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RESOLUCIÓN No- CRIE 09-2005 

 

LA COMISIÓN REGIONAL DE INTERCONEXIÓN ELÉCTRICA  

 

 

CONSIDERANDO 

 

Que el Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central, establece en su artículo 19 que: 

ñLa CRIE es el ente regulador del Mercado Regional, con personalidad jurídica propia y capacidad 

de derecho público internacional aplicable a las Partes   (é)ò. 

 

CONSIDERANDO 

 

Que el Tratado Marco del Mercado El®ctrico de Am®rica Central, en el art²culo 23 establece ñLas 

facultades de la CRIE son, entre otras: a) Regular el funcionamiento del Mercado, emitiendo los 

reglamentos necesarios. b) (é) c) Adoptar las decisiones para propiciar el desarrollo del Mercado, 

asegurando su funcionamiento inicial y su evolución gradual, hacia estados más competitivos. d) (é) 

e) Regular los aspectos concernientes a la transmisión y generación regionales (é)ò. 

 

CONSIDERANDO 
 

Que en el período comprendido del mes de septiembre de año dos mil cuatro al mes de diciembre del 

año dos mil cinco se han realizado reuniones de trabajo, para el análisis y revisión del proyecto de 

reglamento que regulará el Mercado Eléctrico Regional a partir de la puesta en operación de la línea 

de transmisión del Sistema de Interconexión Eléctrica de los Países de América Central (SIEPAC). 

 

CONSIDERANDO 

 

Que en el período antes relacionado, fue conformado un grupo de trabajo integrado por la Unidad 

Ejecutora del proyecto de la línea de trasmisión del Sistema de Interconexión Eléctrica de los Países 

de América Central (SIEPAC), el Ente Operador Regional, los Operadores de Sistema y Mercado, 

empresas transmisoras y la Comisión Regional de Interconexión Eléctrica; entidades estas que 

aportaron sus mejores técnicos, su mayor esfuerzo y recursos para la revisión y definición de la 

versión final del proyecto de Reglamento del Mercado Eléctrico Regional, cumpliendo así cada una 

de estas obligaciones legales y más allá de ellas, por lo que ha de servir la emisión del presente 

Reglamento como un tributo a su dedicación, esfuerzo y labor. 

 

CONSIDERANDO 

 

Que la aprobación del Reglamento del Mercado Eléctrico Regional (RMER), y sus anexos; es facultad 

que conforme al Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central, corresponde a la 

Comisión Regional de Interconexión Eléctrica CRIE, 

 

CONSIDERANDO 
 

Que el Mercado Eléctrico Regional debe evolucionar para alcanzar una posición amplia, abierta y 

competitiva, la Comisión Regional de Interconexión Eléctrica CRIE, ha definido el Reglamento del 

Mercado Eléctrico Regional (RMER) y sus anexos, para regular el que hacer del Mercado Eléctrico 

Regional de los Países de América Central. 
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POR TANTO 

 

La Comisión Regional de Interconexión Eléctrica ïCRIE, en uso de las facultades conferidas por el 

Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central, en los artículo 22, 23 incisos a, d y e. 

 

RESUELVE:  

 

Aprobar el 

 

Reglamento del Mercado Eléctrico Regional 

 

-RMER- 
 

 
En la forma que a continuación se detalla: 
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Glosario 

 

Definiciones 
 

1Acceso libre o Libre Acceso 

Régimen bajo el cual la empresa responsable de la operación de la red de transmisión o de 

distribución, permite el acceso, conexión y uso no discriminatorio de la red de transmisión 

o de la de distribución, a los agentes del mercado que así lo soliciten, previo cumplimiento 

de los requisitos técnicos establecidos en la regulación regional, de las normas de operación 

que rijan el servicio, así como el pago de las retribuciones económicas que correspondan. 

 
2ACE crudo 

Corresponde a los datos del Error de Control de Área (ACE) no filtrados. 

Agentes del mercado, Agentes del MER o Agentes 

Son las personas naturales o jurídicas dedicadas a la generación, transmisión, distribución 

y comercialización de electricidad; así como grandes consumidores habilitados para 

participar en el MER. 

 

Agente Transmisor 

Se refiere en forma genérica a los propietarios de instalaciones de transmisión 

pertenecientes a la RTR.   

 
3Ampliación 

Todo equipamiento o instalación que se adiciona al primer sistema de transmisión regional 

establecido conforme el Anexo I del Libro III del RMER y resoluciones de la CRIE, 

incluido el segundo circuito según el detalle establecido en el inciso a) del numeral I2.1, del 

Anexo I del Libro III del RMER. 

 

Área de Control 
Conjunto de plantas de generación, subestaciones, líneas de transmisión y distribución y 

demandas que son controladas desde un mismo Centro de Control. 

 

Arranque en Negro 

La capacidad de una unidad generadora de alcanzar una condición operativa a partir de un 

paro total  sin la ayuda de la red eléctrica externa. 

 
4Autoridad Nacional Competente para determinar Energía Firme 

Autoridad Nacional Competente para determinar Energía Firme (ANC): Entidad 

competente por país designada por cada regulador nacional, que podrá registrar, certificar 

o autorizar la máxima Energía Firme que puede ser transada en los contratos regionales de 

acuerdo a su derecho interno. 

                                                 
1 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
2 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
3 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
4 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
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Base de Datos Regional 

Base de datos que contiene toda la información relacionada con las instalaciones del SER, 

el planeamiento, operación y administración del MER, estructurada según un Modelo 

Integrado de Datos. 

 

Beneficio Social 

Es la suma del excedente del consumidor y el excedente del productor.  

 
5Bias de frecuencia(ɓi)  

Valor en megawatts por cada decihertz (MW/0.1Hz) que representa la respuesta a las 

desviaciones de frecuencia del §rea de control ñiò. 

 

Calidad  

Característica del servicio de la energía eléctrica referida a su disponibilidad y al 

cumplimiento de requisitos técnicos de voltaje y frecuencia.  

 

Canon (de una ampliación de la RTR) 

Es el Ingreso Autorizado que recibe un Agente transmisor al que se le ha adjudicado una 

licitación de una Ampliación Planificada, de una Ampliación a Riesgo con Beneficio 

Regional  de la RTR, que haya sido autorizada por la CRIE.  

 

Canon Máximo Aceptable (asociado a una ampliación de la RTR) 

Es el máximo valor aceptable para cualquier Canon ofertado en una licitación para una 

Ampliación de la RTR. El Canon Máximo Aceptable es fijado para cada licitación por la 

CRIE. 

 

Capacidad Operativa de Transmisión 

Es la máxima potencia que se puede transmitir por una línea o por un grupo de líneas que 

enlazan dos áreas distintas de un sistema nacional o del SER, tomando en consideración el 

cumplimiento de los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempeño. 

 
6Capacidad Operativa de Transmisión para la asignación de DT (COTDT) 

Valor de capacidad operativa de transmisión que el EOR utilizará para realizar el proceso 

de asignación de Derechos de Transmisión. 

 

Capacidad Técnica de Transmisión 

Es el máximo valor de potencia que puede ser transmitido por una determinada línea de 

transmisión o vínculo de la RTR, de acuerdo al diseño del elemento.  

 

Capacidad Térmica Permanente de una Línea de Transmisión 

Máxima corriente (o potencia aparente) que se puede transmitir por una línea 

permanentemente, sin que se sobrepase la máxima temperatura permitida en el conductor 

(para condiciones predefinidas de velocidad del viento, temperatura ambiente y radiación 

solar). 

 

                                                 
5 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
6 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
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Capacidad Térmica Temporal de una línea de transmisión 

Es la máxima corriente (o potencia aparente) que se puede transmitir por una línea 

temporalmente, sin que se sobrepase la máxima temperatura permitida en el conductor (para 

condiciones predefinidas de velocidad del viento, temperatura ambiente y radiación solar). 

 

Cargo Complementario de Transmisión 

Es la parte de los Ingresos Autorizados Regionales que no se recolectan como Peajes, 

Cargos Variables de Transmisión  o venta de Derechos de Transmisión.  

 

Cargos por Uso de la Red de Transmisión Regional 

Cargos a pagar por los Agentes, excepto los transmisores, de acuerdo a lo establecido en el 

Régimen Tarifario, por el uso de la RTR. Tiene como componentes el cargo por Peaje y el 

Cargo Complementario de Transmisión.  

 

Cargos Variables de Transmisión 

Es la diferencia entre los pagos por la energía retirada en cada nodo de la Red de 

Transmisión Regional, valorizada al respectivo precio nodal, menos los pagos por la energía 

inyectada en los nodos de la RTR, valorizada al respectivo precio nodal. Se pueden calcular 

también como la sumatoria de los montos resultantes de la energía saliente de la instalación 

valorizada al precio en el respectivo nodo, menos la energía entrante a la instalación 

valorizada al precio en el nodo respectivo. 

 

Cargo por Servicio de Operación del Sistema 

Son los cargos pagados al  EOR por los agentes del MER, para cumplir con las funciones 

establecidas en el Tratado Marco, Protocolos y Reglamentos.   

 

Cargo por Servicio de Regulación del MER 

Son los cargos pagados a la CRIE por los agentes del MER,  para cumplir con las funciones 

establecidas en el Tratado Marco, Protocolos y Reglamentos.  

 

Compensación Horaria de una Instalación 

La Compensación horaria de una instalación será igual a su Costo Estándar Anual dividido 

por el número de horas al año (8760 horas). 

 

Conexión a la Red de Transmisión Regional 

Es la vinculación eléctrica a la RTR de uno o más Agentes que cumple con los Criterios de 

calidad, seguridad y desempeño. 

 

Centro de Control 

Sitio donde se programa, coordina, controla y supervisa la operación de un sistema eléctrico 

o área de control. 

 

Conciliación 

Proceso mediante el cual se calculan los montos correspondientes a las transacciones 

comerciales en el MER. 
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7Conexión 

Vinculación eléctrica entre el sistema de transmisión y sus usuarios, comprende el conjunto 

de líneas equipos y aparatos de transformación, maniobra, protección, medición, 

comunicaciones y auxiliares que son necesarios para materializar la vinculación del usuario 

en uno o varios puntos determinados de la línea SIEPAC. 

 

Confiabilidad 

Medida del grado de continuidad con que se presta el servicio de energía eléctrica. 

 

Contingencia 

Es una falla inesperada de un componente del sistema, tal como un generador, una línea de 

transmisión, un interruptor, u otro elemento eléctrico. Una contingencia puede también 

incluir componentes múltiples, los cuales están relacionados por una situación que conlleva 

a la falla simultánea de estos.  

 
8 Contrato de Conexión 

Convenio a suscribirse entre la EPR y el Agente, incluyendo, si fuere el caso, los anexos al 

mismo. 

 

Contrato Firme 
Contrato que da prioridad de suministro de la energía contratada a la parte compradora, 

debe tener asociado Derechos de Transmisión entre los nodos de inyección y retiro. 

 

Contrato No Firme Financiero 

Contrato que no da garantía de suministro de la energía contratada a la parte compradora y 

no afecta el predespacho de energía. 

 

Contrato No Firme Físico Flexible 

Contrato que conlleva la entrega o recepción de la energía contratada, afecta el predespacho 

de energía, puede tener asociadas ofertas de pago máximo por Cargos Variables de 

Transmisión  y ofertas de flexibilidad asociados a la entrega de la energía comprometida en 

el contrato. 

 
9 Controversia 

Diferencia de cualquier tipo entre EPR y el Agente en relación con la aplicación o como 

consecuencia de la interpretación del Contrato. 

 

Control Automático de Generación 
Control centralizado y automático de las unidades de generación para mantener dentro de 

rangos específicos la frecuencia del sistema y los intercambios de energía entre Áreas de 

Control. 

 

Costos Eficientes 

Son los costos de Operación, Mantenimiento y Administración de una Empresa 

Eficientemente Operada. 

 

                                                 
7 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
8 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.  
9 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.  
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Costo Estándar (de una instalación) 

Es el costo de una instalación que resulta de valorizarla con los Costos Unitarios Estándar. 

 

Costo Estándar Anual (de una instalación) 

Es la suma del Costo Estándar anualizado a una determinada tasa y vida útil, de los costos 

eficientes de administración, operación y mantenimiento, de otros costos necesarios para el 

desarrollo de la actividad y del Valor Esperado por Indisponibilidad. 

 

Costos de Suministro de Energía en el MER 

Son los montos en dólares, resultantes de las transacciones de los productos y servicios que 

se prestan en el MER. Para fines de los estudios de planificación de mediano y largo plazo, 

los contratos serán valorizados con los precios de la energía resultantes del predespacho. 

 
10 Costo por Supervisión 

Es el costo acordado por la EPR con el Agente en el Contrato de Conexión que suscriban, 

el cual remunera la totalidad de los gastos de EPR asociados a la Supervisión. 

En caso de no haber acuerdo sobre dicho costo, el mismo se determinará considerando el 

3% del costo de los activos de transmisión de energía necesarios para realizar la conexión 

a las instalaciones de la Línea SIEPAC, como valor máximo, valorados estos activos al 

Costo Estándar vigente establecido por la CRIE. Este monto cubrirá la totalidad de los 

gastos de EPR asociados a la Supervisión, tales como: revisión de la ingeniería, montaje y 

puesta en servicio, participación en reuniones técnicas y supervisión de la construcción. 

 

Costos Unitarios Estándar 

Son costos unitarios de componentes de sistemas de transmisión, que establecerá la CRIE 

sobre la base de valores resultantes de licitaciones públicas competitivas en los Países 

Miembros. Los costos unitarios se establecerán al menos para las siguientes instalaciones: 

(1) líneas de transmisión, en US$/km, diferenciados por nivel de tensión, número de 

circuitos y características del terreno; (2) campos o bahías de salida de subestaciones, por 

nivel de tensión y configuración; (3) transformadores, en US$ por MVA instalado, y por 

niveles de tensión en alta y baja; (4) equipos de compensación reactiva, en US$ por MVAr 

instalado, tipo de instalación y nivel de tensión. 

 

Criterios de Calidad, Seguridad y Desempeño 

Son un conjunto de requisitos técnicos mínimos con los que se debe operar el sistema 

eléctrico regional en condiciones normales y de emergencia, a fin de asegurar que la energía 

eléctrica suministrada en el MER sea adecuada para su uso en los equipos eléctricos de los 

usuarios finales, que se mantenga una operación estable y se limiten las consecuencias que 

se deriven de la ocurrencia de contingencias, y que se mantenga el balance carga/generación 

en cada área de control cumpliendo con los intercambios  programados y a la vez 

contribuyendo a la regulación regional de la frecuencia. 

 
11Criterio CPS  

 

Cuenta de Compensación de Faltantes (por Agente Transmisor) 

Es una cuenta contable, formada por subcuentas por instalación, que administra el EOR en 

la cual se registra cada mes el saldo a favor de cada Agente Transmisor no pagado por falta 

de fondos.  

                                                 
10 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
11 Derogado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
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Cuenta de Compensación de Excedentes (por Agente Transmisor) 

Es una cuenta contable, formada por subcuentas por instalación, que administra el EOR en 

la cual se registra cada mes el saldo por excedentes sobre el Ingreso Autorizado Regional. 

 
12Cuenta General de Compensación del MER (CGC) 

Cuenta asociada al Cargo Complementario de Transmisión, administrada por el EOR para 

consolidar los productos financieros derivados del MER conforme la regulación regional. 

 
13Dato no válido de los parámetros de ACE o de la frecuencia 

Dato que, de conformidad con los requerimientos de calidad de datos de cada sistema 

SCADA, es considerado como ñno confiableò, debido a que no representa el 

comportamiento real de los parámetros de ACE o de la frecuencia del área de control. Un 

dato de frecuencia no válido, es un valor de frecuencia que no cuenta con resolución de 3 o 

m§s decimales, o que su bandera de calidad no est§ en ñ1ò, o en el s²mbolo equivalente a 

confiable. Un dato de ACE crudo no válido, es un valor que no cuenta con resolución de 3 

o más decimales y que alguna de las banderas de calidad de la frecuencia o de las 

mediciones de potencia en todas sus interconexiones no est§n en ñ1ò, o en el s²mbolo 

equivalente a confiable. 

 
14Denuncia  
Es el acto por medio del cual se pone en conocimiento de la CRIE, las acciones u  omisiones  

que pudieran constituir un incumplimiento a la Regulación Regional, según lo previsto en 

el Segundo Protocolo. 

 
15Denunciante 
Los Agentes del Mercado, los Operadores de Sistema y Mercado (OS/OM), el Ente 

Operador Regional (EOR) o tercero que  pone en conocimiento de la CRIE hechos que 

pudieran constituirse como incumplimiento a la Regulación Regional. 

 

Derecho Financiero Punto a Punto 

Es un Derecho de Transmisión que asigna a su Titular el derecho a percibir o la obligación 

de pagar  según el resultado de la diferencia entre el producto del Precio Nodal por la 

potencia de Retiro, menos el producto del Precio Nodal por la Potencia de Inyección. La 

Potencia de Inyección y la Potencia de Retiro son fijas por el Período de Validez del 

Derecho Financiero Punto a Punto. 

 
16Derechos Firmes 

Está asociado a un Contrato Firme y asigna a su Titular, durante el Período de Validez: a) 

el derecho pero no la obligación de inyectar potencia en un nodo de la RTR y a retirar 

potencia en otro nodo de la RTR y, b) el derecho a  percibir o la obligación de pagar una 

Renta de Congestión según el resultado del producto de la Energía Declarada o Energía 

Requerida Reducida en el predespacho o redespacho Regional del Contrato Firme asociado 

                                                 
12 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
13 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
14 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
15 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
16 Modificado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
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a dicho derecho, por la diferencia entre el Precio Nodal de retiro menos el Precio Nodal de 

inyección, resultantes del predespacho o redespacho Regional. 

 

Derechos de Transmisión 

Es un documento que asigna a su Titular un derecho de uso o un derecho financiero sobre 

la Red de Transmisión Regional por un determinado período de validez.  

 
17 Derivación directa 

Vinculación directa a la Línea SIEPAC, sin cumplir los criterios de diseño de las 

instalaciones de dicha línea. 

 
18Desviaciones en Tiempo Real 

Desviaciones de las transacciones de energía por área de control, determinadas a partir de 

la diferencia entre el intercambio de energía registrado por el SIMECR, en el día de la 

operación en tiempo real en cada enlace entre áreas de control y el intercambio de energía 

programado en el Predespacho regional o Redespacho Regional respectivo. 

 

Día Hábil 

Día no festivo, laborable en el país que corresponda a la sede del EOR. 

 
19 Diseño Básico de las Instalaciones 

Esquema que contiene la descripción técnica general de las instalaciones y características 

de equipos que componen el proyecto, que consideran los criterios de diseño establecidos 

en el Capítulo 16 del Libro III del RMER. 

 
20 Diseño Técnico de Detalle 

Esquema que contiene las características del equipo a instalar, criterios para el ajuste de los 

equipamientos de maniobra y protecci·n, usualmente se refiere tambi®n a los planos ñcomo 

construidoò m§s relevantes respecto de los componentes el®ctricos involucrados en la 

instalación. 

 
21Disturbio Reportable 

Es la contingencia que provoca una pérdida o disminución de generación mayor o igual al 

80% de la generación desconectada por la contingencia simple que ocasiona la pérdida de 

generación más severa en un área de control. 

 

Documento de Transacciones Económicas Regionales 
Documento que presenta, para cada período de facturación, el balance de las transacciones 

económicas en el MER para cada agente del mercado u OS/OM. 

 

Empresa de Transmisión Regional 

Empresa propietaria de activos de la RTR en más de un país miembro. 

 

                                                 
17 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
18 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
19 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
20 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
21 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
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Energía Declarada  

Energía de los contratos regionales que se informa diariamente, por período de mercado, 

para el predespacho regional. 

 
22Energía Firme 

Energía que puede ser comprometida en un Contrato Firme regional. 

 

Energía Firme Contratada  

Energía informada durante el proceso de registro de Contratos Firmes en el MER conforme 

al Libro I del RMER. 

 
23Energía Firme Requerida o Energía Requerida   

Energía declarada en un Contrato Firme que el comprador requiere su entrega física en el 

nodo de retiro correspondiente. 

 

Enlace Extraregional  

Es la Interconexión eléctrica del SER con el sistema eléctrico de un País no Miembro del 

MER. 

 
24Enlace entre Áreas de Control  

Es la Interconexión eléctrica entre dos áreas de control del SER. 

 
25Entidad Competente 

Es la responsable de actualizar la Base de Datos del Sistema Eléctrico Nacional de su país 

con base a información de los Agentes, para que se utilice en los estudios eléctricos del 

acceso a la RTR y en los estudios de seguridad operativa establecidos en el numeral 5.2 del 

Libro III, del Reglamento del Mercado Eléctrico Regional; así como, de enviarla al OS/OM 

de su país para la revisión y validación correspondiente. 

 
26Épsilon 1 (E1)  

Valor deseado de la desviación estándar de la frecuencia (Hz) en promedios de 1 minutos. 

 
27Épsilon 10 (E10)  

Valor deseado de la desviación estándar de la frecuencia (Hz) en promedios de 10 minutos. 

 

Equipamiento de Conexión 

  Es un conjunto de elementos que vinculan a la RTR, con una instalación de un Agente. 

 
28Error de control de área (ACE, por sus siglas en inglés) crudo  

Valor en MW que cuantifica el desbalance entre generación, intercambio neto y demanda 

de un área de control, y se calcula como la diferencia instantánea, no intencional, entre el 

valor real y el de referencia programado, del intercambio de potencia de un área de control, 

                                                 
22 Modificado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
23 Modificado mediante Resolución CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021. 
24 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
25 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.  
26 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 de 13 de diciembre de 2018. 
27 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 de 13 de diciembre de 2018. 
28 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 de 13 de diciembre de 2018. 
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teniendo en cuenta el efecto de la desviación de frecuencia (Bias de frecuencia en MW/0.1 

Hz)) para esa área de control y la desviación de frecuencia. 

 

Esquemas de Control Suplementario 

Es la desconexión automática de carga, generación o elementos de transmisión, que opera 

como consecuencia de la ocurrencia de contingencias en el SER.  

 

Estado Operativo de Alerta  

Es el estado del SER  en el que se opera dentro de los criterios de calidad, pero se viola uno 

o más criterios de seguridad. Las variables que definen la calidad del sistema se mantienen 

dentro de los límites establecidos, sin embargo de no tomarse acciones correctivas 

inmediatas el sistema puede pasar a estado de emergencia. 

 

Estado Operativo de Emergencia  
Es cualquier condición anormal del SER que resulta de una contingencia a nivel nacional o 

en el SER, durante la cual el sistema opera fuera de los límites establecidos en los criterios 

de calidad, seguridad y desempeño, representando peligro para la vida de las personas o 

para las instalaciones.  

 

Estado Operativo Normal  
Es el estado del SER en que opera dentro de los criterios de calidad, seguridad y desempeño 

definidos en el  Libro II del RMER. 

 
29Estudios Eléctricos o Técnicos 

Análisis de flujos de carga, cortocircuitos, estabilidad transitoria, transitorios 

electromagnéticos entre otros que son formulados en el Capítulo 16, 17 y 18 del Libro III 

del RMER. 

 

Excedente del consumidor  

Se calcula como la diferencia entre el precio que un consumidor estaría dispuesto a pagar 

por una unidad de energía eléctrica con determinadas características de calidad, menos el 

costo de la energía comprada,  más la reducción de la Energía no Servida valorizada al 

respectivo Costo de la Energía no Servida. 

 

Excedente del productor  

Se calcula como la diferencia entre las cantidades de energía vendidas por los generadores 

a cada precio por los respectivos precios menos las cantidades ofertadas por los precios a 

los que se realizan las ofertas de ventas. 

 
30Factor de conformidad (CF1)  

Mide la relación entre el parámetro de control (CP1) y el cuadrado de E1. Esta razón 

adimensional compara la contribución del parámetro de control (CP1) con el error de 

frecuencia aceptable del sistema (E1). Un valor de CF1 menor o igual que cero (0) 

corresponde a un CP1 menor o igual que cero (0), esto indica que no hubo desviación de 

frecuencia por parte del área de control o que su desviación no tiene el mismo sentido de la 

desviación de la frecuencia del sistema, por lo que esta área de control está compensando 

la desviación de frecuencia del sistema interconectado. Un CF1 mayor que cero (0) 

                                                 
29 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
30 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
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corresponde a un CP1 mayor que cero (0), lo que indica que el área de control está 

contribuyendo a la desviación de la frecuencia del sistema interconectado. 

 

Facturación 

Proceso mediante el cual se expide a cada agente del MER u OS/OM el documento de cobro 

por las obligaciones de pago adquiridas en el MER. 

 
31Fase de investigación preliminar 

Constituye una fase previa al inicio del procedimiento sancionatorio, en la cual la CRIE por 

medio de la Secretaría Ejecutiva y asistencia de las áreas que integran la CRIE, conduce las 

diligencias preliminares de investigación para determinar si existe o no mérito para el inicio 

de un procedimiento sancionatorio, así como identificar a los presuntos infractores, los 

posibles incumplimientos y recabar los elementos de juicio. 

 
32Fase de instrucción 

Constituye la primera fase del procedimiento sancionatorio, en la cual la CRIE por medio 

de la Secretaría Ejecutiva pone en conocimiento del presunto infractor y demás partes, los 

hechos que se atribuyen como incumplimiento a la Regulación Regional, brindar el derecho 

de defensa y el debido proceso, así como  recopilar las pruebas para determinar la existencia 

de posibles incumplimientos al marco regulatorio regional. Dicha fase concluye con la 

emisión del informe de instrucción no vinculante emitido por la Secretaría Ejecutiva, el cual 

deberá contener al menos, los antecedentes, el análisis del caso, conclusiones y 

recomendaciones, junto con un proyecto de resolución. 

 
33Fase decisoria/ sancionatoria 

Constituye la segunda fase del procedimiento sancionatorio, en la que luego de instruido el 

procedimiento, la CRIE por medio de la Junta de Comisionados, determinará si se han dado 

o no, incumplimientos a la Regulación Regional, los infractores y sanciones a imponer en 

caso que correspondan. 

 
34Frecuencia  

Es la frecuencia eléctrica, expresada en Hertz (Hz), que cada área de control registra en su 

SCADA y utiliza en su AGC. 

 

Garantías de Pago 

Dinero u otros instrumentos financieros líquidos que se presentan en el MER como respaldo 

de las obligaciones de pago. 

 
35Generador o Generación con Energía Renovable Variable  
Es un Generador o central de generación, que utiliza como fuente energética primaria un 

recurso natural de característica variable, fluctuante o intermitente en cuanto a la entrega de 

potencia. 

 

 

 

                                                 
31 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
32 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
33 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
34 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
35 Adicionado mediante Resolución CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018. 
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Habilitación  

Es el cumplimiento de todos los requisitos para ser reconocido y aceptado como agente o 

participante del Mercado Mayorista en cada uno de los países miembros del Tratado Marco 

del Mercado Eléctrico Regional, por lo que una vez reconocidos o aceptados en cada país 

miembro son agentes del Mercado Eléctrico Regional. 

 
36Hueco de tensión 

Es una reducción brusca de la tensión en nodos de un sistema eléctrico, que tiene corta 

duración y está relacionada a la incidencia de una falla (cortocircuito) en la red eléctrica. 

 
37Incumplimientos 

Constituye incumplimiento a la Regulación Regional toda acción u omisión tipificada en el 

Segundo Protocolo. Los incumplimientos se clasifican en muy graves, graves y leves. 

 
38Indicador CPS1 horario  

El indicador del desempeño CPS1 (por sus siglas en inglés: Control Performance Standard) 

es una medida estadística de la variabilidad de los valores de ACE crudo y su relación con 

el error de frecuencia. Valor para cada periodo de mercado y por área de control que se 

obtiene a partir de la evaluación del factor de conformidad (CF1) en periodos de un (1) 

minuto. 

 
39Indicador CPS2 horario  

El indicador del desempeño CPS2 (por sus siglas en inglés: Control Performance Standard) 

es una medida estadística de la variabilidad de los valores de ACE crudo y su relación con 

un valor límite de los flujos netos de potencia no programados. Valor para cada periodo de 

mercado y por área de control que se obtiene a partir de la evaluación de que el ACE 

promedio en periodos de 10 minutos no sobrepase un valor límite llamado L10. El valor de 

CPS2 horario corresponde al porcentaje de periodos de 10 minutos donde el ACE promedio 

fue menor al valor límite L10. 

 
40Indicador de desempeño ante Disturbios DCS (Disturbance Control Standard)  

El valor del indicador de desempeño ante Disturbios DCS (por sus siglas en inglés: 

Disturbance Control Standard) es igual al tiempo en minutos en que el valor del ACE 

retorna a sus condiciones previas a un evento considerado como ñDisturbio Reportableò. El 

propósito del indicador de desempeño ante Disturbios DCS es medir que el área de control 

fue capaz de utilizar su reserva de contingencia para realizar el balance carga/generación, y 

regresar el valor de ACE crudo a los límites establecidos en el indicador de desempeño ante 

Disturbios DCS luego de sucedido un Disturbio Reportable. 

 

Índice de Lerner 

Es un indicador utilizado para medir el poder de mercado, el cual se calcula como la 

diferencia entre el precio de un bien en un mercado y los costos marginales del productor 

más caro que abastece la demanda, dividido por el precio del bien. 

 

 

                                                 
36 Adicionado mediante Resolución CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018. 
37 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
38 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
39 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
40 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
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Indisponibilidad 
Se considera que un elemento de la RTR está indisponible cuando está fuera de servicio 

por causa propia o por la de un equipo asociado a su protección o maniobra. 

 
41Infractor  
Los Agentes del Mercado, así como las entidades que sean designadas por los Gobiernos 

para cumplir las funciones de OS/OM y el EOR, que luego del debido proceso resulten 

responsables de incumplimientos a la Regulación Regional. 
 
Ingreso Autorizado Regional  

Es la remuneración anual a que está autorizado percibir un Agente Transmisor.  

 

Iniciador (de una Ampliación a Riesgo) 

Es un interesado que presenta a la CRIE una solicitud para realizar una ampliación de la 

RTR, o que la presenta al organismo de su país encargado de autorizar la ampliación, pero 

esta resulta identificada como perteneciente a la RTR por el EOR. 

 
42Intercambio Programado  

Flujo de energía programado por los Enlaces entre Áreas de Control, resultante del 

Predespacho o Redespacho regional.  

 
43Intercambio Real  

Energía registrada por el SIMECR en los Enlaces entre Áreas de Control.  

 
44Isla eléctrica para la determinación del estado operativo del SER 

Para los fines de la determinación del estado operativo del SER, se define isla eléctrica 

como aquel sistema eléctrico de potencia que incluye al menos un área de control y que se 

encuentra separado eléctricamente del resto del SER. 

 
45Línea de Interconexión 

Línea de transmisión que sirve de enlace entre países miembros. 

 
46Línea SIEPAC 

Es el primer sistema de transmisión regional y está constituido por la línea de transmisión 

de 230 KV de circuito sencillo, con torres con previsión para doble circuito futuro, 

exceptuando donde es notado en el numeral I2.1 del Anexo I, del Libro III del RMER. 

 

Liquidación 
Proceso de recolección de cobros y distribución de pagos en el MER. 

 

 

 

                                                 
41 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
42 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
43 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
44 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
45  Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.  
46  Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
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Mantenimiento 
Conjunto de acciones y procedimientos encaminados a revisar y/o reparar un determinado 

equipo o instalación de la RTR para mantener o restaurar sus condiciones de operación. 

 

Mantenimiento Programado 
Mantenimiento planeado con anticipación y cuya realización se coordina a nivel regional. 

 
47Máximas Capacidades de Transferencias de Potencia 

Máximas Capacidades de Transferencias de Potencia (MCTP): Corresponden a las 

máximas transferencias entre áreas de control en cumplimiento de los Criterios de Calidad 

Seguridad y Desempeño definidos en el capítulo 16 del Libro III del RMER, las cuales 

incluyen las capacidades de importación, exportación, porteo (dirección norte ï sur y sur ï 

norte), Importación Total (es el mayor valor entre los valores de importación norte e 

importación sur de un área de control, siempre y cuando el OS/OM no haya definido dicho 

valor y que haya sido validado por el EOR) y Exportación Total (es el mayor valor entre 

los valores de exportación norte y exportación sur de un área de control, siempre y cuando 

el OS/OM no haya definido dicho valor y que haya sido validado por el EOR) 

 

Mercado de Contratos Regional 

Conjunto de contratos regionales de inyección y retiro de energía junto con las reglas para 

su administración. 

 

Mercado Eléctrico Regional o Mercado 

Es la actividad permanente de transacciones comerciales de electricidad, con intercambios 

de corto plazo, derivados de un despacho de energía con criterio económico regional y 

mediante contratos de mediano y largo plazo entre los agentes.  

 

Mercado de Oportunidad Regional 

Ámbito organizado para la realización de intercambios de energía a nivel regional con base 

en ofertas de oportunidad u ofertas de flexibilidad asociadas a contratos. 

 
48Monitoreo 

Actividad que se refiere a la revisión diaria en tiempo real, de alarmas y eventos de la red 

de transmisión de la EPR. 

 

 Nodos de Control 

Son los nodos donde los OS/OM pueden controlar la inyección/retiro de energía en forma 

independiente de otros nodos.   

 
49Nodos de Enlace entre Áreas de Control 

Nodos terminales de cada Enlace entre Áreas de Control. 

 

 

 

 

                                                 
47 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
48  Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
49 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo del 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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50Obras de conexión 

Son aquellas instalaciones (equipos, aparatos de maniobra, medición, protección, 

comunicación y auxiliares), con las cuales el Agente viabiliza y/o materializa su 

vinculación eléctrica a la Línea SIEPAC. 

 
Ofertas de Flexibilidad 

Ofertas de oportunidad asociadas a los contratos de energía en el MER con el objeto de 

flexibilizar los compromisos contractuales. 

 

Ofertas de Oportunidad 

Ofertas por período de mercado de precios y cantidades para inyectar o retirar energía de 

la RTR. 

 

Ofertas de Pago máximo por Cargos Variables de Transmisión 

Ofertas asociadas a los contratos físicos flexibles representando la máxima disponibilidad 

a pagar por los Cargos Variables de Transmisión. 

 

Operación Estable 

Condición del sistema eléctrico durante la cual éste mantiene un estado de equilibrio tanto 

en operación normal como ante disturbios. 

 

Operación en Tiempo Real 

Instrucciones y maniobras de los operadores del SER para la operación física del sistema. 

 

Operadores del Sistema / Operadores del Mercado, OS/OMS 

Entidades encargadas en cada país de la operación de los sistemas y/o de la administración 

de los mercados nacionales. 

 

Organismos Regionales 

La Comisión Regional de Interconexión Eléctrica (CRIE) y el  Ente Operador Regional  

(EOR). 

 

Países Miembros 

Países signatarios del Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central que 

conforman el MER: Costa Rica, El Salvador, Guatemala, Honduras, Nicaragua y Panamá. 

