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INTRODUCCION

El modelo de remuneracion y el esquema
tarifario constituyen el nucleo econémico
de la distribucion eléctrica: definen como se
reconocen los costos del servicio, cOmo se
recuperan las inversiones en la red y qué se-
Rales de precio reciben los usuarios. De su
disefio dependen, en ultima instancia, la su-
ficiencia de los ingresos para sostener una
infraestructura confiable, la eficiencia con
que se asignan los recursos y la equidad con
que se distribuye el costo del servicio entre
los distintos segmentos de consumidores.
Por ello, la regulacion remuneratoria no es
un asunto meramente contable, sino una
pieza estructural que condiciona la capaci-
dad del sector para invertir, modernizarse y
responder a las expectativas de la sociedad.

Durante décadas, los marcos de remunera-
cion de la distribucién en América Latina se
construyeron sobre un supuesto que hoy se
encuentra en revision: el de una red pasiva,
con flujos unidireccionales y una demanda
relativamente predecible, cuya principal fun-
cion era transportar la energia desde el sis-
tema de transmisién hasta el usuario final.
Sobre ese supuesto se consolidaron esque-
mas de empresa modelo eficiente, precios
tope y ciclos tarifarios que, en su momento,
lograron ordenar la inversion y contener los
costos. Sin embargo, la transicion energé-
tica ha alterado las premisas sobre las que
descansaban esos modelos. La irrupcién de
la generacion distribuida, la electrificacion
de nuevos usos como el transporte y la cli-
matizacion, el avance de la digitalizaciény la
medicidn avanzada, y la creciente exigencia
de resiliencia frente a eventos extremos han
transformado a la red de distribucién en un
sistema activo y bidireccional, mucho mas
complejo de planificar y remunerar.

Esta transformacién genera tensiones que
los marcos vigentes resuelven solo parcial-

mente. Por un lado, las distribuidoras requie-
ren certidumbre regulatoria para recuperar
inversiones crecientes en digitalizacion,
automatizacion, almacenamiento e integra-
cion de recursos distribuidos, muchas de las
cuales no encajan con facilidad en las cate-
gorias de activos tradicionalmente reconoci-
das. Por otro, los esquemas tarifarios deben
enviar sefales de precio mas sofisticadas
—diferenciadas por tiempo de uso, por ca-
pacidad y por ubicacion— sin comprometer
la asequibilidad del servicio ni la proteccién
de los usuarios vulnerables. A ello se suma
el desafio persistente de focalizar adecua-
damente los subsidios y de blindar el dise-
fo tarifario frente a la presion politica, de
modo que la sefal econémica conserve su
coherencia técnica a lo largo del tiempo. La
suficiencia y la sostenibilidad del esquema
tarifario dependen, cada vez mas, de la ca-
pacidad de la regulacion para conciliar estos
objetivos en tension.

América Latina aborda estos desafios des-
de una notable heterogeneidad regulatoria.
Coexisten en la regiéon modelos de remu-
neracion, ciclos tarifarios e incentivos que
varian sustancialmente entre paises. Esta
diversidad ofrece una oportunidad de apren-
dizaje comparativo: permite identificar qué
arreglos han funcionado, qué tensiones son
comunes y qué practicas internacionales
podrian adaptarse al contexto regional.

Este documento analiza los modelos de
remuneracion y los esquemas tarifarios de
la distribucion eléctrica en América Latina,
con el objetivo de caracterizar el panorama
regional, contrastarlo con las mejores prac-
ticas regulatorias internacionales y aportar
elementos concretos para orientar la evolu-
cion de los marcos vigentes. El analisis se
sustenta en el Benchmarking desarrollado
en el marco del Comité de Tarifas de ADE-



LAT, complementado con una investigacion
propia sobre enfoques regulatorios interna-
cionales. El propdsito es ofrecer una visién
integral que permita comprender el estado
actual de la regulacion remuneratoria y ta-
rifaria en la regidén, evaluar sus desafios y
oportunidades, y formular recomendacio-
nes que contribuyan a la suficiencia, la efi-
ciencia y la sostenibilidad del servicio de
distribucion.

El documento se estructura de la siguiente
manera. La Seccion 2 situa la remuneracion
de la distribucién frente al nuevo paradigma
de la transicion energética. La Seccion 3
presenta el marco conceptual de los mode-
los de remuneracion y el disefio tarifario. La
Seccidn 4 caracteriza el panorama regional
de los modelos de remuneracion y los es-
quemas tarifarios a partir de los resultados
del Benchmarking. La Seccion 5 revisa los
enfoques regulatorios internacionales y las
mejores practicas aplicables a la region. Fi-
nalmente, la Seccion 6 sintetiza las leccio-
nes aprendidas y presenta las conclusiones
y recomendaciones regulatorias.

Durante décadas,
los marcos de
remuneracion de

la distribucion en
Ameérica Latina se
construyeron sobre
un supuesto que
hoy se encuentra
en revision
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LA REMUNERACION DE LA DISTRIBUCION ANTE LA

TRANSICION ENERGETICA

Los esquemas de remuneracion y los dise-
Aos tarifarios que hoy rigen en buena parte
de América Latina fueron concebidos en las
reformas de las décadas de 1980 y 1990
para un sistema eléctrico que funcionaba
con una logica clara y estable. En ese mo-
delo, la generacién se producia de forma
centralizada en grandes centrales, la ener-
gia descendia por las redes de transmisiony
distribucion hasta el usuario final, y la red de
distribucion cumplia un papel esencialmente
pasivo: transportar electricidad en un unico
sentido hacia consumidores cuya demanda
crecia de manera previsible y proporcional al
desarrollo econémico. Sobre ese supuesto
se edificé toda la arquitectura remunerato-
ria. La tarifa se construyé mayoritariamente
sobre la energia consumida, porque el con-
sumo era un buen indicador del uso de la
red; la base de activos se concibié en torno
a infraestructura fisica de larga vida —lineas,
transformadores, subestaciones—; y los ci-
clos tarifarios plurianuales asumieron que
las condiciones de costo, demanda y tecno-
logia se mantendrian razonablemente esta-
bles entre revisiones. Mientras esas premi-
sas se sostuvieron, los modelos cumplieron
su funcién con eficacia, ordenando la inver-
sién y conteniendo los costos del servicio.

La transicion energética ha erosionado esas
premisas fundacionales. El primer factor de
cambio es la irrupcion de los recursos ener-
géticos distribuidos. La generacion distri-
buida —en especial la solar fotovoltaica—, el
almacenamiento en baterias y la incipiente
penetracion del vehiculo eléctrico han con-
vertido a la red en un sistema bidireccional,
en el que miles de usuarios dejan de ser con-
sumidores pasivos para producir, almacenar
e inyectar energia. Esta transformacion alte-
ra de raiz el supuesto de flujos unidirecciona-
les y, sobre todo, rompe la correlacion entre
la energia que el usuario compra de lared y

los costos que su conexion impone al siste-
ma. Un hogar con paneles solares puede re-
ducir drasticamente su consumo facturado
y, por tanto, su contribucion a los costos de
la red recaudados via cargos volumeétricos,
mientras sigue dependiendo plenamente de
la infraestructura para respaldar su suminis-
tro cuando no genera. El resultado es una
erosion de la base de recaudacion que, de
no corregirse, traslada una carga creciente
sobre los usuarios sin generacién propia y
puede comprometer la suficiencia de los in-
gresos de la distribuidora.

El segundo factor es la electrificacion de
nuevos usos. La descarbonizacion de la
economia esta trasladando hacia la electri-
cidad consumos antes satisfechos por com-
bustibles fésiles, principalmente en el trans-
porte y en la climatizacién. Este proceso no
solo incrementa la demanda agregada, sino
que modifica su forma: la carga simultanea
de vehiculos eléctricos o el uso intensivo de
bombas de calor pueden generar picos de
demanda concentrados y localizados que
tensionan la capacidad de la red en puntos
especificos, exigiendo inversiones de re-
fuerzo cuya magnitud depende menos de
la energia total consumida que de la coin-
cidencia temporal del consumo. Esta reali-
dad pone en cuestién la idoneidad de tarifas
basadas casi exclusivamente en la energia y
revaloriza las sefiales de precio que reflejan
la capacidad y el momento del consumo, ca-
paces de orientar la demanda hacia un uso
mas eficiente de la infraestructura existente
y de diferir inversiones costosas.

El tercer factor es la digitalizacion de la red.
La medicion avanzada, la automatizacion
de la operacidn, los sistemas de gestion
de datos y las plataformas de coordinacion
de recursos distribuidos estan dotando a
la distribucion de capacidades de observa-



cién y control inéditas, indispensables para
integrar la nueva complejidad del sistema.
Pero estas inversiones plantean un desafio
especifico para los marcos remuneratorios
tradicionales: se trata de activos no conven-
cionales —software, sistemas de informa-
cion, sensores, capacidades digitales— cuya
naturaleza, vida util y l6gica de valoracion
difieren de la infraestructura fisica para la
que fueron disefiadas las categorias regu-
latorias clasicas. Cuando el reconocimiento
de estos activos en la base regulatoria es
incompleto o incierto, la regulacién termina
desincentivando las inversiones que la tran-
sicion requiere. A ello se suma la creciente
exigencia de resiliencia frente a eventos cli-
maticos extremos, que demanda inversiones
en robustez y capacidad de recuperacién de
la red cuyo beneficio no siempre se captura
en los indicadores de costo y calidad sobre
los que operan los modelos vigentes.

Estos factores convergen en un conjunto de
tensiones que los marcos remuneratorios y
tarifarios actuales resuelven solo de manera
parcial. La primera es la tensién entre la su-
ficiencia de los ingresos y la estructura de
la tarifa: si el grueso de la recaudacion des-
cansa en cargos volumétricos mientras el
consumo facturado se estanca o disminuye
por efecto del autoconsumo vy la eficiencia,
la sostenibilidad financiera del servicio que-
da en entredicho. La segunda es la tensién
entre la certidumbre para invertir y la ase-
quibilidad: la distribuidora necesita reglas
estables y un reconocimiento adecuado de
inversiones crecientes en digitalizacion, al-
macenamiento e integracién de recursos
distribuidos, mientras que la sociedad exi-

ge contener el costo del servicio y proteger
a los usuarios vulnerables. La tercera es la
tension entre la sofisticacion de las senales
de precio y la equidad: las tarifas diferencia-
das por tiempo, capacidad y ubicacién son
mas eficientes, pero su introducciéon debe
cuidar que no penalice de forma despropor-
cionada a los hogares con menor capacidad
de respuesta o de inversion. Y subyacente a
todas ellas persiste el desafio de focalizar
correctamente los subsidios y de blindar el
disefo tarifario frente a la presion politica,
de modo que la coherencia técnica de la se-
fial econdmica se preserve en el tiempo.

En este escenario, el modelo de remunera-
cién es un determinante de primer orden del
éxito de la transicion energética. De su ca-
pacidad para reconocer adecuadamente las
nuevas inversiones, para enviar sefiales de
precio eficientes sin sacrificar la equidad y
para mantener la suficiencia de los ingresos
en un contexto de demanda transformada
depende que la distribucién eléctrica pueda
modernizarse al ritmo que la transicion exi-
ge. Los marcos disefiados para una red pa-
siva no desapareceran de un dia para otro,
pero requieren evolucionar hacia esquemas
que valoren la flexibilidad, la resiliencia y la
eficiencia dinamica, y que acompafien —en
lugar de frenar— la transformacion del siste-
ma. Caracterizar como estan respondiendo
los marcos regulatorios de la region a este
nuevo paradigma, contrastar esas respues-
tas con las mejores practicas internacio-
nales e identificar las reformas necesarias
constituye, precisamente, el propdsito de las
secciones que siguen.

‘ ‘ Los esquemas de remuneracion y los disenos
tarifarios que hoy rigen en buena parte de
Ameérica Latina fueron concebidos en las
reformas de las décadas de 1980y 1990
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MARCQ CONCEPTUAL: MODELOS DE REMUNERACION

Y DISENO TARIFARIO

La distribucién eléctrica constituye un mo-
nopolio natural: la duplicacion de redes re-
sultaria antiecondmica y, en ausencia de
competencia, el precio del servicio no puede
determinarse en un mercado. Por ello, la re-
muneracion de la actividad se fija mediante
regulacién. La tarea del regulador consiste
en aproximarse al resultado que produciria
un mercado competitivo —precios eficien-
tes, calidad adecuada e inversion suficien-
te— a través de un conjunto de reglas que
determinan cuanto puede percibir la distri-
buidoray como se traslada ese ingreso a los

3.1 MODELOS DE REMUNERACION

1. COST OF SERVICE 2. PRICE CAP 3. REVENUE CAP
(PRICE OF RETURN) (CAP AL PRECIOS) (CAP AL INGRESO)
g =

usuarios. Esta seccion presenta el marco
conceptual que sustenta dichas reglas: los
modelos de remuneracion y su logica eco-
nomica, los métodos para determinar los
costos reconocidos, los componentes que
integran el ingreso regulado, la estructura
tarifaria con que ese ingreso se recauda, y
los mecanismos de incentivos y de revision
periddica que dan dinamismo al sistema.
Estos conceptos constituyen el lenguaje co-
mun con el que se interpretan, en las seccio-
nes siguientes, la evidencia del Benchmar-
king y las practicas internacionales.

y l.éﬁuﬁﬁs"ﬂl‘a'mims Wl 5. PERFORMANCE-BASED
Y MECANISMOS DE AJUSTE | REGULATION (PBR)

« Incentiva la eficiencia y la productividad
ios al

+ Flexibilidad para gestionar recursos

= Menor riesgo regulatorio
+ Permite adaptar el marco en el tiempo

g;} / /
Il o ({(®) |
&/
Se reconocen todos los costos Se fija un tope a la evolucin promedio Se fija un tope al ingreso total que puede: Combinan elementos de los modelos Elingreso reconocido depende
prudentes y se remunera el capital de las tarifas (indice de precios). Los percibir la distribuidora. Los ingresos anteriores y/o incorporan del en
invertido mediante una tasa de ingresos dependen de los voliimenes dependen de la gestion empreserial y de ajuste automético y revisiones indicadores clave (calidad, pérdidas,
retorno regulada. reales y de |a eficiencia de la empresa. de las condiciones de demanda. periddicas. satisfaccion, inversion, etc.).
COMO FUNCIONA COMD FUNCIONA COMO FUNCIONA COMO FUNCIONA COMO FUNCIONA
DR CEREE [ aw, st e 10 ——— o
(prudentes) | de Activos (RAB) )
l l | = inflacién esperada = ifi=
X= la;lnrde productividad Reconocimiento Incentivos por Ajustes por desempefio
Ingreso permitido S $ceacis Costos operativos Remuneracién de costos desempefio (bonificaciones o penalizaciones)
= e 6 reconocidos del capital
St Depeeciboity El ingreso real depende de: iz J
+WACC x RAB = ®
e rehes Ajustes automaticos e * ‘o ‘II
» Gestién de costos Sujeto a ajustes € incentivos regulatorios: (inflacién, demanda, costos) N, -
- Cumplimiento de calidad e L e T del serviclo delcliente  Innovacion
VENTAJAS VENTAJAS VENTAJAS VENTAJAS VENTAJAS
+ Recuperacion de costos asegurada + Fuerte incentivo a la eficiencia global + Balance entre eficiencia y estabilidad + Alinea ingresos con resultacos reales

« Mejora centinua y foco en el usuaria
+ Promueve innovacién y eficiencia

« Menor . usuario

+ Estabilidad y predictibilidad « Simple de apiicar + Alineacién con resultados
DESAFiDS DESAFiOS

« Pocos incentivos a la eficiencia * Riesgo de recorte de inversién

« Sensible a proyecciones de demanda
« Puede deteriorar calidad si no hay
buenos incentivos asociados

+ Riesgo de sobreinversién
+ Débil foco en resuitados

DESAFIOS

+ Requiere informacién y monitoreo robusto
+ Mayor riesgo para la empresa
+ Disefio complejo de ajustes e incentivos

DESAFIOS DESAFIOS

+ Defirir indicadores y metas adecuadas
+ Medicién y verificacion compleja
+ Riesgo de incentivos no deseados

* Mayor complejidad de disefio
+ Riesgo de discrecionalidad
+ Requiere capacidades técnicas sélidas

'
»

dl

-

Menor orientacién a desempefio
(mayor enfoque en insumos)

Fig. 1. Enfoques regulatorios de remuneracion de las
empresas distribuidoras

El modelo de remuneracion define la regla
basica que vincula los costos del servicio
con el ingreso que la distribuidora tiene de-
recho a percibir. Aunque en la practica los
marcos regulatorios combinan elementos
de distintos enfoques, conceptualmente
pueden ordenarse en torno a cuatro arque-

CONTINUO REGULATORIO

Mayor orientacién a desempefio
(mayor enfoque en resultados)

tipos que se distinguen por la variable que
el regulador controla y por la forma en que
se reparte el riesgo entre la empresa y los
usuarios.

La regulacion por tasa de retorno (rate of
return o cost of service) es el enfoque tradi-
cional. El regulador reconoce a la distribui-
dora la totalidad de sus costos operativos
prudentes mas una rentabilidad razonable



sobre el capital invertido, calculada aplican-
do una tasa de retorno a la base de activos.
Su principal virtud es que asegura la recupe-
racion de la inversion y reduce el riesgo de la
empresa, lo que favorece el financiamiento
de la expansion de la red. Su principal debi-
lidad es que ofrece incentivos débiles a la
eficiencia: como los costos se trasladan a la
tarifa de manera relativamente automatica,
la empresa tiene escaso estimulo para redu-
cirlos y puede incluso verse inducida a sob-
reinvertir en activos, fendmeno conocido en
la literatura como el efecto Averch-Johnson.
Por estas razones, este modelo ha tendido a
sustituirse 0 a complementarse con esque-
mas de incentivos.

La regulacion por precio tope (Price Cap) in-
vierte esa légica. En lugar de reconocer los
costos efectivos, el regulador fijja un precio
maximo —o un valor unitario, como el Va-
lor Agregado de Distribuciéon (VAD) predo-
minante en la regién— que la distribuidora
puede cobrar durante un periodo plurianual,
ajustado afio a ano por inflacién y por un
factor de eficiencia (el conocido esquema
RPI-X, donde el precio crece con la inflacion
menos un factor X de productividad espera-
da). Al desacoplar el ingreso de los costos
efectivos durante el ciclo, el Price Cap gene-
ra un incentivo potente a la eficiencia: toda
reduccion de costos por debajo del nivel
previsto se traduce en mayor utilidad para
la empresa hasta la siguiente revision. Su
contrapartida es que traslada mas riesgo a
la distribuidora —si los costos resultan ma-
yores a lo proyectado, la empresa absorbe la
diferencia— y exige al regulador una fuerte
capacidad técnica para fijar correctamente
el precio inicial y el factor de eficiencia.

La regulaciéon por ingreso tope (Revenue
Cap) es conceptualmente analoga al precio
tope, pero el regulador limita el ingreso to-
tal permitido de la distribuidora en lugar de
su precio unitario. Este enfoque desacopla
los ingresos de la empresa del volumen de
energia vendida, lo que resulta especial-
mente relevante en contextos de eficiencia
energética, autoconsumo y generacion dis-

tribuida, donde las ventas pueden estancar-
se o disminuir sin que ello refleje una menor
necesidad de infraestructura. Bajo un Reve-
nue Cap, la distribuidora no tiene incentivo a
promover un mayor consumo para sostener
sus ingresos, lo que alinea mejor el modelo
con los objetivos de la transicion energética;
a cambio, requiere mecanismos de ajuste
para reconciliar el ingreso permitido con la
demanda efectivamente atendida.

En la practica regulatoria, la frontera entre
estos arquetipos se ha difuminado: han sur-
gido esquemas hibridos de regulacién por
incentivos (performance-based regulation)
que combinan un control del ingreso o del
precio con mecanismos de reparto de ries-
gos, factores de calidad y reconocimiento
diferenciado de inversiones. Cada modelo
representa un punto distinto en el continuo
entre la protecciéon de la rentabilidad de la
empresa y la presion por la eficiencia, y la
eleccion entre ellos refleja una decision so-
bre como distribuir el riesgo regulatorio.

