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PRESENTACION

XM Compafiia de Expertos en Mercados S.A. E.S.P es una em-
presa del Grupo ISA que presta servicios integrales de operacién,
administracion y desarrollo de mercados mayoristas energéticos
en el dmbito local, regional y mundial, que inicié operaciones en
octubre 01 de 2005 con la experiencia de mas de treinta y ocho
afos en ISA, en la prestacion de los servicios de operacién del

sistema y administracién del Mercado Eléctrico Colombiano.

Tiene como visidn ser reconocida en el ano 2008 por la presta-
cién integrada de servicios de operacion y de administracion de
mercados energéticos en el ambito latinoamericano. Se destaca-
ra por el conocimiento y experiencia de su gente y por la confian-
za que inspira. Ademas, ofrecera de manera competitiva servicios

especializados afines para diferentes sectores productivos.

Para superar estos desafios, XM S.A. E.S.P. posee un equipo hu-
mano con conocimiento y capacidad para innovar, soportados
por avanzados recursos tecnoldgicos que le agregan valor a sus
servicios. La experiencia y el aprendizaje se destacan en una or-
ganizacion donde los valores como la flexibilidad, la efectividad, la

transparencia y la ética estan siempre presentes.

Los indicadores para el afio 2006 muestran la gestién y el com-
promiso que XM tiene con sus clientes. En efecto, los eventos de
tension por fuera de rango se ubicaron en 36, cuando el limite
maximo era de 40, asi mismo, se presentaron dos variaciones
lentas de frecuencia, muy por debajo del limite maximo de 10.
En relacién con los indicadores financieros del Mercado, éstos

fueron muy satisfactorios al presentar niveles de recaudo supe-
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riores al limite del 96%. El nivel de recaudo para la Liquidacién y

Administracién de Cuentas de las Redes del Sistema Interconec-

tado Colombiano y el del Sistema de Intercambios Comerciales

fue cercano al 100%.

Al evaluar las principales cifras del Mercado del afio, se destaca la

evolucién de la demanda de electricidad del SIN, que continud la

tendencia creciente iniciada desde 2000, finalizando el afio con
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un valor de 50,815 GWh y un crecimiento respecto a 2005 de
4.1%. Igualmente, la generacién total en el SIN fue de 52,340
GWh con un crecimiento de 3.8%. Asf mismo, las exportaciones
hacia Ecuador sumaron 1,608.6 GWh, los cuales representaron
para el pais ingresos por US$ 127.1 millones. Por su parte, la de-
manda no atendida representé solamente 0.1 1% de la demanda
del SIN.

En este documento se consolida la informacidén mas relevante re-
lacionada con la operacion y administracién del mercado eléctrico

colombiano. La informacién esta distribuida en siete capitulos:

En el primer capitulo se muestra la caracterizacién del Sistema y
Organizacién del Mercado, en el segundo la oferta de electrici-
dad, en el tercero la evolucién de la demanda de electricidad, en
el cuarto las transacciones en el Mercado de energfa, en quinto
lugar se trata sobre el sistema de transporte, en el sexto la infor-
macién mas relevante de la gestion de la operacién del Sistema y
por Ultimo la Administracién Financiera y del Mercado. Adicional-
mente, se adjuntan tres anexos que contienen la relacion de los

principales acontecimientos.
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I. CARACTERIZACION DEL
SISTEMA Y ORGANIZACION
DEL MERCADO

1.1. EXTENSION Y POBLACION

Colombia es el cuarto pais mas grande de América del Sur, des-
pués de Brasil, Argentina y Per(, con una extensién de .1 millo-
nes de kildmetros cuadrados y cuenta con una poblacién de 42. |
millones de acuerdo con las cifras obtenidas en el Ultimo censo
realizado en el ano 2005 por el Departamento Administrativo

Nacional de Estadistica -DANE- .

Esta poblacién esta distribuida asf: de los |,119 municipios que
tiene el pafs, 1,093 tienen 200,000 o menos personas; siete mu-
nicipios tienen una poblacién superior a quinientos mil habitantes
y cuatro de estos concentran mas de un millén: Bogotd, Medellin,
Caliy Barranquilla. Es en estos cuatro centros urbanos donde se

concentra la mayor demanda de electricidad en Colombia.
1.2.ECONOMIA

La economia Colombiana, en crecimiento positivo desde el afio
2000 luego de un perfodo de crecimiento negativo en los afios
1998 y 1999, es en tamafio (medida con base en el Producto
Interno Bruto -PIB- ), la séptima en América y la quinta en Lati-
noamérica. El PIB, estimado para el afio 2006' , fue de 128,763
millones de délares lo que da como resultado un PIB per capita

de cerca de tres mil délares-ano.

1.3. ESQUEMA INSTITUCIONAL

[}
el
©
|9}
I~
(9]
>
©
©
c
0
Q
e
5
LD
£
€
B
<<
>~
©
1S
Q
g
L
w
©
©
c
0
Q
©
I
(9]
S
(0]
o
[}
€
=
kel
£

Desde principios de los noventa, el Estado Colombiano determi-

nd que el camino més adecuado para fomentar la eficiencia en el
sector eléctrico era abandonar el modelo centralizado. Como

consecuencia, el Sector Eléctrico se dividié en actividades: ge-

| www.banrep.gov.co, “Informe de la Junta Directiva al Congreso de la Republica”, julio de 2006,

pagina 67.
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neracién y comercializacion, donde se permiti la competencia;
transmision y distribucién para las cuales se mantuvo el monopo-
lio natural y se regularon los ingresos. A las empresas que estaban
integradas verticalmente se les hizo separar contablemente sus
negocios. Adicionalmente, se crearon reglas para brindar una
operacion y administracion confiables, las cuales por delegacion
de la CREG estéan a cargo del operador del Sistema y administra-
dor del Mercado eléctrico, XM Comparifa de Expertos en Mer-
cados S.A. E.S.P, empresa de servicios publicos mixta, sometida
al régimen juridico de la Ley de Servicios Publicos Domiciliarios
(Ley 142 de 1994), Ley Eléctrica (Ley 143 de 1994) y normas del

derecho privado.

Estos cambios se iniciaron desde la Constitucion de 1991 y mar-
caron una evolucion del papel del Estado frente a los servicios
publicos, pasando de tener la obligacion de prestarlos, a garanti-
zar la prestacién de los mismos. Posteriormente, las leyes 142y
[43 de 1994 dieron los lineamientos precisos para la creacion del

Mercado de Energia Mayorista de Colombia.

La evolucién de la institucionalidad del Estado en el sector eléctri-
co se ve ahora reflejada en el papel que cumple: direccién a través
del Ministerio de Minas y Energia -MME-, planeacién a través de
la Unidad de Planeacién Minero Energética -UPME-, regulacion a
través de la Comision de Regulacién de Energla y Gas -CREG- y
supervisién y control, a través de la Superintendencia de Servicios

Publicos Domiciliarios -SSPD-.

Adicionalmente existen tres organismos ligados a la operacién,
a las funciones comerciales y a la expansién de la transmision,
los cuales son: el Consejo Nacional de Operacion -CNO-, el
Comité Asesor de Comercializacién -CAC- y el Comité Asesor
de Planeamiento de la Transmision -CAPT- respectivamente. (Ver
Gréfica 1)

GRAFICA 1. ESQUEMA INSTITUCIONAL DEL MERCADO
ELECTRICO COLOMBIANO

Direccién Ministerio de Minas y Energia ‘ Presidencia
) Unidad de Planeacion Minero Energética
Planeacion
Camlelin db R ksl MinMinas
Regulacién CIlEEI G N Minhacienda
de Energia y Gas y DNP
Consejo y Consejo Nacional Comité Asesor de
Comité de Operacion Comercializacion
Control y
Vigilancia Superintendencia de Servicios Publicos ‘ residencia

I.4. AGENTES ECONOMICOS

Con estas nuevas reglas, las actividades de la cadena productiva
del sector eléctrico (ver Gréfica 2), generacién, transmision, dis-
tribucion y comercializacion, clientes y un operador del sistema
y administrador del Mercado (XM), han logrado, en cerca de | |
anos hacer del Mercado Eléctrico Colombiano, uno de los mas
dindmicos y competitivos de Latinoamérica. En cuanto a la evo-
lucién de las empresas participantes en el Mercado, los comercia-
lizadores que transan pasaron de 28 en 1995 a 71 en 2006 y los
generadores que transan de 17 a 40. Enla Tabla | se muestran
estos dos tipos de agentes desagregados en registrados y los
que transan al finalizar 2006. EI nimero de agentes dedicados a
la actividad de transmisién fue de |1, los cuales han permaneci-
do constantes desde el afo 2000. Por su parte, los agentes que

prestan la actividad de distribucion, en el afio 2006, llegaron a 32.

TABLA1. NUMERO DE GENERADORES Y COMERCIALIZADORES
EN EL MERCADO 2006

Registrados 64 133

Transan 40 71




Respecto a los clientes existe una divisiéon en Usuarios Regulados
-UR- y Usuarios No Regulados -UNR-. La CREG por medio de
resoluciones establece los limites minimos de consumo necesa-
rios para acceder a la condicion de UNR: se requiere tener una
demanda promedio mensual durante seis meses, en potencia,
mayora 0.1 MW, o en energfa de 55 MWh-mes. Al finalizar 2006
el nimero de fronteras de UNR se ubicé en 4,290 y el nimero
de fronteras de alumbrado publico en 375, la demanda de ambas

corresponde aproximadamente al 33% de la demanda nacional.

Las fronteras de UR se registran en el Mercado siempre que sean
atendidas por comercializadores diferentes al comercializador del
mercado local o comercializador establecido. A diciembre 31 de
2006 el nimero de fronteras de UR registradas llegd a 3,152,
mostrando la competencia gradual por la comercializacion de

energia para estos usuarios.

1.5. NIVEL DE COBERTURA

GRAFICA 2. ACTIVIDADES DE LA CADENA PRODUCTIVA

P> | CLIENTES
Los comercializadores trasladan | « Regulados
sus costos a los clientes * No regulados (>0.1MW 6 55 MWh-

COMERCIALIZACION mes)

« Compra y venta de energia
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DISTRIBUCION l
» Monopolio del Servicio OPERACION
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TRANSMISION N b

» Monopolio del Servicio | cmoremosmmercaoos
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+ Abierto a la competencia
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La red de transporte de energfa eléctrica llega a la mayoria de los
departamentos (ver Gréfica 3) del pais con excepciéon de los de-
partamentos de Vichada, Guainfa, Guaviare, Vaupés, Amazonasy
San Andrés Islas, cuyos centros urbanos son atendidos con gene-
racién no conectada al Sistema Interconectado Nacional -SIN- y

en los cuales sélo se concentra menos del 1.96% de la pobla-

cién total del pafs. De acuerdo con el informe presentado por
SSPD en el documento titulado “Balance y prospectiva del Sector
Eléctrico Colombiano”, Colombia es el pais de Latinoamérica con
mayor cobertura en este servicio con un valor del 96% seguido

muy cerca de Uruguay, Argentina, Venezuela, Brasil y Chile.

1.6. CAPACIDAD EFECTIVA
Y EMBALSES ASOCIADOS

Para atender estos requerimientos de energfa y potencia, el SIN
cuenta, a diciembre de 2006, con una capacidad efectiva neta
instalada de 13,277.2 MW de los cuales el 96.2% de ellos son
representados por 48 recursos de generacién despachados cen-
tralmente distribuidos asi: 18 hidraulicos (8,511 MW, 64.1%),
21 a gas como combustible principal (3,562 MW, 26.8%) vy 9 a
carbdn (700 MW, 5.3%). Los recursos no despachados central-
mente (recurso menor a 20 MW) suman 504.2 MW (3.8%) de
los cuales cerca del 87% corresponde a generadores hidraulicos
y el resto corresponde a pequefias plantas térmicas (22.8 MW),
cogeneradores (24.5 MW) y una planta edlica (18.4 MW).

La capacidad efectiva instalada hidraulica tiene asociados unos em-
balses con una capacidad maxima Util de almacenamiento de energia
de 15,032 GWh, concentrada en un 47% en tres grandes embalses
con regulacién mayor que mensual y con prioridad para uso del
agua para generacion de energa eléctrica: El Pefiol con 3,880 GWh
(energfa que puede ser usada por las plantas en cadena Guatapé 560
MW, Playas 201 MW y San Carlos 1,240 MW), Guavio con 2,090
GWh (asociado a la planta Guavio con I, 150 MW) y Esmeralda con
[,123 GWh (asociado a la planta Chivor con 1,000 MW).

1.7. DEMANDA DE ENERGIA

La demanda de energfa eléctrica del SIN ha tenido un compor-
tamiento creciente, al igual que el PIB a partir del afio 2000,
presentando una tasa de crecimiento en el afio 2005 (4.1%)
cuyo valor se mantuvo aproximadamente igual en el 2006, afo
que presentd una tasa de crecimiento del 4.1%. En magnitud, la

demanda de energia eléctrica en el afio 2006 superd la barrera
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de los 50 TWh/ano llegando a un valor de 50,815 GWh/afo con
incremento de cerca de |,986 GWh con respecto al afio ante-
rior. La maxima demanda de energfa diaria del SIN se presentd
el viernes 6 de octubre de 2006 con un valor de 153 GWh/dia
(este valor no incluye las exportaciones a otros paises), el cual es

a su vez el mayor valor de la historia del SIN.

En cuanto al destino de la energfa, los UNR, demandaron un ter-
cio de la demanda del pais durante el afio 2006 (33.4%); y pre-
sentd un crecimiento con respecto al afio 2005 del 6.3% debido
en gran medida al aumento de la actividad de la Industria Manu-
facturera, la cual representd en magnitud (GWh) cerca de la mitad
de la demanda de los UNR. De otro lado, los UR| representaron
en el aho 2006, cerca de dos tercios del total de demanda de
energfa eléctrica del SIN (66.2%) con un crecimiento del 3.2%

con respecto al afio 2005.

En cuanto a la demanda de potencia maxima del SIN, para el afio
2006 fue de 8,762 MW con un incremento con respecto a 2005
de 123 MW (1.4%). Al igual que la demanda de energfa, la de-
manda de potencia del SIN ha tenido tasas de crecimiento positi-
vos desde el afio 2000, con un méaximo en el afo 2000 (5.00%) y
un minimo en el ano 2004 (0.9%). Para el periodo 2000 — 2006
(afios con crecimiento positivo del PIB en Colombia), la demanda
de potencia del SIN ha aumentado en cerca de 1,050 MW (un
promedio de |75 MW/afo).

Por su parte, la demanda no atendida fue de 55.1 GWh y repre-

sentd el 0.19% de la demanda del SIN.

1.8. INTERCONEXIONES
INTERNACIONALES

A diciembre de 2006, Colombia cuenta con una capacidad de
exportacion de 285 MW hacia Ecuador y de 336 MW hacia Ve-

nezuela. Asi mismo, se puede importar desde dichos paises, 215

y 205 MW respectivamente. No obstante, tener esta capacidad
de intercambio con estos dos paises, la exportacién hacia Ecuador
supera ampliamente a la energfa enviada a Venezuela gracias al
esquema de Transacciones Internacionales de Electricidad -TIE-
implementado entre Ecuador y Colombia desde marzo de 2003
el cual ha permitido enviar a dicho pais cerca de 4.4 GWh/dia en
promedio durante los 46 meses de su operacién, lo que equivale
a una potencia constante de |84 MW enviada desde Colombia
hacia dicho pafs. Para el afio 2006, se exportaron 1,609 GWh
hacia Ecuador, lo que equivale a un 8.5% menos que lo expor-
tado hacia dicho pais en el ano 2005, Por su parte, Ecuador
exportd hacia Colombia I.1 GWh, valor inferior al exportado en

el 2005 (16 GWh).

No se presentaron exportaciones hacia Venezuela en el afio
2006 y se importaron desde este pais por emergencias del siste-
ma, cerca de 27 GWh durante todo el afio 2006 (en el ano 2005
Venezuela exporté a Colombia cerca de 21 GWh). Venezuela
no tiene un esquema de mercado definido para el intercambio
de energfa con Colombia lo que posiblemente no ha permitido
el aumento de intercambios con este pals pese a disponerse de

capacidad de lineas de interconexién entre ambos paises.
1.9. LINEAS DE TRANSMISION

Al finalizar el afio 2006, el SIN contd con una capacidad de trans-
formacién de 10 - 115 kV a tensiones superiores de cerca de
30 TVA lo que representd un incremento del 4.3% con respecto
al 2005 y una longitud de la red de transporte (tensién mayor
oigual a 110 kV) de mas de 22,516 km (1.5% de incremento)

cruzando el pais de sur a norte.

En lo que corresponde al nivel de tension de 500 kV, al finalizar
el 2006, tanto la capacidad de transformacién a 500 kV como la
longitud de la red de transmisién a 500 kV se incrementd en un

20% con respecto al 2005 debido a que Interconexién Eléctrica



S.A. ES.P, declard en operacién comercial la linea Primavera -
Bacatd a 500 kV y sus obras asociadas, con lo cual se concluye la
primera de dos fases de un corredor eléctrico en alta tensién de
cerca de 1,000 kilémetros que uniran al Centro del pafs con la

Costa Atlantica.

Enla Tabla 2 se aprecia el resumen de las cifras operativas del SIN
durante 2005 y 2006.

GRAFICA 3. LOCALIZACION DE PRINCIPALES CENTRALES Y LINEAS DE TRANSMISION NACIONAL
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TABLA 2. RESUMEN CIFRAS OPERATIVAS DEL SIN

Estado Embalses y Aportes

Volumen Util Diario (GWh) 11,836.9 | 12,611.7 774.7

Porcentaje respecto a la Capacidad Util (%) 78.2 83.9 5.7
Aportes Hidricos (GWh) 44,934.1| 51,124.3| 6,190.2
Porcentaje respecto a la Media Histérica (%) 93.9 108.1 14.3
Vertimientos (GWh) 927.6| 3,029.7| 2,102.1
Generacion (GWh)

Hidraulica 38,994.3 | 40,288.8 1,293.3
Térmica 9,213.2| 9,474.0 260.8
Menores 2,108.5| 2,483.2 374.7
Cogeneradores 113.6 94.1 -19.6
Generacion Total 50,429.7 | 52,340.1 1,909.2
Interconexiones Internacionales (GWh)

Importaciones 36.9 28.1 -8.8
Exportaciones 1,757.9| 1,608.6 -149.2
Demanda de Energia del SIN (GWh)

Demanda No Atendida 120.1 55.1 -65.0

Demanda de Energia 48,828.8 | 50,814.6 1,984.6

Crecimiento Demanda de Energia (%) 4.1
Demanda de Potencia
Demanda Méaxima de Potencia Atendida (MW)

8,639.0| 8,762.0 123.0

Crecimiento de la Demanda de Potencia (%) 1.4

1.10. TRANSACCIONES DEL MERCADO

El Mercado de Energia Mayorista -MEM- se divide en dos seg-
mentos: el Mercado de Contratos bilaterales (largo plazo) y la
Bolsa de energia (corto plazo). Los participantes para ambos
mercados son comercializadores y generadores; la demanda no

participa directamente en ellos.

La Bolsa de energia es un mercado para las 24 horas del dia si-
guiente, todos los generadores registrados, con una capacidad
mayor a 20 MW tienen con obligacién de participar en ésta. Se
realiza una oferta diaria de precio y disponibilidad, con la cual se

realiza la programacién de la operacidn del dia siguiente, por or-

den de mérito, previo andlisis de restricciones y coordinacién con
las transacciones internacionales. Este mercado es independiente

del de contratos (Ver Gréfica 4).

GRAFICA 4. EL MERCADO MAYORISTA Y EL MERCADO LIBRE

MERCADO COMPETITIVO

MERCADO DE ENERGIA

MAYORISTA MERCADO LIBRE

« Participan como vendedores las
ESP Comercializadoras y como

compradores los grandes usuarios
« Solo participan las ESP
y otros agentes autorizados

DE LARGO PLAZO
(Contratos)
MERCADO REGULADO

« Participan como vendedores las
ESP Comercializadoras y como
compradores los usuarios regulados

DE CORTO PLAZO
(Bolsa)

En el Mercado de largo plazo el precio de la energfa es acordado
de forma bilateral entre los agentes participantes en los contra-
tos, éstos se registran y liquidan en el administrador del mercado,

pero la gestion financiera de los contratos la realizan los agentes.

Para el afio 2006, el precio promedio anual de la energfa en Bolsa
fue 72.8 $/kWh y el de Contratos fue 71.8 $/kWh. El total de
transacciones del Mercado en el afio 2006 fue de $5,54 1,385 mi-
llones, de los cuales $1,773,039 millones (3 | % del total transado)
correspondieron a las transacciones en Bolsa y $3,808,346 millones

al valor anual transado en contratos (69% del total transado).

Las compras en Bolsa disminuyeron cerca del 3.3% con respecto
a2005; la energfa transada en Bolsa decrecid |.2%, mientras que
la energfa transada en Contratos aumenté 3.4%. El porcentaje
de la energfa transada en Bolsa, como porcentaje de la demanda
comercial disminuyd 4.8% en 2006 al compararlo con 2005 y
el de Contratos también disminuyd pero en menor proporcion
0.4%. Las transacciones en el Mercado de Energia Mayorista
sobrepasaron la demanda comercial en un 34.8%, disminuyendo

en 1.5% con respecto al afio anterior.



Los costos asociados a Restricciones representaron un aumento
del 50.5% con respecto al del afio 2005. Esto se debid
principalmente a un aumento importante en el nimero de
atentados y la declaracion de Condiciones Anormales de Orden

Publico -CAOP- durante el afio.

Las TIE son un esquema comercial que opera desde marzo de
2003 entre los mercados eléctricos de Colombia y Ecuador,
gracias a los enlaces internacionales y a los acuerdos operati-
vos, comerciales y regulatorios que han permitido aprovechar
los recursos energéticos para beneficio mutuo. En 46 meses de
operacion, las TIE han permitido al Mercado ventas de energfa

eléctrica por US$ 494 millones. De este monto, US$ 253.37

TABLA 3. RESUMEN TRANSACCIONES Y CIFRAS EN EL MEM

millones corresponden a rentas de congestion, de las cuales se
han destinado cerca del 3% a la Demanda Internacional del Des-
pacho Econémico Coordinado, 73% al Fondo de Energia Social
-FOES-y 24% al alivio de restricciones asignables a la Demanda

Doméstica de Electricidad.

En 2006 las rentas de congestion disminuyeron en 23.5%, expli-
cados por la disminucién de las exportaciones a Ecuador en 8.5%
y por el precio del dolar. Como consecuencia el FOES también

disminuyd en un 23.4%.

En la Tabla 3 se aprecia el resumen de las transacciones en el

MEM v principales cifras durante 2005 y 2006.

Transacciones SIC

Energia Transada en Bolsa

Energia Transada en Contratos

Total Energia Transada en el Mercado
Desviaciones

Demanda Comercial

Porcentaje de la Demanda Transado en Bolsa
Porcentaje de la Demanda Transado en Contratos
Porcentaje de Cubrimiento

Precio Medio en Bolsa Nacional

Precio Medio en Contratos

Compras en Bolsa

Restricciones

Responsabilidad Comercial AGC
Desviaciones

Servicios CND y ASIC

Total Transacciones Mercado sin Contratos
Valor Transado en Contratos

Total Transacciones Mercado

FAZNI (1)

FOES (2)

Rentas congestion

Valor a distribuir Cargo por Capacidad (Cargo por Confiabilidad en dic/2006)
Transacciones LAC

FAER (3)

Cargos por uso STN

Cargos por uso STR

GWh 17,747 17,529 -1.2

GWh 51,307 53,042 3.4

GWh 69,053 70,571 22

GWh 66 48 -27.4

GWh 50,467 52,368 3.8

% 35.2 33.5 -4.8

% 101.7 101.3 -0.4

% 136.8 134.8 -1.5

$/kWh 74.36 72.8 -2.1
$/kWh 70.58 71.8 1.7
Millones de pesos 1,319,717 1,275,520 -3.3
Millones de pesos 193,308 290,869 50.5
Millones de pesos 99,620 113,177 13.6
Millones de pesos 4,431 5,376 21.3
Millones de pesos 41,669 48,097 15.4
Millones de pesos 1,658,745 1,733,039 4.5
Millones de pesos 3,621,388 3,808,346 5.2
Millones de pesos 5,280,134 5,541,385 4.9
Millones de pesos 62,429 65,723 5.3
Millones de pesos 134,640 103,190 -23.4
Millones de pesos 175,744 134,460 -23.5
Millones de pesos 1,198,670 1,262,700 53
Millones de pesos 53,424 56,243 5.6
Millones de pesos 869,670 904,055 4.0
Millones de pesos 738,724 778,350 5.4

Los valores corresponden a los montos liquidados y estan dados en pesos corrientes

(1) Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacion de las Zonas No Interconectadas

(2) Fondo de Energia Social

(3) Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacion de las Zonas Rurales Interconectadas
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1.11. DEL CARGO POR CAPACIDAD AL
CARGO POR CONFIABILIDAD

En el afo 2006 se dio un cambio al vencer la vigencia regulato-
ria de 10 anos del Cargo por Capacidad mediante la resolucion
CREG 071 de 2006, al Cargo por Confiabilidad. Se pasa de re-
munerar la capacidad instalada y disponible en el sistema a la capa-

cidad firme con garantfas a la demanda de esta firmeza.

A partir de diciembre de 2006, entrd en vigencia el nuevo es-
quema. Este nuevo esquema pretende introducir mecanismos
orientados a mercado mediante la implementacién de una subas-
ta de un producto denominado Energia Firme y se ha previsto un
Periodo de Transicion de 3 afnos entre 2007 y 2009, en el cual
el valor del Cargo por Confiabilidad serd de 13.045 US$/MWh.
Para participar en la subasta se dispuso que el Operador del Siste-
ma certifique la maxima Energfa Firme que cada generador podra

comprometer en la misma.

En la subasta propuesta concurrirfan los generadores con sus ofer-
tas de Energfa Firme. Por su parte, la demanda es representada
mediante una curva administrada definida por el Regulador, dicha
curva es similar a la propuesta para los mercados de PJM, NY vy
California en Norte América (California Public Utilities Comision,

2005 “Capacity Markets White Papers”).

El nuevo Cargo por Confiabilidad, ademés de disminuir los riesgos
para los generadores, actuara como mecanismo de cubrimiento
de precio a la demanda en el mercado spot. Para lo anterior el
Regulador definié un Precio de Escasez a partir del cual los gene-
radores con obligaciones de Energfa Firme cubren la demanda y
con lo cual el Regulador espera controlar posibles abusos de posi-

cién dominante por parte de los generadores en épocas criticas.

Finalmente, se prevé la creacion de un Mercado Secundario de
energfa firme donde los generadores pueden cubrir el riesgo de
corto plazo de no disponer de la Energfa Firme asignada. Adicio-

nalmente, se prevén otros mecanismos como la posibilidad de

desconexiones voluntarias de demanda, los generadores de Ulti-

ma instancia y la reasignacién de obligaciones mediante subastas.

Los agentes generadores recibiran diariamente la remuneracion
del Cargo por Confiabilidad, sujeto a que la disponibilidad horaria
promedio iguale o supere la capacidad efectiva del recurso afec-
tada por el indice de indisponibilidad considerado para el calculo
de la Energfa Firme. El precio al que se remunera el Cargo por
Confiabilidad es un promedio que para cada recurso refleja el
precio del Periodo de Transicién y el de cada una de las subastas

en las que tuvo asignacién de obligaciones de Energfa Firme.

De otra parte, los generadores con obligaciones de Energia Firme
se comprometen a generar diariamente dicho compromiso en la
barra de mercado. La barra de mercado es una barra hipotética
donde confluye toda la demanda y toda la oferta y que no con-
sidera los efectos de la red, corresponde a la barra del mercado
spot colombiano. Cuando el precio en esta barra supera el Precio
de Escasez la demanda paga este Ultimo precio y los generadores
que incumplen el compromiso de Energfa Firme son responsa-

bles de cubrir la diferencia con el precio de mercado spot.

Adicionalmente, la CREG previd un esquema de transicion entre
el Cargo por Capacidad anterior al nuevo Cargo por Confiabili-
dad, el cual se inicié el 1° de diciembre de 2006 y finalizara el 30
de noviembre de 2009 o del afio para el cual se realice la primera
Subasta de Obligaciones de Energia Firme. Durante la transicién,
la asignacion de cargo se hard a prorrata de la energfa firme de-
clarada por los generadores y el precio ha sido definido por el

regulador para este periodo.

En el 2006, se asignaron las Obligaciones de Energia Firme con
base en la reglamentacién de la CREG la cual fue de 52,543
GWh/afio distribuida en 25,430 GWh/afo para los recursos hi-

draulicos y de 27,1 13 GWh/afio para los recursos térmicos.