 
51Parte del procedimiento sancionatorio  

Es toda persona que sea admitida por la Secretaría Ejecutiva dentro de la Fase de 

instrucción, para actuar dentro del procedimiento sancionatorio. Será parte del 

procedimiento sancionatorio el presunto infractor y podrá serlo el denunciante y el presunto 

afectado. El interés de la Parte ha de ser actual, propio, legítimo y vinculado al hecho que 

se investiga. 

 
52Parámetro de control (CP1)  

Valor que se utiliza para evaluar el desempeño del control de la frecuencia de las áreas de 

control en periodos de un (1) minuto. Un valor de CP1 menor o igual a cero (0) indica que 

no hubo desviación de frecuencia por parte del área de control o que la desviación es anti-

                                                 
50 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
51 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
52 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
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coincidente a la desviación de la frecuencia del sistema, por lo que esta área de control está 

compensando la desviación de frecuencia del sistema interconectado. Un CP1 mayor que 

cero (0) indica que el área de control está contribuyendo a la desviación de la frecuencia y 

de los intercambios de energía entre áreas de control. 

 

Peaje de Transmisión 

Es la parte de los Cargos por Uso de la Red de Transmisión Regional cuyo pago es 

realizado por los Agentes, excepto Transmisores, en función de los flujos en la Red de 

Transmisión Regional 

 

Período de Conciliación 

Período de tiempo para el que se realiza la conciliación de las transacciones comerciales 

del MER.  Corresponde a un (1) mes calendario y podrá ser modificado por la CRIE. 

 

Período de Facturación 

Período de tiempo para el que se realiza la facturación de las transacciones comerciales del 

MER. Corresponde a un (1) mes calendario y podrá ser modificado por la CRIE. 

 

Período de Mercado 

Intervalo de tiempo en que se divide el día para efecto del predespacho de transacciones 

de energía en el MER y cálculo de precios en cada nodo de la RTR. 

 

Planeamiento Operativo 

Planeación energética de la operación de los recursos de generación y transmisión 

regionales. 

 
53Premisas Técnicas 

Son las proposiciones técnicas que prepara el OS/OM o Entidad competente (respecto a la 

normativa nacional) y el EOR (respecto a la normativa regional), antes de la elaboración 

de los estudios eléctricos relacionados con una solicitud de conexión a la RTR, que deberán 

ser entregadas al Solicitante en un formato concebido para este fin. 

 

Posdespacho 

Cálculo de precios Ex Post y transacciones del MER que se realiza después de la operación 

en tiempo real del mismo, tomando en consideración los retiros reales en la RTR y las 

inyecciones  que estarán limitadas por las cantidades ofertadas en el predespacho. 

 

Precios Exïante 

Los precios nodales calculados antes de la operación en tiempo real. 

 

Precios Ex post 

Los precios nodales calculados después de la operación en tiempo real. 

 

Precios Nodales 

Precio incurrido para satisfacer un incremento marginal de los retiros de energía en cada 

nodo de la RTR.  

 

 

 

                                                 
53Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
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Predespacho regional o predespacho 

Programación de las transacciones de energía y de la operación del sistema para el día 

siguiente, el cual se realiza por período de mercado. 

 

Protocolos 

Protocolos del Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central.  

 

Prueba de Factibilidad Simultánea 

Es un procedimiento, que a través de la resolución de un conjunto de ecuaciones e 

inecuaciones que representan el conjunto de los límites físicos de un vínculo (líneas o 

conjunto de líneas) de la Red de Transmisión Regional, permite definir el conjunto de 

Derechos de Transmisión que pueden asignarse en una subasta. Los Derechos de 

Transmisión son  las variables de estas ecuaciones.   

 

Red de Transmisión Regional 

Es el conjunto de instalaciones de transmisión a través de las cuales se efectúan los 

intercambios regionales y las transacciones comerciales en el MER, prestando el Servicio 

de Transmisión Regional.    

 
Redespacho 
Modificación de la programación efectuada en el predespacho, debido a cambios en las 

condiciones con las cuales se realizó el predespacho. 

 

Reglamento del MER 

Es el documento que desarrolla el Tratado Marco del Mercado Eléctrico de  América 

Central y sus Protocolos en los aspectos contenidos en los respectivos Libros.  

 

Regulación Regional 

Conformada por el Tratado Marco, sus Protocolos, los reglamentos aprobados y demás 

resoluciones emitidas por la CRIE. 

 
54Reincidencia de incumplimientos  

Circunstancia agravante, que se suscita cuando el presunto infractor de un incumplimiento 

a la Regulación Regional ha sido sancionado con anterioridad en el término de un año, por 

el mismo incumplimiento o un incumplimiento de la misma naturaleza, y así haya sido 

declarado por resolución firme. 

 
55Reiteración de incumplimientos 

Circunstancia agravante, que se suscita cuando el presunto infractor de un incumplimiento 

a la Regulación Regional ha sido sancionado con anterioridad, en los dos últimos años por 

incumplimiento distinto a la Regulación Regional, y así haya sido declarado por 

resolución firme.  

 
56Renta de Congestión de Derechos Financieros Punto a Punto 

Es la diferencia entre el producto del Precio Nodal de retiro resultante del Predespacho o 

redespacho Regional por la Potencia de Retiro del DFPP menos el producto del Precio 

                                                 
54 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
55 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
56 Modificado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
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Nodal de inyección resultante del Predespacho o redespacho Regional por la Potencia de 

Inyección del DFPP. 

 
57Renta de Congestión de Derechos Firmes 

Es el producto de la Energía Declarada o Energía Requerida Reducida en el predespacho o 

redespacho Regional de un Contrato Firme asociado a un Derecho Firme, por la diferencia 

entre el Precio Nodal de retiro menos el Precio Nodal de inyección, resultantes del 

predespacho o redespacho Regional. 

 
58Representante Legal 

Persona que tiene la responsabilidad, ante cualquier autoridad o circunstancia que se 

suscite, de responder por las obligaciones de una empresa o persona jurídica, con autoridad 

y amplias facultades para representarla. 

 

Reserva de Contingencia 

Es la reserva conformada por los generadores con o sin capacidad de regulación primaria, 

cuya generación se puede modificar en un período máximo de 10 minutos. Además, incluye 

los generadores que se puedan arrancar y llevar a plena carga en menos de 10 minutos. A 

estos últimos generadores se les conoce como reserva fría o reserva de arranque rápido. La 

reserva de contingencia incluye también los esquemas de disparo de carga que se pueden 

ejecutar en forma manual o automática. El objetivo de la reserva de contingencia es 

proporcionar un recurso adicional para que el Error de Control de Área retorne a cero en 

menos de quince (15) minutos, después de un disparo de generación por lo menos igual a 

la unidad más grande del sistema. 

 

Reserva para Regulación Primaria de Frecuencia 

Valor de reserva rodante de potencia activa de unidades de generación previsto para 

responder automáticamente a cambios de frecuencia  

 

Reserva para Regulación Secundaria de Frecuencia 
Valor de reserva rodante de potencia activa de unidades de generación requerida para 

recuperar la reserva para regulación primaria de frecuencia y mantener la frecuencia y los 

intercambios por los enlaces entre áreas de control. 

 

Restricciones Operativas 
Limitaciones operativas de las instalaciones de la RTR o del sistema de un país miembro 

que imponen restricciones sobre las transacciones de inyección o retiro. 

 

Secuencia de Eventos 

Registro cronológico de datos de la operación en tiempo real del SER. 

 
59Segundo Protocolo 

Segundo Protocolo al Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central, suscrito 

en la ciudad  de Campeche, República de México, el diez de abril de dos mil siete. 

 

 

 

                                                 
57 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
58 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
59 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
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Seguridad 
Habilidad del SER de mantener un estado de operación estable y seguir atendiendo las 

inyecciones y retiros ante la ocurrencia de fallas o contingencias en el sistema. 

 

Seguridad Operativa 

Planeación eléctrica que tiene por objeto identificar las restricciones técnicas de la RTR y 

garantizar los niveles de calidad, seguridad y desempeño regionales. 

 

Servicio Auxiliar Regional 

Servicios requeridos para la operación confiable, segura, económica y con calidad del SER. 

Los servicios auxiliares regionales son: reserva de potencia activa para regulación primaria 

y secundaria de la frecuencia, suministro de potencia reactiva, desconexión automática de 

carga y arranque en negro. 

 

Servicio de Transmisión Regional 

Consiste en transmitir energía eléctrica por medio de la RTR y de los sistemas de 

transmisión nacionales, permitiendo los intercambios regionales de energía. 

 

Sistema Eléctrico Regional 

Sistema Eléctrico de América Central compuesto por los sistemas eléctricos de los Países 

Miembros.  

 

Sistema de Medición Comercial Regional 

Sistema de medición que provee información acerca de las inyecciones y retiros en los 

nodos de la RTR y los intercambios de energía en los enlaces entre áreas de control, para la 

conciliación de las transacciones en el MER. 

 

Sistema de Planificación de la Transmisión Regional 

Es el conjunto de procedimientos que conducen a la identificación de la RTR y de las 

ampliaciones del sistema de transmisión que producen un Beneficio Social positivo en el 

ámbito regional. 

 
60Solicitante 

 El Agente o desarrollador que solicita la conexión de su proyecto a la RTR. 

 

61Subestación de Conexión 

Punto de conexión donde el Agente o interesado se conecta a la Línea SIEPAC. 

 
62Supervisión 

Se refiere a la verificación (de la ingeniería, montaje y puesta en servicio) que ejerce EPR 

a los trabajos realizados o por realizar de parte del Agente o interesado en conectarse a la 

Línea SIEPAC. 

 

 

 

 

                                                 
60 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
61 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
62 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
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Titular de una Ampliación (de la RTR) 

Es un Agente que realizó una Ampliación de la RTR o de una red nacional de los Países 

Miembros que resulta parte de la RTR, y que a tales efectos se le concede una autorización, 

permiso o concesión para la construcción y operación de la Ampliación. 

 

Titular de un Derecho de Transmisión 

Es un Agente del MER que tiene los derechos y obligaciones asociadas a un Derecho de 

Transmisión. 

 
63Transacciones de Contratos Programadas  

Parte de las transacciones programadas en el MER resultantes en el predespacho o 

redespacho regional provenientes de acuerdos entre agentes del MER. 

 

Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real 

Transacciones en el MER producto de las desviaciones calculadas con las mediciones en 

tiempo real. 

 

Transacción Global MER 

El conjunto de inyecciones y retiros en los nodos de la RTR, determinados por el EOR en 

el predespacho regional para cada período de mercado del día siguiente. 

 

Transacción Global del Mercado Nacional 

El conjunto de inyecciones y retiros  en los nodos de la red de transmisión de un país, 

determinado por el OS/OM nacional para cada hora del día siguiente en la fase de 

predespacho nacional, que corresponde a la satisfacción de la demanda nacional y no 

incluye la Transacción Global MER. 

 
64Transacciones de Oportunidad Programadas 

Parte de las transacciones programadas en el MER resultantes en el predespacho o 

redespacho regional provenientes de las ofertas de oportunidad. 

 
65Transacciones Programadas 

Transacciones del MER programadas en el predespacho o redespacho regional producto de 

los contratos regionales y de las ofertas de oportunidad. 

 

Transmisión 

Transporte de energía a través de redes eléctricas de alta tensión. 

 

Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central o Tratado Marco 

Tratado internacional suscrito por los países miembros para la creación y desarrollo de un 

Mercado Eléctrico Regional. 

 
66Unidad Terminal Remota (RTU por sus siglas en inglés) 

Es el conjunto de dispositivos electrónicos que reciben, transmiten y ejecutan los comandos 

solicitados por las unidades maestras. 

                                                 
63 Modificado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
64 Modificado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
65 Modificado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
66 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
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67Usuario del sistema de transmisión o usuario 

Son usuarios del Servicio de Transmisión de electricidad, que se encuentren conectados a 

las instalaciones de la Empresa de Transmisión eléctrica. 

 

Valor Esperado por Indisponibilidad 

Es el producto de las compensaciones establecidas por los valores de indisponibilidad 

previstos en los Objetivos de Calidad del Servicio de Transmisión. El Valor Esperado por 

Indisponibilidad será incorporado al Ingreso Autorizado de cada Agente Transmisor. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

                                                 
67 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
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Nomenclatura  
 

AGC: Automatic Generation Control (Control Automático de Generación) 
68ANC: Autoridad Nacional Competente para determinar Energía Firme 
69AOM: Costos de Administración, Operación y Mantenimiento 
70AT: Agente Transmisor. 

AVR: Automatic Voltage Regulator (Regulador Automático de Voltaje) 

CC: Cargo Complementario 

CCSD: Criterios de Calidad, Seguridad y Desempeño 
71CGC: Cuenta General de Compensación del MER 

72CMORC: Cargo en el Mercado de Oportunidad Regional asociado al cumplimiento del 

Compromiso Contractual. 
73COTDT: Capacidad Operativa de Transmisión para la asignación de los Derechos de 

Transmisión 
74CPS:  
CRCT: Centro Regional de Coordinación de Transacciones 

CRIE: Comisión Regional de Interconexión Eléctrica 

CURTR: Cargos por uso de la RTR 

CVT: Cargo Variable de Transmisión 

DF:  Derechos firmes de transmisión 

DFPP: Derechos financieros punto a punto 

DT: Derechos de Transmisión 

DTER: Documento de Transacciones Económicas Regionales 

EOR: Ente Operador Regional 

EPR: Empresa Propietaria de la Red. 
75IVDT:  Ingreso por venta de Derechos de Transmisión 

MCR: Mercado de Contratos Regional 
76MCTP: Máximas Capacidades de Transferencias de Potencia 

MER: Mercado Eléctrico Regional 

MOR: Mercado de Oportunidad Regional 

OM: Operadores del Mercado 

OS: Operadores del Sistema 

OS/OMS: Operadores del Sistema y/o Operadores del Mercado 

PFS: Prueba de Factibilidad Simultánea 
77RC: Renta de Congestión 

RMER: Reglamento del MER 
78RN: Regulador Nacional. 

RTR: Red de Transmisión Regional 

                                                 
68 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
69 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
70 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
71 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
72 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
73 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
74 Derogado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
75 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
76 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
77 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
78 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
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SCADA: Supervisory Control and Data Acquisition System (Sistema de Control 

Supervisorio y de Adquisición de Datos). 

SER: Sistema Eléctrico Regional 

SIEPAC: Sistema de Interconexión Eléctrica de los Países de América Central 

SIMECR: Sistema de Medición Comercial Regional 

SOE: Secuencia de Eventos 

SPTR: Sistema de Planeación de la Transmisión Regional 
79TA: Trámite Administrativo. 

TDTR: Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real 

TOPs: Transacciones de Oportunidad Programadas 
80TPNC: Transacción Programada No comprometida en Contratos 

TPs: Transacciones Programadas 

 

                                                 
79 Adicionado mediante Resolución CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018. 
80 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
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1. Introducción  
 

1.1 Alcance del Capítulo 1  
 

1.1.1 El Mercado Eléctrico Regional, en adelante denominado el Mercado o MER, está 

conformado a nivel regional por los países miembros del Tratado Marco del Mercado 

Eléctrico de América Central. 
 

1.1.2 Las reglas establecidas en los capítulos y anexos que conforman este Reglamento, o a las 

que se hace referencia en el mismo, constituyen el Reglamento del Mercado Eléctrico 

Regional, en adelante denominado RMER. 
 

1.1.3 Este capítulo presenta los antecedentes y las bases para la administración y operación del 

MER, expone los objetivos del Mercado, describe aspectos generales de la organización y 

estructura del MER, establece el propósito, aplicación e interpretación del RMER y define 

los procedimientos que se han de seguir en la administración del RMER. 

 

1.2 Antecedentes y Validez  

 
1.2.1 Los Gobiernos de las Repúblicas de Costa Rica, El Salvador, Guatemala, Honduras, 

Nicaragua y Panamá, en adelante los países miembros, dentro del marco del Sistema de 

Integración Centroamericana SICA, suscribieron en 1996 el Tratado Marco del Mercado 

Eléctrico de América Central, en adelante denominado el Tratado Marco. 

 
1.2.2 El Tratado Marco tiene por objeto la creación y desarrollo gradual de un mercado eléctrico 

competitivo regional, basado en el tratamiento recíproco y no discriminatorio, que 

contribuya al desarrollo sostenible de la región de América Central. El Tratado Marco fue 

ratificado por los Congresos Nacionales de los países miembros y constituye para estos 

países un tratado internacional legalmente vinculante desde 1999. 

 
1.2.3 Los principios que rigen el Tratado Marco para el funcionamiento del MER son los 

siguientes: 

 
a) Competencia: Libertad en el desarrollo de las actividades con base en reglas 

objetivas, transparentes y no discriminatorias; 

 

b) Gradualidad: Evolución progresiva mediante la incorporación de nuevos 

participantes, el aumento progresivo de la operación coordinada, el desarrollo de las 

redes de interconexión y el fortalecimiento de los organismos regionales; y 

 

c) Reciprocidad: Derecho de cada Estado de aplicar a otro Estado las mismas reglas y 

normas que ese Estado aplica temporalmente de conformidad con el principio de 

Gradualidad. 

 

1.2.4 El Tratado Marco contempla, dentro de sus fines, el establecimiento de reglas objetivas, 

transparentes y no discriminatorias para regular el funcionamiento del MER y las relaciones 
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entre los agentes del mercado que participan en él. Así mismo, el Tratado Marco establece 

que la participación de los agentes en el MER estará regida por las reglas contenidas en el 

Tratado Marco, sus Protocolos y reglamentos. 

 
1.2.5 De conformidad con lo dispuesto en el Tratado Marco y en sus Protocolos, el presente 

Reglamento es válido, de obligatorio cumplimiento y vinculante en el territorio de los 

países miembros para regular el funcionamiento del mercado, la operación técnica y 

comercial del MER, el servicio de transmisión, los organismos regionales y la participación 

de los agentes  en el mercado y su relación funcional con los organismos regionales. 

 

1.3 Objetivos del MER 
 

1.3.1 En concordancia con los fines del Tratado Marco, el MER tiene como propósito beneficiar 

a los habitantes de los países miembros mediante el abastecimiento económico y oportuno 

de electricidad y la creación de las condiciones necesarias que propicien una mayor 

confiabilidad, calidad y seguridad en el suministro de energía eléctrica en la región. 

 
1.3.2 Para alcanzar el anterior propósito, los objetivos del MER son los siguientes: 

 
a) Optimización de los recursos energéticos usados para el abastecimiento regional de 

electricidad; 

 

b) Permitir el desarrollo de proyectos de generación para abastecer la demanda 

regional; 

 

c) Viabilizar el desarrollo de las redes de transmisión regional; 

 

d) Aumentar la confiabilidad y eficiencia  económica en el suministro de electricidad; 

 

e) Homogenizar los criterios operativos de calidad, seguridad y desempeño; y 

 

f) Promover la participación competitiva del sector privado. 

 

1.4 Aspectos Generales del MER 

 
1.4.1 Premisas  para la organización y funcionamiento del MER 

 
El MER es un mercado mayorista de electricidad a nivel regional cuya organización y 

funcionamiento se basa en las siguientes premisas: 

 

a) En el Mercado se realizan transacciones comerciales de electricidad mediante 

intercambios de oportunidad producto de un despacho económico regional y 

mediante contratos entre los agentes del mercado; 

 

b) Los agentes del mercado a excepción de los agentes transmisores pueden comprar y 

vender energía eléctrica libremente sin discriminación de ninguna índole y se 

garantiza el libre tránsito de energía eléctrica  por las redes eléctricas en los países 

miembros del MER; 
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c) Los agentes del mercado pueden instalar plantas de generación en cualquiera de las 

redes de los países miembros del MER para la comercialización a nivel regional de 

la energía producida; 

 
d) Los agentes del mercado tienen libre acceso a las redes de transmisión regional y 

nacional. La transmisión regional es el transporte de energía a través de las redes de 

alta tensión que conforman la Red de Transmisión Regional o RTR;  

 

e) El MER es un mercado con reglas propias, independiente de los mercados nacionales 

de los países miembros, cuyas transacciones se realizan a través de la infraestructura 

de la RTR y de las redes nacionales. Los puntos de conexión entre el MER y los 

mercados nacionales son los nodos de la RTR. 

 

1.4.2 Los Agentes del Mercado 

 
Las actividades del Mercado son realizadas por los agentes, los cuales pueden ser personas  

naturales o jurídicas dedicadas a la generación, transmisión, distribución y comercialización 

de la electricidad, así como grandes consumidores. Los agentes de los mercados nacionales 

de los países miembros participan en el MER sujetos a los términos y condiciones del 

RMER.  

 
1.4.3 Organización Comercial del MER 

 
1.4.3.1 Productos y Servicios 

 
Los productos y servicios  que se prestan en el MER son los siguientes: (i) energía eléctrica, 

(ii) servicios auxiliares, (iii) servicio de transmisión regional, (iv) servicio de operación del 

sistema y (v) el servicio de regulación del MER.  

 

1.4.3.2 Mercados y Precios 

 
Las transacciones de energía en el MER se realizan en el Mercado de Contratos Regional o 

en el Mercado de Oportunidad Regional. 

 

1.4.3.2.1  Mercado de Contratos Regional 

 
El Mercado de Contratos Regional, MCR, está conformado por el conjunto de contratos de 

inyección y retiro de energía eléctrica en el MER, celebrados entre agentes, junto con las 

reglas para su administración y despacho a nivel regional. Existen dos tipos principales de 

contratos en el MER atendiendo a su prioridad de suministro. Estos son: (i) los Contratos 

Firmes y (ii) los Contratos No Firmes.  

 

1.4.3.2.2  Mercado de Oportunidad Regional 

 
El Mercado de Oportunidad Regional, MOR, es un mercado de corto plazo, basado en 

ofertas diarias de inyección y retiro de energía, para cada período de mercado, en los nodos 

de la RTR habilitados comercialmente. Las ofertas al Mercado de Oportunidad Regional 

son informadas por los OS/OM de cada país miembro  con base en las ofertas de sus agentes. 

Las transacciones en el MOR son producto de un predespacho regional y de la operación 

en tiempo real y son las que posibilitan la optimización del despacho regional. 



 

 

 

 29  

 

 

 

1.4.3.2.3 Sistema de Precios del MER 

 
Las transacciones comerciales de energía que se realizan en el MER se valoran aplicando 

un sistema de precios nodales. Los precios nodales son los precios de corto plazo que 

representan los costos marginales de operación debido a las inyecciones y retiros de energía 

programados o reales en cada nodo de la RTR. 

 

1.4.4 Planeamiento y Operación Técnica del MER 

 
La operación técnica del MER se lleva a cabo a través de una estructura jerárquica 

descentralizada, en la cual el EOR es responsable y coordina la operación del MER y la RTR 

mientras que los Operadores de los Sistemas y Mercados Nacionales, OS/OMS, son 

responsables de la coordinación de la  operación en cada uno de sus países. 

 

El planeamiento y la operación técnica del MER comprenden el planeamiento operativo y, 

la seguridad operativa, el predespacho regional diario y la supervisión de la operación en 

tiempo real. 

 

1.4.4.1  Planeamiento Operativo y Seguridad Operativa 

 
El planeamiento operativo y la seguridad operativa regional comprenden las proyecciones 

del comportamiento futuro del MER, la identificación de restricciones técnicas de la RTR, 

la programación del mantenimiento de las líneas y equipos de la RTR y el programa de 

entrada y retiro de instalaciones de la RTR. 

 

1.4.4.2  Predespacho  

 
Las transacciones en el MER y el uso de recursos de la RTR se programan mediante el 

siguiente proceso de predespacho: 

 

a) Cada mercado nacional realiza un predespacho nacional de acuerdo con las reglas 

de cada país, sin considerar importaciones o exportaciones de energía eléctrica hacia o 

desde su área de control. Con base en los predespachos nacionales, se informan al MER 

las ofertas de oportunidad de inyección o retiro de energía y los contratos regionales que 

se pretenden realizar entre los agentes del mercado; 

 

b) Con base en los contratos regionales validados, las ofertas de oportunidad 

provenientes de los mercados nacionales y las asociadas a contratos, el EOR realiza el 

predespacho económico regional. Los resultados del predespacho regional se comunican 

a los OS/OMS. 

 

El predespacho regional se realiza el día anterior a la operación y para cada período de 

mercado. Los requisitos para la prestación de servicios auxiliares a nivel regional se 

determinan con base en los criterios de seguridad, calidad y desempeño establecidos para 

la operación del MER. 
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1.4.4.3 Supervisión de la Operación en Tiempo Real  

 
Durante la Operación en Tiempo Real, el EOR, en coordinación con los OS/OMS, toma 

todas las acciones de supervisión necesarias para desarrollar las siguientes tareas: 

 

a) Preservar la calidad y seguridad de la operación del Sistema Eléctrico Regional SER; 

 

b) Mantener las inyecciones y retiros programados en los nodos de la RTR y los 

intercambios establecidos entre las áreas de control;  

 

c) Coordinar y supervisar el suministro de servicios auxiliares; 

 

d) Realizar redespachos y controlar las desviaciones del predespacho en tiempo real; y 

 

e) Coordinar la operación del SER en estado normal y de emergencia. 

 

1.4.5 Servicio de Transmisión Regional  

 
El Servicio de Transmisión Regional es la actividad de transmitir energía eléctrica por 

medio de la RTR y de los sistemas de transmisión nacionales, permitiendo los intercambios 

regionales de energía. El EOR realiza la coordinación del Servicio de Transmisión Regional. 

El Servicio de Transmisión Regional se relaciona con las transacciones en el MER mediante 

el cargo variable de transmisión o CVT. El peaje y el cargo complementario de transmisión 

son los otros componentes de la remuneración final del Servicio de Transmisión Regional.  

 

El riesgo por el pago de cargos variables de transmisión se puede cubrir mediante la 

adquisición de derechos de transmisión o a través de las ofertas de pago máximo por CVT. 

 

1.4.6 Conciliación, Facturación y Liquidación de Transacciones 

 
El EOR, en coordinación con los OS/OMS, es responsable de la conciliación, facturación y 

liquidación de las obligaciones comerciales que resultan de las transacciones en el MER. El 

Sistema de Medición Comercial Regional, SIMECR, es el sistema de medición comercial 

del MER que provee información acerca de las inyecciones y retiros reales de energía que 

ocurren en los nodos de la RTR y le permite al EOR realizar la conciliación de las 

transacciones regionales. El SIMECR esta basado, aunque no limitado, a los Sistemas de 

Medición Comercial de cada área de control. 

 

La conciliación de las transacciones en el MER tiene los siguientes componentes: 

 

a) Transacciones Programadas de energía  las cuales pueden ser:  

 

i. Transacciones de Contratos. 

 

ii. Transacciones de Oportunidad Programadas  

 

b) Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real; 

 

c) Cargos Regionales  de Transmisión;  
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d) Cargo por Servicio de Operación del Sistema; 

 

e) Cargo por Servicio de Regulación del MER; y 

 

f) Otros cargos definidos en el RMER  

 

1.4.7 Documento de Transacciones Económicas Regionales 

 
Al final de cada período de conciliación, el EOR determina para cada agente del mercado, 

que realiza transacciones y para cada OS/OMS en representación de los agentes de su país, 

el saldo de las cuentas por transacciones de energía eléctrica y servicios prestados en el 

MER y emite el Documento de Transacciones Económicas del MER, DTER, con el saldo y 

los detalles de la cuenta de cada agente del mercado. El DTER es el documento básico para 

la facturación y liquidación de pagos en el MER.  

 

1.5 Estructura del MER  
 

Este numeral describe la estructura del MER, los roles y responsabilidades de los 

organismos regionales y establece normas generales para su funcionamiento. 

 

1.5.1 Estructura e Instituciones Regionales 

 
1.5.1.1 La estructura institucional del MER comprende: 

 
a) La Regulación Regional, formada por el Tratado Marco, sus Protocolos, reglamentos 

y resoluciones de la CRIE, incluyendo el presente Libro; 

 

b) Los Organismos Regionales, encargados de velar por el cumplimiento y aplicación 

de la Regulación Regional; y 

 

c) La regulación y organismos nacionales, incluyendo los OS/OM de cada uno de los 

países miembros, en la medida que estén relacionados con la operación del MER e 

interactúen con la Regulación y Organismos Regionales. 

 

1.5.1.2 El Tratado Marco crea los siguientes Organismos Regionales: la Comisión Regional de 

Interconexión Eléctrica CRIE y el Ente Operador Regional EOR. La organización y el 

funcionamiento de los Organismos Regionales tiene por objeto cumplir de manera 

transparente y eficiente con los objetivos y funciones establecidos en la Regulación 

Regional. 

 
1.5.1.3 En relación con la operación del MER, las regulaciones nacionales de los países miembros 

deberán estar en conformidad, como mínimo, con los siguientes requerimientos: 

 
a) Permitir las transacciones internacionales de energía eléctrica; 

 

b) Aplicar principios de no discriminación y reciprocidad respecto a las transacciones 

internacionales de energía eléctrica; 

 

c) Permitir los contratos entre agentes regionales; 
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d) Incorporar las transacciones internacionales en conjunto con las transacciones del  

predespacho económico nacional; 

 

e) Permitir la operación regional coordinada de las instalaciones pertenecientes a la 

RTR; 

 

f) Respetar los criterios de calidad, seguridad y desempeño; 

 

g) Permitir el libre acceso y no discriminatorio a las redes de transmisión nacional; 

 

h) Mantener los sistemas de supervisión, control, comunicaciones y de medición 

comercial necesarios para la operación regional coordinada; 

 
i) Garantizar el libre acceso a información sobre el MER y la RTR tal como se establece 

en el RMER; 

 

j) Adoptar las medidas necesarias para garantizar la aplicación uniforme y eficaz del 

régimen de sanciones del MER; y 

 

k) Adoptar las medidas necesarias para garantizar los compromisos de pago en el MER. 

 

1.5.2 La CRIE y la Regulación del MER 

 
1.5.2.1 La CRIE regula el funcionamiento del MER y las relaciones entre agentes de conformidad 

con las disposiciones del Tratado Marco, sus Protocolos y sus reglamentos. Son objetivos 

de la CRIE los siguientes: 

 
a) Hacer cumplir la normativa del MER establecida en la Regulación Regional; 

 

b) Procurar el desarrollo y consolidación del MER; 

 

c) Velar por la transparencia y buen funcionamiento del MER; y 

 

d) Promover la competencia entre los agentes del mercado. 

 

1.5.2.2 En cumplimiento de la Regulación Regional, la CRIE está facultada para: 

 
a) Aprobar los reglamentos necesarios para regular la administración y operación del 

MER; 

 

b) Resolver sobre las autorizaciones establecidas en la Regulación Regional; 

 

c) Regular la generación y transmisión regionales; 

 

d) Aprobar las tarifas por el uso de la RTR; 

 

e) Aprobar cargos por el servicio de operación del sistema provisto por el EOR; 

 

f) Imponer las sanciones que establezcan los Protocolos en relación con los 

incumplimientos a las disposiciones del Tratado y sus reglamentos; 
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g) Resolver conflictos entre los agentes del MER derivados de la aplicación de la 

Regulación Regional; 

 

h) Adoptar medidas conducentes a evitar el abuso de posiciones dominantes de cualquier 

agente del mercado; y 

 

i) Solicitar información a los agentes de mercado, OS/OMS y el EOR. 

 

1.5.2.3 En cumplimiento y desarrollo de sus objetivos y facultades, la CRIE es responsable de: 

 
a) Aprobar modificaciones a los reglamentos, normas y regulaciones regionales; 

 

b) Supervisar y vigilar el funcionamiento del MER;  

 

c) Aprobar la conexión de nuevas instalaciones de los Agentes que a partir de la vigencia 

de este Reglamento se conecten directamente a la RTR de conformidad con lo 

establecido en el Libro III RMER. Una vez obtenida la correspondiente concesión, 

permiso o autorización y aprobada la conexión de acuerdo con la Regulación Nacional 

correspondiente, la CRIE podrá aprobar la conexión;   

 

d) 81Aprobar las Ampliaciones Planificadas de la RTR a propuesta del EOR, que surjan 

del Sistema de Planificación de la Transmisión Regional. Una vez aprobada la 

ampliación, la correspondiente concesión, permiso o autorización de la Ampliación 

Planificada será otorgada de acuerdo con la Regulación Nacional  de  los Países donde 

se ubique dicha ampliación;   

 

e) Aprobar las Ampliaciones a Riesgo que incluyan instalaciones en más de un País 

Miembro. Una vez aprobada la ampliación, la correspondiente concesión, permiso o 

autorización de la Ampliación a Riesgo será otorgada de acuerdo con la Regulación 

Nacional de los Países donde se ubique la ampliación; 

 

f) Aprobar las Ampliaciones a Riesgo, que si bien son propuestas por un Iniciador de un 

País Miembro, son identificadas por el EOR que en el futuro formarán parte de la RTR. 

Una vez aprobada la ampliación, la correspondiente concesión, permiso o autorización 

de la Ampliación a Riesgo será otorgada de acuerdo con la Regulación Nacional de los 

Países donde se ubique la ampliación.  

 

g) Investigar situaciones de posibles abusos de poder de mercado; 

 

h) Imponer sanciones en caso de incumplimientos a la Regulación Regional;  

 

i) Preparar periódicamente los Informes de Diagnóstico del MER para evaluar el 

desarrollo del Mercado. 

 

j) Exigir a los Agentes que adecuen sus instalaciones a los requerimientos establecidos 

en este Reglamento; 

 

                                                 
81 Suspendido temporalmente hasta el 30 de junio de 2022, de conformidad con la Resolución CRIE-73-2020 

del 21 de diciembre de 2020 y la Resolución CRIE-29-2021 del 25 de noviembre de 2021. 
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k) Establecer el Canon Máximo Aceptable asociado a una ampliación de la RTR. 

 

1.5.2.4 Los recursos para financiar el funcionamiento de la CRIE provendrán del Cargo por 

Servicio de Regulación del MER y otros cargos pagados por los agentes del mercado, 

aportes de los gobiernos, del cobro de sanciones económicas y de otras fuentes tal como 

está establecido en el Tratado Marco. 

 
1.5.3 El EOR y la Operación del MER 

 
1.5.3.1 El EOR dirige y coordina la operación técnica del SER y realiza la gestión comercial del 

MER con criterio técnico y económico de acuerdo con la Regulación Regional aprobada por 

la CRIE. Son funciones del EOR: 

 
a) Proponer a la CRIE los procedimientos técnicos, comerciales y operativos del 

Mercado y del uso de la RTR; 

 

b) Asegurar que la operación y el despacho regional de energía se realicen con criterio 

económico, respetando los criterios de calidad, seguridad y desempeño; 

 

c) Realizar, en coordinación con los OS/OMS, la gestión de las transacciones 

comerciales entre los agentes del mercado; 

 

d) Formular el plan de expansión indicativo para la generación y transmisión regionales; 

y 

 

e) Apoyar mediante el suministro de información los procesos de evolución del 

Mercado. 