3.2. DETERMINACION DE COSTOS

Cualquiera sea el modelo de remuneracién,
el regulador debe determinar qué nivel de
costos reconoce como base de la tarifa.
Esta decision es metodolégicamente delica-
da, porque de ella depende que la tarifa retri-
buya una operacion eficiente y no las inefi-
ciencias de una empresa concreta. Existen
tres aproximaciones principales.

El enfoque de empresa modelo eficiente —o
empresa de referencia— construye una com-
pafia tedrica que prestaria el servicio en el
area de concesion al minimo costo posible,
empleando una configuracién éptima de la
red. Los costos de esa empresa ideal, y no
los de la distribuidora real, son los que se
reconocen en la tarifa. Este método, amplia-
mente difundido en América Latinay asocia-
do a los esquemas de VAD, traslada un fuer-
te incentivo a la eficiencia, pues cualquier
diferencia entre el costo real y el costo mo-
delado queda a cuenta de la empresa. Sus
desafios residen en la complejidad de mo-



delar correctamente la empresa eficiente y
en el riesgo de que el modelo se aleje de las
condiciones reales de operacion, especial-
mente cuando deben incorporarse activos
nuevos o no convencionales que la ldgica de
optimizacion tradicional no contempla.

El enfoque de costos reales —o histéri-
cos— reconoce los costos efectivamente
incurridos por la distribuidora, sujetos a un
juicio de prudencia y eficiencia por parte
del regulador. Ofrece mayor certidumbre en
la recuperacion de las inversiones y refleja
con fidelidad las particularidades de cada
empresa, pero exige un control regulatorio
intensivo para evitar el traslado de ineficien-

cias y debilita el incentivo a la reduccion de
costos. Entre ambos extremos se situan los
esquemas mixtos, que combinan costos
modelados para algunos componentes —
tipicamente la red— con costos reales o de
mercado para otros, o que emplean técnicas
de benchmarking comparando el desempe-
fio de las distribuidoras entre si para fijar me-
tas de eficiencia. La eleccion del método de
determinacién de costos es inseparable del
modelo de remuneracion: la empresa mode-
lo eficiente es la contraparte natural de los
esquemas de precio tope, mientras que el
reconocimiento de costos reales se asocia
a la regulacién por tasa de retorno.

3.3. COMPONENTES DEL INGRESO REGULADO

INGRESO 1. REMUNERACION 2. COSTOS
REGULADO — DEL CAPITAL + OPERATIVOS
(IR) (RC) (OPEX)
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+ Incentivos / performance
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Fig. 2. Componentes del ingreso regulado de la distribuidora

Con independencia del modelo, el ingreso
regulado de una distribuidora se compone
esencialmente de tres elementos: la retribu-
cion del capital invertido, la recuperacion de
ese capital via depreciacion y la cobertura
de los costos de operacion y mantenimien-
to. La pieza central es |la Base Regulatoria
de Activos (RAB, por sus siglas en inglés,
Regulatory Asset Base), que representa el
valor del capital invertido en la red sobre el
cual la empresa tiene derecho a obtener una
rentabilidad. La determinacion de la RAB es
una de las decisiones mas sensibles de la
regulacién, y se aborda mediante distintos
métodos de valoracion: el valor histérico re-

gistra los activos a su costo de adquisicién
depreciado; el costo de reposicion —a través
del Valor Nuevo de Reemplazo (VNR) o equi-
valentes— valora los activos segun lo que
costaria reemplazarlos hoy por otros de tec-
nologia equivalente, depreciado por su uso.
El método elegido y la frecuencia con que la
RAB se actualiza tienen un impacto directo
sobre el nivel de la tarifa y sobre las sefiales
de inversién que recibe la empresa.

Los costos que sustentan el ingreso se cla-
sifican habitualmente en costos de capital
(CAPEX, capital expenditures), correspon-
dientes a las inversiones en activos de lar-



ga vida que se incorporan a la RAB y se re-
muneran a lo largo del tiempo, y costos de
operacion (OPEX, operating expenditures),
correspondientes a los gastos corrientes de
operacion, mantenimiento y comercializa-
cion, que se reconocen en el periodo en que
se incurren. La distincion entre ambos no es
neutra: cuando el reconocimiento del CA-
PEX resulta mas favorable que el del OPEX
—porque se remunera con rentabilidad a
lo largo de su vida util—, la empresa puede
verse sesgada a resolver sus necesidades
mediante inversion en activos antes que me-
diante soluciones operativas, aun cuando
estas Ultimas fueran mas eficientes (el lla-
mado capex bias). Para corregir ese sesgo
ha ganado terreno el enfoque TOTEX (total
expenditures), que reconoce de manera inte-
grada el gasto total —capital y operacién—y
permite a la empresa elegir la combinacion
mas eficiente entre invertir y operar, sin que
la regulacion predetermine la respuesta. El
TOTEX resulta especialmente pertinente en
un contexto de digitalizacion, donde solucio-
nes basadas en software, datos y flexibilidad
pueden sustituir con ventaja a la expansion
fisica de la red.

En la mayor parte de los esquemas regula-
torios, la rentabilidad que se aplica a la RAB
se determina mediante el Costo Promedio
Ponderado de Capital (WACC, Weighted
Average Cost of Capital), que combina el
costo de la deuda y el costo del capital pro-
pio segun la estructura de financiamiento de
una empresa eficiente. El WACC busca refle-
jar el retorno que exigirian los inversionistas
para financiar una actividad de riesgo com-
parable, de modo que sea suficiente para
atraer capital sin trasladar a los usuarios un
costo excesivo. Su calibracion es uno de los
puntos mas debatidos de cualquier revision
tarifaria, porque pequefas variaciones en la
tasa producen efectos significativos sobre
la tarifa y sobre la viabilidad de las inver-
siones. Un principio recurrente en la buena
practica regulatoria es que la tasa de retor-
no reconocida debe guardar coherencia con
el riesgo regulatorio efectivo que enfrenta la
empresa: si el marco traslada mucho riesgo
a la distribuidora, la tasa deberia reflejarlo; si
lo reduce mediante mecanismos de ajustey
traspaso, la tasa puede ser menor.

3.4. ESTRUCTURA TARIFARIA Y SENALES DE PRECIO
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La combinacién de estos componentes determina el nivel y la estabilidad de los ingresos regulados.

DIMENSIONES QUE DEFINEN LAS SENALES DE PRECIO
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Fig. 3. Disefio tarifario: componentes y dimensiones
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Mientras el modelo de remuneracién deter-
mina cuanto percibe la distribuidora, la es-
tructura tarifaria define cémo se recauda
ese ingreso de los usuarios, es decir, la for-
ma en que el ingreso regulado se traduce en
cargos concretos en la factura. El disefo de
esta estructura cumple una doble funcién:
recaudar de manera suficiente y estable el
ingreso permitido, y enviar a los usuarios
seflales de precio que reflejen el costo que
su consumo impone al sistema. Estos dos
objetivos pueden entrar en tension, y buena
parte del debate sobre disefio tarifario con-
siste en equilibrarlos junto con considera-
ciones de equidad y simplicidad.

Los componentes bdsicos de una tarifa
son el cargo fijo, que se cobra con indepen-
dencia del consumo y busca recuperar los
costos que no varian con la energia con-
sumida —principalmente asociados a la
infraestructura—, y el cargo variable o volu-
métrico, proporcional a la energia consumi-
da y expresado en unidades monetarias por
kilovatio-hora. A estos se suma, en muchos
disenos, el cargo por potencia o por deman-
da maxima, que cobra al usuario por la ca-
pacidad que requiere del sistema, medida
como su demanda maxima en un periodo
determinado. El cargo por potencia es con-
ceptualmente relevante porque buena parte
de los costos de la red se determina por la
capacidad que debe estar disponible en los
momentos de maxima demanda, y no por
la energia total consumida; sin embargo, su
aplicacién a usuarios residenciales exige
medicion adecuada y suele reservarse a las
medianas y grandes demandas. La propor-
cién en que el ingreso se recauda mediante
cargos fijos, variables y de potencia define
el grado en que la tarifa refleja la estructura
real de costos y el modo en que se reparte el
costo del servicio entre usuarios de distinto
perfil de consumo.

Una dimension adicional del disefio tarifario
es la diferenciaciéon temporal de los precios.
Las tarifas por tiempo de uso (time-of-use),
las tarifas horarias y, en su expresién mas

avanzada, las tarifas dindmicas, hacen va-
riar el precio de la energia segun el momen-
to en que se consume, encareciéndola en
las horas de mayor demanda y abaratandola
en las de menor. Estas sefales buscan indu-
cir un uso mas eficiente de la red, desplazar
consumo hacia las horas valle y aprovechar
la flexibilidad de la demanda, una capacidad
que adquiere creciente valor con la electri-
ficacion del transporte y la penetracion de
la generacidn distribuida. Su despliegue, no
obstante, depende de la existencia de medi-
cién avanzada y plantea retos de aceptacion
y comprensién por parte de los usuarios.

3.5. INCENTIVOS REGULATORIOS
Y CICLOS TARIFARIOS

Los marcos regulatorios modernos no se
limitan a fijar un nivel de ingreso, sino que
incorporan incentivos explicitos orientados
a alinear el comportamiento de la distribui-
dora con objetivos de interés publico que el
solo control de costos no garantiza: la ca-
lidad del servicio, la reduccion de pérdidas,
la eficiencia operativa y, crecientemente, la
resiliencia y la integracion de nuevas tecno-
logias. Estos incentivos pueden ser simétri-
cos, cuando el desempefio de la empresa
afecta sus ingresos en ambos sentidos —de
modo que superar los estandares genera
una bonificacién y no alcanzarlos una pena-
lidad—, o asimétricos, cuando solo se pena-
liza el incumplimiento sin premiar el desem-
pefio superior. La diferencia es relevante: un
esquema simétrico convierte la calidad en
una variable de inversién rentable y estimula
a la empresa a esforzarse mas alla del mi-
nimo exigido, mientras que un esquema de
solo penalidades tiende a fijar el desempefio
en torno al umbral regulatorio. El tratamiento
de las pérdidas técnicas y no técnicas sigue
una légica analoga: el reconocimiento de un
nivel de pérdidas eficiente, con penalizacion
de los excesos y, en los mejores disefos,
retribucion de las reducciones, traslada a la
distribuidora el incentivo a gestionarlas acti-
vamente.



Estos incentivos operan dentro de ciclos ta-
rifarios, esto es, los periodos plurianuales —
habitualmente de cuatro o cinco afios— du-
rante los cuales rigen los parametros fijados
en una revision tarifaria, antes de que se re-
calculen en la revision siguiente. La duracion
del ciclo encierra un compromiso: un perio-
do mas largo refuerza el incentivo a la efi-
ciencia, porque la empresa retiene durante
mas tiempo las ganancias de productividad
que logra, pero aumenta el riesgo de que los
parametros se desactualicen frente a cam-
bios de costos, demanda o tecnologia. Para
mitigar ese riesgo, los marcos incorporan
mecanismos de revision intermedia y, sobre
todo, mecanismos de indexacion y ajuste
que actualizan periddicamente la remune-
racion en funcion de la inflacion, el tipo de
cambio u otros factores relevantes, preser-
vando el valor real del ingreso a lo largo del
ciclo.

La combinacién entre la duracion del ciclo,
la robustez de los mecanismos de ajuste y
la previsibilidad de las reglas determina, en
ultima instancia, el riesgo regulatorio que
percibe el inversionista, cerrando el circulo
con la tasa de retorno. De este modo, los
cinco elementos —modelo de remuneracion,
determinacion de costos, componentes del
ingreso, estructura tarifaria e incentivos—
operan como un sistema interdependiente
cuyo equilibrio define la suficiencia y la sos-
tenibilidad del esquema tarifario.

El modelo de
remuneracion
define la regla
basica que vincula
los costos del
servicio con el
ingreso que la
distribuidora tiene
derecho a percibir
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PANORAMA REGIONAL DE LOS MODELOS DE
REMUNERACION Y ESQUEMAS TARIFARIOS

4.1. MODELOS DE REMUNERACION

Elegir un modelo de remuneracion no es una
decision que se agote en si misma: de ella
se derivan las demas —cémo se determinan
los costos, como se valoran y reconocen los
activos, qué tasa retribuye el capital y qué
incentivos se aplican—, y todas responden,
en el fondo, a una misma pregunta: quién
asume el riesgo de que los costos reales
se aparten de los reconocidos: la empresa
o los usuarios. Conviene por eso leer las
dimensiones que siguen no como rasgos
independientes, sino como piezas de un
mismo sistema. Vistos asi, los marcos de la
region muestran que bajo la variedad de los
disenos se repiten algunas logicas, y que los
desafios de la transicion energética tienden
a reaparecer en los mismos puntos.

4.1.1. Modelos aplicados en la region

El benchmarking revela un panorama que,
a primera vista, sugiere uniformidad: la ma-
yoria de las distribuidoras declara operar
bajo un esquema de regulacién por precio
tope (Price Cap) articulado en torno al Valor
Agregado de Distribucién (VAD). Esa coinci-
dencia, sin embargo, esconde diferencias en
la regla con que se fija el ingreso de la dis-
tribuidora. Lo que de verdad distingue a los
modelos es esa regla y, con ella, el reparto
del riesgo entre la empresa y los usuarios:
segun cuan atado esté el ingreso a los cos-
tos que la empresa realmente incurre. Bajo
ese criterio, el panorama regional se ordena
en tres categorias sobre un mismo continuo.

La primera, y con diferencia la mas exten-
dida, es el precio tope: el regulador fijja una
tarifa maxima para un periodo plurianual —
el VAD— calculado sobre costos eficientes
de referencia, no sobre los de la distribuido-
ra real. Chile constituye su expresion mas

pura; bajo la misma regla operan Guatemala
y Peru, que construyen ese estandar a partir
de una empresa modelo tedrica. Brasil com-
parte la l6gica de precio tope por incentivos
—fija tarifas por ciclo y permite a la empre-
sa retener las ganancias de eficiencia sin
trasladar integramente sus costos—, pero
con una diferencia que conviene sefialar:
su costo eficiente no proviene de una em-
presa modelo, sino del benchmarking entre
distribuidoras reales. El Salvador comparte
el paradigma desde su propia trayectoria
—su Ley General de Electricidad valora los
activos a Valor Nuevo de Reemplazo y los
retribuye con una tasa fijada por ley—, y Bo-
livia se inscribe también aqui, con un rasgo
singular: remunera el capital mediante una
tasa de retorno comercial referenciada al
rendimiento de las empresas de servicios
publicos del indice Dow Jones. La jurisdic-
cion federal argentina, aunque se enmarca
igualmente en un precio tope, construye el
ingreso aplicando una tasa de retorno sobre
una base de activos. Lo que unifica al grupo
es la consecuencia: como el ingreso se fija
de antemano sobre un estandar —sea una
empresa modelo o un referente de eficiencia
construido por comparacién— y no sobre el
gasto efectivo, la empresa obtiene benefi-
cios por mejorar su eficiencia pero también
absorbe la diferencia cuando sus costos
reales lo superan, de modo que el riesgo de
operar por encima del estandar recae sobre
ella.

A cierta distancia se situa el ingreso maxi-
mo, cuyo exponente regional es Colombia.
Aqui el regulador no fija un precio unitario,
sino un tope al ingreso total de la distribui-
dora, anclado en los activos efectivamente
instalados por el operador y en un plan de
inversiones aprobado, bajo la Resolucion
CREG 015 de 2018. El esquema conserva un
fuerte incentivo a la eficiencia, pero, al atar



la remuneracién a la base de activos real y
no a una empresa tedrica, desacopla el in-
greso del volumen de ventas y reparte el
riesgo de otro modo: el operador no carga
con la totalidad de la brecha entre lo previsto
y lo ejecutado.

En el extremo opuesto del continuo esta el
servicio al costo, propio de los sistemas do-
minados por empresas publicas o coopera-
tivas. En Costa Rica, Ecuador y Paraguay el
ingreso sigue de cerca los costos que la em-
presa realmente incurre, con el fin de recu-
perarlos y sostener la reinversion mas que
de retribuir un capital privado; en Paraguay,
incluso, la tarifa la fija el Poder Ejecutivo por
decreto. Como el ingreso se acopla al gasto
efectivo, el riesgo de que ese gasto resulte
elevado recae sobre el usuario o el Estado,
no sobre la empresa.

Mas alla de la variedad de etiquetas, lo que
estas tres posiciones comparten es un mis-
mo principio: el modelo fija el ingreso atan-
dolo, en mayor o menor medida, a los costos
reales de la empresa, y de ese grado de aco-
plamiento depende quién soporta el riesgo.
Pero ningun modelo opera en el vacio: todos
necesitan una cifra de costos sobre la cual
fijar ese ingreso. COmo se construye esa ci-
fra —el nivel de costos que el regulador reco-
noce como base de la tarifa— es el asunto
de la subseccion siguiente.

La Tabla 1 sintetiza este panorama: los tres
enfoques con que la regidon remunera la dis-
tribucién, la base de costos sobre la que
cada uno construye el ingreso y el reparto
del riesgo que de ellos se desprende, con los
paises que se inscriben en cada caso.




Tabla 1. Modelos de remuneracion aplicados en la region

Enfoque Légica

Precio tope sobre
costos eficientes

Ingreso fijado ex ante sobre un
estandar, no sobre el gasto real

Base de costos Paises

Empresa modelo tedrica o
benchmarking entre distribuidoras
basada en activos reales

Chile, Guatemala, Perd,
Brasil, El Salvador, Bolivia

Ingreso maximo
(Revenue Cap)

Tope al ingreso total anclado en la red
fisica real, con planes de inversion.

Esquema mixto: Activos
reales instalados (CAPEX) +
Benchmarking de eficiencia

(OPEX).

Colombia

El ingreso sigue los costos reales

Servicio al costo . ; : -
incurridos para garantizar el servicio

Costos reales y contables de la
empresa (sujetos a criterios de
prudencia)

Costa Rica, Ecuador,
Paraguay

4.1.2. Determinacion de costos
reconocidos

Cualquiera sea el modelo, fijar el ingreso exi-
ge antes una cifra: el nivel de costos que el
regulador reconoce como base de la tarifa.
Producir esa cifra no es un tramite, sino una
decision técnica en la que los marcos de la
region muestran sus diferencias mas con-
cretas. La pregunta ya no es cuanto se apar-
ta el costo reconocido del gasto real —eso lo
define el modelo—, sino como se construye
ese costo y quién lo construye. El benchmar-
king ordena las respuestas en tres mecanis-
mos, de mayor a menor elaboracién técnica.

El mas exigente es la empresa modelo efi-
ciente, que reconstruye por completo la
companfia que prestaria el servicio al mini-
mo costo mediante un estudio de ingenie-
ria. Chile, Guatemala y Perd comparten este
enfoque, con matices. En Chile y Peru el es-
tudio agrupa a las distribuidoras en areas o
sectores tipicos segun la densidad de carga
y dimensiona para cada uno una empresa
de referencia, tras varias rondas de observa-
ciones entre la empresa, un consultor inde-
pendiente y el regulador. Donde difieren es
en quién valora los costos y quién dirime las
controversias. Peru concentra ambas fun-
ciones en el regulador: OSINERGMIN aprue-
ba una Base de Datos de Costos Estandares




de Distribucion, de uso obligatorio en el cal-
culo del VAD, y, cuando las observaciones
no se absuelven, fija él mismo los valores
finales. Chile y Guatemala, en cambio, de-
jan la justificacién de los costos al consul-
tor que elabora el estudio —en Guatemala,
una firma de ingenieria precalificada ante la
Comisién Nacional de Energia Eléctrica— y
entregan las discrepancias a un 6rgano in-
dependiente: el Panel de Expertos en Chile
y una Comisién Pericial de tres integrantes
—uno por cada parte y un tercero de comun
acuerdo— en Guatemala. En los tres casos
el costo que entra en la tarifa es enteramen-
te modelado: los costos contables de la dis-
tribuidora real no intervienen en el calculo.