La primera subasta se realizaré el primer semestre de 2007, para

asignar obligaciones y derechos para el 2010.
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2. OFERTA DE ELECTRICIDAD

En Colombia se tiene una oferta de electricidad conformada prin-
cipalmente por centrales hidraulicas y térmicas a gas y carbdn,
con una participacion mayoritaria de las centrales hidraulicas. En
esta seccidn se presenta la evolucion de las variables asociadas a
la generacién de electricidad y la disponibilidad de los recursos

energéticos durante el afio 2006.
2.1 CAPACIDAD DE GENERACION

La capacidad efectiva neta del SIN a diciembre 31 de 2006 al-
canzd un valor de 13,277.2 MW, 71.3 MW menos que el ano
anterior. La capacidad hidraulica represento el 64.1% del total
de la capacidad efectiva del SIN, la térmica el 32.1% y menores y
cogeneradores el 3.8%. (Ver Tabla 4)

TABLA 4. CAPACIDAD EFECTIVA NETA (MW) 2006

Hidraulica 8,511.0 64.1 o
el

Térmica 4,262.0 32.1 o
>

Gas 3,562.0 3
Carbon 700.0 5

e

Menores 479.7 3.6 E
£

Hidraulica y térmica 461.3 2

>~

Edlica 18.4 £

8

Cogenerador 24.5 0.2 2
Tewsw w2 o
0

8

2

o

(0]

Con respecto a 2005, la capacidad efectiva neta del SIN dismi- é
nuy6 en un 0.5% debido principalmente a la disminucién de 91 :—E

MW en la capacidad de las plantas térmicas, 21 MW en las plantas

hidraulicas, compensada por un aumento en la capacidad instala-

da de las menores y cogeneradores de 40.7 MW.

La disminucién en el parque térmico fue causada fundamental-

mente por el retiro de la planta Cartagena 2 (53 MW) la cual se

espera se reincorpore al sistema a finales del 2007, la disminucién



Informe de Operacién del Sistema y Administracién del Mercado

de la capacidad efectiva neta de la planta Guajira 2 que pasé de
I51 MW en el 2005 a 125 en el 2006 (26 MW menos) y varia-
ciones en la capacidad de las plantas térmicas (12 MW menos):
Termocentro, Termoemcali, Termoyopal 2, Central Cartagena,
Paipa y Palenque 3. Por su parte, la reduccion en 21 MW de la
capacidad efectiva neta de las plantas hidraulicas con respecto al
2005 se debid al paso de la planta Rio Mayo a ser no despachada
centralmente a partir del primero de diciembre de 2006 (su ca-
pacidad pasé a 19.8 MW).

Finalmente, el aumento en la capacidad de menores y cogene-
radores estuvo dado principalmente por el ingreso de la planta
menor Calderas (19.9 MW) y el paso de la Unica central edlica
del SIN, Jepirachi, de 9.8 MW a 8.4 MW a partir de diciembre
de 2006.

Por agente administrador, la mayor participacién la tiene EPM
con el 19.7%, seguido de Emgesa con el 16.7%, Isagen con el
15.9%, Corelca con el 9.9%, EPSA con el 8.2%, Chivor con el
7.5% y el 22.3% restante esta repartido entre 24 agentes.

En la Tabla 5 se muestra la capacidad efectiva neta de las plantas

hidraulicas y térmicas a diciembre 3| de 2006.

Con respecto a las interconexiones internacionales la capacidad
méaxima de importacién y exportacién permanecieron iguales,
disponiéndose actualmente de 420 MW para importacion (205
MW desde Venezuela y 215 MW desde Ecuador) y 621 MW
para exportacion (336 MW hacia Venezuela y 285 MW hacia

Ecuador).

TABLA 5. CAPACIDAD EFECTIVA NETA POR PLANTA (MW) 2006

Alban 439.0
Betania 540.0
Calima 132.0
Chivor 1,000.0
Esmeralda 30.0
Guatapé 560.0
Guatron 512.0
Guavio 1,150.0
Jaguas 170.0
La Tasajera 306.0
Miel 396.0
Pagua 600.0
Playas 201.0
Porce Il 405.0
Prado 45.0
Prado IV 5.0
Riogrande | 25.0
Salvajina 285.0
San Carlos 1,240.0
San Francisco 135.0
Urra 335.0

Total plantas hidraulicas 8,511.0

Barranquilla 127.0
Central Cartagena 127.0
Flores 447.0
Guajira 276.0
Meriléctrica 169.0
Paipa 321.0
Palenque 3 13.0
Proeléctrica 90.0
Tasajero 155.0
Tebsa 750.0
Termocandelaria 314.0
Termocentro 280.0
Termodorada 51.0
Termoemcali 229.0
Termosierra 455.0
Termovalle 205.0
Termoyopal 29.0
Zipa 224.0

4,262.0

Total plantas térmicas

Total plantas menores térmicas

Total cogeneradores



2.2 PRODUCCION DE ELECTRICIDAD

La generacién total del Sistema fue 52,340.1 GWh, de los cua-
les el 77% fue generado con plantas hidraulicas, el 18.1% con
unidades térmicas (13.2% con a gas y 4.9% a carbdn) y el 4.9%

con generacion de plantas menores, cogeneradores y edlica (Ver

El 61% de la generacién total del Sistema estuvo representada
por las siguientes plantas: Guavio (6,110.8, 11.7%), San Carlos
(5,929.9 GWh, 11.3%), Chivor (4,714.2 GWh, 9.0%), Tebsa
(4,164.7 GWh, 8.0%), Pagua (3,307.2 GWh, 6.3%), Guatapé
(2,823.2 GWh, 5.4%), Guatron (2,618.6 GWh, 5.0%), Betania
(2,204.8 GWh, 4.2%).

Tabla 6 y Gréfica 5).

Con respecto a 2005 la generacion hidraulica aumentd en un

L, GRAFICA 5. COMPOSICION DE LA GENERACION % (2006
3.3% y la generacion térmica en un 2.8%. Se destaca que en (2000

2006 se presentd la maxima generacion térmica de los Gltimos
cinco afos el |5 de octubre con 49.4 GWh superado solo por el

presentado el |3 de marzo de 2001 cuando se tuvo una genera-

., P .. . W Hidraulica 77.0%
cidn térmica de 53.8 GWh. Asi mismo sobresale el incremento

en la generacién de las plantas a carbén la cual aumentd en un B Térmica gas 13.2%

24.1% con respecto a 2005 mientras que la generacién de las

L , M Térmica carbon 4.9%
plantas a gas disminuyé en un 3.4%. °

Menores

. ’ . 0
Las unidades térmicas que presentaron mayor aumento con res- y cogeneradores 4.9%

pecto al afo anterior fueron: Paipa 3 (1 15.2%), Zipa 2, 3, 4y
5 (107.2%) y Termoyopal | (103.1%). De otro lado, algunas

unidades térmicas que disminuyeron fueron: Central Cartagena
| (-86.5%), Termodorada (-77.3%), Termosierra (-72.9%) y Pa-
lenque 3 (-59.5%).

TABLA 6. GENERACION DE ENERGIA (GWh) 2006
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Hidraulica 3,405.8| 3,249.0| 3,235.3| 3,249.0| 3,428.3| 3,464.5| 3,645.7| 3,513.6| 3,188.4 | 3,198.3| 3,246.3 | 3,464.5| 40,288.8
Térmica 652.7| 598.0/ 9541 6809 7024 561.5| 584.6| 790.0 1,054.8| 1,168.5, 921.7 804.6 9,474.0
Gas 334.1 375.8 692.6 572.6 566.8 431.6 404.7 609.5 711.2 898.8 7411 547.2| 6,886.0
Carbon 318.6 222.2 261.6 108.4 135.6 129.9 180.0 180.5 343.5 269.6 180.6 257.4| 2,588.0
Menores 186.0 165.8 201.9 220.4 2254 226.6 218.4 188.5 181.7 197.2 233.1 238.1| 2,483.2
Hidraulica y térmica 181.0 169.7 194.7 2154 220.0 220.6 210.6 182.3 177.0 194.9 2301 234.0| 2,420.2
Eodlica 5.0 6.2 7.2 5.0 5.4 6.0 7.8 6.2 4.8 2.3 3.0 4.1 63.0
Cogeneradores 8.1 8.6 8.0 6.3 8.1 74 8.1 8.5 9.4 8.6 71 5.9 94.1
Total generacion SIN | 4,252.7 | 4,021.4| 4,399.3 | 4,156.7 | 4,364.2| 4,260.0 4,456.9| 4,500.6 | 4,434.3| 4,572.6| 4,408.2| 4,513.1 52,340.1
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2.3 DISPONIBILIDAD DE GENERACION

La disponibilidad total promedio dia para todas las plantas del SIN
fue de 1'1,782.6 MW, inferioren | I .1 MW que la registrada en
el afio anterior disminuyendo en un 0.9% (Ver Tabla 7). Aunque
en todos los meses se presentaron valores muy similares, octu-
bre y noviembre fueron los que presentaron una disponibilidad

menor que la de los correspondientes meses del afio 2005.

Las plantas hidraulicas presentaron una disponibilidad prome-
dio dia de 7,595.9 MW, equivalente al 89.1% de la capacidad
efectiva neta promedio, las térmicas registraron el 90.8% de su
capacidad y las menores, cogeneradores el 57.1% y el 50.6%
respectivamente. Sobresale el incremento del 6.9% en la dispo-
nibilidad promedio de las plantas menores con respecto al afio

anterior.

En Tabla 8 se muestra el factor de utilizacion de las plantas del
SIN. En 2006 el factor de utilizacién de las plantas del SIN au-
mentd en un 4.4% con respecto a 2005, resaltdndose el creci-
miento de este factor principalmente en las plantas térmicas a
carbdn, las cuales aumentaron en un 25.2% su factor de utiliza-
cién con respecto al aflo 2005 mientras que las plantas térmicas

a gas disminuyeron en un 2.5% con relacion al afio anterior; para

TABLA 7. DISPONIBILIDAD PROMEDIO DIA (MW) 2006

Hidraulica

Gas 3,297.0| 3,405.7| 3,452.0| 3,330.8| 3,453.1| 3,237.7

Carbén 689.9 691.2 691.6 692.7 660.1 692.8
Menores 225.8 211.6 2448 256.5 2415 239.8

Hidraulica y

térmica 220.8 203.6 235.7 248.6 234.6 232.9

Edlica 5.0 8.0 9.2 7.9 6.9 6.9

un incremento total del factor de utilizacién del parque térmico
del 4.3% con respecto al 2005. Las plantas que presentaron
mayor factor de utilizacion fueron las menores, cogeneradores y

las plantas Playas, Prado IV, Esmeralda y Termoyopal 2.

2.4 IMPORTACIONES
Y EXPORTACIONES DE ELECTRICIDAD

En 2006, Colombia importé desde Venezuela 27.0 GWh, todo
por el enlace de Cuestecitas — Cuatricentenario 230 kV y desde
Ecuador 1.0 GWh, la mayorfa (95.7%) por el enlace de Pomasqui
- Jamondino 230 kV. Con respecto al afio anterior las importacio-

nes disminuyeron en 23.9%.

De otro lado, Colombia exporté a Ecuador 1,608.6 GWh (el
99.6% se realizd por el enlace Pomasqui - Jamondino 230 kV),
con un decremento del 8.5% frente a lo exportado en 2005. (Ver
Tabla 9y Gréfica 6).

En los dltimos 3 afnos el porcentaje de utilizacién de la interco-
nexion Colombia-Ecuador ha sido igual o superior al 80% vy la
disponibilidad de la misma ha estado muy cercana al 100% (Ver
Gréfica 7).

8,182.1| 7,779.2| 7,737.0| 7,791.1| 7,848.1| 7,486.2| 7,304.7| 7,244.8| 7,156.0| 7,191.9| 7,561.1| 7,874.2

3,383.6| 3,333.7| 3,097.1| 3,068.0( 3,022.9| 3,192.2| 3,272.9
671.5 675.8 655.4 516.4 546.6 613.5 649.5
269.7 276.7 261.9 252.3 285.4 278.4 254.0
260.3 269.5 256.1 246.3 281.3 2723 2471

9.4 7.2 5.8 6.0 4.1 6.1 6.9

Disponibilidad

promedio total 7 e

12,100.5|12,136.2 | 12,079.8 | 12,213.6

11,666.7

11,640.5 | 11,541.5| 11,182.0 | 11,038.8 | 11,424.9 | 11,966.3 | 11,782.6




TABLA 8. FACTOR DE UTILIZACION 2006

Hidraulica 0.5365| 0.5667 | 0.5097 | 0.5289 | 0.5401 | 0.5640| 0.5743 0.5535 0.5038 0.5471

Gas 0.1227| 0.1529| 0.2544| 02173 | 0.2082| 0.1662| 0.1508| 0.2272| 0.2739| 0.3350 | 0.2854| 0.2065| 0.2167
Carbon 0.6171| 0.4764| 0.5073| 0.2172| 0.2630 | 0.2604| 0.3490| 0.3501| 0.6885| 0.5230| 0.3620| 0.4943| 0.4257
Menores 05890 | 0.5813| 0.6270| 0.7073| 0.7000 | 0.6951| 0.6483| 0.5596| 0.5575| 0.5854 | 0.7150| 0.6672| 0.6361
Hidraulicay 06419 | 0.6458| 0.6766| 0.7226| 0.7249| 0.7020| 0.6941| 0.6463| 0.6457 | 0.6626| 0.7462| 0.7290| 0.6865
Eolica 0.6899 | 0.9383| 0.9921| 0.7123| 0.7388 | 0.8542| 1.0645| 0.8501| 0.6779| 0.3140| 0.4241| 0.2974| 0.7128
Cogeneradores | 0.5583 | 0.6533 | 0.5522| 0.4466 | 0.5573| 0.5263| 0.5605| 0.5877| 0.6194| 0.5508| 0.4647 | 0.3220| 0.5333

GRAFICA 6. EVOLUCION INTERCONEXIONES INTERNACIONALES
TABLA9 INTERCONEXIONES INTERNACIONALES GWh 2006

GWh
200 TIE
S 180
adafe - Zulia 1
@ 160
Venezuela 115 KV 0.00 0.00 o
Corozo - San Mateo 1
Venezuela 230 KV 0.00 0.00 0.00 120
Cuestecitas - Cuatri- 100
Venezuela centenario 1 230 kV 27.02 0.00 27.02 o
Tulcén - Panamericana
Ecuador 1138 KV 0.05 5.53 -5.48 60
Pomasqui - Jamondino 40
Ecuador 230 KV 1.02| 1,603.10| -1,602.1 20
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(1): El signo negativo significa mayor flujo exportador que importador. B Ecuador m Venezuela

(2): Frontera de importacién inactiva desde el afio 2001.

GRAFICA 7. PORCENTAJE DE DISPONIBILIDAD Y DE UTILIZACION
DE LA INTERCONEXION CON ECUADOR
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MW y desde los 8,600 MW hasta los 10,500 MW. En los interva- 80
los restantes los precios de 2006 fueron superiores a los de 2005. 60
Para la curva de oferta de 2006, los precios de oferta superiores 0
a 100 $/kWh correspondieron a una disponibilidad acumulada

20

mayor a 8,100 MW.

2003 2004 2005 2006
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GRAFICA 8. CURVA DE OFERTA PROMEDIO PERIODO 20
DE 2006 Y 2005
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En la Gréfica 9 se muestran los precios de oferta promedio hi-
dréulico y térmico. El precio de oferta promedio para las plantas
hidréulicas en 2006 fue de 95.1 $/kWh mientras que para las tér-
micas fue de 321.3 $/kWh. A partir de julio de 2006 se observa
una evolucién ascendente de los precios de oferta hidraulico, con
una ligera disminucién en noviembre, siendo septiembre, octubre
y diciembre los meses con los méaximos precios, cercanos a los
145 $/kWh. Con respecto a 2005 los precios de oferta hidraulico

y térmico aumentaron en un 13.7% vy 6.0% respectivamente.
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La Tabla 10 presenta los porcentajes del nimero de veces que las
plantas hidraulicas y térmicas determinaron el precio de Bolsa. En
2006, las plantas hidraulicas marcaron el precio de Bolsa el 92.1%
de las veces, mientras las térmicas el restante 7.9%, con mayor
participacion en agosto, cuando alcanzaron el 16.6% y menor
participacion en abril y mayo cuando solamente marcaron el pre-
cio de Bolsa el 2.9% y 3.3% de las veces respectivamente.

TABLA 10. DETERMINACION DEL PRECIO
DE BOLSA POR TIPO DE RECURSO EN 2006

Enero 94.6 54
Febrero 95.1 4.9
Marzo 94.9 5.1
Abril 97.1 2.9
Mayo 96.7 3.3
Junio 94.9 5.1
Julio 86.0 14.0
Agosto 83.4 16.6
Septiembre 88.7 11.3
Octubre 89.3 10.7
Noviembre 90.8 9.2
Diciembre 93.7 6.3

En cuanto a la frecuencia con la cual las centrales de generacidon
marcaron el precio de Bolsa, la Gréafica |0 presenta los porcenta-
jes de participacion durante 2006, asi como la comparacion con
2005. Enla misma Gréfica se aprecia que las centrales San Carlos
y Guavio permanecen en el primero y segundo lugar, las mismas
posiciones de 2005, aunque con una disminucién importante
en el nimero de veces que marcaron el precio, especialmente
la central San Carlos. Betania, que tenfa la séptima posicion en
2005, pasa a la quinta y La Tasajera que estaba en la novena po-
sicién pasa a la undécima. En 2006 la posicién tercera a quinta las
ocupan la central Chivor, la cadena Guatron y la central Betania,

respectivamente.



GRAFICA 10. PLANTAS QUE MARCARON EL PRECIO DE BOLSA
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2.6 RECURSO HiDRICO
2.6.1 Situacién hidroclimatica

De acuerdo con los andlisis y reportes de agencias climdticas in-
ternacionales, a comienzos de 2006 ciertas variables climaticas y
ocednicas, mostraron indicios suficientes como para pensar que
podrfa desarrollarse un evento climatico calido en el Pacffico tro-
pical (EI Nifo), aln de fortaleza desconocida. Este evento fue
catalogado como de intensidad moderada a débil y su impacto
en la hidrologia de las cuencas hidrogréficas asociadas al sector
eléctrico colombiano, ha sido muy particular, en comparacién con

lo registrado histéricamente.

Por otro lado, el calentamiento del Pacifico tropical, en opinién
de algunos investigadores, incidié en el comportamiento de la
temporada de huracanes en el Atlantico durante 2006. Asi, dicha
temporada fue menos activa de lo esperado; tanto, que se requi-

rié su revaluaciéon hacia el segundo semestre.

Al mismo tiempo y a medida que transcurrié 2006, el calenta-
miento superficial en el Pacffico -expresado en anomalias de la
temperatura superficial del mar o TSM, en °C-, fue creciendo en
intensidad en cada una de las regiones Nifio en las que se divide

el Pacffico tropical (Ver Gréfica | 1).

GRAFICA 11. EVOLUCION DE LAS ANOMALIAS DE LA TSM
EN LAS DIFERENTES REGIONES EL NINO.
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Nota: Las regiones El Nifio se muestran en el panel inferior.

La Gréfica || permite también apreciar la evolucion del calen-
tamiento anémalo y el tiempo de llegada a cada subregion del
pacifico ecuatorial, que se da en direccién oeste-este (primero en
la regién Nifio 4 y por Ultimo frente a las costas sudamericanas,

o region Nifio | +2).

De acuerdo con la National Oceanic and Atmospheric Adminis-
tration -NOAA-, desde febrero de 2006, el contenido de calor
de las capas superiores del océano en toda la cuenca del Pacifico
tropical se fue incrementando y desde el inicio de abril 2006 se

observaron anomalias positivas (Ver Gréfica |2).

o
hel
©
|9}
I~
(9]
>
©
©
C
0
Q
©
e
5
v
c
€
o
<<
>~
©
IS
Q
g
ke
w
©
o
C
0
Q
©
I
(9]
S
(0]
o
[}
€
=
kel
£




Informe de Operacién del Sistema y Administracién del Mercado

El contenido de calor de las capas superiores del océano desde
abril 2006 ha sido modulado por ondas ocednicas Kelvin, aso-
ciadas con variaciones en la intensidad de los vientos del este en
niveles bajos sobre el Ecuador, las cuales estan en parte vinculadas
por la actividad de la oscilacién Madden-Julian (MJO). Cuatro dis-
tintas ondas de Kelvin se presentaron durante los Ultimos nueve

meses de 2006 (Ver Gréfica 13).

GRAFICA 12. ANOMALIAS DEL CONTENIDO DE CALOR DE LAS
CAPAS SUPERFICIALES DEL PACIFICO TROPICAL
ECUATORIAL

EQ. Upper-Ocean Heat Anoms. (deg C) for 180-100W
1.5
1.2
0.9
0.6
0.3

-0.3
-0.6
-0.9
-1.2

Feb Mar Abr May Jun Jul Ago Sep Oct Nov Dic
2006

Fuente CPC - NCEP

La Gréfica 13 muestra en su base la longitud geografica, corres-
pondiendo el extremo derecho a las costas sudamericanas. Las
ondas ocednicas de Kelvin, iniciadas por cambios en la fuerza de
los vientos de superficie, se propagan hacia el este (de izquierda
a derecha) en el tiempo. La parte delantera de la onda de Kelvin
se caracteriza por corrientes descendentes (downwelling) y reca-
lentamiento de las capas del océano préximas a la superficie. La
parte trasera de dicha onda se caracteriza por la aparicién (upwe-
lling) de aguas profundas y enfriamiento superficial. Las lineas dia-
gonales a trazos, observadas en la Gréfica |3, indican la fase calida

de cuatro ondas distintas de Kelvin desde abril de 2006.

La Gréfica |3 muestra también lo que en opinién de la NOAA
fueron condiciones débiles tipo La Nifia, desarrolladas a finales
de 2005 y que continuaron hasta marzo-abril de 2006. Durante
estos meses, el contenido superficial de calor aumentd, en tanto

que las condiciones La Nifa se debilitaron y se dio paso a condi-

GRAFICA 13. EVOLUCION ESPACIO-TEMPORAL DE LAS ANOMALIAS
DE CALOR (°C) EN LA CAPA SUPERIOR DEL OCEANO
(300 m DE ESPESOR) A LO LARGO DE LA LINEA ECUATORIAL

EQ. Upper-Ocean Heat Anoms. (deg C)
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Fuente CPC - NCEP

ciones ENSO — neutrales. Por su parte, el calentamiento a todo
lo ancho de la cuenca del Pacffico, entre abril y septiembre, es
algo que generalmente ocurre antes y durante la fase inicial de El
Nifio. La variabilidad mes a mes en el contenido de calor durante
los Ultimos 6 a 9 meses se debe a la actividad de las ondas Kelvin,
como ya se menciond arriba. Por su parte, para el océano Atlan-
tico y en particular el golfo de México, las aguas de aquel han

estado mas calientes de lo normal por més de un afio.

En relacién con los indices climaticos utilizados para evaluar la in-
teraccién océano-atmodsfera en el Pacffico tropical, la Gréfica 14
presenta una comparacion entre la evolucién del indice Multiva-
riado del ENOS -IME- este indice en los Ultimos dos anos y la
registrada durante los siete eventos El Nifio mas fuertes conside-

rados desde 1950.



GRAFICA 14. COMPARACION DEL iNDICE MULTIVARIADO DEL ENOS
CONDICION ACTUAL VS. LOS SIETE EVENTOS
EL NINO MAS FUERTES DESDE 1950
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Como puede verse, desde el segundo bimestre de 2006 este indice
ha venido creciendo de manera ininterrumpida, alcanzando su pico
en octubre-noviembre. Sin embargo, el Ultimo valor de 2006 ha
quebrado la tendencia, situdndose ligeramente por debajo del umbral
establecido para un evento moderado, en esta temporada del afio.

2.6.2 Aportes hidricos

En 2006 los rios asociados al SIN presentaron aportes que al-

canzaron a nivel agregado el 108.1% de los valores medios his-

téricos, siendo superiores en aproximadamente un 5% al valor
alcanzado durante 2005 (93.9%).

La Gréfica |5 muestra la evolucion de los aportes totales del SIN
durante el periodo enero de 2001 a diciembre de 2006. Se observa
en la evolucion de los Ultimos cuatro afios, como gran parte de los
meses de 2003 mantuvieron una persistencia en valores inferiores
a los promedios histéricos, caracterizando el afio 2003 como par-
cialmente deficitario. Por otro lado 2004 y en particular 2005, con
valores un poco inferiores a los promedios, pueden ser catalogados

en forma general como afios con aportes hidricos promedios.

Para el caso particular de 2006, se observé un primer semestre con
aportes energéticos normales o por encima de los promedios histéri-
cos, consistente con lo que la NOAA denominé un “evento La Nifia
débil". El agregado energético para los meses marzo a mayo fue de

148.0%, 153.2% 'y 134.7% en relacién con la media historica.

En contraste con lo anterior, el comienzo de la segunda mitad del
afo (julio a septiembre) fue deficitario, lo cual hacfa suponer que
el comportamiento hidroldgico, estarfa acorde con los eventos El
Nifo anteriores. Las menores contribuciones energéticas -expre-
sadas en porcentaje de la media- se dieron precisamente para estos

meses (88.0%, 76.1% y 78.1%, respectivamente; ver Tabla | 1).

GRAFICA 15. EVOLUCION APORTES HIDRICOS AL SIN
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TABLA 11. APORTES HIDRICOS 2006 TABLA 12. APORTES ENERGETICOS INDIVIDUALES Y POR REGION
Antioquia A. San Lorenzo (1) 2,950.7 104.2 2,833.0
Enero 2,363.8 106.1 2,228.3
Concepcion 639.4 102.6 623.3
Febrero 1,828.3 97.3 1,878.2 Desv. EPM (2) 684.1 73.3 933.9
Marzo 3,460.1 148.0 2,338.6 Grande 3,079.4 103.8 2,968.0
Abril 5,387.1 153.2 3,516.9 Guadalupe 1,890.5 103.6 1,824.7
Guatapé 2,102.1 114.9 1,829.5
Mayo 6,873.4 134.7 5,103.5
Miel 1 1,410.9 121.8 1,158.3
Junio 6.119.2 147 5334.9 Nare (3) 6,329.2 1021 | 6,201.7
Julio 4,811.2 88.0 5,465.6 Porce Il 1,867.4 136.9 1,363.8
Agosto 3.640.5 76.1 47814 San Carlos 1,236.2 110.7 1,116.8
. Tenche 408.8 113.0 361.9
Septiembre 3,258.7 78.1 4172.7
Total Region 22,598.7 106.5 | 21,214.9
Octubre 4.834.9 1028 47018 Caribe Sind Urra 1,358.6 98.8| 13745
Noviembre 5,159.4 114.6 4,503.9 Total Region 1,358.6 98.8 1,374.5
Diciembre 3,387.7 104.3 32485 Centro Bogota N.R. 5,830.3 139.6 4177.6
Magdalena Betania 2,517.6 108.5 2,321.4
Total 51,124.3 108.1 47,274.4
Prado 257.6 118.7 217.0
Total Region 8,605.5 128.1 6,715.9
Sin embargo, esta situacién cambié abruptamente a finales del Oriente Bata (4) 5,566.0 1150 | 4.838.9
B L. . Blanco 0.0 0.0 244.6
afio con aportes energéticos agregados normales o por encima
Chuza 1,727.2 87.6 1,972.3
de la media. Ademas los periodos invernales de la regién andina Guavio 6.291.0 995 | 6,322.1
(abril-mayo y octubre -noviembre) se han caracterizado por cau- Total Region 13,584.3 101.5 | 13,377.9
Rios .
dales en exceso. Elstimados Otros rios (5) 1,523.6 112.3 1,356.7
Total 1,523.6 112.3 1,356.7
) L Valle Alto Anchicaya 1,802.6 106.1 1,698.2
La Tabla I'| presenta el comportamiento de los aportes energéti- i
Calima 258.7 128.0 2021
cos mensuales, expresados en energfa y porcentaje de la media. Cauca Salvajina 1,107.2 103.9| 10654
La Ultima columna de esta tabla presenta como referencia, el va- Digua 162.8 97.6 166.8
lor medio mensual. Florida Il 122.2 119.8 102.0
Total Region 3,453.5 106.8 3,234.5
TOTAL SIN 51,124.3 108.1 | 47,2744

En resumen, 2006 sélo tuvo cuatro meses con caudales agrega-

dos inferiores a los promedios histricos: febrero y julio a sep-
(1): Aportes netos a partir de la presa de Santa Rita hasta el embalse de San

tiembre, en tanto que para los demas los aportes hidrolégicos Lorenzo.
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agregados fueron normales o por encima de la media. Todo esto (2): Corresponde al total de aportes desviados desde los rios Nechi, Pajarito y
Dolores.
. . [¢)
contribuy® a que el valor agregado anual fuera de 108.1% de la (3): El real en GWh corresponde a las afluencias netas al embalse del Pefiol,

media, lo que en energia corresponde a5l , 124.3 GWh al afio. sin corregir por las intervenciones que hay sobre la cuenca.

(4): Incluye aportes por desviaciones Tunjita+Rucio+Negro en los meses
que estuvieron activas.
(5): Incluye los rios San Francisco, Campoalegre, Estrella, Faguacampoalegre,

Los aportes acumulados por regiones se presentan en la Tabla 12.
Chinchina, Quebradona y Rio Mayo.

El valor mas bajo (aunque en términos generales deberfa consi-

derarse normal, 98.8% de la media) fue para la regidn Caribe,




representada por la serie Urrd. Las demds regiones tuvieron un
comportamiento con valores por encima de los promedios histo-
ricos: Antioquia con 106.5%, Centro con 128.1%, Oriente con
101.5% y Valle con 106.8% de la media.