 

1.5.3.2 En cumplimiento de sus objetivos y funciones, el EOR es responsable de: 

 
a) Cumplir y aplicar la Regulación Regional; 

 

b) Coordinar con los OS/OMS la operación técnica y comercial del MER y de la RTR, 

preservando la seguridad y calidad del servicio durante las condiciones de operación 

normal y en emergencias, conforme a los Criterios de Calidad, Seguridad y 

Desempeño establecidos en Libro III del RMER, ordenando las medidas y 

adecuaciones necesarias para asegurar su cumplimiento; 

 

c) Elaborar los procedimientos técnicos y comerciales previstos en la Regulación 

Regional, para la operación del MER;  

 

d) Realizar el seguimiento de la aplicación de las reglas de operación y de los criterios 

de calidad, seguridad  y desempeño del MER; 

 

e) Preparar periódicamente informes para: 

 

i.  Identificar los problemas detectados y proponer posibles soluciones; 

 

ii.  La CRIE, los OS/OM y a los Agentes sobre los resultados de la gestión de la  

operación;  
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iii.  Elaborar informes sobre los eventos que se producen en la RTR, en coordinación 

con los OS/OM; y 

 

iv. La CRIE sobre cualquier incumplimiento del presente Reglamento; 

 

f) Proponer criterios de calidad, seguridad y desempeño para la operación del SER. 

 

g) Desarrollar y mantener una Base de Datos Regional;  

 

h) Remitir a la CRIE copia del expediente de autorización de los agentes para realizar 

transacciones en el MER conforme al numeral  3.4.1 y siguientes en lo que 

corresponda. 

 

i) Dirigir y coordinar la operación técnica del SER; 

 
i. Adoptar las medidas que considere convenientes para salvaguardar la integridad 

de la RTR, tales como  cortes de carga,  desconexión de generación,  apertura de 

líneas, auditoria de las instalaciones de los Agentes, y cualquier otra acción de 

supervisión para asegurar la calidad del servicio eléctrico en el MER. Las 

medidas se ejecutarán de acuerdo con los procedimientos y criterios que  

establece la regulación regional;  

 

ii. Delegar en los OS/OM jerárquicamente dependientes las funciones de control y 

gestión de la operación; 

 

iii.  Validar o realizar los estudios que definan condiciones límite de la operación, la 

Capacidad Operativa de Transmisión de las instalaciones de la RTR, establecer 

restricciones y criterios operativos necesarios para el cumplimiento de los 

Criterios de Calidad, Seguridad y Desempeño (CCSD), ya sea por iniciativa 

propia o por solicitud de un OS/OM o Agente transmisor; 

 

iv. Coordinar las investigaciones de eventos en el SER, solicitando a los Agentes y 

OS/OM que se han visto involucrados en éstos, las informaciones pertinentes, 

resultados de evaluaciones y análisis desarrollados; 

 

v. Solicitar información a los OS/OM y a los Agentes a través de los OS/OM 

correspondientes, sobre cualquier evento o contingencia que ocurra en el SER; 

 

vi. Supervisar y validar, en coordinación con el Agente respectivo, las calibraciones 

propuestas para las protecciones y sistemas de control cuyos efectos involucren 

a más de un Agente; 

 

vii.  Verificar el cálculo de la Capacidad Técnica de Transmisión de los equipos e 

instalaciones de los Agentes Transmisores que estos han establecido, siguiendo 

los criterios determinados para tal fin; 

 

viii.  Definir al menos una vez al año la Capacidad Operativa de Transmisión de la 

RTR, tomando en cuenta lo informado por el OS/OM y el Agente transmisor, 

conforme a los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempeño establecidos en 

este Reglamento; y 
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ix. Considerar en el SPTR las propuestas de adecuaciones de la RTR presentadas 

por los Agentes que no prestan el servicio de transmisión. 

j) Administrar los Derechos de Transmisión y mantener un registro de los mismos. 

 

1.5.3.3 Los recursos para financiar el funcionamiento del EOR provendrán de los cargos de 

operación del sistema y administración del mercado aprobados por la CRIE, de otros cargos 

pagados por los agentes del mercado, del cobro de sanciones económicas y de otras fuentes 

tal como está establecido en el Tratado Marco. 

 
1.5.4 Los Operadores de Sistema y de Mercado OS/OM  

 
Los OS/OMS coordinaran la operación de los sistemas eléctricos y la gestión comercial 

entre sus agentes con el EOR, por lo que están obligados a: 

 
a) Aplicar y velar por el cumplimiento a la Regulación Regional; 

 

b) Suministrar toda la información requerida por la CRIE y el EOR, en el tiempo y 

formato establecidos, para el planeamiento y la operación del SER y la 

administración  de las transacciones comerciales en el MER; 

 

c) Coordinar con el EOR el planeamiento y la operación técnica de la RTR, según el 

siguiente detalle: 

 

i. Informar sobre problemas en la coordinación de la operación de la RTR e 

intercambios de información, conflictos por libre acceso, y todo otro problema 

o controversia que haya surgido en la aplicación o interpretación del Reglamento 

de Transmisión;  

 

ii. Operar las instalaciones de la RTR en coordinación con el EOR; 

 

iii.  Participar en los estudios de seguridad operativa regional; 

 

iv. Participar en la elaboración de Plan de Operación del SER ante contingencias; 

 

v. Preservar la confiabilidad, seguridad y calidad del servicio durante las 

condiciones de operación normal y en emergencias, conforme a los Criterios de 

Calidad, Seguridad y Desempeño y en especial establecer restricciones y criterios 

operativos para el cumplimiento de dichos los criterios;  

 

vi. Coordinar con el EOR el tratamiento de las indisponibilidades y mantenimientos 

de la RTR;  

 

vii.  Coordinar los servicios auxiliares que son suministrados por los agentes;  

 

viii.  Coordinar con el EOR la puesta en servicio de la conexión de nuevas instalaciones 

de los agentes transmisores a la RTR; 
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ix. Colaborar y coordinar con el EOR la administración del Sistema de Planificación 

de la Transmisión y Generación Regional (SPTR) 

 

x. Colaborar y coordinar con el EOR lo relacionado con las Ampliaciones de la RTR; 

y 

 

xi. Revisar la Capacidad Técnica de Transmisión presentada por los Agentes 

transmisores. 

 

d) Colaborar y coordinar con el EOR la administración de los derechos de transmisión; 

 

e) Coordinar con el EOR, por cuenta de sus agentes, la programación, conciliación, 

facturación y liquidación de transacciones en el MER;  

 

f) Mantener los criterios de calidad, seguridad y desempeño definidos en la Regulación 

Regional y proveer los servicios auxiliares que le han sido asignados; 

 

g) Cumplir con los requisitos de supervisión, control, comunicaciones y de medición 

comercial establecidos en el RMER; 

 

h) Desarrollar las interfaces regulatorias necesarias que permitan compatibilizar la 

regulación del MER, con  la regulación del mercado nacional, y someterla a la 

aprobación de la  instancia respectiva; 

 

i) Coordinar las pruebas técnicas y realizar las maniobras operativas requeridas por el 

EOR; 

 

j) Comunicar oportunamente a sus agentes información consignada por el EOR; 

 

k) Comunicar oportunamente al EOR la información consignada por sus agentes; 

 

l) Remitir al EOR y la CRIE un listado y el expediente incluyendo la información  de 

todos sus agentes y participantes de mercado;  

 

m) Realizar observaciones a la actuación del EOR, en cuanto a la aplicación de las 

normas y procedimientos incluidos en este Reglamento. 

 

n) Proponer y opinar sobre modificaciones de este Reglamento, de acuerdo a los 

procedimientos establecidos en el mismo; 

 

o) Colaborar con el EOR en la identificación de la RTR; y 

 

p) Cumplir con los requisitos de información para la Base de Datos Regional; 

 

1.5.5 Grupos de Trabajo en apoyo al EOR  

 
1.5.5.1 Los OS/OM y los Agentes colaborarán con los grupos de trabajo regionales que convoque 

el EOR para realizar estudios de cualquier índole o investigar las causas de eventos 

ocurridos en el ámbito de la RTR, aportando informaciones propias, resultados de estudios 

y evaluaciones propias y/o asesoramiento de expertos. 
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1.5.6 La Red de Transmisión Regional RTR 

 
1.5.6.1 La Red de Transmisión Regional RTR es el conjunto de instalaciones de transmisión a través 

de las cuales se efectúan los intercambios regionales y las transacciones comerciales en el 

MER, prestando el Servicio de Transmisión Regional.  

 
1.5.6.2 La RTR está conformada por instalaciones que son propiedad de agentes transmisores y su 

operación es coordinada y supervisada por el EOR y los OS/OM. 

 
1.5.6.3 El EOR es el responsable de identificar las instalaciones que componen la RTR como parte 

del Sistema de Planeamiento de la Transmisión Regional SPTR, cumpliendo con los 

criterios y procedimientos establecidos en la Regulación Regional. 

 

1.6 Propósito del RMER 
 

1.6.1 El propósito del RMER es: 

 
a) Regular la operación técnica y comercial del MER para que el funcionamiento del 

Mercado sea eficiente, competitivo, transparente y confiable; 

 

b) Establecer las responsabilidades, del EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado 

en relación con el MER; 

 

c) Regular la operación de la RTR por parte del EOR de manera que: (i) se garantice la 

seguridad del sistema, (ii) se garantice el libre acceso de los agentes del mercado; y 

(iii) se alcancen los objetivos del MER; 

 

d) Precisar las facultades del EOR necesarias para el desarrollo adecuado de sus 

funciones en relación con el MER y la RTR; 

 

e) Establecer los términos y condiciones bajo los cuales los agentes pueden realizar 

transacciones en el MER;  

 

f) Regular las actividades de los agentes del mercado en el MER; 

 

g) Regular las actividades de los agentes del mercado en relación con la RTR; 

 

h) Proveer mecanismos para la supervisión, vigilancia y control de las actividades en el 

MER y de la conducta de los agentes del mercado; 

 

i) Definir procedimientos para la aplicación de sanciones en caso de incumplimiento 

del RMER; 

 

j) Proporcionar un marco eficaz para la resolución de controversias entre los agentes 

del mercado y entre éstos con los OS/OMS y con el EOR;  

 

k) Establecer los procedimientos y mecanismos a ser utilizados, en la conciliación, 

facturación y liquidación de las transacciones comerciales realizadas en el MER; 



 

 

 

 39  

 

 

 

l) Establecer un proceso ágil, transparente y eficiente para efectuar modificaciones al  

RMER; y 

 

m) Definir procedimientos para el manejo y la publicación de información relacionada 

con el MER. 

 

1.7 Interpretación del RMER 
 

1.7.1 Referencias 

 
A menos que el texto indique lo contrario, en el RMER: 

 

a) Las palabras en singular incluyen el plural y viceversa; las palabras con género 

incluyen cualquier género; las palabras o frases en cursiva tienen un significado 

particular definido en el Glosario; 

 

b) Una expresión referida a una persona se refiere a una persona natural o jurídica; 

 

c) Una persona jurídica incluye cualquier compañía, sociedad, fundación, consorcio, 

asociación, corporación u otro organismo corporativo público o privado, agencia 

gubernamental, organismo internacional y cualquier otro tipo o clase de entidad u 

organismo contemplado en el RMER; 

 

d) Una referencia a una persona natural incluye los albaceas, administradores, 

sucesores, suplentes y concesionarios legales de esa persona, incluyendo sus 

respectivos suplentes o sucesores;  

 

e) Una referencia a un organismo (incluyendo pero sin limitarse a institutos, 

asociaciones, organismos internacionales o autoridades), sea estatutaria o no, que 

cesa de existir o cuyas funciones son transferidas a otro organismo, se aplica al 

organismo que lo reemplaza o que substancialmente recibe sus facultades y 

funciones;  

 

f) Una referencia a un capítulo, numeral, disposición, parte o anexo se hace a un 

capítulo, numeral, disposición, parte o anexo del RMER; una referencia a un numeral 

en un capítulo del RMER se hace a un numeral de dicho capítulo; una referencia a 

numerales del RMER separada por la palabra ñaò (i.e., ñnumerales 1.1 a 1.4ò) es 

inclusiva; 

 

g) Una referencia a cualquier ley, decreto, reglamento, promulgación, ordenanza, 

estatuto, resolución, regla, orden o directiva incluye todas las leyes, decretos, 

reglamentos, promulgaciones, ordenanzas, estatutos, resoluciones, reglas, órdenes o 

directivas que la modifican, consolidan, restablecen, extienden o reemplazan; una 

referencia a una ley o decreto incluye todos las reglamentaciones, promulgaciones, 

decisiones, reglas y estatutos de naturaleza legislativa emitidas bajo dicha ley o 

decreto;  

 

h) Una referencia a un documento o a una disposición de un documento, incluyendo el 

Libro I del RMER, comprende las modificaciones, suplementos, reemplazos y 
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adiciones a dicho documento o disposición del documento, así como cualquier 

gráfica, tabla, apéndice u otro anexo del mismo; y 

 

i) Una referencia a un objeto incluye las partes del mismo. 

 

1.7.2 La CRIE constituirá la instancia de interpretación definitiva del RMER , para tal fin la CRIE 

podr§ utilizar, como fuentes de interpretaci·n,  los documentos: ñInforme de Dise¶o 

General del Mercado El®ctrico Regionalò, ñInforme de Dise¶o de Detalle de la Operaci·n 

T®cnica y Comercialò e ñInforme de Dise¶o Detallado de Transmisi·nò del MER. 

 
1.7.3 Este Libro forma parte de la Regulación Regional aplicable al EOR, a los OS/OM y a los 

agentes del mercado, de conformidad con el Tratado Marco y sus Protocolos. Si se 

presenta alguna inconsistencia entre los libros del RMER y otros documentos que regulen 

la operación del MER, el asunto será referido a la CRIE para su resolución. 

 
1.7.4 Encabezados 

 
Los encabezados en el RMER se incluyen sólo como referencia y no afectan la 

interpretación del mismo, tampoco deben entenderse como indicaciones de que todas las 

disposiciones del RMER relacionadas con algún tópico en particular se encuentran en un 

determinado capítulo, numeral, cláusula, parte o anexo. 

 

1.7.5 Plazos 

 
1.7.5.1 En los cálculos de plazos de tiempo que se realicen bajo el RMER, a menos que se 

especifique lo contrario, cuando exista una referencia a un número de días entre dos (2) 

eventos, los días se cuentan excluyendo el día en el cual sucede el primer evento e 

incluyendo el día en el cual sucede el segundo evento. 

 
1.7.5.2 Cuando en el RMER se indique que un plazo es de días, éstos deberán entenderse como días 

calendario, a menos que se especifique lo contrario.  

 
1.7.5.3 A menos que se especifique lo contrario en el RMER, los días no hábiles se refieren a días 

de asueto en el país sede del EOR y aquellos días que sean de asueto en al menos cuatro 

países miembros previa autorización del EOR. Cada año, antes del quince (15) de diciembre 

del año precedente, el EOR informará a los agentes los días no hábiles de su calendario.  

 
1.7.5.4 A menos que se especifique lo contrario en el RMER, para aquellos procesos o asuntos 

donde interviene la CRIE, los días no hábiles se refieren a días de asueto en el país sede de 

la CRIE. Cada año, antes del quince (15) de diciembre del año precedente, la CRIE publicará 

en su sitio de Internet los días no hábiles de su calendario.  

 
1.7.6 Tiempo y Moneda 

 
1.7.6.1 A menos que se indique lo contrario, toda referencia de tiempo en el RMER o en cualquier 

forma, guía u otro documento a que se refiere el numeral 1.8.6, corresponde al tiempo oficial 

del país sede del EOR. 
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1.7.6.2 Toda referencia en el RMER a una cantidad monetaria en documentos de transacciones 

económicas o conciliación de obligaciones, en documentos de cobro y pago o en cualquier 

forma, guía u otro documento a que se refiere el numeral 1.8.6, deberá expresarse en Dólares 

de los Estados Unidos de América. 

 

1.8 Administración del RMER 
 

1.8.1 Publicaciones 

 
1.8.1.1 Siempre que la Regulación Regional requiera que la CRIE o el EOR publiquen algún 

documento o información, dicho requerimiento se hará efectivo publicando el documento o 

información en su sitio de Internet. El documento o información se considerará publicado 

desde el momento en que se encuentre disponible en su respectivo sitio de Internet.  

 
82Las resoluciones que emita la CRIE entrarán en vigencia en el momento en que ésta lo 

disponga.  

 
1.8.1.2 En los casos que la Regulación Regional prescriba con respecto a un documento o 

información específica un modo de publicación diferente al descrito en el numeral 1.8.1.1, 

la CRIE o el EOR deberán publicarlo en su sitio de Internet, además de cumplir con los 

requisitos de publicación prescritos para tales documentos o información. En tal caso, el 

documento o información se considerará publicado en la fecha en la cual los requerimientos 

prescritos de publicación han sido satisfechos. 

 
1.8.2 Avisos y Notificaciones 

 
1.8.2.1 Forma de aviso 

 
1.8.2.1.1 83A menos que se indique lo contrario y con sujeción a lo dispuesto en el numeral 1.8.3, 

cualquier aviso, comunicación o notificación que deba darse en cumplimiento del RMER, 

se deberá efectuar por uno de los siguientes medios:  

 
a) Correo electrónico, a las direcciones electrónicas registradas ante el EOR cuando sea 

éste quien las efectúe. Cuando sea la CRIE quien deba efectuarlas, podrá también 

utilizar las direcciones electrónicas suministradas a la CRIE; o 

 

b) Servicio de mensajería, correo certificado u otra forma de entrega personal, enviado a: 

(i) la oficina sede del EOR, si el destinatario es el EOR, (ii) la oficina sede del OS/OM, 

si el destinatario es un OS/OM, o (iii) la dirección indicada en el registro de Agentes 

del Mercado que mantiene el EOR, conforme al numeral 3.9 del presente Libro, si el 

destinatario es un agente del MER. 

 
c) Correo electrónico, servicio de mensajería, correo certificado u otra forma de entrega 

personal a las direcciones suministradas por el remitente o a las direcciones que consten 

en los archivos del ente, si el destinatario es un tercero. 

 

                                                 
82 Adicionado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
83 Modificado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
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1.8.2.1.2  84A menos que se indique lo contrario, cualquier solicitud o presentación de información 

que deba hacerse ante la CRIE o en cumplimiento del RMER, se deberá efectuar por escrito, 

en idioma español, con la debida identificación y firma de quien la suscribe, con copia de 

su documento de identificación que en caso de ser una persona jurídica, adicionalmente 

deberá acreditarse mediante documento idóneo la representación con la que actúa y con 

indicación del correo electrónico para recibir notificaciones; pudiendo presentarse en forma 

física y en original, por medio de servicio de mensajería, correo certificado u otra forma de 

entrega personal, o bien por correo electrónico a la dirección registrada en la respectiva 

página web del destinatario, debiendo en este último caso tener a disposición los 

documentos originales en forma física en caso de ser requerido. 

 

1.8.2.1.3 85 

 

1.8.2.2 Fecha de recepción de la notificación 

 
1.8.2.2.1 86Para el cumplimiento de la Regulación Regional, en cualquier momento se podrán llevar 

a cabo avisos, comunicaciones o notificaciones. Para el efecto deberán considerarse todas 

las horas como hábiles. 

 

A menos que se indique lo contrario y con sujeción a lo dispuesto en el numeral 1.8.3, 

cualquier aviso, comunicación o notificación dado según lo dispuesto en el numeral 1.8.2.1, 

se considerará debidamente efectuado en los siguientes momentos: 

 

a) Cuando se efectúan por correo electrónico, en el día y hora en que el mensaje es 

registrado como enviado en el buzón electrónico de origen. 

 

b) Cuando se efectúan por servicio de mensajería, correo certificado u otra forma de entrega 

personal, en el día y hora en que el aviso, comunicación o notificación es entregado en 

la dirección de destino. 
 

1.8.2.2.2 87 

 
1.8.3 Instrucciones y órdenes del EOR 

 
A menos que se indique lo contrario, las instrucciones, direcciones y órdenes del EOR 

podrán ser impartidas o emitidas a los OS/OMS y a los agentes del mercado, a través del 

OS/OM correspondiente, por escrito o por medio de comunicación verbal, la cual deberá 

quedar registrada en un medio automático de grabación, en cuyo caso la instrucción, 

dirección u orden se considerará válidamente impartida o emitida al momento de efectuarse 

la comunicación.  

 

1.8.4 Modificaciones al  RMER 

 

                                                 
84 Modificado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
85 Derogado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
86 Modificado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
87 Derogado mediante Resolución CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019. 
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1.8.4.1 Aplicación 

 
a) Este numeral 1.8.4 establece los procedimientos para realizar modificaciones al 

RMER. Las disposiciones del RMER sólo podrán ser modificadas cuando se han 

seguido los procedimientos aplicables establecidos en este numeral; 

 

b) Una modificación al RMER se hará efectiva a partir del momento en que sea 

aprobada y publicada por la CRIE, de acuerdo con los procedimientos establecidos 

en este numeral;  

 

c) Las modificaciones al RMER podrán ser propuestas por cualquier agente del 

mercado, OS/OM, el EOR o por la misma CRIE, de acuerdo con los procedimientos 

establecidos en este numeral; 

 

d) En la formulación y aprobación de modificaciones al RMER, la CRIE tomará en 

consideración los fines y objetivos del MER establecidos en el Tratado Marco y sus 

Protocolos. 

 

1.8.4.2 Modificaciones propuestas por agentes del mercado, OS/OMS y el EOR 

 
a) Un agente del mercado podrá presentar una solicitud ante su respectivo OS/OM, 

proponiendo el estudio de una o más modificaciones al RMER. La solicitud de 

modificación deberá incluir la exposición de las razones por las cuales la o las 

modificaciones al RMER son necesarias o deseables; 

 

b) El OS/OM analizará y remitirá en un plazo máximo de un (1) mes al EOR cada una 

de las solicitudes de modificaciones de sus respectivos agentes del mercado, dando 

aviso a los agentes interesados. El OS/OM incluirá su opinión sobre la conveniencia 

o no de las modificaciones propuestas por los agentes; 

 

c) Un agente del mercado podrá presentar directamente una solicitud ante el EOR, 

proponiendo el estudio de una o más modificaciones al RMER, si por alguna razón 

el OS/OM no ha remitido su solicitud de modificación en el plazo indicado en el 

literal b), adjuntando la constancia de haber remitido al OS/OM la solicitud. En tal 

caso, el EOR remitirá una copia de la solicitud del agente del mercado a su 

respectivo OS/OM, solicitando su opinión sobre la modificación propuesta y el 

motivo por el que no se remitió la solicitud del agente dentro del plazo previsto, lo 

cual deberá responderse dentro de un plazo máximo de 10 días hábiles posteriores 

a la notificación;  

 

d) Un OS/OM podrá presentar directamente una solicitud al EOR, proponiendo el 

estudio de una o más modificaciones al RMER. La solicitud de modificación deberá 

incluir la exposición de las razones por las cuales la o las modificaciones al RMER 

son necesarias o deseables; 

 

e) El EOR podrá requerir a los agentes del mercado y/o a los OS/OM que presenten 

solicitudes de modificaciones al RMER que provean información adicional con 

respecto a las mismas; 
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f) El EOR reunirá y organizará las solicitudes de modificaciones al RMER presentadas 

por los agentes del mercado y los OS/OMS y las incluirá en el Informe de 

Regulación del MER descrito en el numeral 2.3.2, junto con su evaluación de las 

mismas.  

 

g) El EOR incluirá también en el Informe de Regulación sus recomendaciones para 

realizar ajustes y modificaciones al  RMER que considere convenientes para la 

operación eficiente del Mercado y del SER. 

 

h) Cada propuesta de modificación deberá contener específicamente la justificación 

de la misma  e incluirá como mínimo una valoración del impacto de la propuesta 

en la operación técnica comercial así como un análisis costo/beneficio; 

 

 

1.8.4.3 Modificaciones propuestas por la CRIE 

 
La CRIE analizará continuamente el desempeño y evolución del MER y hará 

recomendaciones de ajustes y mejoras a su funcionamiento, incluyendo propuestas de 

modificaciones al RMER. La CRIE incluirá los ajustes y las mejoras propuestas en el 

Informe de Diagnóstico del MER descrito en el numeral 2.3.2. Con base en los Informes 

de Regulación o de Diagnóstico del MER, la CRIE dará inicio al proceso de revisión y 

aprobación de las modificaciones propuestas al RMER establecido en el numeral 1.8.4.4. 

 

1.8.4.4 Revisión y aprobación de modificaciones 

 
a) La CRIE revisará las modificaciones al RMER propuestas en los Informes de 

Regulación y/o de Diagnóstico del MER, determinará el procedimiento y 

cronograma para la revisión y aprobación de las mismas y los hará públicos en un 

plazo máximo de treinta (30) días conforme a lo dispuesto en el numeral 1.8.1. La 

CRIE considerará la importancia y urgencia de las modificaciones propuestas al 

determinar el procedimiento y cronograma de revisión. La ejecución del 

cronograma tendrá un plazo máximo de ciento ochenta (180) días; 

 

b) La CRIE publicará las modificaciones propuestas al RMER y notificará al EOR y 

éste a los OS/OMS, invitando a la presentación de comentarios por escrito con 

respecto a las modificaciones en cuestión dentro de un plazo determinado de 

acuerdo con el cronograma establecido; 

 

c) La CRIE documentará los comentarios recibidos relacionados con las 

modificaciones propuestas al RMER junto con los argumentos en que basa su 

decisión, adoptará la resolución respectiva y la publicará conforme al numeral 

1.8.1 y notificara al EOR y este a los OS/OM. El EOR implementará las 

modificaciones al RMER que hayan sido aprobadas por la CRIE; 

 

d) Cuando la CRIE lo considere conveniente, el procedimiento para la revisión y 

aprobación de las modificaciones incluirá el mecanismo de audiencias públicas 

establecido en el reglamento interno de la CRIE; 

 

e) Después de realizada la audiencia pública, la CRIE publicará las modificaciones 

propuestas, el proceso de revisión seguido, los argumentos presentados durante el 
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proceso de revisión pública, la decisión tomada y las razones de la misma. Dicha 

decisión deberá ser publicada en un plazo no mayor de un (1) mes después de 

realizada la audiencia. El EOR implementará las modificaciones al RMER que 

hayan sido aprobadas por la CRIE; 

 

f) Cuando la CRIE considere que la urgencia de una modificación al RMER impide 

esperar la realización del procedimiento de revisión definido en este numeral 

1.8.4.4, adoptará mediante resolución una modificación transitoria al RMER que 

estará vigente hasta el momento en que el procedimiento de modificación descrito 

en este numeral, pueda llevarse a cabo, el cual deberá completarse como máximo 

en un plazo de seis (6) meses a partir de la entrada en vigencia de la norma 

transitoria. Transcurrido el plazo anterior, la norma transitoria perderá su 

vigencia. 

 
1.8.4.5 Asistencia de Expertos 

 
a) La CRIE podrá contratar las consultorías de apoyo y buscar el consejo de expertos 

externos que considere necesario o deseable con el propósito de cumplir las 

responsabilidades establecidas en este numeral 1.8.4;  

 

b) En cumplimiento de las responsabilidades establecidas en este numeral 1.8.4, la 

CRIE podrá solicitar la asistencia del EOR; 

 

c) En cualquier momento y para los casos en que la CRIE lo considere necesario o 

deseable, la CRIE podrá conformar grupos de trabajo para asistirla en el 

cumplimiento de las responsabilidades establecidas en este numeral 1.8.4; 

 

d) La CRIE definirá los términos y condiciones de referencia para el trabajo de los 

asesores o grupos mencionados en los literales anteriores. La CRIE notificará al 

EOR, los OS/OMS y agentes del mercado sobre la contratación de asesores o el 

establecimiento de dichos grupos de trabajo. 

 

1.8.5 Clarificaciones e Interpretaciones 

 
Por propia iniciativa o a partir de la recepción de peticiones de clarificación e interpretación 

con respecto a la aplicación del RMER por parte de los agentes, de los OS/OM o del EOR, 

la CRIE podrá publicar comunicados de clarificación e interpretación de la aplicación del 

RMER. En el ejercicio de esta atribución, la CRIE no podrá efectuar modificaciones al 

RMER. 

 

 

1.8.6 Documentos del EOR 

 
1.8.6.1 A menos que el contexto indique lo contrario, cuando se haga referencia en el RMER al 

diseño, creación, desarrollo, establecimiento o implementación de formas, guías u otros 

documentos por parte del EOR, dichas formas, guías u otros documentos no entrarán en 

vigencia hasta que sean adoptados por el EOR, publicados y se notifiquen de acuerdo con 

lo previsto en el numeral 1.8.1 y 1.8.2.   
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1.8.6.2 El EOR podrá efectuar las consultas, buscar consejo y asistencia y requerir los aportes de 

una o más personas, de la manera que considere apropiado antes de adoptar formas, guías u 

otros documentos, siempre que conserve su autonomía exclusiva de adoptar tales formas, 

guías u otros documentos. Dichas formas, guías u otros documentos deberán ser 

consistentes con la Regulación regional. 

 
1.8.6.3 Una vez adoptadas por el EOR, las formas, guías u otros documentos a los que se refiere 

este numeral serán publicadas y notificadas a los OS/OMS y los agentes del mercado. El 

EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado estarán en adelante obligados a cumplir con 

las disposiciones de tales formas, guías u otros documentos. 

 
1.8.6.4 El EOR podrá modificar, reemplazar o revocar cualquier forma, guía u otros documentos a 

que se refiere este numeral 1.8.6. Los procedimientos establecidos en los numerales 1.8.6.1 

y 1.8.6.2  se aplicarán igualmente a cualquier modificación, reemplazo o revocatoria de 

tales formas, guías u otros documentos. 

2. Información del MER 

 

2.1 Alcance del Capítulo 2 
 

Este capítulo establece los procedimientos que han de seguirse con respecto al suministro y 

manejo de información en el MER. 
 

2.2 Manejo de Información en el MER 
 

2.2.1 Conservación de Registros y Documentos 
 

Cualquier registro o documento preparado por el EOR, los OS/OMS, o los agentes del 

mercado, con base en lo dispuesto en este Reglamento, deberá ser conservado por el EOR, 

los OS/OMS o los agentes del mercado, según sea el caso, durante un plazo mínimo de 

cinco (5) años. Para los propósitos de este numeral se entender§ por ñregistroò cualquier 

registro de información, sin importar si se ha hecho de manera impresa, en película, por 

medio electrónico o de cualquier otra manera. 
 

2.2.2 Suministro y Manejo de la Información 
 

2.2.2.1 La CRIE, el EOR, los OS/OMS, y los agentes del mercado  deberán suministrar la 

información requerida por el  RMER dentro de los plazos especificados y de la forma y 

manera requeridas en el RMER. 
 

2.2.2.2 La información suministrada por la CRIE, el EOR,  los OS/OM o los agentes del mercado, 

en cumplimiento del presente RMER, deberá ser verdadera, correcta y completa en el 

momento en que se suministra, en el mejor conocimiento de la persona que la suministra. 

La CRIE, el EOR, los OS/OMS o los agentes del mercado no suministrarán, concientemente 

o por descuido, información requerida en cumplimiento del RMER que, en el momento y 

bajo las circunstancias en que se realice, sea equívoca o engañosa o que no revele un hecho 

que sea necesario para que la información no sea equívoca o engañosa. 
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2.2.2.3 Tan pronto como el EOR, un OS/OM o un agente del mercado descubra que alguna 

información previamente suministrada por él a cualquier persona, en cumplimiento de un 

requerimiento del RMER, era falsa, incorrecta, incompleta, equívoca o engañosa, la 

rectificará en el menor tiempo posible y suministrará la información verdadera, correcta, 

completa, no equívoca o no engañosa a la persona a quien se suministró originalmente la 

información mencionada. 

 
2.2.2.4 Sujeto a las disposiciones de confidencialidad del numeral 2.2.3, la CRIE y el EOR están 

autorizados para utilizar cualquier dato, registro o información obtenida en ejercicio de las 

facultades, funciones y obligaciones establecidas en la Regulación Regional. La CRIE y el 

EOR podrán utilizar tal información en relación con el RMER para llevar a cabo los 

procedimientos previstos en el RMER, incluyendo pero sin limitarse, a:  

 
a) Un proceso para realizar modificaciones al RMER conforme a lo dispuesto en el 

numeral 1.8.4; 

 

b) Un proceso de aplicación de sanciones conforme a lo dispuesto en el Libro IV del 

RMER;  

 

c) Un proceso de solución de controversias conforme a lo dispuesto en el Libro IV del 

RMER; y 

 

d) Auditorías técnicas  según se establece en el Libro II del RMER 

 

2.2.3 Confidencialidad 

 
2.2.3.1 La CRIE, el EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado deberán mantener confidencial 

toda información de terceros clasificada de esa manera y que esté en su posesión o de la 

cual tengan conocimiento. 

 
2.2.3.2 La CRIE determinará qué información suministrada por agentes del mercado u, OS/OMS o 

el EOR es de carácter confidencial, para ello tomará en cuenta la protección de información 

relacionada con secretos industriales y comerciales. Conforme al numeral 3.3.7.4 del Libro 

II del RMER, la información operativa del mercado no será considerada de carácter 

confidencial. 

 
2.2.3.3 La CRIE, el EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado: 

 
a) Se abstendrán de suministrar información confidencial a cualquier persona o entidad 

excepto en los casos autorizados por el RMER; 

 

b) Deberán utilizar o reproducir la información confidencial solamente para los 

propósitos para los que fue suministrada o para los fines señalados en el RMER; y 

 

c) No permitirán el acceso a información confidencial a personas no autorizadas. 

 

2.2.3.4 La CRIE, el EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado deberán: 

 
a) Prevenir el acceso no autorizado a información confidencial que se encuentre en su 

posesión o bajo su control; y 
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b) Asegurarse que toda persona a la cual le suministran información confidencial 

conozca lo dispuesto en este numeral en relación con tal información. 

 

2.2.3.5 La CRIE, el EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado, tan pronto como tengan 

conocimiento de un incumplimiento a lo dispuesto en el presente numeral 2.2.3 con respecto 

a información confidencial, deberán: 

 
a) Informar el hecho a cualquier persona con la cual se relacione dicha información 

confidencial, o que la suministró; y 

 

b) Tomar las medidas para evitar la divulgación, acceso, uso o reproducción no 

autorizada de la información confidencial como resultado de dicho incumplimiento. 

 

2.2.3.6 La CRIE, el EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado adoptarán medidas internas con 

relación a la protección de información confidencial, tales como y no limitados a la firma 

de acuerdos de confidencialidad, los cuales les permitan cumplir y vigilar el cumplimiento 

de sus obligaciones contempladas en este numeral 2.2.3. 