Un segundo procedimiento, el esquema
mixto, renuncia a modelar la empresa ente-
ra y trata de manera distinta cada categoria
de costo. Colombia combina dos técnicas
segun el tipo de gasto: para los activos em-
plea catadlogos de unidades constructivas
valoradas a precios estandar —bajo la Reso-
lucién CREG 015 de 2018—, y para los cos-
tos de operacién recurre al benchmarking
economeétrico, en particular a modelos de
frontera estocastica que estiman el gasto
eficiente comparando el desempefio de las
distribuidoras entre si. En Argentina, la juris-
diccion federal usa un método similar para
la fijacion del VAD y el costo de energia es
un passthrough del costo del sistema. Boli-
via y Brasil mezclan de otro modo: separan
los costos gestionables —la operacion, el
mantenimiento y la administracion de la red,
sujetos al patrén de eficiencia— de los no
gestionables, como la compra de energia,
que se reconocen a su valor real y se trasla-
dan a la tarifa; en Brasil esa separacién llega
a estructurar la tarifa en dos parcelas, una
gestionable y otra no. El costo resultante
ya no es del todo tedrico: se ancla en parte
a los activos efectivamente instalados o a
los gastos que la empresa no controla, pero
conserva una presion de eficiencia sobre
aquello que si puede gestionar.

El tercer procedimiento, el reconocimien-
to de costos reales, propio de los sistemas

de servicio al costo, parte del gasto que la
empresa efectivamente realiza, sujeto a
un examen de prudencia que descarta las
erogaciones innecesarias. Costa Rica es el
caso mas documentado: su base tarifaria
se construye sobre los costos justificados y
los activos del operador, bajo el principio de
servicio al costo. Aqui la determinacién se
asemeja mas a una auditoria del gasto real
que a la construccion de un patron eficiente.

Estos tres procedimientos difieren en su ela-
boracién y en quién los ejecuta, pero com-
parten un rasgo que conviene retener: nin-
guno trata los costos como un bloque unico.
Todos distinguen lo que cuesta invertir en la
red de lo que cuesta operarla —el capital y la
operacion—, y tienden a aplicar a cada uno
una légica propia, como deja ver el esquema
mixto al valorar los activos con un método
y la operacion con otro. Esa separacion en-
tre capital y operacion, y las consecuencias
que acarrea, es el asunto de la subseccion
siguiente.

4.1.3. Reconocimiento de CAPEX y OPEX

Los costos de prestar el servicio de distri-
bucién no son de una sola naturaleza. Una
parte es capital invertido en activos de larga
vida —lineas, subestaciones, transformado-
res—, que se desembolsa una vez y se usa
durante décadas; la otra es gasto corrien-
te —operacion, mantenimiento, administra-
cién—, que se consume y se renueva afo a
afo. Esa diferencia obliga a reconocerlos
por separado, y practicamente toda la region
lo hace asi, sin integrarlos en una sola bolsa
de gasto: es la diferencia mas nitida con el
enfoque TOTEX consolidado en otras latitu-
des —que reconoce el gasto total y deja a la
empresa elegir la combinacién mas eficiente
entre invertir y operar—, un contraste que las
propias distribuidoras de Chile, Colombia y
Brasil hacen explicito en el benchmarking. El
reconocimiento de cada componente sigue,
ademas, un patron comun: el CAPEX se in-
corpora a una base de activos y se remunera
a lo largo del tiempo, mediante la deprecia-
cién que recupera la inversién y una tasa de



retorno sobre el capital aun no amortizado,
mientras que el OPEX se reconoce en el pe-
riodo en que se incurre, calculado casi siem-
pre sobre estandares de eficiencia —en Co-
lombia, mediante los modelos de frontera
estocastica ya descritos—. Lo que cambia
es la presentacion: en la mayoria de los ca-
sos ambos terminan fundidos en un unico
cargo anualizado —el VAD chileno los expre-
sa como un costo anual equivalente que el
cliente paga sin distinguir cuanto correspon-
de a cada uno—, mientras que Colombia los
mantiene separados en dos ingresos dife-
renciados.

Esa separacion, sin embargo, no es inocua.
Cuando es el regulador —o la empresa mo-
delo— quien fija de antemano qué propor-
cién corresponde a inversion y qué a ope-
racion, la distribuidora pierde la libertad de
sustituir una por otra: no puede optar por una
solucién operativa o contratada en lugar de
construir un activo, aun cuando resulte mas
eficiente. Y como el CAPEX se remunera con
rentabilidad a lo largo de su vida util mien-
tras el OPEX solo se recupera en el periodo,
el disefio inclina la balanza hacia la inversion
en activos fisicos, el sesgo hacia el capital
que la literatura regulatoria denomina capex
bias. La consecuencia trasciende lo conta-
ble: en un contexto en que muchas solucio-
nes de la transicién —flexibilidad, gestién
de la demanda, servicios contratados— son
operativas antes que fisicas, un marco que
premia el activo por encima de la operacién
desalienta justamente las respuestas mas
eficientes.

De los dos componentes, el capital plantea
el problema regulatorio mas complejo, por-
que no se agota en un periodo: ingresa a una
base de activos que la empresa arrastra y
que se remunera durante anos. Cuanto vale
esa base, y con qué criterio se actualiza, con-
diciona buena parte del ingreso reconocido,
y es el asunto de la subseccion siguiente.

4.1.4. Valoracion de la Base Regulatoria de
Activos (RAB)

El capital invertido en la red se remunera no
por lo que figura en los libros de la empre-
sa, sino por el valor que el regulador le reco-
noce: la Base Regulatoria de Activos (RAB).
Sobre esa cifra se aplica la tasa de retorno
y se calcula la depreciacion que recupera
la inversién, de modo que la RAB funciona
como un multiplicador directo del ingreso:
cuanto mayor sea, mayor la remuneracion.
De ahi que su valoracién sea uno de los pun-
tos mas sensibles —y mas disputados— de
cada revision tarifaria. La primera decision
que plantea es el criterio con que se valoran
los activos: su costo de adquisicion (valor
histérico) o lo que costaria reemplazarlos
hoy por otros equivalentes (el costo de repo-
sicién, o Valor Nuevo de Reemplazo, VNR).
En ambos casos el valor se toma neto de la
depreciacion acumulada por el uso y la anti-
gledad; lo que difiere entre ellos es el punto
de partida.

En esa disyuntiva, la region se incliné de
manera casi unanime por el costo de repo-
sicion. La normativa lo establece de forma
explicita en Chile, Guatemala, Peru y El Sal-
vador, que valoran sus activos a Valor Nue-
vo de Reemplazo. Colombia llega al mismo
resultado por una via propia: construye la
base con las unidades constructivas a pre-
cios estandar ya mencionadas e incorpora,
junto a los activos eléctricos, los no eléctri-
cos y los terrenos de las subestaciones. En
Argentina se definen conjuntos tipicos cons-
tructivos y se determina su valor de merca-
do incluyendo los activos no eléctricos. En
Brasil el criterio de reposicién opera a través
de la metodologia tarifaria de la ANEEL —el
PRORET—, aun cuando las leyes marco solo
aludan de forma genérica a la revaluacion
patrimonial y a la depreciacion de los acti-
vos. El principio que comparten es prospec-
tivo: al fijar el valor en términos corrientes, el
costo de reposicion mantiene la base en lo
que la red realmente vale hoy y evita que la
inflacion la erosione, algo especialmente va-
lioso en economias con historial de precios



volatiles. No aparece, entre los marcos revi-
sados, un caso de contabilidad puramente
historica: incluso Costa Rica, cuyo operador
describe una valoracion a valor historico, se
rige por una ley que remite a “estructuras
productivas modelo” mas que al costo origi-
nal de los activos.

Al criterio de valoracidén se suma una segun-
da decision, a menudo mas determinante:
cada cuanto se actualiza la base. Aqui los
marcos se reparten en dos. En la mayoria —
Chile, Guatemala, Brasil— la RAB se revalua
por completo solo en cada proceso tarifario,
cada cuatro o cinco afos; entre revisiones
es, en esencia, una fotografia fija. La juris-
diccién federal Argentina representa un in-
termedio, en el que la revision es quinquenal,
pero los activos incorporados cada afo son
agregados a la base deremuneracién sin que
ello constituya una revisiéon completa. Co-
lombia representa el otro extremo: actualiza
la base cada afo, incorporando las inversio-
nes efectivamente ejecutadas y puestas en
operacion por el operador. Y es ahi donde la
valoracién de la base deja de ser un asunto
técnico para volverse econémico: una RAB
congelada durante todo el ciclo obliga a la
inversion nueva a esperar hasta la siguiente
revision para empezar a remunerarse, mien-
tras que una que se actualiza con frecuencia
la reconoce casi de inmediato. COmo trata
cada marco esa inversion nueva —cuando y
de qué forma la incorpora— es el asunto de
la subseccion siguiente.

4.1.5. Remuneracion de nuevos activos

Una red de distribucién nunca esta termina-
da. La demanda crece, los activos envejecen
y deben reponerse, y las exigencias de cali-
dad y de la transicion energética obligan a
invertir de forma continua. La pregunta que
define este punto es cuando empieza a re-
munerarse esa inversion: si el regulador la
reconoce antes de ejecutarla, sobre la base
de lo previsto para el periodo —ex ante—;
después, una vez que el activo esta en ope-
racion —ex post—; o combinando ambos
momentos. En los esquemas de empresa

modelo el reconocimiento es esencialmente
ex ante: la inversion futura entra en la tarifa
a través de la construccién del modelo, que
se dimensiona mirando hacia adelante —la
Ley General de Servicios Eléctricos chilena
calcula el VNR sobre instalaciones adapta-
das a la demanday considera factores pros-
pectivos como la penetracién de nuevas
tecnologias; el Reglamento guatemalteco
ordena proyectar los costos segun el creci-
miento previsto de la demanda y los planes
de expansion—. Lo que se remunera, en es-
tos casos, es la red eficiente que el modelo
proyecta; una inversién real que el modelo
no haya anticipado no encuentra reconoci-
miento sino hasta el siguiente proceso tari-
fario.

Otros marcos atan el reconocimiento a la
ejecucion efectiva. En los sistemas de ser-
vicio al costo opera un reconocimiento ex
post: el activo prudente entra en la base una
vez ejecutado y puesto en operacién, como
un costo mas; e incluso en casos como Cos-
ta Rica, la revision anual hace que ese reco-
nocimiento sea relativamente préximo a la
puesta en servicio. Entre el modelo prospec-
tivo y el reconocimiento posterior se situa
el esquema mixto, cuyo exponente mas de-
sarrollado es Colombia: bajo la Resolucion
CREG 015 de 2018, el operador somete a
aprobacién un plan que fija ex ante las inver-
siones reconocibles y sus montos maximos,
y la base incorpora luego ex post los activos
efectivamente ejecutados, con un ajuste que
corrige las desviaciones entre lo planificado
y lo realizado; su actualizacion anual le da
una agilidad que los esquemas de revisién
cada cuatro o cinco aflos no alcanzan.

La diferencia entre estos modos no es de
matiz, y se concentra en la rigidez. En los
esquemas ex ante mas rigidos, la inversion
que la empresa realiza a mitad de ciclo y
que el modelo no habia previsto queda sin
remunerar hasta la revision siguiente, y para
entonces ha perdido valor —un costo que las
propias distribuidoras subrayan en el bench-
marking: la distribuidora guatemalteca lo re-
sume como la pérdida del valor del dinero



en el tiempo que el reconocimiento diferido
no alcanza a compensar—. El efecto es que
el disefio desalienta precisamente la inver-
sion que la transicion vuelve mas urgente,
una tensién que la experiencia internacional
aborda con practicas especificas de reco-
nocimiento de inversiones e innovacion. Y
si la inversion convencional y previsible ya
tropieza con estas demoras, el problema se
agudiza con los activos que no encajan en

Una red de
distribucion nunca
esta terminada

Tabla 2. Reconocimiento de las nuevas inversiones.

Momento del

. Como opera
reconocimiento

Implicacién para la inversion nueva

Paises

Solo se reconoce lo previsto
en el modelo o estudio tarifario
para el ciclo de 4 o 5 afnos

Ex ante (atado al
modelo)

La inversién no anticipada espera al
préximo proceso (asumiendo la empresa
el costo financiero o la pérdida de valor en

Chile, Guatemala, Peru, El
Salvador, Bolivia
el tiempo).

Plan aprobado ex ante +
incorporacion ex post de los
activos realmente ejecutados

Mixto (plan de
inversiones)

Reconocimiento agil, gracias a la
actualizacion anual de la base regulatoria

Colombia, Argentina

de activos (federal)

El activo entra a la base de
célculo una vez ejecutado, en
operacién y contabilizado

Ex post (al costo)

Se reconoce pronto (con revisiones
anuales), pero carece del fuerte
incentivo a la eficiencia que imponen los

Costa Rica, Ecuador,
Paraguay
estandares tedricos.

las categorias tradicionales de la red —el
software, la automatizacion, los sistemas de
gestion de datos—, cuya remuneracién es el
asunto de la subseccion siguiente.

La Tabla 2 resume cuando reconoce cada
marco la inversion nueva y qué implica ese
momento para la distribuidora.

4.1.6. Reconocimiento de activos no
convencionales

La transicion energética ha incorporado a la
red una clase de activos que poco se pare-
ce a las lineas y transformadores para los
que se disefaron las categorias regulatorias
clasicas: medidores inteligentes, equipos de
automatizacion, sensores, software y siste-
mas de gestion de datos, a menudo intan-
gibles y de vida util mas corta. Su reconoci-
miento pone a prueba los marcos pensados

para la infraestructura fisica, y la respuesta
regional, en general, llega con dificultad. En
los esquemas de empresa modelo el reco-
nocimiento es el mas restringido, por una
razon estructural: el modelo solo incorpora
una tecnologia cuando esta se ha vuelto la
alternativa mas eficiente, es decir, el estan-
dar. Chile lo ilustra con nitidez —la digitaliza-
cion y la automatizacién se remuneran uni-
camente si la Comisién Nacional de Energia
las adopta en la empresa modelo como la
soluciéon de menor costo, o si una norma las
exige—, y las distribuidoras lo confirman en
el benchmarking: en Guatemala sefalan que
el modelo apenas da cabida a estos activos,
y en Argentina, que su reconocimiento que-
da librado al criterio del regulador. El efecto
es paraddjico: el marco recompensa a quien
adopta la tecnologia cuando ya es comun y
penaliza a quien la introduce primero.

Donde existe una puerta de entrada, sue-



le ser estrecha y caso a caso. Colombia la
abrid a través de las unidades constructivas
especiales y de las inversiones de renova-
cién tecnoldgica previstas en la Resolu-
cién CREG 015 de 2018, aunque el opera-
dor debe justificar técnicamente por qué el
activo difiere del estandar y demostrar su
relacion costo-beneficio, en un tramite que
las distribuidoras describen como lento e
incierto; Peru ha avanzado por una via afin,
al permitir incorporar al VAD proyectos de
innovacion tecnolégica y sistemas de me-
dicion inteligente, pero aun sin reglas claras
para realizar su valoraciéon. Son aperturas
parciales: habilitan tecnologias especificas,
una a una, en lugar de dar cabida general a
la inversién no convencional. Solo los siste-
mas de servicio al costo los acomodan con
naturalidad, al reconocerlos —tangibles o
intangibles— como un costo mas via depre-
ciacién o amortizacién, como hace Costa
Rica, aunque a cambio del débil incentivo a
la eficiencia ya descrito. El patron de fondo
es comun: la mayoria de los marcos valora
un activo por su categoria —si encaja en una
unidad constructiva conocida— y no por el
resultado que entrega, y los activos genui-
namente nuevos, por definicion, no encajan;
es una de las brechas que la experiencia in-
ternacional aborda de manera mas directa,
al reconocerlos por la funciéon que cumplen.

Para la distribuidora, todo esto se traduce en
incertidumbre: la inversion que la transicién
vuelve indispensable se reconoce tarde, de
forma parcial o discrecional. Si el marco le
traslada ese riesgo, cabe preguntarse si la
tasa de retorno que percibe lo compensa, la
cuestion que aborda la subseccion siguien-
te.

4.1.7.Tasa deretorno sobre activos (WACC)
y riesgo regulatorio

Valorar la base de activos responde a cuan-
to capital se remunera, pero no a qué tasa.
Esa tasa —el costo promedio ponderado de
capital, o WACC— es la que, aplicada sobre
la base regulatoria, convierte el capital in-
vertido en rentabilidad reconocida: sin ella,

la base es solo un inventario valorizado, no
uningreso. Su peso es doble. Es, primero, un
multiplicador: una variacion de pocas déci-
mas mueve la tarifa de forma apreciable, y
por eso constituye uno de los parametros
mas disputados de cada revision. Y es, ade-
mas, el lugar donde el riesgo que el modelo
reparte termina por pagarse. El costo que
la empresa absorbe cuando se la remune-
ra sobre un estandar, la inversién que tarda
en reconocerse, los activos nuevos que no
encuentran cabida: todo ello es riesgo que
carga la distribuidora, y el principio que orde-
na la fijacién de la tasa es que esta guarde
coherencia con él —si el marco le transfiere
mucho riesgo, la tasa deberia reflejarlo; si lo
atenua, puede ser menor—. Compararlas en-
tre paises exige, eso si, una precaucion: no
son homogéneas —unas se expresan en tér-
minos reales y otras nominales, unas antes
y otras después de impuestos—, de modo
que solo dicen algo cuando se leen sobre
una misma base.

Un primer grupo fija el WACC mediante el
modelo de valoracion de activos de capital
(CAPM) vy lo actualiza con regularidad, de
modo que la tasa sigue las condiciones de
mercado y el riesgo pais. Brasil lo recalcu-
la cada afo; Argentina, Chile y Colombia, en
cada revision. El caso argentino es el mas
elocuente del principio de coherencia: en
enero de 2025 el ENRE redujo la tasa de dis-
tribucidén a 6,22% real después de impuestos
—9,56% antes de impuestos—, por debajo
del 10,31% previo, justificandolo en la me-
jora de los indicadores macroeconémicos
y la caida del riesgo soberano. Chile, por su
parte, abandond en 2019, con la Ley 21.194,
la tasa fija historica del 10% real anual que
regia desde 1982 y la reemplaz6 por una
banda de entre 6% y 8% real determinada
por CAPM. En estos marcos la tasa es una
variable viva, no un nimero heredado.

Un segundo grupo conserva tasas fijadas
directamente por ley, que permanecen inal-
teradas salvo reforma legislativa. Perd man-
tiene el 12% real antes de impuestos esta-
blecido en la Ley de Concesiones Eléctricas



de 1992 —un valor que opera, ademas, como
centro de una banda de control sectorial: si
la rentabilidad agregada de las distribuido-
ras se aparta del rango de 8% a 16%, el re-
gulador ajusta las tarifas para devolverla a
él—. El Salvador conserva el 10% real de su
Ley General de Electricidad de 1996, que la
reforma de 2024 no modificé. Y Guatemala
ofrece el caso limite: aunque su ley prevé
una banda de entre 7% y 13%, la Comisién
Nacional de Energia Eléctrica fijo la tasa en
el piso del 7% y la ha mantenido en ese mi-
nimo legal durante mas de una década. La
previsibilidad de estas tasas es alta, pero
tienen una contracara: al no seguir las con-
diciones de mercado, pueden desalinearse
del costo de capital real y, cuando quedan
por debajo de él, trasladan a la distribuidora
la diferencia.

En un tercer grupo, los sistemas domina-
dos por empresas publicas o cooperativas
prescinden de un WACC comercial. En Cos-
ta Rica, la ley garantiza al operador recupe-
rar su inversion y un beneficio razonable sin
romper el equilibrio financiero, principio que
la metodologia de la ARESEP concreta en
un rédito acotado, muy por debajo de las ta-
sas comerciales de la regiéon. Ecuador es un
caso aun mas extremo: durante afos reco-
nocié una tasa de descuento del 0% —solo
la depreciacion, sin retorno sobre el capital

publico— y apenas en 2025 la elevd a un va-
lor real positivo, aunque todavia minimo. Pa-
raguay no fija una tasa de retorno formal: la
ANDE, empresa estatal integrada, recupera
su capital a través de los costos del servicio.
Bolivia constituye un caso singular: recono-
ce una tasa comercial, pero la calcula por
referencia al rendimiento de las empresas
de servicios publicos del indice Dow Jones,
desligandola del riesgo financiero local. Lei-
das sobre una misma base, las tasas de la
region muestran una dispersion menor de lo
que sugieren los numeros crudos, y las mas
altas —las de Colombia y Perd, en torno al
12% real antes de impuestos— reflejan en
buena medida el mayor riesgo pais, en linea
con el principio de que la remuneracion del
capital debe sequir al riesgo.