Individualmente, la serie mas deficitaria durante 2006 fue Chuza
(87.6%), en tanto que aquellas con mayores aportes porcentua-
les fueron Bogotd N.R. (139.6%) y Porce Il (136.9%), con cau-

dales arriba de 130% de la media.
2.6.3. Reservas hidricas
La evolucidon de las reservas hidricas Utiles (volumen (til diario se-

gun lo dispuesto en el Acuerdo No. 294 del CNO) durante el afio

2006 (ver Tabla 13), estuvo acorde con el comportamiento de los

TABLA 13. EVOLUCION RESERVAS HIDRICAS 2006.

aportes. Es decir, presentd un decrecimiento durante el verano
(primeros tres meses del afio) y a partir de abril con el inicio de la
primera etapa invernal de la regién Andina empezd su recupera-
cion gradual, aunque acelerdndose durante los meses de mayo y
junio, con un pico en julio (82.2% de las reservas Utiles). Posterior-
mente, en concordancia con los aportes deficitarios de comienzos
del segundo semestre de 2006, estas reservas disminuyeron hasta
el 77.7% a finales de septiembre, pero volvieron a recuperarse

para alcanzar el valor maximo anual en noviembre (87.1%).

Al finalizar el afo, las reservas Utiles del Sistema, se situaron en el
83.9% (12,611.7 GWh) de su capacidad dtil (15,032.0 GWh),
también se observa la reduccién de la capacidad Util de todo el
sistema, que desciende de 15,131.2 GWh a 15,032.0 GWh.

Esto se debid a la actualizacion -a fines del afno- del factor de

s
Enero 10,434.5 69.0 15,131.2 11,419.7 70.9 16,116.4 3,245.9 3,130.6 §
Febrero 8,621.3 57.0 15,131.2 9,606.5 59.6 16,116.4 2,4359 2,288.8 E;
Marzo 8,210.6 54.3 15,131.2 9,195.8 571 16,116.4 1,766.6 1,608.5 E
Abril 9,275.5 61.3 15,131.2 10,260.6 63.7 16,116.4 1,783.0 1,578.6 é
Mayo 11,116.3 73.5 15,131.2 12,101.5 751 16,116.4 1,958.3 1,815.2 <‘>(;\
Junio 12,188.1 80.5 15,131.2 13,173.3 81.7 16,116.4 2,543.5 2,429.7 &i
Julio 12,430.4 82.2 15,131.2 13,415.6 83.2 16,116.4 3,072.0 2,983.4 g
Agosto 12,143.7 80.3 15,131.2 13,128.9 81.5 16,116.4 3,452.4 3,382.6 '\g
Septiembre 11,758.5 7.7 15,131.2 12,743.7 791 16,116.4 3,706.5 3,654.9 gl
Octubre 12,618.0 83.4 15,131.2 13,603.2 84.4 16,116.4 3,933.9 3,909.6 §
Noviembre 13,176.7 87.1 15,131.2 14,161.9 87.9 16,116.4 4,334.8 4,293.8 é
Diciembre 12,611.7 83.9 15,032.0 13,584.0 84.9 16,004.3 3,924.2 3,818.9

(1) Valores tomados el Gltimo dia del mes

(2) Volumen dtil diario: Volumen almacenado por encima del nivel minimo técnico (segtin Acuerdo No. 294 de CNO - entr6 en vigencia el 11 de julio de 2004)
(3) Porcentaje con respecto a la capacidad util del embalse.

(4) Corresponde al volumen util del embalse, que se define como el volumen almacenado entre el nivel minimo técnico y el nivel maximo.

(5) Volumen almacenado por encima del nivel minimo fisico.

(6) Porcentaje con respecto al volumen maximo técnico.

(7) Volumen almacenado en el embalse por encima del nivel minimo fisico y equivale a la suma del volumen minimo técnico y el volumen util.
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conversién de las plantas hidraulicas, cuyo Ultimo valor fue repor-
tado para el célculo del cargo de la energfa firme del cargo por

confiabilidad 2006.

La Gréfica |6 permite observar la evolucion estacional de las reservas
almacenadas en el embalse Util del Sistema colombiano, expresadas
en energla. Como referencia se presentan también la capacidad to-

tal, el volumen minimo técnico y los minimos operativos.

Alfinalizar el afio 2006, las regiones con mayores reservas hidricas
frente a su volumen Util fueron: Antioquia con 94.7% (5,071.2
GWh), seguida de Caribe con 93.8% (144.0 GWh), Oriente con
78.2% (3,408.3 GWh), Centro con 77.4% (3,673.7 GWh) y
Valle con 75.2% (3 14.5 GWh).

En relacién con los vertimientos, en 2006 estos totalizaron
(3,029.7 GWh); muy por encima del valor registrado para 2005
(927.6 GWh), pero comparable al de 2004 (3,245.1 GWh).

La Gréfica |7 presenta la distribucién de los vertimientos mensuales
en 2005 y 2006, los cuales se desagregan a nivel de regiones. La

mayorfa de los vertimientos (igual a lo registrado durante 2005) se

GRAFICA 17. VERTIMIENTOS
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concentraron en la regién Centro con el 77.0% del total vertido en
el SIN (en 2005 fue del 87.1%), destacandose los meses de mayo,
junio, julio y noviembre. La regién Antioquia vertio el 14.0% del

total, Oriente el 9.0% vy las regiones Caribe y Valle no vertieron.

2.7. GAS!'

2.7.1. Reservas

| Informacién suministrada por: Agencia Nacional de Hidrocarburos -ANH-, Empresa Colombia-
na de Petréleo -Ecopetrol-, UPME, MME.

GRAFICA 16. EVOLUCION DE LAS RESERVAS HIDRICAS
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Colombia tiene reservas probadas de gas que a ascienden a
3,996 GPC, las cuales se estiman que puedan satisfacer la de-
manda interna durante la presente década y desarrollar proyectos

de exportaciéon moderados.

Con respecto a la expansion de las reservas existentes en el pafs,
el Gobierno Nacional, mediante la Agencia Nacional de Hidro-
carburos ha desarrollado un programa exhaustivo para la explo-
racion de nuevas reservas que permitan generar excedentes para
exportar. Durante el afio 2006 se firmaron 44 nuevos contratos

para exploracion y explotacion de hidrocarburos.

2.7.2 Coberturay transporte

A diciembre de 2006, mas de 4 millones de usuarios utilizan gas
en sus residencias. Se han convertido 147,810 vehiculos a Gas
Natural Vehicular. El Programa Gas Licuado de Petréleo -GLP-

rural beneficia cerca de 200 mil usuarios.

Con inversiones por US$ 175 millones y con la entrada en ope-
racién de los tres nuevos pozos perforados en la Plataforma Chu-
chupa B en la Guajira, se alcanzé un incremento en el suministro

de gas natural de 100 MPCD.

327,000 nuevos usuarios de gas natural seran conectados en 13
departamentos del pais gracias a la inversién de $55,400 millones
recaudados mediante el Fondo Especial Cuota de Fomento. Di-
cho Fondo fue creado mediante el Articulo |5 de la Ley 401, el
cual ordena la creacién de un Fondo Especial cuyos recursos pro-
vienen de la Cuota de Fomento que se cobra sobre el valor de la
tarifa de transporte, para la promocién y cofinanciacion de pro-
yectos dirigidos al desarrollo de infraestructura para el uso del gas
natural en aquellos municipios y sectores rurales que se encuen-
tren dentro del drea de influencia de los gasoductos troncales y

que tengan el mayor indice de necesidades basicas insatisfechas.

En la Tabla 14 se presenta el nimero de usuarios de gas natural

en el pafs a octubre 3| de 2006.

Un hecho destacado en el transporte de gas, es la venta de la
empresa Ecogas a la Empresa de Energla de Bogota, la cual fue

adquirida por 3.25 billones de pesos. Este es el negocio mas
TABLA 14. COBERTURA GAS NATURAL 2006

Residenciales 3,822,685
Comerciales 58,215
Industriales 2,877
Gas Natural Vehicular 168,064
Municipios atendidos 408

grande realizado por el gobierno en el proceso de venta de sus
empresas. Ecogas se transformara en la Transportadora de Gas

del Interior -T.G.I.-.

GRAFICA 18. SISTEMA DE GAS NATURAL
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La red nacional de transporte de gas natural, estd compuesta por
los sistemas de la Costa Atlantica, del Centro y del interior (Ver

Gréfica 18).

2.7.3. Consumo de gas y el sector eléctrico

El consumo de gas en el pais de enero a octubre de 2006 fue de
642 MPCD, de los cuales la Costa Atlantica participa con un 50%,
el interior del pais con un 48% y la Zona Oriente con un 2%.
El comportamiento de consumo de gas en forma sectorial, ha

sefialado al sector industrial como el mayor demandante seguido

GRAFICA 19. CONSUMO DE GAS 2006
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de la generacidn termoeléctrica, asi como su uso doméstico. El
sector doméstico y de GNV, ha mostrado un dinamismo impor-
tante en los Ultimos dos afios, en especial al interior del pais. (Ver
Gréfica 19).

2.7.4. Perspectiva para los préximos anos

En los Ultimos afios se ha visto una marcada tendencia hacia el
consumo masivo de gas natural tanto de parte de los paises indus-
trializados como de los paises en via de desarrollo. El crecimiento

del mercado de gas natural es estimulado por el descubrimiento

de nuevas reservas, los avances tecnoldgicos en materia de ex-
ploracién, explotaciéon y usos del recurso y ademas por el creci-
miento de la conciencia mundial en relacién con el cuidado del

medio ambiente.

Actualmente Colombia cuenta con una capacidad de produccién
de 850 MPCD vy se espera que en 2009 esta capacidad aumen-
te a 1,050 MPCD. De acuerdo con la informacién existente se
estima que en caso de una emergencia existirfa un déficit de gas
durante 2007 y 2008 debido a que la brecha entre la oferta y la

demanda de gas se encuentra muy ajustada.

Para evitar esto se tiene prevista la interconexién con Venezuela
y luego con Panama. Ecuador representa también un mercado

posible de exportacion.

Con respecto al gasoducto Colombo — Venezolano (capacidad
500 MPCD) se espera que esté culminado en junio de 2007 e
inicialmente Colombia exportaria una base de 150 MPCD por
un periodo de 8 afos y luego se importaria gas de Venezuela.
En los andlisis de largo plazo no se tiene en cuenta la demanda
adicional de estos contratos debido a que en un principio seria

interrumpibles.

La conexion gasifera a Panama serfa el paso siguiente al proyecto a
Venezuela y estarfa alimentada en un principio por gas colombia-
no y posteriormente por gas venezolano dadas la configuracion
actual de reservas de los dos paises. Mientras la construccion de
este gasoducto se realiza, Colombia exportard gas comprimido a
Panama mediante barcazas. Esta exportacion se iniciaria a partir

del primer bimestre de 2007.

En cuanto a la realizaciéon de un proyecto de exportacion a Ecua-
dor, el riesgo principal esta representado en la potencial compe-
tencia del gas del Per. Existe incertidumbre respecto al precio a
que llegara el gas del yacimiento de Camisea a Lima. Resta com-
parar la competitividad con respecto a llevar gas a Ecuador desde
alll o desde Cali, donde esté4 el extremo sur del gasoducto de

Ecogés.
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3. DEMANDA D€ €LECTRICIDAD
3.1 DEMANDA DEL SIN

En el afio 2006 la demanda de electricidad del SIN' continud
la tendencia creciente iniciada desde el 2000, al finalizar el afio
alcanzé un valor de 50,814.6 GWh, el més alto en la historia del
pafs y un crecimiento con respecto a 2005 de 4. 1%, que se cons-
tituye en el tercero més alto en la historia del Mercado, superado
por el registrado en 1995 (5.7%) y en 2005 (4.1%), tal como se

muestra en la Gréfica 20.
GRAFICA 20. DEMANDA ANUAL DE ELECTRICIDAD Y CRECIMIENTO
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Nota: Las series de demanda se reconstruyeron, al excluir la generacién
del autogenerador OXY, por solicitud de UPME.

Al considerar la demanda en promedio dia, ésta registr en 2006

un valor anual de 139.2 GWh/dia. En resolucién mensual el

maximo valor promedio dia se presentd en octubre con 142.8
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GWh/dia, que es el valor mas alto en la historia del Mercado (ver
Gréfica 21). La maxima demanda de energfa diaria del SIN se

) ( presento el viernes 6 de octubre de 2006 con |53 GWh/dfa.

v e

Al evaluar la evolucién mensual de la demanda del SIN durante

2006 frente a los escenarios de energfa previstos por la UPME se

| Demanda del SIN = generacién + importaciones + demanda no atendida — exportaciones.
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GRAFICA 21. EVOLUCION DEMANDA PROMEDIO DIARIA
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GRAFICA 22. COMPARACION DE ESCENARIOS DE DEMANDA
DE ENERGIA UPME VS REAL 2006
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observa que la demanda se movid entre los tres escenarios espe-
rados, es asf como hasta abril la demanda se mantuvo muy cerca
del escenario bajo y a partir de mayo ésta se desplaza por encima
del escenario medio, muy cerca del escenario alto, hasta octubre,
regresa al escenario bajo en noviembre y finaliza diciembre en
el medio. Durante 2006 la UPME realizd la actualizacién de los
escenarios de energia en los meses de abril, julio y noviembre.
(Ver Gréfica 22).

La demanda de electricidad ha tenido una estrecha relacién con

el comportamiento del PIB al presentar un coeficiente de corre-

LCS: Limite de confianza superior
LCI: Limite de confianza inferior

lacion alto (cercano al 90% para el periodo 1995 — 2006) para
estas dos variables, tomando como base las variaciones trimes-
trales de ellas. En relacién con el crecimiento del PIB y el de la
demanda de electricidad suministrada a través del SIN, se puede
observar en la Gréfica 23 cdmo ha sido su evolucién del creci-
miento trimestral desde el inicio del MEM en julio de 1995 hasta
el tercer trimestre de 2006, para el PIB y hasta el cuarto trimestre

de 2006 para la demanda de electricidad.

El DANE en su comunicado de prensa de diciembre de 2006,

informé el crecimiento del PIB en 7.7 puntos porcentuales en

GRAFICA 23. TASA DE CRECIMIENTO TRIMESTRAL DE LA ECONOMIA VS.
TRIMESTRAL DE LA DEMANDA DE ELECTRICIDAD

Fuente: Datos PIB DANE

Mar-01

Jul-01
Nov-01
Jul-02
ar-06
Jul-06
Nov-06

Nov-02
Jul-03

Nov-03
Jul-04

Mar-02
Mar-03
Mar-04
Nov-04
Mar-05

Jul-05

ov-05

z=

—— Demanda electricidad




el tercer trimestre del 2006 con respecto al mismo trimestre
del afio anterior. Los renglones con mayor participacion en este
crecimiento fueron la industria manufacturera (participd con el
25.6% del crecimiento), el comercio (participd con el 17.9%)
y la construccién (participd con el 14.7%). Por su parte, la de-
manda de electricidad crecid en el tercer trimestre un 4.6% con
respecto al mismo trimestre del afio anterior, mientras que en
el Ultimo trimestre del afio crecié en 5%, constituyéndose en el

maximo de la historia.

TABLA 15 BALANCE GENERACION-DEMANDA (GWh) 2006

Con respecto a las tasas de crecimiento mensuales?, durante
2006 éstas fluctuaron entre -0.4%, registrada en abril y 6.3%,
registrada en octubre. El valor de abril se vi6 afectado por el des-
plazamiento de la Semana Santa, de marzo en 2005 a abril en
2006. El detalle de la evolucion de la demanda del ano y las tasas

de crecimiento se presentan en la Tabla |5.

2 Tasas de crecimiento respecto al mismo mes del afio anterior

Generacion 4,252.7 | 4,021.4 | 4,399.3 | 4,156.7 | 4,364.2
Importacion
Internacional 0.0 0.2 6.0 7.7 7.8
Exportacion
Internacional 161.1 144.2 142.8 128.7 89.8
Demanda

T 4,091.7 | 3,877.4| 4,262.6 | 4,035.6 | 4,282.3

Demanda nacional

no atendida 4.9 3.4 6.0 4.0 52

Demanda del SIN 4,096.6 | 3,880.8 | 4,268.5 | 4,039.6 | 4,287.5

Tasa de crecimiento

mensual (%) 3.8 4.6 4.4 0.4 43

Tasa de crecimiento

Gltimos 12 meses (%) 4.2 43 46 39 39

116.5 136.0 136.8 156.2 148.3 141.6 106.8

4,260.0 | 4,456.9 | 4,500.6 | 4,434.3 | 4,572.6 | 4,408.2 | 4,513.1 | 52,340.0

2.9 0.0 0.0 0.4 0.1 24 0.6 28.1

1,608.6

4,146.4 | 4,320.9 | 4,363.8 | 4,278.6 | 4,424.4 | 4,269.0 | 4,406.9 | 50,759.5

6.0 3.6 5.3 3.4 3.8 3.3 6.2 55.1

4,152.4 | 4,324.5| 4,369.1 | 4,281.9 | 4,428.2| 4,272.2 | 4,413.2 | 50,814.6

3.7 5.7 4.1 3.5 6.3 4.6 4.1

3.9 4.0 4.0 3.8 4.0 4.0 4.1

GRAFICA 24. CURVA DE CARGA - PROMEDIO HORARIO DE ENERGIA 2006
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En la Gréfica 24 se muestra la curva de carga del SIN en promedio
horario de energfa. En ella se observa como la curva de enero
es la que exhibe menores valores a lo largo de todos los periodos
horarios, mientras se destaca diciembre con los mayores valores
desde la punta dos (perfodo 19 — 20) hasta los periodos de mas

baja carga (periodos uno hasta el cinco).

3.1.1 Demanda no atendida

En la Gréfica 25 se observa la evolucién de la demanda no atendi-
da, clasificada por causas programadas, no programadas y limitacién
de suministro, desde enero de 2001 hasta diciembre de 2006. En
2006, la demanda no atendida alcanzé 55.1 GWh (0.11% de la
demanda del SIN), con un decrecimiento de 54. 1% con respecto
a 2005, cuando se registré una demanda no atendida de 120.1
GWh. Diciembre de 2006 fue el mes con mayor demanda no
atendida, seguido de junio y marzo (ver Tabla 16) y el drea ope-
rativa con mayor demanda sin atender fue Cauca — Narifio con el

25.5% del total de la demanda no atendida.

Del total de la demanda no atendida el 14.0% (7.7 GWh) co-
rrespondid a causas programadas. El drea operativa con mayor
participacion en la demanda no atendida por este tipo de causa
durante el afio fue Nordeste con 1.9 GWh equivalentes al 24.2%

del total de esta variable (ver Tabla 17).

TABLA 16. DEMANDA NO ATENDIDA POR CAUSA (MWh) 2006

Enero
Febrero
Marzo
Abril
Mayo
Junio
Julio
Agosto
Septiembre
Octubre
Noviembre
Diciembre
Total

1,164.4
612.6
248.4
811.8
4377
639.6
465.2
452.4
4454

1,366.5
679.0
388.6

7,711.3

3,750.1
2,822.1
5717.8
3,177.9
4,797.0
5,387.4
3,098.3
4,852.2
2,937.5
2,427.0
2,583.6
5,819.1

47,370.0

0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
41.8
41.8

4,914.6
3,434.6
5,966.2
3,989.6
5,234.7
6,027.0
3,563.6
5,304.6
3,382.9
3,793.5
3,262.6
6,249.5

55,123.1

Por su parte, la demanda que se dejé de atender por causas no
programadas represento el 85.9% de la demanda no atendida del
SIN (47.4 GWh). La mayor demanda no atendida por este tipo
de causa se presentd en diciembre, principalmente por atentado
a la linea Jamondino — Junin — Buchely |15 kV afectando varios
municipios de Nariflo. El drea operativa con mayor participacion
en esta variable durante el afio fue Nordeste con 8.4 GWh no
atendidos equivalentes al 17.7% de la demanda no atendida por

causas no programadas (ver Tabla 17).

GRAFICA 25. DEMANDA NO ATENDIDA POR CAUSA
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TABLA 17. DEMANDA NO ATENDIDA POR AREA OPERATIVAY CAUSA (MWh) 2006

Antioquia - Chocd 1,001.9 13.0 2,448.3 52 38.7 92.6
Atlantico 288.3 3.7 738.3 1.6 0.0 0.0
Bogota 96.0 1.2 1,810.3 3.8 0.0 0.0
Bolivar 506.2 6.6 1,388.8 2.9 0.1 0.3
Caldas - Quindio - Risaralda 82.4 1.1 230.1 0.5 0.0 0.0
Cauca - Narifio 447.7 5.8 13,603.1 28.7 0.0 0.0
Cerromatoso 329.7 4.3 212.0 0.4 0.0 0.0
Cordoba - Sucre 185.5 24 735.3 1.6 2.2 52
Guajira - Cesar - Magdalena 1,684.6 21.8 2,363.3 5.0 0.0 0.0
Huila - Caqueta 881.8 1.4 7,023.3 14.8 0.0 0.0
Meta 87.0 1.1 1,581.5 3.3 0.0 0.0
Nordeste 1,863.1 24.2 8,365.4 17.7 0.8 1.9
Tolima 257.2 3.3 4,420.7 9.3 0.0 0.0
Valle del Cauca 0.0 0.0 2,449.9 52 0.0 0.0
Total 7,713 100.0 47,370.0 100.0 41.8 100.0

En diciembre de 2006 se dejaron de atender 41.8 MWh por

limitacion de suministro, debido al no pago de sus obligaciones en

La demanda no atendida por atentados en 2006 disminuyo frente
a 2005 en un 75.1%, dejandose de atender por esta causa |6.4
el MEM del comercializador Energen. Desde abril de 2003 no se GWh. Aligual que en 2005 las areas mas afectadas fueron Cauca-
registraba demanda no atendida por esta causa. Narino y Nordeste, concentrandose en ellas el 64% del total de
la demanda no atendida por atentados. (Ver Tabla 18 y Tabla |9).
TABLA 18. DEMANDA NO ATENDIDA POR ATENTADOS (MWh) 2006

TABLA 19. DEMANDA NO ATENDIDA POR ATENTADOS POR AREA
OPERATIVA (MWh) 2006

Enero 1,357.0
M 1,432.

arzo 432.0 Cauca - Narifio 6,605.0

Abril 327.9
Nordeste 3,889.4

Mayo 2,550.4
Huila - Caqueta 2,794.4

Junio 2,848.2
. Valle del Cauca 1,399.7

Julio 374.5
Agosto 2,825.1 Antioquia - Chocd 776.5
Septiembre 456.8 Tolima 563.3
Octubre 522.2 Guajira - Cesar - Magdalena 138.2
Noviembre 298.0 Bogota 129.0
Diciembre 2,724.6 Bolivar 102.9
Total 16,398.3 Total 16,398.3
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3.2. DEMANDA DE POTENCIA

El valor de 8,762 MW fue la demanda méxima de potencia en
el afio 2006 registrandose el lunes || de diciembre en el pe-
riodo 20, el cual se constituye en el valor més alto de la historia
(Ver Gréfica 26) y equivale a un crecimiento anual con respecto
a 2005 de 1.4%. En la Tabla 20 se muestra la evolucién de la

demanda maxima de potencia para los afios 2005 y 2006.

En la Gréfica 27 se muestra el seguimiento de la demanda de po-
tencia frente a los escenarios esperados por la UPME. Se observa
que la demanda estuvo en el primer trimestre por debajo del
escenario bajo, luego en abril y mayo estuvo cerca del escenario
medio, a partir de julio hasta octubre estuvo en el escenario alto y

los dos Ultimos meses estuvo por debajo del escenario bajo.

3.3. DEMANDA COMERCIAL

En el afio 2006 la demanda comercial fue 52,368.1 GWh para
una tasa de crecimiento de 3.8% con respecto al afio anterior.
De esta demanda 50,759.5 GWh corresponde a la demanda
doméstica’, es decir el resultante de sumar la demanda de los
comercializadores que atienden usuarios finales colombianos y la
demanda internacional de despacho econémico coordinado®, la

cual corresponde a las exportaciones a Ecuador (1,608.6 GWh).

3 La demanda total doméstica es la sumatoria de los valores de la demanda doméstica de
todos los comercializadores, que incluye los factores de pérdidas para referir a nivel de
220 kV y las pérdidas del STN.

4 La demanda internacional de despacho econdmico coordinado es la sumatoria de los valores
de las demandas correspondientes a las Transacciones Internacionales de Electricidad de Corto
Plazo, que son resultado del proceso de Despacho Econdémico Coordinado, que incluye los
factores de pérdidas para referir a nivel de 220 kV y las pérdidas del STN. Actualmente corres-
ponde a las exportaciones a Ecuador.

GRAFICA 26. DEMANDA MAXIMA DE POTENCIA
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TABLA 20. DEMANDA MAXIMA ATENDIDA DE POTENCIA (MW) Y DiA DE OCURRENCIA 2005 - 2006

Demanda de potencia 2006 8,113 | 8,104 | 8,165| 8,140| 8,196
Demanda de potencia 2005 7,797 | 7,943| 8,085| 8,103 | 7,999
Porcentaje de crecimiento 41%| 2.0%| 1.0%| 05%| 25%
Dia Méxima Potencia Jueves | Lunes |[Jueves |Viernes | Lunes
26 20 2 24 22
Periodo 20 20 20 19 20

8,074 | 8,225| 8,266 8,413 | 8,470| 8,477 | 8,762 8,762

7,928| 7,951| 8,107 8,109 | 8,078| 8,228 | 8,639 8,639

1.8% | 34%| 2.0% 37%| 49%| 3.0%| 1.4% 1.4%
Jueves |Martes |Martes [Miércoles |Jueves |Jueves | Lunes Lunes

29 25 1 27 5 30 11 1"

20 20 20 19 20 20 20 20




GRAFICA 27. COMPARACION DE ESCENARIOS DE POTENCIA UPME VS REAL 2006
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Desde el punto de vista de usuarios, la demanda comercial no SIN. Por su parte la demanda regulada registré un promedio de

regulada en 2006, presentd un promedio de 46.2 GWh/dfa. Es 92.1 GWh. Enla Tabla 2| se presentan las tasas de crecimiento
importante destacar que la demanda de estas fronteras represen- de la demanda regulada y no regulada durante 2006.

tan un récord histérico de 32.2% de la demanda comercial del

TABLA 21. TASAS DE CRECIMIENTO DEMANDA DE ELECTRICIDAD 2006

[}

Valores de las tasas de crecimiento (%) E

Valores de >

Mes la g(?lmsemda Demanda del SIN Demanda regulada (1), (4) Demanda no regulada (1), (4) 3

(GWh) Mensual |Acumulado | Ultimos 12 | Mensual |Acumulado | Ultimos 12 | Mensual |Acumulado | Ultimos 12 :§

(1) Anual (2) | meses (3) (1) Anual (2) | meses (3) (1) Anual (2) | meses (3) g

Enero 4,096.6 3.8 3.8 4.2 2.0 2.0 1.9 7.7 7.7 8.1 g

Febrero 3,880.8 4.6 4.2 43 27 23 2.3 94 8.5 8.7 E\

Marzo 4,268.5 4.4 4.3 4.6 1.7 2.1 24 10.5 9.2 9.2 &E

Abril 4,039.6 -0.4 3.1 3.9 -1.2 1.3 1.9 21 7.4 8.3 %

Mayo 4,287.5 4.3 3.3 3.9 3.0 1.6 2.0 7.7 7.4 8.2 ‘g

Junio 4,152.4 3.7 34 3.9 2.0 1.7 1.9 7.6 75 8.3 éJ‘

Julio 4,324.5 5.7 3.7 4.0 4.3 2.1 2.1 9.4 7.7 8.5 §

Agosto 4,369.1 4.1 3.8 4.0 3.6 23 22 55 75 8.2 E
Septiembre 4,281.9 3.5 3.8 3.8 3.8 24 2.2 3.8 7.0 7.6
Octubre 4,428.2 6.3 4.0 4.0 6.5 2.8 2.7 6.8 7.0 7.4
Noviembre 4,272.2 4.6 4.1 4.0 53 3.1 2.9 3.3 6.7 6.9
Diciembre 4,413.2 4.1 4.1 41 4.9 3.2 3.2 2.3 6.3 6.3

(1) Crecimiento con respecto al mismo mes del afio anterior

(2) Con respecto al acumulado del afio

(3) Con respecto a los ultimos 12 meses del afio anterior

(4) El crecimiento de la demanda regulada y no regulada se ve afectado por el paso de usuarios regulados a no regulados.
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3.3.1 Evoluciéon de la Demanda

Comercial no Regulada

Durante el afio 2006, la demanda comercial de las fronteras de
UNR y de alumbrado publico alcanzé 16,871.6 GWh, lo cual
representa un crecimiento bruto de 6.3% al compararlo con los
niveles de demanda de estos usuarios en 2005 (Ver Gréfica 28).

Este crecimiento es resultado de:

* Incremento neto de 5.6% en la demanda de electricidad de

los UNR registrados tanto en 2005 como en 2006.

* Incremento de 1.5%, correspondiente al ingreso de nuevas

fronteras de UNR y de alumbrado publico.

* Reduccién de 0.89%, como consecuencia de la cancelacién

de fronteras y del paso de UNR a UR.

El incremento en la demanda comercial anual no regulada de

6.3% para el afio 2006 resultd inferior al incremento anual de

2005, que alcanzé 8.4%. Lo anterior, se debid entre otras causas,
al menor registro de fronteras de UNR en 2006 frente a 2005, en

especial durante el Ultimo trimestre del afo.

