultados del modelo COLSIN 

  Agosto  Septiembre  Octubre 

Demanda total  55.986  55.986  55.986 

Generación total  55.986  55.986  55.986 

Generación hidráulica 
(GWh) 

34.174  34.161  34.215 

Generación térmica (GWh)  21.812  21.825  21.771 

Racionamiento (GWh)  0  0  0 

Costos del sistema  3.134.811  3.129.908  3.129.504 

Generación en  plantas 
restringidas 

0  0  0 

Como se puede observar, nuestro modelo no predice la generación de energía no 
suministrada bajo ninguno de los tres escenarios. Esto implica que, dados unos aportes 
fluviales restrictivos como los de El Niño de 1997-1998, el agua disponible en los 
embalses en el momento del decreto del racionamiento hubiera sido suficiente para 
cubrir la demanda del sistema durante el año siguiente.  

Nótese además que, en los escenarios simplificados utilizados, no habría sido 
necesario que las plantas de generación térmica con restricciones de gas hubieran 
generado para conseguir cubrir la demanda total del sistema. 

Obviamente el resultado sólo es orientativo ya que estos modelos optimizan con 
algunas restricciones pero no pueden representar los costos de arranque y parada, las 
inflexibilidades del sistema ni tampoco tienen suficientes escalones de demanda como 
para poder representar de manera fidedigna la monótona de carga del sistema. 

Pero podemos utilizar un análisis econométrico que nos de una idea sobre cómo 
hubiesen reaccionado los precios.  

4.5.2 ANÁLISIS DE PREDICCIÓN DE PRECIOS 

Utilizando el modelo econométrico sobre los determinantes fundamentales y 
económicos del precio spot, simulamos con las variables reales cuáles habrían sido los 
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precios del mercado de haberse contado con un modelo de estimación econométrica.80  
Las desviaciones entre los precios reales y estimados nos brinda una idea del efecto de la 
intervención y su eficacia. 
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Gráfico 39. Previsión de precios spot en El Niño 2009-10 

Los precios observados son, como cabe esperarse, menos volátiles pero muestran 
que las intervenciones buscaban – primordialmente – subir los precios.  Este resultado 
puede apreciarse en el gráfico a continuación donde las diferencias de costos de satisfacer 
la demanda del modelo y el costo observado entre el 2 de octubre de 2009 y el 1 de junio 
de 2010 nos dan una idea de la manera en que las autoridades querían influir sobre el 
precio. 

La lección de esta observación es clara: las autoridades colombianas valoran más la 
disponibilidad de cantidades que los precios de la energía.  Las autoridades se inclinan 
por valorar el racionamiento a un costo muy elevado.  Esto tiene un efecto muy 
importante para el diseño adecuado del cargo por confiabilidad ya que éste es un 
mecanismo en el cual se cree las cantidades necesarias estarán disponibles porque los 
precios darán estos incentivos.  

Si los precios spot no brindan tales incentivos, las autoridades sienten la necesidad de 
alterar las cantidades así esto resulte en altos precios de mercado (sin incluir el costo 
adicional de la generación de seguridad, reconciliaciones negativas y sobrecosto de 

                                                 
80   Nuestro modelo no utiliza daos después de septiembre de 2009. 
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combustibles líquidos).  Los mayores costos pueden ser socializados de una manera que 
permita amortiguar el costo de las intervenciones y por eso pueden ser incurridos por las 
autoridades en nombre de los usuarios.  El racionamiento mismo puede no ser tolerado 
ni por el gobierno, ni por el propio sistema sin que haya medidas que exijan reevaluar la 
reforma del año 1994. 
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Gráfico 40. Intervenciones y diferencia de costos de satisfacer la demanda 

4.6 RAZONES DEL COMPORTAMIENTO 

INSTITUCIONAL 

Una perspectiva institucional nos permite examinar la conveniencia de las 
intervenciones regulatorias y su relación con las posibles fallas en el desempeño de los 
mercados de electricidad y gas. 

4.6.1 LA ESCASA PARTICIPACIÓN DE LA DEMANDA 

Hemos resaltado como desde sus inicios el mercado mayorista de electricidad 
colombiano ha evidenciado una escasa participación de la demanda. En su momento se 
argumentaba que la relativa inelasticidad de la demanda de electricidad en el corto plazo y 
las dificultades técnicas para facilitar, por ejemplo, la incorporación de ofertas de compra 
de energía en el mercado spot hacían indispensable la utilización de la figura de un 
comprador único. Aunque éstos argumentos pudieron tener  cierto mérito en 1995 (el 
arranque del mercado spot colombiano), la experiencia internacional muestra que hoy día 
no son válidos.  
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El grueso de la demanda de electricidad sigue siendo predominantemente inelástica 
en el corto plazo. Sin embargo, la participación de grandes consumidores en el mercado 
spot (por muy pequeña que sea la magnitud de su demanda en relación con el total) ha 
demostrado ser altamente efectiva para “disciplinar” el ejercicio de poder de mercado y 
propender hacia una más eficiente formación de precios en el corto plazo.  La escasa 
participación de la demanda en la formación del precio spot tiene su contraparte en los 
limitados incentivos que existen en la regulación colombiana en la actividad de 
comercialización en el esquema regulatorio colombiano. Finalmente, el limitado rol de la 
demanda también se ve reflejado en la deficiente representación institucional (CAC) que 
tiene un estatus inferior al concebido para el CNO por ley.  

La integración vertical de una gran componente de la generación y comercialización 
probablemente ha permitido mantener este desafortunado equilibrio institucional. Esto 
explica cómo, entre otras peculiaridades del mercado de electricidad colombiano, es 
posible que se adopten esquemas como el cargo por confiabilidad por medio del cuál se 
define un gran porcentaje de los costos de la electricidad del país, a través de subastas sin 
participación alguna de la demanda (utilizando suposiciones sobre la disponibilidad a 
pagar por confiabilidad por parte de los consumidores) y se intervenga el mercado spot 
de electricidad a través de figuras equivalentes a la intermediación comercial por parte del 
ente regulador (p. ej. Resolución CREG-10-10). 

Es posible argumentar que en un esquema institucional alternativo (con mayor 
participación de la demanda) muchas de las situaciones “patológicas” descritas 
anteriormente se habrían evitado. Por ejemplo, en lugar de llevar  ante el Presidente de la 
República la preocupación por los elevados precios de contratos, los usuarios industriales 
podrían haber controlado su exposición al precio spot a través de una participación activa 
en el mercado spot basada en la capacidad de auto-generación, ó de cogeneración. Esto a 
su vez les hubiera permitido tener una posición negociadora más sólida a la hora de 
firmar contratos de suministro de electricidad de largo plazo. Por otra parte, en lugar de 
asignarles de forma administrada los sobrecostos asociados con la utilización de 
combustibles líquidos, los grandes consumidores habrían podido manifestar ex-ante su 
disponibilidad a pagar por confiabilidad en el contexto de una subasta doble (generadores 
y consumidores) para obligaciones de energía firme.  Esta ausencia de respuesta de la 
demanda hace que el regulador se abrogue decisiones que al intentar traspasar de manera 
ex post pueden ser rechazadas por los consumidores. 