Con todo, una tasa bien fijjada no basta por
si sola. Lo que en ultima instancia determi-
na el riesgo del inversionista no es solo el
nivel de la tasa, sino la estabilidad y la pre-
visibilidad de las reglas: una tasa generosa
sobre el papel se diluye si las inversiones se
reconocen tarde, si las tarifas se congelan
por razones politicas o si las metodologias
cambian de forma imprevista. La tasa de re-
torno es, por eso, condicién necesaria pero
no suficiente de una remuneracién adecua-
da. Y el ingreso regulado tampoco se agota
en retribuir el capital y su riesgo: incorpora




Tabla 3. Mecanismos de fijacion de la tasa de retorno (WACC) en la region.

Mecanismo

WACC por CAPM, actualizado
periédicamente

Rasgo distintivo

Sigue el mercado y el riesgo pais mediante recélculos en
cada ciclo tarifario o anuales

Paises

Argentina, Brasil, Chile, Colombia

Tasa o banda fijada por ley

Estatica: muy previsible (fijada en un nimero o contenida
en una banda legal), pero puede desalinearse del costo
real de capital

Perd, El Salvador, Guatemala

Sin WACC comercial (Iégica
publica / cooperativa)

Rédito para el desarrollo o costo contable, sin retribucion
de capital privado

Costa Rica, Ecuador, Paraguay

ademas incentivos que premian o penalizan
el desempefio de la distribuidora, que son el
objeto de la subseccion siguiente.

La Tabla 3 resume los tres mecanismos con
que la regién fija la tasa de retorno y los pai-
ses que aplica cada uno; los valores especi-
ficos, dada su distinta base (real o nominal,
antes o después de impuestos), se detallan
en el texto.

4.1.8 Esquemas de incentivos

Fijar el ingreso y su tasa de retorno asegu-
ra que la distribuidora recupere sus costos,
pero no garantiza que preste un buen servi-
cio: una empresa puede operar al costo re-
conocido y, aun asi, ofrecer una calidad po-
bre o tolerar pérdidas elevadas. Por eso los
marcos afiaden incentivos explicitos, que
vinculan una parte del ingreso al desempe-
fio en objetivos que el solo control de cos-
tos no asegura: la calidad del suministro, la
reduccion de pérdidas, la eficiencia y, cada
vez mas, la resiliencia. La distincidén decisi-
va es si esos incentivos son simétricos —
premian el buen desempefio y penalizan el
malo— o asimétricos —solo castigan el in-
cumplimiento—, porque de ello depende que
la calidad se vuelva una inversién rentable o
apenas un umbral que evitar.

El incentivo mas extendido en la region es
el de calidad, articulado en torno a los indi-
cadores de continuidad SAIDI y SAIFI. Pero
en la mayoria de los marcos opera de forma
asimétrica: el incumplimiento de las metas
acarrea sanciones o compensaciones a los

usuarios, sin que el desempefo superior
genere una retribucion equivalente. En Ar-
gentina, por caso, las metas de calidad for-
man parte del régimen de sanciones, no de
la remuneracion reconocida. Colombia es
la excepcion mas nitida: su esquema ajus-
ta el ingreso del operador al alza o a la baja
segun se sitlue por encima o por debajo de
las metas de calidad media, de modo que
la calidad si mueve la remuneracién. Brasil
integra en su Factor X una dimension de ca-
lidad y satisfaccion del cliente —el compo-
nente, definido en el PRORET de la ANEEL,
que ajusta al alza o a la baja los ingresos de
la distribuidora—.

Las pérdidas reciben un tratamiento de do-
ble cara. Por un lado, son un componente
reconocido del ingreso: el regulador admite
un nivel de pérdidas eficiente —valorado al
precio de la energia— como parte del costo
del servicio. Por otro, y precisamente porque
ese nivel reconocido es fijo, operan como un
incentivo: si la distribuidora reduce sus pér-
didas reales por debajo del estandar, retie-
ne la diferencia como mayor ingreso, segun
sefialan operadores de Chile y Argentina.
Colombia va mas alla al estructurar planes
de reduccion de pérdidas que reconocen los
costos del esfuerzo cuando se cumplen las
metas y obligan a devolver lo reconocido
cuando no. Es uno de los incentivos mejor
desarrollados de la region.

La eficiencia operativa, en cambio, rara vez
se premia de forma explicita: en los esque-
mas de empresa modelo y precio tope esta
incorporada de raiz, pues toda reduccion de
costos por debajo del estandar queda para



la empresa hasta la siguiente revision, de
modo que el propio modelo hace las veces
de incentivo. Y la resiliencia y la digitaliza-
cion —los objetivos que la transicién vuelve
mas urgentes— casi no cuentan hoy con un
incentivo remuneratorio: las distribuidoras
sefialan que no existe o que apenas empie-
za a discutirse. El cuadro de conjunto es re-
velador: la region incentiva sobre todo cas-
tigando, premia la eficiencia estatica que el
modelo ya trae incorporada, y deja sin sefal
econdmica los resultados que el nuevo para-
digma demanda; es precisamente el transito
hacia incentivos simétricos y orientados a
resultados lo que la experiencia internacio-
nal ha desarrollado. Estos incentivos, ade-
mas, no operan en cualquier momento: rigen
dentro de un periodo tarifario, y su fuerza
depende de cuanto dure ese periodo y de
cdémo se actualice la remuneracion mientras
tanto, la dimension temporal que aborda la
subseccidn siguiente.

4.1.9. Ciclos tarifarios y mecanismos de in-
dexacion/ajuste

La remuneracién de la distribuidora no se
recalcula de forma continua: se fija en una
revision tarifaria y rige durante un perio-
do plurianual, hasta la revisién siguiente.
Esa periodicidad encierra un compromiso.
Un ciclo largo refuerza el incentivo a la efi-
ciencia, porque la empresa retiene durante
mas tiempo las ganancias de productividad
que logra; pero también aumenta el riesgo
de que los parametros —costos, demanda,
tecnologia— queden desactualizados frente
a la realidad. Para administrar esa tension,
los marcos combinan dos herramientas: la
duracioén del ciclo y los mecanismos de in-
dexacion y ajuste que actualizan la remune-
racion mientras este transcurre.

La duraciéon del ciclo es, en la region, no-
tablemente homogénea: se extiende casi
siempre entre cuatro y cinco afios —cuatro
en Chile y Peru, cinco en Guatemala, Ar-
gentina y Colombia, y de cuatro a cinco en
Brasil—. Las diferencias aparecen en como
se actualiza la base dentro de ese periodo:

mientras la mayoria la mantiene fija hasta la
revision siguiente, Colombia y la jurisdiccion
federal argentina permiten la actualizacién
cada afio y Costa Rica ajusta sus tarifas
anualmente, lo que acorta la distancia entre
la inversion y su reconocimiento. La revision
integral intermedia es infrecuente, pero va-
rios marcos prevén valvulas extraordinarias:
Brasil y Argentina (federal), por ejemplo, ha-
bilitan una revision fuera de ciclo cuando se
acredita la ruptura del equilibrio econémi-
co-financiero de la concesion, un principio
que su ley de concesiones consagra de for-
ma expresa.

Los mecanismos de indexacion y ajuste, por
su parte, son los que preservan el valor real
del ingreso entre una revision y otra, y su ro-
bustez varia enormemente. En un extremo
se sitla Colombia, cuya remuneracion de
distribucion se ajusta casi exclusivamente
por el indice de precios al productor, una
dependencia que sus propias distribuidoras
consideran insuficiente para capturar los
factores macroeconémicos que enfrentan.
En el otro esta Argentina que, empujada por
la inflacion, llevd el ajuste a una frecuencia
mensual atada a la evolucion de los precios
e incorpord un esquema de diferimiento que
reconoce el costo financiero de recuperar
de manera gradual los aumentos pendien-
tes. Entre ambos polos, el resto de la region
recurre a actualizaciones de periodicidad
intermedia y a canastas variadas de indices
—el indice de precios al consumidor local en
El Salvador, o combinaciones que suman el
tipo de cambio e indices de precios externos
en otros casos—.

Duracion e indexacion operan, en definitiva,
como un solo dispositivo: cuanto mas largo
el ciclo, mas decisiva se vuelve la robustez
del ajuste, y de la combinacién de ambos
depende cuanto riesgo de erosion del ingre-
so real soporta la distribuidora entre revisio-
nes. Ese riesgo es, precisamente, el que la
tasa de retorno deberia reconocer, de modo
que ciclo, ajuste y WACC forman parte de un
mismo sistema. Esa interdependencia abar-
ca todo el esquema: el modelo de remune-



racion, la determinacion de los costos,
el tratamiento del capital y la operacién,
la valoracion y actualizacion de los ac-
tivos, los incentivos y los ciclos no son
decisiones independientes, sino piezas
de un mismo sistema cuyo equilibrio
define la suficiencia y la sostenibilidad
de la remuneracién. Determinado cuan-
to percibe la distribuidora, queda la otra
mitad de la ecuacion tarifaria: como se
recauda ese ingreso de los usuarios, a
través de la estructura de cargos que
aborda el apartado siguiente.

4.2. ESQUEMAS TARIFARIOS Y
SENALES DE PRECIO

La fijacién de precios de la electricidad en
América Latina combina, en mayor o me-
nor grado, componentes de energia, tarifas
de transmision y distribucion, y cargos sec-
toriales e impuestos. Aunque esa descom-
posicion es ampliamente reconocida en la
literatura, su aplicacion practica varia sig-
nificativamente entre los paises, tanto en la
forma de asignacion de los costos como en
la transparencia con que cada componente
se presenta al consumidor. Otro elemento
central para el diseno tarifario es la distin-
cion entre costos fijos y variables, usual-
mente traducida en tres componentes: uno
volumeétrico, asociado al consumo de ener-
gia; uno fijo, orientado a la recuperacién de
costos independientes del uso; y un compo-
nente de capacidad, relacionado con el di-
mensionamiento de la infraestructura.

Comprender como cada pais estructura
estos elementos y de qué forma la tarifa
transmite sefiales econémicas a los consu-
midores e influye en el desempefno de las
distribuidoras es fundamental para identifi-
car brechas, evaluar incentivos y reconocer
oportunidades de mejora regulatoria. Las
diferencias observadas en la region reflejan
elecciones institucionales, madurez regula-
toria, prioridades de politica publica y condi-
ciones estructurales de los sistemas eléctri-
cos. El analisis comparativo de los modelos
tarifarios latinoamericanos permite, por tan-
to, entender como se recuperan los costos,
asi como la forma en que cada pais equilibra
eficiencia, equidad, sostenibilidad financiera
y calidad del servicio.



4.2.1. Estructura y apertura de componentes tarifarios
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Fig. 4. Estructura y apertura de componentes tarifarios.

La gran mayoria de la muestra utiliza una
estructura basica de cargo fijjo mas cargo
variable. Solo Colombia no posee un com-
ponente fijo, y Brasil tampoco cuando se tra-
ta del segmento residencial (Solo existen Ii-
mites minimos de datos de 30 kWh, 50 kWh
y 100 kWh). Cabe resaltar que un cargo fijo
uniforme aplicado a todos los usuarios pue-
de cumplir la funcién de recuperar costos,
pero no necesariamente atendera a criterios
de eficiencia.

La estructura tarifaria en Argentina aplica
un valor fijo sumado a un valor variable por
energia para pequefias demandas (<10 kW),
mientras que las medianas y grandes de-
mandas incluyen también cargos por la ca-
pacidad maxima de suministro, por la poten-
cia demandada en horario de punta, por la
energia consumida en los distintos periodos
tarifarios (punta, valle e intermedio) y por la
potencia excedida. La composicion tarifaria
en Argentina incluye el Costo de Compra en
el Mercado Mayorista (Energia + Potencia +
Transporte) y el Valor Agregado de Distribu-
cion.
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En Brasil existe un componente fijo de la ta-
rifa solo para los consumidores del Grupo
A (alta tensién), que corresponde al valor
cobrado por la demanda contratada o me-
dida, remunerando la capacidad que la dis-
tribuidora debe mantener disponible. Se en-
cuentra en proceso de Consulta Publica una
propuesta para sustituir el modelo actual de
franquicia minima de 30, 50 y 100 kWh —en
el cual el consumidor paga un valor minimo
basado en una cantidad de energia, aunque
no la utilice— por un cobro fijo mensual en
reales. La composicién tarifaria considera
los costos de la energia generada o costos
de compra —que forman la Tarifa de Energia
(TE)— mads el transporte de energia hasta
las unidades consumidoras, que consiste en
la Tarifa por el Uso del Sistema de Distribu-
cién (TUSD). La TUSD se descompone en las
parcelas A —que cubre costos de terceros—,
B —correspondiente al valor agregado de la
Distribucién—y pérdidas, cargos y otros.



Bolivia adopta una estructura tarifaria con
componentes fijo y variable para todos los
niveles de demanda. Lo que cambia es la
forma de cobro de la parte variable: para
cargas pequefias (< 10 kW) depende Uni-
camente de la energia consumida; para
demandas medianas (11 a 50 kW) incluye
costos de energia y potencia; y para grandes
consumidores (> 50 kW) la energia se tarifi-
ca por bloques horarios (alto, medio y bajo),
mas cargos de potencia y de exceso fuera
de la punta. Entran en las tarifas el costo
de compra y transporte de electricidad en
el caso del Sistema Integrado, o el costo de
generacion en el caso de los Sistemas Aisla-
dos Integrados Verticalmente; los costos de
operacion, mantenimiento y administracion;
y los costos de capital.

La estructura tarifaria de Chile incluye un
componente fijo, que cubre los costos de
atencién al cliente, y uno variable, que refleja
los demas costos del servicio. La tarifa final
se descompone en partes que reflejan los
costos de generacion, transmision, distribu-
cion y otros cargos.

La tarifa final en Colombia no posee ningun
componente fijo y cuenta con la apertura
mas completa entre los paises, que corres-
ponde a la suma de los siguientes elemen-
tos: Generacion (G), costo variable asocia-
do a la energia adquirida para atender a los
usuarios regulados; Transmision (T), com-
ponente variable que remunera el uso de las
redes de transmisién; Distribucién (D), costo
asociado al uso de las redes de distribucion;
Comercializacién (C), costos relacionados
con la atencién al usuario; Pérdidas (PR),
componente variable que reconoce las pér-
didas reguladas del sistema de distribucion
y transmision; y Restricciones (R), costos
asociados a las restricciones operativas
del sistema eléctrico. La suma de estos
seis componentes genera el Costo Unitario
(S/kWh), que se multiplica por el consumo
mensual de cada usuario para determinar el
valor correspondiente a cada componente
tarifario.

Por su parte, Costa Rica adopta un compo-
nente fijo en su estructura tarifaria, aplicado
cuando el consumidor se clasifica en tarifas
binomias, que cobran por separado energia
(kWh) y demanda (kW). La tarifa final redne
energia —costo de la generacion adquirida—,
transmision —transporte de la energia has-
ta las redes locales—, VAD —cargo fijo por
usuario, pérdidas medias y costos de capi-
tal, operacion y mantenimiento—, potencia,
cargos regulatorios y servicios complemen-
tarios.

La descomposicion de la tarifa en El Salva-
dor considera un componente fijo para cubrir
los costos de comercializacién y componen-
tes variables para los costos de distribucion
y de la energia consumida, referente a la ge-
neracion. El componente de distribucion re-
fleja el valor que el distribuidor asigna para
realizar mantenimiento, mejora y expansion
de la red.

La estructura tarifaria de Guatemala y Peru
es bastante similar, organizada en tres blo-
ques principales: generacion, transmision
y distribucion. En el bloque de generacién,
ambos incluyen el cobro por energia (kWh)
y potencia para atender la demanda de los
usuarios regulados. La transmision, en am-
bos paises, reune cargos de conexion y uso
de la red, incorporando costos como pérdi-
das, congestiones y compensaciones entre
agentes. La distribucién, por su parte, esta
compuesta por el Valor Agregado de Distri-
bucion (VAD), que remunera la red de media
y baja tension, ademas de los costos de co-
nexion asociados a la atencion del usuario.
En ambos casos, el VAD incluye un cobro
de valor mensual fijo, asociado al costo de
mantener la infraestructura disponible para
el consumidor, mientras que el componente
variable se calcula sobre el consumo (kWh)
y, cuando corresponde, sobre la potencia de-
mandada (kW).

Paraguay adopta una tarifa mondémica, com-
puesta por energia (costo de generacién y
compra), potencia y demanda —aplicadas
principalmente a grandes consumidores en



horarios de punta— y por el uso de la red de
distribucion, que incorpora infraestructura,
operacién y mantenimiento, costos comer-
ciales, depreciaciéon y remuneraciéon de los
activos. Ademas, existen modalidades es-
pecificas para consumidores electrointensi-
VOS.

4.2.2. Cargo por potencia o demanda
maxima

Entre los paises analizados, solo Chile tiene
cargo por demanda para el segmento resi-
dencial. Los consumidores residenciales
pagan el costo relacionado con la potencia
de forma indirecta, mediante factores de
carga aplicados al consumo de energia, tan-
to en distribucién como en generaciéon —no
hay cobro directo por demanda contratada
o medida—. El cobro se realiza por potencia
leida o contratada, y la demanda maxima es
medida en bloques de 15 minutos. Colom-
bia posee una tarifa monémica por energia,
mientras que Peru posee un cargo de “po-
tencia coincidente”, que hace referencia
a la demanda registrada por el cliente que
coincida con la demanda maxima nacional
del mes, el cual es incluido en la férmula de
la energia para residenciales (BT5), pero de
manera no visible para el usuario.

La mayoria de los paises analizados poseen
una tarifa por potencia o demanda para los
consumidores de mediano y gran porte (BT
y AT). En Argentina se paga por potencia
contratada, con penalidad por exceso de
la demanda contratada. En Bolivia también
hay penalidad por exceso de potencia fuera
del horario de punta para grandes consumi-
dores. Las tarifas por demanda se aplican
a usuarios de mediano porte mediante la
potencia maxima, que corresponde al ma-
yor valor de las potencias medidas en el
periodo eléctrico de noviembre a octubre vy,
para grandes consumidores, por la potencia
maxima en el Bloque Alto (Punta) y el Exce-
so de Potencia Fuera de Punta (diferencia
entre la potencia maxima fuera de punta y
la potencia maxima de punta). Se considera
el mayor valor de las potencias medidas en

el periodo eléctrico de noviembre a octubre.

Las modalidades de contratacién en Brasil
incluyen las tarifas verde y azul para consu-
midores de media y alta tensién. La factu-
racion se realiza por el mayor valor entre la
demanda medida en el ciclo de facturacion
y la demanda contratada. También existe
una modalidad tarifaria de generacion, que
se aplica a la central generadora y al agen-
te importador conectado a los sistemas de
distribucion, y que se caracteriza por tarifas
de demanda, independientemente de las ho-
ras de utilizacion del dia.

En Costa Rica, los consumidores residencia-
les y pequenos comercios de baja tensién no
pagan por demanda contratada. La tarifa de
potencia o demanda la pagan los consumi-
dores clasificados como de Baja Tensién de
porte mediano y grandes demandas, media
tension y alta tension. Esos grupos pagan
penalidad por exceder la potencia contrata-
da y también pagan por potencia adquirida,
vinculada al costo mayorista de potencia.




4.2.3. Diferenciacion horaria y tarifas por tiempo de uso
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Fig. 5. Diferenciacion horaria y tarifas por tiempo de uso.

El Salvador solo posee pago por potencia
o demanda para consumidores de baja y
media tension de porte mediano y grandes
demandas. En Guatemala, a los usuarios re-
sidenciales, en general, no se les aplican los
cargos por potencia; sin embargo, siexceden
los 11 kW de consumo, deberan clasificarse
en una categoria con demanda contratada,
en la cual se paga una potencia contratada 'y
un cargo por demanda maxima.

Entre los paises analizados, Brasil, Costa
Rica, Paraguay y Peru poseen tarifas hora-
rias para consumidores residenciales. En
Brasil existe la tarifa blanca, la modalidad
caracterizada por tarifas diferenciadas de
consumo de energia eléctrica segun las ho-
ras de utilizacién del dia, segmentada en
tres bloques tarifarios: punta; intermedio; y
fuera de punta. La tarifa blanca se aplica a
la unidad consumidora del grupo B, excepto
para las subclases de baja renta y descuen-
to social de la clase residencial, la clase de
alumbrado publico, y la unidad consumidora
facturada bajo la modalidad de prepago. Ac-
tualmente, la adhesién a la tarifa blanca se
realiza de forma voluntaria, pero se encuen-

tra en discusion, mediante la Consulta Publi-
ca de la ANEEL (Consulta Publica 46/2025),
la posibilidad de aplicacién automatica de la
Tarifa Horaria (Tarifa Blanca) para los con-
sumidores de baja tension de los subgrupos
B1 (residencial), B2 (rural) y B3 (comercial,
industrial y otros) con consumo mensual
igual o superiora 1 MWh.