La distribucion geogréfica de la demanda comercial no regulada
se presenta en la Gréfica 29. En general la demanda comercial
no regulada se incrementd en todos los departamentos del pais,
exceptuando Cordoba (decrecid el 0.1%) y Chocd (decrecié
28.8%). El mayor crecimiento en la demanda no regulada se
registré en Putumayo con un 164.8% frente a 2005, seguida
de Casanare con un crecimiento del 40.2%. Por su parte, la
demanda no regulada del mayor centro de consumo del pafs,
Bogota D.C. con 2,903.0 GWh, se incrementé en 4.7% frente
a lo registrado en 2005, seguida en consumo por Antioquia con
2,685.3 GWh y un incremento del 5.0% al compararla con el

ano anterior.

En relacién con el crecimiento de la demanda comercial no re-
gulada segln las agrupaciones de la Clasificacion Internacional In-

dustrial Uniforme de todas las actividades econémicas -ClIU->, se

5 Esta clasificacién es proporcionada por los agentes comercializadores al momento del registro
de las fronteras de usuarios.

GRAFICA 28. DEMANDA COMERCIAL NO REGULADA VS INCREMENTO NETO
EN EL NUMERO DE FRONTERAS DE UNR Y ALUMBRADO PUBLICO
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GRAFICA 29. DISTRIBUCION GEOGRAFICA DE LA DEMANDA DE UNR
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compara la demanda registrada en el segundo semestre de 2006 trado en 2006. En el segundo semestre de 2006 se presentaron
con el segundo semestre de 2005, debido a la utilizacion de la crecimientos por encima del 7% en algunas actividades, tanto por
nueva versién de la clasificacion ClIU del DANE, version 3.A.C. ingreso de nuevos UNR como por crecimiento econdémico. (Ver
(Adaptada para Colombia), a partir de mayo de 2005, con lo que Gréfica 30).
sélo es comparable el segundo semestre de 2005 con lo regis-
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GRAFICA 30. DEMANDA NO REGULADA POR AGRUPACIONES CIIU - SEMESTRE Il %
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La agrupaciéon “Industrias manufactureras” alcanzd los mayores
niveles de demanda comercial no regulada en la distribucién por
CllU para el segundo semestre de 2006, llegando a 4,142.4
GWh, con un incremento con respecto al nivel de demanda en el
segundo semestre de 2005 de 5.6%. Esta agrupacion representd
el 48% de la demanda comercial no regulada total del afio (Ver

Gréfica 31).

de las fronteras de usuarios regulados registradas solamente re-

presentan el |.4% de la demanda comercial.

En cuanto a la distribucién de la demanda de las fronteras de UR
registradas por agentes comercializadores, Conenergia cuenta
con la mayor demanda de estas fronteras, presentando un incre-

mento de 4. 1% respecto al nivel de demanda atendido en el afio

GRAFICA 31. COMPOSICION DE LA DEMANDA NO REGULADA POR ACTIVIDADES
CIlU - ANO 2006
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Electricidad, gas de ciudad y agua 7%

Transporte, almacenamiento y comunicacion 3%

Agropecuario, silvicultura, caza y pesca 3%

3.3.2 Evoluciéon de la Demanda Comercial de las

Fronteras Reguladas Registradas

La demanda comercial de las fronteras de UR registradas llegd
en 2006 a 708.4 GWh, superior a la de 2005 en 4.9%. En pro-
porcién a la demanda total doméstica esta demanda fluctud entre
1.3% en abril y 1.5% en septiembre. Por su parte en proporcién
a la demanda regulada total del afio (33,619.3 GWh) la demanda
de las fronteras registradas varié entre el 2.0% (abril) y el 2.2%

(septiembre).

Bogotd D.C, Valle y Atldntico, son las regiones que presentan
mayor nimero de fronteras Reguladas registradas en el MEM. Asi
mismo, la demanda comercial de estas fronteras alcanzé los ma-
yores valores con 204.4 GWh, 186.4 GWhy | 13.3 GWh, res-

pectivamente (Ver Gréfica 32). No obstante, en total, la demanda

anterior. Dicel y Energfa Confiable son los otros dos comercializa-

dores que atienden mayor demanda de energfa, en conjunto con

GRAFICA 32. DISTRIBUCION GEOGRAFICA DE LA DEMANDA DE
LAS FRONTERAS COMERCIALES REGULADAS
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Conenergia atienden el 70.1% de la demanda de las fronteras

reguladas registradas. (Véase Grafica 33).

GRAFICA 33. DISTRIBUCION DE LA DEMANDA DE FRONTERAS
DE USUARIOS REGULADOS REGISTRADOS
POR COMERCIALIZADOR
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3.3.3 Demanda por operador de red

La distribucién en Colombia durante el afio 2006 fue realizado
por 32 operadores de red, 12 de los cuales distribuyeron cerca

del 80% de la demanda anual. En Gréfica 34 se muestra para

los 12 mayores operadores de red la distribuciéon por comer-
cializador de la demanda atendida el afio 2006. También se in-
cluye, la agregacion de las cargas de usuarios finales conectadas
directamente al STN. Tal como se observa, por lo menos el
51% de la demanda en cada operador de red (no incluye STN)
fue atendida a través del comercializador incumbente (comercia-
lizador-distribuidor que atiende su drea propia de distribucién),
destacandose los operadores EPM, CENS, Etaservicios y ESSA
donde el comercializador incumbente atendié el 89% o mas de
la demanda del operador respectivamente. Por su parte, de los
doce operadores analizados, EBSA es el operador de red donde
su comercializador incumbente atiende la menor proporcién de
la demanda (51%). Finalmente, en relacién con la atencion de las
cargas conectadas directamente al STN, se destacan los comer-

cializadores Corelca e Isagén, quienes representaron el 39% vy el

|7% de la demanda respectivamente.

GRAFICA 34. DISTRIBUCION POR COMERCIALIZADOR DE LA DEMANDA EN LOS
OPERADORES DE RED ANO 2006
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4. TRANSACCIONES
EN EL MERCADO D€
ENERGIA MAYORISTA

En esta seccidn se presentan las transacciones comerciales en el
MEM que maneja el Administrador del Sistema de Intercambios
Comerciales -ASIC-. Es importante aclarar que los montos se
presentan en valores corrientes, cuando se muestra evolucion
de mas de dos afios los valores se indexan utilizando el indice de

precios al productor -IPP-.

4.1 TRANSACCIONES EN BOLSA DE
ENERGIA

En la Gréfica 35 se presenta la magnitud de las transacciones
mensuales en la Bolsa y el comportamiento de su precio prome-
dio mensual, destacandose en 2006 la correlacién negativa entre

las compras en Bolsa y el precio de la misma (-65.5%).

GRAFICA 35. TRANSACCIONES EN BOLSA VS. PRECIO PROMEDIO
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4.1.1 Precio de Bolsa de Energia

Para el afio 2006, el precio promedio anual de la energfa en Bolsa
fue 72.8 $/KWh. Junio se caracterizd por ser el mes con el precio

promedio mensual de Bolsa més bajo, 53.4 $/kWh, el méximo
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GRAFICA 36. PRECIO PROMEDIO PONDERADO DIARIO DE BOLSA Y PRECIO
DE BOLSA HORARIO MAXIMOS Y MIiNIMOS
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valor se presenté en octubre con 128.8 $/kWh debido en parte
a que el comienzo de la segunda mitad del afio (julio a septiem-
bre) fue deficitario en aportes, lo cual hacfa suponer que el com-

portamiento hidroldgico estarfa acorde con un evento El Nifio.

En la Gréfica 36 se presenta el precio promedio ponderado diario
de Bolsa y los precios de Bolsa horarios mdximos y minimos para
2006. El valor del precio de Bolsa horario maximo se presentd
el dia 18 de octubre con un valor de 281.2 $/kWh (perfodo

19) y el valor minimo fue de 26.7 $/kWh registrado el dfa |7 de
octubre (periodos 4 al 6).

La suma del Costo Equivalente Real de Energfa del Cargo por Ca-
pacidad -CERE- y el impuesto con destino al FAZNI representd
en promedio el 38% del precio de Bolsa (CERE: 24.9 $/kWh,
FAZNI: 1.3 $/kWh), fluctuando entre el 19.2% vy el 49.9% del
precio de Bolsa (Ver Gréfica 37).

GRAFICA 37. PRECIO DE BOLSA, CERE Y FAZNI
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Por la alta composicion hidrdulica del parque de generacién co-
lombiano (64.1%) existe una correlacion entre algunas variables
hidroldgicas, tal como el Embalse Ofertable' y el precio de Bolsa.
La correlacién entre el precio de Bolsa y el Embalse Ofertable
para el afio 2006 hasta noviembre 30, se ubico en el -0.14 en
contraposicion a la de 2005 con 0.01. Al evaluar la correlacion
entre estas dos variables para el periodo de verano enero | a
abril 30 de 2006 el valor resultante es de 0.2| y para el periodo
de invierno mayo | a noviembre 30 es de —0.72. En la Gréfica 38
se compara la evolucién de los precios de energfa en Bolsa y el

Embalse Ofertable para los 2 Gltimos anos.

El célculo de la volatilidad? diaria para los Ultimos 30 dias del pre-
cio de Bolsa muestra un incremento con respecto al afio anterior,
llegando a un promedio anual de 1%, 2.9 puntos por encima

de 2005. La volatilidad maxima promedio diaria del afio fue de

Es el margen resultante de restar del nivel actual del embalse agregado, el nivel establecido
como reserva (Minimo Operativo Superior). El embalse ofertable mide la cantidad de ener-
gia hidrulica del pafs, disponible para transar en el MEM. A partir del primero de diciembre
de 2006 se elimin la intervencién del precio de oferta de los recursos hidroeléctricos cuyo
embalse se encontrara por debajo del nivel denominado Minimo Operativo Superior por
lo que el embalse ofertable, a partir de la fecha en mencién, es igual al Volumen (til diario.

N

La volatilidad fue calculada como la desviacién estandar de la distribucion de los rendimientos
logaritmicos [ In (Pt/Pt-1) ] del precio de Bolsa promedio diario con horizonte temporal de 30
dias. No se anualiza multiplicando por otro factor. Igual procedimiento para la volatilidad del
precio de contratos

21% el 10 de agosto y la minima fue de 5.36%, el 20 de enero.
(Gréfica 39).

GRAFICA 39. VOLATILIDAD DIARIA CALCULADA PARA
LOS ULTIMOS 30 DIAS DEL PRECIO DE BOLSA
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4.2 CONTRATOS

Para el afio 2006, el precio promedio anual de la energfa en
Contratos fue 71.8 $/kWh, 1.7% por encima del registrado en
el 2005, el precio promedio mensual més bajo se presentd en
mayo con 69.5 $/kWh, mientras que el més alto fue en septiem-

bre con 74.5 $/kWh. Los precios promedios horarios de contra-
tos fluctuaron entre 65.4 $/kWhy 76.5 $/kWh. (Ver Gréfica 40).

GRAFICA 38. PRECIO DE LA ENERGIA EN BOLSA Y EMBALSE OFERTABLE DIARIO
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GRAFICA 40. PRECIOS PROMEDIOS DE CONTRATOS
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Promedio mensual

Por mercado destino, el precio promedio mensual de contratos
para 2006 fluctud entre 73.6'y 78.6 $/kWh para los UR y entre
de 62.8y 68.6 $/kWh para los UNR (Ver Gréfica 41). Por merca-
do destino, la energfa de Contratos para 2006 fue de 63.7% para
los UR 'y 36.3% para los UNR.

En la Gréfica 42 se presenta la volatilidad diaria calculada para los

Ultimos 30 dias del precio de los Contratos. Para el afio 2006,

la volatilidad promedio de Contratos fue de 1.4%. Este valor se
ubica 0.3 puntos por encima de la volatilidad de 2005 y muestra
una tendencia creciente en la volatilidad promedio del precio de
Contratos. La volatilidad méaxima promedio del afio fue de 2.6%

el 12 de agosto y la minima fue de 0.2%, el 4 de octubre.

GRAFICA 41. PRECIOS PROMEDIOS DE CONTRATOS POR MERCADO DESTINO
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Nota: Debe considerarse que la demanda de UNR atendida por contratos sin incluir intermediacion
no es precisa, debido a que existen contratos que son registrados para atender tanto UNR como
intermediacion, lo que significa que la informacion entregada puede contener informacién de demanda

para intermediacion.




GRAFICA 42. VOLATILIDAD DIARIA CALCULADA PARA LOS
ULTIMOS 30 DIAS DEL PRECIO DE CONTRATOS
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En 2006 el mayor niimero de Contratos despachados se presen-

té en marzo, con mayor proporcién de Contratos registrados en
2005 ver la Tabla 22.

En la Tabla 23 se muestran los precios de Bolsa y Contratos
despachados en 2006. Durante 5 meses del 2006, los precios
promedios mensuales de los Contratos estuvieron por debajo

del precio promedio mensual de Bolsa. La mayor diferencia se

TABLA 22 NUMERO DE CONTRATOS DESPACHADOS EN 2006

1995 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1997 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1998 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1999 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
2000
2001

202 3|3 |3|3|3(|3|3|3|3]|3]3
2003 10| 9 |9 |8 |9 (8|8 |65 |7 |7|7
2004 76|71 |66 |66 |63 |70 |66 | 63 |56 | 52|54 |48
2005 144|137 (152 125|125/ 121|116 | 116 | 117 | 115 | 134
2006 13 | 25|39 |43 |51 |60|65|74|78|82|81 |76

presentd en octubre cuando el precio de Bolsa fue superior en
54.7 $/kWh. Los precios promedios de despacho mas bajas del
ano correspondieron a la de un Contrato que se registré en 1995
y que sigue vigente, mientras que el mas alto correspondio a la de

los Contratos registrados en 2002.

El costo promedio mensual de todas las transacciones en el MEM

con destino al Mercado Regulado -Mm- durante 2006 registrd una

TABLA 23 PRECIO DE BOLSA'Y CONTRATOS DESPACHADOS EN 2006 $/KWh (*)

1995 38.0| 379| 37.6| 36.9
1997 755| 755| 755| 755
1998 0.0| 79.6| 48.1| 573
1999 60.3| 60.3| 60.1| 594
2000

2001

2002 784 | 76.1 69.6| 61.6
2003 747 | T742| 735| 723
2004 725| 733| 708| 67.6
2005 81.3| 789 775| 77.2
2006 80.1 81.7| 759| 682
Precio de Contratos | 75.7| 75.0| 73.3| 713

(*) precios $/kWh de diciembre de 2006

36.7
75.5

0.0
59.1

61.2
72.6
66.1
75.6
74.9
70.3

36.4| 36.2| 36.2( 36.1| 36.2| 36.3 36.3
75.5| 755| 755| 755| 755| 755 75.5
47.3 0.0| 117.5| 145.1| 170.0| 110.1| 112.1
58.8| 588| 58.8| 588| 58.8| 588 58.8
604 | 641| 685| 91.0| 108.0| 77.2 67.4
722| 735| 756| 76.3| 76.1| 757 74.4
66.6| 669 67.6| 69.8| 69.3| 686 68.1
75.3| 759| 77.6| 79.6| 79.7| 785 79.8
761 711| 73.9| 76.0| 742| 742 74.4
70.2| 70.0| 71.7| 743| 73.9| 731 73.3
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disminucion, con respecto a 2005, de 0.5 $kWh, fluctuando entre
76.7 $/kWh en enero y 78.5 $/kWh en junio. (Ver Gréfica 43).

GRAFICA 43. PRECIO DE BOLSA, CONTRATOS Y Mm MENSUAL
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En el afio 2006, las transacciones en Contratos fueron equiva-
lentes al 101.3% de la demanda comercial, aumentando 0.4%
con respecto al valor de 2005. En la Gréfica 44 se presentan las
transacciones en Bolsa y en Contratos como porcentaje de la
demanda comercial. Las transacciones en el MEM sobrepasaron
la demanda comercial en un 34.8%, disminuyendo en 1.5% con

respecto al afio anterior.

GRAFICA 44. TRANSACCIONES EN EL MERCADO MAYORISTA
COMO PORCENTAJE DE LA DEMANDA COMERCIAL
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En la Gréfica 45 se presenta la evolucién del nimero de Contratos
vigentes y el nimero de Contratos despachados por afio desde
el inicio del Mercado. En 2006 el nimero de Contratos vigentes
(473) y de Contratos despachados (452) disminuyd con respec-
to a 2005. 2003 es el afio en el que se presentaron los valores
méximos histéricos, con 526 y 505 Contratos, respectivamente.

Existen 24 Contratos que estaran vigentes mas alla del afio 2012,

GRAFICA 45. NUMERO DE CONTRATOS VIGENTES POR ANO
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4.3 OTRAS TRANSACCIONES

4.3.1 Restricciones del Sistema

En el afo 2006, por concepto de limitaciones en la capacidad
de transporte en las redes del SIN, se registré un costo total de
Restricciones de $290,869 millones. La cifra anterior representé
un aumento del 50.5% con respecto al costo obtenido en el afio
2005, principalmente por un aumento importante en el nimero
de atentados y la declaracién de CAOP durante el afio. La evo-
lucion mensual de las Restricciones desde 2005 se presenta en
la Gréfica 46.

La evolucién mensual en el costo de las Restricciones mostrd una
aumento importante entre los meses de marzo a junio, llegando
a un maximo de $37, 146 millones en mayo cuando estuvo indis-

ponible varios dias la linea | San Carlos - Cerromatoso 500 kV,



GRAFICA 46. RESTRICCIONES TOTALES SIN AGC
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en contraparte el mes que presentd menores restricciones fue
octubre con $10,208 millones; lo anterior, como consecuencia
de mayor disponibilidad de la red del STN y de la generacién
en mérito de algunas plantas de generacién que son usualmente

requeridas para la operacién segura del SIN.

En este afio, las dos causas de mayor impacto, segln la clasifica-
cién establecida por la Resolucion CREG 063 de 2000, fueron
las correspondientes a generacion de seguridad asociada con

Restricciones Eléctricas y/o soporte de voltaje del STN (75%) vy

las correspondientes a generacién de seguridad originadas con
situaciones declaradas de CAOP (7%).

Considerando lo establecido en la Resoluciéon CREG 060 de
2005, durante 2006 las restricciones asignables a la demanda
doméstica sumaron $273, 184 millones que con el alivio de Ren-
tas de Congestion corresponde a $247,386 millones (ver Gréafica
47), con un minimo en octubre de $6,904 millones y un méximo

en mayo de $34,877 millones.

GRAFICA 47. RESTRICCIONES ASIGNABLES A LA DEMANDA DOMESTICA
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4.3.2 Reconciliaciones

Las transacciones econdmicas derivadas de las generaciones de
seguridad requeridas para garantizar la operacion confiable del
Sistema se dividen en dos conceptos. El primero de ellos se de-
nomina Reconciliacion Positiva, la cual remunera la generacién de
seguridad fuera de mérito. El segundo concepto corresponde a
la Reconciliacion Negativa, la cual es la devolucién de una parte
de la remuneraciéon que reciben los agentes generadores por en-
contrarse en mérito en la Bolsa y no poder generar energfa por

condiciones de seguridad eléctrica del Sistema.

Por concepto de Reconciliacién Positiva, los generadores recibie-
ron en 2006 un total de $646,770 millones, como producto de
generacion de 6,416 GWh en condiciones de seguridad fuera de
mérito. En comparacién con el afio anterior, estas cifras presentan
aumentos en 25%y 7.4%, respectivamente. La planta con mayor
participacién en las reconciliaciones positivas fue Tebsa, con el
48.4% del total, seguido con Termoflores | 'y 3 conel I1%. De
otro lado, por concepto de Reconciliacién Negativa, los generado-
res devolvieron en 2006 un valor de $515,048 millones por una
magnitud de 8,812 GWh, cifra superior en magnitud en 4.9% res-
pecto a la correspondiente en 2005. Guatapé, Chivor, San Carlos
y Guavio fueron las plantas con mayor participacién en las reconci-

liaciones negativas, con el 54.5% del total. (Ver Gréfica 48 )

En costos unitarios mensuales (ver Gréfica 49), la Reconciliacion
Negativa mostré una tendencia creciente en el segundo semestre
delafio 2006 obteniendo suméximo en octubre con 87.9 $/kWh.
La Reconciliacién Positiva mostré un comportamiento mas esta-
ble, con un promedio mensual de 100 $/kWh, particularmente

presenté el valor mas bajo en octubre con 85.7 $/kWh.

4.3.3 Servicio de Regulaciéon Secundaria de

Frecuencia -AGC-

Los agentes generadores que prestaron efectivamente el servicio
de control automético de Generacion, AGC (por sus siglas en
inglés Automatic Generation Control) en el ano 2006 recibieron
$267,762 millones, monto inferior en $6,248 millones al valor de
2005. Por otra parte los agentes generadores incurrieron en el
pago de $113,177 millones por la Responsabilidad Comercial en
la prestacion del servicio AGC, aumentando 13.6% con respecto
al 2005 (ver Gréfica 50).

4.3.4 Penalizaciones por Desviaciones de Generacién

La evolucién de la magnitud de las desviaciones del programa de
generacién por parte de los generadores se presenta en la Gréfica
51, aligual que los pagos por esta causa. En el afio 2006, el total

de las desviaciones de los generadores sobre el despacho eco-

GRAFICA 48. UBICACION DE LA RECONCILIACION POSITIVA Y NEGATIVA EN EL 2006
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GRAFICA 49. VALOR UNITARIO DE LAS RECONCILIACIONES Y PRECIO DE BOLSA
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GRAFICA 50. SERVICIO DE REGULACION SECUNDARIA DE FRECUENCIA - AGC
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GRAFICA 51. MAGNITUD Y VALOR DE DESVIACIONES %
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Informe de Operacién del Sistema y Administracién del Mercado

TABLA 24. DISTRIBUCION DE SERVICIOS POR CND Y ASIC
(MILLONES DE PESOS)

Comercializadores 14,541 9,360
Generadores 14,541 9,654
Total 29,083 19,015
Total CND y ASIC 48,097

4.3.6 Cargo por Capacidad (enero-noviembre)
Cargo por Confiabilidad (diciembre)

En la Gréfica 52 se muestra la evolucion, desde el afio 2001, del
Costo Equivalente en Energfa del Cargo por Capacidad -CEE- y
del CERE, comparado con la Tasa de Cambio Representativa del
Mercado -TCRM-.

La tendencia a la baja que presenté la TCRM desde abril de 2003
y el crecimiento de la demanda durante el ano 2006, influyeron

en los comportamientos que mostraron tanto el CEE como el
CERE.

GRAFICA 52. EVOLUCION DEL COSTO EQUIVALENTE REAL
DE LA ENERGIA -CERE-
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Influenciado también por el movimiento de la TCRM, el valor a
distribuir por el Cargo por Capacidad mostré un comportamien-

to variable durante elafo 2006, tal como se aprecia en la Gréfica

53, llegando a $ 1,262,700 millones, valor superior en 5.3% con

respecto a los valores transados en 2005.

GRAFICA 53. EVOLUCION DEL VALOR A DISTRIBUIR POR CONCEPTO
DEL CXC ENTRE LOS AGENTES GENERADORES
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El 30 de noviembre termind la vigencia de diez afios del Cargo
por Capacidad con la entrada de la nueva regulacion sobre el
Cargo por Confiabilidad. Este se definié por la CREG asi: “Re-
muneracion que se paga a un agente generador por la disponibili-
dad de activos de generacién con las caracteristicas y parametros
declarados para el calculo de la Energia Firme para el Cargo por
Confiabilidad -ENFICC-, que garantiza el cumplimiento de la
Obligacién de Energfa Firme que le fue asignada en una Subasta
para la Asignacion de Obligaciones de Energfa Firme o en el me-
canismo que haga sus veces.” La ENFICC, es la maxima energia
eléctrica que es capaz de entregar una planta de generacién con-
tinuamente, en condiciones de baja hidrologfa, en un periodo de

un ano.

A cambio de la remuneracién, los generadores adquieren la obli-
gacion de entregar su energfa firme asignada a un precio de esca-
sez definido por el regulador. La Obligacién de Energfa Firme se
definié como el “Vinculo resultante de la Subasta o del mecanis-
mo que haga sus veces, que impone a un generador el deber de
generar, de acuerdo con el Despacho Ideal, una cantidad diaria de
energfa durante el Periodo de Vigencia de la Obligacién, cuando

el Precio de Bolsa supere el Precio de Escasez. Esta cantidad de



energia corresponde a la programacion de generacién horaria re-
sultante del Despacho Ideal hasta una cantidad igual a la asignaciéon
hecha en la Subasta, considerando solamente la Demanda Do-
méstica, calculada de acuerdo con lo definido en esta resolucion.”

(Resolucion CREG-071, Articulo 2, Definiciones)

Con respecto al Precio de escasez para diciembre de 2006 este
fue de 223.8 $/kWh.

La asignacién anual de Obligaciones de Energfa Firme -OEF-, de
acuerdo con lo establecido en la Resolucién CREG 071 de 2006,
fue de 52,543 GWh/afio distribuida en 25,430 GWh/afio para
los recursos hidraulicos y de 27,113 GWh/afio para los recursos
térmicos. En la Tabla 25 se muestra la obligacién de Energfa firme

anual de cada una de los recursos.

Adicionalmente la CREG previd un esquema de transicién entre
el Cargo por Capacidad anterior al nuevo Cargo por Confiabili-
dad, el cual se inici6 el 1° de diciembre de 2006 y finalizara el 30
de noviembre de 2009 o del afio para el cual se realice la primera
Subasta de Obligaciones de Energia Firme. Durante la transicién,
la asignacién se hard a prorrata de la energfa firme declarada por
los generadores y el precio ha sido definido por el regulador para

este perfodo.

La primera subasta se realizard el primer semestre de 2007, para

asignar obligaciones y derechos para el 2010 (ver Gréfica 54).

Anillos de seguridad

De otro lado, el nuevo Cargo por Confiabilidad prevé un esque-
ma de Anillos de Seguridad para evitar desatencién de la deman-
da, para lo cual XM dispuso un espacio en su pagina web para la
publicacién de la informaciéon requerida por los agentes en este
aspecto. En este espacio se encuentra la primera version del
Sistema de Informacién del Mercado Secundario, en el cual los
agentes pueden encontrar las ofertas del Mercado Secundario de
Energfa Firme, la asignacién anual de obligacién de energfa firme,

el precio de escasez actualizado mensualmente, la informacién

TABLA 25. OBLIGACION ENERGIA FIRME ANUAL POR RECURSO

Tebsa 5,232
Guavio 3,936
Pagua 3,885
San Carlos 3,620
Termosierra1 2,920
Chivor 2,596
Termocentro 1 2,066
Guatron 2,046
Guatapé 1,772
Termovalle 1,431
Termoemcali 1,362
Meriléctrica 1,245
Betania 1,206
Tasajero 1,196
Porce Il 1,178
La Tasajera 1,174
Termoflores 3 1,163
Paipa 4 1,145
Termoflores 1 1,139
Playas 1,062
Guajira 1 999
Candelaria 944
Termoflores 2 766
Alban 676
Guajira 2 671
Proeléctrica 628
Miel 550
Salvajina 526
Paipa 2 505
Zipa 4 479
Zipa 5 478
Zipa 3 471
Paipa 3 459
Barranquilla 3 410
Urra 390
Central Cartagena 3 371
Jaguas 352
Barranquilla 4 293
Termodorada1 289
Zipa 2 252
Paipa 1 196
San Francisco 180
Esmeralda 141
Calima 83
Prado 51
Riogrande | 5
TOTAL 52,543
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GRAFICA 54. CARGO POR CONFIABILIDAD, TRANSICION HACIA
LAS SUBASTAS
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de Contratos y Declaraciones de Respaldo registradas en este
mercado y el acceso para el registro de los mismos. Estas herra-
mientas han posibilitado la activa participacién de los agentes en
este mercado. A diciembre 31 de 2006 se habfan registrado 56

contratos de respaldo y 29| declaraciones de respaldo.

4.4 TRANSACCIONES INTERNACIONALES
DE ELECTRICIDAD

En 46 meses de operacién, las TIE han permitido al Mercado

ventas de energfa eléctrica por US$ 494.3 millones. De esta cifra,

US$ 253.6 millones se corresponde a las rentas de congestién?®,
de las cuales se han destinado cerca del 3% a la Demanda Inter-
nacional del Despacho Econdémico Coordinado, 73% al Fondo
de Energfa Social -FOES—, y 24% al alivio de restricciones asigna-
bles a la Demanda Doméstica de Electricidad. En el mismo pe-
riodo, Ecuador ha realizado exportaciones a Colombia por | 19.3

GWh que equivalen a US$ 3.8 millones.

El incremento en el precio de Bolsa que viene asociado con el
pais exportador, asciende a US$ 122 millones desde el inicio del
esquema TIE, lo cual corresponde a un 49% de las rentas de con-
gestion (Ver Gréfica 55).

Durante 2006 el Sector Eléctrico Colombiano exportd a Ecuador
[,608.6 GWh, los cuales representaron para Colombia ingresos
por US$ 127.1 millones con una disminucién de 16.2% con res-
pecto a 2005. A su vez, Ecuador realizé exportaciones a Colombia
por .07 GWh que equivalen a US$ 0.05 millones (Ver Tabla 26).

Del total de las transferencias de Colombia a Ecuador en 2006,

el 98.5% correspondié a exportacién en mérito. Abril fue el mes

3 El término rentas de congestidn, no se aplica como se conoce en la literatura internacional,
en este caso corresponden a la ganancia inframarginal que reciben todos los generadores del
mercado del pafs importador que tengan costo o precio de oferta inferior al precio marginal del
mercado.