4.6.2 EL GOBIERNO CORPORATIVO DEL OS/OM 

Cómo se ha mencionado anteriormente en este documento, la estructura del 
gobierno corporativo del mercado de electricidad colombiano es probablemente 
resultado de una herencia institucional del pasado. El antiguo Centro Nacional de 
Despacho (CND) dio paso a la creación del operador del mercado (XM) y se mantuvo 
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intacta la integración vertical con la mayor empresa de trasmisión del país (ISA)81.  El 
carácter híbrido (público-privado) de ISA82 hace que el operador del mercado tenga una 
naturaleza muy parecida a la de una agencia del Estado con subordinación al Ministerio 
de Minas y Energía.   

Como para el gobierno de turno, el costo político de una situación de racionamiento 
puede exceder su costo económico, es de esperarse que los análisis de riesgo de escasez 
elaborados por XM estén a su vez contaminados de un sesgo “conservador”.  Conviene 
aclarar aquí que no estamos poniendo en tela de juicio la competencia y/o la ética 
profesional de las personas que trabajan en el operador del mercado. Nuestra 
observación se refiere a la “cultura” corporativa de esa agencia del Estado y no a los 
individuos que en ella laboran. 

Contrasta esta estructura institucional con la de otros mercados de electricidad con 
separación vertical entre las actividades de transmisión y operación del mercado. Por 
ejemplo, en el mercado PJM (probablemente, el mercado de electricidad integrado mas 
grande del mundo) el operador del sistema es una entidad independiente en cuya 
estructura de gobierno participan, de una ú otra forma, todos los agentes del mercado. En 
PJM la autoridad central es el board83 (junta directiva) cuya función es operar de forma 
eficiente el mercado de electricidad. Ninguna persona con afiliación a alguna de las 
empresas participantes puede servir en el board. Esta junta directiva del mercado es 
asesorada por el Members Committee donde participan representantes de empresas de 
generación, transmisión, distribución y comercialización. Las función principal de este 
comité es el desarrollo de propuestas regulatorias (que son evaluadas por el board) con el 
fin garantizar “una operación segura y confiable de un mercado, robusto, competitivo y no-
discriminatorio sin influencias indebidas de ningún miembro o grupo de miembros”. 84 

 La estructura de gobierno corporativa de este mercado puede ser calificada de 
armoniosa pues sólo en ciertas ocasiones ha sido necesaria la intervención del regulador 
(FERC) para corregir algún esquema regulatorio convenido de forma autónoma ó para 
mediar disputas entre intereses conflictivos (por ejemplo, generadores vs. 
comercializadores). Este esquema de regulación (que algunos clasifican como de 
“collaborative governance”)85 debe en gran medida su éxito a la estrecha relación de 

                                                 
81 En los diversos estructuras de  mercados de electricidad alrededor del mundo esta integración vertical es consistente 
con el esquema de regulación de las actividades de transmisión y operación del mercado contempla fuertes incentivos 
que empresa integrada reduzca las restricciones y los costos asociados. 
82  Para ilustración, la presidencia de ISA es un cargo político. 

83 http://www.pjm.com/about-pjm/who-we-are/governance.aspx 

84 http://www.pjm.com/committees-and-groups/committees/mc.aspx 

85  Ver “Collaborative Governance in Theory and Practice” (2007), Anssell C. Gash C. Journal of Public Administration 
Research Theory. 
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subordinación del operador del mercado hacia los productores y consumidores (y no 
hacia el gobierno de turno). 

Es posible argumentar nuevamente aquí que en un esquema institucional alternativo, 
con un gobierno corporativo del operador del mercado más sensible a los intereses de 
consumidores y productores, habría permitido la formación de un comité de seguimiento 
del mercado con el debido soporte institucional.  Bajo una estructura de este tipo, las 
acusaciones sobre manipulación y abuso de precios, habrían podido ser discutidas y 
aclaradas de forma ecuánime y constructiva por los verdaderos “dueños” del mercado 
mayorista, es decir, los productores y consumidores de electricidad. 

4.7 LAS LECCIONES 

El fenómeno de El Niño 2009-10 se calificaba como moderado fuerte en sus inicios 
y en retrospectiva parece haber sido menos fuerte que los observados en 1991-2 (el más 
severo en un bienio) o en 1997-8 (el más severo en un año).   Aunque las autoridades no 
tenían manera de saber esto cuando estaba ocurriendo, su severidad relativa, comparada 
con El Niño 1997-98 y las pocas medidas tomadas en esa época – quizá un par asociadas 
a los Mínimos Operativos y la modificación de la regla de fijación de precio – contrastan 
con lo ocurrido en 2009-10 período en el cual el país tenía aún excedentes de energía 
firme después de las caídas de la demanda de la década anterior. 

Las grandes diferencias entre los dos episodios tienen que ver con el problema de 
gas, que en El Niño anterior tuvieron una alta implicación de Ecopetrol y Ecogás pero 
que con un esquema de empresas privadas o semiprivadas implicaba consistencia en los 
incentivos.  Este problema de coordinación no o logró resolver el mercado colombiano a 
pesar que es el elemento fundamental de la separación de actividades.  Sin embargo, no 
es correcto pensar que las autoridades no habrían tomado medidas si hubiese existido el 
gas para las térmicas (suministro en La Costa y transporte en El Interior). 

Al igual que en El Niño 1997-98 la posición contractual de algunos generadores 
hidráulicos despertó reservas respecto a la formación de precios.  Ahí la fuente del 
problema es la sobre-exposición de los generadores pero fijar límites a ésta es un error 
porque implica restringir de manera artificial la oferta de contratos y lo más apropiado 
puede ser pedir coberturas. En 1997-98 se  usaron los mínimos operativos, y en 2009-10 
la ENFICC probabilística, pero son las dos medidas muy ad hoc y donde no se analiza el 
verdadero problema o la verdadera exposición del generador sino que se supone y se 
penaliza. 

Otro problema evidente es la proliferación de reglas y el bajo costo para el regulador 
de su expedición.  No se realizan estudios de impacto, no se siguen reglas de consulta 
básicas sino que se expiden resoluciones de consulta.  Las resoluciones de consulta son el 
paso final de una consulta porque ya se ha consultado el fondo y la forma y lo que se 
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quiere es analizar el detalle.  Utilizar las resoluciones como forma de consulta lleva a un 
debate “todo o nada”  (o regulación binomial) en el cual los agentes inconformes con la 
norma deben destruirla en lugar de construirla.86 
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Gráfico 41. Comparación ENSOs (desviaciones estándar de la media). Fuente: U.S. Department 
of Commerce | National Oceanic & Atmospheric Administration | NOAA Research 

Asimismo, el exceso de normas puede llevar a regulación oportunista y manipulable 
por las dificultades del regulador de analizar todas las aristas del problema.  Esto, y todo 
lo referente a la crítica de Lucas,  debieran generar un alto grado de duda sobre la 
capacidad del regulador de obtener los resultados con más reglas.  Ante la duda sobre las 
normas, es más razonable abrir el espacio a más mercado y mejor regulación y es por lo 
que abogamos.  Somos conscientes que esto será poco probable porque la tendencia del 
mercado y la dificultad de la autocrítica después de lo ocurrido además de las acciones 
emprendidas por quienes se consideran afectados, nos hacen pensar que el camino a 
seguir será el de mayor control, restricción y, como lo hemos denominado aquí, 
centralización.  