 
2.2.3.7 A menos que en otros numerales de este Reglamento se disponga otra cosa, será permitida:  

 
a) La divulgación, uso o reproducción de información, si en el momento de divulgación, 

uso o reproducción la información es conocida de manera general sin haber violado 

la  confidencialidad de la misma; 

 

b) El suministro de información confidencial por parte de la CRIE, el EOR, un OS/OM 

o un agente del mercado a: 

 

i. Un directivo, funcionario o empleado del EOR, OS/OM o agente del 

mercado, cuando dicha persona requiere la información confidencial para el 

desempeño adecuado de sus deberes y responsabilidades bajo este 

Reglamento; o 

 

ii. Un asesor jurídico o de otro tipo, un auditor u otro consultor de la CRIE, el 

EOR, un OS/OM o agente del mercado, cuando dicha persona requiere la 

información para propósitos contemplados en el RMER o dentro de un 

acuerdo celebrado en cumplimiento del RMER. 

 

c) La divulgación, uso o reproducción de información confidencial: 

 

i. Por parte del agente del mercado que suministró la información confidencial 

de acuerdo con el RMER; 

 

ii. Con el consentimiento del agente del mercado que suministró la información 

confidencial de acuerdo con el RMER; o 

 

iii.  En el caso de datos de conciliaciones o de mediciones, por o con el 

consentimiento del agente del mercado relacionado con tales datos. 
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d) La divulgación, uso o reproducción de información confidencial por requerimiento 

de cualquier gobierno o ente gubernamental, organismo regulatorio, autoridad o 

agencia que tenga jurisdicción sobre un OS/OM o agente del mercado o sus afiliados 

con respecto a sus actividades dentro del MER. 

 

2.2.3.8 Será posible la divulgación, uso o reproducción de información confidencial requerida en 

relación con procedimientos legales, conciliación, arbitrajes, determinación de expertos u 

otros mecanismos en relación con el RMER, cuando: 

 
a) El suministro de información confidencial es requerido para proteger la salud y 

seguridad de personas, la integridad de instalaciones o equipos necesarios para 

asegurar la operación segura y confiable de la RTR o para preservar el medio 

ambiente; 

 

b) La información confidencial suministrada pertenece a un componente no 

identificable o se presenta como una suma agregada; o 

 

c) El suministro de información confidencial la hace la CRIE o el EOR a un OS/OM o 

agente del mercado, cuando la RTR se encuentre en un estado de operación de alerta 

o de emergencia o cuando el EOR anticipa la ocurrencia de dicho estado, y en la 

medida que el suministro de información confidencial ayudará al OS/OM o agente 

del mercado a responder a las condiciones referidas o ayudará al EOR a restaurar la 

RTR a un estado de operación normal. 

 

2.2.3.9 Antes de efectuar cualquier suministro de información confidencial en los casos 

contemplados en los numerales 2.2.3.7 y 2.2.3.8, se deberá informar a los receptores de 

dicha información la naturaleza confidencial de la misma y realizar todos los esfuerzos 

razonables, incluyendo pero sin limitarse a la firma de acuerdos de confidencialidad, para 

garantizar que el receptor mantenga confidencial dicha información y no la use para 

propósitos distintos a los contemplados en dichos numerales. 

 
2.2.3.10 Antes de efectuar cualquier suministro de información confidencial en los casos 

contemplados en el numeral 2.2.3.7,  deberá darse aviso a la persona relacionada con dicha 

información, de manera que se le permita controvertir tal acción o conciliar los términos y 

condiciones de la misma. 

 
2.2.3.11 Al efectuar cualquier suministro de información confidencial en los casos contemplados en 

el numeral 2.2.3.8, deberá darse aviso, tan pronto como sea posible, a la persona relacionada 

con dicha información. 

 
2.2.4 Condiciones de Acceso 

 
2.2.4.1 Todo OS/OM, agente del mercado y cualquier otra persona que consulte, recupere o 

almacene la información publicada o puesta a disposición, a través de cualquier medio, 

por la CRIE o el EOR, se hará responsable de la consulta, recuperación o almacenamiento 

de dicha información por su propia cuenta. 
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2.2.4.2 Cuando un agente del mercado  o cualquier otra persona realice una solicitud de 

suministro de información que se encuentre en posesión o bajo el control de la CRIE o el 

EOR, éstos podrán suministrar la información solamente si consideran que no están 

limitados por este Reglamento para suministrarla. 

 
2.2.4.3 Además de cualquier obligación específica del EOR de suministrar información 

contemplada en el RMER, el EOR  podrá suministrar a los OS/OMS, los agentes del 

mercado o cualquier otra persona, la información solicitada por éstos y relacionada con la 

operación del MER que no tenga carácter confidencial. El EOR determinara el plazo de 

entrega de la información y recuperará el costo de suministro de dicha información 

mediante el cobro directo de la misma al solicitante. 

 
2.2.4.4 La información que se encuentre disponible por medios electrónicos podrá ser 

suministrada en formato  sólo lectura. 

 
2.2.4.5 Si la CRIE o el EOR permiten el acceso a información confidencial a través de medios de 

comunicación electrónicos, dicha entidad implementará protocolos de control de acceso y 

de seguridad.  

 

2.3 Informes de los organismos regionales 
 

2.3.1 Informe de Regulación del MER 

 
2.3.1.1 El EOR deberá elaborar periódicamente un Informe de Regulación en donde identifique los 

problemas detectados durante la administración y operación del MER y proponga 

soluciones a los mismos, incluyendo ajustes o modificaciones al RMER. Este Informe 

deberá ser sometido a consideración de la CRIE y publicado por el EOR de manera 

semestral, o en cualquier momento de manera extraordinaria cuando se presenten cambios 

o situaciones imprevistas que requieran un análisis inmediato por parte de la CRIE.  

 
2.3.1.2 El Informe de Regulación del EOR deberá incluir, como mínimo, los criterios seguidos en 

la  implementación y aplicación de la Regulación Regional, los inconvenientes encontrados 

durante la administración y operación del mercado y las diferencias que hayan surgido con 

los OS/OMS o con los agentes del MER en la aplicación de la Regulación Regional. 

 
2.3.1.3 En el Informe de Regulación, el EOR propondrá procedimientos operativos para ser 

aprobados por la CRIE, identificará distorsiones y otros problemas que afecten la 

administración y operación eficiente del mercado y con base en sus análisis propondrá 

mejoras, incluyendo recomendaciones de modificaciones al RMER si lo considera 

necesario. En dicho Informe el EOR incluirá las observaciones y solicitudes de 

modificaciones a los Libros provenientes de los OS/OMS y de los agentes del mercado, 

junto con su opinión sobre las mismas. 

 
2.3.1.4 El Informe de Regulación del MER deberá ser publicado de acuerdo con lo previsto en el 

numeral 1.8.1 y las propuestas y solicitudes de modificaciones al RMER de los agentes del 

mercado y los OS/OMS serán tramitadas de acuerdo con lo establecido en el numeral 1.8.4.2 

El reglamento interno del EOR deberá contener las guías y procedimientos para la 

presentación del Informe de Regulación. 
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2.3.2 Informe de Diagnóstico del MER 

 
2.3.2.1 La CRIE analizará continuamente la evolución y resultados del MER y elaborará 

anualmente, o con más frecuencia si es necesario, un Informe de Diagnóstico donde evalúe 

el funcionamiento del MER con respecto al cumplimiento de los objetivos del mismo. El 

Informe de Diagnóstico del MER recogerá los análisis de la CRIE y las observaciones y 

propuestas presentadas por el EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado en los Informes 

de Regulación del MER, incluyendo las solicitudes de modificaciones al RMER. 

 
2.3.2.2 En los Informes de Diagnóstico, la CRIE evaluará la necesidad y conveniencia de realizar 

ajustes a la Regulación Regional, con el objeto de corregir distorsiones, subsanar vacíos, 

eliminar normas obsoletas y en general promover la consolidación y desarrollo eficiente del 

Mercado. A partir de las conclusiones y recomendaciones contenidas en los Informes de 

Diagnóstico, la CRIE podrá iniciar un proceso de revisión y aprobación de modificaciones 

al RMER. 

 
2.3.2.3 Para la elaboración de los Informes de Diagnóstico y en el proceso de revisión de solicitudes 

de modificaciones al RMER, la CRIE podrá solicitar la asistencia del EOR, de grupos 

asesores y en general de expertos externos cuando lo considere conveniente. El reglamento 

interno de la CRIE deberá contener las guías y procedimientos para la elaboración y 

presentación del Informe de Diagnóstico. 

 
2.3.2.4 El Informe de Diagnóstico del MER deberá ser publicado de acuerdo con lo previsto en el 

numeral 1.8.1. El proceso de revisión y aprobación de las propuestas de modificaciones al 

RMER deberá ajustarse a lo dispuesto en el numeral 1.8.4.4. 

 

2.4 Base de Datos Regional 

 
2.4.1 El EOR desarrollará, mantendrá y administrará una Base de Datos Regional estructurada 

según un modelo integrado de datos, que contendrá toda la información necesaria para el 

cumplimiento de sus funciones y el registro de los resultados y la evolución del MER para 

información de los interesados. 

 
2.4.2 La información que contendrá la Base de Datos Regional será la establecida en el RMER y 

aquélla adicional que el EOR requiera para el desarrollo de sus funciones y el cumplimiento 

de sus responsabilidades. El manejo y acceso a toda la información contenida en la Base 

de Datos Regional se ajustará a lo dispuesto en el numeral 2.2. 

 
2.4.3 La estructura de la Base de Datos Regional preverá como mínimo la organización de la 

información en una base de datos comercial y una base de datos operativa que contengan 

todos los datos necesarios para la administración del Mercado, el planeamiento operativo, 

los estudios de seguridad operativa  y la operación coordinada del SER por parte del EOR, 

de conformidad con lo establecido en el RMER. La Base de Datos Regional permitirá el 

almacenamiento, procesamiento, registro e intercambio de la información relevante para el 

desarrollo de, al menos, los siguientes procesos del MER: 

 
a) Predespachos Regional y Nacionales; 

 

b) Operación en Tiempo Real;  
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c) Posdespacho Regional; 

 

d) Conciliación, Facturación y Liquidación de Transacciones; 

 

e) Planeamiento Operativo y Seguridad Operativa; 

 

f) Planeamiento Indicativo de la Expansión Regional; 

 

g) Sistema de Planeamiento de la Transmisión Regional;  

 

h) Supervisión y Vigilancia del Mercado; y 

 

i) Información histórica proveniente del intercambio de información entre centros de 

control. 

 

2.4.4 La Base de Datos Regional se actualizará principalmente con información producida por el 

EOR y con información suministrada por los OS/OMS, los adquiridos por medio del 

SCADA y la información de los agentes del mercado, los cuales podrán realizar la 

actualización en forma automática desde sus propias bases de datos. La información 

proporcionada por los agentes de mercado será enviada a través de su OS/OM. Los plazos 

para la actualización de la información de la Base de Datos Regional serán los definidos 

en este Reglamento. 

 
2.4.5 El EOR, después de consultar con los OS/OMS y los agentes del mercado, deberá definir 

procedimientos de comunicación para el intercambio de información con los OS/OMS y 

los agentes del mercado, especificando el tipo, formato y plazos en que se deberá 

suministrar la información. Periódicamente, y después de consultar con los OS/OM y 

agentes del mercado, el EOR podrá revisar y modificar los procedimientos de 

comunicación del Mercado. 

 
2.4.6 Con respecto a la información suministrada por los OS/OMS y los agentes del mercado con 

destino a la Base de Datos Regional, el EOR definirá un procedimiento de revisión y 

objeciones, de acuerdo con cada tipo de información, con el propósito de verificar la 

consistencia de la misma e identificar errores de trascripción y comunicación. En todo caso, 

los OS/OMS y los agentes del mercado serán responsables de la información suministrada. 

 
2.4.7 El EOR mantendrá como parte de la Base de Datos Regional, la información de la 

Regulación Regional, incluyendo el Tratado Marco y sus Protocolos, el RMER y la 

reglamentación asociada expedida por la CRIE. Así mismo, mantendrá en la Base de Datos 

Regional los Informes Operativos y del Mercado. 

 
2.4.8 El EOR dará acceso a su Base de Datos Regional por medio de su sitio de Internet. 
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3. Agentes del MER 

 

3.1 Alcance del Capítulo 3 

 

Este capítulo establece los derechos y obligaciones de los agentes del mercado incluyendo 

los requisitos para realizar transacciones en el MER. 
 

3.2 Agentes del Mercado 

 

3.2.1 Son agentes del MER las personas naturales o jurídicas dedicadas a la generación, 

transmisión, distribución y comercialización de electricidad; así como grandes 

consumidores, habilitados para participar en el MER, según lo establecido en este RMER.  
 

3.2.2 De conformidad con lo dispuesto en el Tratado Marco, los agentes del MER que son 

empresas de transmisión regional deberán dedicarse exclusivamente a la actividad de 

transmisión de energía y no podrán participar en las otras actividades mencionadas en el 

numeral anterior. 
 

3.2.3 En cumplimiento de lo dispuesto en el Tratado Marco, mientras la legislación de un país 

permita a una misma empresa la realización de dos o más actividades en la prestación del 

servicio eléctrico, o la designación de una sola empresa para realizar transacciones en el 

Mercado, éstas deberán crear unidades de negocios separadas que permitan una clara 

identificación de los costos de cada actividad. 
 

3.2.4 Cualquier persona natural o jurídica que pretenda inyectar o retirar energía desde o hacia 

países no miembros,  deberá solicitar su habilitación como agente en el mercado nacional 

del país donde se encuentre ubicado el nodo de la RTR terminal de un enlace extraregional 

del MER. 
 

3.3 Derechos y Obligaciones de los Agentes 

 

3.3.1 Un agente del mercado tendrá derecho a: 
 

a) Comprar y vender energía en el MER libremente y sin discriminación alguna  de 

conformidad con la regulación nacional y regional. Las empresas de transmisión 

regional tendrán como único fin la actividad de transmisión o transporte de energía 

eléctrica; 

  

b) Participar en el Mercado de Oportunidad Regional y en el Mercado de Contratos 

Regional a nivel regional, sujeto a lo dispuesto en el literal (a); 

 

c) Solicitar a través de su OS/OM, dentro de los plazos establecidos en este Reglamento, 

que el EOR revise los resultados de cualquier transacción comercial en la cual el 

agente crea que se cometió un error de cálculo o de aplicación  del RMER;  

 

d) Recibir una remuneración por el uso de terceros de instalaciones de su propiedad que 

pertenezcan a la RTR, en el caso de los agentes transmisores; 
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e) Presentar, a través del OS/OM correspondiente, propuestas de modificaciones al 

RMER y ser consultado sobre propuestas de otros agentes, OS/OMS o el EOR; 

 

f) 88Presentar ante el EOR, de acuerdo al procedimiento establecido para tal fin en el 

Libro IV, el recurso de reconsideración sobre los actos generales del EOR y sobre 

aquellos que lo afecten de manera particular.  

 

g) Acudir ante la CRIE para la resolución de controversias relacionadas con el RMER; 

 

h) Impugnar las decisiones de la CRIE de carácter particular que lo afecten, mediante la 

utilización del recurso de reposición; y 

 

i) Al debido proceso en el evento de investigaciones realizadas por la CRIE. 

 

3.3.2 Un agente del mercado estará obligado a: 

 
a) Pagar de manera oportuna los cargos por servicios del EOR y la CRIE que se 

establezcan en el RMER; 

 

b) Pagar de manera oportuna los cargos resultantes de sus transacciones y por los 

servicios recibidos en el MER; 

 

c) Permitir el acceso a sus instalaciones de representantes designados por el EOR o la 

CRIE para efectuar las inspecciones y auditorias que se establezcan en el RMER; 

 

d) Cumplir con los requisitos de supervisión, control, comunicaciones y de medición 

comercial establecidos en el RMER;  

 

e) Realizar, en coordinación con el OS/OM respectivo, las pruebas técnicas requeridas 

por el EOR; 

 

f) Realizar las maniobras de sus equipos de acuerdo con lo dispuesto en la Regulación 

Regional, siguiendo las instrucciones de los respectivos OS/OMS bajo la 

coordinación del EOR; 

 

g) Constituir y mantener los montos de garantías de pago que sean requeridas por el 

RMER e informar al EOR y al OS/OM los cambios a las condiciones de las garantías; 

 

h) Cumplir las sanciones y pagar las multas impuestas por la CRIE, previstas en los 

Protocolos y el Libro IV del RMER; y 

 

i) Mantener y entregar a su respectivo OS/OM toda la información requerida en este  

Reglamento. 

 

3.3.3 Los agentes transmisores tendrán las obligaciones con respecto a sus instalaciones que se  

detallan en el Capítulo 3 del Libro III. 

 

                                                 
88 Modificado mediante Resolución CRIE-51-2017 del 27 de octubre de 2017.  
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3.3.4 El agente del mercado deberá proveer garantías de pago como se establece en el numeral  

1.9 del Libro II del RMER, como condición para realizar transacciones en el MER con el 

fin de asegurar la liquidez del MER. 

 
3.3.5 Por efecto de su habilitación para participar en el MER, cada agente del mercado reconoce 

y acepta que el EOR tendrá la facultad de representarlo ante los demás agentes del mercado, 

los OS/OMS y la CRIE para efectos de la conciliación, facturación y liquidación de las 

transacciones comerciales y otras obligaciones de pago en el MER, de conformidad con lo 

establecido en el presente Reglamento. 

 

3.4 Requisitos para realizar transacciones en el MER 

 
3.4.1 Cualquier agente que desee realizar transacciones en el MCR y/o en el MOR deberá 

presentar al EOR, a través de su OS/OM, lo siguiente: 

 
a) Solicitud de autorización para realizar transacciones en el MER; 

 

b) Constancia de estar debidamente habilitado en el mercado nacional para participar 

en transacciones internacionales, extendida por el OS/OM o la autoridad 

correspondiente; 

 

c) Constancia emitida por su OS/OM que certifique el cumplimiento de los requisitos 

técnicos aplicables, según el tipo de agente del mercado, a que se refiere el numeral 

3.5; y  

 

d) Garantía mínima de pago en el MER conforme a lo establecido en los numerales 

1.9.1 y 1.9.2 del Libro II del RMER. 

 

3.4.2 El EOR, en un plazo de cinco (5) días hábiles, a partir de la recepción de la solicitud de 

realizar transacciones en el MER, deberá requerir al OS/OM del país del solicitante 

cualquier información o aclaración adicional que se requiera como soporte de la solicitud, 

cuando en opinión del EOR, la misma esté incompleta o contiene información con respecto 

a la cual se requiere aclaración.  

 
3.4.3 Si la información adicional o aclaración requerida por el EOR, conforme al numeral 

anterior, no es proporcionada a satisfacción del EOR en un plazo de diez (10) días hábiles, 

a partir de la notificación de información o aclaración adicionales, se considerará que el 

agente ha desistido de la solicitud de realizar transacciones y el EOR dará por caducado el 

trámite y archivará la solicitud. 

 
3.4.4 El  EOR, en un plazo máximo de treinta (30) días a partir la recepción de la solicitud o de 

la información o aclaración adicional requerida conforme al numeral 3.4.2, mediante una 

comunicación por escrito, con la explicación de motivos, autorizará al agente para realizar 

transacciones en el MER y notificará al OS/OM correspondiente, siempre y cuando el 

solicitante a través de su OS/OM haya acreditado ante el  EOR el cumplimiento de los 

requisitos contenidos en el numeral 3.4.1. 

 
3.4.5 Si el solicitante no ha cumplido con los requisitos establecidos en el numeral 3.4.1, el EOR, 

en un plazo máximo de treinta (30) días a partir de la recepción de la solicitud o de la 
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información o aclaración adicional requerida conforme al numeral 3.4.2, mediante una 

comunicación por escrito, con explicación de motivos, negará la solicitud de realizar 

transacciones en el MER y notificará al OS/OM correspondiente. 

 
3.4.6 Los agentes del mercado deberán  notificar inmediatamente al EOR, a través de su OS/OM, 

cualquier cambio en su información relacionada con la solicitud de autorización para 

realizar transacciones en el MER. El EOR remitirá a la CRIE esta información. 

 
3.4.7 La CRIE evaluará, en un período máximo de treinta (30) días, la información relacionada 

con el numeral 3.4.6, a partir de la fecha de recepción de la información y verificara que la 

misma cumple con la Regulación Regional. La CRIE emitirá por resolución la decisión a 

seguir con relación a dicho agente. 

 

3.5 Requisitos Técnicos 

 
3.5.1 Para que un agente del mercado pueda ser autorizado para realizar transacciones de 

inyecciones o retiros de energía en el MER, son requisitos indispensables los siguientes: 

 
a) Que disponga de un equipo de medición propio, compartido o autorizado por su 

propietario, que cumpla con los requisitos establecidos en el Anexo 1 del Libro II del 

RMER ñSistema de Medición Comercial Regionalò en el punto de la RTR en el cual 

el agente va a realizar inyecciones o retiros de energía; y 

 

b) Que dicho equipo de medición deberá estar registrado ante el EOR, de acuerdo con 

lo establecido en el Anexo 1 del Libro II del RMER ñSistema de Medición Comercial 

Regionalò. 

 

3.5.2 Cada agente del mercado autorizado para realizar transacciones en el MER deberá asegurar 

que los equipos e instalaciones que utilice cumplan los requisitos técnicos aplicables 

establecidos en la Regulación Regional, garantizando que en todo momento los equipos e 

instalaciones conectados a la RTR: 

 
a) Cumplen los requisitos de medición comercial señalados en el Anexo 1 del Libro II 

del RMER ñSistema de Medición Comercial Regionalò; y 

 

b) Cumplen las normas de diseño para instalaciones conectadas a la RTR definidas en 

el Libro III del RMER. 

 

3.5.3 89Los equipos e instalaciones de medición que utilice cada agente que solicite ser autorizado 

para realizar transacciones en el MER, como condición para obtener dicha autorización 

conforme al numeral 3.4, deberán cumplir con lo establecido en el Anexo 1 del Libro II del 

RMER ñSistema de Medición Comercial Regionalò; 

 

3.6 Requisitos para dejar de realizar transacciones en el MER 

 

                                                 
89 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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3.6.1 Un agente del mercado que desee no continuar realizando transacciones en el MCR y en el 

MOR, deberá comunicarlo por escrito al EOR y la CRIE, a través de su OS/OM. La 

comunicación especificará la fecha en la que el agente del mercado tiene intención de no 

continuar realizando transacciones en el MER. 

 
3.6.2 Después de recibir la comunicación a la cual se refiere el numeral anterior, el EOR deberá 

informar a los otros OS/OMS y publicar que ha recibido dicha comunicación y que el agente 

que remitió la comunicación ha declarado su intención de no continuar realizando 

transacciones en el MER a partir de la fecha especificada en la misma. 

 
3.6.3 Sujeto a lo dispuesto en el numeral 3.6.4, el agente del mercado dejará de realizar 

transacciones en el MER en la fecha especificada en la comunicación dada según el numeral 

3.6.1, la cual no podrá ser inferior a tres (3) meses contados a partir de haber recibido dicha 

comunicación o de la última transacción realizada por el agente, cualquiera sea el último 

de estos eventos. 

 
3.6.4 Un agente del mercado que ha remitido una comunicación conforme al numeral 3.6.1, podrá 

dejar de hacer transacciones en el MER, si ha efectuado todos los pagos que deban ser 

realizados por él o a su nombre de acuerdo con el RMER; hasta tanto no se realicen dichos 

pagos deberán mantenerse vigentes las garantías de pago a que se refiere el numeral 3.3.4. 

 
3.6.5 Si por cualquier motivo, después de aceptado el retiro del agente para realizar transacciones 

en el MER, sujeto a lo dispuesto en el numeral 3.6.4, resultan saldos a favor o en contra del 

mismo en el MER, éstos serán incluidos en su DTER y posteriormente le serán facturados 

y liquidados. 

 

3.7 Retiro definitivo de Agentes 

 
3.7.1 Un agente del mercado que desee cesar su participación en el MER, deberá comunicarlo 

por escrito al EOR y la CRIE, a través de su OS/OM. La comunicación especificará la fecha 

en la que el agente del mercado tiene intención de retirarse del MER. 

 
3.7.2 Después de recibir la comunicación a la cual se refiere el numeral anterior, el EOR deberá 

informar a los otros OS/OMS y publicar que ha recibido dicha comunicación y que el agente 

que remitió la comunicación ha declarado su intención de retirarse del MER a partir de la 

fecha especificada en la misma. 

 
3.7.3 Sujeto a lo dispuesto en el numeral 3.7.4, el agente del mercado cesará su participación en 

el MER en la fecha especificada en la comunicación dada según el numeral 3.7.1, la cual 

no podrá ser inferior a tres (3) meses contados a partir de haber recibido dicha 

comunicación o de la última transacción realizada por el agente, cualquiera sea el último 

de estos eventos. 

 
3.7.4 Un agente del mercado que ha remitido una comunicación conforme al numeral 3.7.1, sólo 

podrá retirarse del MER si se ha retirado de su mercado nacional y cuando haya  efectuado 

todos los pagos que deban ser realizados por él o a su nombre de acuerdo con el RMER; 

hasta tanto no se realicen dichos pagos deberán mantenerse vigentes las garantías de pago 

a que se refiere el numeral 3.3.4. 
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3.7.5 Si por cualquier motivo, después del retiro de un agente del mercado  sujeto a lo dispuesto 

en el numeral 3.7.4, resultan saldos a favor del mismo en el MER, éstos serán conciliados, 

facturados y liquidados en el MER entre todos los agentes en forma proporcional a sus 

transacciones. 

 
3.7.6 Si por cualquier motivo, después del retiro de un agente del mercado sujeto a lo dispuesto 

en el numeral 3.7.4 y después de ejecutada la garantía de pago, resultan saldos a cargo del 

mismo en el MER, éstos serán cubiertos a través de un seguro del EOR y serán conciliados, 

facturados y liquidados entre todos los agentes afectados en forma proporcional hasta la 

cobertura del seguro. 

 

3.8 Suspensión de Agentes 

 
3.8.1 Si un Agente incurre en  infracciones y después de seguido el debido proceso conforme al 

Libro IV del RMER, la CRIE emite una orden de suspensión de dicho agente del mercado, 

la participación en el MER de ese agente del mercado se suspenderá por el plazo 

especificado en la orden o hasta que la CRIE notifique que la misma ha sido revocada. 

 
3.8.2 Una vez se expida una orden de suspensión de un agente del mercado, la CRIE publicará la 

orden conforme al numeral 1.8.1, notificará al agente suspendido e informará al EOR y al 

respectivo OS/OM de la suspensión del agente del mercado. 

 
3.8.3 Por efecto de la orden de suspensión, y a partir del día siguiente de la notificación de la 

misma  conforme al numeral 3.8.2, se suspenderá la participación del agente del mercado 

en el MER de la manera especificada en la orden de la CRIE, suspendiendo uno o varios de 

los derechos establecidos en el numeral 3.3.1, con excepción de los señalados en los 

literales (h), (i) y (j) de dicho numeral. 

 

3.8.4 90Un agente que haya sido suspendido del MER, permanecerá sujeto a todas las obligaciones 

y responsabilidades que haya asumido en cumplimiento del RMER. 

 

3.9 Registro de Agentes 

 
3.9.1 La CRIE establecerá, mantendrá, actualizará y publicará un registro de agentes del MER 

que contenga: 

 
a) Una lista de todos los agentes del mercado habilitados con su información de 

contacto; 

 

b) Una lista de todos los agentes del mercado autorizados para realizar transacciones en 

el MER; 

 

                                                 
90 Modificado mediante Resolución CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017. 



 

 

 

 59  

 

 

c) Una lista de todos los agentes del mercado que se encuentren suspendidos del MER, 

el momento a partir del cual sus derechos fueron suspendidos y el período de 

suspensión; 

 

d) Una lista de todos los agentes que se retiraron del MER actualizado al último mes 

con la fecha a partir de la cual cesaron su participación en el MER; 

 

e) Una lista de todos los agentes del mercado que se retirarán del MER y la fecha a 

partir de la cual cesarán su participación en el MER; y 

 

f) Una lista de todos los agentes del mercado que dejarán de realizar transacciones en 

el MER y la fecha a partir de la cual cesarán su participación en el MER. 

 

3.10  Cargos del Mercado 

 
3.10.1       La CRIE elaborará y aprobará la metodología para la fijación  del Cargo por Servicios de 

Operación del Sistema aplicando el siguiente procedimiento: 

 
a) La CRIE definirá y publicará la metodología que propone adoptar para la fijación 

de los Cargo por Servicios de Operación del Sistema y recibirá los comentarios de 

la misma por parte del EOR, siguiendo los procedimientos de consulta establecidos 

en el numeral 1.8.4.4; 

 

b) La metodología propuesta de los cargos incluirá los componentes de los 

requerimientos de ingreso de acuerdo con el presupuesto anual del EOR, la 

estructura de los cargos y la asignación de los mismos. En la publicación se incluirá 

una evaluación de como la metodología propuesta cumple con los principios de 

simplicidad, transparencia, eficiencia económica y suficiencia financiera; y 

 

c) Después de revisar los comentarios recibidos y haber introducido, si es el caso, 

modificaciones a la propuesta de metodología de fijación de cargos, la CRIE 

expedirá una resolución con la metodología de fijación de cargos que estará vigente 

a partir del primero de  enero del siguiente año. 

 

3.10.2 El Cargo por el Servicio de Regulación del MER será definido de conformidad con lo 

establecido en el Tratado Marco y sus Protocolos. 

 
3.10.3 La CRIE fijará una (1) vez al año, mediante resolución, los cargos que deberán pagar los 

agentes del mercado por el Servicio de Regulación del MER y por Cargo por Servicios de 

Operación del Sistema. En casos excepcionales y debidamente justificados, la CRIE podrá 

realizar ajustes a estos cargos. 

 
3.10.4 El EOR se encargará de incluir los Cargos por los Servicios de Regulación del MER y de 

Operación del Sistema en el Documento de Transacciones Económicas Regionales y será 

responsable de la facturación y liquidación de los respectivos pagos, de la manera 

establecida en el Libro II del RMER. 
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3.10.5 La facturación de los Cargos por el Servicio de Regulación del MER y Cargo por Servicios 

de Operación del Sistema será realizada en documentos de cobro separados de los cargos 

por transacciones realizadas en el MER, de la manera establecida en el  Libro II del RMER. 

 
3.10.6 Presupuesto del EOR 

 
3.10.6.1 El presupuesto anual del EOR será elaborado por este ente y propuesto a la CRIE para su 

aprobación a más tardar el primero (1) de noviembre del año precedente. El proceso de 

elaboración del presupuesto del EOR se realizará de conformidad con lo establecido en los 

procedimientos del EOR. 

 
3.10.6.2 La CRIE podrá aceptar u objetar el presupuesto del EOR con justa causa y lo comunicará al 

EOR a más tardar el quince (15) de noviembre. Los motivos de las objeciones serán 

debidamente documentados por la CRIE. 

 
3.10.6.3 Si el presupuesto del EOR es objetado por la CRIE, el EOR dispondrá de quince (15) días a 

partir del recibo de las objeciones de la CRIE para aceptar o presentar sus observaciones a 

la decisión tomada por la CRIE. 

 
3.10.6.4 Si el EOR presenta comentarios a las objeciones de la CRIE, esta última entidad dispondrá 

de quince (15) días a partir del momento de la recepción de comentarios para dar a conocer 

su decisión final sobre el presupuesto del EOR, decisión que será de obligatorio 

cumplimiento para el EOR. Previo a su aprobación definitiva, el presupuesto del EOR 

deberá ser publicado por la CRIE conforme al numeral 1.8.1.  

 
3.10.6.5 En caso que el Presupuesto del EOR no sea aprobado previo al primero de enero del año en 

vigencia, el EOR aplicará el cargo y el gasto correspondiente al presupuesto aprobado del 

año inmediato anterior, hasta que la CRIE apruebe el nuevo presupuesto. 

 
3.10.6.6 Durante la ejecución anual del presupuesto, el EOR podrá solicitar a la CRIE ajustes 

presupuestarios por causas debidamente justificadas.  

 
3.10.7 Presupuesto de la CRIE  

 
3.10.7.1 Cada año, a más tardar en el mes de noviembre, la CRIE aprobará, mediante resolución, su 

presupuesto del año siguiente con criterio de eficiencia económica, administrativa y de 

transparencia. El presupuesto previo a su aprobación definitiva deberá ser hecho público a 

través de su página electrónica, durante un período de quince días calendario.  

 
3.10.7.2 La CRIE deberá contratar una auditoría independiente sobre sus ingresos, gastos y la 

totalidad de su presupuesto, la cual será de acceso público. La CRIE podrá auditar al EOR 

y a los Operadores del Sistema y del Mercado nacionales de cada uno de los países 

miembros de la Comisión, acerca de los ingresos que por razón del cargo de regulación 

realicen. 
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1. Operación Comercial del MER 

1.1 Alcance del Capítulo 1 

La operación comercial del MER comprende la organización, procedimientos y reglas que 

rigen las transacciones entre los distintos agentes del mercado. En este capítulo se 

establecen los productos y servicios del MER, los tipos y características de las transacciones 

comerciales y la determinación de las cantidades y precios de las mismas. En este capítulo 

también se definen normas sobre la administración y la información comercial del Mercado 

Eléctrico Regional. 

1.2 Organización General 

El Mercado Eléctrico Regional es un mercado mayorista de electricidad superpuesto a los 

mercados eléctricos nacionales. El Mercado operará como una actividad permanente de 

transacciones comerciales de electricidad, con intercambios de corto plazo producto de un 

despacho económico regional coordinado con los despachos económicos nacionales y con 

contratos de compra y venta de energía entre los agentes del mercado. 

1.2.1 Productos y Servicios del MER 

Los productos y servicios ofrecidos en el MER comprenden la energía eléctrica, los 

servicios auxiliares, los servicios de transmisión regional, el servicio de operación del 

sistema y el servicio de regulación del MER. 

1.2.2 Tipos de Transacciones 

1.2.2.1 Las transacciones de energía en el MER se realizan por período de mercado, bien sea en el 

Mercado de Contratos Regional, a través de compromisos contractuales entre agentes del 

mercado, o en el Mercado de Oportunidad Regional, con base en ofertas de inyección y 

retiro de energía en los nodos de la RTR. Los compromisos asociados con los contratos y 

las ofertas de inyección y retiro en el Mercado de Oportunidad Regional se informan el día 

anterior a la operación del MER. 

1.2.2.2 El Mercado de Contratos Regional, MCR, está conformado por diferentes tipos de 

contratos, los cuales se identifican mediante tres (3) características no excluyentes, de 

acuerdo con los riesgos asumidos por las partes en cada uno de ellos: 

a) La prioridad de suministro de la energía eléctrica comprometida, ya sean Contratos 

Firmes o Contratos No Firmes; 

b) El tipo de relación contractual, bien se trate de Contratos No Firmes Financieros o 

Contratos No Firmes Físicos Flexibles; y 

c) El cubrimiento del riesgo de precio de los cargos de transmisión asociados a la 

entrega de la energía, ya sea a través de derechos de   transmisión o con ofertas de  

pago máximo por CVT. 