GRAFICA 55. EFECTO DE LA TIE SOBRE EL PRECIO DE BOLSA
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que presentd mayor exportacion fuera de mérito con 7.6%. Por Las Rentas de Congestion en 2006 ascendieron a $ 134,460 mi-
su parte, el 67.7% de las exportaciones de Ecuador a Colombia llones, con una reduccién de 23.5% al compararlas con 2005.
se realizaron en mérito (ver Griéfica 56). Estas rentas se originan como efecto de la congestion en enlaces
TABLA 26. RESUMEN TIE

Enero 161,067.2 19.5 12,343.3 1.0 4,741.6
Febrero 144,169.6 100.4 10,310.7 25 3,733.6
Marzo 142,750.1 13.7 10,505.5 0.6 4,567.8
Abril 128,744.7 253.7 8,993.6 5.6 4,293.4
Mayo 89,771.3 222.8 6,426.3 6.1 3,409.3
Junio 116,473.1 30.6 7,782.1 1.6 4,126.1
Julio 135,966.5 20.5 11,417.7 0.8 6,572.1
Agosto 136,789.5 271 11,960.9 2.8 6,809.2
Septiembre 156,216.4 186.1 14,404.7 7.9 6,165.8
Octubre 148,323.9 87.9 13,742.8 8.4 4,355.3
Noviembre 141,600.1 62.4 12,010.4 8.3 5,279.8
Diciembre 106,756.4 45.7 7,206.7 4.4 2,789.3

Total 2005 75,581.0

1,757,881.4 16,028.7 151,733.7 509.8
1,129,263.5 67,202.7 80,307.7 2,476.0

Total 2003

GRAFICA 56. EXPORTACIONES E IMPORTACIONES CON ECUADOR EN MERITO
Y FUERA DE MERITO
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Informe de Operacién del Sistema y Administracién del Mercado

internacionales y la consecuente diferencia de precios que se
tienen en los nodos frontera. Las rentas de congestién fueron
asignadas tanto a la Demanda Doméstica colombiana como a la
Demanda Internacional del Despacho Econémico Coordinado
(Demanda ecuatoriana). El 80% de las rentas de congestion
asignables a la Demanda Doméstica colombiana se destinaron
para alimentar el FOES y un 20% para aliviar las restriccio-
nes que pagan los usuarios del sistema eléctrico colombiano.
El FOES por su parte disminuyd en 23.4% al compararlo con
2005, en parte por la disminucién en las rentas de congestion.
(Ver Gréfica 57).

GRAFICA 57. RENTAS DE CONGESTION
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En la Gréfica 58 se muestran los precios promedios diarios de Oferta
colombianos en el Nodo Frontera para Exportacion Expost -PONE-
y los precios promedios diarios de importacién para liquidacién ecua-
torianos -PIL-. En 2006, el PIL fluctud entre 38.4 $/kWh, el 4 de junio
y 244.9 $/kWh, el 25 de mayo. Por su parte, el PONE en el enlace
de 230 kV, fluctué entre 62.3 $kWh el 18 de mayo y 269.8 $/kWh
el 3 de octubre y por el enlace de 138 kV fluctud entre 94.9 $/kWh
el 27 de marzo y 259.7 $&kKWh el 18 de octubre.
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TABLA 27 iNDICES DE

Porcentaje de demanda

atendida por causas programadas 0.0181 0.0333 0.0143 0.0333

(sin atentados)

Porcentaje de demanda
no atendida por causas

no programadas (sin atentados)

Variaciones de tension

por fuera del rango (sin atentados) | eventos/afio | eventos/afio | eventos/afio | eventos/afio

Variaciones lentas de frecuencia

5. GESTION DE LA OPERACION
DEL SISTEMA

5.1 INDICADORES DE LA OPERACION

Los indicadores que reflejan la calidad de la operacion del SIN
durante 2006, muestran resultados satisfactorios, al no superar

los limites maximos anuales propuestos (ver Tabla 27)
5.1.1 Demanda no atendida por causas programadas

El indice de demanda no atendida acumulado para el afio 2006
por causas programadas fue 0.0151 por debajo del limite maximo
establecido para el 2006 de 0.0333. Al excluir los atentados el

valor de este indice es de 0.0143.

Para todos los meses del afo se mantuvo por debajo del umbral
maximo, siendo el valor mas alto 0.0309 en el mes de octubre de
2006, en el cual, las dreas donde se presenta mayor participacion
corresponden a Huila - Caquetd y Guajira — Cesar — Magdalena
con 240.37 MWh 'y 231.04 MWh respectivamente.

5.1.2 Demanda no atendida por causas no programadas
El indice de demanda no atendida acumulado para el afio 2006
por causas no programadas fue de 0.0932 valor inferior al limite

maximo establecido para el 2006 de 0.132. Al excluir los atenta-
dos el indicador es 0.0619.

CALIDAD DE LA OPERACION DEL SIN 2005 - 2006

no

0.0929 0.132 0.0619 0.132

36 40 36 40

10 2 10
eventos/afio | eventos/afio | eventos/afio | eventos/afio
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Al observar los indices mensuales se observa que para los meses
de marzo y diciembre se presentan valores de 0.134 y 0.132
respectivamente. Para el mes de marzo de 2006 las areas que
presentan mayor demanda no atendida por causas no programa-
das son Tolima y Antioquia-Chocd, mientras que para el mes de
diciembre en Narifio se presentd la mayor demanda no atendida
del mes con 2,534 MWh, que representa el 43.56% de la de-

manda no atendida no programada de diciembre de 2006.

5.1.3 Tension por fuera de rango

Se considera evento de tension, cuando ésta queda por fuera de
los rangos definidos en el Cédigo de Operacién (90 - | 10% para
220/230 kV y entre 90 -105% para 500 kV) por un lapso mayor

de un minuto.

En el ano 2006 se presentaron en total 47 eventos de tensién por

fuera del rango durante un periodo mayor a un minuto.

Al excluir los eventos ocasionados por atentados, se tienen 36
eventos de tension en el SIN, para un promedio anual de 0.098
eventos/dia, inferior al limite maximo establecido para el afo

2006 de 40 eventos de tensién.

Es importante resaltar que de los 36 eventos de tensién por causa
diferente a atentados en 27 de ellos se presenté demanda no

atendida en el SIN.

La mayor parte de los eventos de tension del 2006 excluyendo
atentados, se presentaron en el primer trimestre del afio con |2
ocurrencias en total que representan el 33.3% de los eventos,
seguido por el cuarto trimestre con 9 eventos para un 25% y
finalmente el tercero y segundo trimestre con el 22.2% vy 19.4%
de las ocurrencias respectivamente. De estos eventos, las areas
operativas que presentaron la mayor cantidad de eventos fueron

Nordeste y Antioquia-Chocd

Los eventos de tension ocasionados por atentados fueron en total

I'l, cuatro en el primer trimestre, tres en el segundo y cuatro en

eltercer trimestre del 2006. La zona mas afectada fue el Sur del pais

en la subarea Cauca-Narifio con un total de 6 eventos (54.5%).

En la Gréfica 59 se presenta la distribucion del total de eventos de
tension por area operativa (incluyendo los atentados) en el ano 2006.
La mayorfa se concentran en el Nordeste con el 25.5%, Antioquia-

Chocd 19.1%, Costa Atlantica 17% y Cauca-Narino 14.9%.

5.1.4 Variaciones lentas de frecuencia

GRAFICA 59. EVENTOS DE TENSION POR AREA OPERATIVA ANO 2006
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Nota: Incluye eventos por atentados

Se considera desviacién lenta, cuando la frecuencia eléctrica del
SIN se sale de su rango (59.8 - 60.2 Hz), por un tiempo superior
a 60 segundos, al quedar sin margen de regulacién secundaria o

por un deterioro en las funciones del AGC.

Durante el 2006 se presentaron en total dos eventos con varia-
cién de frecuencia por fuera del rango, para un promedio anual
de 0.0055 variaciones/dia, siendo inferior al maximo establecido
para el 2006 de 10 eventos al afo. Estas variaciones de frecuen-
cia se presentaron en el primer y Ultimo trimestre del 2006 y

corresponden a los siguientes eventos:

* El23 de marzo: Alas | 1:16 horas se presenté disparo de la
unidad 2 de la Tasajera con 102 MW por baja presion aguas

arriba valvula esférica. Simultdneamente se dispara en Cua-



tricentenario el circuito a Cuestecitas por sobrepotencia. Se
presentaron inconvenientes con el AGC al perderse la medi-

da de Cuestecitas.

* El 26 de noviembre: Dato errado al ajustar la transferencia
con el Ecuador, obligd al AGC a mantener la frecuencia por

encima del rango permitido

Al comparar el resultado de este indicador en el afio 2006 con
el obtenido en el ano 2005 se observa una notable reduccién al

pasar de 4 a 2 eventos al afio.

El indice se mantuvo dentro del rango, entre otros factores, debi-
do a una apropiada programaciéon de reserva para regulacion de
frecuencia, al adecuado manejo operativo de la regulacién secun-
daria de frecuencia, al permanente seguimiento a la programacién
y coordinacién de los programas de generacion, incluyendo la
permanente gestién sobre la demanda y al permanente segui-
miento y evaluacion de la respuesta de regulacién primaria de las
unidades del SIN.

5.2 DESCONEXION AUTOMATICA
DE CARGA

El CND mediante estudios de estabilidad dindmica y aplicando
los criterios definidos en la Resolucién CREG 061 de julio 30
de 1996, presentd en abril de 1998 una propuesta de esquema
de desconexion automética de carga por baja frecuencia -EDAC-
que respondfa a las necesidades del sistema colombiano y fue
aprobado por todas las empresas. Este esquema fue implemen-

tado a partir de julio de 1998.

A partir del 1° de marzo de 2003 con la entrada en operacién
de la interconexién con Ecuador, se cuenta con un sistema mas
robusto para responder a los desbalances Generacién/Deman-
da. Ante esta condicién operativa, se revalud el EDAC vigente
desde 1998 y se encontrd que seguia siendo vélido tanto para la
operacion interconectada con Ecuador como para la operacién

autébnoma del sistema colombiano.

Para el sistema colombiano las cargas a desconectar son definidas
por cada empresa distribuidora y corresponden a un 40% del to-
tal de la demanda, distribuido en 8 etapas con desconexiones de
carga del 5% (con retardos desde 200 ms hasta 4 s en la Ultima
etapa). El sistema ecuatoriano cuenta con etapas similares a las
del sistema colombiano en cuanto a umbrales de frecuencia se
refiere, con 6 etapas y una desconexion del 50% habilitado en
todas las barras de carga del sistema. Este esquema se caracteriza

por la desconexién rapida de todas las etapas (200 ms).
El EDAC actualmente implementado por ambos paises es mos-
trado en la Tabla 28:

TABLA 28. ESQUEMA DE DESCONEXION AUTOMATICA
DE CARGA COLOMBIA - ECUADOR

Etapa fretjlz?a:;aila d[eHZ] Colombia | Ecuador | Colombia | Ecuador
1 59.4 5 7 200 200
2 59.2 5 9 200 200
3 59 5 10 400 200
4 58.8 5 10 400 200
5 58.6 5 6 600 200
6 58.6 5 - 1000 -
7 58.4 5 8 2000 200
8 58.4 5 4000
Total Desconexion [%] 40 50

Dando cumplimiento a lo establecido en el Acuerdo No. 319 de
febrero de 2005 en su paragrafo segundo, el Subcomité de Estu-
dios Eléctricos en su reunién No. | 24 acordé para el afio 2006 la

realizacion de las pruebas a las etapas 7'y 8 del EDAC.

En este afo se presentaron en total || eventos que activaron
el EDAC, que al comparar con los eventos registrados durante
el 2005 (19) representa una disminucién del 42% de las ocu-

rrencias.
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Informe de Operacién del Sistema y Administracién del Mercado

La mayor parte de los eventos presentados durante este afio
involucran el area Sur del pafs, con un total de cinco eventos
(45%). De estos eventos, el més severo fue el evento del 16
de noviembre a las 18:07 horas, en el cual estando indisponibles
por atentado los circuitos a 230 kV San Bernardino — Yumbo y
San Bernardino — Paez, se presenté disparo del circuito Betania -
Ibagué 230 kV en Betania por actuacion de la proteccion distancia
en zona | y posteriormente los circuitos Jamondino - Pomasqui |
y 22230 kV con 120 MW cada uno, por operacién de la funcién
sobrepotencia recibo del relé de Separacién de Areas, presentan-
do una frecuencia minima en el rea Sur del pais de 58.5 Hz que

implico la participacion del EDAC hasta su sexta etapa.

En el &rea Caribe sdlo se presentaron dos eventos que involucra-
ron la demanda de Caribe 2 y en los cuatro eventos restantes se

presento participacion de todas las areas del SIN.

De acuerdo con el rango de frecuencia de actuacién, se observa
que en el 9.1% de ellos hubo activacion del EDAC para eventos
con frecuencias superiores a 59.4 Hz (Caribe 2), en los cuales
se tiene sensibilidad de actuacion de la primera etapa, el 27.3%
corresponde a eventos de la primera etapa, otro 27.3% hasta la
segunda etapa, 9.1% hasta la tercera etapa, un 18.2% hasta la
cuarta etapa y un 9.1% llegd hasta la actuacién de la sexta etapa

del EDAC.

En la Tabla 29 se presenta la clasificacion de los eventos presen-
tados en el 2006

TABLA 29. CLASIFICACION DE LOS EVENTOS POR RANGO DE

FRECUENCIA
Rangodefrecuencia | Totaleventos
f>59.4 Hz 1
59.2 Hz < f<=59.4 Hz 3
59 Hz < f<=59.2 Hz 3
58.8 Hz < f <= 59 Hz 1
58.6 Hz < f < =58.8 Hz 2
58.4 Hz <f<=58.6 Hz 1
f<=58.4Hz 0
Total 1

En términos generales, la respuesta integrada del EDAC frente
a eventos en el SIN que obligaron a su actuacién fue adecuada.
El evento en el SIN que involucrd la mayor cantidad de deman-
da desconectada por actuacion del EDAC, se presentd el 4 de
diciembre a las 19:03 horas con una demanda total desconec-
tada de 1,545.5 MW con participacién de todas las areas que
integran el SIN. Este evento se presentd por la confluencia de
multiples factores como indisponibilidad por atentado de los cir-
cuitos a 230 kV Guavio — La Reforma, Guavio — Tunal, Comune-
ros — Guatiguara y Barranca — Bucaramanga; indisponibilidad por
trabajos de expansién de los circuitos Torca — Noroeste | y 2,
indisponibilidad parcial de generacién por |15 kV, del banco de
compensacién | de Tunal y la alta demanda que se presentaba
en el momento en el drea de Bogotd, el Sistema se encontra-
ba cercano a sus limites operativos de seguridad.  Con estas
condiciones se presentd disparo por sobrecarga de los circuitos
Autopista - Suba | I5kV, Usaquén - Morato |15 kV y Castellana
- Calle 51 ocasionando la pérdida por sobrecarga de los circuitos
Circo - Guavio | y 2 en Guavio y disparo en Primavera del cir-
cuito Primavera - Guatiguara a 230 kV con 129 MW, se pierden
aproximadamente |,600 MW (Chivor, Pagua, Palenque 3, Gua-
vio, Paipa 3 y 4, Tasajero, Termoyopal).

También se dispararon los circuitos Ocafia - San Mateo 230 kV
con 17.6 MW, circuitos OXY |, 2y 3a34.5kV con 21.1 MW
por cada circuito, disparo de los 4 bancos de compensacion para-
lela de Cafio Limdn, disparo de los circuitos Jamondino - Pomas-
qui I'y2a230kV con4l.5MW por cada circuito y disparo en
San Mateo del circuito San Mateo - Belén a 230 kV con |5.1 MW.
El SIN quedd operando con dos areas separadas, el Norte de
Bogotd quedd sin servicio y en el resto del sistema se presentd

desconexion automatica de carga por baja frecuencia.

Se registré una frecuencia minima de 58.7 Hz alcanzando a acti-
var completamente las cuatro primeras etapas del EDAC ya que
la frecuencia excursiond por debajo del umbral de la cuarta etapa
(58.8 Hz) durante 3.2 s y la temporizacién asociada a esta etapa
esta en 400 ms. En la Gréfica 60 se presenta la evoluciéon de la

frecuencia registrada por el CND durante este evento.



GRAFICA 60. EVOLUCION DE FRECUENCIA EVENTO
DEL 04 DE DICIEMBRE DE 2006
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GRAFICA 61. DISPONIBILIDAD DE ENLACES CON LOS CRC SIN 2006
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5.3 indice de disponibilidad de enlaces con los

Centros Regionales de Control

Los enlaces de comunicacion del CND con los CRC durante
el afio 2006 tuvieron una disponibilidad superior al 97% duran-
te todo el afio, limite establecido por la Resolucion CREG 054
de 1996. El enlace que tuvo menor disponibilidad durante los
primeros 4 meses del 2006, fue el de la Empresa de Energfa de
Bogota -EEB-. La baja disponibilidad de este enlace se debid al
traslado de sitio del centro de control de EEB y a que la solucién
de Ultimo kildmetro implementada inicialmente presenté algunos
problemas de sincronizacién de las redes de telecomunicaciones

(Ver Griéfica 61).

5.4 COORDINACION GAS - ELECTRICIDAD

El Sector Eléctrico Colombiano ha tenido a lo largo de la historia
una interaccion importante con el sector gas del cual, hoy dia,
proviene el combustible que utilizan 3,562 MW (27% del total
de la capacidad efectiva instalada) correspondientes a las plantas
a gas que tienen a este combustible como principal. Del total de
la generacién de SIN en el afio 2006, cerca del 13.2% provino
de generacién con plantas a gas, principalmente concentrada esta
generacion en la Costa Atldntica donde se provee el gas de los

campos de gas ubicados en la zona geogréfica del departamento

de la Guajira (Chuchupa y Ballenas). La restante generacion tér-
mica a gas se ubica en el interior del pais la cual puede ser alimen-
tada tanto del gas proveniente de los campos de la Guajira, como
del gas proveniente de Cusiana (zona geogréfica de los Llanos
Orientales). Solo se tiene una planta a gas alimentada desde un

gasoducto no interconectado, Termoyopal.

Dicha interaccién entre los sectores gas y eléctrico se ha gesta-
do fundamentalmente debido a los beneficios que se logran tales
como mejorar el flujo de informaciéon entre ellos, simulacion de
eventos tanto en la red de gas como en la red eléctrica que per-
miten prever situaciones de riesgo y realizar medidas preventivas
para mitigar riesgos de tener demanda no atendida tanto de gas
como de electricidad; y coordinar elementos de ambos sectores

minimizando su impacto.

Esta coordinaciéon se ha materializado a través del trabajo man-
comunado entre organismos tales como el Consejo Nacional de
Operacién de Gas (conformado por los productores de gas trans-
portadores de gas, grandes consumidores de gas incluyendo las
plantas térmicas y XM), el Consejo Nacional del Sector Eléctrico
(conformado por empresas del sector eléctrico exclusivamente)
y la Comision Asesora de Coordinacién y Seguimiento a la Situa-
cién Energética del pais -CACSSE- (liderado por el Ministerio de
Minas y Energfa -MME-).
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El afio 2006 estuvo marcado por el desarrollo de los trabajos
de ampliacién de produccién de los campos de Chuchupa que
aportan aproximadamente el 70% de la produccion de Colom-
bia. Con base en la experiencia de entrada en operacién de la
planta de gas de Cusiana en el afio 2005, se hizo la planeacion
de los diferentes aspectos a tener en cuenta durante los trabajos
que se desarrollaron durante el 2006 en el campo de gas antes

mencionado.

Dichos trabajos consistian en perforar nuevos pozos de gas para
finalmente lograr una ampliacién en los campos de produccién
de Guajira pero a su vez y durante los trabajos, se debfa disminuir
la produccién de gas en algunos periodos de tiempo Los trabajos
se iniciaron a las 02:00 horas del dia 01 enero de 2006 y finaliza-
ron el dia domingo 18 de junio de 2006 a las 12:35 horas seglin
lo informé Chevron, operador de estos campos. Durante este
lapso el Ministerio de Minas y Energia emitid, en cuatro ocasio-

nes, Resolucién sobre racionamiento programado de gas.

Debido a las restricciones de gas originada durante los trabajos en
los campos de gas de la Guajira, fue necesario operar con com-
bustible alterno (fuel oil) en las unidades Térmicas Barranquilla 3 y

Barranquilla 4 durante algunos dfas.

La realizacion de trabajos planeada (23 diciembre de 2005), com-
prendia actividades hasta el final de abril de 2006, con reduc-
ciones importantes en febrero y especialmente para el retiro del

taladro en el mes de abril.

Los trabajos realizados se extendieron hasta el 18 de junio con

reducciones de produccién de hasta 300 MPCD con lo cual fue

necesario activar decretos del MME, medidas de condiciones
anormales de orden publico, el esquema suplementario de des-
lastre de carga y en general los procedimientos de coordinacion
para reducir los riesgos en la atencién de la demanda eléctrica, asi
como la coordinacién en el sector gas por parte de productores y
transportadores con los remitentes de los diferentes sectores de

la economia a fin de reducir el impacto de estos trabajos.

Los resultados se calificaron de exitosos y de hecho, a pesar de
los grandes riesgos en los que se incurrid que potencialmente
podrian ser agravados por atentados malintencionados a la in-
fraestructura del gas o eléctrica, no se registré desatencion de

demanda eléctrica en la Costa Norte atribuible a estos trabajos.

EL CND propuso a finales del 2006 aprovechar la experiencia
lograda con motivo de estos trabajos y se logré formalizar un
foro de encuentro semanal con el fin de abordar los aspectos
operativos que pueden ser de interés para los participantes de
los sectores. En este foro participan los productores de gas (Che-
vron, Ecopetrol, British Petroleum Co.), los transportadores na-
cionales (Ecogas y Promigas) y XM, el operador del SIN. De estas
reuniones salen modificaciones o relocalizaciones en el horizonte
de tiempo de los mantenimientos de equipos de la infraestructura
tanto de gas como eléctrica, anuncios de cambios que afectan a
uno u otro sector (apertura de lineas, mantenimientos mayores
de generacion, reducciones de produccion de gas, mantenimien-
to a tramos de gasoductos) y en general se ha dado una mejora

en el flujo de informacién entre ambos sectores.
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6. TRANSPORTE

La actividad de transporte de electricidad se encuentra separa-
da en las actividades de transmisién y de distribucién. La primera
consiste en el transporte de electricidad a voltajes mayores a 220

kV'y la segunda a los menores.
6.1 LINEAS DE TRANSPORTE

Al finalizar el afio 2006, el SIN conté con una longitud de la
red de transporte de 22,585.4 km, por su parte el Sistema de
Transmision Nacional -STN- finalizdé con 10,910.9 km de lineas a
220-230 kV y 1,744.6 km a 500 kV. De las lineas a 220-230 kV,
10,827 km son activos de uso y 83.9 km constituyen activos de
conexién. Respecto al 2005 se presentd un aumento de 20.4%
en las lineas de 500 kV debido a que Interconexion Eléctrica S.A.
E.S.P, declard en operacion comercial la linea Primavera - Bacata
a 500 kV con 197 km y dos lineas de transmisién a 500 kV que
conectan a la subestacién Primavera con la linea existente San
Carlos — Cerromatoso 500 kV. (Ver Tabla 30)

[}
TABLA 30 LINEAS DE TRANSPORTE A DICIEMBRE 31 DE 2006 g
by
3
g
Lineas de uso a 220-230 kV €
Interconexion Eléctrica S.A. E.S.P. 7,396.9 §
Transelca S.A. E.S.P. 1,519.6 o
Empresas Publicas de Medellin E.S.P. 791.8 &
Empresa de Energia de Bogota E.S.P. 684.0 %
Empresa de Energia del Pacifico S.A. E.S.P. 269.8 g
Electrificadora de Santander S.A. E.S.P. 122.9 5
Distasa S.AE.S.P. 27.3 K
Termoflores S.A. E.S.P. 14.8 &
Lineas de Conexion a 220-230 kV ?,
Interconexién Eléctrica S.A. E.S.P. 71.3 o
Centrales Eléctricas de Norte de Santander S.A. E.S.P. 9.2 %
Meriléctrica S.A. 2.3 z
Emgesa S.A. 1.1
TOTAL 220 -230 kV 10,910.9
Lineas a 500 kV
Interconexién Eléctrica S.A. E.S.P. 1,744.6
TOTAL 500 kV 1,744.6
TOTALTRANSPORTE | 225854
) ( Longitudes reportadas a XM
U h Lineas de conexién son las lineas de Interconexion Internacional con Venezuela y

de conexion al STN no remuneradas.
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6.2 TRANSFORMACION

La capacidad total de transformacién de 220 - 230 kV a tensiones
inferiores registré al finalizar el afio un valor de 12,737 MVA. En
cuanto a la capacidad de transformacién de 500 kV, ésta se incre-
menté en 900 MVA respecto al afio 2005 con la entrada de los 2
transformadores Bacata | 450 MVA 500/220/13.8 kV'y Primave-
ra | 450 MVA 500/220/34.5 kV (Ver Tabla 31).

TABLA 31. CAPACIDAD DE TRANSFORMACION TOTAL SIN.
DICIEMBRE 31 DE 2006

TOTAL TRANSFORMACION 110-115 kV 10,997.2
TOTAL TRANSFORMACION 138 kV 53.2

TOTAL TRANSFORMACION 220-230 kV 12,737.0
TOTAL TRANSFORMACION 500 kV 5,460.0
TOTAL TRANSFORMACION 29,247 .4

Nota: Los Transformadores de tensiones menores a 220 kV corresponden a los
reportados a XM.

El nivel de tension corresponde al lado de alta. Se excluyen los transformadores de
las unidades generadoras.

6.2.1 iNDICES DE DISPONIBILIDAD DE
ACTIVOS -IDA-

Para el afio 2006 se observa un comportamiento satisfactorio de
los indices de disponibilidad de los activos -IDA- de acuerdo a la
ejecucion semanal del célculo de los mismos, seglin lo establecido
en la Resolucién CREG 061 del afio 2000.

En la Tabla 32 se muestra el comportamiento del IDA de los dife-
rentes tipos de equipos eléctricos asociados a activos de conexion

para el afio 2006.

TABLA 32. iNDICE DE DISPONIBILIDAD DE ACTIVOS
DE CONEXION 2006

Bahia de Linea 33 99.5 99.9 93.9
Bahia de Transformador 492 99.5 99.9 98.4
Lineas 18 99.5 100.0 100.0
Transformadores 189 99.5 98.9 95.2

Nota: Informacién procedente del ultimo célculo del IDA de los activos de conexion
realizada en diciembre 30 de 2006.

Los transformadores fueron los equipos con menor IDA prome-
dio (98.93), valor inferior a la meta establecida (99.45%) y con
un porcentaje de cumplimiento de 95.24% fueron los equipos
de conexién que menor porcentaje de cumplimiento lograron
a diciembre 30 de 2006. Se destaca el transformador de Nueva
Barranquilla 2 100 MVA 220/1 10 kV como el activo de conexidn
que registrod a diciembre 30 de 2006 el menor valor de IDA:
57.58%

En la Tabla 33 se muestra el comportamiento de los diferentes
tipos de equipos eléctricos asociados a activos de uso para el afio
2006.

TABLA 33. INDICE DE DISPONIBILIDAD DE ACTIVOS DE USO 2006

Bahia de Linea 347 99.9 99.8 91.9
Bahia de

Transformador 22 100.0 99.8 100.0
Bahias de

Compensacién 37 99.9 99.8 94.6
Circuitos 230 kV

Longitud < =100 131 99.9 99.7 93.9
km

Circuitos 230 kV

Longitud > 100 km 39 99.9 99.6 94.9
Circuitos de 500 kV 9 99.9 99.2 100.0
Moédulos

de Compensacion 64 99.8 99.5 96.9
Transformadores 12 99.9 99.5 100.0

Nota: Informacién procedente del ultimo calculo del IDA de los activos de uso
realizada en diciembre 30 de 2006.



Las bahfas de linea fueron los equipos de menor porcentaje de
cumplimiento con un valor de 91.93% dado que 28 activos de un
total de 347 activos de uso se ubicaron por debajo de su meta, es
decir su IDA < MIDA. Se destaca el capacitor de Tunal CppO| 75
MVAR |15 kV (CapTun! 1) que registré a diciembre 30 de 2006

el menor valor del IDA para los activos de uso: 91.41%.

En los activos de uso, los circuitos de 230 kV con longitudes
mayores de 100 km fueron los activos que menor IDA prome-
dio obtuvieron (99.88) y con un porcentaje de cumplimiento
de 94.87%. Los circuitos de 230 kV con longitudes menores a
100 km. obtuvieron un porcentaje de cumplimiento del 93.89%
como consecuencia de que 8 circuitos de un total de |31 tuvie-
ron un IDA < MIDA.

6.2.2 PROBABILIDADES DE FALLA

De los 3 |3 subsisteras definidos en el calculo, 22 subsisternas eléctri-

cos (7.4%) registran una probabilidad de falla por encima del 10%.

En la Tabla 34 se muestran los subsistemas eléctricos cuya proba-

bilidad de falla fue superior al 10%.

En la Gréfica 62, se muestra la evolucién semanal de esta variable
para los subsistemas eléctricos, que al finalizar el 2006 se ubicaron

por encima del 40% de la probabilidad de falla.