                                                 
86  Se han visto comentarios jurídicos en forma de “demandas anunciadas” a las resoluciones de consulta en este 
entorno confrontacional de la regulación colombiana. 
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5  MEDIDAS DE MEJORA 

A lo largo de este documento se han ido documentado problemas del mercado 
colombiano que requieren mejoras.  Los más antiguos son los que hemos denominado 
“asignaturas pendientes”, aunque no son los más apremiantes: 

• Congestión; 

• Papel de la demanda; y 

• Mercado en tiempo real. 

Pero hemos detectado otros en el cargo por confiabilidad, en el diseño institucional, 
en el mercado de contratos, y en el mercado spot.  Presentamos también una medida 
adicional que denominamos “pruebas de resistencia” encaminada a dar control de 
cantidades al regulador con posterioridad a la demostración de falta de cobertura. 

En esta sección los agruparemos en los mercados y en términos de prioridades las 
presentamos de acuerdo a: 

• Corto plazo (CP) 

• Mediano Plazo (MP) 

• Largo Plazo (LP) 

Sobra decir que las propuestas son muy generales y su aplicación requeriría de un 
análisis regulatorio profundo y no posible de realizar dado el alcance del estudio. 

5.1 MERCADO SPOT 

Consideramos primordial la introducción de un mercado en tiempo real por los 
sobrecostos que genera para el sistema no tenerlo.  La forma precisa de este mercado 
pueden ser mercados intra-diarios aunque también un mercado para una hora es factible.  
Su determinación depende de los costos y beneficios de esta medida y requiere un análisis 
más profundo del que podemos hacer  con el alcance de este estudio. (MP) 

Eso sí, lo más cercano que podemos llegar al tiempo real es la restricción existente de 
6 horas en la actualidad del sector de gas.  Pero aún así temas como redespachos, el 
mercado secundario de gas, la posibilidad que el generador térmico esté en línea y pueda 
presentar una oferta más económica que la del “day-ahead”,  que haya habido aportes 
recientes a una planta filo de agua, que haya habido una salida inesperada, etc., ayudaría a 
mejorar la señal de precios. 
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Con este mecanismo los generadores se vuelven parte de la demanda ya que algunos 
de ellos pueden querer comprar generación que reemplace sus ofertas del “day-ahead” o 
reducir su carga.  

Consideramos que con esta medida se puede eliminar también las resoluciones de 
arranque y parada existentes y volver a un esquema de ofertas horarias simples en línea 
con lo que propone Frank Wolak (CP).87 

Una medida posterior tiene que ver con la resolución del problema de la congestión. 
Si el país quiere seguir con un OS pasivo, es necesario dar señales de escasez a la 
generación y a la demanda.  La señal a la demanda es poco potente porque difícilmente se 
modificará la localización mientras que generadores nuevos pueden instalarse en estas 
zonas de baja interconexión. En ese sentido es necesario introducir precios zonales y 
asignación de derechos de transmisión además de un sistema de subastas implícitas (LP).   

Dada la complejidad de esta medida proponemos se analice en el corto plazo para 
una introducción futura y, de manera intermedia cobrar cargos zonales por pérdidas de 
transporte (MP) a los generadores y al transportador y brindar incentivos al TO para su 
reducción. 

En el Corto Plazo (CP) el tema de la congestión puede mejorarse por medio de la 
presentación de dos ofertas de producción simples; una oferta para restricciones (donde 
el patrón de funcionamiento – y por ende los costos de la planta – será diferente) y otra 
para el despacho ideal (un patrón de funcionamiento menos errático). Esto permitirá 
apreciar la diferencia de costos yen los dos regímenes con miras a analizar la 
competitividad de las ofertas.  

En el punto del mercado spot, otro punto muy importante es el tema de la 
liquidación de contratos.  Encontramos que las acciones regulatorias tienen unas 
repercusiones demasiado grandes en el mercado porque se dirigen al spot y el efecto se 
siente sobre todo el mercado. Lo razonable sería reducir un poco esta injerencia a futuro. 

Esto se puede lograr con un esquema de contratos físicos – que tiene justificación en 
la forma en que vemos se están formando los precios en Colombia – pero es un cambio 
sustancial al mercado que debe analizarse a futuro (LP). Una solución intermedia es el 
“neteo” de contratos financieros y la presentación, voluntaria, de ofertas inversas (de 
recompra).  Esto funciona permitiendo que los contratos sean virtuales, es decir que no 
estén referenciados a una central (contratos físicos) sino a un agente quien decide si 
contrae su oferta en la cantidad del contrato o la mantiene constante y presenta una 
oferta de compra por esa cantidad (MP). 

                                                 
87  Frank Wolak (2009) Report on Market Performance and Market Monitoring in the Colombian Electricity Supply 
Industry, Collections Documents, Superintendencia de Servicios Públicos Domiciliarios de Colombia. Octubre de 
2009. 
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Así un generador con capacidad de 100 y contrato de 20, puede presentar al spot una 
oferta de producción por 80, metiendo 20 en el despacho, o una de venta de 100 y 20 de 
compra.  Esto reduce la cantidad de energía que el regulador puede intervenir y permite 
apreciar la exposición contractual de los generadores. 

También es importante introducir cierta disciplina en la presentación de la demanda 
del día siguiente. Esto se puede hacer obligando a que cada comercializador tenga que 
comprar en el mercado en tiempo real sus desviaciones (MP).  

Finalmente, hacer llamados a margen de compras en bolsa con estimaciones 
transparentes de precios para evitar la parte que hoy queda descubierta de las compras en 
bolsa de los comercializadores (CP). 

5.2 MERCADO DE CONFIABILIDAD 

Con base en nuestro análisis consideramos imprescindible mejorar la determinación 
del precio de escasez para que no distorsione la señal de precios spot. 

• Por medio de un precio que determine en todo momento del mercado el costo 
de generación más alto (ya sea para una central de fuel oil o una turbina de gas 
basada en el precio de gas en el nuevo mercado spot de gas o en el secundario 
mientas éste se consolida); ó 

• Por medio de un índice físico que capture de forma cuantitativa el riesgo 
sistémico de desabastecimiento. 

5.2.1 PRECIO DE ESCASEZ 

De acuerdo con el esquema actual de cargo por confiabilidad, si el precio de bolsa 
excede el precio de escasez en tan solo una hora del día se hace efectiva la obligación de 
entrega de energía firme. En caso de falla el generador pierde la remuneración del cargo 
de ese día y deberá comprar la energía en la Bolsa, asumiendo siempre el diferencial entre 
ambos precios. Adicionalmente se afecta el índice de Indisponibilidad Histórica Forzada 
(IHF) disminuyendo el cálculo futuro de la energía firme. Como hemos argumentado la 
existencia de poder de mercado induce comportamiento estratégico en torno de la regla 
de escasez.  

En nuestra opinión, reducir el valor del precio de escasez (como lo ha propuesto 
Frank Wolak) puede exacerbar esto problemas puesto que en condiciones de 
disponibilidad intermedia dicho precio puede volverse un “punto focal” para la 
definición de ofertas de los agentes. Con evidencia de poder de mercado, lo más indicado 
sería conveniente desacoplar por completo la definición de una situación de escasez de la 
dinámica de precios spot. Al respecto proponemos dos opciones, una física y otra basado 
en un precio de escasez. 
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5.2.1.1 Opción 1: Señal física (MP) 

Lo mejor sería una definición de corte físico. Por ejemplo la definición de un nivel 
mínimo del embalse agregado del país y una disponibilidad térmica comercial mínima 
podría funcionar de mejor manera. Esta regla de corte físico puede adicionalmente 
tranquilizar a las autoridades regulatorias lo que (probablemente) acotaría las 
intervenciones del regulador ó del gobierno. De forma específica, se establecería un perfil 
de nivel de embalse agregado a través del tiempo que consulte con la expectativa (mas 
actualizada) de hidrología crítica.  