Ademas, existen las modalidades de tarifa
verde y azul. La tarifa verde se caracteriza
por: una tarifa de demanda, sin segmenta-
cion horaria; una tarifa de consumo de ener-
gia para el bloque de punta; y una tarifa para
el consumo de energia para el bloque fue-
ra de punta. La tarifa azul, por su parte, se
caracteriza por una tarifa de demanda para
el bloque de punta; una tarifa de demanda
para el bloque fuera de punta; una tarifa de
consumo de energia para el bloque de pun-
ta; y una tarifa de consumo de energia para
el bloque fuera de punta.

En Perq, para clientes de baja y media ten-
sion, hay diversas modalidades tarifarias; el
usuario puede elegir la que mejor se adapte
a su perfil de consumo. La opcion debe so-



licitarse al distribuidor y, en algunos casos,
puede exigir que el medidor esté preparado
para registrar correctamente los compo-
nentes tarifarios —de lo contrario, el cliente
debe asumir la sustitucién del equipo—. Esta
flexibilidad es especialmente utilizada por
consumidores con patrones de consumo
horarios, como actividades agricolas, pro-
cesos industriales nocturnos u operaciones
concentradas en determinados periodos del
dia.

Paraguay posee tarifas horarias y por tiem-
po de uso para consumidores residenciales,
industriales, gubernamentales y otros, aten-
didos en baja y media tension, que pagan
valores diferentes por la energia. Esta mo-
dalidad es opcional y establece precios mas
altos en los horarios de pico y mas bajos
fuera del pico, incentivando que los usuarios
reorganicen sus habitos y concentren el con-
sumo en los periodos de menor demanda.

Hay un incentivo para el consumo fuera de
los horarios de mayor demanda en Costa
Rica para consumidores residenciales en
baja tension con consumo superior a 200
kWh mensuales. Las tarifas se diferencian
segun el periodo del dia. Se utilizan tres fran-
jas: punta, con los valores mas altos; valle,
con precios intermedios; y nocturna, con las
tarifas mas bajas. Los valores varian ade-
mas segun el volumen total consumido en
el mes, con bloques de hasta 500 kWh y por
encima de 501 kWh, reflejando una estructu-
ra que combina sefalizacién horaria y pro-
gresividad para promover la eficiencia y el
desplazamiento del consumo.

Argentina y Bolivia solo poseen tarifas por
bandas horarias para grandes demandas,
siendo el limite minimo de 50 kW en Argen-
tina. En Bolivia las tarifas consideran punta
y fuera de punta, conteniendo tres bloques
horarios: Bloque Alto o de Punta (18:00 a
23:00), Bloque Medio (07:00 a 18:00 y 23:00
a 24:00) y Bloque Bajo (00:00 a 07:00).

En Chile existen tarifas con diferenciacién
horaria para clientes regulados, estructura-

das en bloques como punta, intermedio/pla-
noy valle/fuera de punta. Estas tarifas estan
destinadas principalmente a clientes con
mayor potencia instalada, generalmente por
encima de 10 kW, y que posean medidor in-
teligente capaz de registrar el consumo por
periodo horario. La adhesion a estas tarifas
es opcional y debe ser solicitada por el pro-
pio usuario a la distribuidora. Estan dirigidas
a consumidores que pueden beneficiarse de
precios diferenciados al desplazar parte del
consumo hacia horarios fuera de punta.

El Salvador posee tarifa horaria obligatoria
para grandes demandas, ya sean de baja o
alta tension. Para clientes de mediano por-
te, con medicion inteligente, hay opcién de
tarifas horarias.

En Guatemala existen tarifas con diferencia-
cion horaria por bloques. Estas tarifas estan
disefiadas para atender a los usuarios en
general, incentivando el uso eficiente de la
energia y estimulando el consumo en el pe-
riodo de menor demanda, incluso parala car-
ga de vehiculos eléctricos. También existen
tarifas horarias para usuarios con demanda
superior a 11 kW, que pueden ser medidos
por bloques horarios con el mismo objetivo,
es decir, promover un consumo mas eficien-
te de la energia.

Actualmente, en Colombia no existen tarifas
con diferenciacion horaria para consumido-
res regulados; la diferenciacién horaria solo
esta prevista para algunos usuarios no regu-
lados.

4.2.4. Separacion y visibilidad del peaje de
distribucion

Los paises analizados presentan diferen-
tes estructuras de identificacion del peaje
de distribucion. Algunos, como Argentina
(federal), Brasil, Colombia, Costa Rica y El
Salvador, poseen una separacion explicita
reglamentada; otros, como Bolivia, Chile y
Guatemala, no tienen una separacion clara
para los usuarios regulados, y esa separa-
cién solo es identificable para los grandes



clientes del mercado libre; mientras que en
Peru puede verificarse una separacion par-
cial del peaje de distribucion.

La estructura de Peru es diferenciada: para
los clientes que no poseen medidor de 15
minutos, la tarifa se aplica dentro de la fér-
mula de calculo del precio de la energia. Para
los clientes que poseen ese tipo de medidor
0 que registran las demandas maximas, se
aplica el valor de la demanda maxima en
Hora de Punta y Fuera de Punta de los ulti-
mos 6 meses, multiplicado por el VAD.

En Brasil, las tarifas estan segregadas en Ta-
rifa de Energia (TE) y Tarifa de Uso del Siste-
ma de Distribucién (TUSD). Los consumido-
res del mercado regulado pagan la suma de
estos dos componentes, que no aparecen
desagregados en la factura, pero la regula-
cion es clara al definir valores tarifarios para
cada uno de ellos. En el mercado libre, los
consumidores negocian libremente el precio
de la energia y pagan la TUSD, en caso de
estar conectados a la red de distribucion, o
la tarifa de uso del sistema de Transmisidn
(TUST), en caso de estar conectados a lared
de transmision.

En Colombia, Costa Rica y Paraguay la re-
gulacién separa cada componente de la
tarifa y la suma de las partes constituye el
costo unitario que se paga en las tarifas de
energia. Un proceso semejante ocurre en El
Salvador, donde la tarifa se descompone en
componentes de distribucion, comercializa-
cion y energia, y, en el caso de ese pais, la
factura muestra esa separacion.

Chile y Bolivia no poseen diferenciacion para
los clientes del mercado regulado; solo hay
costos de peaje explicitos para el mercado
libre. En Guatemala la estructura también es
similar, con valores integrados para el mer-
cado regulado, mientras que en el mercado
libre existen categorias donde la distribui-
dora realiza la funcién de transporte, con
una tarifa por pérdidas y otra por demanda
maxima. En Argentina hay distincion solo a
partir de las medianas y grandes demandas;

las pequefias cargas residenciales no tienen
segregacion.

4.2.5. Subsidios sociales

Existen diferentes mecanismos y enfoques
de subsidios sociales en los paises de Amé-
rica Latina. En Argentina, El Salvador y Gua-
temala los subsidios son financiados por
presupuesto publico. En Argentina existe un
Subsidio Nacional sobre determinada can-
tidad de kWh de consumo. Existe, ademas,
un adicional fijo referente a la Tarifa Social
de la jurisdiccién federal (CABA o PBA). Son
subsidios que no se aplican a los mismos
clientes y poseen modalidades distintas. En
El Salvador, los subsidios se establecen me-
diante un modelo definido por el Ministerio
de Economia, que selecciona previamente a
los usuarios aptos para el beneficio y envia
esa lista a las distribuidoras, responsables
de aplicar el descuento directamente en la
factura. Todo el costo lo asume el Gobierno
Central, que reembolsa a las distribuidoras
los valores subsidiados. Este sistema opera
desde 1999 y presenta un buen desempenio,
siempre que los reembolsos gubernamenta-
les se realicen de manera oportuna. En Gua-
temala, la Ley de la Tarifa Social define de
forma objetiva quién tiene derecho al subsi-
dio y establece como debe aplicarse, prio-
rizando a los consumidores de bajo consu-
mo. El gobierno financia integramente ese
beneficio a través de una empresa publica
de energia, que transfiere el valor al distribui-
dor para garantizar que este reciba la tarifa
integra. Este proceso involucra la supervi-
sion del 6rgano regulador y la actuacion de
la entidad gubernamental responsable de la
transferencia de los recursos, asegurando
que el subsidio se aplique correctamente.

En Brasil, la Cuenta de Desarrollo Energé-
tico (CDE), una especie de fondo sectorial,
es el principal mecanismo mediante el cual
se concentran los subsidios asumidos por
los consumidores brasilefios. Se conside-



ran subsidios los descuentos y beneficios
tarifarios, politicas de gobierno como la
Universalizacién del Servicio y el Costeo de
Generacion de Energia en los sistemas ais-
lados (CCC y Carbon y Aceite Combustible),
y la estimacion del impacto de la generacion
distribuida en las tarifas de los consumido-
res con base en un factor de no coincidencia
del consumo. Para los consumidores resi-
denciales de baja renta existe hoy la Tarifa
Social de Energia Eléctrica, financiada por
los demas consumidores a través de la CDE.
Actualmente, los subsidios representan en
promedio el 20% de la tarifa de los consumi-
dores residenciales (ANEEL, 2026).

Bolivia, Chile y Peri poseen mecanismos en
los que los usuarios subsidiados son finan-
ciados por los demas consumidores. En Bo-
livia hay un subsidio destinado a los consu-
midores residenciales que utilizan hasta 70
kWh por mes, que consiste en un descuento
del 25% sobre el valor del consumo de ener-
gia eléctrica. Este beneficio es financiado
mensualmente por los Agentes del Merca-
do Eléctrico Mayorista, que asumen el costo
del descuento aplicado en la factura de esos
usuarios. En Chile, los subsidios existentes
tienden a ser temporales y orientados a si-
tuaciones especificas, como aumentos de
costos o deudas acumuladas, y se financian
principalmente por los propios consumido-
res mediante tarifas, impuestos o mecanis-
mos regulatorios de subsidio cruzado. El go-
bierno suele complementar solo una parte
de ese financiamiento. En algunos casos hay
subsidios focalizados para los hogares mas
vulnerables, pero dependen de procesos de
inscripcion y de renovaciones periddicas, lo
que limita su continuidad. De modo general,
surge la necesidad de estructurar un mode-
lo de subsidio mas permanente y estable,
capaz de atender de forma consistente a
quien realmente lo necesita, reduciendo la
dependencia de medidas provisionales. En
Peru existen dos mecanismos regulados de
subsidio que funcionan mediante diferentes
formas de financiamiento y compensacion.
El FOSE (Fondo de Compensacién Social
Eléctrica) es un subsidio cruzado creado

para garantizar que los usuarios residencia-
les de baja renta y bajo consumo —con un
promedio mensual menor o igual a 140 kWh,
conforme a los criterios definidos por la Re-
solucién OSINERGMIN n.° 206-2013-0S/C—
paguen menos por la energia eléctrica. Este
fondo es financiado por los consumidores
de mayor consumo, que contribuyen a redu-
cir la tarifa de los usuarios mas vulnerables.
El programa de Electrificacion Rural, por su
parte, se financia mediante un cargo cobra-
do a todos los usuarios de energia, destina-
do a sostener proyectos que amplian el ac-
ceso a la electricidad en areas rurales.

Colombia presenta un perfil diferenciado,
donde el sistema de subsidios esta estruc-
turado por estratos socioecondémicos y di-
rigido a los consumidores residenciales de
los estratos 1, 2 y 3, que reciben descuen-
tos limitados al consumo basico de subsis-
tencia —entre 130 y 173 kWh mensuales,
dependiendo de la altitud del municipio—.
Estos subsidios se financian mediante un
modelo mixto que combina recursos del
Gobierno Nacional, a través del Presupues-
to General de la Nacidn, con contribuciones
obligatorias de los usuarios de los estratos
5y 6 y de los sectores comercial e indus-
trial, que pagan un adicional del 20% sobre
su consumo. Cuando las contribuciones no
son suficientes, el Estado cubre el déficit.
El modelo también prevé el reconocimien-
to de los costos financieros a las empresas
comercializadoras hasta el reembolso gu-
bernamental, aunque los frecuentes atrasos
afectan su liquidez. Persiste, ademas, la
necesidad de mejorar la focalizacion de los
subsidios, reduciendo la dependencia del
criterio de estratos y dirigiendo el beneficio
exclusivamente a los usuarios de baja renta.

En Costa Rica existe la Tarifa Preferencial de
caracter social (T-CS) para los consumido-
res vulnerables atendidos en baja tension.
Se enmarcan en esta categoria los siguien-
tes usuarios: unidad de servicio de abaste-
cimiento publico para el bombeo de agua
potable; instituciones publicas de ensefian-
za; templos religiosos; hogares de ancianos,



guarderias y albergues; centros de atencién
a indigentes o dependientes quimicos; ins-
tituciones de asistencia social; Cruz Roja y
centros de salud rural; ademas de personas
que necesitan soporte ventilatorio domici-
liario. Cada categoria solo puede usar la ta-
rifa especial para las instalaciones directa-
mente vinculadas a su finalidad principal v,
cuando corresponde, entidades legales y sin
fines de lucro.

En Paraguay existe una Tarifa Social desti-
nada a los clientes residenciales de baja ren-
tay a otros consumidores vulnerables. Para
acceder al subsidio, los clientes deben cum-
plir requisitos establecidos por ley, inclu-
yendo un consumo mensual de hasta 300
kWh, pertenecer al grupo de consumidores
residenciales o formar parte de las Jun-
tas de Saneamiento de Agua reconocidas
oficialmente.

4.2.6. Esquemas de prepago

La opcidn de prepago tiene base regulatoria
en la gran mayoria de los paises analizados,
pero no se adopta a gran escala debido, prin-
cipalmente, a barreras econémicas como el
costo de los medidores, la baja atractividad
para la empresa y cuestiones operativas.

No existe modalidad de prepago prevista en
la regulacion de Chile, El Salvador, Paraguay
y Guatemala. Argentina y Brasil cuentan con
reglamentacion para tarifas prepago, pero
con baja adopcion debido a factores como
los costos y las cuestiones operativas. La re-
glamentacion vigente en Bolivia contempla
modelos de prepago para los servicios en la
categoria de Baja Tensién (BT). Sin embar-
go, la distribuidora DELAPAZ no tiene con-
sumidores activos en ese modelo. En Costa
Rica se aplica esta modalidad unicamente
para consumidores residenciales con medi-
dores inteligentes.

En Colombia existe la comercializacién de
energia prepago; sin embargo, hay limitacio-
nes para trasladar, mediante el sistema de
prepago, algunos costos adicionales al cos-

to del servicio de energia. Es decir, los cos-
tos asociados a fallas generadas por el pro-
pio usuario, financiamientos por la venta del
medidor, conexion o reconexion del servicio,
procesos de fraude de energia o visitas téc-
nicas solicitadas por los usuarios no entran
en la cuenta en la opcién de prepago, lo que
no incentiva su adopcion.

En Peru existe la modalidad de prepago de
forma optativa en algunas regiones. La prin-
cipal barrera identificada es la adquisicion
del medidor, ya que no todos los distribuido-
res cuentan con proveedores para ese equi-

po.
4.2.7. Clientes electrodependientes

Solo Chile y Argentina poseen marcos ta-
rifarios para consumidores electrodepen-
dientes que asocian beneficio econémico y
garantia del servicio. En los demas paises,
la garantia se limita a la prohibicion de sus-
pension del suministro y, en algunos casos,
no existe reglamentacion especifica.

En Argentina, la Ley 27.351 garantiza la gra-
tuidad y la continuidad del servicio para los
usuarios electrodependientes registrados.
En Chile existe un tratamiento tarifario es-
pecifico para los clientes electrodependien-
tes. Para acceder a los beneficios, el usua-
rio debe presentar un certificado médico e
inscribirse en el registro de pacientes elec-
trodependientes, lo que garantiza un aporte
mensual de energia destinado al funciona-
miento de los equipos médicos esenciales.
El tratamiento incluye un descuento tarifario
—deduccion de hasta 50 kWh mensuales—
y la prohibicion de corte del suministro por
mora, ademas de atencion prioritaria en si-
tuaciones de interrupcion del servicio. El
modelo también prevé la provision de equi-
pos de emergencia, como baterias o gene-
radores, cuyo financiamiento se incorpora
a la tarifa eléctrica. Las concesionarias no
disponen de mecanismos para impugnar la
elegibilidad cuando se presenta el certifica-
do médico.



En Brasil, los consumidores electrodepen-
dientes deben estar registrados en las distri-
buidoras para tener prioridad en la atencion.
Sin embargo, no hay una politica tarifaria na-
cional especifica; los eventuales beneficios
son indirectos, como el acceso a la tarifa
social.

Tanto en Colombia como en Perq, los usua-
rios electrodependientes no reciben trata-
miento tarifario diferenciado ni subsidios
especificos, pero cuentan con proteccion
contra la suspensién del suministro por
mora, siempre que tengan su condicion for-
malmente reconocida. En Colombia, el re-
conocimiento ocurre mediante solicitud a
la distribuidora acompafada de evidencias
e historia clinica, y esos usuarios también
pueden acceder a las mismas modalidades
de financiamiento disponibles para los de-
mas consumidores, ademas de estar ampa-
rados por decisiones judiciales que refuer-
zan la prohibicion de corte. En Per, aunque
la |6gica es similar, el proceso exige el regis-
tro tanto en la empresa eléctrica como en
Osinergmin y, una vez registrados, los usua-
rios también quedan protegidos contra el
corte y pueden adherirse a mecanismos de
fraccionamiento para facilitar el pago de las
facturas.

En Costa Rica se aplica la Tarifa Preferen-
cial de cardcter social (T-CS) a los usuarios
de soporte ventilatorio domiciliario por defi-
ciencia respiratoria transitoria o permanente
que necesitan un equipo eléctrico para asis-
tencia directa en el ciclo respiratorio. Deben
ser prescritos por una clinica médica autori-
zada, con un documento que compruebe la
entrega o instalacion del dispositivo.

Bolivia, El Salvador, Guatemala y Paraguay
no poseen una regulacion especifica, de
modo que la atencidn a esos clientes se rea-
liza caso a caso, de forma ad hoc.

4.2.8. Incentivos por calidad y pérdidas

Entre los paises analizados, se observa que
todos poseen algun tipo de indicadores o

metas parala calidad del servicio y la gestion
de pérdidas, generalmente basados en limi-
tes minimos de desempeiio y penalidades
por incumplimiento. En casi todos los ca-
sos, el modelo es esencialmente asimétrico,
es decir, orientado a sanciones y compen-
saciones al usuario, sin ofrecer incentivos
positivos por el buen desempeno. La Unica
excepcion clara es la de Brasil y Colombia,
que adoptan mecanismos simétricos, per-
mitiendo que las distribuidoras aumenten o
reduzcan sus ingresos segun el desempefio
frente a las metas establecidas. Ademas, la
mayor parte de los paises reconoce pérdi-
das en la tarifa solo hasta niveles conside-
rados eficientes u optimos, trasladando el
excedente a la distribuidora como forma de
incentivo econdmico a la reduccion.

En Brasil, esa l6gica simétrica se expresa
mediante indicadores como el DEC y el FEC
y métricas individuales que evaluan el des-
empeno percibido por cada consumidor. El
cumplimiento de las metas puede generar
ganancias o pérdidas de ingreso, y cualquier
violacion individual resulta en una compen-
sacion automatica al usuario. Las pérdidas
se tratan de forma segmentada entre técni-
cas y no técnicas, con metas definidas por
benchmarking; solo el volumen dentro de la
meta se reconoce en la tarifa. Colombia si-
gue una linea semejante: en el Sistema de
Distribucién Local, la calidad se mide por
SAIDI y SAIFI, y el desempefio puede elevar
o reducir el ingreso anual. El tratamiento
de las pérdidas combina el reconocimiento
para empresas eficientes e incentivos pro-
gresivos para aquellas que reducen sus ni-
veles a lo largo del ciclo tarifario.