TABLA 34. PROBABILIDADES DE FALLA POR SUBSISTEMA

Ancén Sur ISA - Esmeralda 2 230 kV 541
Termoflores 2 - Nueva Barranquilla 1 220 kV 41.8
Barranca 1 90 MVA 230/115/13.8 kV 40.8
Pance - Salvajina 1 230 kV 39.0
Juanchito - Salvajina 1 230 kV 35.8
Ancén Sur ISA - San Carlos 2 230 kV 35.5
Circo - Guavio 1 230 kV 329
Circo - Guavio 2 230 kV 30.4
Condensador Paralelo 1 Tunal 75 MVAR 115 kV 29.9
Guatapé - Miraflores 1 220 kV 27.6
Pasajero - Los Palos 1 230 kV 24.8
San Mateo CENS - Ocafia 1 230 kV 24.7
Barranca - Bucaramanga 1 230 kV 22.5
Tebsa 2 100 MVA 220/110 kV (Respaldo) 20.0
Guatapé - Jaguas 2 230 kV 19.7
Juanchito — Paez 1 230 kV 18.3
Yumbo - San Bernardino 1 230 kV 17.9
Guadalupe IV - Occidente 1 220 kV 16.4
Barbosa - El Salto 4 220 kV 14.0
Ocania - Los Palos 1 230 kV 13.0
San Bernardino - Paez 1 230 kV 121
Guavio - Tunal 1 230 kV 11.8

GRAFICA 62. EVOLUCION SEMANAL PROBABILIDAD DE FALLA
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6.3 LIQUIDACION Y ADMINISTRACION
DE CUENTAS POR USO DE LAS REDES
DEL SIN

Los valores liquidados por concepto de servicios asociados co-
rrespondientes al LAC, antes de cualquier descuento, son paga-
dos por los Transmisores Nacionales -TN- y Operadores de Red
-OR- en proporcién a sus respectivos ingresos. La evolucion del
valor pagado por este concepto durante el 2006 se muestra en
la Tabla 35. El comportamiento de los valores totales tienen alta
dependencia de los montos que se deban facturar en el servicio
LAC por concepto de los pagos del Gravamen a los Movimientos
Financieros -GMF- netos en que debe incurrir XM por los movi-
mientos de los ingresos de los TN y OR a través de las cuentas
del administrador del Mercado; el otro elemento que influye en
el monto del total del servicio LAC es el IPR pero en general su

influencia es menos importante que el impacto del GME

TABLA 35. INGRESOS POR SERVICIO LAC 2006 ($)

Enero 421,162,973 349,271,127 770,434,100
Febrero 438,037,952 345,317,827 783,355,779
Marzo 429,823,675 372,290,465 802,114,140
Abril 436,431,773 359,702,942 796,134,715
Mayo 418,926,110 365,422,968 784,349,078
Junio 432,047,337 364,372,256 796,419,593
Julio 420,473,405 367,188,829 787,662,234
Agosto 428,138,396 380,531,178 808,669,574
Septiembre 476,126,419 415,576,593 891,703,012
Octubre 419,643,269 376,148,431 795,791,700
Noviembre 443,656,735 386,909,754 830,566,489
Diciembre 413,456,935 371,929,696 785,386,631
Total 5,177,924,979 | 4,454,662,066 | 9,632,587,045

6.3.1 CARGOS POR USO DEL SISTEMA DE
TRANSMISION NACIONAL

En la Tabla 36 se presenta el total facturado a los agentes genera-
dores y comercializadores por concepto de cargos por Uso del
STNen 2005y 2006. Se incluyen los conceptos de pagos bruto,

compensacién y neto:

* Pago Bruto: Es el ingreso regulado de los Transmisores Na-

cionales sin incluir compensaciones.

¢ Compensacion: Es el valor a descontar al Ingreso Regulado
de los Transmisores Nacionales en caso de que los activos
que éstos representan no hayan cumplido con los indices de
Disponibilidad exigidos en la Resolucién CREG 061 de 2000
y CREG Ol | de 2002. Por tanto, las compensaciones son un

valor menor a pagar por parte de los comercializadores.

*  Neto: Es el valor facturado a los agentes comercializadores
y generadores por concepto de cargos por Uso del STN,
e igualmente es el valor a recibir por parte de los agentes
Transmisores Nacionales.

TABLA 36. CARGOS POR USO DEL STN COMERCIALIZADORES/
GENERADORES (MILLONES DE PESOS)

2006 904,151.6 96.6

904,055.0

2005 869,797.1 97.6 869,699.5

Nota: El pago de cargos por Uso del STN por parte de generadores, corresponde

a las fronteras de generadores embebidos que se enmarcan en lo establecido en la
Resolucion CREG 122 de 2003; en la actualidad esta condicion sélo la presenta la

planta Jepirachi de EPM.

Por el concepto de cargos por Uso del STN se facturd en el afio
2006 un valor neto total de $904,055 millones (valor que inclu-
ye la Contribucién al Fondo de Apoyo Financiero para la Ener-
gizaciéon de la Zonas Rurales Interconectadas -FAER-), cifra que
crecié en un 3.95% con respecto a la facturacién del afio 2005.

Este incremento se debe al efecto combinado de la variacién del



IPP (ascendente en el primer semestre y estable en el segundo
semestre), de la variacion de la TCRM, de los cambios en el in-
ventario de activos del STN y de las variaciones en la generacién
despachada centralmente (insumo principal para la obtencién del
FAER). La variacién del IPP ejerce la mayor influencia en la varia-

cién del ingreso.

En el inventario de activos se presentaron dos cambios basicos:
inclusion de la compensacién capacitiva en Tunal a | 15 kV desde
la facturacion de julio de 2006 y cambio del tipo del mddulo co-
mun de la subestacion Nueva Barranquilla por la entrada de una
bahia de conexién de transformador de STR que lo cambid de

tipo | atipo 2 desde la facturacion de diciembre de 2006.

La evolucidn del ingreso por concepto de cargos por uso del
STN facturados en 2005 y 2006 se presenta en la Gréfica 63, en
la que se observa un incremento en el Ingreso Regulado de los
Transmisores entre 2005 y 2006, fundamentalmente siguiendo el
comportamiento del IPP que tuvo mayor crecimiento en 2006

respecto de 2005.

La Gréfica 64 muestra la evolucién del cargo por uso del STN
en $/kWh para los afios 2005 y 2006, desagregéndolo por blo-

ques de demanda (maxima, media y minima) asi como el cargo

total monomio; dichos cargos muestran un comportamiento muy

constante durante estos dos anos.

GRAFICA 64. EVOLUCION DE LOS CARGOS POR USO
DEL STN 2005 - 2006
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Adicionalmente, de acuerdo con la normatividad vigente, el LAC
liquidd el Gravamen con destino FAER a los Transmisores Nacio-
nales en proporcién al ingreso regulado que recibe cada uno por
los activos que representa, cuyos valores estan incluidos en las

cifras presentadas en la Gréfica 63.

GRAFICA 63. EVOLUCION DE LOS INGRESOS NETOS DE LOS TRANSMISORES
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6.3.2 CARGOS POR USO DE LOS SISTE-
MAS DE TRANSMISION REGIONAL

En la Tabla 37 se presenta el total facturado a los agentes co-

mercializadores por concepto de Cargos por Uso de los STR en

2005y 2006.

Factura: Corresponde a los ingresos de los OR facturados

originalmente a los comercializadores.

Ajustes: Corresponde a los cambios en los ingresos de los

OR los cuales se reflejaron en emisién de ajustes a la factu-

racion original.

Pago Neto: Corresponde a los valores que efectivamente se

causaron para los OR.

TABLA 37. CARGOS POR USO DE LOS STR (MILLONES DE PESOS)

Comercializadores STR Norte 187,069 2 187,071 195,941
Comercializadores y OR del STR Centro Sur 551,655 -2 551,653 582,589
Total 738,724 0 738,724 778,530

195,941

582,409
778,350

GRAFICA 65. EVOLUCION DE LOS INGRESOS DE LOS OPERADORES DE RED
POR CONCEPTO DE CARGOS POR USO DE LOS STRS 2005 - 2006
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La evolucion de los ingresos por concepto de cargos por uso
de los STR se presenta en la Gréfica 65. Los valores facturados
durante 2006 presentaron un valor neto de $778,350 millones,
distribuidos en $195,941 millones y $582,409 millones para el
STR Norte y STR Centro Sur, respectivamente.

El comportamiento de los cargos por uso del STR, en $/kWh,
para los dos sistemas de transmisién regional durante los afios
2005 y 2006, presentd un comportamiento similar al de los car-
gos por uso del STN, es decir una tendencia constante. De estos
cargos vale la pena mencionar que el del STR Norte, el cual varié
entre 17.37 y 18.29 $/kWh, siempre es mayor que el cargo del
STR Centro — Sur, el cual vari6 entre 15.48 y 16.23 $/kWh. La

evolucién de estos cargos se muestra en la Gréfica 66.

GRAFICA 66. EVOLUCION DE LOS CARGOS POR USO DE LOS
STR 2005 - 2006
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7. ADMINISTRACION
FINANCIERA Y DEL MERCADO

7.1 ADMINISTRACION DE CUENTAS

Un resumen de la liquidacion y facturacién de los servicios SIC y

LAC mencionado en los capitulos 4 y 6, se presenta en la Tabla 38.

TABLA 38. RESUMEN DE LA LIQUIDACION Y FACTURACION
DE LOS SERVICIOS SIC Y LAC (MILLONES DE PESOS)

Total Transacciones

Mercado sin Contratos UEse g Il &
Valor Transado en Contratos 3,621,388 3,808,346 5.2
Total Transacciones

Bolsa y Contratos 5,280,133| 5,541,385| 4.9
Cargos por uso STN 869,670 904,055 4.0
Cargos por uso STR 738,724 778,350 5.4
Total Transacciones 1,608,394| 1,682,405 46
Cargos por Uso

Total transacciones del Mercado |(6,888,527| 7,223,790 4.9

En esta informacién se determina que el volumen en pesos
de las transacciones liquidadas durante el 2006, ascendid a
$7,223,790 millones, con un incremento del 4.9% con respec-

to al ano anterior.

Exceptuando las Transacciones en Contratos, las liquidaciones
diarias del mercado son incorporadas en los informes mensuales
de los agentes beneficiarios del mercado y en la facturaciéon men-
sual a cargo de los agentes que adquieren obligaciones en el mer-
cado eléctrico colombiano. El monto anual de la facturacion total

efectuada durante el afio, alcanzé la cifra de $3,4 15,444 millones
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presentando un incremento 4.5%, con respecto al 2005.

Es importante resaltar que dentro de las transacciones en la bolsa

de energfa, se encuentra incluida la facturacién mensual de las

exportaciones de energfa al Ecuador. (Ver Tabla 26). Se desta-
ca también la administracion de los recursos provenientes de las

contribuciones FAZNI, FAER y FOES, cuyo monto anual de los
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afios 2005 y 2006, asi como el incremento o decremento de

estas contribuciones, se presenta en la Tabla 39.

TABLA 39. FACTURACION TOTAL ANUAL CONTRIBUCIONES
FAZNI, FOES Y FAER (MILLONES DE PESOS)

FAZNI 62,428 65,724 5%
FAER 53,424 56,243 5%
FOES 134,640 103,190 -23%
TOTAL 250,492 225,157 -10%

7.1.1 Vencimientos

Los valores facturados indicados anteriormente, son incorpora-
dos en un balance mensual de vencimientos en el Mercado, en el
cual se presenta el valor neto de la participacién de cada agente
en el Mercado. Como consecuencia de ello, el valor mensual de
los dineros administrados por XM, es considerablemente menor
que el valor de las transacciones efectuadas y su evolucién men-
sual se presenta en la Gréfica 67.
GRAFICA 67. VALOR MENSUAL VENCIMIENTOS BOLSA,
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En resumen, el valor anual administrado por XM en el afio 2006
alcanzé la cifra de $2,760,603 millones, lo cual representd un
incremento del 6.2% con respecto al afio 2005. El detalle de los

vencimientos por cada concepto se presenta en la Tabla 40.

TABLA 40. RESUMEN DEL VENCIMIENTO DE LAS
TRANSACCIONES SIC Y LAC (MILLONES DE PESOS)

Vencimiento Transacciones

en la Bolsa 997,297 1,089,681 9.3%
Vencimiento Cargos por
uso STN 868,405 901,141 3.8%
Vencimiento Cargos por
uso STR 734,204 769,780 4.8%
Total 2,599,907 2,760,603 6.2%

7.1.2 Administracion de efectivo

7.1.2.1 Recaudo

El manejo del dinero resultante de las Transacciones en la Bolsa
de Energia y los Cargos por Uso del STN y STR liquidados por
el ASIC y el LAC, en cumplimiento del Marco Regulatorio, se

efectlia bajo altos pardmetros de seguridad y eficiencia.

Para el manejo de los recursos financieros, mensualmente se
revisa la asignacion de cupos otorgados a las entidades banca-
rias que, mediante una oferta de servicios contratada cada dos
afos por XM, administran el efectivo del Mercado. Las entidades
que actualmente administran estos recursos son: Citibank, BBVA,

Bancolombia y Banco de Occidente.

7.1.2.2 Gravamen a los movimientos financieros

Teniendo en cuenta el costo que representa para el Mercado el
gravamen a los movimientos financieros, durante el afio 2006
se utilizd como mecanismo de recaudo de las transacciones del
Mercado, la utilizacién de operaciones de Reporto' que alcan-
zaron la suma de $1,353,295 millones, con ahorros por GMF
de $5,413 millones y que a su vez representan ahorros para los

agentes de $9,094 millones teniendo en cuenta el factor impositi-

| Son operaciones en virtud de las cuales un Banco transfiere a un cliente titulos con un pacto de
readquisicién, de modo que al vencimiento, la Compafifa titular del Repo, esta en la obligacion
de transferirle nuevamente al Banco los titulos, quien los recomprara al precio y en las condicio-
nes previamente establecidos.



vo con el que se afecta este gravamen, al ser el GMF un costo no

deducible de la renta que paga XM.

7.1.2.3 Operaciones de Cobertura Cambiaria

Con el propdsito de cubrir el riesgo de la moneda nacional frente
a la tasa de cambio como resultado de las importaciones y ex-
portaciones realizadas en délares de los Estados Unidos de Amé-
rica como consecuencia de las TIE, XM contraté operaciones
financieras de cobertura cambiaria a través de contratos con y
sin entrega del subyacente, operaciones Delivery Forward y Non

Delivery Forward.

En desarrollo de las exportaciones asociadas con las TIE, el admi-
nistrador realizé cobertura financiera de riesgo cambiario durante
el afio 2006 que ascendi6 a US$ 127.1 millones, en la Gréfica 68
se observan los ingresos y egresos de la cuenta de compensacién
efectuados para actualizar las divisas producto de estas exporta-
ciones, las cuales fueron las mas representativas durante el 2006.
La operacién Delivery Forward de cubrimiento se negocid sin cos-
to para el Mercado colombiano. De no haberse presentado este
cubrimiento se habrfan presentado pérdidas cambiarias por valor

de $1,512 millones.

7.1.2.4 Operaciones Time Deposit.

En la administracion de los dineros resultantes de las exportacio-
nes a Ecuador, US$ 127.1 millones, se realizaron operaciones
Time Deposit que alcanzaron los US$ 787 millones, obteniendo
US$ 661,000 de rendimientos por esta administracién. De este
monto se entregd la suma de US$ 553,000 a Cenace, en cum-
plimiento del Acuerdo Comercial suscrito al inicié de las TIE y la
suma de US$ 108,000 fueron destinados para aliviar las restric-

ciones del Mercado Colombiano.

7.1.2.5 Otros Recaudos.

Fondo de Apoyo Financiero para la Energizaciéon

de las Zonas No Interconectadas - FAZNI -

Conforme a lo establecido en la Resolucion CREG 005 de
2001, durante el afio 2006 se facturd para el FAZNI un valor de
$65,724 millones, de los cuales el ASIC recaudé y giré al MME la
suma de $65,723 millones.

Durante el afio se percibieron rendimientos por valor de $35
millones a favor del FAZNI y se descontaron del valor a girar al

MME por concepto del GMF un total de $239 millones. En el

GRAFICA 68. INGRESOS Y EGRESOS DE LA CUENTA DE COMPENSACION
PARA ACTUALIZAR LAS DIVISAS DE LAS EXPORTACIONES

Millones pesos

TCRM (Pesos / Délar)

500 2,700
400 2,600
300
200 2,500
100 ‘ pP— 2,400
0 _ N\ Y
-100 . v‘ 2,300
-200 2,200
-300
00 2,100
-500 2,000
[{=] ©0 © © © © © [{] [{o] (o] © ©0 © © © © © ©
22 2 2 2 2 % 9 2 9 2 9 < 2 9 Q 9 O
o o 9 = = = > c c 5 o o a B B > [¢] (]
s 22323233224 ¢8233
E N N 2 5 8 & 8 Q- 3 g e 88 38R
W Ingreso = 3,840 millones M Egreso = 2,328 millones TCRM

[}
el
©
|9}
I~
(0]
>
©
©
C
0
Q
©
e
=
v
c
€
o
<<
>~
©
IS
[
g
k)
w
o]
o
c
0
Q
©
I
(9]
S
(0]
o
[}
€
£
kel
£




Informe de Operacién del Sistema y Administracién del Mercado

GRAFICA 69. EVOLUCION FACTURACION, RECAUDO Y RENDIMIENTOS DEL FAZNI
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eje X de la Gréfica 69 se observa el mes de facturacién y venci-
miento; en el eje izquierdo la evolucién mensual de la facturacién
y el recaudado; y en el eje derecho la evolucién mensual de los

rendimientos obtenidos y el GMF cobrado durante el afio 2006.

Fondo de Apoyo Financiero para la Energizaciéon

de las Zonas Rurales Interconectadas - FAER -

En cuanto a la facturacién y el recaudo de la contribucién del
FAER efectuados por el ASIC, para el afio 2006 se facturd la

suma de $56,243 millones, valor que se recaudé en un 100%

y que fue transferido a MME, descontando de este valor $204

millones por concepto del GMFE

La Gréfica 70 presenta la evolucion de la facturacion y el recaudo

del FAER durante los Gltimos |2 meses.

Fondo de Energia Social - FOES -

Por otro lado la facturacién y el recaudo del FOES, efectuado por
el ASIC, durante 2006 alcanzé la suma de $103,190 millones.

Igualmente, en ese periodo se generaron rendimientos a favor

GRAFICA 70. EVOLUCION FACTURACION, RECAUDO Y GMF DEL FAER
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del Fondo por valor de $165 millones. Durante el afio 2006 las
transferencias al MME se hicieron mediante operaciones REPO
generandose asf una disminucién en el valor descontado por
GMEF A partir de la facturacion del mes de noviembre de 2006
con vencimiento en enero 2007, se desconté un total de $37

millones de pesos por este concepto. Ver Gréfica 71.
7.2 GARANTIAS FINANCIERAS

Este proceso ha permitido de manera confiable asegurar en gran
medida, el cumplimiento de las transacciones efectuadas por los
agentes que participan en el Mercado Eléctrico Colombiano, in-
cluyendo las exportaciones efectuadas hacia el Ecuador vy el pago

de las importaciones recibidas de este pais.
7.2.1 Garantias Nacionales.

Durante el afio 2006 se administraron garantfas por valor de $2,856,000

millones, de los cuales $652,000 millones fueron en efectivo.

En relacion con la exigibilidad de las garantfas y mecanismos de
cubrimiento establecidos en la Resoluciéon CREG 019 de 2006,
se detalla en la Tabla 41 los diferentes tipos de garantias presenta-
dos por los agentes al cierre del mes de diciembre de 2006 y el

monto cubierto por éstas.

TABLA 41. DETALLE PORCENTUAL DE TIPO Y MONTOS
DE GARANTIAS

Cesion derechos crédito 2 2% 1,200 0%
Pagos anticipados 64 62% 91,873 | 37%
Cruce STR 2 2% 5,000 2%
Garantia bancaria 35 34% 148,238 | 60%
TOTAL 103 | 100% 246,311 | 100%
7.2.2 Garantias TIE

El esquema disefiado para garantizar las exportaciones e impor-
taciones de energfa a Ecuador, estipula el pago anticipado de las

transacciones que se estima se efectuaran en el Mercado.

En cumplimiento de lo anterior, durante el ano 2006 se adminis-
traron pagos anticipados de Cenace para cubrir las exportaciones
de energfa que ascendieron a los US$ 127.5 millones y pagos an-
ticipados de los agentes colombianos por valor de US$ 137,000

para cubrir las importaciones de energfa.

7.2.3 Nuevas Regulaciones CREG
en Materia de Garantias

El afio 2006 fue especialmente activo en ajustes a la normatividad

que rige en materia de las garantfas. XM tuvo una participaciéon

GRAFICA 71. EVOLUCION FACTURACION, RECAUDO Y RENDIMIENTOS DEL FOES
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destacada en los comentarios a las propuestas regulatorias, en la
elaboracion de los reglamentos de detalle y en la implementacién

tecnoldgica y puesta en funcionamiento del nuevo esquema.

De un lado, a partir del | de julio de 2006 se inicié la aplicacion
a la Resolucién CREG 019 del 4 de abril de 2006, en la cual se
modifican algunas disposiciones en materia de garantias y pagos
anticipados de los agentes participantes en el Mercado de Energla

Mayorista y se definen los Mecanismos de Cubrimiento.

De otro lado, durante el Ultimo trimestre se inicié la aplicacion a las
Resoluciones CREG, por las cuales se expiden las normas sobre ga-

rantias asociadas a la Energia Firme para el Cargo por Confiabilidad.
7.3 LIMITACION DE SUMINISTRO

Al igual que las garantfas, la limitacién de suministro ha sido una
herramienta eficiente que ha permitido mantener los altos niveles

de recaudo que tiene el Mercado.

Los procedimientos de limitacién de suministro se encuentran es-
tipulados en la Resolucién CREG |16/98 vy la Resolucion CREG
001/2003. Mediante estos mecanismos el ASIC puede limitar el

GRAFICA 72. NUMERO DE PROCEDIMIENTOS DE LIMITACION
DE SUMINISTRO POR TIPO. RESOLUCION CREG 116/98
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suministro de energfa eléctrica a los usuarios finales atendidos por
comercializadores morosos y puede limitar la venta de energfa en
bolsa que no este destinada a atender usuarios finales de dichos

comercializadores.

En cumplimiento de la regulacién vigente el ASIC aplicoé durante
el ano 2006, el procedimiento de limitacién de suministro ini-
ciando este procedimiento por mandato en 43 ocasiones y de
oficio en 215 oportunidades. De este Ultimo, el ASIC inici6 el
procedimiento de limitacion de suministro en 174 ocasiones por
el incumplimiento en la presentacién de las garantfas establecidas
en la Regulacién y 41 veces por incumplimiento en los pagos de
los vencimientos mensuales. En la Gréfica 72 se presenta la evo-
luciéon mensual de los procedimientos adelantados durante el afio

2006, por cada concepto.

Igualmente, en cumplimiento de la Resolucién CREG 001 de
2003, el ASIC inicio este procedimiento en 99 ocasiones de las
cuales 88 fueron ocasionadas por el incumplimiento en la presen-
tacién de las garantias establecidas en la Regulacién y |1 veces
por incumplimiento en los pagos de los vencimientos mensuales.
En la Gréfica 73 se presenta la evolucién mensual de los proce-

dimientos adelantados durante el afio 2006, por cada concepto.

GRAFICA 73. NUMERO DE PROCEDIMIENTOS DE LIMITACION
DE SUMINISTRO POR TIPO. RESOLUCION CREG 001/2003
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7.4 INFORME DE DEUDA

La adecuada gestion de los recaudos mensuales, las garantfas finan-
cleras para transacciones nacionales e internacionales y la aplica-
cién de la limitacién de suministro, contribuyd para que durante el
afo 2006 no se generara ninguna cartera por concepto de las TIE
y sélo se generara cartera a cargo de un agente del Mercado que al

corte de 31 de diciembre ascendfa a la suma de $245 millones.

Adicionalmente, es importante destacar que durante el afio 2006
se finalizd el Acuerdo de Pago suscrito entre las Centrales Eléc-
tricas del Cauca S.A. E.S.P y sus acreedores. Este acuerdo que
estuvo vigente desde el 17 de enero de 2002, se culmind con
éxito mediante el pago de la Ultima cuota del mismo el | de di-

ciembre de 2006.

A pesar del buen comportamiento del 2006 en materia de car-
tera, en el mercado existen obligaciones vencidas de periodos
anteriores, cuya evolucién se presenta en la Gréfica 74. En esta
Gréfica se incluye la deuda total de las empresas en operacién
comercial y las empresas que no transan en el mercado o que se

encuentran en proceso de liquidacion.

GRAFICA 74. DEUDA TOTAL

Al cierre de diciembre de 2006, la deuda a cargo de las empresas
en operacién comercial era de $17,823 millones y de las empre-
sas en proceso de liquidacién ascendia a $72,637 millones. En
resumen, la deuda total alcanzé los $90,460 millones; de éste
valor el 87% ($78,587 millones) corresponde a deuda con la Bol-
sa de Energfa, el 13% ($11,825 millones) a Cargos por Uso del
STNy el 0.05% ($46 millones) a Cargos por Uso del STR.

7.4.1Deuda vencida de las empresas en
operacion comercial

Al cierre del mes de diciembre de 2006, la deuda a cargo de las
Empresas que se encuentran en operacién comercial ascendia al
valor de $17,823 millones, que corresponden a las obligaciones
de Energfa y Finanzas S.A. E.S.R, Gas y Electricidad S.A. ES.Py
Energen S.A. E.S.P empresas que en la actualidad se encuentran
en proceso de Limitacién del Suministro y no representan de-

manda en el Sector Eléctrico Colombiano.

El 98% de la deuda ($17,337 millones) corresponde a Transac-
ciones en la Bolsa de Energfa, un 1% de la deuda total ($39 mi-
llones) a los cargos por uso del STN y el otro 9% ($37 millones)

a los cargos por uso del STR.
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GRAFICA 75. EVOLUCION DEUDA POR TIPO DE EMPRESA
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GRAFICA 76. EVOLUCION DE LA DEUDA POR NEGOCIO
DE LAS EMPRESAS EN OPERACION COMERCIAL
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En las Gréfica 75 y Griéfica 76 se presenta la evolucion de la deu-
da, en la cual se reflejan los principales eventos que han afectado

la misma.

7.4.2. Deuda vencida de las empresas que no se
encuentran en operacion comercial

La deuda de las empresas en proceso de liquidacion al 31 de
diciembre de 2006 ($72,637 millones), presenta una disminucién
del 43% con respecto al 2005 ($129,409 millones). La dismi-

nucién de la deuda ($56,772 millones) obedece a la extincion

como persona juridica de la Electrificadora del Chocé S.A. E.S.P,

en liquidacion.

El 56% del valor de la deuda actual ($72,637 millones), estd a
cargo de las Empresas Publicas de Caucasia S.A. E.S.P, el 38% a
cargo de la Electrificadora del Tolima S.A. E.S.P, y el 7% a cargo

de las antiguas Electrificadoras de la Costa Atlantica.

La Gréfica 77 muestra la evolucién de la deuda de las empresas

que no transan en el MEM.



GRAFICA 77. EMPRESAS QUE NO TRANSAN EN EL MEM
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7.5 INDICADORES DE GESTION

Para atender la labor de Administracién de Cuentas establecida en
el anexo B de la Resolucion CREG 024 de 1995 y en la Resolu-
cion CREG 008 de 2003, se definieron una serie de indicadores
como metas para la medicion de la gestién financiera del MEM
para el aflo 2006 y que evidencian la gestion financiera detallada

anteriormente.

El primero ellos se refiere al Nivel de Recaudo total del Siste-
ma de Intercambios Comerciales (SIC), de los Cargos por Uso
del Sistema de Transmisién Nacional (LAC STN) y del Sistema
de Transmision Regional (LAC STR). Este indicador se establece
como el porcentaje del recaudo total de los Ultimos tres meses
consolidados respecto de los valores que tenfan vencimiento du-
rante el mismo periodo, sin incluir intereses. Se considera, para
el clculo de este indicador, el recaudo que corresponda al perio-
do evaluado, efectuado dentro de los |5 dias siguientes a dicho
periodo. Las metas definidas en XM para este indicador estdn
entre el 96.5% como limite inferior y el 99.5% para el limite
superior. En la Gréfica 78 se observa que el recaudo durante
el afio 2006 estuvo por encima del limite superior establecido,

cumpliendo asf con una excelente gestion.

GRAFICA 78. NIVEL DE RECAUDO TOTAL SIC, STN Y STR

%o

100 == m———

gg  Limite Superior 99.5%

98

97

96 Limite Inferior: 96.5%

95

94

n © © © © © [{o] o [(] © © © ©

g 8 8 8 8 8 8 8 8 &8 8§ & 38

%) ) a = = > = = o o ] > o}

s § & 2 8 & 3 3 2 8§ &6 &2 5
STN m— STR — SIC

Otro de los indicadores definidos se refiere a la rotacién de car-
tera del MEM. Para este indicador, XM determind como meta
un rango entre 50 y 26 dias. En Gréfica 79 se muestra que en el
periodo reportado, la rotacién de cartera ha cumplido los indica-

dores, permaneciendo en un excelente nivel.