Es fundamental que la medida física corresponda a un indicador no manipulable y 
conocido de antemano. Aportes globales o los indicadores de temperaturas en el Pacífico 
o el embalse agregado podrían ser estas medidas. 

Ahora bien si la medida es física lo más razonable sería que la contraprestación fuese 
igualmente física pero para no distorsionar los precios del mercado no podría basarse en  
generación sino en capacidad de generación. Esto implica una medida basada en el 
potencial de generación determinado a posteriori – de manera semanal probablemente – 
y penalizado de acuerdo al daño causado al sistema.  Al calcularse a posteriori la 
penalización por no entrega del producto puede hacerse basado en una media de precios 
del período. 

5.2.1.2 Opción 2: Señal de precios (CP) 

Si, debido a lo sustancial de los cambios de la opción 1, se sigue considerando 
necesaria una señal de precio, a pesar de los problemas resaltados, esa señal no puede ser 
independiente de los costos marginales de generación. En ese caso sería razonable que 
correspondiera al costo marginal más alto del sistema que puede ser el de una planta de 
fuel oil con los costos reales del fuel oil o una turbina de gas con precio de gas del 
mercado secundario.   

Este valor puede determinarse hora a hora cuando la CREG introduzca el mercado 
spot de gas del que trata al Decreto 2370 de 2010.  Con este precio de escasez la posible 
distorsión a las ofertas de producción es menor que en la actualidad. 

5.2.2 LIQUIDACIÓN (CP) 

Con independencia del precio de escasez que se decida adoptar es primordial que las 
OEFs sean obligaciones financieras es decir que se cobren sin exigir su oferta física al 
mercado diario.  Igualmente, es fundamental que no se cobren penalizaciones sino que 
sean iguales a la liquidación financiera del producto. 

5.2.3 SEÑALES DE DEMANDA (MP) 

Sería importante introducir señales de demanda en el cargo por confiabilidad, 
primero como demanda que no quiere pagar la confiabilidad y segundo como recursos de 
generación de los consumidores.  Este sistema opera en Nueva Inglaterra y debería 
estudiarse su aplicabilidad en las subastas, en la forma de recursos existentes. 
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5.2.4 CONGESTIÓN (LP) 

De igual manera en las subastas de confiabilidad se debería estudiar la opción de 
conectarse en puntos donde la señal de generación fuera deficitaria.  Los modelos de 
PJM tienen esta característica en conjunción con la señal zonal de precios. 

5.3 MERCADO DE CONTRATOS 

Proponemos introducir modificaciones a la regulación de la actividad de 
comercialización de tal manera que se incentive una eficiente y prudente gestión en la 
compra a través de mejoras en el sistema actual de convocatorias.   

Inicialmente modificar el benchmark del 50% o introducir un benchmark de tamaño 
de las compras o ajustado por fecha (CP). 

Eso significa el diseño de unos contratos estandarizados de compra de energía, de 
unas reglas de subasta en la que se plasmen (MP): 

• Reglas de asignación; 

• Reglas para declarar desierta las convocatorias; 

• Menú de opciones del portafolio de energía a comprar (productos, duración, 
etc.); 

• Fechas de compra, de tal manera que se llene la demanda del distribuidor de 
forma escalonada. 

• Realización descentralizada de las convocatorias y la definición de un precio 
techo ó price-cap resultante del promedio de contratos de un portafolio de 
contratos de referencia de diversa duración. Por ejemplo, se podría definir una 
obligación de cobertura mínima (x% del portafolio) en contratos de duración 
mayor a 2 años. 

Entendemos que el diseño del MOR esta muy adelantado y seguramente continúe 
adelante pero es importante que el MOR se limite a los usuarios que no quieran o no 
puedan elegir comercializador y que se haga de manera descentralizada (cada DC hace su 
MOR). El MOR implica que todos los elementos de la convocatoria están regulados pero 
se hace de manera descentralizada o se deja a la voluntad de los DCs la unión de sus 
demandas.  Así sugerimos la CREG – con miras a mejorar señales de demanda – analice 
la conveniencia de reducir el límite de los usuarios no regulados e impida la participación 
del MOR que diseñe después de darle oportunidad a la competencia minorista. Así el 
MOR que se adopte sea una vez se le haya dado la oportunidad a la demanda no-regulada 
de elegir comercializador.  La compras que se hagan con el MOR se pasan todas al CU. 

En ese MOR no conviene introducir a los usuarios no regulados, así sea como 
opción, para que el MOR no vaya en contra de la única señal de demanda existente en la 
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regulación colombiana.  Si se quiere mejorar las señales de esa demanda es importante 
entender lo que ocurre en este mercado y buscar la forma de mejorarlo de manera directa 
y no de manera indirecta a través del MOR. 

Asimismo, analizar la conveniencia, estudio costo beneficio, de reducir el límite de 
usuarios no regulados (CP) y profundizar en la apertura de la competencia minorista en 
línea con el modelo escogido en Colombia. De esta manera el MOR es el mercado 
residual de usuarios que quieren, por omisión, que sea el regulador el que les compre su 
energía y no sea una confirmación de que el regulador sabe lo que quieren todos los 
usuarios hasta aquellos que no le han delegado su decisión.  Introducir este MOR 
residual en el Mediano Plazo cuando se haya analizado la conveniencia de profundizar la 
competencia. 

5.4 INSTITUCIONAL Y REGULACIÓN 

Creemos fundamental la reforma del OS/OM en línea con la entidad que se quiso 
crear en la década pasada.  Esto pasa por separarla de ISA para poder desacoplar 
consideraciones que no son de naturaleza económica en la toma de decisiones asociada 
con situaciones de hidrología crítica.  

• Reformar la estructura gubernativa del OS/OM; 

1. Separar al OS/OM de ISA (CP); 

2. Separar la Operación del Mercado de la Operación del Sistema (CP) y, 
privatizar al OM (MP); 

3. Supeditar éstas dos actividades a una junta directiva del mercado con 
carácter independiente que sea capaz de propender por una máxima 
eficiencia y transparencia en la concepción y adopción de reformas al 
mercado. Para garantizar una equitativa participación de los agentes 
(stakeholders) del mercado (generadores, transmisores, distribuidores, 
comercializadores, usuarios) y otros miembros independientes, se 
fusionarían el CNO y el CAC en una nueva entidad. Esta serviría de 
órgano asesor y consultivo a la junta directiva del mercado.  (MP) 

• Mejorar la toma de decisiones del regulador: 

1. Por medio de la expedición de consultas previo a la expedición de 
resoluciones de consulta (CP); 

2. Por medio de la realización de estudios ex ante de impacto regulatorio 
(CP) 

3. Por medio de propuestas regulatorias presentadas por los mismos agentes 
de mercado, discutidas en el seno de la nueva entidad resultante de 
fusionar el CNO y el CAC y  aprobadas por la junta directiva de mercado 
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mayorista. La CREG retiene sus funciones originales pero podría 
descargar gran parte de la carga regulatoria en la nueva estructura de 
gobierno del mercado. Así, se invertiría el proceso de expedición de 
normas en un flujo “bottoms-up” que contrasta con el vigente esquema 
“top-down” (LP). 