1.2.2.3 Las partes de los contratos regionales tendrán libertad para definir los precios y condiciones 

de los compromisos contractuales que adquieren, de acuerdo con su propia percepción de 

riesgo. 

1.2.2.4 El Mercado de Oportunidad Regional, MOR, se basa en ofertas diarias de inyección y retiro 

de energía en nodos específicos de la RTR, para cada período de mercado. 
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1.2.2.5 El Mercado de Oportunidad Regional comprende: 

a) Las transacciones de oportunidad programadas (TOP) en el predespacho regional 

para cada período de mercado, un día antes de la operación; y 

b) Las transacciones producto de las desviaciones en tiempo real de las inyecciones y 

retiros programados (TDTR), para cada período de mercado  

1.2.3 Período de Mercado 

1.2.3.1 El período de mercado es de una hora.  En cada uno de ellos tendrá efecto la programación 

de las transacciones, el despacho de energía y la conciliación de las transacciones realizadas, 

tanto en precio como en cantidades.  

 

1.3 Mercado de Contratos Regional 

1.3.1 Propósito y Características 

1.3.1.1 El Mercado de Contratos Regional tiene por objeto dotar a los agentes del MER de 

instrumentos para manejar los riesgos de suministro y precio de la energía en el mercado 

regional y posibilitar las inversiones de largo plazo en la infraestructura regional. 

1.3.1.2 El Mercado de Contratos Regional comprende los contratos, entre agentes del mercado, de 

inyección y retiro de energía eléctrica en nodos de la RTR, validados por los OS/OM y 

sujetos a las reglas para su administración y despacho establecidas en este Libro. 

1.3.1.3 Los OS/OM validarán  los contratos de conformidad con el marco jurídico y regulatorio de 

su país. Los contratos regionales deberán igualmente cumplir con lo establecido en la 

Regulación Regional 

1.3.1.4 Todas las transacciones en el Mercado de Contratos Regional  se realizaran entre los nodos 

de inyección y nodos de retiro en la RTR. 

1.3.1.5 Los compromisos adquiridos en el Mercado de Contratos Regional podrán cumplirse por 

medio de inyecciones y retiros de energía en el Mercado de Oportunidad Regional. 

1.3.1.6 La parte vendedora de un contrato regional deberá cumplir su compromiso de venta en el 

nodo especificado en el contrato e informado al EOR, bien sea utilizando energía propia  

que inyecte en su nodo de la RTR y/o con compras en el Mercado de Oportunidad Regional 

si como resultado del predespacho regional su inyección programada es inferior al 

compromiso contractual. 

1.3.1.7 La parte compradora de un contrato regional cumplirá su compromiso de compra en el nodo 

especificado en el contrato e informado al EOR, bien sea retirando la energía en su nodo de 

la RTR y/o con ventas en el Mercado de Oportunidad Regional si como resultado del 

predespacho regional su retiro programado es inferior al compromiso contractual. 

1.3.1.8 Para efectos del cálculo de las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional, los 

contratos regionales se considerarán por la totalidad del compromiso contractual informado 

al EOR, sujetos a la condición de reducción de compromisos contractuales definida en el 

numeral 1.3.7.5 c). 

1.3.1.9 El EOR realizará la conciliación de las cantidades de energía de las transacciones por 

contratos regionales. Mientras que la facturación y liquidación de dichas transacciones, así 

como las garantías de pago de la parte compradora a la parte vendedora serán 

responsabilidad de las partes del contrato.  
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1.3.2 Tipos de Contratos 

1.3.2.1 De acuerdo con la firmeza de entrega de la energía comprometida existen dos (2) tipos de 

contratos en el MER: (i) los Contratos Firmes, que establecen prioridad de suministro para 

la parte compradora de conformidad con lo establecido en el numeral 1.3.4.1 d) y e); y (ii)  

los Contratos No Firmes que no establecen prioridad de suministro para la parte 

compradora. 

1.3.2.2 Los Contratos No Firmes pueden ser de dos tipos: (i) Financieros, los cuales no afectan el 

predespacho regional y sólo se tienen en cuenta para efecto de la conciliación de 

transacciones, y (ii)  Físicos Flexibles, los cuales son compromisos físicos de energía que 

pueden ser flexibilizados en el predespacho regional mediante ofertas de oportunidad 

asociadas a los contratos. 

1.3.2.3 Los Contratos Firmes deben tener asociados derechos de  transmisión entre los nodos de 

inyección y retiro. Los Contratos No Firmes del tipo Físico Flexible pueden tener asociadas 

ofertas de pago máximo por CVT y/o ofertas de flexibilidad asociadas a la energía 

comprometida en el contrato. 

1.3.2.4 91De acuerdo con la clasificación anterior, los siguientes son los tipos de contratos 

disponibles en el MER: 

a) Contrato Firme: con derechos de  transmisión; 

b) Contrato No Firme Financiero: Contrato No Firme sin ofertas asociadas; y 

c) Contrato No Firme Físico Flexible: Contrato No Firme con ofertas de flexibilidad y 

adicionalmente podrá tener asociadas ofertas de pago máximo por  CVT. 

1.3.3 Requisitos 

1.3.3.1 Los términos, precios y condiciones de los contratos regionales serán libremente pactados 

entre las partes compradora y vendedora, con sujeción a los requerimientos establecidos en 

este Libro. 

1.3.3.2 Las partes de los contratos regionales serán las únicas responsables por el cumplimiento de 

la totalidad de las obligaciones y compromisos adquiridos en los contratos. Las únicas 

funciones a cargo del EOR en relación con los contratos serán las establecidas en este Libro. 

1.3.3.3 Los contratos regionales sólo podrán celebrarse entre  agentes de diferentes países 

miembros. 

1.3.3.4 La duración mínima de los contratos regionales será de un (1) día, subdividido en los 

períodos de mercado. 

                                                 
91 Mediante la Resolución CRIE-P-04-2014, emitida el 06 de marzo del 2014, se aprobó un Mecanismo 

Transitorio para la asignación de los Derechos Firmes de Transmisión en los contratos con prioridad de 

suministro, mediante el cual se definen los contratos con prioridad de suministro. Mediante Resolución CRIE-

P-26-2014, emitida el 30 de septiembre de 2014, se aprobó el Procedimiento de Aplicación de los Contratos 

Regionales con Prioridad de Suministro y Derechos Firmes. Mediante Resolución CRIE-P-20-2015, de 25 de 

junio de 2015, se modificó los literales D8 y D9 de Anexo 2 del Procedimiento de Aplicación de los Contratos 

Regionales con Prioridad de Suministro y Derechos Firmes. Mediante el resuelve cuarto de la Resolución CRIE-

46-2015, emitida el 11 de noviembre de 2015, quedaron vigentes operativamente los CRPS asignados 

previamente hasta que finalizara el período de los DF asociados a esos contratos. 
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1.3.3.5 La parte vendedora y/o compradora de un contrato regional, que sea informada al EOR, 

deberá tener las suficientes garantías de pago en el MER, conforme al numeral 1.9, para 

respaldar las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional, cargos de servicios de 

transmisión y otros cargos que pudiesen resultar del cumplimiento del contrato.  

1.3.3.6 Ambas partes de un contrato regional deberán informar diariamente al EOR, a través de sus 

respectivo OS/OMS, el tipo de contrato y suministrar la información establecida en los 

numerales 1.3.4.3, 1.3.6.1 y 1.3.7.4 de acuerdo con el tipo de contrato. 

1.3.4 92Contratos Firmes 

1.3.4.1 Características 

a) En un Contrato Firme la parte vendedora se compromete a vender energía firme a la 

parte compradora en el nodo de retiro de la RTR designado en el contrato; 

b) La energía vendida en un Contrato Firme regional hará parte de las transacciones del 

MER y será considerada como energía firme en el país donde se ubica el nodo de 

retiro de la parte compradora. La energía comprometida en un Contrato Firme 

regional no podrá ser comprometida en un contrato nacional; 

c) Una de las partes de un Contrato Firme regional, designada en el contrato, deberá ser 

el titular de los derechos de  transmisión entre los respectivos nodos de inyección y 

retiro del contrato, en el sentido del nodo de inyección hacia el nodo de retiro;  

d) 93 La Energía Firme, que soliciten los agentes del mercado, será la máxima energía 

correspondiente a los contratos que el Regulador Nacional o la Autoridad Nacional 

Competente para determinar Energía Firme (ANC), registre, autorice o certifique, 

según corresponda, en el  país de retiro al agentes habilitado en su país y en el país 

de inyección al agente habilitado en su país, pudiendo tener en cuenta la capacidad 

de generación, la disponibilidad de recursos energéticos, la demanda máxima de 

cada sistema nacional, los requerimientos de reserva y los contratos regionales y 

nacionales existentes.  

 El regulador nacional, deberá notificar por escrito a la CRIE con copia al EOR, la 

designación de la ANC y sus cambios, publicándolo en su página web. 

e) 94La cantidad de energía que un agente del mercado puede vender o comprar en un 

Contrato Firme estará limitada por: 

i. La cantidad de energía firme registrada, autorizada o certificada por el 

regulador nacional o la ANC del respectivo país, conforme al literal d) 

anterior; y por 

ii. Los derechos de  transmisión, entre los nodos de inyección y retiro 

asociados al contrato, en poder de la parte designada en el contrato. 

                                                 
92 Mediante Resolución CRIE-P-17-2012 del 04 de octubre de 2012, se dejó temporalmente suspendida la 

aplicación de los contratos firmes. Mediante Resolución CRIE-46-2015 del 11 de noviembre de 2015, se aprobó 

el Procedimiento de Aplicación de los Contratos Firmes y Derechos Firmes, mismo que ha sido modificado 

por las siguientes resoluciones: Resolución CRIE-7-2017 del 09 de marzo de 2017, Resolución CRIE-18-2017 

del 05 de mayo de 2017 y Resolución CRIE-31-2018 del 15 de febrero de 2018. Mediante Resolución CRIE-

37-2017 del 14 de agosto de 2017 se reguló un Procedimiento de Reintegro Económico por DF.  
93 Modificado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
94 Modificado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
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f) 95La cantidad de energía firme que se registre, autorice o certifique, conforme al 

literal d) anterior, puede ser transada en contratos firmes regionales, por períodos de 

tiempo apropiados para cada país. 

 

1.3.4.2 Registro 

a) Todo Contrato Firme regional deberá ser registrado por las partes ante el EOR, a 

través de los respectivos OS/OMS, suministrando la información señalada en el literal 

b). El EOR mantendrá el registro de todos los Contratos Firmes vigentes en el MER 

y lo hará público; 

b) La información presentada para el registro de un Contrato Firme regional deberá 

identificar claramente la parte compradora y la parte vendedora, la energía firme 

contratada que corresponde a la máxima energía comprometida en un período de 

mercado durante la duración efectiva del contrato y desagregada a nivel mensual, los 

nodos de la RTR de inyección y retiro de la energía contratada, los derechos de  

transmisión asociados con el contrato y la parte poseedora de dichos derechos, y las 

fechas de inicio y finalización del contrato; y 

c) Los Contratos Firmes deberán registrarse en un plazo de por lo menos tres (3) días 

antes de la fecha prevista para el inicio de su ejecución.  

1.3.4.3 Coordinación de información 

a) Los compromisos asumidos en los Contratos Firmes regionales deberán ser 

informados diariamente al EOR, a través de los OS/OMS de las partes compradora y 

vendedora, tal como se indica en este numeral 1.3.4.3; 

b) Ambas partes declararán diariamente a sus respectivos OS/OMS las cantidades de 

energía del contrato, los nodos de inyección y retiro, la parte que posee los derechos 

de  transmisión asociados al contrato y la parte que asumirá los cargos por el 

diferencial de precios nodales asociados al compromiso contractual, para cada 

período de mercado. Las cantidades de energía declaradas diariamente, o energía 

declarada, de los Contratos Firmes deberán ser menores o iguales a la energía firme 

contratada; 

c) 96Adicionalmente, la parte compradora informará diariamente a su OS/OM la energía 

requerida del contrato, la cual deberá ser igual a la energía declarada del contrato. 

La parte vendedora, a través de su OS/OM, hará ofertas de flexibilidad al Mercado 

de Oportunidad Regional por un valor igual a la energía requerida por el comprador;  

97Las ofertas de flexibilidad asociadas a la parte vendedora de los CF, se deberán 

considerar en el predespacho regional como  ofertas de inyección de oportunidad, y 

en la Conciliación de las Transacciones Programadas como transacciones 

programadas de retiro o inyección de oportunidad, según corresponda. 

d) El OS/OM procederá a verificar que toda la información sobre los Contratos Firmes, 

suministrada por sus agentes, en cumplimiento de este numeral 1.3.4.3, sea válida y 

consistente con las normas del mercado nacional; 

                                                 
95 Modificado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
96 Modificado mediante Resolución CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021. 
97 Adicionado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
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e) Si un OS/OM identifica inconsistencias en la información contractual suministrada, 

deberá solicitar aclaraciones a la parte involucrada en su país y el contrato no será 

informado al EOR hasta recibir las aclaraciones, sujeto a los plazos establecidos en 

el numeral 5.12; 

f) Luego de verificar la información de los contratos, el OS/OM informará diariamente 

al EOR sobre los compromisos de Contratos Firmes de los agentes de su mercado, 

indicando las cantidades de energía declaradas, los nodos de inyección o retiro en la 

RTR, la parte que posee los derechos de  transmisión y aquélla que asumirá los cargos 

por el diferencial de precios nodales asociados al compromiso contractual, la energía 

requerida por el comprador y la oferta de flexibilidad al Mercado de Oportunidad 

Regional del vendedor correspondiente, asociada al contrato para cada período de 

mercado; 

g) Si el EOR identifica discrepancias entre la información de los Contratos Firmes 

regionales suministrada por los OS/OMS, o con la información consignada en el 

registro de los mismos, solicitará las aclaraciones pertinentes y la información 

asociada al contrato no será validado mientras subsistan las discrepancias.  

 

1.3.4.4 Predespacho 

a) El EOR incluirá los Contratos Firmes regionales validados diariamente en el 

predespacho regional. El EOR incluirá en el predespacho la energía requerida de 

los Contratos Firmes como retiros físicos a ser programados; 

b) Como resultado del predespacho, el EOR realizará la programación de las 

inyecciones y retiros por transacciones en el MER, para cada período de mercado, 

incluyendo las transacciones por Contratos Firmes y las transacciones de 

oportunidad que se deriven de dichos contratos; 

c) Los Contratos Firmes regionales tendrán la máxima prioridad de suministro en el 

MER, la energía requerida por el comprador de dichos contratos sólo podrá ser 

reducida en caso que la energía no pueda ser entregada parcial o totalmente en el 

nodo de retiro de la parte compradora debido a restricciones físicas en la capacidad 

de transmisión de la RTR o por cumplimiento de criterios de calidad, seguridad y 

desempeño regionales; 

d) 98En caso de no poder atenderse en el predespacho la totalidad de la energía 

requerida por los compradores de Contratos Firmes regionales, el EOR procederá a 

realizar la reducción a las cantidades de energía requerida y las ofertas de flexibilidad 

de cada uno los Contratos Firmes que son afectados por la restricción en la 

transmisión, en forma proporcional a la transmisión requerida por cada uno de los 

Contratos Firmes, según lo establecido en el Anexo 3. Con base a dichos resultados, 

el EOR calculará nuevamente el predespacho regional;  

e) El EOR informará diariamente a los agentes del mercado que sean partes de 

Contratos Firmes, a través de los respectivos OS/OMS, las cantidades de energía que 

han sido programadas en el predespacho en cumplimiento de los contratos; 

                                                 
98 Modificado mediante Resolución CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021. 
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f) En el Anexo 3 ñPredespacho y Posdespacho Regionalò se presenta la formulaci·n 

detallada del tratamiento de los Contratos Firmes en el predespacho regional. 

 

1.3.4.5 Redespachos y operación en tiempo real 

a) De acuerdo con los criterios definidos en el numeral 5.17.7, cuando se presenten 

cambios con respecto a las condiciones programadas en el predespacho, el EOR 

deberá realizar un redespacho regional y actualizar las transacciones programadas; 

b) El EOR informará a los agentes del mercado, a través de los OS/OMS, sobre las 

modificaciones en las transacciones por Contratos Firmes que resulten de 

redespachos y de la operación en tiempo real, así como del motivo de cada ajuste; 

c) Para la reducción parcial o total de las transacciones por Contratos Firmes en el 

redespacho se aplicará lo dispuesto en el numeral 1.3.4.4 d)  para la reducción de 

dichas transacciones en el predespacho; 

d) Durante la operación en tiempo real, debido a restricciones físicas en la capacidad 

de transmisión de la RTR o por cumplimiento de criterios calidad, seguridad y 

desempeño regionales, el EOR ordenará la reducción de las transacciones 

programadas dando prioridad a la atención de la energía requerida de los Contratos 

Firmes. 

1.3.4.6 Posdespacho 

a) Con base en las transacciones programadas en el predespacho y redespachos, el 

EOR determinará diariamente la cantidad de energía, por período de mercado, 

correspondiente a las transacciones por cada Contrato Firme, conforme al numeral 

2.4.3.3; 

b) Para el posdespacho y la conciliación de las transacciones por Contratos Firmes 

regionales, éstos se considerarán por la totalidad de la energía declarada, conforme 

al numeral 1.3.4.3 b), o por la energía reducida, conforme al numeral 1.3.4.4 d);  

c) Las diferencias entre la energía que se considerará para la conciliación de los 

Contratos Firmes conforme al anterior literal b) y las inyecciones y retiros 

programados se conciliarán en el Mercado de Oportunidad Regional, en los nodos 

respectivos, en forma de transacciones de oportunidad; 

d) El EOR realizará los cálculos de las cantidades de energía de las transacciones por 

Contratos Firmes regionales y los incluirá en el DTER, además de los otros cargos 

del MER relacionados con el contrato. La facturación y liquidación de las cantidades 

de energía del contrato se realizará directamente entre las partes del mismo. 

 

1.3.4.7 Cesión y terminación del contrato 

a) Cuando una o ambas partes de un Contrato Firme regional decidan ceder el mismo, 

deberán informar al EOR, a través de sus respectivos OS/OMS, de tal cesión, 

incluyendo los derechos de transmisión asociados, identificando la parte que cede el 

contrato, la nueva parte del mismo y la fecha desde la cual se hace efectiva la cesión. 

El EOR modificará el registro del contrato actualizando las partes del mismo; 
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b) Un Contrato Firme sólo podrá ser cedido a otro agente autorizado para realizar 

transacciones en el MER, el cual deberá demostrar el cumplimiento de las 

condiciones establecidas en el numeral 1.3.4.1 e); 

c) Las partes de un Contrato Firme regional deberán informar al EOR, a través de sus 

respectivos OS/OMS, acerca de la terminación anticipada de un Contrato Firme 

regional y la fecha desde la cual dicha terminación es efectiva. A partir de la fecha 

de terminación del contrato, el EOR lo retirará del registro de Contratos Firmes 

regionales; 

d) Las notificaciones sobre cesiones y terminaciones de Contrato Firmes deberán darse 

al EOR con un plazo no inferior a dos (2) días hábiles antes de la fecha en que entrará 

en efecto la cesión o terminación del contrato. 

 

1.3.5 Contratos No Firmes 

1.3.5.1 Los Contratos No Firmes son compromisos de inyección y retiro de energía en nodos de la 

RTR que no tienen prioridad de suministro para la entrega de energía en el nodo de retiro 

de la parte compradora. 

1.3.5.2 Las transacciones de energía mediante Contratos No Firmes no requieren la adquisición de 

derechos de transmisión. Sin embargo, una de las partes del contrato podrá adquirirlos si 

no han sido previamente asignados. 

1.3.6 Contratos No Firmes Financieros 

Un Contrato No Firme de tipo Financiero no tiene asociado ningún tipo de oferta al 

Mercado de Oportunidad Regional, no afecta el predespacho regional y solo se tiene en 

cuenta para la conciliación de transacciones. 

1.3.6.1 Coordinación de información 

a) Los compromisos asumidos en los Contratos No Firmes Financieros regionales 

deberán ser informados diariamente al EOR, a través de los OS/OMS de las partes 

compradora y vendedora, tal como se indica en este numeral; 

b) Ambas partes declararán diariamente a sus respectivos OS/OMS las cantidades de 

energía del contrato, los nodos de inyección y retiro y la parte que asumirá los cargos 

por el diferencial de precios nodales asociados al compromiso contractual, para cada 

período de mercado; 

c) El OS/OM procederá a verificar que la información de los Contratos No Firmes 

Financieros suministrada por sus agentes en cumplimiento de este numeral, sea 

válida y consistente con las normas del mercado nacional; 

d) Si un OS/OM identifica inconsistencias en la información contractual suministrada, 

deberá solicitar aclaraciones a la parte involucrada en su país y el contrato no será 

informado al EOR hasta recibir las aclaraciones, sujeto a los plazos establecidos en 

el numeral 5.12; 

e) Luego de verificar la información de los contratos, el OS/OM informará diariamente 

al EOR sobre los compromisos de Contratos No Firmes Financieros de los agentes 

de su mercado, indicando las cantidades de energía declaradas, los nodos de 

inyección o retiro en la RTR y la parte que asume los cargos por el diferencial de 

precios nodales asociados al compromiso contractual, para cada período de mercado; 
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f) Si el EOR identifica discrepancias en la información de los Contratos No Firmes 

Financieros regionales suministrada por los OS/OMS, solicitará las aclaraciones 

pertinentes y el contrato no será validado mientras subsistan las discrepancias. 

1.3.6.2 Posdespacho 

a) Con base en los Contratos No Firmes Financieros regionales validados diariamente, 

el EOR determinará, para cada período de mercado, la cantidad de energía 

correspondiente a las transacciones de dichos contratos, conforme al numeral 2.4.3.3; 

b) Para la conciliación de las transacciones por Contratos No Firmes Financieros 

regionales, éstos se considerarán por la totalidad de la energía declarada conforme 

al numeral 1.3.6.1;  

c) Las diferencias entre la energía de los Contratos No Firmes Financieros conforme al 

literal b) y las inyecciones y retiros programados se conciliarán en el Mercado de 

Oportunidad Regional, en los nodos respectivos, en forma de transacciones de 

oportunidad;  

d) El EOR realizará los cálculos de las cantidades de energía de las transacciones por 

Contratos No Firmes Financieros regionales y los incluirá en el DTER, además de 

los otros cargos del MER relacionados con el contrato. La facturación y liquidación 

de las cantidades de energía del contrato se realizará directamente entre las partes del 

mismo. 

1.3.7 Contratos No Firmes Físicos Flexibles 

1.3.7.1 Los Contratos No Firmes de tipo Físico Flexible son compromisos físicos que son 

flexibilizados mediante ofertas al Mercado de Oportunidad Regional, u ofertas de 

flexibilidad, efectuadas tanto por la parte compradora del contrato en el nodo de retiro como 

por la parte vendedora en el nodo de inyección.  

1.3.7.2 Las partes de un Contrato No Firme Físico Flexible deberán efectuar ofertas de flexibilidad 

al Mercado de Oportunidad por cantidades de energía iguales o menores al máximo 

compromiso contractual por período de mercado.  

1.3.7.3 Un Contrato No Firme Físico Flexible puede adicionalmente tener asociada una oferta de 

pago máximo por CVT, donde se informa la máxima disponibilidad a pagar por los cargos 

por el diferencial de precios nodales asociados a la energía comprometida en el contrato. 

1.3.7.4 Coordinación de información 

a) Los compromisos asumidos en los Contratos No Firmes Físicos Flexibles regionales 

deberán ser informados diariamente al EOR, a través de los OS/OMS de las partes 

compradora y vendedora, tal como se indica en este numeral 1.3.7.4; 

b) Ambas partes declararán diariamente a sus respectivos OS/OMS las cantidades de 

energía del contrato, los nodos de inyección y retiro y la parte que asumirá los cargos 

por el diferencial de precios nodales asociados al compromiso contractual, para cada 

período de mercado. Igualmente informarán las ofertas de flexibilidad asociadas al 

contrato y/o las ofertas de pago máximo por CVT, conforme a lo dispuesto en el 

numeral 5.5; 

c) El OS/OM procederá a verificar que toda la información sobre los Contratos No 

Firmes Físicos Flexibles, suministrada por sus agentes en cumplimiento de este 

numeral 1.3.7.4, sea válida y consistente con las normas del mercado nacional; 
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d) Si un OS/OM identifica inconsistencias en la información contractual suministrada, 

deberá solicitar aclaraciones a la parte involucrada en su país y el contrato no será 

informado al EOR hasta recibir las aclaraciones, sujeto a los plazos establecidos en 

el numeral 5.12;  

e) Luego de verificar la información de los contratos, el OS/OM informará diariamente 

al EOR sobre los compromisos de Contratos No Firmes Físicos Flexibles de los 

agentes de su mercado, indicando las cantidades de energía declaradas, los nodos de 

inyección o retiro en la RTR, la parte que asumirá los cargos por el diferencial de 

precios nodales asociados al compromiso contractual, y las ofertas de flexibilidad y 

de pago máximo por CVT asociadas a los contratos, para cada período de mercado; 

f) Si el EOR identifica discrepancias en la información de los Contratos No Firmes 

Físicos Flexibles regionales suministrada por los OS/OMS, solicitará las aclaraciones 

pertinentes y el contrato no será validado mientras subsistan las discrepancias.  

1.3.7.5 Predespacho 

a) El EOR incluirá los Contratos No Firmes Físicos Flexibles validados diariamente en 

el predespacho regional. Como resultado del predespacho, el EOR realizará la 

programación de los intercambios requeridos por transacciones en el MER, para cada 

período de mercado, incluyendo las transacciones por Contratos No Firmes Físicos 

Flexibles y las transacciones de oportunidad que se deriven de dichos contratos;  

b) Los Contratos No Firmes Físicos Flexibles no tienen prioridad de suministro en el 

MER, los compromisos contractuales podrán ser reducidos parcial o totalmente en el 

predespacho debido a restricciones físicas en la capacidad de transmisión de la RTR 

o por cumplimiento de criterios de calidad, seguridad y desempeño regionales.  

c) Los Contratos No Firmes Físicos Flexibles con ofertas de pago máximo por CVT 

serán reducidos parcial o totalmente hasta que el diferencial de precios entre los 

nodos de retiro e inyección del contrato satisfaga las condiciones de la oferta; 

d) El EOR informará diariamente a los agentes del mercado que sean partes de 

Contratos No Firmes Físicos Flexibles, a través de los respectivos OS/OMS, las 

cantidades de energía que han sido programadas en el predespacho en cumplimiento 

de los contratos; 

e) En el Anexo 3 ñPredespacho y Posdespacho Regionalò se presenta la formulaci·n 
detallada del tratamiento de los Contratos No Firmes Físicos Flexibles en el 

predespacho regional. 

1.3.7.6 Redespachos y operación en tiempo real 

a) De acuerdo con los criterios definidos en el numeral 5.17.7, cuando se presenten 

cambios con respecto a las condiciones programadas en el predespacho, el EOR 

deberá realizar un redespacho regional y actualizar las transacciones programadas; 

b) El EOR informará a los agentes del mercado, a través de los OS/OMS, sobre las 

modificaciones en las transacciones por Contratos No Firmes Físicos Flexibles que 

resulten de redespachos o de la operación en tiempo real, así como del motivo de 

cada ajuste; 

c) Para la reducción parcial o total de las transacciones por Contratos No Firmes Físicos 

Flexibles en el redespacho se aplicará lo dispuesto en el numeral 1.3.7.5 para la 

reducción de dichas transacciones en el predespacho; 
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d) Durante la operación en tiempo real, debido a restricciones físicas en la capacidad 

de transmisión de la RTR o por cumplimiento de criterios de calidad, seguridad y 

desempeño regionales, el EOR ordenará la reducción de las transacciones 

programadas dando prioridad a la atención de la energía requerida de los Contratos 

Firmes.   

 

1.3.7.7 Posdespacho 

a) Con base en las transacciones programadas en el predespacho y redespachos, el 

EOR determinará diariamente, para cada período de mercado, la cantidad de energía 

correspondiente a las transacciones por cada Contrato No Firme Físico Flexible, 

conforme al numeral 2.4.3.3; 

b) Para el posdespacho y la conciliación de las transacciones por Contratos No Firmes 

Físicos Flexibles regionales, éstos se considerarán por la totalidad de la energía 

declarada en el contrato, conforme al numeral 1.3.7.4 b), o la energía reducida en el 

contrato, conforme al numeral 1.3.7.5 c); 

c) Las diferencias entre la energía que se considerará para la conciliación de los 

Contratos No Firmes Físicos Flexibles conforme al anterior literal b) y las 

inyecciones y retiros programados se conciliarán en el Mercado de Oportunidad 

Regional, en los nodos respectivos, en forma de transacciones de oportunidad; 

d) El EOR realizará los cálculos de las cantidades de energía de las transacciones por 

Contratos No Firmes Físicos Flexibles regionales y los incluirá en el DTER, además 

de los otros cargos del MER relacionados con el contrato. La facturación y 

liquidación de las cantidades de energía del contrato se realizará directamente entre 

las partes del mismo. 

 

1.4 Mercado de Oportunidad Regional 

1.4.1 Propósito y Características 

 

1.4.1.1 El Mercado de Oportunidad Regional tiene por objeto ofrecer a los agentes del MER un 

ámbito formal y organizado para realizar intercambios de energía a nivel regional con base 

en ofertas de oportunidad de inyección y retiro de energía. 

1.4.1.2 El Mercado de Oportunidad Regional es un mercado de corto plazo y se basa en ofertas 

para inyectar o retirar energía por período de mercado, en los nodos de la RTR, las cuales 

se presentan con un día de anticipación a la operación del Mercado. 

1.4.1.3 Las ofertas de los agentes del mercado son informadas al EOR por los OS/OMS nacionales, 

junto con las ofertas de flexibilidad y/o ofertas de pago máximo por CVT asociadas a los 

Contratos No Firmes Físicos Flexibles. 

1.4.1.4 Las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional son producto de: 

a) Un predespacho de inyecciones y retiros de energía en los nodos de la RTR, de 

acuerdo con un modelo de optimización de la operación económica del Sistema 

Eléctrico Regional, teniendo en cuenta las restricciones de la RTR y las ofertas 

recibidas; y 
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b) 99La operación en tiempo real, durante la cual los intercambios reales de energía 

pueden desviarse de las transacciones programadas en el predespacho, por eventos, 

regulación o contingencias en la RTR. 

1.4.1.5 El máximo volumen de las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional está 

restringido por la capacidad de transmisión disponible en la RTR, considerando los límites 

de transferencia de la red eléctrica debido a criterios de calidad, seguridad y desempeño 

regionales.  

1.4.2 Tipos de Ofertas de Oportunidad 

1.4.2.1 Las transacciones del Mercado de Oportunidad Regional provienen de: 

a) Las ofertas de oportunidad de los agentes del MER;  

b) Las ofertas de flexibilidad asociadas a los Contratos No Firmes Físicos Flexibles, 

son de la misma naturaleza que las ofertas de oportunidad y son consideradas como 

tales en el predespacho regional. y 

c) Las ofertas de flexibilidad asociadas a la parte vendedora de los Contratos Firmes, 

son de la misma naturaleza que las ofertas de oportunidad y son consideradas como 

tales en el predespacho regional. 

 

1.4.2.2 Ofertas de oportunidad de los agentes  

a) Los OS/OMS informarán al EOR las ofertas de oportunidad de sus agentes a partir 

del predespacho nacional realizado de acuerdo con las normas vigentes en sus 

respectivos países. Los predespachos nacionales no considerarán importaciones o 

exportaciones de energía, ya sea en contratos o en ofertas de oportunidad que se 

prevean pueden salir despachadas; 

b) Diariamente, los OS/OMS informarán al EOR ofertas de oportunidad para inyectar 

y/o retirar energía el día siguiente en los nodos de la RTR conectados a sus sistemas 

nacionales, en la forma y plazos establecidos en el numeral 5 para la coordinación 

del predespacho regional; 

c) Las ofertas de oportunidad de inyección de energía informadas al MER por los 

OS/OMS deberán provenir de: 

i. Ofertas de los agentes autorizados para realizar transacciones, cuya energía 

provendrá de generación no despachada o despachada parcialmente, que no 

forme parte de la reserva requerida en el predespacho nacional;  

ii. Ofertas de agentes autorizados para realizar transacciones, cuya energía 

proviene  del nodo de interconexión con países no miembros; y 

iii.  Demanda nacional interrumpible por precio despachada en el predespacho 

nacional, cuando la regulación nacional lo permita. 

d) Las ofertas de oportunidad de retiro de energía informadas al MER por los OS/OM 

deberán provenir de: 

                                                 
99 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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i. Ofertas realizadas por los agentes autorizados  para realizar transacciones en 

el MER cuya energía provendrá del reemplazo de generación despachada en 

el predespacho nacional, si la regulación nacional lo permite; 

ii. Ofertas para atender déficit nacional; 

iii.  Ofertas de agentes autorizados para realizar transacciones, cuya energía se 

entrega en el nodo de interconexión con países no miembros; y 

iv. Demanda no atendida por precio en el predespacho nacional.  

 

1.4.2.3 Ofertas de flexibilidad asociadas a los contratos no firmes físicos flexibles 

a) Diariamente, las partes vendedora y compradora de cada Contrato No Firme Físico 

Flexible regional informarán al EOR, a través de sus OS/OMS correspondientes, las 

ofertas de flexibilidad asociadas a los contratos indicando su disponibilidad de 

comprar o vender, total o parcialmente, en el Mercado de Oportunidad Regional 

sus compromisos contractuales; 

b) Las ofertas de flexibilidad asociadas a los Contratos No Firmes Físicos Flexibles 

indicadas en el literal a) se informarán al EOR en la forma y plazos establecidos en 

el numeral 5 para la coordinación del predespacho regional. 

 

1.4.2.4 Ofertas de pago máximo por CVT asociadas a los contratos no firmes físicos flexibles 

Los Contratos No Firmes Físicos Flexibles podrán incluir ofertas indicando el máximo 

monto a pagar por los CVT. Estas ofertas serán tomadas en cuenta para la elaboración del 

predespacho regional como se establece en el Capítulo 5.  

 

1.4.3 Tipos de Transacciones de Oportunidad 

1.4.3.1 Las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional provienen del predespacho 

regional, redespachos y de la operación en tiempo real del MER, dando como resultado los 

distintos tipos de transacciones. 

1.4.3.2 Las transacciones de oportunidad programadas en el predespacho regional y actualizadas 

en los redespachos constituyen las Transacciones de Oportunidad Programadas, o TOPs. 