En la Gréfica 80 se presentan los tiempos que utiliza el ASIC y el
LAC para llevar a cabo la distribucién de los dineros recaudados,
los cuales se encuentran dentro de los parametros establecidos
en la Regulacién vigente, la cual define un plazo méaximo de tres

dias habiles posteriores al pago para efectuar esta distribucion. La
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meta de cumplimiento de este indicador es de 2.5 dias habiles, la

cual fue cumplida durante el afio 2006.

El Ultimo de los indicadores se refiere a la Cobertura de Garantfas
Financiera Mensuales, el cual se calcula con el fin hacer seguimien-
to a la estimacién que realiza el ASIC de los valores facturados
por concepto de Transacciones en la Bolsa de Energia y Cargos
por Uso de las Redes del Sistema Interconectado Nacional. Los
rangos definidos para este indicador, por parte del ASIC y del

LAC, estan entre el 80% y el 120% para Transacciones en Bolsa

GRAFICA 80. DIAS DE TRANSFERENCIA SIC Y LAC
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de Energiay entre el 90% vy el | 10% para los Cargos por Uso de

los Sistemas de Transmision Nacional y Regionales.

En la Gréfica 81 se presenta la evolucion mensual de este indi-
cador, en la cual se observa el efecto favorable de la entrada en
vigencia de la Resolucién CREG 019/2005

GRAFICA 81. COBERTURA GARANTIAS FINANCIERAS
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ANEXO |
ACONTECIMIENTOS DEL SIN 2006

LOS EXPERTOS EN MERCADOS)V <

Empresa del
GRUPO ISA



ANEXO |
ACONTECIMIENTOS DEL SIN
2006

CRONOLOGIA

A continuaciéon se relacionan en forma cronolégica, los eventos
de mayor impacto en la operacién del SIN durante el afio 2006,

asf como también las entradas y retiros de activos al Sistema.
01 DE ENERO

Se retira del Mercado de energfa la planta menor San Antonio. Se
modifica la capacidad efectiva neta de Menores Bogota quedando

en 101.6 MW
29 DE ENERO

A las 02:21 horas dispararon los circuitos | y 2 Jamondino -
Pomasqui a 230 kV. Seglin informacién suministrada por Cena-
ce, el evento ocurrié en la subestacion ecuatoriana de Milagros
230/138/69 kV al actuar los relés diferencial de barras y falla inte-
rruptor como respaldo al no operar la proteccion principal de la
linea a Pascuales 230 kV que presentd falla. También se presentd
el disparo de las subestaciones Machala, Babahoyo, San Idelfonso
a 138 kV, dejandose de atender en total 130 MW en Ecuador.
ISA informé que actud el relé de sobrepotencia de recibo en
direccion Colombia, el cual estd ajustado para actuar con una

transferencia de 100 MW,

31 DE ENERO
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A las 00:02 horas dispararon los circuitos a 230 kV Yumbo-San Ber-

nardino y Juanchito-Paez en ambos extremos y en Juanchito dispard

el circuito a Pance, este Ultimo se normalizé a las 00:08 horas. El

circuito San Bernardino-Yumbo se normalizé a las 00:26 horas v el

circuito Juanchito-Paez quedé indisponible. De acuerdo con infor-
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macién de ISA, la causa de estos disparos fue un atentado sobre la

torre 200 que se encuentra localizada a 20 km de Yumbo.

Alas 21:34 horas se presento recierre de los circuitos La Miel - San
Felipe | y2a230kV con 106 MW cada uno. El circuito | recerrd
trifasico en ambos extremos, el circuito 2 recerrd trifasico en San
Felipe y monofasico fase A en La Miel.  En el mismo momento dis-
pararon también las bahias de generaciéon |, 2 y 3 de La Miel con
102 MW cada una. La falla se localizo en los circuitos Miel — San

Felipe | y2a5kmy a2 km respectivamente desde La Miel.

26 DE FEBRERO

Alas 06:3 | horas disparé en Termoflores 2 el circuito | a Nueva
Barranquilla 220 kV con recierre exitoso en Nueva Barranquilla y
el Autotransformador 2 de Termoflores 220/1 10 kV. También dis-
par en Termo Flores 2 el circuito a Qasis | 10 kV. La subestacion
Termoflores 2 a | 10 kV quedd con tension cero y la unidad 2 de
Termoflores se encontraba optimizada por programa de genera-

cidn. No se ocasioné demanda no atendida.

0l DE MARZO

Se reincorpora al Mercado de energa la planta menor Dolores, la

cual hace parte de Menores Antioquia quedando en 97.13 MW.

02 DE MARZO

Alas 10:52 horas se presenté recierre trifasico de la linea Comu-
neros - Guatiguard, exitoso en Guatiguara y abrié en Comuneros,
sefializando falla trifasica. A la misma hora abrié la Bahfa de linea
en Barranca hacia Comuneros. En Barranca no se presenté sefia-
lizacion, en Comuneros arrancaron las protecciones principales.
Adicionalmente a la misma hora se presentd una falla en el circui-
to a |15 kV Barranca - San Silvestre por sobrecorriente a tierra,
ocasionando una demanda no atendida de 2.62 MWh en los mu-
nicipios de Barrancabermeja, San Alberto, Sabana, El Carmen y la
carga industrial de Ecopetrol en el Departamento de Santander.

La demanda fue restablecida completamente a las 10:58 horas.

A las 13:23 horas dispard la subestacién Cafio Limén 230/34.5
kV por intromisién de una iguana en la bahia de 34.5 kV del trans-
formador 2 50 MVA 230/34.5/13.8 kV. La bahia quedd indispo-
nible para revision por dafio en el aislamiento de los bujes del
transformador. Se presenté una demanda no atendida de 51.33
MWh entre las 13:20 horas y las 15:15 horas en los municipios
de Arauca, Arauquita, Cravo Norte, Puerto Ronddn y carga de la

Oxy en el Departamento de Arauca.

06 DE MARZO

A las 15:24 horas, estando indisponible el circuito | Chind — Sa-
banalarga a 500 kV, se presenté disparo del circuito 2 Chind - Sa-

banalarga 500 kV con 126 MW por atentado.

Como consecuencia de este, se presento aislamiento del area Cari-
be 2 afectando los departamentos de Atlantico, Bolivar, Cesar, Gua-

jira, y Magdalena, activandose el EDAC hasta su segunda etapa.

12 DE MARZO

A las 13:32 horas, estando indisponible el circuito | San Carlos-
Cerromatoso a 500 kV, se present falla monofasica de alta impe-
dancia en la fase A del circuito 2 a 500 kV San Carlos - Cerroma-
toso originada por un incendio debajo de la linea de transmisién,
lo cual produjo el aislamiento y pérdida adicional de generaciéon
en el drea Caribe que ocasiond colapso de todo el sistema eléc-

trico de la Costa Atlantica.

En el sistema central se registré una sobrefrecuencia que alcanzé

un valor maximo de 60.515 Hz.

El evento afectd los departamentos de Atlantico, Bolivar, Cesar,
Cordoba, Guajira, Magdalena, Sucre y el Urabd Antioquefio. El pro-
ceso de restablecimiento se inicié con el cierre de la interconexion
con Venezuela, el arranque de la central de Urrd y Termoflores 2, y

la energizacion del circuito San Carlos — Cerromatoso 2.



Sobre las 15:30 horas se tenfa normalizado el 90% de la de-
manda y al concluir la tarde estaba plenamente restablecido el

servicio.

Alas 18:48 horas se presenté disparo de los circuitos San Bernar-
dino - Yumbo, San Bernardino - Péez y Jamondino - Pomasqui
2a230kV por atentado.  Se produjo aislamiento del area sur del
resto del SIN, quedando esta drea conectada con el sistema Ecua-

toriano a través del circuito Jamondino - Pomasqui | a 230 kV.

14 DE MARZO

Alas 21:13 horas se presentd disparo de las lineas Paraiso - Circo
230 kV en Paraiso con 51 MW, San Mateo - Tunal 230 kV en San
Mateo con 51 MW y Paraiso - San Mateo 230 kV con 102 MW.
También dispararon los transformadores | y 2 en San Mateo con
19y 24 MW respectivamente. Personal de EEB reportd fuerte
tormenta en la zona. Por este evento se presenté una demanda
no atendida de 32.96 MWh en los municipios de Bosa y Soacha,

entre las 21:13 horas y las 21:59 horas.

26 DE MARZO

Alas 15:12 horas dispararon los circuitos San Bernardino - Paez y
San Bernardino - Yumbo a 230 kV por colapso de una estructura

que se encontraba averiada por atentado.

0l DE ABRIL

Alas 19:22 horas se dispard el circuito Chinl - Sabanalarga 2 500
kV con 138 MW por atentado. Se realizé traslado de carga, |5

MW, de Bolivar a Cérdoba - Sucre por operacion.

20 DE ABRIL

Declaraciéon en explotacion comercial a partir de las 19:00 horas

del transformador de Betania |0 MVA | 15/34.5 kV.

23 DE ABRIL

Alas 12:48 horas se presentd disparo del circuito San Carlos -
Cerromatoso | a 500 kV con 172 MW. El circuito quedd indis-

ponible por atentado.

01 DE MAYO

A las 09:56 horas dispard la barra | a |10 kV de la subestacion
Chint debido a la actuacion por error humano de la proteccion di-
ferencial de barras quedando abierto por | 10 kV el transformador
I 500/110/34.5 kV. Simultdneamente, se presentaba ejecucion
de la Consignacion Nacional de emergencia 3973 | sobre la bahia
de transformacion a | 10 kV del transformador 2 500/1 10 kV en
Chind, que consideraba los trabajos de correccién de puntos ca-
lientes en los seccionadores (7037, 7031 y 7035) del Autotrans-
formador 2 del lado de | 10 kV y el seccionador 7306 asociado a
la barra 2 de ' 10 kV.

Se presentd una demanda no atendida de 100 MW y 15.72
MWh en Cérdoba-Sucre y en el resto del sistema la frecuencia
subid a 60. 18 Hz.

07 DE MAYO

Alas 17:30 horas se presenté disparo de los circuitos Jamondino
- Pomasqui | y 2, por operacion del relé de separacion de areas
potencia recibo, el cual estd ajustado para actuar con una transfe-
rencia de 100 MW. La transferencia por los dos circuitos antes del
evento era del orden de 0 MW. Ecuador reporté la salida de un

transformador de 138/69 kV en la subestacién Pascuales.

08 DE MAYO

A las 4:40 horas se presentd aislamiento de la subestacion Pance
230y 15KV por incendio en el transformador 4 230/1 I 5kV. La
demanda no atendida fue de 22 MWh entre las 04:40 horas y las
05:50 horas.
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19 DE MAYO

Alas 13:48 horas se presentd disparo por atentado de los circui-
tos San Bernardino - Betania | y 2 a 230 kV con 107 MW cada
uno. Lafallase localizé a 105 km. desde San Bernardino. Central
Hidroeléctrica de Betania S. A informd que en el mismo instante
del evento se produjo disparo de la unidad de generacién 3 de
Betania con 160 MW, por operacién de la proteccién falla a tierra

estator.

21 DE MAYO

Alas 07:19 horas se presentd disparo de los circuitos San Ber-
nardino - Paez y San Bernardino - Yumbo a 220 kV por atentado
a estos circuitos, igualmente dispararon en ambos extremos los
circuitos a 220 kV Jamondino — San Bernardino | y 2 y Jamondino

- Pomasqui | vy 2.

Los circuitos a 220 kV San Bernardino — Betania | y 2 se encon-

traban indisponibles.

Ante el aislamiento del Sur del pals, se presentd apagdn en la
subarea Cauca-Narifio. En el resto del SIN se registrd una sobre-

frecuencia que alcanzé un valor méaximo de 60.55 Hz.

Se presenté demanda no atendida en el departamento del Cauca
de 66.4 MWh la cual se normalizé a las 08:02 horas, y en los
departamentos de Narifio y Putumayo normalizada a las 08:30

horas.

23 DE MAYO

Alas 13:46 horas se presenté disparo de las bahias de linea Co-
muneros a Barranca y Barranca a Bucaramanga quedando aislada
la subestacion Barranca a 220 kV.  En Comuneros sefializé falla
de alta impedancia bifasica. Nordeste informé que se soltd puen-
te que une al CT con el seccionador de barra de la fase B en la

subestacién Barranca | 15 kV del circuito Barranca - San Silvestre

['15kV. El circuito tenfa una carga de 51.4 MW en el momento

del evento.

La carga desatendida se transfirié a las subestaciones de Los Palos y

Bucaramanga por el circuito Palenque - Lizama - San Silvestre | 15 kV.
29 DE MAYO

Alas 20:57 horas se presenté disparo por atentado de los circui-
tos San Bernardino - Péez y San Bernardino - Yumbo a 230 kV

con 5.4y 9.1 MW respectivamente.
30 DE MAYO

A las 21:24 horas se presentd disparo de los circuitos Salvajina
- Pance y Salvajina - Juanchito 230 kV, por descargas atmosféricas.
Durante el evento salieron de servicio las unidades | y 2 de Sal-

vajina con 80 MW cada una.
02 DE JUNIO

Alas 15:26 horas se presentd disparo en San Carlos por falla en el
grupo transformador — generador 230/16.5/16.5 kV correspon-
diente a las unidades de generacion 3 y 4, esta falla ocasiona el
disparo de las unidades y del circuito asociado Casa de Maquinas
2 con 310 MW.

En el mismo instante sale de servicio el banco de autotransfor-
madores 2 de 500/230/34.5 kV de la subestacion, por operaciéon
de la proteccion diferencial (87T). El disparo se produjo con |60

MW.

Adicionalmente, por operacién de la proteccién diferencial hilo
piloto (87L) salié de servicio el circuito Casa de Maquinas | aso-
ciado a las unidades de Generacién | y 2 con 310 MW. También

dispararon las unidades 3, 4y 7 con 451 MW en total.

En Jamondino se dispararon los circuitos Pomasqui | y 2, por

operacién del esquema de Separacién de Areas Colombia -



Ecuador. Antes del evento la transferencia de Colombia hacia
Ecuador por los circuitos Jamondino - Pomasqui | y 2 era de 75

MW en cada uno.

La frecuencia descendié a 59.17 Hz con actuacién del EDAC,

presentandose una demanda no atendida de 430 MWh.

Las unidades 3 y 4 de San Carlos quedaron indisponibles por el

resto del afio 2006

06 DE JUNIO

Se retira del Mercado de energfa la central Cartagena 2 con 53
MW.

08 DE JUNIO

Declaraciéon en explotacion comercial de la Subestacion Calde-

ras | 15 kV.

11 DE JUNIO

Alas 01:01 horas se presenté disparo de los circuitos Los Palos
- Ocafia y Ocafa - San Mateo a 230 kV con | |.| MWy 9.3 MW,
respectivamente. Quedd también sin tensién el autotransforma-
dor 230/1'15 kV de Ocafia.  Se confirmé torre derribada por
atentado. Se presenté demanda no atendida en Nordeste hasta

el dia 15 de junio a las 14:20 horas.

17 DE JUNIO

A las 13:32 horas se present disparo de la barra | 230 kV en la
subestacion Jaguas, abriendo los circuitos a Guatapé | y 2, a Mal-
ena, la unidad | de Jaguas con 86 MW vy el transformador de ser-
vicio auxiliares. En el momento del evento se realizaban trabajos
con consignacién 38693 sobre la bahia de linea 2 Jaguas a Casa
Maquinas 230 kV para mantenimiento mayor a equipos de patio
y protecciones.  Durante los trabajos se activé erréneamente el

relé 50 BF de la bahfa de linea 2 Jaguas a Casa Maquinas 230 kV.

18 DE JUNIO

Declaracién en explotacidon comercial a partir de las 05:00 ho-
ras de la compensacién Tunal |15 kV 2*¥75 MVAR (UPME O1-
2004).

21 DE JUNIO

Alas 19:25 horas se present disparo por atentado a los circuitos
San Bernardino - Paez y San Bernardino - Yumbo a 230 kV con

una carga de 2 y 24 MW respectivamente.

23 DE JUNIO

A las 17:00 horas se presenté disparo de los transformadores |,
2y 3 con 88 MW y de los circuitos OXY |, 2y 3 en Cafio Limén
por operacién del relé SEL32 | - | en su funcidn de sobrecorriente.
Adicionalmente dispararon por baja tensién los bancos de com-
pensacion paralela 1, 2, 3y 4.  Los circuitos Arauquita y Arauca
quedaron sin tension por condicion operativa. En el momento del
evento OXY magnetizaba un transformador vy se les dispararon
2 unidades de generacion cada una de 8 MW.  La demanda no

atendida fue de 42.6 MWh entre las 17:00 y las 17:30 horas.

30 DE JUNIO

Declaracién en explotacién comercial de la central menor Calde-
ras con 19.9 MW.

07 DE JULIO

Alas 19:39 horas se presenté disparo de los transformadores |, 2
y 3 de Cafio Limén con 97.1 MW por operacién del relé SEL 32 |
en su funcion de sobrecorriente de fases, quedando sin tensién la
subestacion Cafio Limén por el lado de 230 kV y 34.5 kV. Tam-
bién hubo disparo por baja tensién de los bancos de compensa-
cién paralela |, 2, 3 y 4 de Cano Limén. El disparo se debié a que
se estaban transfiriendo 83.2 MW hacia la OXY y se presentd

alli disparo de una unidad de generacion con 8 MW, causando la
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actuacién del relé de sobrecorriente en los transformadores |, 2
y 3. La demanda no atendida fue de 50.5 MWh entre las 19:39
y las 20: 1| horas.

10 DE JULIO

A las 14:02 horas se presentd disparo de las lineas Los Palos -
Toledo - Samoré - Banadia - Cafio Limén 230 kV, quedando por
fuera las subestaciones de Toledo, Samoré, Banadia y Cafio Li-
mon.  El evento fue causado por el acercamiento entre el circui-
to de 230 kV y un circuito de distribucién local. La demanda no
atendida fue de 420 MWh entre las 14:02 y las 19:05 horas.

14 DE JULIO

Alas 15:38 horas se present disparo de los circuitos La Reforma
- Tunal y La Reforma - Guavio a 220 kV originado por una falla de
alta impedancia en la fase A del circuito La Reforma-Guavio a 220
kV a 45 km de La Reforma, quedando sin tension la subestacion
La Reforma 220 kV.

Las protecciones asociadas a las bahfas de linea de Guavio hacia
Reforma como de Reforma hacia Guavio actuaron a los 756 ms
y 795 ms respectivamente, dando oportunidad a las protecciones
de respaldo de otras lineas que despejen la falla como efectiva-
mente ocurrié con las protecciones asociadas a la bahfa de linea

Tunal hacia La Reforma.

Se registrd una sobrefrecuencia en el SIN que alcanzé un valor

maximo de 60.16 Hz.

Ante el aislamiento de Reforma 220 kV se presenté demanda no
atendida en el departamento del Meta entre las 5:38 y las 17:00
horas. En total se dejaron de atender |17.25 MWh con una

potencia maxima de 105 MW.

24 DE JULIO

Alas 18:10 horas se presentd disparo de los circuitos San Bernar-
dino - Pdez y San Bernardino - Yumbo 230 kV, por falla bifésica
fases A, C en el primer circuito y A, B en el segundo. Reportaron
la presencia de quemas de cafa entre torres del circuito San Ber-

nardino — Yumbo 230 kV.

26 DE JULIO

A'las 21:10 horas se presentd por atentado disparo de los cir-
cuitos San Bernardino - Betania | y 2 con 182 MW cada uno, la
falla se localizé aproximadamente a |7 km de San Bernardino.
Adicionalmente se presento salida de la unidad | de Betania con

|74 MW por esquema rechazo automatico de generacion.

01 DE AGOSTO

A las 02:00 horas se presenté disparo por falla de las lineas Paez
- Juanchito con 62.8 MW y San Bernardino - Yumbo con 105
MW, en Betania del circuito a San Bernardino 2 con 148 MW, en
Jamondino por sobretensién de los circuitos a Pomasqui | 'y 2 con
125 MW cada uno y en Panamericana por baja tensién de la bahia
de acople BCP1234 de 34.5 kV.

Quedaron sin tensidn las subestaciones Jamondino, Paez, San
Bernardino y Panamericana. En Jamondino se encontraba co-
nectado el reactor 3, en San Bernardino los Bancos | y 3 de
la compensacion paralela, en Panamericana el Banco 2. A la
misma hora del evento se dispararon y quedaron indisponibles los
circuitos Juanchito - Pance, Juanchito - Salvajina de EPSA | quien

reportd torre derribada. La falla se localizé a 18.85 km.

Adicionalmente, dispard la unidad | de Alto Anchicaya con 89
MW. La frecuencia subié a 60.77 Hz.  Los circuitos San Bernar-
dino - Yumbo y Juanchito - Paez también quedaron indisponibles
por atentado. La demanda no atendida fue de 95.6 MWh entre
las 02:00 y las 03:23 horas.



Por liquidacion de la Empresa Antioquena de Energia S.A. E.S.P
—EADE-, sus activos pasan a ser administrados por Etaservicios

SA ESP

Se aprueba el inicio del periodo de cuatro afios para la realizacion
de pruebas de estatismo y banda muerta, segin Acuerdos CNO

3621y 363.

07 DE AGOSTO

A las 03:43 horas las unidades de San Carlos | y 2 quedaron
sin servicio ante el disparo del circuito a Casa de Méquinas |.
Las unidades 5 y 6 de San Carlos rechazaron carga a pesar de
estar prestando el servicio de AGC al pasarse a red aislada. Se
perdieron en total 367.2 MW. Las unidades 5 y 6 no respondie-
ron al estar en red aislada mientras la frecuencia se recuperaba
por lo que ésta bajé de nuevo a 59.84 Hz a las 03:46 horas.
Se presentaba tormenta en la zona. En este evento se activo el
EDAC desatendiendo 124.8 MW de demanda en todo el pais,
en Ecuador se presentd desconexion de 7.2 MW por actua-
cién del EDAC. Subieron generacion Playas, Betania, Guadalupe

— Troneras y Tebsa.

Adicionalmente, se presentd recierre trifasico en ambos extre-
mos del circuito Purnio - San Carlos |, con 88.5 MW, por falla en
las Fases B y C. Recierre trifasico en Purnio y recierre monofasico,
Fase B, en San Carlos, del circuito Purnio - San Carlos 2, con 88.9
MW, por falla en la Fase B. De acuerdo con informacién de ISA,
se presentaban fuertes lluvias en la zona de la subestacién San
Carlos. El interruptor 2M090 de San Carlos no realizé recierre y

fue normalizado a las 03:54 horas.

08 DE AGOSTO

A las 1:58 horas se presenté disparo de los circuitos Envigado -
Guatapé 230 kV en Envigado con 50 MW, Guatapé - Oriente 230
kV con 57 MW, Playas - Oriente 230 kV en Playas con 20 MW,
Envigado - Oriente 230 kV en Oriente con 37 MW.  También se
dispard el transformador | de Oriente 230/1 15/46.6 kV por 230

kV con 44 MW. A la misma hora se presento recierre monofasico
fase B de los circuitos Guatapé - Ancon Sur |y 2 230 kV en
Guatapé con 0 MW (los circuitos se encontraban en vacio) y re-
cierre monofasico fase B del circuito Guatapé - Playas 230 kV en
Guatapé con 43 MW. Ademas, se dispard en Guatapé el circuito
Guatapé - Calderas |15 kV. La frecuencia subié a 60.16 Hz. La
subestacién Oriente quedd sin tension. A las 02:06 horas se ter-
minaron de reestablecer los circuitos menos Guatapé - Oriente
230 kV al quedar indisponible la bahfa de linea en Oriente por falla
en la bobina de cierre. A las 02:3| horas se reconecta el trans-
formador en Oriente. EPM informd que se presentaban fuertes

tormentas en la zona.

09 DE AGOSTO

A las 00:49 horas se presento el disparo del Autotransformador
3 de Cerromatoso 500/230 kV con 203 MW por actuaciéon inde-
seada del sensor de temperatura del devanado de la fase B, oca-
sionando disparo de las cuatro unidades de Urra con 256 MW 'y
posteriormente el disparo de los circuitos a 230 kV Cerromatoso
-Urra 'y 2 y Urra - Uraba 230 kV y de los transformadores de
Urrd 230/1'10 kV 'y Uraba 220/110/44 kV con 31.9 MW y 22.2

MW respectivamente.

La demanda total afectada en el departamento de Cérdoba fue
de 4.8 MWh en los municipios de Rio Sint y Tierra Alta y en el
departamento de Antioquia 5.2 MWh en los municipios de Apar-
tadd, Chigorodd, Carepa, Turbo, Arboletes, San Juan de Urabg,
San Pedro de Uraba y Necodli.

Ante la pérdida de la generacion de Urrd, la frecuencia en el siste-

ma central bajé a 59.66 Hz.

10 DE AGOSTO

Alas 10:54 horas se presentd disparo de los circuitos | y 2 San
Bernardino - Jamondino 230 kV por falla trifasica a tierra a 33 km
de la subestacion San Bernardino. Se encontraron derribadas las

torres 63y 64 asociadas a estos circuitos en el municipio de Rosas
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Informe de Operacién del Sistema y Administracién del Mercado

(Cauca). También dispararon los circuitos Popayan - El Zaque y
Zaque - Catambuco |15 kV'y los circuitos | y 2 Jamondino - Po-
masqui 230 kV con 98 MW cada uno, por operacion del relé de

separacion de areas potencia recibo.

Como consecuencia del aislamiento del Sur del pafs, la frecuencia

subié a 60.34 Hz.

La demanda no atendida fue de 807.60 MWh en los departamen-
tos de Cauca, Narifio y Putumayo. El sistema ecuatoriano deslas-
tré 231.61 MW por baja frecuencia, activando las dos primeras

etapas del esquema EDAC al llegar la frecuencia hasta 59.13 Hz.

13 DE AGOSTO

Declaracién en explotacion comercial a partir de las 18:00 horas

del Transformador de San Mateo (Clcuta) 47 MVA 115/13.8 kV.

23 DE AGOSTO

A las 22:12 horas se presentd disparo de la bahia de linea en la
subestacion Occidente a Envigado 220 kV y disparo de la bahia de
| 15kV de los transformadores | y 2 en la subestacion Envigado.
El evento fue generado por la rotura de la linea en el circuito

Envigado - ltaglifa | I5 KV entre las torres [0y | 1.

A las 13:28 horas se presenté disparo de los transformadores
| 'y 2 de Noroeste 230/1 15 kV con 186.7 MW en total, de las
unidades de Guaca y Paraiso 3 con 423 MW en total. Se estaba
trabajando en el médulo de acople 2 de | 15 KV de la subestacién
Noroeste bajo consignacién nacional 40398 y consignacion local
928051. Por un error humano se presentd un acercamiento a la
barra de |15 kV causando la averfa del PT de la fase B del Seg-
mento BI.1 de la Barra. El evento ocasioné demanda no atendida
de 244 MW en la ciudad de Bogotd v la frecuencia sube a 60. 16
Hz a las 13:29 horas. Adicionalmente se presentd recierre posi-
tivo en la linea La Mesa - Noroeste 230 kV fase B y disparo del

condensador de Noroeste 75 MVAR por baja tension.

26 DE AGOSTO

Alas 10:54 horas se presento disparo de la planta Trinitaria (Ecuador)
con 130 MW por falla en lazo de control de combustible, ocasionan-

do disparo de los circuitos | y 2 Jamondino - Pomasqui a 230 kV.

Con la apertura de la interconexion Colombia-Ecuador se pre-
sentd una frecuencia minima en Ecuador de 58.76 Hz ocasio-
nando la desconexién de cuatro etapas del esquema EDAC de
Ecuador, mientras que para el sistema colombiano se reportd una

sobrefrecuencia que alcanzd los 60.42 Hz.

01 DE SEPTIEMBRE

Puesta en servicio el cogenerador Coltejer de |.6 MW, conecta-

do a la subestaciéon Envigado.

05 DE SEPTIEMBRE

Alas 19:42 horas se presentd disparo de los circuitos San Bernar-
dino - Yumbo y Paez - Juanchito a 230 kV con 88 MWy | 16 MW,
respectivamente. El circuito Paez - Juanchito quedd en servicio a
las 19:57 horas. Se confirmé torre derribada por atentado. A
las 19:59 horas, se realizd intento fallido de normalizacion desde
subestacion Yumbo a San Bernardino. La falla se localizé a 20 km
desde Yumbo.

07 DE SEPTIEMBRE

A'las 19:52 horas se presenté disparo de los circuitos San Ber-
nardino - Yumbo y San Bernardino - Paez a 230 kV con 143 MW
y 64 MW respectivamente, quedando sin tensién la subestacién
Péez. Llafallaselocalizd a 101 km desde Yumbo. Segln infor-

macién de ISA se encontré torre derribada por atentado.

09 DE SEPTIEMBRE

Alas 13:06 horas se presenté disparo de los circuitos a 230 kV

Belén - San Mateo en Belén, Tasajero - San Mateo y Ocana - San



Mateo en ambos extremos. La subestacién San Mateo 230/1 15
kV quedd aislada del STN. Se presentaba incendio forestal en las

afueras de la subestacién San Mateo.

Se presentd una demanda no atendida de 35.47 MWh con una
potencia de 54 MW en los municipios de Tibu,, Zulia y zona
urbana de la ciudad de Clcuta en el departamento de Norte de
Santander. La carga se restablecié a las 13:50 horas por los circui-

tos Belén - San Mateo y Convencién - Tibu |15 kV.