5.5 ESQUEMA DE “PRUEBAS DE RESISTENCIA” (CP) 

Hemos argumentado al comienzo de este capítulo cómo la sobre-contratación 
relativa puede ocasionar fallas en el funcionamiento del esquema de cargo por 
confiabilidad. La utilización de “pruebas de resistencia” por empresa en los meses 
previos a la estación de hidrología crítica pueden servir para identificar cuáles empresas 
de generación (térmicas o predominantemente hidráulicas) tienen incentivos 
contractuales que pueden inducir un alto nivel de riesgo de no cumplimiento de las 
obligaciones de energía firme. Las empresas que fallen estas pruebas serían intervenidas 
de forma puntual y esporádica. 

Este esquema es análogo a las recientes innovaciones regulatorias adoptadas luego de 
la crisis financiera de 2008 (ver “The Supervisory Capital Assessment Program: Design 
and Implementation”, Board of Governors of the Federal Reserve System, publicado en 
Abril 24, 2009). En este contexto, las pruebas de resistencia evalúan hasta qué punto las 
entidades bancarias son capaces de afrontar un escenario macroeconómico muy adverso 
en un período de tiempo determinado. El objetivo es asegurar que las entidades bancarias 
disponen de capital suficiente para afrontar un escenario macroeconómico muy adverso 
asegurando la solvencia del sistema bancario en circunstancias extremas. Las críticas que 
se le han hecho a este esquema de regulación preventiva del riesgo sistémico de 
insolvencia se centran sobre la calidad de la información que suministran los bancos dada 
la compleja red de contratos derivados.  La aplicación de esta metodología en el contexto 
del mercado de electricidad colombiano no adolecería de estos problemas (como se 
explica a continuación) pues se centraría en variables físicas de fácil medición. 

El esquema propuesto de pruebas de resistencia permitiría identificar con 
anticipación (en los meses de septiembre-noviembre) las empresas predominantemente 
hidráulicas que tienen incentivos muy fuertes para desembalsar ó las térmicas que por 
diversas razones (p. ej. insuficiente capacidad de transporte) serían incapaces de cumplir 
la obligación de energía firme.  Para activar las pruebas, puede utilizarse un índice físico 
agregado (por ej. nivel agregado de embalse) que se considere crítico en los meses 
previos a la estación de verano. Se establecería un perfil de embalse agregado en los 
meses previos que determinarían si se efectúan o no las pruebas de resistencia. 

Las pruebas de resistencia para una empresa de generación predominantemente 
hidráulica consistirían en una simulación de despacho asumiendo un escenario de precios 
altos é hidrología crítica teniendo en cuenta la exposición contractual. De esta forma, si el 
resultado de la simulación indica que con una probabilidad no despreciable habrían 
eventos de incumplimientos en la obligación de energía firme, se le requerirían contratos 
de respaldo a la empresa en cuestión. Si la empresa no es capaz de obtener el respaldo 
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contractual, se intervendría la oferta en el mercado spot para garantizar un incremento en 
el nivel de embalse conmensurable con el riesgo de incumplimiento detectado. 

Las pruebas de resistencia para una empresa de generación térmica serían similares al 
las pruebas de disponibilidad actualmente existentes. Se complementarían estas pruebas 
con una simulación del despacho bajo escenario de precios altos é hidrología crítica 
teniendo en cuenta las condiciones físicas de disponibilidad de combustible. En este 
sentido, si la simulación indica por ejemplo, que la infraestructura de transporte de 
combustible es incapaz de garantizar el cumplimiento de la obligación de energía firme se 
se le requerirían contratos de respaldo a la empresa en cuestión. 

Nótese que bajo este esquema la intervención (en caso de ser necesaria) sería puntual 
y supeditada a la evolución de las condiciones hidrológicas. Esto contrasta de gran 
manera con una intervención sobre gran parte del mercado (como efectivamente ocurrió 
en 2009-10).  Cuando el regulador interviene todo el mercado se pierde trasparencia: no 
es posible determinar ex-post cuáles empresas efectivamente habían asumido niveles de 
riesgo demasiado altos. 
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Gráfico 42. Propuestas y Plazos de Implantación 
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6 APÉNDICES 

6.1 DEMOSTRACIÓN MODELOS SECCIÓN 3 

Se prueban dos resultados. 

6.1.1 DEMOSTRACIÓN DE (2) 

Los beneficios de la firma }2,1{∈i   en el segundo período están dados por: 

2221 ))((),( pxxqqqPqq ijii +−+=Π  

Donde 02 >x  denota el nivel de contratación (simétrico para las firmas) en el 
segundo periodo. La condición de primer orden (ingreso marginal igual a costo 
marginal (cero en este caso)), caracteriza la mejor decisión de producción de la firma 
i , que denotamos por )( ji qq∗  como respuesta a la decisión de producción jq : 

⎭
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Definimos por escasez relativa una situación de nivel de embalses ),( 21 KK  tal que: 
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Nótese que bajo escasez relativa se tiene que iji KKq =)(*   puesto que 
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y por tanto en equilibrio ),(),( 21
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1 KKqq =  y los beneficios están dados por la 

ecuación en (2). Definimos por abundancia relativa una situación de nivel de 
embalses ),( 21 KK  tal que: 
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relativa las empresas producen por debajo de su capacidad. 
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6.1.2 DEMOSTRACIÓN DE (3) 

Los beneficios de la firma }2,1{∈i  durante el período definido para la obligación 
están dados por:  

xqqPpqqqPqq ii }0),(min{)(),( 212121 +−++=Π  

La condición de primer orden (ingreso marginal igual a costo marginal) es: 

0)( 21 =
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Nótese que cuando Qqq <+ 21  el costo marginal es x
q
P

i∂
∂  pues la obligación se 

ejerce. La mejor decisión de producción de la firma i , que denotamos por )(*
ji qq  

puede entonces caracterizarse por: 
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Finalmente, para el caso en que ⎥
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6.2 MODELOS ECONOMÉTRICOS 

Esta parte del anexo presenta los resultados de los modelos econométricos 
analizados en la Sección 3 de informe. 
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6.2.1 MODELO SECCIÓN 3.2.1 

 

  Coeficientes SE t-test p-value 
alfa_0 30,9906 2,6143 11,8542 0,00 
beta_1 0,0933 0,0481 1,9390 0,06 
beta_2 0,0196 0,0622 0,3147 0,75 
beta_3 0,0459 0,0637 0,7199 0,47 
beta_4 0,0223 0,0625 0,3571 0,72 
beta_5 0,0234 0,0632 0,3701 0,71 
beta_6 0,0329 0,0634 0,5187 0,61 
beta_7 0,0125 0,0631 0,1976 0,84 
beta_8 0,0390 0,0619 0,6299 0,53 
beta_9 0,0103 0,0621 0,1660 0,87 
beta_10 0,0411 0,0621 0,6612 0,51 
beta_11 0,0567 0,0610 0,9294 0,36 
beta_12 0,0352 0,0610 0,5765 0,57 
beta_13 0,0488 0,0629 0,7760 0,44 
beta_14 0,0343 0,0633 0,5419 0,59 
beta_15 0,0068 0,0614 0,1111 0,91 
beta_16 0,0147 0,0581 0,2528 0,80 
beta_17 0,0058 0,0568 0,1029 0,92 
beta_18 0,0074 0,0520 0,1421 0,89 
beta_19 0,0039 0,0442 0,0878 0,93 
beta_20 -0,0031 0,0400 -0,0767 0,94 
beta_21 0,0069 0,0387 0,1768 0,86 
beta_22 -0,0074 0,0388 -0,1919 0,85 
beta_23 0,0031 0,0386 0,0810 0,94 
beta_24 0,0041 0,0386 0,1072 0,91 
beta_25 -0,0093 0,0290 -0,3195 0,75 