1.4.3.3 Las transacciones de oportunidad producto de las desviaciones durante la operación en 

tiempo real con respecto de las transacciones programadas constituyen las Transacciones 

por Desviaciones en Tiempo Real (TDTR). 

 

1.4.4 Programación, Coordinación y Posdespacho de las Transacciones de Oportunidad 

1.4.4.1 Predespacho 

a) Con base en las ofertas de oportunidad de los agentes autorizados para realizar 

transacciones en el MER, los contratos regionales validados, las ofertas de 

flexibilidad y/o ofertas de pago máximo por CVT  asociadas a los contratos, los 

requerimientos de servicios auxiliares regionales y los predespachos nacionales, el 

EOR realizará diariamente el predespacho económico regional; 
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b) El predespacho regional se realizará un día antes de la operación, para cada período 

de mercado, utilizando un modelo de optimización que determine el despacho 

económico óptimo de inyecciones y retiros de energía en los nodos de la RTR, 

conforme a lo establecido en el Capítulo 5. Para la realización del predespacho 

regional se tendrá en cuenta, además de la información indicada en el literal anterior, 

la configuración de la RTR y los criterios de calidad, seguridad y desempeño 

establecidos para la operación del sistema eléctrico regional, así como las 

limitaciones informadas por los OS/OM en los equipos de su sistema; 

c) Como resultado del predespacho regional se obtendrán, para cada uno de los 

períodos de mercado del día siguiente, las transacciones programadas y los precios 

ex-ante en cada nodo de la RTR para la valoración de las transacciones. El EOR 

informará a los OS/OMS sobre los resultados del predespacho regional. 

d) Una vez se publiquen las transacciones programadas y los precios nodales ex-ante 

producto del predespacho regional o de los redespachos efectuados, dichas 

transacciones constituyen compromisos comerciales que deberán cumplirse 

independientemente de las condiciones que se presenten durante la operación en 

tiempo real; 

e) En el Anexo 3 ñPredespacho y Posdespacho Regionalò se presenta la formulaci·n 

detallada del predespacho regional. 

 

1.4.4.2 Redespachos y operación en tiempo real 

a) De acuerdo con lo establecido en el numeral 5.17.7, cuando se presenten cambios con 

respecto a las condiciones programadas en el predespacho, el EOR deberá realizar 

un redespacho regional y actualizar las transacciones programadas; 

b) El EOR informará a los OS/OMS sobre las modificaciones a las transacciones 

programadas que resulten de los redespachos efectuados, así como el motivo de las 

mismas; 

c) 100Durante la operación en tiempo real se producirán Desviaciones en Tiempo Real 

cuando los intercambios reales de energía se desvíen de los intercambios 

programados en el predespacho regional y en los predespachos nacionales. Dichas 

desviaciones darán origen a Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real. 

 

1.4.4.3 Posdespacho y cálculo de desviaciones 

a) El EOR efectuará el posdespacho regional e informará los resultados del mismo a los 

OS/OMS conforme a lo establecido en el numeral 2.3; 

b) 101El EOR calculará para cada área de control y para cada período de mercado, la 

magnitud de las Desviaciones en Tiempo Real, conforme lo establecido en el Anexo 

4 del Libro II del RMER, para cada OS/OM actuando en representación de sus 

agentes;  

                                                 
100 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
101 Modificado mediante Resolución CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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c) Con base en los resultados del predespacho, posdespacho y el cálculo de las 

Desviaciones en el MER, el EOR efectuará la conciliación de las Transacciones de 

Oportunidad Programadas y las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real, 

conforme a lo establecido en los numeral 1.5 y 2.4. 

 

1.5 Sistema de Precios Nodales 

1.5.1 Para valorar las transacciones en el MER se utilizará un sistema de precios nodales. Los 

precios nodales representan los precios marginales de corto plazo de la energía en cada 

nodo de la RTR. Los precios nodales reflejan los costos asociados con las pérdidas 

marginales de energía y las restricciones de transmisión en la RTR. 

1.5.2 Las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional, tanto las Transacciones de 

Oportunidad Programadas como las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real, se 

conciliarán a los precios nodales de la RTR de la siguiente manera: 

a) Las inyecciones (ventas) y retiros (compras) de energía en la RTR, no cubiertas por 

contratos, reciben y pagan respectivamente el precio en el nodo de inyección y retiro 

correspondiente de la RTR;  

b) Se utilizan los precios nodales ex-ante, calculados en el predespacho regional, para 

conciliar las Transacciones de Oportunidad Programadas conforme a lo establecido 

en el numeral 2.4.3.2; y 

c) 102Se utilizan los precios nodales exïpost calculados en el posdespacho regional, 

como base para conciliar las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real 

conforme a lo establecido en el numeral 2.4.3.4. 

1.5.3 El Cargo Variable de Transmisión que se aplica a cada transacción contractual es igual a la 

diferencia entre los precios nodales de retiro y de inyección multiplicada por la cantidad de 

energía declarada o reducida considerada para la conciliación del contrato: 

a) Si la diferencia de precios es positiva, corresponde a un valor por pagar o cargo; y 

b) Si la diferencia de precios es negativa, corresponde a un valor por recibir o abono. 

1.5.4 El total de los Cargos Variables de Transmisión recolectados según establece el numeral 

1.5.3, se distribuirá de acuerdo a la metodología presentada en Libro III del RMER 

1.5.5 Todas las transacciones de energía que se llevan a cabo en el MER, bien sea en el Mercado 

de Contratos Regional o en el Mercado de Oportunidad Regional, deberán pagar cargos 

variables de Transmisión, como parte de los cargos por servicios de transmisión en el MER, 

con base en los precios nodales de la RTR. 

1.5.6 Las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional pagan los cargos variables de 

transmisión de manera implícita conforme al numeral 1.5.2, mientras que las transacciones 

en el Mercado de Contratos Regional pagan los cargos variables de transmisión de manera 

explícita conforme al numeral 1.5.3. 

                                                 
102 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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1.5.7 El EOR se encargará de conciliar los cargos variables de transmisión e incluirlos en el 

Documento de Transacciones Económicas Regionales conforme a lo dispuesto en el 

numeral 2.4.3.6. 

1.6 Servicios Auxiliares 

Los servicios auxiliares que se prestan en el MER se definen en el Libro III del RMER. Los 

servicios auxiliares se proveen como requerimientos mínimos de obligatorio cumplimiento 

y no son sujetos de transacciones ni de remuneración en el MER.  

1.7 Servicios de Transmisión Regional 

Los servicios de transmisión regional en el MER se prestarán y remunerarán conforme a lo 

establecido en Libro III del RMER. 

1.8 Otros Servicios 

Los servicios de operación y administración del mercado prestados por el EOR y de 

regulación del MER prestado por la CRIE serán remunerados a dichos organismos 

regionales conforme a lo establecido en el numeral 3.10. 

1.9 Garantías de Pago 

1.9.1 Constitución de Garantías 

1.9.1.1 Cada agente del mercado deberá cumplir con las obligaciones establecidas en este numeral 

1.9 con respecto a la constitución de garantías de pago que respalden sus obligaciones de 

pago en el MER. 

1.9.1.2 Los agentes del mercado constituirán garantías de pago, directamente o a través de sus 

OS/OMS, conforme al numeral 1.9.1.5, por los montos que libremente decidan, los cuales 

serán considerados para determinar el monto de las transacciones autorizadas diariamente 

en el predespacho del MER de acuerdo con lo establecido en el numeral 2.10.3. 

1.9.1.3 En todo caso, el monto de las garantías de pago no podrá ser inferior a un valor mínimo 

que cubra los pagos de transacciones por desviaciones en tiempo real, el Cargo por Servicio 

de Operación del Sistema, el Cargo por Servicio de Regulación del MER y los cargos por 

servicio de transmisión regional aplicables. El valor mínimo se calculará como el promedio 

mensual, calculado sobre los últimos tres meses de transacciones del agente, de los pagos 

efectuados por el mismo por los conceptos anteriores. Para los agentes nuevos, el monto 

mínimo de garantías durante el primer trimestre será establecido por cada OS/OM. 

1.9.1.4 El valor de las garantías de pago deberá ser suficiente para respaldar el pago de las 

transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional, las transacciones de oportunidad 

derivadas del Mercado de Contratos Regional, los cargos por el Servicio de Transmisión 

Regional, el Cargo por Servicio de Operación del Sistema y el Cargo por Servicio de 

Regulación del MER. El EOR calculará y verificará diariamente para todos los periodos de 

mercado el monto disponible de las garantías para autorizar las transacciones de cada agente 

en el MER. 
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1.9.1.5 103Los OS/OMS de cada país podrán constituir garantías de pago  que consoliden las 

garantías individuales de sus agentes conforme a este numeral de manera que se cubran las 

posibles obligaciones de pago que resulten por su participación en el MER, incluyendo la 

obligación de garantía mínima establecida en el numeral 1.9.1.3. El OS/OM deberá detallar 

el monto individual de cobertura de cada uno de los agentes.  

Cada OS/OM deberá constituir a favor del EOR, en representación de los agentes de su 

mercado nacional, una garantía de pago que cubra las transacciones por desviaciones en 

tiempo real. 

El monto de la garantía de pago no podrá ser inferior a un valor mínimo que se calculará 

como el promedio mensual calculado sobre los últimos tres meses de transacciones por 

desviaciones en tiempo real, el valor mínimo será actualizado mensualmente. 

1.9.2 Tipos de Garantías 

1.9.2.1 Como respaldo de sus transacciones y otras obligaciones de pago en el MER, los agentes 

del mercado constituirán, directamente o a través de los OS/OMS correspondientes, 

garantías de pago líquidas en la forma y plazos establecidos en el presente Libro. Las 

garantías de pago se constituirán a favor del EOR o de la entidad que ésta designe para la 

liquidación de las obligaciones en el MER. 

1.9.2.2 Las garantías de pago que se constituyan conforme al numeral 1.9.2.1: 

a) Deberán ser documentadas y presentadas por escrito; 

b) Deberán representar una obligación válida, vinculante y no sujeta a condicionamiento 

alguno de pagar al EOR, o a la entidad que éste designe, las cantidades indicadas en 

sus términos y correspondientes a las obligaciones de pago del agente del mercado 

en cumplimiento de la Regulación Regional; y 

c) Permitirán el reclamo y ejecución inmediata de las mismas, a solicitud del EOR o la 

entidad a favor de la cual se han constituido. 

1.9.2.3 Los tipos de garantías aceptables en el MER podrán ser: 

a) Depósitos de dinero en efectivo en calidad de prepago; y 

b) Cartas de crédito stand-by confirmadas e irrevocables y emitidas por bancos o 

instituciones financieras de primera l²nea calificadas con ñgrado de inversi·nò 

emitido por una agencia calificadora reconocida internacionalmente. 

1.9.3 Ejecución de Garantías 

1.9.3.1 En caso de incumplimiento por parte de un agente del mercado u OS/OM de alguna de sus 

obligaciones de pago en el MER, el EOR o la entidad financiera que este designe para la 

administración de los recursos, procederá a hacer efectivas las garantías constituidas por 

dicho agente y las aplicará al pago de las obligaciones correspondientes. 

1.9.3.2 La CRIE instruirá al EOR para hacer efectivas las garantías de pago constituidas por un 

agente del mercado u OS/OM con el fin de asegurar el pago de multas impuestas por la 

CRIE en cumplimiento de lo dispuesto en el Libro IV del RMER. 

                                                 
103 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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1.9.3.3 El orden de prioridad de pago de los montos acreedores del agente del mercado u OS/OM 

al presentarse incumplimiento de pago y ejecutar la garantía será el siguiente: 

a) Cargos por el Servicio de Regulación del MER y  por el Servicio de Operación del 

Sistema; 

b) Intereses por mora; 

c) Pago de transacciones de energía y por servicios de transmisión; y  

d) Pago de multas en el MER previa instrucción de la CRIE. 

1.9.3.4 En caso de incumplimiento por parte de un agente del mercado u OS/OM de alguna de sus 

obligaciones de pago en el MER, siempre y cuando no haya sido posible ejecutar 

satisfactoriamente las garantías correspondientes o las mismas no hayan sido suficientes 

para cubrir la obligación el día de liquidación, el EOR no aceptará, a partir del predespacho 

del día siguiente, las ofertas del agente que incumplió ni le permitirá la participación en 

cualquier tipo de transacción.  

1.9.3.5 Las disposiciones sobre ejecución de garantías establecidas en este numeral 1.9.3 no eximen 

al agente u OS/OM incumplidor de seguir atendiendo sus obligaciones de pago en el MER 

y se aplicarán sin perjuicio de la imposición de las sanciones por parte de la CRIE conforme 

al Libro IV del RMER. 

 

1.10 Base de Datos Comercial 

1.10.1 El EOR mantendrá en la Base de Datos Regional establecida en el numeral 2.4 de Libro I 

del RMER y pondrá a disposición de la CRIE, los OS/OMS y de los agentes del mercado, 

información sobre la operación comercial del MER en los formatos y medios que 

previamente establezca. 

1.10.2 El EOR deberá mantener en la Base de Datos Regional comercial la información 

suministrada por los OS/OMS y por los agentes del mercado para propósitos de la operación 

comercial del Mercado, los resultados de los predespachos y posdespachos regionales y la 

información necesaria para las funciones de vigilancia del Mercado establecida en el Libro 

IV del RMER. Dicha información deberá mantenerse en línea por lo menos tres (3) años. 

1.10.3 El EOR deberá establecer, mantener, actualizar y publicar de acuerdo a los períodos 

establecidos en este RMER, como mínimo, la siguiente información de la operación 

comercial del MER: 

a) El registro de los agentes del mercado definido en el numeral 3.9 del Libro I del 

RMER; 

b) Los Contratos Firmes registrados en el MER;  

c) Los Derechos de Transmisión asignados de acuerdo a las subastas realizadas; 

d) La información proveniente del Sistema de Medición Comercial Regional; 

e) Las cantidades de energía transadas tanto en el Mercado de Contratos Regional 

especificando sus diferentes tipos, como en el Mercado de Oportunidad Regional, 

para cada período de mercado; 

f) Los precios ex-ante y ex-post en los nodos de la RTR para cada período de mercado; 
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g) Los montos asignados por servicios de transmisión prestados en el MER para cada 

período de mercado;  

h) Los cargos de operación del sistema y de regulación del MER vigentes. 

2. Conciliación, Facturación y Liquidación 

2.1 Alcance del Capítulo 2 

Este Capítulo establece las reglas y procedimientos que deben seguirse para la conciliación 

de los diferentes tipos de transacciones comerciales y servicios prestados en el MER y para 

la facturación y liquidación de las obligaciones de pago resultantes. 

 

2.2 El Sistema de Medición Comercial Regional 

2.2.1 Cada nodo de la RTR donde se realicen inyecciones y/o retiros, deberá contar con medición 

comercial oficial con el fin de registrar dichas inyecciones y/o retiros de energía y los 

intercambios por los enlaces entre áreas de control que efectivamente se realizaron durante 

la operación en tiempo real del SER.  

2.2.2 En caso de existir un nodo de la RTR con enlaces a nodos que no pertenecen a ésta y con 

posibilidad de realizar transacciones de inyecciones y retiros, será el Transmisor Nacional, 

o el designado por la regulación nacional, el responsable de la medición comercial de dicho 

punto. 

2.2.3 El Sistema de Medición Comercial Regional, SIMECR, operado por los OS/OMS en 

coordinación con el EOR, será el encargado de obtener la lectura de los medidores ubicados 

en los nodos de la RTR, y de poner a disposición del proceso de conciliación comercial los 

valores registrados de las inyecciones y retiros en los nodos de la RTR y de los intercambios 

por los enlaces entre áreas de control. 

104Para los casos cuando un OS/OM no registre ante el EOR los equipos de medición 

comerciales nacionales ubicados en los nodos de la RTR o ubicados en nodos que cumplan 

lo indicado en el numeral A1.5.3.2 del Anexo A1 del Libro II del RMER, o no suministre 

los datos de medición de los mismos en forma y tiempo según la regulación regional, 

inmediatamente después el EOR deberá aplicar las siguientes disposiciones en la realización 

del predespacho regional:   

 

a) Para los OS/OMs, utilizar únicamente la misma información del predespacho 

nacional de un día que mejor represente la operación prevista del día en cuestión, sin incluir 

ofertas de oportunidad ni contratos al MER, remitido con anterioridad por el OS/OM, de 

forma análoga a lo establecido en los numerales 5.12.1 literal a) inciso iv) y 5.13.2 literal a) 

inciso v); y  

 

b) Para los Agentes, no se recibirán ofertas de oportunidad ni contrato al MER 

 
105Para los casos cuando no existan equipos medición comerciales nacionales ubicados en los 

nodos de la RTR y que no aplique lo indicado en el numeral A1.5.3.2 del Anexo A1 del 

                                                 
104 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
105 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
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Libro II del RMER, el EOR deberá considerar que lo establecido en el numeral A1.9.2.2 

del Anexo A1 del Libro II del RMER, deberá considerase como medición comercial oficial. 

2.2.4 El SIMECR estará conformado por los sistemas y equipos de medición comercial instalados 

en cada uno de los nodos de la RTR y en los centros de recolección de datos administrados 

y operados por los respectivos OS/OMS, incluyendo los enlaces de comunicaciones 

correspondientes; así mismo incluirá los sistemas y equipos instalados en el EOR para la 

recolección y procesamiento de los registros de energía reportados por los OS/OMS. 

2.2.5 106Los sistemas y equipos de medición deberán cumplir con lo establecido en el Anexo 1 

ñSistema de Medición Comercial Regionalò. 

2.2.6 107Los agentes que realicen transacciones utilizando medidores que no sean de su propiedad, 

deberán solicitar a los OS/OMS, con al menos una semana de anticipación, la autorización 

del uso de los medidores, en los nodos de la RTR en donde pueden hacer transacciones de 

energía. Dicha autorización debe identificar el medidor con el cual se tomarán las lecturas 

(identificación del agente y equipo) y permanecerá válida hasta que haya una solicitud de 

que se cancele la misma. El OS/OM deberá enviar al EOR la confirmación por escrito de 

las autorizaciones que emita. El Agente propietario del medidor deberá ser informado por 

el OS/OM de las autorizaciones emitidas para el uso de dicho medidor. 

2.2.7 El EOR establecerá un proceso de registro con la información básica de los equipos de 

medición activos, las modificaciones a los equipos de medición existentes y la desactivación 

de equipos de medición 

2.2.8 108Cada equipo de medición y sus costos de instalación, mantenimiento o reemplazo, serán 

responsabilidad de los agentes habilitados a realizar transacciones en el nodo respectivo de 

la RTR, conforme a lo establecido en la regulación nacional. Para los propósitos establecidos 

en este Reglamento, los OS/OMS serán responsables de supervisar el cumplimiento de los 

requerimientos de medición del equipo y buen funcionamiento del Sistema de Medición 

Comercial Nacional. 

2.2.9 109Las auditorías a los sistemas de medición comercial,  se realizarán de acuerdo  a lo 

establecido en el Anexo 1 del presente libro.  

2.2.10 110Las  auditorías  realizadas al Sistema de Medición Comercial Nacional se realizarán 

conforme lo establecido en la regulación nacional respectiva. 

2.2.11 En el Anexo 1 ñSistema de Medici·n Comercial Regionalò se presentan las 

responsabilidades del EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado con respecto al 

funcionamiento del SIMECR y los requerimientos mínimos para los sistemas y equipos de 

medición.  

 

                                                 
106 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
107 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
108 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
109 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
110 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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2.3 Posdespacho 

2.3.1 Con base en las mediciones de las inyecciones y retiros  registrados por el SIMECR, el EOR 

realizará diariamente el posdespacho regional del MER para cada uno de los períodos de 

mercado, en el plazo establecido en el numeral 2.5.3 c). 

2.3.2 111Para la realización del posdespacho regional, los OS/OMS deberán remitir al EOR lo 

siguiente: 

a) Los datos de medición del SIMECR, a más tardar 24 días calendario posteriores al día 

de la operación, 

b) El reporte de contingencias del día anterior, así como la información requerida en el 

Anexo 3 ñPredespacho y Posdespacho Regionalò, diariamente a m§s tardar a las diez 

(10:00) del segundo día posterior al día de la operación.  

Dicha información deberá ser remitida por los medios y en los formatos definidos por el 

EOR. Cuando el EOR requiera modificar dichos medios o formatos lo informará a los 

OS/OMS con al menos quince (15) días de anticipación. 

2.3.3 Para la realización del posdespacho regional se utilizará un modelo similar al utilizado para 

el predespacho regional, considerando las inyecciones y retiros registrados para cada 

per²odo de mercado. En el Anexo 3 ñPredespacho y Posdespacho Regionalò se presenta la 

formulación detallada del posdespacho regional. 

2.3.4 Como resultado del posdespacho regional se obtendrán, para cada uno de los períodos de 

mercado del día, los precios ex-post en cada nodo de la RTR para ser utilizados en la 

valoración de las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real. 

2.3.5 El EOR informará, a través de los OS/OMS, los resultados del posdespacho a los agentes 

del mercado, conforme a lo establecido en el numeral 2.5.2. 

 

2.4 Conciliación de las Transacciones y Cargos de la CRIE y el EOR 

2.4.1 Criterios Generales 

2.4.1.1 Las transacciones programadas que se establecen en el MER, para cada período de mercado 

estarán determinadas por el predespacho o redespacho que corresponda, los cuales 

suministrarán la información de los intercambios programados por los enlaces entre áreas 

de control y de las inyecciones y retiros programados al Sistema de Conciliación de 

Transacciones Comerciales. 

2.4.1.2 112El Sistema de Conciliación de Transacciones Comerciales dispondrá de la información 

de los intercambios entre áreas de control que efectivamente se realizaron durante la 

operación en tiempo real del SER, los cuales serán registrados por el SIMECR, a partir de 

las lecturas de los medidores reportadas por los OS/OMS. Cualquier diferencia entre los 

intercambios registrados y los programados en los enlaces entre áreas de control, serán 

conciliados como Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real en el MER. 

                                                 
111 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
112 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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2.4.1.3 113El predespacho, redespacho y posdespacho, suministrarán al Sistema de Conciliación de 

Transacciones Comerciales las compras y ventas regionales efectivamente consideradas en 

la realización de dichos procesos.  

2.4.1.4    114 

2.4.2 Cargos de las Instituciones Regionales CRIE y EOR 

2.4.2.1 El EOR, con base en lo establecido en la Regulación Regional calculará y asignará los 

valores a pagar a la CRIE por el Cargo por Servicio de Regulación del MER, de manera que 

sirva como base para realizar el cobro respectivo. 

2.4.2.2 El EOR, con base en lo establecido en la Regulación Regional calculará y asignará los 

valores a pagar al EOR por el Cargo por Servicio de Operación del Sistema, de manera que 

sirva como base para realizar el cobro respectivo.  

2.4.2.3 115Cada OS/OM remitirá mensualmente al EOR, en el plazo establecido por la regulación 

regional, la energía real demandada o consumida por sus agentes del mes anterior, sea esta 

energía proveniente de cada uno de los mercados nacionales o del MER, en el formato 

aprobado por el EOR, para la conciliación del  Cargo por el Servicio de Regulación del 

MER y el Cargo por Servicio de Operación del Sistema. 

2.4.3 Conciliación de Transacciones 

2.4.3.1 Las transacciones de los agentes se conciliarán en los nodos de la RTR.  

2.4.3.2 Transacciones de Oportunidad Programadas (TOP)  

2.4.3.2.1 Los montos debidos a las TOP son el resultado de valorar a los precios ex-ante los 

volúmenes de inyecciones y retiros de energía programados en el predespacho o redespacho 

respectivo y no cubiertos por contratos regionales, para cada período de mercado. 

2.4.3.2.2 Las TOP son conciliadas por el EOR utilizando los precios nodales calculados en el 

predespacho o redespacho que corresponda en cada nodo de la RTR y la información de 

compras y ventas en el Mercado de Contratos Regional.  

2.4.3.2.3 Los montos que los agentes del mercado deberán pagar o recibir debido a las Transacciones 

de Oportunidad Programadas, para cada período de mercado, serán iguales al producto del 

precio ex-ante  en el nodo de la RTR donde se realizan por las inyecciones o retiros de 

energía programados en el predespacho o redespacho respectivos y no cubiertos por 

contratos regionales según la formulación incluida  en el anexo 4 de este Libro.  

2.4.3.2.4 Las TOPs resultantes del predespacho o de los redespachos respectivos en el MER son 

compromisos comerciales que serán cargados o abonados por el EOR a los agentes del 

mercado, independientemente de las condiciones que se presenten durante la operación en 

tiempo real del SER. 

2.4.3.3 Transacciones por Contratos Regionales 

                                                 
113 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
114 Derogado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
115 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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2.4.3.3.1 La conciliación de las transacciones en el Mercado de Contratos Regional se efectuará con 

base en las transacciones contractuales programadas en el predespacho y redespachos, 

mientras que sus Desviaciones en Tiempo Real se conciliarán de acuerdo a lo establecido 

en el Anexo No. 4. 

2.4.3.3.2 El EOR se encargará de determinar las cantidades de energía de las transacciones por 

contratos, con base en las condiciones presentadas en el predespacho y los redespachos 

respectivos, sujeto a lo establecido en este Libro. 

2.4.3.3.3 Para efectos de la conciliación de las transacciones por contratos regionales, éstos se 

considerarán por la totalidad de la energía declarada o reducida de los mismos conforme a 

los numerales 1.3.4.6 b), 1.3.6.2 b) y 1.3.7.7 b). 

2.4.3.3.4 Los cargos y abonos que surjan en el Mercado de Oportunidad Regional producto del 

cumplimiento de los compromisos contractuales serán responsabilidad de cada uno de los 

agentes del mercado que los realizan. El responsable por los cargos variables de 

transmisión deberá ser designado e informado al EOR por las partes del contrato. 

2.4.3.3.5 Los montos correspondientes a los compromisos contractuales finalmente considerados en 

el proceso de predespacho y redespachos respectivos, serán facturados y liquidados 

directamente entre las partes contratantes. 

2.4.3.3.6 A cada transacción contractual se aplicará un Cargo Variable de Transmisión igual a la 

diferencia del precio nodal de retiro menos el precio nodal de inyección asociados al 

contrato multiplicado por la cantidad de energía declarada o reducida considerada para la 

conciliación de la misma. 

2.4.3.4 Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real 

2.4.3.4.1 116Para efectos de la conciliación, las Desviaciones en Tiempo Real se determinarán por 

cada área de control, conforme lo establecido en el Anexo 4 del Libro II del RMER, para 

cada período de mercado. 

2.4.3.4.2 117El EOR determinará para cada período de mercado, para cada área de control y para cada 

OS/OM, en representación de su mercado nacional, las Desviaciones en Tiempo Real en 

que han incurrido respecto a  los Intercambios Programados.  

2.4.3.4.3 118Las Desviaciones en Tiempo Real se asignarán a cada OS/OM respectivo, el cual, las 

internalizará según su regulación nacional. 

2.4.3.4.4 Para conciliar las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real, se utilizará la siguiente 

información:  

2.4.3.4.5 El tipo de desviación: sean normales, significativas  autorizadas, significativas no 

autorizadas o graves, de acuerdo con lo definido en el numeral 5.17.2;  

2.4.3.4.6    119El intercambio programado, y registrado para cada enlace entre áreas de control, en los 

nodos terminales del enlace;  

                                                 
116 Modificado mediante Resolución CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017. 
117 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
118 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
119 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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2.4.3.4.7 120Los precios para cada nodo de la RTR: ex-post del posdespacho 

2.4.3.4.7.1  121Las desviaciones normales y significativas autorizadas y no autorizadas se conciliarán en 

cada área de control y se asignarán a los OS/OMS. 

2.4.3.4.7.2  122Las desviaciones graves se conciliarán para cada área de control., de acuerdo a lo 

establecido en el Anexo 4. El EOR incluirá en el DTER los cargos y abonos respectivos a 

cada uno de los OS/OM. 

2.4.3.4.8  123 

2.4.3.4.9 124 

2.4.3.4.9.1 125 

2.4.3.4.9.2 126 

2.4.3.5 Servicios Auxiliares Regionales 

Los servicios auxiliares en el MER no ocasionarán transacciones comerciales que deban ser 

conciliadas por el EOR. 

2.4.3.6 127Cargos por el Servicio de Transmisión Regional 

La conciliación de los cargos por el servicio de transmisión regional se establece en el Libro 

III del RMER. 

 

Cada OS/OM remitirá mensualmente al EOR, en el plazo establecido por la regulación 

regional, la energía real demandada o consumida por sus agentes del mes anterior, sea esta 

energía proveniente de cada uno de los mercados nacionales o del MER, en el formato 

aprobado por el EOR, para la conciliación del Cargo Complementario de los Cargos por 

Uso de la Red de Transmisión Regional que remuneran la línea SIEPAC. 

2.4.4 La formulación detallada del cálculo de las transacciones en el MER se presenta en el Anexo 

4  ñConciliación de Transaccionesò. 

 

                                                 
120 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
121 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
122 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
123 Derogado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
124 Derogado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
125 Derogado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
126 Derogado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
127 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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2.5 Plazos e Información del Predespacho, Posdespacho y la 

Conciliación 

2.5.1 El EOR informará los resultados de la conciliación de las transacciones programadas 

resultantes del predespacho y redespachos respectivos a los agentes del mercado, a través 

de sus OS/OMS, dentro del plazo establecido en el numeral 2.5.3 b). La información 

suministrada deberá contener como mínimo la establecida en el numeral 5.16. 

2.5.2 El EOR informará los resultados del posdespacho y la conciliación de las desviaciones en 

tiempo real a los agentes del mercado, a través de sus OS/OMS, dentro del plazo establecido 

en el numeral 2.5.3 c). La información suministrada para cada período de mercado deberá 

contener como mínimo lo siguiente: 

a) 128Registro de las mediciones del SIMECR; 

b) 129Registro de las mediciones de energía, de importación y exportación, para cada 

enlace entre áreas de control; 

c) Precios nodales ex-post para cada nodo de la RTR; 

d) 130El tipo y magnitud de las desviaciones en tiempo real; 

e) Conciliación de las transacciones por desviaciones en tiempo real; 

f) Resumen de las consideraciones que se tuvieron  en cuenta durante la ejecución del 

posdespacho. 

2.5.3 Para la determinación de las transacciones resultantes del predespacho, redespachos y 

posdespacho para cada período de mercado en el MER, se aplicarán los siguientes plazos: 

a) Para cada día de operación, el EOR, una vez realizado el predespacho del MER, y con 

base en la información de contratos, realizará la conciliación de transacciones 

programadas en el MER, la cual se considera preliminar.  Dicha información será 

suministrada a los agentes del mercado conforme a lo dispuesto en los numerales 5.13 

y 5.15; 

b) Dentro las veinticuatro (24) horas siguientes al día de la operación, el EOR, con base 

en el predespacho y la información de los redespachos, realizará e informará la 

conciliación de las Transacciones Programadas que incluya las condiciones que se 

tuvieron en cuenta para la realización de los redespachos. Esta información 

constituirá la conciliación de las Transacciones Programadas en el Mercado de 

Oportunidad Regional y en el Mercado de Contratos Regional que será incluida en el 

Documento de Transacciones Económicas Regionales; 

c) 131A más tardar a los 30 días calendario posteriores al día de la operación, el EOR 

realizará el posdespacho y la conciliación de las Transacciones por Desviaciones en 

Tiempo Real. El EOR entregará los resultados de la conciliación de las Transacciones 

                                                 
128 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
129 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
130 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
131 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 



 

 

 

 

 87  

 

 

por Desviaciones a los agentes del mercado, a través de los OS/OMS respectivos, de 

acuerdo con lo establecido en el numeral 2.3; 

 

d) Con base en las solicitudes de revisión presentadas por los agentes, a través de sus 

respectivos OS/OMS, según lo establecido en el numeral 2.8.1.1, el EOR determinará 

las conciliaciones definitivas a ser incluidas en el Documento de Transacciones 

Económicas Regionales del período de facturación respectivo. Las conciliaciones 

definitivas se realizarán e informarán el día siguiente del vencimiento del plazo para 

la presentación de las solicitudes de revisión señalado en el numeral 2.8.1.1. 

 

2.6 Documento de Transacciones Económicas Regionales  

2.6.1 Con base en la información resultante de la conciliación de todas las transacciones 

comerciales que realizan los agentes en el MER, el EOR elaborará el Documento de 

Transacciones Económicas Regionales, DTER, que servirá de soporte para facturar y 

liquidar los pagos y cobros entre los agentes del MER y los OS/OMS. El DTER será 

elaborado para cada período de facturación y contendrá la siguiente información: 

a) Conciliación de Transacciones de Oportunidad Programadas; 

b) Conciliación de cantidades de energía de las transacciones por contratos regionales; 

c) Conciliación de cargos o abonos aplicados a cada agente en el MOR, debido al 

cumplimiento de compromisos contractuales; 

d) Conciliación por Transacciones de Desviaciones en Tiempo Real; 

e) Conciliación de los cargos por servicios de transmisión regional que se definan en el 

Libro III del RMER; 

f) Ajustes de conciliaciones de meses anteriores, adjuntando la documentación de 

soporte;  

g) Cargo por el Servicio de Regulación del MER prestado por la CRIE; 

h) Cargo por Servicios de Operación del Sistema prestado por el EOR; 

i) Multas establecidas por la CRIE y otros conceptos establecidos en la Regulación 

Regional que deban ser conciliados por el EOR.  

2.6.2 132En un plazo máximo de siete (7) días hábiles después de finalizar el período de 

facturación, el EOR presentará a los agentes del MER, a través del OS/OM respectivo, el 

DTER con el detalle de las transacciones conciliadas para cada agente. 

2.6.3 El EOR incluirá en el DTER la información soporte de las conciliaciones, detallando para 

cada período de mercado y agente los resultados obtenidos para cada concepto de cobro y 

pago, así como la información relevante para que el agente respectivo pueda realizar la 

revisión de la conciliación que se suministra. 

                                                 
132 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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2.6.4 133En caso que un OS/OM solicite que se le emita un solo DTER  y haya presentado una 

garantía única que respalde las transacciones y los cargos regionales de sus agentes, el EOR 

le emitirá un solo DTER de todos sus agentes e incluirá en dicho documento la información 

de soporte de las conciliaciones, detallando para cada periodo de mercado y agente los 

resultados obtenidos para cada concepto de cobro y pago, así como la información relevante 

para que sus agentes puedan realizar la revisión de la conciliación que se suministra. 

2.6.5 Los agentes del MER podrán solicitar, a través del OS/OM respectivo, las revisiones de las 

conciliaciones incluidas en el Documento de Transacciones Económicas Regionales dentro 

de los plazos establecidos en el numeral 2.8. 

2.6.6 Para efectos de estimar el monto de las garantías de pago que cada agente del mercado y 

OS/OM tiene disponibles en el MER, el EOR elaborará un registro diario acumulado de las 

transacciones económicas del MER desde la última liquidación.  