En los demas paises, aunque existen meca-
nismos de control de la calidad y limites de
pérdidas reconocidas, el caracter predomi-
nante es punitivo. En Argentina, por ejem-
plo, la violacion de los limites de continuidad
genera compensaciones automaticas a los
usuarios, y hay penalidades adicionales para
alimentadores con desempefio muy inferior
o eventos de gran impacto. Las pérdidas se
reconocen hasta niveles eficientes definidos



por el regulador, y cualquier valor por encima
debe ser absorbido por la distribuidora. Boli-
via tampoco prevé bonificaciones, pero el in-
cumplimiento de los indicadores de calidad
reduce el ingreso de la distribuidora. Las
pérdidas se tratan con base en un nivel 6p-
timo por nivel de tension, y las desviaciones
impactan directamente la remuneracion.

Chile sigue la misma légica correctiva, don-
de no hay incentivos positivos para la cali-
dad o las pérdidas y el modelo de empresa
eficiente utiliza datos reales de las distribui-
doras. El incumplimiento de los indicado-
res minimos resulta en multas que reducen
el ingreso. En El Salvador, las penalidades
abarcan no solo la continuidad del servicio,
sino también la atencion comercial y la cali-
dad del producto eléctrico. Las pérdidas re-
conocidas se definen en el proceso tarifario
quinquenal, con reconocimiento integral de
las pérdidas técnicas y solo parcial de las
pérdidas no técnicas justificadas, quedando
el excedente como riesgo de la distribuido-
ra.

Guatemala establece limites de tolerancia
para indicadores globales e individuales de
interrupciones, diferenciando areas urbanas
y rurales. Cuando se superan, hay una com-
pensacion proporcional a la energia no su-
ministrada. Las pérdidas reconocidas se de-
finen en el calculo quinquenal del VAD, que
incorpora costos eficientes de una empresa
modelo, donde los valores por encima del li-
mite no se trasladan a las tarifas. En Perq,
el incumplimiento de los limites de calidad
también genera penalidades. Existe la posi-
bilidad de que proyectos de mejora, debida-
mente aprobados, sean financiados por la
tarifa. Las pérdidas se reconocen con base
en la empresa modelo, distinguiendo pérdi-
das técnicas y no técnicas mediante el VAD,
que refleja el desempenio de la distribuidora
en la gestion de esas pérdidas.

Por ultimo, Costa Rica y Paraguay presentan
modelos aun mas restrictivos en términos de
incentivos. En Costa Rica, las distribuidoras
deben cumplir metas de calidad, cantidad,

oportunidad, continuidad y confiabilidad,
pero el modelo es exclusivamente correcti-
VO y sancionatorio, con compensaciones al
usuario cuando los indicadores no se cum-
plen. Las pérdidas se tratan de forma global,
con un limite maximo, donde los valores por
debajo del techo se reconocen integramen-
te, mientras que las pérdidas por encima
de la media histérica generan una pérdida
financiera directa para el distribuidor. En Pa-
raguay, aunque existen metas de calidad en
los contratos de concesion, no hay recono-
cimiento explicito y diferenciado de las pér-
didas en la tarifa, ni mecanismos formales
que definan niveles reconocidos de pérdidas
técnicas o no técnicas. Las pérdidas, inclui-
das las no técnicas, se absorben como parte
del resultado econémico, sin sefiales tarifa-
rias directas que incentiven su reduccion.

4.2.9. Sandbox regulatorio y
experimentacion tarifaria

Los sandboxes regulatorios son entornos
controlados, creados para que las distribui-
doras de energia puedan probar soluciones
o modelos de negocio innovadores con au-
torizacién del regulador. Permiten que, por
un periodo limitado y bajo supervision direc-
ta, determinados requisitos de la regulacion
tradicional se flexibilicen, posibilitando la
experimentacioén de nuevas tecnologias y
practicas dentro de reglas especificas pre-
viamente definidas por la autoridad regula-
dora.

Actualmente no existe reglamentacion ni
experiencia con sandboxes regulatorios en
Bolivia, El Salvador y Perd. En Guatemala
tampoco hay previsién en la regulacién, pero
son posibles las experiencias por cuenta y
riesgo del distribuidor, de forma similar a
lo que ocurre en Chile, donde tampoco hay
un marco formal, pero se permite innovar si



no se afecta el servicio prestado. Colombia
se encuentra en proceso de consulta pu-
blica para establecer un marco formal, me-
diante el proyecto de Resolucion CREG 705
012/2026, actualmente en analisis.

Brasil es el pais de América Latina que mas
ha hecho uso de la experiencia de los sand-
boxes. Actualmente, hay 9 proyectos regula-
torios en ejecucién, conforme a la descrip-
cion a continuacion:

Enel Sao Paulo — “Tarifa flex y Economize e
Ganhe”: proyecto piloto para consumidores
residenciales.

+ Tarifa flex: variacion del precio segun el
horario de utilizacién.

«  “Economize e Ganhe"”: informacién de
periodos y eventos especificos para aho-
rrar energia y obtener un descuento en la
factura.
Duracion: autorizado en

abril/2023

38 meses,

EDP Sdo Paulo — “Minha conta com meu
jeito”: proyecto piloto de respuesta de la de-
manda en baja tension.

+ Tarifa hora econdmica: tarifas que varian
a lo largo de las horas del dia.

« Tarifa Consumo Consciente: tarifa de de-
manda

Tarifa Equilibrio: tarifa de demanda y un
componente fijjo por mes que reflejara
los servicios de atencién al consumidor.

« Duracion: 25 meses, autorizado en
abril/2023, con inicio de la fase de cam-
po en julio/2025.

Equatorial (Alagoas y Maranhao) - “Projeto
minha energia”: tarifa horo-estacional loca-
cional

+ Tarifas que varian segun la hora del dia;

+ Tarifas que varian a lo largo de los me-
ses del afo, con el objetivo de ajustar los
precios segun el volumen de utilizacién
del sistema de distribucion en diferentes
periodos del afo.

* Duracién: 31 autorizado en

abril/2023

meses,

Energisa (ESS, ETO y EPB) - “Conta Inteli-
gente”: tarifa horaria — Time Of Use (ToU),
Dinamica y Prepago

e Tarifas mejor hora, valores diferen-
tes para el consumo a lo largo del
dia;

e Tarifas dinamicas trimestrales sin
impacto de las banderas tarifarias;

e Plan prepago

e Duracion: 44 meses, autorizado en
abril/2023, con inicio de la fase de
campo en noviembre/2024

COPEL - “Hora certa COPEL": tarifa bino-
mia, tarifa multipartes y factura digital para
el grupo B

e Tarifas multipartes con foco en im-
plementar tarifas mas dindamicas
con medidores inteligentes;

e Componentes fijos de demanda y
por franja horaria;

e Transicion hacia la emision de fac-
turas digitales

e Duracion: 26 meses, autorizado en
junio de 2024.



a) COPEL - “Tarifa Mobiflex Copel”

e Tarifa mas barata durante la madru-
gada para quienes tienen vehiculos
eléctricos

e Duracion: 30 meses, autorizado en
junio de 2024.

Energisa Mato Grosso do Sul — “Projeto Fa-
tura Fixa”

e Facturacion fija por hasta 12 meses
con ajustes periodicos.

e Duracién: 36 meses, autorizado en
junio de 2024.

Permissionarias do Sul — Estrategias para el
mercado libre de energia

e Prueba de apertura del mercado
para baja tensién

e Duracién: 12 meses, autorizado en
agosto/2024, con inicio de la fase
de campo en enero/2025.

Light — “Light Controle”: modalidad de factu-
racion fija asociada a mecanismos de incen-
tivos no tarifarios

e Modelo de cuenta con valores fijos;

e Descuento en la tarifa y cashback
para residentes de areas con mayor
vulnerabilidad econémica y operati-
va.

e Duracion: 42 meses, autorizado en
septiembre/2024.

Tomando como base la experiencia brasile-
fia, através de la divulgaciony promocion del
conocimiento realizada en ADELAT, ADEERA
(Asociacion de Distribuidores de Energia
Eléctrica de la Republica Argentina) impulsé
una propuesta para el uso de sandboxes en
Argentina. En el segundo semestre de 2025,
la Empresa Distribuidora de Electricidad de
Salta S.A. (Edesa), trabaj6é en conjunto con
la Enresp (Entidad Reguladora de los Servi-
cios Publicos de Salta) para estructurar e
implementar el modelo de sandbox regulato-
rio. Como resultado, Salta se convirtié en la
primera provincia argentina en instituciona-
lizar esta herramienta mediante una norma
especifica.

El 30 de diciembre de 2025, la ENRESP pu-
blicé la Resolucién n.° 2965/25, mediante
la cual establecid, entre otras medidas, la
autorizacion para la implementacion de un
sandbox regulatorio, destinado a probar he-
rramientas técnicas y tarifarias mediante la
aprobacién previa del érgano regulador, ade-
mas de reconocer la inversion en redes para
barrios en proceso de regularizacién como
una necesidad prioritaria, permitiendo el uso
del sandbox para explorar modelos alternati-
vos aplicables a ese problema. Actualmente,
se encuentran en ejecucion los siguientes
proyectos piloto: Normalizacién de barrios
populares con tarifa reducida y régimen de
calidad diferenciado; y Proyecto de Resilien-
cia y fortalecimiento de la red.
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ENFOQUES REGULATORIOS INTERNACIONALES Y

MEJORES PRACTICAS

Las secciones anteriores establecieron el
marco conceptual de laremuneraciony el di-
sefio tarifario, y caracterizaron el estado de
ambos en América Latina a partir del bench-
marking realizado por ADELAT. Este capitulo
examina lo que la experiencia internacional
ensefia. Su propdsito es identificar, a partir
de los marcos regulatorios mas avanzados,
las practicas que han demostrado capaci-
dad para reconocer adecuadamente las in-
versiones, enviar sefiales de precio eficien-
tes, proteger a los usuarios vulnerables y
sostener la innovacion, de modo que sirvan
como referencia para la evolucion de los es-
gquemas latinoamericanos. Estas practicas
provienen mayoritariamente de mercados
con condiciones institucionales, niveles de
inversion y trayectorias regulatorias distin-
tos de los de la region. No constituyen, por
tanto, modelos para trasplantar sin mas,
sino puntos de referencia cuya logica de di-
seflo conviene comprender para adaptarla a

las realidades locales.

5.1. MODELOS DE REMUNERACION
BASADOS EN DESEMPENO

La transformacién mas profunda en el con-
texto internacional de la regulacion de la
distribucion en las ultimas dos décadas ha
sido el transito desde la regulacion por cos-
to de servicio hacia la regulaciéon basada en
desempeiio (performance-based regulation,
PBR). El cambio de fondo es de naturaleza
conceptual: mientras la regulacién tradicio-
nal controla los insumos —cuanto invierte y
gasta la empresa, y con qué rentabilidad se
le reconocen esos costos—, laregulacion por
desempeiio desplaza el eje hacia los resulta-
dos —qué productos y resultados entrega la
distribuidora a los usuarios y al sistema—y
vincula su remuneracion a la calidad de ese
desempeio. La empresa deja de ser retri-
buida por acumular activos y pasa a serlo
por cumplir objetivos de servicio, eficiencia
e innovacién. Su expresién mas completa y
madura es el marco RIIO del regulador bri-
tanico, cuyo acronimo sintetiza la formula:
los ingresos resultan de la combinacion de
incentivos, innovacion y productos (Revenue
= Incentives + Innovation + Outputs).




INGRESOS PERMITIDOS
1. INCENTIVOS +

El regulador define los

ingresos totales que la ‘
empresa puede recuperar

a través de las tarifas.

So

/ Basado en costos eficientes
Reconoce solo lo necesario para
una empresa eficiente y bien
gestionada.

@

Incentivos y penalizaciones ligados
al desempefio en dreas clave.

* Calidad del servicio
Satisfaccion del cliente

.

* Pérdidas de energia
Ajustado por factores externos

Incluye inflacion, demanda y otros
pardmetros macroecondmicos.

* Entrega de proyectos

@
O

* Seguridad

* Medioambiente
Estabilidad y previsibilidad

Brinda certeza de ingresos a cambio
de cumplir compromisos y
estandares.

Recompensa el buen desempefio
y penaliza el bajo desempefio.
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LOS 3 PILARES DEL MARCO RIIO
2. INNOVACION +

Fomenta la innovacién para encontrar
soluciones mas eficientes y centradas

|
./fll '
|

Enfoque en los resultados que
importan a los usuarios y a la
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Fig. 6. Funcionamiento del marco RIIO.

Antes que un modelo unico, la regulacién por
desempefio debe entenderse como un con-
junto de componentes que pueden adoptar-
se en distintas combinaciones y que, lejos
de sustituir a la regulacion por costo de ser-
vicio, la complementan. El marco RIIO arti-
cula varios de estos bloques. En su nucleo
opera un control de ingresos plurianual que
fija una senda de ingresos permitidos para
un periodo prolongado, dotando a la empre-
sa de un horizonte estable de planificacién.
Sobre él se define un conjunto de productos
(outputs) que la distribuidora se comprome-
te a entregar —confiabilidad y calidad del
suministro, satisfaccion del cliente, cone-
xiones, desempefno ambiental, seguridad—,
cuyo cumplimiento se premia o penaliza
mediante incentivos financieros y reputa-
cionales. La asignacion de gasto se estable-
ce sobre una base de gasto total (TOTEX),
de modo que la empresa elija libremente la
combinacion mas eficiente entre inversion
y operacion, y las desviaciones respecto
de esa base —ahorros o sobrecostos— se
reparten entre la empresa y los usuarios a
través de un factor de reparto (sharing fac-
tor) que preserva el incentivo a la eficiencia
sin trasladar todo el riesgo a una sola parte.
A ello se afiade un incentivo al plan de ne-
gocio, que recompensa a las distribuidoras
cuyos planes representan un valor superior

@ -
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y aportan informacion util al regulador para
fijar el control de precios, asi como la exi-
gencia de un involucramiento de los actores
y consumidores en la elaboracién de esos
planes. Finalmente, mecanismos de ajuste
por incertidumbre (uncertainty mechanisms
0 re-openers) permiten revisar parametros
ante cambios de costos o circunstancias
imprevisibles, evitando que el caracter plu-
rianual del control se traduzca en rigidez
frente a lo inesperado (Ashurst, 2025).

Dos parametros ilustran cémo se calibra el
sistema en la practica. Por una parte, la tasa
de retorno reconocida se fija en niveles co-
herentes con el riesgo efectivo del negocio
—del orden del 5,5 % al 6 % para las redes—,
reflejando la légica de alinear la remunera-
cion del capital con el riesgo regulatorio.
Por otra, el sistema incorpora un reto de efi-
ciencia continua, del orden de un 1 % anual
sobre la base de gasto total, que traslada a
la tarifa las mejoras de productividad espe-
radas. La combinacion de estos elementos
produce un esquema en el que la empresa
puede obtener mayores ingresos si supera
sus objetivos de desempefio y entrega sus
productos de manera mas eficiente, y los
pierde si no lo hace. Este enfoque no es ex-
clusivo del Reino Unido: en Estados Unidos,
numerosas jurisdicciones han ampliado el



uso de la regulacion por incentivos, incorpo-
rando métricas e indicadores de desempe-
fio (performance incentive mechanisms) que
recompensan la satisfaccion del cliente, fa-
cilitan la transformacién hacia un sistema
mas limpio y distribuido, y enfocan crecien-
temente la remuneracion en los resultados
antes que en los insumos (Joskow, 2024).

La virtud principal de la regulacion por des-
empeno es que alinea los intereses de la
distribuidora con los objetivos publicos que
la transicion energética ha tornado priorita-
rios: la calidad del servicio, la integracién
de recursos distribuidos, la resiliencia y la
innovacion dejan de ser cargas u obligacio-
nes para convertirse en fuentes de ingreso.
Al centrarse en los resultados, este enfoque
neutraliza ademas el sesgo hacia el capital
y abre espacio para soluciones no conven-
cionales. Pero su adopcidon requiere una
capacidad regulatoria robusta para definir
productos medibles, fijar metas realistas y
procesar grandes volumenes de informa-
cion de desempefio; una gobernanza trans-
parente que dé legitimidad a la fijacién de
objetivos; y un cuidado especial en el diseno
para evitar comportamientos oportunistas o
la manipulacion de los indicadores. La expe-
riencia britanica muestra que la calibracion
de parametros sensibles —en particular la
tasa de retorno— es objeto de intenso escru-
tinio y de apelaciones por parte de las em-
presas, lo que remite a la importancia de las
instancias técnicas independientes que se
analiza en la Seccién 5.6.

Para América Latina, la regulacién por des-
empeno ofrece un marco de referencia es-
pecialmente pertinente. Los esquemas de
empresa modelo eficiente predominantes
en la region ya incorporan un fuerte incen-
tivo a la eficiencia de costos, pero lo hacen
desde una légica centrada en los insumos
y, segun mostrd el benchmarking, conviven
con esquemas de incentivos de calidad ma-
yoritariamente asimétricos —que penalizan
el incumplimiento pero no premian el des-
empeno superior—. La regulacion por des-
empeno no exige sustituir de raiz los mode

los vigentes, sino que permite incorporar de
manera gradual sus bloques constitutivos:
incentivos simétricos de calidad y pérdidas,
productos medibles vinculados a la integra-
cion de recursos distribuidos, factores de
reparto que equilibren riesgo e incentivo, e
involucramiento de los usuarios en la pla-
nificacion. Adoptados de forma selectiva
y adaptada a la capacidad institucional de
cada pais, estos componentes ofrecen una
via para que la remuneracion de la distribu-
cion latinoamericana evolucione desde la
contencion de costos hacia la entrega de
los resultados que la transicién energética
demanda.

5.2. RECONOCIMIENTO DE
INVERSIONES, INNOVACION Y
ACTIVOS NO CONVENCIONALES

El reto que las distribuidoras que participa-
ron en el benchmarking ADELAT identifica-
ron con mayor claridad —que los marcos
vigentes reconocen con dificultad las inver-
siones en digitalizacion, almacenamiento y
recursos distribuidos, y que tienden a favo-
recer la solucion en activos fisicos sobre la
solucion operativa— ha sido objeto en el pla-
no internacional de un conjunto de respues-
tas regulatorias. Estas respuestas compar-
ten un mismo propdsito: neutralizar el sesgo
hacia el capital, valorar adecuadamente las
soluciones no convencionales y crear vias
para financiar la innovacion. De su examen
se desprenden cuatro lineas de buena prac-
tica relevantes para la region.

La primera y la mas consolidada, es la adop-
ciondel enfoque TOTEX, cuya expresion mas
desarrollada es el marco RIIO del regulador
britanico (Ofgem). En lugar de fijar partidas
separadas de gasto de capital y de opera-
cién —cada una con su propio tratamiento
e incentivo—, RIIO establece una asignacion
unica de gasto total sobre la cual la empresa
obtiene rentabilidad, dejando que sea la pro-
pia distribuidora la que elija la combinacién
mas eficiente entre invertir y operar. El efec-
to sobre la innovacion es directo: al



desaparecer la ventaja contable del activo
fisico, soluciones antes desplazadas pasan
a competir en igualdad de condiciones. El
enfoque se completa con un mecanismo
de reparto (totex incentive mechanism) que
distribuye entre la empresa y los usuarios
las desviaciones respecto del gasto previs-
to, preservando el incentivo a la eficiencia.
Italia ofrece una variante reciente de interés
—el enfoque ROSS— que combina objetivos
de gasto total prospectivo con proporciones
fijas entre operacién y capital, buscando
capturar las ventajas del TOTEX sin renun-
ciar por completo a la previsibilidad de las
partidas (Jenkins et al., 2024). Lo comun a
estos disefios es que sustituyen el control
del input —cuanto se invierte y en qué— por
el control del output —qué resultados se en-
tregan—, dejando a la empresa la libertad y
la responsabilidad de elegir los medios.