 
SSE 1296,9770 p-value 0,00
SSR 5483,6553 MSE 20,2653
Dfe 64 fit 0,5626
Dfr 25 R2 0,8087
F-test 10,8238 Adj-R2 0,7340

 

6.2.2 MODELO SECCIÓN 3.2.2 

  Coeficientes SE t-test p-value 
alpha_0 203,1187 7,9577 25,5248 0,00 
beta_1 1,1154 0,0908 12,2817 0,00 
beta_2 0,8007 0,0748 10,7011 0,00 
beta_3 -0,6727 0,2963 -2,2704 0,02 
beta_4 -0,0362 0,0110 -3,2952 0,00 
beta_5 0,1525 0,0280 5,4417 0,00 
beta_6 -0,4519 0,1022 -4,4205 0,00 
beta_7 1,2010 0,1430 8,3990 0,00 
beta_8 0,5881 0,0515 11,4253 0,00 
beta_9 -2,0141 0,1075 -18,7352 0,00 
beta_10 -1,6976 0,1145 -14,8221 0,00 
beta_11 0,1225 0,0188 6,5003 0,00 
beta_12 -0,2182 0,0445 -4,9022 0,00 
beta_13 -1,8138 0,2044 -8,8726 0,00 
beta_14 2,1121 1,5739 1,3420 0,18 
beta_15 0,0768 0,0438 1,7540 0,08 
beta_16 -0,8162 0,0525 -15,5363 0,00 
beta_17 39,3830 3,0756 12,8052 0,00 
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  Coeficientes SE t-test p-value 
beta_18 -3,5152 0,7943 -4,4253 0,00 
beta_19 29,4233 3,0262 9,7229 0,00 
beta_20 -3,3527 1,0144 -3,3052 0,00 
beta_21 -79,5031 12,8806 -6,1723 0,00 
beta_22 -1,7512 1,2834 -1,3645 0,17 
beta_23 289,2899 21,0330 13,7541 0,00 
beta_24 -6,6142 8,7709 -0,7541 0,45 
beta_25 -225,4007 23,2005 -9,7153 0,00 
beta_26 34,6125 23,2531 1,4885 0,14 
beta_27 -50,0468 4,6496 -10,7637 0,00 
beta_28 44,8365 3,2035 13,9962 0,00 
beta_29 9,0247 0,9793 9,2156 0,00 
beta_30 -27,4519 2,7089 -10,1338 0,00 
beta_31 20,5963 1,7279 11,9202 0,00 
beta_32 -6,3857 1,6470 -3,8773 0,00 
beta_33 -5,5700 5,5373 -1,0059 0,31 
beta_34 -39,0301 5,2602 -7,4199 0,00 
beta_35 174,4790 20,3174 8,5877 0,00 
beta_36 -30,9383 2,8327 -10,9219 0,00 
beta_37 -1,9068 1,9426 -0,9816 0,33 
beta_38 -14,3990 3,2763 -4,3949 0,00 
beta_39 -19,6426 1,9379 -10,1359 0,00 
beta_40 -77,9966 16,0177 -4,8694 0,00 
beta_41 31,1605 1,9323 16,1261 0,00 
beta_42 -0,0116 0,0006 -19,5654 0,00 
beta_43 -0,0082 0,0051 -1,6073 0,11 
beta_44 -0,0046 0,0026 -1,7763 0,08 
beta_45 0,0106 0,0060 1,7834 0,07 
beta_46 0,0218 0,0010 22,1923 0,00 
beta_47 -0,0012 0,0008 -1,5136 0,13 
beta_48 -0,0023 0,0006 -4,0854 0,00 
beta_49 0,0167 0,0028 6,0551 0,00 
beta_50 -0,0172 0,0037 -4,6957 0,00 
beta_51 -0,0162 0,0026 -6,1943 0,00 
beta_52 0,0022 0,0004 4,9397 0,00 
beta_53 -0,0160 0,0020 -7,8919 0,00 
beta_54 -0,0063 0,0034 -1,8346 0,07 
beta_55 0,0354 0,0086 4,1275 0,00 
beta_56 0,0032 0,0027 1,1950 0,23 
beta_57 0,0017 0,0012 1,4083 0,16 
beta_58 -0,0219 0,0031 -7,0048 0,00 
beta_59 -0,0047 0,0011 -4,1898 0,00 
beta_60 -0,0140 0,0025 -5,5039 0,00 
beta_61 0,0092 0,0025 3,6658 0,00 

 
SSE 896,304899 p-value 0
SSR 225661,596 MSE 0,71934583
dfe 1246 fit 0,93
dfr 61 R^2 0,99604382
F 5142,687 Adj-R^2 0,99585013

6.2.3 MODELO SECCIÓN 3.3.1 

Resultado de la prueba de raíz unitaria al a serie de precio de bolsa, utilizando el test 
de Dickey-Fuller para series de tiempo con tendencia: 
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Rezago p-value Stat Valor 
Crítico 

1 0,000 -5,848 -3,4145 
7 0,0147 -3,847 -3.4145 

Función de auto correlación de la serie de precio de bolsa: 
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Resultados del modelo ARMAX: 

  Coeficientes SE t-test 
beta_1 0,8167 0,0183 44,5330 
beta_2 -0,0074 0,0075 -0,9792 
beta_3 0,0508 0,0159 3,1844 
beta_4 -0,0288 0,0082 -3,5154 
beta_5 0,9741 0,0999 9,7494 
beta_6 -0,7660 0,1055 -7,2598 
beta_7 0,5495 0,0329 16,6968 
beta_8 -0,4332 0,0355 -12,1954 
beta_9 -0,0002 0,0038 -0,0642 
beta_10 7,1290 0,1902 37,4853 
beta_11 -7,0652 0,1927 -36,6640 
beta_12 -0,0005 0,0002 -2,8930 
beta_13 -0,1469 0,0550 -2,6688 
beta_14 -0,1036 0,0398 -2,6050 
alpha_1 -0,0795 0,0431 -1,8438 
K 5,0981 1,7847 2,8566 
G_1 0,8481 0,0464 18,2819 
A_1 0,0521 0,0130 4,0006 
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SSE 487471,3799 F 408,68 
SSR 2231755,7369 p-value 0,0000 
MSE 364 fit 0,57 
dfe 1339 R^2 0,8207 
dfr 15 Adj-R^2 0,7340 

Resultados de las pruebas de Eagle para detectar presencia de efectos ARCH en los 
residuales bajo la hipótesis nula Ho: no hay autocorrelación. 