 

2.7 Facturación  

2.7.1 El período de facturación es el período de tiempo para el cual se realizará la conciliación y 

facturación de las transacciones económicas del MER. El período de facturación comercial 

del MER será de un (1) mes calendario.  

2.7.2 El EOR será el responsable de realizar la facturación de las obligaciones de pago en el MER 

con base en el Documento de Transacciones Económicas Regionales DTER. 

2.7.3 Se emitirán los documentos de cobro a aquellos agentes que durante el período de 

facturación presenten obligaciones de pago en el MER por concepto de las transacciones 

realizadas en el Mercado y otros servicios. 

2.7.4 A los agentes del mercado que resulten con montos a favor en el MER, el EOR suministrará  

los documentos de pago en el cual les informará los conceptos y valores a su favor para el 

período de facturación respectivo. 

2.7.5 El EOR deberá emitir en un plazo máximo de once (11) días hábiles después de finalizado 

el período de facturación, los documentos de cobro y los documentos de pago 

correspondientes al período de facturación respectivo. 

2.7.6 Los ajustes a los DTER de períodos de facturación anteriores, conforme al numeral 2.8, se 

incluirán en el DTER siguiente y no causarán intereses financieros.   

2.7.7 Los documentos a emitir por parte del EOR deberán contener claramente la información del 

agente respectivo, el período de facturación que incluye, la fecha de vencimiento del 

respectivo documento y la tasa de mora aplicable en caso de incumplimiento en los pagos.  

2.7.8 Cuando el EOR, a solicitud del OS/OM, emita un solo DTER, le emitirá a nombre de éste 

los documentos de cobro y pago correspondientes. Cada OS/OM será el responsable de 

suministrar a los Agentes de su mercado, los documentos de cobro y pago respectivos como 

resultado de las transacciones regionales. 

2.7.9 El EOR elaborará los formatos de documentos de cobro y pago que incluya todos los 

requisitos mínimos establecidos en cada país miembro del MER, de manera que se cumpla 

lo dispuesto en la regulación nacional de cada país. 

                                                 
133 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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2.7.10 La CRIE elaborara un formato de documento de cobro que incluya todos los requisitos 

fiscales y tributarios establecidos en su país sede y que será utilizado por el EOR para 

realizar el cobro a los agentes del Cargo por Regulación del MER y de existir, las multas 

aplicadas a los mismos.  

2.7.11 Cuando se requieran realizar correcciones a la conciliación de transacciones como resultado 

de los procesos de revisión contenidos en el numeral 2.8, el EOR ajustará el DTER siguiente, 

indicando en los documentos de soporte lo siguiente: 

a) Los valores anteriores y los nuevos valores conciliados por cada concepto; 

b) La diferencia presentada por cada concepto; y 

c) La documentación que justifica el ajuste realizado.  

2.7.12 El vencimiento de los documentos de cobro o pago emitidos por el EOR, será a los diez (10) 

días de la  recepción del respectivo documento de cobro o pago. La tasa de interés por mora 

aplicable, será la tasa LIBOR a 6 meses, vigente a la fecha en que se inició la mora, más 5 

%. 

 

2.8 Revisión de las Conciliaciones y  Errores de facturación en el MER 

 

2.8.1 Solicitudes de Revisión de las Conciliaciones 

2.8.1.1 Los agentes participantes en el MER podrán presentar al EOR, a través de su respectivo 

OS/OM, solicitudes de revisión de la conciliación diaria de transacciones informada por el 

EOR conforme a lo dispuesto en el numeral 2.5, dentro de los tres (3) días hábiles siguientes 

al día de la  publicación de la conciliación diaria.  

2.8.1.2 Una vez los agentes hayan recibido el DTER, éstos dispondrán de seis (6) días hábiles para 

la revisión del mismo, incluyendo la revisión de los cargos por servicios de transmisión 

regional que se definan en el Libro III del RMER, y la presentación de las solicitudes de 

revisión, las cuales deberán ser comunicadas al EOR, a través del OS/OM respectivo.  

2.8.1.3 La solicitud de revisiones de que trata el numeral 2.8.1.2 solamente se podrá  realizar en 

base a los siguientes casos: 

a) Cuando se hubieren presentado solicitudes de revisión de las conciliaciones diarias, 

conforme lo establecido en el numeral 2.8.1.1 a excepción de los casos que 

involucran cargos por servicios de transmisión regional; y  

b) Cuando se presenten en el DTER diferencias o errores con relación a la conciliaciones 

diarias.  

2.8.1.4 Únicamente podrá presentar la solicitud de revisión de que trata el numeral 2.8.1.2, el agente 

del mercado que resulta afectado económicamente, para lo cual deberá informar claramente 

al EOR los motivos de la misma y los períodos de mercado a los cuales hace referencia en 

su solicitud. 

2.8.1.5 Para el proceso de atención de las solicitudes de revisión que presentan los agentes del MER 

al EOR, éste deberá contar con un sistema que permita llevar el control y hacer seguimiento 

del estado de cada solicitud, hasta el momento en que se de respuesta final a la misma. 
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2.8.1.6 La presentación de una solicitud de revisión de una conciliación no suspende la obligación 

del pago de los documentos de cobro asociados en los plazos de vencimiento señalados. 

2.8.1.7 Después que el  EOR de respuesta a una solicitud de revisión, si el agente que la presenta 

continúa en desacuerdo con la conciliación en cuestión, podrá acudir a los mecanismos de 

solución de controversias detallados en el Libro IV del RMER. 

 

2.8.2 Errores en los Documentos de Cobro y Pago 

2.8.2.1 Una vez enviada la facturación por parte del EOR, los agentes dispondrán de dos (2) días 

hábiles para la revisión de la misma y para la presentación de rechazos de los documentos 

de cobro y pago, lo cual deberá ser notificado al EOR, a través del OS/OM respectivo. 

2.8.2.2 El rechazo de un documento de cobro no suspende la obligación del pago del mismo en los 

plazos de vencimiento señalados. 

2.8.2.3 El rechazo de los documentos de cobro y pago se podrá presentar solamente en los casos 

de: 

a) Tachaduras , enmendaduras; 

b) Errores aritméticos; 

c) Montos diferentes a los incluidos en los documentos de soporte de los documentos 

de cobro o pago , incluyendo el DTER; 

d) Cobro de rubros o cargos no contemplados en la Regulación Regional; y   

e) Cobro de rubros o cargos que no aplican para el agente del mercado.    

2.8.2.4 Cuando se presenten rechazos de los documentos de cobro y pago, este hecho no originará 

intereses financieros sobre el valor rechazado.  

2.8.2.5 El EOR dispondrá de dos (2) días hábiles a partir de la recepción de la nota de rechazo para 

aclarar el rechazo y de ser necesario emitir un nuevo documento de cobro por el valor que 

corresponda. El Agente dispondrá del mismo periodo definido en este reglamento para el 

pago del nuevo documento. 

 

2.9 Liquidación del MER 

2.9.1 Selección de la Entidad Financiera 

2.9.1.1 El EOR designará una entidad financiera para la realización de las actividades de 

liquidación de las transacciones y servicios a los agentes del MER. En todo caso, el EOR 

mantendrá la responsabilidad por la liquidación de las transacciones en el MER. 

2.9.1.2 Para la selección de la entidad financiera se tendrán en cuenta, entre otros, los siguientes 

elementos: 

a) Los costos asociados a la prestación del servicio; 

b) La posibilidad de efectuar transferencias de fondos entre los diferentes países 

miembros; 

c) La calificaci·n de riesgo ñgrado de inversiónò, otorgada por una agencia calificadora 

reconocida internacionalmente; y  
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d) Las ofertas de servicios financieros, especialmente el  manejo administrativo de las 

garantías.   

2.9.2 Recolección de Pagos 

2.9.2.1 El EOR o la entidad financiera encargada de la liquidación del MER, será quien realice el 

manejo de los fondos correspondientes a los cobros y pagos por las transacciones realizadas 

y servicios prestados en el MER. 

2.9.2.2 El EOR o la entidad financiera encargada de la liquidación del MER, informará a los agentes 

del MER o a los OS/OM el procedimiento detallado a seguir para la realización de los pagos 

de los documentos de cobro respectivos. El Procedimiento incluirá, pero sin limitarse a: 

a) Los mecanismos para realizar las transferencias bancarias; 

b) La apertura de cuentas;  

c) El período de verificación de fondos; 

d) El manejo de la compensación bancaria. 

e) El medio de pago habilitado; y 

f) Los reportes a suministrar 

2.9.2.3 La publicación del procedimiento señalado en el numeral anterior se hará con al menos 

treinta (30) días de anticipación a su utilización, bien se trate de su primera vez, o de algún 

cambio en el mismo.   

2.9.2.4 Los agentes deudores deberán realizar el pago de los documentos de cobro de manera que, 

en las fechas de vencimiento correspondiente, el EOR o la entidad financiera encargada de 

la liquidación del MER pueda disponer de los recursos para realizar el pago a los respectivos 

agentes con montos a favor, siguiendo el procedimiento señalado en el numeral 2.9.2.2. 

2.9.3 Aplicación de Pagos y Distribución a los Agentes y a los OS/OMS  

2.9.3.1 134Cuando un agente u OS/OM realice un pago, el mismo se utilizará para cubrir sus 

obligaciones pendientes en el MER, de la más antigua a la más reciente de acuerdo al orden 

de prioridad establecido en el numeral 1.9.3.3.  

En caso que un OS/OM realice un pago parcial en la cuenta liquidadora del MER, por falta 

de pago de alguno de sus Agentes, el OS/OM debe remitir al EOR la notificación 

correspondiente a más tardar en la fecha de vencimiento del respectivo documento de cobro, 

indicando el nombre del Agente que incumplió el pago y el monto de la deuda, de tal forma 

que el EOR pueda hacer efectiva la garantía presentada por dicho Agente 

2.9.3.2 Los intereses por mora que se liquiden serán asignados, en proporción a los montos de 

capital que los originan, a los acreedores de dichos montos. 

2.9.3.3 Los agentes o el OS/OM informarán por escrito al EOR, en comunicación firmada por el 

representante legal de cada empresa, el número de cuenta de la entidad financiera en la cual 

deben ser depositados los fondos producto de las transacciones. En caso que se depositen 

en la cuenta del OS/OM los fondos producto de las transacciones, el OS/OM se encargara 

de distribuir dichos fondos entre sus agentes.    

                                                 
134 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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2.9.3.4 Los cargos por transferencia de los fondos a las cuentas de las agentes u OS/OMS en otra 

entidad financiera a la del EOR serán responsabilidad de los agentes u OS/OMS.   

2.9.3.5 De corresponder, la información anterior será comunicada por el EOR a la entidad 

financiera encargada de la liquidación del MER, y podrá ser actualizada en el momento en 

que el agente lo considere necesario, cumpliendo siempre con el mismo procedimiento.  

2.9.3.6 135Una vez se encuentren disponibles los recursos de pago en la fecha de vencimiento del 

plazo establecido en el numeral 2.7.12 del Libro II del RMER, el día hábil posterior, el EOR 

elaborará el documento de Liquidación de las transacciones comerciales del MER y el 

siguiente día hábil posterior a esta actividad, realizará la transferencia de fondos a los 

acreedores a la cuenta señalada en el numeral 2.9.3.3 del libro II del RMER 

2.9.3.7 136En los casos que los recursos de pago sean insuficientes, se procederá de la siguiente 

manera: 

a)      Para el caso de los CURTR, se harán pagos parciales a los agentes transmisores en 

forma proporcional a los montos acreedores de dicho cargo.  

b)       Para  todos los demás casos, se harán pagos parciales a los agentes u OSOM con 

montos acreedores, en forma proporcional a dichos montos.  

Para tales efectos, el EOR determinará las cuentas por pagar respectivas e inmediatamente 

informará a todos los OS/OMs y la CRIE del incumplimiento y su responsable. 

2.9.3.8 El EOR verificará, antes de realizar un depósito conforme al numeral 2.9.3.5, que el agente 

o el OS/OM  no tenga obligaciones vencidas en el MER. El pago a los agentes acreedores 

en el MER se hará solamente cuando éstos se encuentren sin deudas respecto a sus 

obligaciones de pago por transacciones y servicios en el MER, en otro caso los montos 

asignados se utilizarán para abonar a la deuda del agente.   

2.9.3.9 Los intereses financieros que se presenten por los recursos depositados o garantías en 

efectivo de los agentes se asignarán a los agentes u OS/OM que efectuaron los depósitos o 

garantías. La asignación se realizara conforme al tiempo en que se realizaron los depósitos 

así como el monto de los mismos. 

 

2.9.4 Mora en el Pago de las Obligaciones en el MER 

2.9.4.1 El no pago de las obligaciones de los agentes en el MER o el OS/OM en la fecha de 

vencimiento del respectivo documento de cobro, como se ha establecido en el numeral 

2.9.2, causará la liquidación de intereses de mora a cargo del agente u OS/OM respectivo, 

a partir del día siguiente a la fecha de vencimiento y hasta el día de pago efectivo, a la tasa 

de interés señalada en el numeral 2.7.12, sin perjuicio de las sanciones aplicables en virtud 

de lo señalado en el Libro IV del RMER. 

                                                 
135 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
136 Modificado mediante Resolución CRIE-100-2018 del 22 de noviembre de 2018. 
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2.9.4.2 El día siguiente a la fecha de vencimiento del respectivo documento de cobro sin que el 

agente realice el pago correspondiente, el EOR notificará a la CRIE, y el EOR, o la entidad 

financiera encargada de la liquidación de los recursos en el MER, hará efectivas las garantías 

presentadas por el agente u OS/OM y abonará los montos correspondientes a los respectivos 

acreedores, liquidando los intereses de mora desde la fecha de vencimiento hasta el 

momento en que se logre hacer efectiva la garantía. 

2.9.4.3 Si el agente u OS/OM no realiza el pago de los montos no cubiertos por las garantías el día 

siguiente a la ejecución de las mismas, será retirado del predespacho regional conforme a 

lo dispuesto en el numeral 1.9.3.4. 

2.9.4.4 Cuando el agente realice el pago total de sus obligaciones pendientes, incluyendo los 

intereses de mora liquidados, y no se encuentre suspendido  del MER, el EOR lo incluirá 

nuevamente en el predespacho regional a partir del día siguiente. 

2.9.4.5 El incumplimiento de cualquier obligación contractual derivada de la no participación en el 

MER por falta de pago de un agente u OS/OM, será responsabilidad exclusiva del agente u 

OS/OM en mora. 

2.9.4.6 El EOR elaborará un calendario incluyendo en el mismo las fechas en que se debe realizar 

la conciliación, facturación y liquidación de las transacciones del MER. 

 

2.10  Garantías de Pago 

2.10.1 Administración de las Garantías 

2.10.1.1 Las garantías por transacciones en el MER serán administradas por la entidad financiera 

que sea designada por el EOR para la liquidación del MER. 

2.10.1.2 La entidad financiera designada evaluará la validez de las garantías presentadas y el EOR 

determinará el valor por el cual las mismas serán  aceptadas para cubrir transacciones en el 

MER por parte del agente que las presenta. Dicho valor será utilizado por el EOR para 

verificar diariamente el monto máximo de las transacciones que puede realizar el agente. 

2.10.1.3 El EOR por medio de la entidad financiera designada deberá  dar seguimiento a las  

garantías de pago ante cualquier modificación o cambio de la misma.   

2.10.2 Plazos para presentar Garantías 

2.10.2.1 Los plazos para presentar las garantías financieras requeridas para la participación de los 

agentes en el MER son los siguientes, dependiendo del tipo de garantía: 

a) Prepagos en efectivo: Se consideraran para la realización del predespacho los 

depósitos en efectivo  efectuados por los agentes u OS/OMS, en las cuentas que disponga 

el EOR o la entidad financiera designada, hasta el día anterior al predespacho respectivo 

y que sean efectivos ese día. El agente deberá informar de este depósito a su OS/OM 

respectivo. 

b) Otras garantías: Deberán ser presentadas a la entidad financiera designada para su 

revisión y aprobación. Estas serán consideradas por el EOR para el predespacho un (1) 

día después que la institución financiera informe de su aprobación. 

2.10.2.2 Los intereses generados por las garantías de los agentes u OS/OMS, administradas por la 

entidad financiera designada por el EOR, se asignarán a los agentes u OS/OMS respectivos 

hasta la fecha de vencimiento del documento de cobro de las transacciones que respalda. 
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2.10.2.3 Los agentes  del MER  u  OS/OMS podrán actualizar las garantías de pago en cualquier 

momento. Una vez efectuada la actualización de las garantías, el EOR o la entidad 

financiera designada revisará el monto de las mismas y actualizará el valor asignado como 

garantías de pago. El EOR informará al agente u OS/OM respectivo sobre el nuevo valor 

de las garantías. 

2.10.3 Garantías en el Predespacho Regional 

2.10.3.1 Durante la operación diaria del MER y para cada período de mercado, una vez efectuado el 

predespacho respectivo, el EOR verificará que el valor disponible del agente para cubrir sus 

obligaciones de pago no sea menor que la garantía mínima establecida en el numeral 1.9.1.3 

más un porcentaje adicional para cubrir riesgos por transacciones por desviaciones en 

tiempo real. El valor disponible para cubrir obligaciones de pago en un período de mercado 

determinado será igual al valor de las garantías de pago del agente más o menos los montos 

a favor o en contra del agente acumulados hasta el período de mercado precedente, sujeto 

al numeral 2.10.3.3.  

2.10.3.2 Durante los primeros seis (6) meses de vigencia del RMER, el porcentaje adicional señalado 

en el numeral 2.10.3.1 será del diez (10) por ciento. Transcurrido este período, el EOR, 

evaluará este porcentaje para definir un nuevo valor considerando el comportamiento de las 

transacciones registradas en el MER. Este nuevo porcentaje deberá ser sometido a la 

aprobación de la CRIE. 

2.10.3.3 Cuando como resultado de los procesos de conciliación establecidos en el numeral 2.5, un 

agente u OS/OM resulte con montos a favor o en contra por transacciones en el MER, dichas 

cantidades incrementarán o disminuirán su valor disponible de garantía para efectos de la 

verificación del cubrimiento de pago de sus transacciones realizada en el predespacho, hasta 

el día anterior al que se liquidan sus saldos a favor o en contra en el MER. 

2.10.3.4 Una vez el EOR efectúe la verificación de garantías establecida en el numeral 2.10.3.1 para 

cada período de mercado, procederá a retirar del predespacho para el período respectivo y 

para los restantes del día, a aquellos agentes que no cumplen con los requisitos de 

cubrimiento de sus obligaciones de pago y lo considerará nuevamente cuando su situación 

se haya solventado.  

2.10.3.5 En el caso de que un OS/OM presente una garantía única que respalde las transacciones de 

sus Agentes según el numeral 1.9.1.5, el EOR efectuará  la verificación de la garantía 

establecida en el numeral 1.9.1.4. para cada período de mercado y en caso que ésta sea 

insuficiente procederá a retirar del predespacho para el período respectivo y para los 

restantes del día, a aquellos agentes que están siendo respaldados por esa garantía.  

3. Operación Técnica del MER 

3.1 Alcance del Capítulo 3 

3.1.1 Este capítulo define los criterios, responsabilidades, procedimientos y requisitos 

necesarios la coordinación, supervisión y control de la operación del MER, dentro de los 

estándares de calidad, seguridad y desempeño regionales. En este capítulo se definen las 

reglas para la operación técnica del MER a ser realizada por el EOR en coordinación con 

los OS/OMS y los agentes. 

3.1.2 Se presenta en este Capítulo los aspectos relacionados con la operación técnica del MER, 

incluyendo los siguientes: 
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a) Los procedimientos y responsabilidades para la operación jerárquica del MER, en 

un esquema coordinado entre el EOR, los OS/OMS, y los agentes;  

b) Los requerimientos y medios de almacenamiento de la información operativa del 

MER; 

c) Los medios e instalaciones necesarias para las comunicaciones, la supervisión de la 

RTR y el suministro de información operativa; 

d) Los procedimientos para la programación de mantenimientos de las instalaciones 

de la RTR, así como los requisitos a cumplir por las nuevas instalaciones que se 

incorporen a la RTR; 

e) Los criterios de calidad, seguridad y desempeño regionales a considerar en la 

operación y planeamiento de la operación del SER; 

f) Los requisitos de información, los programas de simulación, modelos informáticos 

y criterios para que el EOR efectúe los análisis de seguridad operativa y el 

planeamiento operativo para horizontes de corto y mediano plazo;  

g) La operación en tiempo real del SER, necesaria para mantener el control de las 

transacciones por los enlaces entre áreas de control y las inyecciones y retiros 

programados, así como mantener la frecuencia y el voltaje de acuerdo con los 

criterios de calidad, seguridad y desempeño regionales; 

h) Los procedimientos para efectuar las auditorías técnicas al desempeño del EOR. 

 

3.2  Operación Jerárquica del MER 

3.2.1 La operación técnica del MER se basa en un esquema jerárquico en el cual el EOR coordina 

la operación con los OS/OMS de los países miembros. La coordinación entre el EOR y los 

OS/OMS se hará sobre la base de los procedimientos técnicos y operativos establecidos en 

este Reglamento, según el siguiente esquema general: 

a) El EOR coordinará la operación técnica del SER; 

b) En cada país las funciones de la operación técnica del SER se llevarán  a cabo por el 

OS/OM correspondiente en coordinación con el EOR; 

c) Cada OS/OM tendrá la obligación  de mantener la operación de su red dentro de los 

criterios de calidad, seguridad y desempeño regionales y nacionales;  

d) En estado operativo normal, los agentes tendrán la obligación de cumplir con las 

TOPs y las transacciones programadas del Mercado de Contratos Regional en cada 

nodo de la RTR; 

e) La coordinación operativa y el intercambio de información entre el EOR y los 

OS/OMS deberá ser efectuada según las reglas establecidas en este Libro para el 

Predespacho, la operación en tiempo real y los análisis del Posdespacho. 

3.2.2 Para el cumplimiento del esquema jerárquico de operación del MER, los OS/OMS estarán 

obligados a: 

a) Cumplir con la ejecución y supervisión de maniobras, la realización de pruebas, la 

coordinación de la operación, el intercambio de información y la comunicación entre 

sus centros de control y el EOR, considerando la regulación de cada país; 
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b) Coordinar en su área de control, la operación de la RTR de manera tal que toda 

maniobra o prueba sobre las instalaciones no comprometa la calidad, seguridad y 

desempeño del SER; 

c) Intercambiar con el EOR y mantener actualizada la información relacionada con la 

seguridad operativa, la operación en tiempo real y la  evaluación de los eventos que 

afecten la operación regional; 

d) Gestionar en sus respectivos países el adecuado mantenimiento de la infraestructura 

asociada a la RTR, incluidas las instalaciones necesarias para realizar la supervisión, 

control y las comunicaciones del SER. 

3.2.3 Para el cumplimiento del esquema jerárquico de operación del MER, los agentes estarán 

obligados a: 

a) Realizar físicamente las maniobras o permitir su ejecución de manera remota por el 

respectivo OS/OM, a realizar las pruebas técnicas requeridas  y a ser los responsables 

de su correcta ejecución así como de la seguridad de las personas y de las instalaciones 

durante las mismas, respetando las regulaciones nacionales; 

b) Efectuar el adecuado mantenimiento de sus instalaciones asociadas a la RTR, incluidas 

las instalaciones necesarias para realizar la supervisión, control y las comunicaciones 

del SER. 

3.2.4 Coordinación con los OS/OMS 

3.2.4.1 El sistema regional se operará coordinadamente entre el EOR, los OS/OMS y los agentes, 

de acuerdo al siguiente esquema: 

a) Cada OS/OM coordinará la operación del sistema nacional,  de acuerdo con la 

regulación nacional, manteniendo los criterios de calidad, seguridad y desempeño 

regionales en los nodos de la RTR;  

b) Los OS/OMS informarán al EOR todo cambio, evento o estado de emergencia en su 

sistema que afecte el SER y/o las inyecciones o retiros programados;  

c) Cada OS/OM  verificará en su área de control la prestación de los servicios auxiliares 

regionales por parte de los agentes, asimismo realizará las acciones necesarios para 

garantizar su cumplimiento e informando al EOR las causas o justificaciones del no 

cumplimiento; 

d) El EOR coordinará el manejo de la emergencia conforme a este Libro, dando prioridad 

a mantener la integridad del SER  y mantener o restaurar la continuidad del servicio. 

El EOR podrá elaborar el redespacho para las nuevas condiciones y ajustar las 

transacciones programadas utilizando las ofertas de oportunidad, de flexibilidad de 

contratos y de pago máximo por CVT y los compromisos contractuales considerados 

en el predespacho; 

e) El EOR no realizará directamente maniobras en la RTR, sino que instruirá a los 

OS/OM para que éstos ordenen  su ejecución a los agentes, de acuerdo al esquema 

jerárquico previsto;  

f) Los agentes serán los responsables de operar y efectuar los mantenimientos a sus 

instalaciones, de acuerdo con la regulación nacional y regional, sujetándose a la 

coordinación operativa por parte del EOR y los OS/OMS;  
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g) Los agentes transmisores adicionalmente serán los responsables de coordinar y 

efectuar el ajuste de las protecciones en coordinación con el OS/OM respectivo, de 

acuerdo a lo definido en el Libro III del RMER; 

h) El EOR deberá contar con la lista oficial de personas de contacto de los OS/OMS en 

cada país. Los OS/OM deberán actualizar y publicar en el sitio de Internet del EOR la 

lista cada vez que se presenten cambios a la misma; 

i) El EOR deberá elaborar y mantener actualizados planes de contingencia, que le 

permita seguir desempeñando las funciones básicas de operación ante eventos que 

afecten su capacidad normal de coordinar y supervisar la operación del SER. Dichos 

planes deberán ser puestos a conocimiento de los OS/OMS y cualquier modificación 

deberá ser informada con  al menos quince (15) días de anticipación a su entrada en 

vigencia.  

 

3.2.5 Coordinación con los Agentes  

3.2.5.1 La coordinación de las funciones de operación y supervisión de las instalaciones de la RTR 

entre los agentes y el EOR se realizará a través del OS/OM correspondiente. 

3.2.5.2 Todos los agentes deberán mantener el equipamiento necesario para llevar a cabo las 

funciones asignadas de operación, supervisión y control.  

3.2.5.3 Los agentes transmisores deberán: 

a) Estar continuamente enlazados a través del sistema de comunicación con el centro 

de control del OS/OM respectivo para recibir instrucciones  de tipo operativas e 

informar acerca de emergencias o de la existencia de cualquier situación anormal; 

b) Cumplir y ejecutar las instrucciones recibidas de los OS/OMS en la coordinación de 

la operación de la RTR con el EOR; 

c) Enviar a través de los OS/OM, en los medios y forma establecidos en este Libro, la 

información requerida por el EOR para el planeamiento y la operación en tiempo 

real; 

d) Coordinar con el OS/OM respectivo los programas de mantenimiento de las 

instalaciones, conforme los procedimientos definidos en Libro III del RMER y acatar 

los programas de mantenimiento coordinados por el EOR; 

e) Realizar con el OS/OM respectivo la coordinación del sistema de protecciones de la 

RTR; 

f) Enviar la justificación técnica de los valores declarados para la coordinación de las 

protecciones para la RTR, cuando el EOR lo considere necesario; 

g) Permitir que el EOR inspeccione, ya sea directamente o a través de terceros, sus 

instalaciones con el fin de verificar el cumplimiento de las normas de diseño y los 

requerimientos de coordinación de protecciones establecidos. 

3.2.5.4 Si como resultado de las inspecciones definidas en el anterior literal (g) el EOR considera 

que se han incumplido las normas de diseño o los requerimientos de coordinación de 

protecciones, el EOR reportará al OS/OM y a la CRIE la situación de incumplimiento junto 

con los datos y antecedentes para su evaluación. La CRIE, conforme a los procedimientos 

establecidos en el Libro IV del RMER, iniciará una investigación para determinar si se 

cometió una infracción y proceder a aplicar las sanciones del caso. 
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3.2.5.5 Si durante la operación surge algún problema técnico que ponga en riesgo la calidad, 

seguridad y desempeño de la RTR, el EOR procederá a tomar las acciones necesarias  para 

preservarlas, informando en primer lugar a las partes que se vean afectadas por la medida y 

luego a la CRIE junto con la justificación de la misma, sin que tal decisión de lugar a 

indemnización de perjuicio alguno. 

 

3.3 Base de Datos Regional Comercial y Operativa  

3.3.1 El EOR desarrollará y administrará una Base de Datos Regional conforme a lo establecido 

en el numeral 2.4 del Libro I del RMER. Esta Base de Datos Regional contendrá la 

información necesaria para el planeamiento y la operación técnica y comercial del SER.  

3.3.2 En lo que respecta a la información técnica, la Base de Datos Regional operativa incluirá 

los parámetros de los sistemas de transmisión, generación y demanda más toda la 

información necesaria para la realización de los estudios de seguridad operativa, 

planeamiento operativo, el predespacho, el posdespacho, la evaluación de los eventos 

ocurridos en el SER, la disponibilidad de la RTR, planes de expansión de transporte y 

generación y las diferentes simulaciones del funcionamiento integrado que se realicen por 

parte del EOR. 

3.3.3 En lo que respecta a la información técnica, la información contenida en la Base de Datos 

Regional deberá ser mantenida por el EOR con una historia mínima de cinco (5) años. 

 

3.3.4 Información a Contener  

3.3.4.1 La Base de Datos Regional deberá mantenerse y actualizarse conforme se establece en este 

Reglamento. La información técnica a contener incluirá, sin estar limitada a, los siguientes 

grupos de datos: 

a) Grupo 1, Datos o parámetros de las instalaciones de generación (turbinas, 

gobernadores, excitadores, impedancias, dispositivos de control de generación, 

compensadores sincrónicos, etc.); 

b) Grupo 2, Parámetros de arranque y parada de unidades generadoras, mínimos de 

generación y demás restricciones operativas; 

c) Grupo 3, Datos de Instalaciones de Transmisión: Parámetros eléctricos de las 

instalaciones que conforman la red de transmisión (interruptores, seccionadores, 

líneas aéreas, cables subterráneos, instalaciones de compensación, protecciones, 

etc.); 

d) Grupo 4, Perfiles de Demanda, Información de Consumo de Energía, Proyecciones y 

Característica de la Carga del SER; 

e) Grupo 5, Servicios Auxiliares: Disponibilidades para servicios auxiliares, parámetros 

y restricciones asociadas a la prestación de los mismos; 

f) Grupo 6, Planes de Mantenimiento: Planes de mantenimiento de las instalaciones de 

transmisión y generación; 

g) Grupo 7, Información para los análisis de Seguridad Operativa y el Planeamiento 

Operativo: Toda la información adicional solicitada en este Reglamento para efectuar 

los análisis de seguridad operativa y el planeamiento operativo; 
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h) Grupo 8, Reporte de Eventos del SER y de Fallas de la RTR: Reportes de eventos que 

afecten el SER y de disponibilidad de la RTR; 

i) Grupo 9, Datos de los agentes y el Mercado: Información adicional para efectuar el 

predespacho y redespacho del MER; 

j) Grupo 10, Informes y Estudios Regionales: Todos los informes y estudios regionales 

elaborados por los OS/OMS, el EOR y otros organismos regionales; 

k) Grupo 11, Información de los Enlaces Extraregionales: parámetros eléctricos y otra 

información de los enlaces extraregionales requerida para efectuar los estudios de 

planeamiento y de seguridad operativa. 

 

3.3.5 Requisitos a Cumplir por los OS/OMS  

3.3.5.1 Con relación a la Base de Datos Regional, los OS/OMS deberán cumplir lo siguiente: 

a) Organizar y mantener bases de datos nacionales, de libre acceso al EOR, con las 

características del sistema de transmisión nacional, topología de la red de 

transmisión, características y parámetros de generadores, demanda y perfiles de 

demanda por nodo, proyecciones y características de la carga y niveles de generación 

por nodo; 

b) Organizar una base de datos nacional, de libre acceso al EOR, de la operación 

histórica del sistema que supervisa;  

c) Organizar una base de datos nacional, de libre acceso al EOR,  de los estudios 

operativos y de la expansión del sistema que supervisa;  

d) Incorporar a las bases de datos nacionales la información técnica proveniente del 

MER (de bases de datos del EOR y de otros OS/OMS), para información de los 

agentes del respectivo país; y 

e) Incorporar a las bases de datos nacionales los análisis y resultados de la operación 

del MER, para información de los agentes del respectivo país.  

3.3.5.2 Los OS/OMS  son responsables de solicitar a los agentes  y validar toda la información 

necesaria para mantener actualizada la Base de Datos Regional.  

3.3.6 Requisitos a Cumplir por el EOR 

3.3.6.1 Con relación a la Base de Datos Regional, el EOR deberá cumplir lo siguiente: 

a) Solicitar a los OS/OM toda la información requerida en este Reglamento; 

b) Centralizar todo intercambio de información, dentro de los plazos de este 

Reglamento; 

c) Organizar y administrar una Base de Datos Regional de libre acceso a los OS/OMS, 

los agentes y la CRIE;  

d) Poner a disposición de cada OS/OM los resultados del predespacho, redespacho y 

posdespacho regionales, así como los informes posoperativos del MER; 

e) Revisar la información suministrada por los OS/OMS. En caso de existir 

inconsistencias, se tratarán según se establece en este Reglamento;  

f) Velar porque la información de la Base de Datos Regional se mantenga actualizada; 
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g) Definir los formatos para el suministro de la información de la Base de Datos 

Regional. El EOR deberá informar con  al menos quince (15) días de anticipación a 

los OS/OMS cualquier modificación a dichos formatos. 

3.3.7 Actualización de Datos 

3.3.7.1 Cada OS/OM estará obligado como mínimo a la actualización semestral de la información 

con destino a la Base de Datos Regional, en los meses de mayo y noviembre de cada año, 

o cuando exista un cambio significativo en la configuración de su sistema. Información 

específica será actualizada según se disponga en este Reglamento. Si un OS/OM no 

actualiza dicha información, el EOR utilizará la información más reciente que disponga e 

informará del hecho a la CRIE. 

3.3.7.2 No es obligatorio que toda la información contenida en la Base de Datos Regional sea 

obtenida en tiempo real ni en forma automática. La información de parámetros y algunos 

datos básicos podrá ser declarada y enviada por carta, fax o medios electrónicos. La 

información operativa podrá ser intercambiada por medios electrónicos. Los datos de 

eventos, registradores de fallas y secuencia de eventos podrán ser intercambiados bajo 

pedido por medios electrónicos. Los datos operativos deberán contar con los canales y la 

automatización suficiente para ser intercambiados en tiempo real. 

3.3.7.3 En todo caso, corresponderá al EOR definir la forma y medios por los cuales se actualizará 

la información en la Base de Datos Regional. El EOR informará a los OS/OMS los datos 

que requieren ser actualizados en tiempo real o en forma automática. En caso que el 

OS/OM no cuente con los medios para la actualización automática o en tiempo real, éste 

presentará para aprobación del EOR un cronograma de actividades tendiente a dar 

cumplimiento a este requerimiento. 