La segunda linea consiste en valorar las so-
luciones no asociadas a la red (non-network
0 non-wire solutions) como alternativas a la
expansion fisica. La flexibilidad de la deman-
da y el almacenamiento pueden recortar la
punta y diferir o evitar refuerzos costosos de
red, trasladando la inversion a un futuro en
que el capital es mas barato y la incertidum-
bre menor. Para que esta opcién se mate-
rialice, los marcos avanzados han habilitado
la contratacion de servicios de flexibilidad
por parte de las distribuidoras y han comen-
zado a desarrollar mercados locales de fle-
xibilidad, una practica que las instituciones
europeas recomiendan como solucién de
ahorro de costos y complemento natural del
enfoque de gasto total. La clave regulatoria
es que el marco trate la flexibilidad contra-
tada y el almacenamiento no como gastos
a minimizar, sino como alternativas eva-
luables frente a la inversién tradicional, de
modo que la distribuidora no pierda ingreso
por elegir la opcion mas eficiente.

La tercera linea es el reconocimiento expli-
cito de la innovacion mediante mecanismos
dedicados de financiamiento, separados del
proceso ordinario de remuneracion. La ex

periencia britanica vuelve a ser ilustrativa:
junto al marco general, Ofgem ha manteni-
do instrumentos especificos de financia-
miento de la innovacion que permiten a las
redes ensayar tecnologias y enfoques cuyo
retorno es incierto, sin comprometer por ello
su asignacion regular. Este reconocimien-
to puede articularse como un fondo, como
una asignacion adicional condicionada a re-
sultados o como un incentivo reputacional
y financiero ligado a la entrega de produc-
tos (output delivery incentives). La légica de
fondo es que la innovacién tiene un perfil de
riesgo distinto del de la inversién convencio-
nal y que, si se la somete a los mismos cri-
terios de prudencia y eficiencia ex post, sim-
plemente no ocurre; de ahi la conveniencia
de dotarla de un espacio regulatorio propio.

La cuarta linea aborda directamente los
activos no convencionales —software, sis-
temas de gestion de datos, plataformas de
control de recursos distribuidos (DERMS),
sensores y capacidades digitales— cuya
naturaleza no encaja en las categorias de
la infraestructura fisica. La practica inter-
nacional resuelve esta tensidn, de nuevo,
desplazando el eje del reconocimiento des-
de la categoria del activo hacia el resultado
que produce: si una inversion digital permite
cumplir mejor los productos exigidos —cali-
dad, capacidad de integracion de recursos
distribuidos, resiliencia—, se remunera por
esa contribucién, con independencia de que
se trate de un activo tangible o intangible.
Programas de transformacion del modelo
de distribucion como el de Nueva York han
avanzado en esta direccién, concibiendo a
la distribuidora como una plataforma que in-
tegra recursos distribuidos y reconociendo
las inversiones en inteligencia de red y ges-
tion de la flexibilidad como parte central de
su funcién, no como un afiadido marginal.

Para América Latina, donde predominan los
esquemas de empresa modelo eficiente y
la separacion estricta entre capital y opera-
cion, estas practicas sefalan una agenda de
evolucion gradual. No se trata de migrar a un
TOTEX pleno,



sino de neutralizar el sesgo hacia el capital
—de modo que las soluciones operativas y
de flexibilidad no resulten penalizadas fren-
te a la inversion fisica—, de crear vias expli-
citas de reconocimiento para los activos di-
gitales, el almacenamiento y las inversiones
relacionadas con recursos distribuidos que
hoy quedan en un vacio regulatorio, de ha-
bilitar la contratacion de flexibilidad como
alternativa evaluable a la expansion de red,
y de dotar a la innovacion de un espacio de
financiamiento propio.

5.3. DISENO TARIFARIO MODERNO:
TARIFAS DIFERENCIADAS Y CAR-
GOS POR CAPACIDAD

La practica internacional ha avanzado hacia
tarifas que reflejan con mayor fidelidad el
costo que cada usuario impone al sistema
y que envian sefales capaces de orientar
su comportamiento. Dos familias de instru-
mentos concentran esa evolucion —las tari-
fas diferenciadas en el tiempo y los cargos
por capacidad—, y su despliegue ofrece a
la region un conjunto de lecciones que van
mucho mas alla de la simple existencia de
la senal.
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La primera familia corresponde a un espec-
tro de sofisticacion creciente. En su forma
mas sencilla, las tarifas por tiempo de uso
(time-of-use) fijan precios distintos para blo-
ques horarios predefinidos —punta, valle v,
a veces, llano—; en un escaldn superior, la
tarificacion de punta critica (critical peak
pricing) encarece de forma pronunciada un
numero acotado de horas criticas anuncia-
das con antelacion; y en su expresion mas
avanzada, la tarificacion dinamica o en
tiempo real traslada al usuario la variacion
efectiva del precio mayorista hora a hora. La
evidencia internacional sobre su efectividad
es robusta, con matices. La tarifa Tempo
francesa, un esquema de punta critica en
operacién desde la década de 1990, ha re-
ducido la punta nacional en torno a un 4 %,
con desplazamientos del orden de 6 GW de
carga diaria; y los ensayos de Hydro-Québec
en Canada mostraron reducciones prome-
dio cercanas al 6 % en los eventos de pun-
ta critica. Al mismo tiempo, la investigacion
advierte que las tarifas por tiempo de uso y
de punta critica capturan solo una fraccién
modesta —en torno al 10 %— de las ganan-
cias de eficiencia que lograria la tarificacién
en tiempo real; pero la evidencia también
subraya que la mayor parte del beneficio se
obtiene ya con un esquema simple de ape-
nas dos bloques, lo que convierte a la tarifa
por tiempo de uso en la opcidon mas razo-
nable por su relacion entre eficiencia, sim-
plicidad y viabilidad. La Unién Europea ha
llevado esta orientacion al plano normativo:
su Paquete de Energia Limpia consagra el
derecho de todo cliente final a contratar un
precio dinamico de electricidad con su co-
mercializador.

Un aprendizaje central es que el modo de
adopcion condiciona el resultado tanto
como el disefio del precio. Los esquemas
voluntarios (opt-in) tienden a alcanzar tasas
de participacion bajas y a atraer sobre todo
a usuarios que ya se benefician del cambio,
mientras que los esquemas por defecto (opt-
out) —en los que el usuario queda inscrito
en la tarifa diferenciada salvo que decida lo
contrario— logran coberturas mucho

mayores Yy, con ellas, un impacto sistémico
significativo. Por eso la buena practica com-
bina la tarifa diferenciada por defecto con
salvaguardas para los usuarios con menor
capacidad de respuesta: periodos de tran-
sicion, comparadores de factura, mecanis-
mos de proteccion para hogares vulnerables
y la posibilidad de optar por una tarifa plana.
La sofisticacién de la sefial, en suma, debe
acompanarse de un disefio cuidadoso de la
transicién para no penalizar a quienes no
pueden desplazar su consumo.

La segunda familia de instrumentos abor-
da una limitacién estructural de las tarifas
puramente volumétricas: el costo de la red
se determina en buena medida por la capa-
cidad que debe estar disponible en los mo-
mentos de maxima demanda, no por la ener-
gia total consumida. Australia constituye el
referente mas desarrollado en la introduc-
cion de cargos por demanda o capacidad
en el segmento residencial. Alli, las Reglas
Nacionales de Electricidad obligan a las dis-
tribuidoras a aproximar gradualmente sus
tarifas al costo real de servir a cada cliente,
y el regulador (AER) ha hecho de la reforma
tarifaria de redes una iniciativa estratégica.
Las distribuidoras del area metropolitana de
Sidney —Ausgrid y Endeavour Energy— han
avanzado en cargos por demanda que co-
bran al usuario por su potencia maxima re-
gistrada, incluyendo disefios de tipo ratchet
que escalan el cargo cada vez que el hogar
alcanza un nuevo maximo, con el propdsito
de incentivar la moderacién de la demanda
y aliviar la presion sobre la red. La literatura
destaca que los cargos por demanda son la
forma mas cost-reflectiva de recuperar los
costos de red, pero también que su disefo
debe atender consideraciones de equidad y
de comprension por parte del usuario, y que
su efectividad depende de medir la deman-
da en coincidencia con la punta del sistema
y no simplemente la punta individual del ho-
gar.

La frontera del disefio tarifario apunta ya ha-
cia la diferenciacion locacional y prospecti-
va. Mecanismos como la tarificacion



marginal locacional en distribucién (distri-
bution locational marginal pricing) exponen
a los usuarios al costo real de entrega de
energia segun el estado de la red en su ubi-
cacion, anticipando un futuro en el que la
congestion provocada por los recursos dis-
tribuidos exigira senales granulares e inclu-
so bidireccionales que cobren a los usuarios
responsables de los costos en cada punto.
La diferenciacion locacional de los cargos
de red es todavia poco frecuente —incluso
en la Unién Europea—, pero la agencia euro-
pea de reguladores (ACER) ha recomendado
evaluar la incorporacién de modelos de cos-
to incremental o prospectivo en el horizonte
proximo, y organismos especializados pro-
mueven el concepto de “tarifas de red inteli-
gentes” que combinan sefiales temporales,
de capacidad y locacionales. Estos desa-
rrollos marcan la direccion de largo plazo,
aun cuando su implementacién masiva siga
siendo incipiente (ACER, 2023).

Subyace a todo este abanico una condicion
habilitante ineludible: ninguna de estas se-
fales es viable sin medicion avanzada. La
lentitud en el despliegue de medidores inteli-
gentes ha sido uno de los principales frenos
a la difusién de las tarifas dindmicas, incluso
en Europa. De ahi que la experiencia interna-
cional sugiera para América Latina una se-
cuencia ordenada mas que un salto: conso-
lidar primero la infraestructura de medicion,
introducir después tarifas por tiempo de uso
—preferentemente por defecto y con protec-
ciones de transicién—, incorporar cargos por
capacidad alli donde la electrificacién y los
recursos distribuidos hacen mas valiosa la
sefal de potencia, y reservar los disefios di-
namicos y locacionales para una fase poste-
rior, idealmente ensayada en entornos con-
trolados antes de su generalizacion. Es una
hoja de ruta que permite capturar pronto la
mayor parte de los beneficios sin asumir de
golpe la complejidad y los riesgos de equi-
dad de los esquemas mas avanzados.

5.4. FOCALIZACION DE SUBSIDIOS
Y PROTECCION A USUARIOS
VULNERABLES

La experiencia internacional en focalizacion
de subsidios eléctricos converge en torno
a una idea: separar la proteccion social del
disefio de la tarifa. Frente a los esquemas
que subsidian el precio del kilovatio-ho-
ra —distorsionando la sefial de consumo y
trasladando la carga a los usuarios no sub-
sidiados o a la distribuidora—, las mejores
practicas trasladan el apoyo fuera de la fac-
tura, hacia instrumentos focalizados que
protegen la capacidad de pago del hogar sin
alterar el precio que percibe. De esta apro-
ximacion general se desprenden cuatro lec-
ciones concretas que ofrecen una hoja de
ruta para la region.

La primera es que focalizar exige medir. Las
jurisdicciones mas avanzadas construye-
ron primero una definicion de vulnerabilidad
energética y los indicadores para identifi-
carla. El Reino Unido evolucion6 desde un
umbral simple —el hogar que debia destinar
mas del 10 % de su ingreso a energia— hacia
un indicador combinado que pondera simul-
tdneamente el gasto energético, la distancia
del ingreso respecto de la linea de pobreza
y la eficiencia energética de la vivienda, de
modo que solo se clasifica como vulnerable
a quien efectivamente lo es (Office for Na-
tional Statistics, 2023). La Unién Europea
desarrollé observatorios e indicadores co-
munes para identificar a los consumidores
vulnerables a través de los Estados miem-
bros. La leccién es que la focalizacion por
condicién real del hogar solo es viable si se
apoya en una métrica objetiva de vulnerabi-
lidad y en la informacion para aplicarla; sin
ella, cualquier esquema termina recurriendo
a aproximaciones gruesas como el estrato o
el consumo.

La segunda leccion, y la mas transversal, es
desacoplar el subsidio de la tarifa mediante
transferencias monetarias o bonos dirigidos
al hogar. El Marco de Evaluacion de la



Reforma de Subsidios Energéticos (ESRAF)
del Banco Mundial sintetiza el consenso
internacional: las medidas focalizadas de
protecciéon a los pobres deben reconocer
las disyuntivas entre cobertura, generosidad
y ahorro fiscal, y apoyarse preferentemente
en programas sociales y registros de bene-
ficiarios preexistentes. La virtud de este en-
foque es doble: preserva intacta la sefial de
precio —el hogar sigue percibiendo el costo
real de la energia y conserva el incentivo a
consumir de forma eficiente— y traslada el
financiamiento al presupuesto publico foca-
lizado, liberando a la tarifa de una funcion
redistributiva para la que es un instrumento
imperfecto. Experiencias de reforma acom-
pafiadas de transferencias monetarias foca-
lizadas muestran, ademas, efectos colatera-
les positivos sobre las tasas de recaudo y la
eficiencia del gasto (Banco Mundial, 2017).

La tercera leccion la aportan los instrumen-
tos concretos que ya operan en Europa, y
que ilustran distintos grados de desaco-
ple. El bono social espafiol (Real Decreto
897/2017) define categorias graduadas de
vulnerabilidad —vulnerable, vulnerable seve-
roy enriesgo de exclusién social— con crite-
rios legales precisos, y aplica un descuento
acotado a un limite de consumo sobre los
componentes de energia y de potencia; si-
gue operando dentro de la factura, pero con
focalizacion verificada por condicién del ho-
gar. El cheque énergie francés representa el
desacople pleno: en 2017 Francia reempla-
z0 las tarifas sociales de gas y electricidad
por un bono asignado a partir de la informa-
cion tributaria y de renta, independiente de
la fuente de energia utilizada, que llega di-
rectamente al hogar sin contaminar la sefal
de precio ni discriminar entre energéticos. El
Warm Home Discount britanico, por su par-
te, focaliza un descuento en la factura eléc-
trica mediante la recepcion de prestaciones
sociales sujetas a comprobacion de medios
(means-tested benefits), apoyandose en la
infraestructura del sistema de proteccién
social para identificar a los beneficiarios
(House of Commons Library, 2025). Estos
tres disefios comparten un mismo princi

pio rector: la elegibilidad se determina por
la condicién real del hogar, verificada contra
registros sociales o tributarios.

La cuarta leccion es que la proteccion al
usuario vulnerable trasciende el precio y
abarca la continuidad del suministro. La
normativa europea obliga a los Estados
miembros a proteger a los consumidores
vulnerables frente a la desconexién, y el
reciente Paquete de Energia para la Ciuda-
dania refuerza estos objetivos junto con la
reduccion de la factura y el combate a la po-
breza energética. Las salvaguardas frente al
corte, la proteccién reforzada en periodos
criticos y la atencién prioritaria configuran
una arquitectura de proteccién que combina
la dimensién econémica con la garantia de
servicio para quienes dependen criticamen-
te de él, y que conecta con el tratamiento de
los clientes electrodependientes.

En conjunto, estas practicas trazan para
América Latina una transicion articulada en
tres movimientos: apoyarse en registros so-
ciales para identificar a los hogares vulne-
rables por su condicién real; desacoplar el
subsidio de la tarifa, sustituyendo los sub-
sidios cruzados y las reducciones de precio
por transferencias o bonos focalizados; y
garantizar mecanismos de financiamiento
y reintegro oportunos y predecibles que no
trasladen el riesgo de cartera a la distribui-
dora. Es, en lo esencial, la direccion que las
propias distribuidoras de la regién anticipa-
ron al plantear la migracién hacia un subsi-
dio basado en la condicion socioecondmica
real del hogar.

5.5. MECANISMOS DE
EXPERIMENTACION
REGULATORIA (SANDBOXES)

Modificar la regulacion para acomodar cada
innovacién es un proceso lento, costoso y
arriesgado: el regulador debe legislar so-
bre tecnologias y modelos de negocio cuyo
comportamiento real aun desconoce, lo que
genera un dilema entre frenar la innovacion



a la espera de certezas o habilitarla de for-
ma generalizada antes de comprender sus
efectos. El sandbox regulatorio —o entorno
controlado de pruebas— ha surgido como
una respuesta a este dilema, y constituye
hoy una de las practicas internacionales
mas relevantes para experimentar con nue-
vos disefos tarifarios sin comprometer la
estabilidad del marco general.

La experiencia internacional ofrece varios
referentes. El Reino Unido fue pionero al
lanzar, a través de su regulador de energia
(Ofgem), el Innovation Link y el Energy Regu-
lation Sandbox a partir de 2016, un esquema
que permite realizar ensayos en un entorno
energético real —involucrando a consumido-
res o interactuando con las reglas de mer-
cado y el sistema fisico— mediante orienta-
cioén especifica y exenciones temporales de
reglas concretas. Los Paises Bajos avanza-
ron en una direccién pertinente para el di-
sefio tarifario: su decreto de “Experimentos
de Produccion Eléctrica Descentralizada y
Sostenible”, en vigor desde 2015, habilito
a asociaciones de vecinos y cooperativas
energéticas a desarrollar proyectos prohi-
bidos por la regulacién vigente, permitién-
doles organizar el suministro entre pares y
fijar sus propias tarifas dentro del entorno
controlado (Florence School of Regulation,
2020). A estos casos se suman los sand-
boxes de la Autoridad del Mercado Energé-
tico de Singapur, concebido para incorporar
nuevas tecnologias y modelos de negocio
con flexibilidad regulatoria, y los esquemas
de Austria, Francia, Italia, Australia y Esta-
dos Unidos, que conforman ya un cuerpo
internacional de experiencia documentada,
incluyendo aplicaciones vinculadas a tarifas
de distribucién dinamicas combinadas con
el intercambio local de energia.

De esta experiencia la literatura ha destilado
un conjunto de principios que distinguen a
los sandboxes efectivos. El primero es la de-
limitacion clara del alcance: la prueba debe
acotarse en tiempo, escala y numero de par-
ticipantes, con criterios de entrada y salida
definidos y con salvaguardas que

protejan a los consumidores involucrados,
de modo que el experimento sea reversible
y sus riesgos, contenidos. El segundo es
la capacidad de aprendizaje regulatorio: el
valor del sandbox no reside en el ensayo en
si, sino en la informacion que genera, por lo
que su disefio debe prever mecanismos de
monitoreo, evaluacion y retroalimentacion
hacia el proceso normativo. El tercero es el
caracter intersectorial: muchas innovacio-
nes energéticas relevantes —vinculadas a
datos, telecomunicaciones o servicios finan-
cieros— cruzan las fronteras del sector eléc-
trico, y los sandboxes mas dtiles permiten esa
transversalidad. El cuarto, especialmente subrayado
para las economias en desarrollo, es la adapta-
cion al contexto: el disefio debe atender los
riesgos y prioridades especificas de cada
jurisdiccion —electrificacion, atraccion de
inversion privada, capacidad institucional
del regulador— en lugar de trasplantar me-
canicamente modelos de mercados madu-
ros. Organismos como el Banco Mundial y
la CEPAL han producido guias practicas so-
bre como construir sandboxes regulatorios,
reflejo del creciente interés por esta herra-
mienta como via para incorporar recursos
energéticos distribuidos, movilizar inversion
y promover la innovacién sin desestabilizar
el marco regulatorio (Banco Mundial, 2020)
(CEPAL, 2024).

Para América Latina, el sandbox representa
una de las brechas mas nitidas que el Ben-
chmarking realizado por ADELAT puso de
manifiesto. Esta situacidon es paraddjica,
porque es justamente la regién la que en-
frenta una agenda mas cargada de innova-
ciones por habilitar —tarifas horarias, sena-
les de capacidad, integracién de generacién
distribuida y almacenamiento, esquemas de
prepago—y la que mas se beneficiaria de un
mecanismo que permita probarlas de mane-
ra acotada antes de comprometer reformas
de gran escala. La leccion de la experiencia
internacional es que el sandbox ofrece a los
reguladores latinoamericanos una via prag-
matica para reducir el riesgo de la reforma
tarifaria: en lugar de elegir entre la paralisis y
el salto al vacio, permite aprender haciendo,



generando evidencia local sobre como se
comportan los nuevos disefos en las con-
diciones particulares de cada sistema antes
de elevarlos a norma general.