Sobre Residuales: 

Rezago p-value Stat Valor 
Crítico 

7 0,4514 6,7872 14,0671 
14 0,7067 10,7356 23,6848 
21 0,9029 13,1610 32,6706 

Sobre los residuales al cuadrado: 

Rezago p-value Stat Valor 
Crítico 

7 1 0,1327 14,0671 
14 1 0,3694 23,6848 
21 1 0,5202 32,6706 

Función de auto correlación de los residuales al cuadrado: 

0 2 4 6 8 10 12 14 16 18 20
-0.2

0

0.2

0.4

0.6

0.8

1

Lag

S
am

pl
e 

A
ut

oc
or

re
la

tio
n

Sample Autocorrelation Function (ACF)

 



  Fernando Barrera Rey ‡ Alfredo García Morales 

148 

 

6.2.4 MODELO SECCIÓN 3.3.2 

  Coeficientes SE t-test p-value 
alpha_0 0,4313 148,0196 0,0029 1,00 
beta_1 0,9161 0,0105 86,9868 0,00 
beta_2 -0,0314 0,0428 -0,7326 0,46 
beta_3 0,0289 0,0257 1,1268 0,26 
beta_4 0,1606 0,0683 2,3515 0,02 
beta_5 -0,2262 0,0930 -2,4317 0,02 
beta_6 -0,0874 0,0120 -7,3057 0,00 
beta_7 0,0425 0,0237 1,7929 0,07 
beta_8 -0,0567 0,0441 -1,2855 0,20 
beta_9 -0,7233 0,2213 -3,2692 0,00 
beta_10 0,0968 0,0936 1,0346 0,30 
beta_11 0,0665 0,1171 0,5682 0,57 
beta_12 0,0750 0,0277 2,7108 0,01 
beta_13 -0,0298 0,1512 -0,1969 0,84 
beta_14 -0,0196 0,0268 -0,7317 0,46 
beta_15 0,2145 0,2599 0,8253 0,41 
beta_16 0,0154 0,0181 0,8478 0,40 
beta_17 0,4348 0,1561 2,7861 0,01 
beta_18 0,0743 0,0231 3,2142 0,00 
beta_19 -0,1259 0,0300 -4,1928 0,00 
beta_20 0,0299 0,1297 0,2308 0,82 
beta_21 -0,1710 0,1251 -1,3671 0,17 
beta_22 0,1147 0,2951 0,3886 0,70 
beta_23 -0,0149 0,0151 -0,9867 0,32 
beta_24 -0,0015 0,0126 -0,1223 0,90 
beta_25 0,1914 0,2462 0,7774 0,44 
beta_26 -0,3458 0,6186 -0,5590 0,58 
beta_27 -0,0410 1,8541 -0,0221 0,98 
beta_28 0,0583 0,0841 0,6930 0,49 
beta_29 -0,3244 0,3346 -0,9696 0,33 
beta_30 0,8207 0,7949 1,0324 0,30 
beta_31 -1,3159 1,1437 -1,1505 0,25 
beta_32 -1,0564 0,9084 -1,1630 0,25 
beta_33 -1,7499 1,9239 -0,9095 0,36 
beta_34 -0,6670 1,9652 -0,3394 0,73 
beta_35 -182,0146 377,1353 -0,4826 0,63 
beta_36 220,2906 443,1026 0,4972 0,62 
beta_37 0,0429 0,0397 1,0814 0,28 
beta_38 2,1033 2,9146 0,7216 0,47 
beta_39 -37,3460 59,6042 -0,6266 0,53 
beta_40 -44,5382 15,7512 -2,8276 0,00 
beta_41 -48,2714 49,3680 -0,9778 0,33 
beta_42 25,7301 16,7937 1,5321 0,13 
beta_43 331,9294 223,6876 1,4839 0,14 
beta_44 6,3165 16,6391 0,3796 0,70 
beta_45 -349,2941 379,2860 -0,9209 0,36 
beta_46 -32,0124 144,2269 -0,2220 0,82 
beta_47 -36,6953 321,7830 -0,1140 0,91 
beta_48 -80,3005 313,0912 -0,2565 0,80 
beta_49 -165,1339 78,3159 -2,1086 0,04 
beta_50 91,3035 51,6366 1,7682 0,08 
beta_51 16,4882 10,9255 1,5091 0,13 
beta_52 14,2067 49,0202 0,2898 0,77 
beta_53 42,0561 25,2804 1,6636 0,10 
beta_54 68,3820 31,9714 2,1389 0,03 
beta_55 47,5909 92,3142 0,5155 0,61 
beta_56 -19,3290 78,1353 -0,2474 0,80 
beta_57 -462,5558 289,8054 -1,5961 0,11 
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  Coeficientes SE t-test p-value 
beta_58 -111,1209 50,2642 -2,2107 0,03 
beta_59 -33,2053 26,6566 -1,2457 0,21 
beta_60 -201,1618 68,7040 -2,9280 0,00 
beta_61 28,7060 27,3804 1,0484 0,29 
beta_62 898,1488 283,9616 3,1629 0,00 
beta_63 104,7525 31,9688 3,2767 0,00 
beta_64 -0,0735 0,0507 -1,4515 0,15 
beta_65 0,0179 0,0563 0,3176 0,75 
beta_66 0,0065 0,0550 0,1173 0,91 
beta_67 -0,1141 0,1966 -0,5806 0,56 
beta_68 -0,1231 0,0606 -2,0325 0,04 
beta_69 0,0234 0,0223 1,0528 0,29 
beta_70 0,0126 0,0221 0,5703 0,57 
beta_71 -0,0087 0,0691 -0,1257 0,90 
beta_72 -0,1720 0,2315 -0,7427 0,46 
beta_73 -0,1028 0,0476 -2,1604 0,03 
beta_74 -0,0060 0,0158 -0,3827 0,70 
beta_75 0,0411 0,0360 1,1414 0,25 
beta_76 -0,0463 0,0461 -1,0032 0,32 
beta_77 -0,0955 0,1882 -0,5077 0,61 
beta_78 -0,0488 0,0300 -1,6238 0,10 
beta_79 -0,1117 0,0489 -2,2854 0,02 
beta_80 -0,0200 0,1369 -0,1457 0,88 
beta_81 -0,0090 0,0284 -0,3181 0,75 
beta_82 -0,0178 0,0399 -0,4447 0,66 
beta_83 0,0095 0,0870 0,1094 0,91 
beta_84 0,0972 0,0500 1,9440 0,05 
beta_85 -0,0118 0,0572 -0,2068 0,84 
beta_86 -0,0957 0,0545 -1,7556 0,08 
beta_87 0,1330 0,1956 0,6799 0,50 
beta_88 0,1754 0,0602 2,9121 0,00 
beta_89 -0,0371 0,0224 -1,6593 0,10 
beta_90 -0,0325 0,0217 -1,4942 0,14 
beta_91 0,0220 0,0685 0,3214 0,75 
beta_92 0,1674 0,2318 0,7224 0,47 
beta_93 0,0989 0,0476 2,0793 0,04 
beta_94 0,0018 0,0157 0,1123 0,91 
beta_95 -0,0529 0,0350 -1,5112 0,13 
beta_96 -0,0121 0,0461 -0,2631 0,79 
beta_97 0,0941 0,1863 0,5052 0,61 
beta_98 0,0750 0,0311 2,4111 0,02 
beta_99 0,1240 0,0480 2,5817 0,01 
beta_100 0,0271 0,1349 0,2007 0,84 
beta_101 0,0104 0,0289 0,3589 0,72 
beta_102 0,0067 0,0378 0,1772 0,86 
beta_103 0,0042 0,0892 0,0471 0,96 