20 DE SEPTIEMBRE

Alas 20:15 horas se presenté desconexién de |10 MW de carga
en Guayaquil (Ecuador), ocasionando apertura de la interconexion
Colombia-Ecuador y el disparo de los circuitos | y 2 Jamondino

- Pomasqui a 230 kV por sobrepotencia inversa.

Ante el disparo de la interconexiéon Colombia-Ecuador, se pre-
sentd una frecuencia minima en Ecuador de 59.7 Hz mientras
que para el sistema colombiano la frecuencia se mantuvo dentro

del rango normal de operacién.

24 DE SEPTIEMBRE

Declaracién en operacién del circuito Paipa - Tunja | 15 kV.

29 DE SEPTIEMBRE

Se aprueba el inicio del periodo de cuatro afios para la reali-
zacion de pruebas de estatismo y banda muerta de la Central

Cartagenal. Acuerdo CNO 373.

03 DE OCTUBRE

Alas 14:17 horas se presenté disparo del circuito Ancédn Sur - San
Carlos 2 con 61.4 MW vy en el circuito Ancon Sur - San Carlos |
recierre fase A en Ancdn Sur y disparo en San Carlos con 51.5 MW.
Se dispararon en Ancén Sur los circuitos EPM2 y Esmeralda 2 aso-

ciados a la Barra 3 y en San Carlos todos los interruptores asociados

alaBarra |. Simultineamente dispararon las unidades 1,2,7 y 8 de
Guatapé con 43 MW c/u para un total de 172 MW. La frecuencia

cayd a 59.76 Hz. Reportan descargas atmosféricas en la zona.

Alas 15:27 horas cuando se pretendia cerrar el interruptor del
Banco | en la Subestacién Guatapé, por error humano se dié
orden de cierre al seccionador nimero | del banco | (la orden
se dio directamente por software desde el computador de con-
trol de la subestacién debido a que no recibia el comando desde
las consolas de operacién; previamente se habfa habilitado el
seccionador de barras | para cumplir con los requisitos de cierre

del interruptor).

Con esta maniobra, se aterrizé la subestacion Guatapé y operd
la proteccion Diferencial de Barras C, desconectando todas las
lineas y bancos asociados a ella (se presentd rechazo de 108 MW,

unidades 3, 4y 5)

Se presentd disparo de la subestacién Guatapé 220 kV, del trans-
formador Guatapé 90 MVA 220/1 10 kV. Se abrieron las lineas a
220 kV Guatapé - Jaguas | vy 2, Guatapé - San Carlos, Guatapé
- Playas, Guatapé - Barbosa, Guatapé - Miraflores, Guatapé - La
Sierra, Guatapé - Oriente, Guatapé - Envigado y Transformador
Guatapé 90 MVA 220/1'10 kV.  Simultdneamente dispararon las
unidades 3, 4 y 5 de Guatapé con 36 MW c/u para un total de
108 MW. En el momento del evento se encontraba vigente la
consignacién C004 1863 sobre el segmento de barra Guatapé |

seccion 2 220 kV. La subestacion Guatapé quedo sin tension.

Alas 22:36 horas se presento recierre exitoso fase B en ambos
extremos del circuito La Reforma - Guavio 230 kV con 96 MW,
disparo en Circo y recierre exitoso fase B en Guavio circuitos
Guavio - Circo | y 2 230 kV con 65.6 'y 61 MW respectivamen-
te, disparo en Tunal y recierre exitoso fase B en Guavio circuito
Guavio - Tunal 230 kV con 54 MW.  Allas 22:39 horas se dispard
en Guavio la bahfa de linea y hacia La Reforma con 95.5 MW.
Simultdneamente se dispard la unidad | de Guavio con 60 MW
por operacion del diferencial del generador. Reportaron fallado el
interruptor QO de la unidad. Se presentaban descargas atmosfé-

ricas en la zona.
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06 DE OCTUBRE

Subestacién La Insula 115 kV. Declaracion en operacién de la
subestacion La insula |15 kV y equipos asociados, circuitos Zulia
- Insula, Belén(Cucuta) - La Insula y San Mateo - La fnsula |15 KV,
transformador de 25 MVA [ 15/13.8 kV y transformador |8 MVA
[15/34.5 kV.

10 DE OCTUBRE

Alas 16:02 horas se presenté disparo de los circuitos San Bernar-
dino - Yumbo con 183 MW y Juanchito Paez con 175 MW, por la
operacién de protecciones principales.  Simultaneamente se dis-
paré el Banco de Condensadores de Jamondino por operaciéon
de la proteccién de sobre tensién.  Adicionalmente se dispard
la Bahfa de Linea Betania a Ibagué ocasionando el aislamiento de
las subestaciones Betania, San Bernardino y Jamondino, las cuales
quedaron conectadas al sistema ecuatoriano. Luego de inspec-
cién se reporté quema bajo la linea.  El circuito Pance - Santander

a |15 KV abrié en Pance.
11 DE OCTUBRE

A'las 21:27 horas se presentd disparo de las lineas 230 kV San
Mateo - Tunal en San Mateo y Paraiso - San Mateo en Parai-
so, quedando sin tensién la subestacién San Mateo 230 kV.  En
ambas lineas sefializd proteccion distancia Fases Ay B y recierre
positivo fases A y B en Tunal a San Mateo. En el momento del

evento se presentaba fuerte tormenta en la zona.

Se presenté demanda no atendida de 124.9 MWh con una po-
tencia de 49 MW afectando el municipio de Soacha y el sur de
la zona urbana de la ciudad de Bogotd en el departamento de

Cundinamarca.
14 DE OCTUBRE

Alas 19:39 horas se presento recierre trifasico exitoso en Guavio

y disparo en Circo, circuito Guavio - Circo | 230 kV con 143

MW, recierre trifasico exitoso en ambos extremos del circuito
Guavio - Circo 2 230 kV con 132 MW, sefializando proteccion
distancia fases B y C a tierra. Ademas, disparo en ambos ex-
tremos el circuito Guavio - La Reforma 230 kV con 165 MW,
sefializando proteccion distancia fase C. Reportan tormenta en la

zona de Guavio.

26 DE OCTUBRE

Alas 9:58 horas por falla en tableros de control remoto de las uni-
dades, se produjo el disparo de las unidades | y 2 de La Tasajera
y la apertura en la subestacién de los didmetros hacia Barbosa,
Bello y Occidente. Simultdneamente se realizaba la consignacion
42217 sobre la unidad 3. La frecuencia cay¢ a 59.83 Hz y la
subestaciéon La Tasajera quedd sin tensiéon hasta las 10:16 horas

cuando se reconectd el circuito hacia Barbosa.

EPM informé que este disparo fue causado por falla en el telecon-
trol de casa maquinas, el cual fue bafiado con agua proveniente
del plastico que se habfa colocado como proteccién del tablero,
para la ejecucion de las obras civiles que se vienen ejecutando en

la casa de méquinas.

Alas | 1:49 horas se presentd disparo del circuito Reforma - Gua-
vio en Reforma con 200 MW. Hubo falla en las fases B y C a tierra
aclarada oportunamente ante operacién de las protecciones prin-
cipales. La falla se localizd a 6 km. desde Reforma. A esta misma

hora se presenté disparo del circuito Guavio - Tunal.

27 DE OCTUBRE

Alas | 1:49 horas reportan falla en el control remoto de las uni-
dades de La Tasajera ocasionando el disparo de las unidades 1, 2,
3 y la apertura en la subestacién de los didmetros hacia Barbosa,
Bello y Occidente. La frecuencia cayd a 59.72 Hz y la subestaciéon
La Tasajera quedd sin tensién hasta las | 1:58 horas cuando se

reconectd el circuito hacia Barbosa.



EPM informd que este disparo fue causado al retirar de servicio
una tarjeta de la fibra éptica. Esto se realizaba debido a que se
pretendia verificar el estado en que habfan quedado los equipos

después del evento del 26 de octubre.

0l DE NOVIEMBRE

Declaracién en explotacion comercial de la Compensacién El Sol

['15kV75MVAR.

02 DE NOVIEMBRE

A las 00:08 horas se presenté disparo de los circuitos a 230 kV
San Bernardino - Pdez y Yumbo - San Bernardino por atentado.
Posteriormente, en la evolucién del evento se presentd el disparo
de los circuitos Betania - Ibagué y Jamondino - Pomasqui | 230

kV.

La frecuencia del sistema central subid a 60.48 Hz mientras que
para el area Sur se registré una frecuencia minima de 58.77 Hz
ocasionando la actuacién del esquema EDAC hasta la cuarta etapa
tanto en el sistema colombiano como en Ecuador.  La desco-
nexion total de carga reportada fue de 24.35 MW en Colombia y
de 320 MW en Ecuador.

Adicionalmente, se presenté demanda no atendida de 15.59
MWh en Huila ante salida por sobretensiéon de los circuitos | 15
kV. Betania—Neiva | y2 con 25 MWy 24 MW respectivamente
y Prado — Neiva 2 con 8 MW, afectando los municipios del centro
y norte del departamento del Huila. La carga se normalizé a las

00:40 horas.

A las 17:22 horas se presenté disparo de todos los activos de
la subestacién Jaguas a 230 kV. El circuito a Guatapé | transferia
25.7 MW, el circuito a Guatapé 2 transferfa 36.8 MW, el circuito
aMalena 59.5 MW. También se quedd sin tensiéon el transforma-
dor de Malena con 6.4 MW. El evento lo ocasiond la explosién
del pararrayos fase B de la bahfa del transformador 230 kV en

Jaguas.

2|1 DE NOVIEMBRE

Alas 15:33 horas se presenté una falla sobre el circuito a | 15 kV
Pance — San Antonio | que afectd la fase A.  Esta falla fue des-
pejada desde San Antonio. En Pance la proteccién de distancia
detecto la falla y ordend el disparo pero al menos el polo de la
fase A no abrid y la falla continué alimentada. Por este motivo ac-
tuaron las protecciones de respaldo despejando la falla desde San
Antonio por los circuitos |y 2, desde Papeles del Cauca y en los
autotransformadores |,2,3 y 4 de Pance El Ultimo elemento en
salir fue el transformador AT2 a los |.7 segundos. Debido a este

tiempo, el circuito Yumbo — Pance 220 kV operd en respaldo.

29 DE NOVIEMBRE

A'las 16:37 horas se presentd explosion por sobrecorriente del
condensador | Tunal de 75 MVAR |15 kV. Simultdneamente se
presento disparo de los transformadores |, 2 y 3 de Tunal 168
MVA 230/115/13.8 kV por actuaciéon de la diferencial de barra y
apertura de la subestacién Tunal | 15 kV. En el evento se presentd
una salida de 210 MW de carga que afecta la zona urbana de la

ciudad de Bogota en el departamento de Cundinamarca.

30 DE NOVIEMBRE

A las 18:35 horas se presentd disparo de todos los elementos
asociados a la Barra 2 seccién 2 de la subestacion Guatapé 220
kV por actuacién de la proteccién falla interruptor 50 BF en la
linea a Playas afectando a los circuitos a 230 kV Guatapé - Orien-
te, Guatapé - Envigado, Guatapé - La Sierra y Guatapé - San
Carlos 2, Transformador | Guatapé 90 MVA 220/110/44 kV y
el transformador |71 MVA 220/13.2/13.2 kV correspondiente a
las unidades | y 2, las cuales salieron con 70 MW de generacion

cada una.

03 DE DICIEMBRE

A'las 16:38 horas se presenté disparo de los circuitos San Ber-

nardino - Paez y San Bernardino - Yumbo a 230 kV por colapso
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de torre que se encontraba averiada por atentado, igualmente
dispararon los circuitos Jamondino - Pomasqui | y 2 a 230 kV en
ambos extremos, Betania - Ibagué a 230 kV en Betania y los cir-
cuitos | y 2 Betania - Neivaa | 15 kV en Neiva por sobretensién
ocasionando aislamiento de las subareas Huila-Caquetd y Cauca-

Narifo del resto del SIN.

Ante el aislamiento del Sur del pafs la frecuencia cae a 55.58 Hz.
En el resto del SIN se registré una sobrefrecuencia que alcanzo

un valor méaximo de 60.48 Hz.

04 DE DICIEMBRE

A las 19:03 horas ante la confluencia de multiples factores como
indisponibilidad por atentado de los circuitos a 230 kV Guavio
— La Reforma, Guavio — Tunal, Comuneros — Guatiguara y Ba-
rranca — Bucaramanga; de los circuitos Torca — Noroeste | y 2
por trabajos de expansién, indisponibilidad parcial de generacion
por | 15 KkV, del banco de compensacién | de Tunal y la alta de-
manda que se presentaba en el momento en el area de Bogota el
Sistema se encontraba cercano a sus limites operativos de seguri-
dad. Con estas condiciones se presenté disparo por sobrecarga
de los circuitos Autopista - Suba | 15 kV, Usaquén - Morato | 15
kV'y Castellana - Calle 51 ocasionando la pérdida por sobrecarga
de los circuitos Circo - Guavio | y 2 en Guavio y disparo en
Primavera del circuito Primavera - Guatiguard a 230 kV con 129
MW, se pierden aproximadamente | 600 MW (Chivor, Pagua, Pa-
lenque3, Guavio, Paipa 3 y 4, Tasajero, Termoyopal). También se
dispararon los circuitos Ocana - San Mateo 230 kV con 7.6 MW,
circuitos OXY |, 2y 3a34.5kV con 21.1 MW por cada circuito
y disparo en San Mateo del circuito a 230 kV San Mateo — Belén
con I5.1 MW. EISIN quedd operando con 2 areas separadas, el
Norte de Bogota quedd sin servicio y en el resto del Sistema se
presentd desconexion automatica de carga por baja frecuencia.
Posterior a la salida de las unidades de generacién en las dreas
Nordeste y Oriental, se produjo también eyeccién de carga en

estas areas.

Alas 21:33 horas una vez restablecido el sistema del evento ante-
rior y estando indisponibles los circuitos a | |5 kV Morato - Usa-
quén y Castellana - Calle 51 se presentan nuevamente disparos
por sobrecarga en lareda | 15 kV de Bogota, saliendo los circui-
tos Autopista - Suba y Salitre - Castellana, ocasionando la pérdida
por sobrecarga de los circuitos Circo - Guavio | y 2 en Guavio y
posteriormente disparo por sobretensién de los circuitos Guavio
- Torca y Chivor - Torca. Al igual que en el evento anterior, se
presento disparo de la interconexién Colombia - Ecuador, el SIN
quedd operando con dos éreas separadas, el Norte de Bogotd
quedd sin servicio y en el resto del sistema se presentd desco-

nexion automatica de carga por baja frecuencia.

10 DE DICIEMBRE

Alas 16:53 horas se presenté disparo por atentado de los circui-
tos San Bernardino - Paez, Yumbo - San Bernardino a 230 kV, y

de la bahfa de linea Pomasqui a Jamondino 2.

14 DE DICIEMBRE

Declaracién en operaciéon de los circuitos Noroeste - Bacaté -
Torca | y 2 230 kV y equipos asociados. Salen de servicio los

circuitos Torca - Noroeste | y 2 230 kV.

29 DE DICIEMBRE

ISA puso en operacién comercial la linea Primavera - Bacata | 500

KV y Subestaciones asociadas Primavera 500 kV y Bacatd 500 kV

31 DE DICIEMBRE

Declaracién en operacion de los circuitos Primavera - San Carlos
Cerromatoso 500 kV y equipos asociados. Sale de servicio el

circuito San Carlos - Cerromatoso 2 500 kV.

El proyecto incluyd la construccién de una linea de transmision
de circuito sencillo a 500 kV denominado Primavera — Bacatd; la

construccion de la subestacion Bacatd, en Tenjo (Cundinamarca);



la ampliacién de la subestacién Primavera, en Cimitarra (Santan-
der); dos lineas de transmisién a 500 mil voltios que conectan a la
subestacion Primavera con la linea existente San Carlos — Cerro-
matoso, en inmediaciones del municipio de Maceo (Antioquia) y
dos lineas de transmision a 230 mil voltios que conectan la Sub-
estacion Bacatd con la linea de transmision existente a 230 mil

voltios, Torca — Noroeste en la ciudad de Bogota.

Atentados contra la infraestructura eléctrica

En el afio 2006 se registrd un aumento en el nimero de atenta-
dos a la infraestructura eléctrica del pais con respecto a los ocu-
rridos en el afo 2005. Es asi como con respecto a dicho afio, el
ndmero de atentados aumentd en un 31.7% registrandose |33
atentados a lineas de tensiones iguales o superioresa | [0 kV (ver
Gréfica 82).

De igual forma, se incrementé el nimero de torres derribadas y/
0 averiadas con respecto a las presentadas en el afio anterior, re-
gistrandose durante el afio 2006 un total de 24| torres averiadas,

un 6.2% mas que las presentadas en el afio 2005 (ver Tabla 42)

GRAFICA 82. ATENTADOS A LINEAS 2006

Numero
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TABLA 42 TORRES DERRIBADAS O AVERIADAS 2005-2006

ISA 123 147
CENS 12 23
Cedelca 1 17
EPSA 14 9
Ministerio (*) 10 7
Enertolima 6
EADE 1 5
EEB 1 5
EPM 8 4
ESSA 4
Cedenar 9 3
Bajo Putumayo 5 2
Caqueta 3 2
CHEC 2
Transelca 7 2
Chocé 1
Electrohuila 1
Enelar 13 1
Casanare

Codensa

Distasa

EBSA

Electrocosta 9

EMSA

Putumayo

Termoflores 1

Total 227 241

(*): Circuito Jamondino-Mocoa.

De las 241 torres averiadas, el 61% (147 torres) pertenecen a
ISA. La siguiente empresa mas afectada en nimero de atentados
a sus torres fue CENS con un 10% del total de las torres (23

torres).
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No obstante el aumento de los atentados a la infraestructura
eléctrica durante 2006, la demanda no atendida por esta causa
fue solo de 16.4 GWh equivalente a 0.03% de la demanda de
energfa del SIN en dicho afio. Lo anterior, se logrd gracias a las
acciones llevadas a cabo por el CND vy a la experiencia adquirida
por los diferentes agentes transportadores para restablecer los
equipos afectados; asf como también al apoyo oportuno del Ejér-

cito Nacional.

Comparada con el afio anterior, la demanda no atendida debido
alos atentados pasé de 27 GWha |6 GWh, de la cual el 63.4%
se concentrd principalmente en las areas de Nordeste (3.9 GWh)
y Cauca — Narifio (6.6 GWh).
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ANEXO 2
EVOLUCION DEL MARCO
REGULATORIO

Durante el afo 2006, se destacaron los siguientes eventos en ma-

teria regulatoria y juridica:

e Enjulio 19, la Comision de la Comunidad Andina expide la
Decision CAN 639, que Incorpora a Bolivia al Marco Gene-
ral para la Interconexién Subregional de Sistemas Eléctricos e

Intercambio Intracomunitario de Electricidad.

* Enjulio 18, la Presidencia de la RepUblica promulgd el Decre-
to 2424, que regula la prestacion del servicio de alumbrado
publico y a las actividades que realicen los prestadores de este

servicio.

* En noviembre 10, el Congreso de la Republica promulgd la
Ley 1099 de 2006, por medio de la cual se prorroga la vigen-
cia del Articulo 81 de la Ley 633 de 2000 y se dictan otras
disposiciones, asociadas con el recaudo con destino al Fondo
de Apoyo Financiero para la Energizacién de las Zonas No

Interconectadas -FAZNI-.

Las principales Resoluciones que emitié la Comisién de Regula-
cién de Energla y Gas —CREG- y que afectan el funcionamiento

del Mercado de Energla Mayorista, fueron las siguientes:

* Resolucion 019: Por la cual se modifican algunas disposicio-
nes en materia de garantfas y pagos anticipados de los agentes

participantes en el Mercado de Energfa Mayorista.
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* Resolucién 024: Por la cual se dictan normas sobre funciona-

miento del Mercado de Energfa Mayorista, relacionadas con
la generacién termoeléctrica a gas natural en condiciones de

Racionamiento Programado de gas natural.
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Resolucién 049: Por la cual se suspende el plazo para la exi-

gencia de las mediciones de la Calidad de la Potencia Eléctrica.

Resolucion 070: Por la cual se derogan algunas disposiciones
de la Resolucién CREG 023 de 2000 vy se dictan otras dis-
posiciones para la contratacién de suministro de gas natural.
Mediante esta Resolucién se modifican las modalidades de

contratacion de gas natural.

Resolucién 071: Por la cual se adopta la metodologia para
la remuneracién del Cargo por Confiabilidad en el Mercado
Mayorista de Energla. Se adopta un mecanismo de subas-
tas de Energla Firme para la asignacién de las obligaciones de
Energia Firme a los Generadores y el Cargo por Confiabilidad
correspondiente, para cubrir la demanda objetivo definida
por la CREG. Con este esquema se busca incrementar la
confiabilidad en la atencidn de la demanda en el largo plazo,
a la vez que se establece un precio techo (Precio de Esca-
sez) al Precio de las transacciones en la bolsa en condiciones

criticas.

Resolucién 086: Por la cual se expiden las normas sobre ga-
rantfas asociadas a la Energfa Firme para el Cargo por Confia-
bilidad, aplicables en el primer afio del Periodo de Transicién,
de que tratan las Resoluciones CREG 071 y 079 de 2006,
como parte de las reglas de funcionamiento del Mercado

Mayorista.

Resolucién 102: Por la cual se adoptan los ajustes necesarios
a la regulacion vigente para dar cumplimiento al Articulo lo.

de la Ley 1099 de 2006. Calculo del FAZNII.

Resolucién 105: Por la cual se modifica parcialmente el arti-
culo 4 de la Resolucién CREG 022 de 2001. Regula la co-
nexién de usuarios al STN que implique expansion en este

Gltimo.

Resolucién 106: Por la cual se modifican los procedimientos

generales para la asignacién de puntos de conexién de gene-

radores a los Sistema de Transmisién Nacional, Sistemas de

Transmisién Regional o Sistemas de Distribucién Local.

* Resolucion 110: Por la cual se establecen los Ingresos Regu-
lados por concepto de los servicios prestados por el CND, el
ASIC y el LAC para el afio 2007.

* Resolucion 112: Por la cual se adoptan normas sobre fun-
cionamiento del Mercado Mayorista tendientes a promover
la competencia. Se definen las funciones del Promotor de las

subastas de Energfa Firme.

Asf mismo, los principales proyectos de resoluciones emitidos por
la CREG fueron:

*  Por la cual se adopta la metodologfa para establecer la remu-
neracién de los servicios del CND, ASIC y LAC. Al respecto,
XM esta analizando la metodologfa tarifaria propuesta a ser
aplicada a partir del afno 2008, a efectos de realizar los co-

mentarios pertinentes a la Comisién.

*  Por la cual se modifica el paragrafo del articulo 8° de la Re-
solucién CREG 006 de 2003 y adopta otras disposiciones en
materia de ajustes a la facturaciéon del mercado de energa

mayorista expedida por el ASIC y por el LAC.

e Porla cual se modifica la Resolucion CREG-063 de 2003, en
lo referente a la aplicacién de los programas de limitacién de
suministro de energfa en bolsa que no esta destinada directa-
mente a atender usuarios finales por parte de comercializa-

dores y generadores morosos.

El CNO expidié 83 acuerdos para mejorar el flujo de informa-
cién, los procedimientos vy los aspectos técnicos de la operacion

del SIN. Entre los mas representativos se encuentran:

* Acuerdo 349: Por el cual se aprueban los procedimientos

de creacién, operacién y modificacion de las Unidades de



Control prondstico de demanda y la oportunidad de reporte

de informacién al CND.

Acuerdo 350: Por el cual se aprueban los procedimientos
de determinacién y reporte al CND de los factores de des-
agregacion de la demanda pronosticada y los correspondien-
tes factores de potencia para ser empleados en el Despacho

Econémico.

Acuerdo 355: Por el cual se establece cual debe ser la infor-
macion a ser utilizada para el planeamiento operativo ener-

gético.

Acuerdo 365: Por medio del cual se establecen las respon-
sabilidades y los procedimientos a los cuales estan sujetos los
agentes Transportadores, Operadores de Red, Generadores
del SIN y el Centro Nacional de Despacho, respecto a las
realizacion de informes referentes al andlisis de eventos que
afecten la integridad del sistema Interconectado Nacional
SIN.

Acuerdo 366: Por el cual se acuerda un procedimiento para
el suministro de la informacién de demanda para la elabora-

cién del Despacho econémico.

Acuerdo 375: Por el cual se define la informacion y even-
tos a considerar por parte del Centro Nacional de Despacho

para calcular los indices de Indisponibilidad Historica.

Acuerdo 378: Por el cual se establece el Reglamento Interno

de Funcionamiento del Consejo Nacional de Operacién.

Acuerdo 379: Por el cual se establece el Codigo de Etica del

Consejo Nacional de Operacién
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AN€EXO 3
GLOSARIO

UNIDADES DE MEDIDA

$ Pesos colombianos
$/kWh Pesos colombianos por kilovatio hora
GPC Giga pies clibicos
GW Gigavatio
GWh Gigavatio hora
Hz Hertz
kv Kilovoltio
kw Kilovatio
kKWh Kilovatio hora
ms milisegundo
MPCD Millones de pies cubicos dia
MVA Megavoltaamperio
MVAR Megavoltaamperios reactivos
MW Megavatio
s segundo
TVA Teravoltaamperio
Us$ Délares de los Estados Unidos
\ Voltio
VDC Voltaje de corriente directa
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INSTITUCIONALES

ANH
BRMC

CAPT
CACSSE
CDC

CIRES

CND
CNO
CPC
CREG
DANE
IDEAM

IRI

ISA
MEM
MME
NCEP
NOAA
SSPD
TGl
UPME
XM

Agencia Nacional de Hidrocarburos

Centro de Investigacién de la Oficina de Meteorologia de Australia, Bureau of Meteorology Research Centre

Comité Asesor de Comerecializacion.

Comité Asesor de Planeamiento de la Transmisiéon

Comisién Asesora de Coordinacion y Seguimiento a la Situacion Energética del pais.

Centro de Diagnosticos Climéticos de la NOAA, Climate Diagnostics Center.

Instituto Cooperativo para la Investigacion en Ciencias Ambientales de los Estados Unidos, Cooperative Institute for
Research in Environmental Sciences

Centro Nacional de Despacho

Consejo Nacional de Operacién

Centro de Prediccion Climética de los Estados Unidos, Climate Prediction Center

Comisién de Regulacion de Energla y Gas

Departamento Administrativo Nacional de Estadistica

Instituto de Hidrologfa, Meteorologia y Estudios Ambientales de Colombia

Instituto Internacional de Investigacién para la Prediccién Climatica de los Estados Unidos, International Research Institute
for Climate Prediction

Interconexién Eléctrica S.A. E.S.P

Mercado de Energia Mayorista colombiano

Ministerio de Minas y Energia

Centros Nacionales para la Prediccién Climatica de los Estados Unidos, National Centers for Environmental Prediction
Administracion Nacional Oceénica y Atmosférica de los Estados Unidos, National Oceanic and Atmospheric Administration
Superintendencia de Servicios Piblicos Domiciliarios

Transportadora de Gas del Interior

Unidad de Planeacién Minero Energética

Compafifa de Expertos en Mercados S.A. E.S.P




OTROS TERMINOS

brevawra  Demlle
AGC Regulacién Secundaria de Frecuencia, Automatic Generation Control
ASIC Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales
CAOP Condiciones Anormales de Orden Publico
CEE Costo equivalente en energfa del Cargo por Capacidad
CERE Costo equivalente real en energfa del Cargo por Capacidad
[@]lv] Clasificacién internacional industrial uniforme de todas las actividades econdmicas
CRC Centro Regional de Control
EDAC Esquema de desconexién automética de carga por baja frecuencia
ENFICC Energia Firme para el Cargo por Confiabilidad
ENOS El' Nifo - Oscilacion del Sur
ESP Empresa de Servicios Plblicos
FAER Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacién de las Zonas Rurales Interconectadas
FAZNI Impuesto con destino al Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacién de las Zonas No Interconectadas
FOES Fondo de Energfa Social
GMF Gravamen a los movimientos financieros
GNV Gas Natural Vehicular
IDA indice de disponibilidad de activos
IME indice multivariado del ENOS
10S indice de Oscilacion del Sur
IPP indice de precios al productor
LAC Liquidador y Administrador de Cuentas de Cargos por Uso de las Redes del SIN %
MEM Mercado de Energia Mayorista g’
Mm Costo Promedio Mensual ($/kWh) de todas las transacciones en el Mercado, considerando tanto Contratos como Bolsa 3
OR Operador de red 7%
OEF Obligacién Energfa firme *;
PIB Producto Interno Bruto §
PIL Precio de importacién para liquidacion ecuatoriano é\
PONE Precio de oferta colombianos expost en el nodo frontera para exportacion 2
SCADA Control de supervisién y adquisicién de datos, Supervisory control and data acquisition é
SIC Sistema de Intercambios Comerciales :é
SIN Sistema Interconectado Nacional i
STN Sistema de Transmisiéon Nacional ?J
STR Sistema de Transmisién Regional é
TN Transmisor Nacional ﬁé
TCRM Tasa de cambio representativa del mercado
TIE Transacciones Internacionales de Electricidad de Corto Plazo
TSM Temperatura superficial del mar
UNR Usuario no regulado
UR Usuario regulado