5.6. ESTABILIDAD E
INDEPENDENCIA INSTITUCIONAL
DEL MARCO TARIFARIO

Las dimensiones técnicas del disefio remu-
neratorio—el modelo de remuneracion, la
valoracién de activos, las sefales de precio
o los incentivos— solo producen los resulta-
dos esperados si descansan sobre un marco
institucional creible y estable. La regulacion
tarifaria opera, en ultima instancia, como
un contrato implicito de largo plazo entre
el Estado, la distribuidora y los usuarios: la
empresa compromete inversiones cuya re-
cuperacion se extiende durante décadas,
confiando en que las reglas con las que se
remunerara ese capital se mantendran en
el tiempo. Cuando esa confianza se erosio-
na —porque las tarifas se utilizan como ins-
trumento de politica coyuntural, porque las
decisiones técnicas quedan supeditadas
al ciclo politico o porque las metodologias
cambian de forma impredecible—, el efecto
no es neutro: el riesgo regulatorio y politico
se incorpora directamente como una prima
en el costo de capital, encareciendo el finan-
ciamiento de laredy, en los casos extremos,
frenando la inversidn que la transicion ener-
gética exige. La estabilidad e independencia
institucional no son, por tanto, un comple-
mento accesorio del disefo tarifario, sino
una de sus condiciones habilitantes funda-
mentales, y una de las que la propia regién
ha identificado como prioritaria.

La practica internacional ha consolidado un
cuerpo de principios sobre la gobernanza
de los reguladores que ofrece una referen-
cia clara. La OCDE ha sistematizado estos
principios en torno a la independencia de las
agencias reguladoras, identificando cinco
dimensiones que determinan la independen-
cia efectiva de un regulador: la claridad de
su rol, la transparencia y rendicion de

cuentas, la independencia financiera, la in-
dependencia de su liderazgo, y una cultu-
ra institucional en su personal. A ellas se
asocian siete principios de buena practica
que abarcan la prevencion de la influencia
indebida, la estructura del érgano decisor,
la rendicion de cuentas, el relacionamiento
con los actores, el financiamiento estable y
la evaluacién de desempefio. El propdsito de
fondo de este andamiaje es que las decisio-
nes regulatorias se perciban como objetivas
e imparciales, que se prevenga la toma de
decisiones motivada politicamente y que se
sefalice un compromiso con objetivos de
largo plazo que trascienden los ciclos elec-
torales. No es casual que, en los paises de
la OCDE, el 87 % de los reguladores de ener-
gia tenga estatus independiente, ni que los
sectores de energia y telecomunicaciones
exhiban los arreglos de gobernanza mas s6-
lidos: la naturaleza intensiva en capital y de
largo horizonte de estas industrias hace que
la credibilidad regulatoria sea especialmen-
te valiosa (OCDE, 2014, 2016).

El modelo europeo ofrece la expresion nor-
mativa mas exigente de estos principios. La
Directiva (UE) 2019/944 obliga a los Esta-
dos miembros a garantizar la independencia
de las autoridades reguladoras nacionales,
que deben constituir una entidad juridica
propia, disponer de autonomia presupues-
taria y de recursos suficientes, y no recibir
instrucciones directas del gobierno ni de
ningun interés de mercado en el ejercicio de
sus funciones regulatorias. Este blindaje de
la potestad metodoldgica es significativo,
porque traslada la decision tarifaria desde la
arena politica hacia un érgano técnico cuya
legitimidad descansa en su competencia y
en la transparencia de sus procedimientos,
no en su sintonia con la coyuntura.

Junto con la independencia, la experiencia
internacional muestra que la estabilidad del
marco depende de mecanismos concretos
que doten de credibilidad al compromiso re-
gulatorio y, a la vez, ofrezcan vias ordenadas
para corregir errores. El problema de fondo
es la inconsistencia temporal: una vez reali



zada la inversion en la red, el regulador o el
poder politico enfrentan la tentacion de redu-
cir las tarifas por debajo del nivel que indujo
esa inversion, capturando un beneficio de
corto plazo a costa de la inversién futura. La
forma de neutralizar esa tentacién es cons-
truir compromisos creibles. La existencia de
una base regulatoria de activos protegida,
con metodologias de remuneracién predeci-
bles y reglas de indexacion explicitas, fun-
ciona como un contrato de largo plazo que
reduce el riesgo percibido y, con él, el costo
de capital. A ello se anade, en los marcos
mas maduros, la existencia de instancias de
apelacion independientes. El caso britanico
es ilustrativo: las decisiones de control de
precios del regulador (Ofgem) bajo el marco
RIIO pueden ser apeladas por las empresas
ante la autoridad de competencia (Competi-
tion and Markets Authority). Este mecanismo
refuerza la estabilidad del sistema: somete
las decisiones a un escrutinio técnico, acota
la discrecionalidad y otorga a los inversio-
nistas la garantia de que existe un recurso
ordenado y previsible ante eventuales erro-
res, en lugar de la incertidumbre de la judi-
cializacion o la presion politica.

Para América Latina, estos principios encie-
rran lecciones particularmente pertinentes,
porque es precisamente en la dimensién
institucional donde la regién exhibe sus ma-
yores brechas. Las evaluaciones internacio-
nales de gobernanza regulatoria del sector
eléctrico en paises en desarrollo —como el
indice Global de Regulacion Eléctrica (GERI)
del Banco Mundial— han documentado que
la falta de independencia regulatoria es una
deficiencia transversal a casi todos los pai-
ses evaluados, con puntajes especialmente
bajos en la independencia respecto de los
actores del sector y en la independencia fi-
nanciera, y con una ausencia de marcos que
garanticen la renovacion escalonada de los
organos directivos —un mecanismo para
aislar al regulador del ciclo politico—(Banco
Mundial, 2022). Esta brecha se traduce en
mayor riesgo regulatorio, en un costo de ca-
pital mas alto y, en definitiva, en tarifas mas
elevadas o en inversion insuficiente. El

benchmarking realizado por ADELAT recogio
esta preocupacion entre las prioridades de
reforma expresadas por las distribuidoras
de la region, que plantearon la necesidad
de blindar el esquema tarifario frente a su
uso politico e incluso de crear instancias
técnicas independientes para dirimir las
controversias entre las distribuidoras y el
regulador. La buena practica internacional
sugiere que avanzar en esa direccion requie-
re actuar simultaneamente sobre las cinco
dimensiones de la independencia efectiva:
dotar al regulador de autonomia financiera
y de gestion, establecer mandatos fijos y es-
calonados que lo aislen del calendario elec-
toral, reservar a su competencia la potestad
metodoldgica, garantizar la transparencia y
la rendicién de cuentas como contrapeso de
esa autonomia, y disponer de instancias de
apelacién o arbitraje técnico que ofrezcan
previsibilidad sin sacrificar la posibilidad de
corregir errores. Estas condiciones, mas que
cualquier refinamiento puntual del disefio ta-
rifario, son las que determinan si el marco
remuneratorio podra sostener en el tiempo
las inversiones que la transicién energética
demanda de la distribucion eléctrica.
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

A lo largo de este documento se ha soste-
nido que el modelo de remuneracion y el
esquema tarifario constituyen el nucleo eco-
némico de la distribucion eléctrica, y de su
disefio depende que el sector pueda invertir,
modernizarse y sostener un servicio sufi-
ciente y equitativo en medio de la transicion
energética. Las siguientes conclusiones
identifican patrones compartidos y puntos
donde la transicidén energética tensiona de
manera recurrente a los esquemas vigentes
en América Latina.

La primera conclusién es que, bajo la diver-
sidad de etiquetas, la regién comparte una
pregunta de fondo: quién asume el riesgo de
que los costos reales se aparten de los re-
conocidos. El precio tope articulado en tor-
no al Valor Agregado de Distribucion, calcu-
lado sobre una empresa modelo eficiente y
con activos valorados a costo de reposicion,
es el paradigma claramente predominante,
con Colombia desplazado hacia el ingreso
maximo y los sistemas de empresa publica
(Costa Rica, Ecuador, Paraguay) hacia el ser-
vicio al costo. Esta convergencia significa
que los desafios también tienden a ser co-
munes, y que las soluciones ensayadas en
un pais son, con las debidas adaptaciones,
relevantes para los demas.

La segunda conclusion, y la mas conse-
cuente para la transicién, es que los mar-
cos vigentes reconocen las inversiones de
manera tardia, parcial y sesgada. La sepa-
racion estricta entre CAPEX y OPEX inclina
la balanza hacia el activo fisico y penaliza
las soluciones operativas y de flexibilidad,
precisamente las que la transicion vuelve
mas eficientes. A ello se suma que, en los
esquemas de empresa modelo mas rigidos,
la inversién no anticipada por el modelo no
se remunera hasta la

revision siguiente, con la consiguiente pérdi-
da del valor del dinero en el tiempo que las
propias distribuidoras subrayan; y que los
activos no convencionales —digitalizacion,
automatizacion, almacenamiento, recursos
distribuidos— solo encuentran cabida estre-
chay caso a caso, porque la mayoria de los
marcos valora un activo por su categoria y
no por la funcion que cumple. La actualiza-
cién anual de la base que practica Colombia
muestra que el problema del reconocimien-
to diferido tiene solucion dentro del propio
paradigma regional.

La tercera conclusién es que, de manera
predominante, la regulaciéon castiga, pero
no incentiva. Los esquemas de calidad y
pérdidas son mayoritariamente asimétricos:
penalizan el incumplimiento mediante san-
ciones o compensaciones al usuario, pero
no retribuyen el desempefio superior. Solo
Colombia y Brasil aplican esquemas simé-
tricos —el ajuste del ingreso por SAIDI/SAIFI
en Colombia, la componente de calidad del
Factor X brasilefio, que mueve los ingresos
entre -2% y +2%—, y la resiliencia y la digita-
lizacion, objetivos urgentes del nuevo para-
digma, carecen casi por completo de sefal
economica. La eficiencia que el modelo si
premia es la estatica que ya trae incorpora-
da, no la dindmica que la transicion deman-
da.

La cuarta conclusion se refiere al disefio ta-
rifario: las sefales de precio son débiles y
poco diferenciadas. Casi toda la regién em-
plea una estructura de cargo fijo mas cargo
variable, pero con un fuerte predominio volu-
métrico; el cargo por potencia para usuarios
residenciales es practicamente inexistente
—Chile lo aplica de forma indirecta, via facto-
res de carga; el resto lo reserva a medianasy
grandes demandas—, y la diferenciacion ho-
raria residencial es marginal, con Brasil (Ta



rifa Branca) y Peri como excepciones, mien-
tras Colombia mantiene tarifa plana para el
usuario regulado. La transparencia del peaje
de distribucién en la factura es igualmente
desigual: explicita en Brasil, Colombia y El
Salvador, integrada e invisible en Chile, Gua-
temala y Argentina para el pequefio usuario.
El resultado es que la tarifa rara vez comuni-
ca al usuario el costo real que su consumo
impone a la red.

La quinta conclusiéon es que los subsidios
estan deficientemente focalizados, y se ca-
nalizan a través de la tarifa. Conviven cuatro
arquetipos de financiamiento —subsidio cru-
zado, mixto, fondo sectorial y presupuesto
estatal—, pero todos comparten una misma
debilidad: la asignacién se basa en el estrato
del predio (Colombia) o el nivel de consumo
(Peru, Bolivia, Guatemala, Brasil), antes que
en la condicion socioecondmica real del ho-
gar, generando errores de inclusion y exclu-
sion. Ademas, varios esquemas trasladan a
la distribuidora el riesgo de cartera cuando
los reintegros estatales se demoran. El peso
del problema es considerable: en Brasil los
subsidios representan en promedio cerca
del 20% de la tarifa residencial, una magni-
tud que motivé el techo a la CDE introducido
en 2025.

La sexta conclusion se refiere a la existencia
de brechas de proteccion e innovacion. La
proteccioén a los clientes electrodependien-
tes es robusta solo en Chile y Argentina —
que combinan beneficio econémico, no cor-
te y respaldo técnico—, mientras en el resto
se limita a la no suspension del servicio o
no existe regulacién especifica. El prepago
tiene base regulatoria en la mayoria de los
paises, pero su adopcion es marginal, frena-
da por el costo de los medidores y la baja
viabilidad econdmica. Y la experimentacion
regulatoria es casi inexistente: Brasil y Sal-
ta (Argentina) son los Unicos lugares con
sandboxes tarifarios formales y operativos,
Colombia avanza en su reglamentacién, y el
resto carece de un mecanismo formal para
probar nuevos disefos.

La séptima conclusiéon es transversal: la
suficiencia de la remuneracion depende
menos de la tasa de retorno que de la es-
tabilidad y previsibilidad de las reglas. El
Benchmarking muestra tasas que, leidas
sobre una misma base, son heterogéneas, y
responden a un principio de coherencia ta-
sa-riesgo que algunos marcos aplican acti-
vamente. Pero una tasa bien fijada se diluye
si las inversiones se reconocen tarde, si las
tarifas se congelan por razones politicas o si
las metodologias cambian de forma impre-
vista. La estabilidad institucional es, por ello,
la condicién habilitante de todo lo demas.

Una conclusién final, de caracter proposi-
tivo: Brasil emerge de forma consistente
como el referente regional de innovacion
tarifaria —unico pais que combina tarifa ho-
raria residencial, sandboxes operativos, in-
centivos simétricos de calidad y separacién
regulatoria explicita de componentes—, lo
que sugiere que varias de las practicas que
la region discute ya tienen un banco de prue-
bas dentro de América Latina, y no solo en
mercados distantes.

El modelo de
remuneracion y el
esquema tarifario
constituyen el
nucleo econdémico
de la distribucion
eléctrica



6.1. RECOMENDACIONES
REGULATORIAS

Las recomendaciones que siguen se organi-
zan en seis ejes y distinguen lo estructural —
el modelo de remuneracion— de lo tarifario
—el disefio de la sefal de precio—, sin per-
der de vista que ambos forman parte de un
mismo sistema. No constituyen un modelo
unico a trasplantar, sino una orientacion que
cada jurisdiccion puede graduar segun su
marco legal, su capacidad institucional y su
punto de partida.
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Modernizar el
reconocimiento de
inversiones

Reconocer las nuevas
funciones del DSO y los
costos eficientes de una
red moderna.

Desacoplar subsidios
de la tarifa

Separar la politica social
de la tarifa y focalizar
por condicion real

del hogar.

@

.
:@:

Transitar a incentivos
simétricos orientados
a resultados

Remuneracion basada en
desempefio, con riesgos
y recompensas
balanceados.

Habilitar la
experimentacién
regulatoria
Probar soluciones

innovadoras en espacios
controlados (sandboxes).

La regulacion

castiga, pero no

incentiva

Fortalecer las sefales
de precio

Tarifas diferenciadas y
cargos por capacidad que
reflejen costos reales y
promuevan el uso eficiente
de la red.

Reforzar la estabilidad
e independencia
institucional

Marcos predecibles,

transparentes y técnicos
con autoridades

independientes.

Fig. 8. Recomendaciones para reguladores y formuladores de politica.

* Modernizar el reconocimiento de inver-
siones y neutralizar el sesgo hacia el
capital. El eje estructural mas urgente es
lograr que el marco reconozca de forma
oportuna y completa la inversién que la
transicion exige. Ello supone eliminar la
penalizacion de las soluciones operati-
vas y de flexibilidad frente a la inversion
fisica; agilizar el reconocimiento median-
te actualizaciones mas frecuentes de la
base de activos y esquemas mixtos ex
ante/ex post como el colombiano, que in-
corporan la inversién ejecutada sin espe-
rar al siguiente ciclo; y crear vias explici-
tas para los activos no convencionales y
digitales, reconociéndolos por la funcion
que cumplen —calidad, integracion de re

cursos distribuidos, resiliencia— y no por
su categoria contable. Conviene asimis-
mo dotar a la innovacion de un espacio
de financiamiento propio, con un perfil
de riesgo distinto del de la inversién or-
dinaria.

Transitar de incentivos asimétricos a
incentivos simétricos orientados a re-
sultados. La regién deberia avanzar des-
de la logica de “castigo sin premio” ha-
cia esquemas en los que el desempefio
mueva los ingresos en ambos sentidos,
tomando como referencia los modelos
de Colombia y Brasil en calidad (SAIDI/
SAIFI, Factor X) y en gestion de pérdidas.
Mas ampliamente, la regulacion por des-
empefio (PBR) ofrece un conjunto de blo-
ques —productos medibles, factores



de reparto, involucramiento de los usua-
rios— que pueden incorporarse de forma
selectiva y adaptada a la capacidad de
cada regulador, incluyendo sefiales eco-
némicas para la resiliencia y la digitaliza-
cion.

Fortalecer las senales de precio del di-
sefno tarifario. Avanzar hacia tarifas
mas costo-reflectivas mediante una se-
cuencia ordenada: consolidar primero la
medicidon avanzada como prerrequisito;
introducir después tarifas horarias —pre-
ferentemente por defecto y con protec-
ciones de transicidén para los usuarios
con menor capacidad de respuesta—; in-
corporar cargos por capacidad alli donde
la electrificacion y los recursos distribui-
dos hagan mas valiosa la senal de poten-
cia; y reservar los disefios dinamicos y
locacionales para una fase posterior. En
paralelo, conviene mejorar la transparen-
cia del peaje de distribucién en la factu-
ra, condicion para que cualquier sefal de
precio sea efectivamente percibida por
el usuario.

Desacoplar los subsidios de la tarifa y
focalizarlos por condicién real del ho-
gar. La proteccion social deberia sepa-
rarse del disefio tarifario, sustituyendo
los subsidios cruzados y las reducciones
de precio por transferencias o bonos que
preserven la sefal de precio; focalizar
por la condicidon socioeconomica real
del hogar apoyandose en registros socia-
les, en lugar del estrato o el consumo; y
asegurar mecanismos de financiamiento
y reintegro oportunos que no trasladen
el riesgo de cartera a la distribuidora. A
esta agenda se suma cerrar las brechas
de proteccion: establecer un marco para
clientes electrodependientes en los pai-
ses que carecen de él, y revisar la viabi-
lidad econémica del prepago como op-
cién y no como imposicion.

Habilitar la experimentacion regulatoria
mediante sandboxes. Dado el caracter
incipiente de muchos de los redisefios

+ propuestos, se recomienda adoptar me-
canismos formales de experimentacion
que permitan ensayar nuevas estruc-
turas tarifarias en un entorno acotado,
con exenciones temporales y evaluacion
sistematica, antes de generalizarlas. Los
sandboxes tarifarios de Brasil y Salta
(Argentina) ofrecen un referente regional
directo, y la reglamentacion en curso en
Colombia muestra que el camino ya esta
abierto. Este mecanismo permite reducir
el riesgo de la reforma: aprender hacien-
do, con evidencia local, en vez de elegir
entre la paralisis y el salto al vacio.

+ Reforzar la estabilidad y la independen-
cia institucional del marco regulatorio
Como condicion transversal, ninguna de
las recomendaciones anteriores rendi-
ra sus frutos sin un marco institucional
creible y estable. Ello implica fortalecer
la autonomia financiera y de gestion del
regulador, establecer mandatos fijos y
escalonados que lo aislen del ciclo po-
litico, reservar a su competencia técnica
la potestad metodoldgica, garantizar la
transparencia como contrapeso de esa
autonomia, disponer de instancias de
apelacion o arbitraje técnico que ofrez-
can previsibilidad, y asegurar la coheren-
cia entre la tasa de retorno reconocida y
el riesgo regulatorio efectivo. La estabili-
dad de las reglas es, en ultima instancia,
lo que determina el costo de capital y la
disposicion a invertir.

Estas recomendaciones conforman una
agenda articulada, no una lista de medidas
independientes. El modelo de remuneracién,
la determinacion de costos, el tratamiento
del capital y la operacion, los incentivos, el
disefio tarifario, los subsidios y el marco ins-
titucional son piezas de un mismo sistema,
y sureforma debe abordarse con esa mirada
de conjunto: de poco sirve sofisticar la seial
de precio si el subsidio sigue distorsionan-
dola, o reconocer mejor las inversiones si la
tasa no refleja el riesgo o las reglas no son
estables. La transicion energética ha con-
vertido al disefio remuneratorio y tarifario



en un determinante de primer orden del fu-
turo de la distribucién eléctrica en América
Latina. La buena noticia es que la regién no
parte de cero: dispone de referentes propios
—Brasil y Colombia a la cabeza en varias di-
mensiones—, de un diagnostico compartido
y de una agenda de reforma convergente
expresada por las propias distribuidoras. El
desafio es traducir ese consenso en marcos
concretos, adaptados a cada realidad nacio-
nal, que acompafien la transformacién del

sistema.

Los marcos
vigentes reconocen
las inversiones

de manera tardia,
parcial y sesgada
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