 

SSE 237146,7631 F 372,57 

SSR 7564789,8700 p-value 0,0 

dfe 1203 fit 0,8257 

dfr 103 R^2 0,9696 

MSE 197,1295 Adj-R^2 0,9669 
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6.3 MECANISMOS DE GESTIÓN DE LA DEMANDA 

Los programas de gestión de la demanda buscan minimizar el costo de la electricidad 
para los usuarios y, a su vez, compatibilizar la demanda eléctrica con la capacidad de 
distribución y transporte actual del sistema.  La disminución del costo para los 
consumidores se produce sin modificar su demanda porque en vez de reducirla, ésta se 
“desvía” hacia periodos en los que los costos del sistema son menores y, por tanto, su 
distribución es más barata.  Para el sistema estos programas suponen el beneficio 
adicional de una menor necesidad de inversión en infraestructura en el futuro, mejorando 
así la eficiencia asignativa.  

No obstante, el alcance de todos estos beneficios puede estar condicionado por 
determinadas características de la demanda, por lo que antes de su implementación es 
necesario ver cuál es el efecto real en el sistema eléctrico en el que se pretende instaurar 
alguno de éstos programas. La mayoría de los programas de respuesta de la demanda se 
implantan gracias a avances tecnológicos en los dispositivos electrónicos que permiten a 
los consumidores recibir señales de precios: los contadores inteligentes. No obstante, se 
necesitan también mecanismos económicos que permitan aprovechar esas señales.  A 
continuación se presentar mecanismos utilizados en países con problemas de potencia y 
por eso su uso puede ser limitado en el caso colombiano. 

6.3.1 MECANISMOS TECNOLÓGICOS 

Los contadores inteligentes son medidores de consumo eléctrico que permiten la 
comunicación en los dos sentidos (consumidor - compañía y viceversa) y cuya lectura 
puede hacerse remotamente. Los contadores inteligentes permiten solucionar 
determinadas las deficiencias de los contadores tradicionales que facilitan la gestión de la 
demanda. En particular, los contadores inteligentes tecnológicamente más avanzados: 

• tienen un costo de lectura muy bajo, puesto que su lectura se puede hacer 
remotamente; 

• permiten mandar señales temporales de precios a los consumidores (a través 
de mensajes de texto al usuario, Internet, radio, etc), lo que facilita la 
implementación de esquemas tarifarios que inviten a los consumidores a 
desplazar su consumo de manera que éste sea más eficiente. 

 permiten obtener información sobre el perfil de consumo de cada 
usuario; y 

 permiten medir con precisión la calidad del servicio y otros 
parámetros como los coeficientes de pérdidas o la energía reactiva 
en cada punto de conexión.  

Debido a estas características, éstos son dispositivos imprescindibles para la 
implementación muchos programas de gestión de la demanda. Además permiten una 
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mejor detección del fraude y de la los problemas en la red en un apagón y facilitan el 
cambio de suministrador.  

Existen, además, tecnologías complementarias a los contadores inteligentes, que 
permiten recibir señales de precios, como por ejemplo: 

• Sistemas de almacenamiento (microturbinas, volantes, acumuladores): se trata 
de sistemas que almacenan energía  (mecánica, eléctrica o térmica) en los 
momentos en los que ésta tiene un precio bajo. Esta energía puede ser 
después usada en los momentos de punta como manera de descargar el 
sistema. Actualmente su uso está limitado a un periodo de tiempo muy corto. 
Además, algunos de ellos, como las microturbinas, no son económicamente 
rentables, por lo que no se utilizan. Los acumuladores de energía térmica sí 
están bastante extendidos. 

• Monitores: muestran en tiempo real información sobre el costo incurrido por 
los electrodomésticos de un hogar de manera que los consumidores puedan 
reaccionar apagándolos o encendiéndolos como convenga. 

Pese a todas sus virtudes, los contadores inteligentes tienen también algunos 
inconvenientes. El más destacable de ellos es su costo, claramente superior al de los 
contadores tradicionales. Sin embargo, éste ha venido cayendo en los últimos tiempos. 

6.3.2 MEDIDAS ECONÓMICAS 

Los contadores inteligentes permiten enviar señales de precios. Sin embargo, si no se 
proveen los incentivos económicos adecuados, esas señales no se podrán aprovechar. 
Por tanto, es necesario contar con un sistema de incentivos apropiado (vía precios o 
regulación) para que exista realmente una respuesta de la demanda adecuada.  

A continuación se describen algunos de esos mecanismos: 

• Fijación de precios en tiempo real (“real-time pricing”): Las tarifas en tiempo 
real tienen como objetivos emitir señales de precios casi instantáneas y 
generalmente se trata de tarifas calculadas con un día de antelación para cada 
una de las 24 horas del día siguiente.  Un ejemplo de este tipo de tarifas es el 
llamado “day-ahead real-time pricing”. En este tipo de programas tarifarios se 
informa a los consumidores de los precios que van a estar en vigor el día 
siguiente de manera que éstos puedan planificar su consumo con antelación.  

• Otros esquemas tarifarios, como la tarifa en dos partes en tiempo real (“two-
part real-time pricing”),  intentan que el riesgo de precios del mercado aplique 
sólo a una parte de la energía consumida, fijando un perfil de demanda a 
fuera del cual el consumidor es penalizado o recompensado. Aunque son 
esquemas tarifarios interesantes, no están muy extendidos debido a su 
complejidad. Sin embargo, existen varios ejemplos de su aplicación, 
principalmente en clientes industriales. 
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• Tarifas de discriminación horaria (“Time-of-Use” o TOU tariffs): Éste es el 
tipo de tarifas más extendido, en el que el proveedor varía sus tarifas 
dependiendo del momento en el que se usa la energía, definiendo unos 
intervalos en los que impera una u otra tarifa. Por tanto, dependiendo del 
intervalo en el que se encuentre la hora en la que el usuario consuma, éste 
percibirá una u otra tarifa.  Generalmente los intervalos tarifarios son fijados 
ex-ante y pueden depender de factores como la estación del año o la 
localización geográfica. Algunos ejemplos son las discriminaciones horarias 
entre periodos de punta y valle o entre día y noche. 

• “Critical Peak Pricing” (CPP): Una variante de este último tipo de tarifas es el 
llamado “Critical Peak Pricing” o CPP. Bajo este esquema tarifario se definen 
precios altos para los periodos identificados como críticos. Estos periodos se 
definen en tiempo real, generalmente debido a la presencia de márgenes de 
reserva estrechos. Así, las tarifas no están pre-establecidas. Sin embargo, en 
muchos casos los términos de la tarifa establecen el número máximo de días 
que pueden ser declarados críticos  y el tiempo de preaviso mínimo. Existen 
muchas variantes de este tipo de tarifas, según cuál de los términos del 
esquema tarifario está fijado ex-ante y cuál se fija en tiempo real. Otras 
variantes implican descuentos sobre una tarifa fija en caso de reducción del 
consumo en periodos críticos. 