3.3.7.4 La información relacionada con los precios y cantidades declaradas para el predespacho 

regional será de libre acceso a partir del momento en que el EOR publique el predespacho 

regional. 

 

3.4 Telecomunicaciones, Intercambio de Información y Supervisión 

Operativa 

3.4.1 Requisitos del Sistema de Telecomunicaciones y Supervisión Operativa 

3.4.1.1 El EOR deberá disponer de medios de supervisión y del sistema de telecomunicaciones que 

permitan vincularlo con los OS/OMS, los cuales deben ser adecuados para transmitir en 

forma bidireccional la información necesaria para la operación técnica del SER, de acuerdo 

con las normas y requisitos definidos en este Libro. 

3.4.1.2 Las vinculaciones entre los centros de control de los OS/OMS y el centro de control del 

EOR deberán cumplir los requisitos técnicos de telecomunicaciones y supervisión 

establecidos en el Anexo 2 ñRequisitos de Supervisi·n y Comunicacionesò. 

3.4.1.3 Deberán existir, como mínimo, los siguientes servicios de telecomunicaciones: 

a) Transmisión de datos del Centro Regional de Coordinación de Transacciones 

(CRCT); 

b) Comunicaciones de voz y sus equipos de grabación asociados; y 

c) Servicio de fax y correo electrónico. 
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3.4.1.4 Estos servicios podrán ser satisfechos mediante recursos propios, o también mediante la 

libre contratación total o parcial de los mismos a prestadores de servicios de 

telecomunicaciones, o una combinación de estas modalidades. 

3.4.1.5 Los recursos utilizados para la comunicación operativa estarán destinados al uso exclusivo 

de los operadores del EOR y los OS/OMS.  Los acuerdos o intercambio de información que 

por su urgencia deban realizarse en forma verbal, deberán ser confirmados por escrito, a la 

mayor brevedad posible. 

3.4.1.6 Todas las comunicaciones operativas relacionadas con la coordinación de la operación 

técnica del SER, serán realizadas entre el EOR y los OS/OMS.  En caso que el EOR 

identifique en tiempo real que existen problemas que no permitan establecer la 

comunicación con un OS/OM, la coordinación podrá efectuarse entre los OS/OMS e 

informar posteriormente al EOR. 

3.4.2 Intercambio de Información Operativa 

3.4.2.1 Los OS/OMS intercambiarán con el EOR, la información técnica y operativa requerida para 

la operación del SER, de acuerdo a los procedimientos, medios y plazos que se indican en 

este Reglamento. 

3.4.2.2 El EOR en forma conjunta con los OS/OMS definirá la nomenclatura a emplear para 

identificar a cada agente y elemento de la RTR para la coordinación, supervisión y control 

de la RTR.    

3.4.2.3 Previo a toda modificación en las instalaciones que puedan afectar la operación de la RTR, 

cada OS/OM deberá informar de la misma al EOR y demás OS/OMS, tales como 

alteraciones en esquemas de protecciones o en la capacidad operativa de las instalaciones. 

3.4.2.4 El EOR mantendrá actualizado un listado del personal perteneciente a cada uno de los 

OS/OMS que esté relacionado con la operación del SER.  Se identificará el cargo de la 

persona y el medio para ubicarlo. Cualquier cambio que el OS/OM efectúe en su personal 

autorizado, deberá comunicarlo al EOR, con al menos quince (15) días de anticipación. 

 

3.4.3 Comunicaciones en Tiempo Real 

3.4.3.1 Cualquier comunicación entre el personal del EOR y los OS/OMS deberá contener, en forma 

explícita, la siguiente información: 

a) El nombre y apellido del emisor; 

b) El nombre del país o entidad respectiva; 

c) La identificación de la instalación en cuestión; 

d) La instrucción operativa; y 

e) La hora en la cual se debe ejecutar la instrucción. 

La persona que recibe la instrucción repetirá la misma para asegurar a quien la emitió, que 

ésta fue entendida claramente. Toda información operativa se emitirá verbalmente a través 

de teléfono o radio, con grabación permanente o de un medio en el que se verifique una 

constancia escrita. 
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3.4.3.2 Toda la información necesaria para la operación en tiempo real, solicitada por el EOR o un 

OS/OM, deberá ser suministrada a la brevedad posible. Igualmente, cualquier evento que 

ocurra en el SER que pueda afectar las inyecciones o retiros programados a través de la RTR 

o la calidad y seguridad regionales, deberá ser informado al EOR y éste informará a todos 

los demás OS/OMS, a la brevedad. 

3.4.3.3 En las comunicaciones operativas se deberán denominar las instalaciones de la RTR con su 

identificación completa y con la nomenclatura  acordada por el EOR con los OS/OMS. 

3.4.3.4 Ante la ocurrencia de cualquier evento que implique la necesidad de alteración a las 

inyecciones o retiros programados, los OS/OMS correspondientes deberán comunicarlo al 

EOR a la brevedad posible, pero siempre dentro de los siguientes diez (10) minutos, excepto 

en el caso de estados de emergencia, en los cuales se podrá operar sin dar aviso y luego se 

informará al EOR el motivo de tal acción. El OS/OM deberá informar al EOR sobre todo 

evento ocurrido conforme a los procedimientos incluidos en Libro III del RMER y podrá 

solicitar el redespacho correspondiente, conforme a las causas de redespacho definidas en 

el numeral 5.17.7. 

3.4.3.5 Las comunicaciones operativas para la coordinación de maniobras deberán ser dictadas de 

forma pausada y de manera clara, para registrarlas en la bitácora y en los equipos de 

grabación, tanto del EOR como de los OS/OMS. En casos de urgencia, la anotación se podrá 

efectuar a posteriori, respetando los conceptos de la conversación e indicando la hora, el 

lugar y los funcionarios de cada OS/OM y el EOR involucrados. 

 

3.4.4 Comunicaciones Pre y PosOperativas 

3.4.4.1 La información operativa que el EOR requiere para el predespacho y el seguimiento diario 

posoperativo, deberá ser enviada por los OS/OMS. Dicha información incluye, sin limitarse 

a, la siguiente: 

a) Para el predespacho, aquélla relacionada con el numeral 5; 

b) La energía medida para cada período de mercado de los intercambios por los enlaces 

entre áreas de control y de las inyecciones y retiros realizados (MWh) en la RTR, que 

deberá ser informada por cada OS/OM al EOR antes de las 10:00 horas del día 

siguiente; y 

c) Además de la información intercambiada en tiempo real, los eventos ocurridos en el 

SER serán informados conforme el procedimiento definido en el Libro III del RMER. 

3.4.5 Supervisión Técnica del MER 

3.4.5.1 La coordinación y supervisión  de la operación técnica del MER requerirá que el EOR en 

conjunto con los OS/OM cuente con la información en tiempo real necesaria. Para ello, el 

EOR deberá contar con los medios informáticos y de comunicaciones que vinculen el centro 

de control del EOR con los centros de control de los OS/OMS. 

3.4.5.2 El EOR deberá contar con un sistema propio de supervisión (SCADA) para la operación del 

SER. 
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3.4.5.3 Cada subestación asociada a la RTR deberá contar con las instalaciones de supervisión 

necesarias que le permitan al EOR, por intermedio de los OS/OMS, disponer en tiempo real  

de las señales de voltaje, potencia activa, reactiva, posición de equipos de maniobra (estado 

de interruptores y seccionadores, así como posiciones de taps de transformadores), estado 

de algunos equipos auxiliares y de los equipos de compensación de las instalaciones 

asociadas a la RTR. 

3.4.5.4 El EOR determinará las subestaciones de la RTR que deberán contar con equipos 

registradores de fallas para obtener evidencia de la operación de la RTR e identificar 

responsabilidades ante estados de emergencia e incumplimientos de los criterios de calidad, 

seguridad y desempeño regionales.  

 

3.5 Auditorías al EOR 

3.5.1 Cada dos (2) años, el EOR deberá someterse a una (1) auditoría técnica, o a cualquier otra 

solicitada por la CRIE, con el fin de revisar el cumplimiento de los procedimientos 

establecidos en el RMER y la efectividad de los sistemas utilizados en la operación y 

administración del MER, incluyendo entre otros los siguientes: 

a) Procesos de predespacho, redespacho y posdespacho; 

b) Procesos de conciliación, facturación y liquidación; 

c) Procesos de coordinación y supervisión del SER; 

d) Procesos de planeamiento operativo y seguridad operativa; 

e) Sistemas de información y procesos de administración del software; y 

f) Aspectos específicos del EOR solicitados por la CRIE. 

3.5.2 El EOR, deberá suministrar  y permitir el acceso requerido a registros, procesos, personal y 

sistemas informáticos para el cumplimiento de las auditorías. El OS/OM proporcionara la 

información requerida para la comprobación de la información suministrada por el EOR. 

3.5.3 Los informes de auditoría deberán incluir como mínimo un resumen de la auditoría, las 

pruebas realizadas y las conclusiones y recomendaciones de la misma. El informe de 

auditoría será entregado a la CRIE, quien lo pondrá a disposición del EOR, para sus 

comentarios y observaciones. 

3.5.4 Con base en los informes de auditoría, el EOR deberá elaborar un plan de acción donde 

especifique la manera y plazos en que planea corregir las deficiencias detectadas. Dicho 

plan deberá ser informado a la CRIE. 

3.5.5 El costo de la auditoría anual de gestión será incluido en el presupuesto de la CRIE. 

4. Planeamiento de la Operación 

4.1 Alcance del Capítulo 4 

4.1.1 Este capítulo define los criterios, responsabilidades, procedimientos y requisitos necesarios 

para realizar el planeamiento operativo, dentro de los estándares de calidad, seguridad y 

desempeño regionales. 
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4.1.2 El planeamiento de la operación coordinada de los recursos disponibles de generación, de 

combustibles primarios y de los recursos de transmisión de la región de América Central 

deberá reflejar de la mejor forma posible la operación esperada del MER. Esta planeación 

tendrá por objeto proveer información indicativa sobre el MER, anticipar el comportamiento 

de los niveles de calidad, seguridad y desempeño del SER. 

4.1.3 Para realizar el planeamiento de la operación se efectuará una descomposición funcional y 

temporal. La descomposición funcional considerará el planeamiento operativo y la 

seguridad operativa. La descomposición temporal establecerá para la seguridad operativa 

un horizonte de mediano plazo de uno (1) a dos (2) años y de corto plazo el horizonte del 

predespacho y la operación en tiempo real; para el planeamiento operativo un horizonte de 

mediano plazo de uno (1) a dos (2) años. 

4.1.4 Los análisis del planeamiento de la operación de mediano plazo se deberán realizar al 

menos cada doce (12) meses, o con una periodicidad menor según lo ameriten las 

circunstancias prevalecientes. 

4.1.5 El planeamiento deberá ser indicativo y flexible, de tal forma que se adapten a los cambios 

que determinen las condiciones técnicas y económicas en la región, cumpliendo con los  

Criterios de calidad, seguridad y desempeño. 

 

4.2 Seguridad Operativa 

4.2.1 El detalle de los estudios de Seguridad Operativa que se realizaran en el  SER se definen en 

el Libro III del RMER. 

 

4.3 Planeamiento Operativo de Mediano Plazo 

4.3.1 En este proceso se calculará la producción esperada (MWh) de los distintos recursos de 

generación y la utilización de combustibles utilizados en las plantas térmicas que cumplan 

con el criterio de maximizar el valor esperado del valor presente neto del beneficio social 

de la región, considerando los recursos de generación en forma coordinada y las 

limitaciones eléctricas del SER. 

4.3.2 El planeamiento operativo del MER tendrá como objetivo suministrar a los agentes, 

actuales y futuros, los OS/OMS y a la CRIE, los análisis que se lleven a cabo por parte del 

EOR relacionados con la evolución esperada del uso de los recursos energéticos asociados 

con el suministro de energía eléctrica de la región, así como de la evolución de los 

indicadores de confiabilidad energética, dando señales de: 

a) Evolución esperada de uso de los recursos de generación y de combustibles primarios 

de la región; 

b) Retroalimentación para el planeamiento de la expansión de generación y transmisión, 

impacto de las congestiones de red y conveniencia de expansiones; 

c) Comportamiento esperado de los criterios de confiabilidad energética asociados a la 

posibilidad de abastecimiento futuro de la demanda en la región; 

d) Coordinación de la planeación regional con los planes de expansión de generación y/o 

transmisión nacionales, según sea el caso; 
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e) Tendencia de crecimiento o decrecimiento de volúmenes esperados de transacciones 

de energía eléctrica entre países; y 

f) Coordinación de mantenimientos del SER. 

4.3.3 La frecuencia de actualización del planeamiento operativo será anual, o antes si las 

circunstancias así lo indican. El horizonte de planeamiento operativo será de uno (1) a dos 

(2) años y las etapas máximas de resolución será de un (1) mes. 

 

4.4 Criterios 

4.4.1 Se utilizarán los criterios de calidad, seguridad y desempeño adoptados para la operación 

del MER aplicables a los análisis de mediano plazo. 

4.4.2 La función objetivo para encontrar la política óptima de la evolución esperada del MER será 

la de maximizar el beneficio social de la región. 

 

4.5 Programas de Simulación 

4.5.1 La herramienta utilizada por el EOR para el planeamiento operativo regional deberá ser un 

modelo que calcule la política operativa óptima del MER y que refleje de la mejor manera 

posible las reglas del mismo, tomando en cuenta: 

a) Descripción operativa de las plantas hidroeléctricas: capacidad, balance hídrico, 

límites de turbinamiento y almacenamiento, volúmenes de seguridad, vertimiento y 

restricciones aguas abajo; 

b) Descripción, según aplique, de las plantas térmicas, geotérmicas, eólicas, etc.: 

capacidad máxima y mínima, restricciones de generación por grupo, curvas de costo, 

consumo de combustible con uno o más combustibles, reservas de combustibles; 

c) Representación de los compromisos contractuales firmes que impliquen 

cumplimiento físico de inyecciones o retiros de energía; 

d) Aspectos de incertidumbre hidrológica: deberá permitir utilizar un modelo estocástico 

de caudales que represente las características hidrológicas del sistema (estacionalidad, 

dependencia temporal y espacial de los caudales, sequías, etc.), o secuencias históricas 

de caudales, o secuencias hidrológicas específicas para condiciones particulares; 

e) Descripción del sistema de transmisión, considerando: topología, límites de flujo de 

potencia en cada circuito, pérdidas, restricciones eléctricas, límites de exportación e 

importación por área de control y en general, los resultados de la seguridad operativa; 

y 

f) Proyección de la demanda y otros datos relevantes. 

 

4.6 Información 

4.6.1 Los OS/OMS tienen la obligación de suministrar al EOR y mantener actualizada la 

información requerida para el planeamiento operativo  en los medios y formatos definidos 

por el EOR e incluidos en la Base de Datos Regional. 
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4.6.2 Cada Agente, a través del OS/OM respectivo, y los OS/OM deberán suministrar al EOR la 

siguiente información, pero sin estar limitada a: 

a) Parámetros técnicos del sistema de transmisión y topología actual;  

b) Proyecciones de demanda de energía y potencia;  

c) Plan de expansión de generación y transmisión nacional; 

d) Fechas de retiro de plantas e instalaciones; 

e) Programas de mantenimientos de las instalaciones del SER que afecten la RTR; 

f) Series históricas mensuales de caudales, irrigación, consumos de acueductos, aportes, 

bombeos y evaporación; 

g) Diagramas topológicos de cada una de las cadenas que constituyen los sistemas 

hidroeléctricos; 

h) Parámetros técnicos de embalses, plantas hidroeléctricas, plantas térmicas, 

geotérmicas, eólicas, etc.; 

i) Características y limitaciones en la disponibilidad en combustibles primarios; 

j) Costos de combustibles para generación térmica; 

k) Costos de Administración, Operación y Mantenimiento de las plantas térmicas; 

l) Costos de racionamiento. 

m) Restricciones técnicas de elementos del SER que afecten la RTR. 

n) Generación necesaria para cumplir condiciones técnicas o contractuales de las plantas 

de generación (contratos físicos, seguridad, etc.). 

o) Índices de disponibilidad de las instalaciones de generación y de  los elementos 

individuales de la RTR. 

p) Información de los enlaces extraregionales. 

4.6.3 La información para el planeamiento operativo energético se canalizará a través de cada 

OS/OM, quien la actualizará semestralmente en la Base de Datos Regional, en los meses de 

mayo y noviembre de cada año. 

 

4.7 Publicación de Resultados 

4.7.1 El EOR deberá producir un informe periódico, con los resultados obtenidos de los estudios 

de planeamiento operativo, donde muestre el comportamiento futuro esperado del MER. 

Los resultados de los estudios serán enviados por el EOR a los OS/OMS, y a los agentes 

transmisores e incluirá en la Base de Datos Regional la información técnica y económica 

utilizada para dichos estudios.  

4.7.2 El EOR publicará los resultados del planeamiento operativo semestralmente, a más tardar 

el quince (15) de julio y quince (15) de enero de cada año. 

4.7.3 Los OS/OMS y los agentes del MER podrán efectuar observaciones a los estudios 

publicados por el EOR; que en el caso de los agentes se canalizarán a través de su respectivo 

OS/OM. Cada OS/OM será el responsable en su país de presentar a sus agentes los resultados 

e implicaciones de los estudios regionales efectuados por el EOR. 
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4.8  Informe de Resultados  

4.8.1 Los informes de resultados  del Planeamiento Operativo que el EOR pondrá a disposición 

de los OS/OMS y los agentes del MER a través de los OS/OM, según corresponda, 

abarcarán los siguientes temas: 

a) Evolución esperada del uso de los recursos de generación de la región; 

b) Evolución esperada del uso de combustibles primarios; 

c) Evolución de los indicadores de confiabilidad energética del SER; 

d) Intercambios esperados de energía en los nodos frontera; y 

e) Tendencia de crecimiento o decrecimiento de los volúmenes esperados de 

transacciones. 

5. Predespacho Regional y Desviaciones 

5.1 Alcance del Capítulo 5 

5.1.1 Se presenta en este Capítulo los procedimientos para la ejecución diaria del predespacho 

del MER, el cual operará en dos (2) niveles sucesivos: el EOR en el nivel regional y el 

OS/OM de cada país en el nivel nacional y el Posdespacho Regional, incluyendo lo 

siguiente: 

 
a) La ejecución del predespacho regional, el cual abarca las ofertas de inyección y retiro 

en los diferentes nodos de la RTR, los contratos regionales, las ofertas de flexibilidad 

de los contratos, las ofertas de pago máximo por CVT, el modelo de predespacho para 

determinar las transacciones programadas y toda la coordinación del flujo diario de 

información entre el EOR y los OS/OMS; 

b) La operación en tiempo real del SER, necesaria para mantener el control de las 

transacciones por los enlaces entre áreas de control y las inyecciones y retiros 

programados, así como mantener la frecuencia y el voltaje de acuerdo con los criterios 

de calidad, seguridad y desempeño regionales; 

c) Los procedimientos para el tratamiento operativo de las desviaciones a las 

transacciones programadas, así como la definición de las causas para efectuar un 

redespacho en el MER; 

d) Las responsabilidades y procedimientos en la ejecución de maniobras en las 

instalaciones asociadas a la RTR y la forma de actuar frente a estados de emergencia 

del SER; 

e) Los requisitos, coordinación y seguimiento del desempeño de  servicios auxiliares en 

el MER, según se detallan en el Libro III del RMER,;  

f) Los procedimientos y flujo de información necesarios para el reporte de eventos en el 

SER, incluido el seguimiento del desempeño de la RTR en cuanto a la disponibilidad 

de sus instalaciones. 
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5.2 Ofertas de Oportunidad y Compromisos Contractuales 

5.2.1 Cada OS/OM informará al EOR para cada uno de los períodos de mercado del día siguiente, 

las correspondientes ofertas de inyección y retiro de oportunidad regional en los nodos de 

la RTR, así como los compromisos contractuales de sus agentes y sus ofertas asociadas. 

5.2.2 Todos los agentes autorizados a realizar transacciones en el MER estarán obligados a 

presentar ofertas de oportunidad al MER. Cada OS/OM deberá poner todos los días a 

consideración del EOR las ofertas de inyección y retiro en cada nodo de la RTR 

correspondiente.  

5.2.3 La cantidad  de dichas ofertas mencionadas en el numeral 4.6.2.2, sólo estará limitada por: 

a) La capacidad técnica de inyectar y retirar energía en la RTR tomando en cuenta los 

criterios de seguridad y calidad establecidos en la regulación nacional; y  

b) Por el requerimiento de suplir la demanda y la disponibilidad de recursos de 

generación en cada país. 

Ningún agente autorizado a realizar transacciones en el MER u OS/OM podrá negarse a 

informar las ofertas de oportunidad al MER, que estarán limitadas sólo por las razones 

técnicas mencionadas. 

5.2.4 Cada OS/OM deberá poner todos los días a consideración del EOR las ofertas de flexibilidad 

de los Contratos Firmes de la parte vendedora, así como las ofertas de flexibilidad de los 

Contratos No Firmes Físicos Flexibles, provenientes de los agentes de su país.  Igualmente, 

informará las ofertas de pago máximo por CVT que sus agentes con Contratos No Firmes 

Físicos Flexibles hayan efectuado. 

5.2.5 Las ofertas de oportunidad al MER serán de precio, expresadas en dólares de los Estados 

Unidos de América por MWh y deberán presentarse, al igual que la información de los 

compromisos contractuales, en el formato definido por el EOR. Si el EOR requiere 

modificar este formato, lo informará a los OS/OMS con al menos treinta (30) días de 

anticipación a su entrada en vigencia. 

 

5.3 Ofertas de Inyección de Oportunidad 

5.3.1 Para cada período de mercado, el OS/OM informará las ofertas de inyección de oportunidad 

en bloques de energía. Para cada nodo de la RTR podrá presentarse más de una oferta de 

inyección. 

5.3.2 Para las ofertas de inyección deberá considerarse lo siguiente: 

a) A cada bloque de energía ofertado se asignará un precio, que corresponderá al precio 

mínimo a partir del cual estará dispuesto a vender la energía ofertada. La oferta al 

MER deberá ser  mayor o igual al costo declarado o  mayor o igual al precio de oferta 

en el respectivo mercado nacional y respetar lo establecido en la regulación nacional 

en relación a la formación del precio de la oferta al MER; 

b) Indicarán si la disponibilidad de inyección al MER corresponde a generación no 

despachada en el predespacho nacional, a ofertas de inyección de países no miembros 

en nodos de la RTR localizados dentro de su país, o a demanda interrumpible por 

precio satisfecha en el predespacho nacional; 
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c) Para cada bloque de energía se considerará que el precio ofertado se aplica a todo el 

segmento, incluido el extremo mayor de energía pero excluido el extremo menor de 

energía. Lo anterior con excepción del primer segmento, donde el precio se aplicará 

incluso al extremo menor, es decir, al valor cero de energía; y 

d) Se permitirá en cada oferta de inyección hasta cinco (5) bloques crecientes en precio. 

 

5.4 Ofertas de Retiro de Oportunidad 

5.4.1 Para cada período de mercado, el OS/OM informará las ofertas de retiro de oportunidad en 

bloques de energía. Para cada nodo de la RTR podrá presentarse más de una oferta de retiro. 

5.4.2 Para las ofertas de retiro deberá considerarse  lo siguiente: 

a) A cada bloque de energía ofertado se asignará un precio que corresponderá al precio 

máximo hasta el cual estará dispuesto a comprar la energía ofertada y respetar lo 

establecido en la regulación nacional en relación a la formación del precio de la oferta 

al MER;  

b) Indicarán si corresponden a reemplazo de generación despachada en el predespacho 

nacional, a ofertas de retiro de países no miembros en nodos de la RTR localizados 

dentro de su país, o a demanda no satisfecha en el predespacho nacional; 

c) Para cada bloque de energía se considerará que el precio ofertado se aplica a todo el 

segmento, incluido el extremo mayor de energía pero excluido el extremo menor de 

energía. Lo anterior con excepción del primer segmento, donde el precio se aplicará 

incluso al extremo menor, es decir, al valor cero de energía; y 

d) Se permitirá en cada oferta de retiro hasta cinco (5) bloques decrecientes en precio. 

 

5.5 Ofertas de Flexibilidad y de Pago máximo por CVT asociadas a los 

Contratos No Firmes Físicos Flexibles 

5.5.1 Para cada período de mercado, el OS/OM informará las ofertas de flexibilidad y de pago 

máximo por CVT, asociadas a los Contratos No Firmes Físicos Flexibles en el MER. 

5.5.2 Cada parte de un Contrato No Firme Físico Flexible, por intermedio del OS/OM 

correspondiente, efectuará la oferta de flexibilidad en su respectivo nodo de inyección o 

retiro asociado al contrato.  Dichas ofertas se efectuarán, en general, del mismo modo y 

forma que las ofertas de inyección y retiro descritas en los numerales anteriores. 

5.5.3 Las ofertas de flexibilidad de Contratos No Firmes Físicos Flexibles no podrán superar, 

para cada período de mercado, la energía declarada del contrato para el predespacho. 

5.5.4 Cada OS/OM informará las ofertas de pago máximo por CVT de los Contratos No Firmes 

Físicos Flexibles, indicando la diferencia máxima de precios nodales, entre el nodo de retiro 

y el de inyección, que las partes contratantes estarán dispuestas a pagar por unidad de 

energía. Para las ofertas de pago máximo por CVT deberá considerarse lo siguiente: 

a) Se ofertarán hasta cinco (5) bloques de energía, con su correspondiente precio 

decreciente, que corresponderá al precio máximo que estará dispuesto a pagar el 

comprador o vendedor del contrato por el servicio de transmisión entre el nodo de 

inyección y el de retiro; 



 

 

 

 

 110  

 

 

b) Se indicará el nodo de inyección y retiro del contrato;  

c) Para cada bloque de energía se considerará que el precio ofertado se aplica a todo el 

segmento, incluido el extremo mayor de energía pero excluido el extremo menor de 

energía. Lo anterior con excepción del primer segmento, donde el precio se aplicará 

incluso al extremo menor, es decir, al valor cero de energía; y 

d) Se indicará la parte que asumirá los cargos por el diferencial de precios nodales 

asociados al compromiso contractual. 

 

5.6 Información de Compromisos Contractuales  

5.6.1 Los agentes que sean parte de un contrato regional deberán suministrar a su OS/OM, para 

que esté a su vez la remita al EOR, la siguiente información: 

a) Identificación del agente comprador y vendedor que suministra la información; 

b) Tipo de contrato; 

c) Nodos de inyección y retiro en la RTR; 

d) Para cada período de mercado, la energía declarada del compromiso contractual en 

los nodos de compra y venta; 

e) 137Para los Contratos Firmes, la energía requerida por el agente comprador, así como 

las ofertas de flexibilidad del agente vendedor, que sea igual a la energía requerida 

informada por el agente comprador del contrato; 

f) Para los Contratos No Firmes Físicos Flexibles, las ofertas de flexibilidad y/o de pago 

máximo por CVT asociadas al contrato; y 

g) La parte que asumirá los cargos en el Mercado de Oportunidad Regional por la 

diferencia de precios nodales entre los nodos de retiro e inyección asociados al 

contrato. 

 

5.7 Ofertas de Servicios Auxiliares 

5.7.1 Los servicios auxiliares en MER se prestan mediante compromisos mínimos obligatorios 

de cada área de control, por tanto, no se tendrán ofertas asociadas a los mismos. 

 

5.8 Invalidez de Ofertas y de Compromisos Contractuales 

5.8.1 Las ofertas de oportunidad, de flexibilidad y de pago máximo por CVT de Contratos Firmes 

y los  No Firmes Físicos Flexibles se considerarán inválidas en los siguientes casos: 

a) Cuando las ofertas sean enviadas por el OS/OM al EOR fuera de los horarios 

establecidos; 

b) Cuando las ofertas sean enviadas en un formato o un medio diferente a los 

establecidos oficialmente por el EOR;  

                                                 
137 Modificado mediante Resolución CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021. 
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c) Cuando las ofertas especifiquen condiciones diferentes a las establecidas en este 

Libro; 

d) Para las ofertas de flexibilidad y de pago máximo por CVT, cuando no se considere 

válido el contrato asociado conforme al numeral 5.5; y 

e) Para las ofertas de flexibilidad, cuando las mismas superen el compromiso 

contractual asociado. 

5.8.2 En el caso en que el EOR invalide una oferta de oportunidad, flexibilidad o de pago máximo 

por CVT de Contratos Firmes y No Firmes Físicos Flexibles, ésta no será tomada en cuenta 

para ninguno de los procesos en el MER. 

5.8.3 Un compromiso contractual regional será considerado válido si se cumplen los siguientes 

requisitos: 

a) El agente comprador suministra a su OS/OM la información del compromiso 

contractual regional de compra y el agente vendedor suministra a su OS/OM la misma 

información correspondiente al compromiso contractual regional de venta; 

b) El OS/OM del agente comprador y el OS/OM del agente vendedor envían al EOR en 

los plazos, forma y medios definidos por el EOR la misma información de los 

compromisos contractuales para cada período de mercado, incluidas las aclaraciones 

y ajustes solicitados por el EOR conforme a lo definido en el numeral 5.13; 

c) El OS/OM del agente comprador y el OS/OM del agente vendedor envían al EOR en 

los plazos, forma y medios definidos por el EOR la información de las ofertas de 

flexibilidad y de pago máximo por CVT de los Contratos Firmes y  No Firmes Físicos 

Flexibles; 

d) Para cada período de mercado, que el tipo de contrato y la energía informada por el 

agente comprador coincida con el tipo y la energía informada por el agente vendedor 

en los nodos de inyección y retiro; 

e) 138Para Contratos Firmes, para cada período de mercado, que la cantidad de energía 

requerida por el agente comprador sea igual al compromiso contractual; 

f) 139Para Contratos Firmes, para cada período de mercado, que la cantidad de ofertas 

de flexibilidad al Mercado de Oportunidad Regional por el agente vendedor sea igual 

a la energía requerida por el agente comprador. 

g) Para los Contratos Firmes, que la información suministrada por las partes sea 

compatible con la información de registro del contrato; y 

h) Se hayan considerado válidas las ofertas de flexibilidad y de pago máximo por CVT, 

asociadas a Contratos No Firmes Físicos Flexibles, conforme a lo definido en el 

numeral 5.8.1. 

5.8.4 Cuando no se cumplen las condiciones establecidas en el numeral 5.8.3, el EOR no tomará 

en cuenta el contrato para ningún proceso en el MER, sin perjuicio de las obligaciones que 

resulten entre las partes por incumplimiento del mismo. 

                                                 
138 Modificado mediante Resolución CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021. 
139 Modificado mediante Resolución CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021. 
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5.8.5 El EOR informará a la brevedad posible a cada OS/OM las ofertas o compromisos 

contractuales rechazados por inválidos, indicando el motivo.  Cada OS/OM será responsable 

de informar a sus agentes esta situación. 

 

5.9 Modelo de Optimización del Predespacho 

5.9.1 El predespacho regional será calculado usando un modelo matemático que considere toda 

la funcionalidad necesaria para incorporar en la optimización las ofertas de oportunidad, 

las ofertas de flexibilidad y por servicios de transmisión, el requerimiento de servicios 

auxiliares regionales, los compromisos contractuales, el predespacho nacional y la 

configuración, restricciones y pérdidas del sistema de transmisión. 

5.9.2 El modelo matemático deberá determinar el despacho óptimo factible de las ofertas de 

oportunidad, las ofertas de flexibilidad y por servicios de transmisión, los servicios 

auxiliares regionales y los compromisos contractuales, y obtener la asignación óptima de 

las ofertas de precios dentro del horizonte de optimización maximizando el beneficio social. 

En el Anexo 3 ñPredespacho y Posdespacho Regionalò se presenta el detalle de la 

formulación del predespacho regional. 

 

5.10 Cálculo de Precios Nodales Ex-ante 

5.10.1 Los precios nodales exïante serán calculados como el precio incurrido para satisfacer un 

incremento marginal de los retiros de energía en cada nodo de la RTR. Los precios nodales 

exïante para cada período de mercado serán determinados directamente por el algoritmo 

de solución del predespacho, como los multiplicadores de Lagrange de la restricción de 

balance de inyección y retiro para cada nodo de la RTR (variables duales del programa de 

optimización). 

 

5.11 Cronograma y Coordinación del Predespacho 

5.11.1 Cada día, los OS/OMS y el EOR deberán intercambiar la información necesaria para que el 

EOR pueda efectuar el predespacho regional y para que los OS/OMS incorporen en su 

programación las transacciones resultantes del Mercado de Oportunidad Regional y del 

Mercado de Contratos Regional. 

5.11.2 El EOR definirá los formatos y medios para el intercambio de información relacionada con 

la coordinación del predespacho. Si el EOR requiere efectuar una modificación a dichos 

formatos, lo informará  a los OS/OMS con al menos  treinta (30) días de anticipación a su 

entrada en vigencia. 

 

5.12 Nivel Nacional: los OS/OMS 

5.12.1 Los OS/OMS realizarán el predespacho a nivel nacional, de acuerdo con las reglas vigentes 

en su país pero sin incorporar transacciones internacionales. Cada OS/OM deberá realizar 

los siguientes procedimientos de coordinación con sus agentes, interactuando al mismo 

tiempo con el EOR: 

a) Coordinación del predespacho, ofertas y requerimientos de oportunidad 
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i. 140Pondrá a disposición en la Base de Datos Regional del EOR, antes de las 10:00 

horas de cada día, el estado del sistema de transmisión que afecte la operación del 

MER para los períodos de mercado del día siguiente. Dicha información deberá 

incluir los mantenimientos programados y no programados de las instalaciones de 

transmisión, modificaciones a la capacidad operativa de la RTR y los cambios 

topológicos que afecten los intercambios de energía a través de la red de 

transmisión modelada en el predespacho regional. La información declarada 

deberá estar debidamente justificada. 

 

 El EOR podrá solicitar al OS/OM una ampliación de la información 

declarada;  

ii. Informará al EOR, antes de las 10:00 horas de cada día, los compromisos 

contractuales conforme el numeral 5.6 y las ofertas de flexibilidad y de pago 

máximo por CVT conforme el numeral 5.5; 

iii.  Realizará, antes de las 11:30 horas de cada día, los ajustes y aclaraciones 

necesarias a las inconsistencias de compromisos contractuales reportadas por el 

EOR; 

iv. 141Realizará, antes de las 13:00 horas de cada día, el predespacho nacional, para 

los períodos de mercado del día siguiente, para determinar las correspondientes 

ofertas de oportunidad al MER; 

 
El predespacho nacional remitido por el OS/OM al EOR deberá cumplir con que  

la suma de las inyecciones sea igual a la suma de los retiros más la pérdidas de 

transmisión respectivas.  El EOR suministrará a cada OS/OM un programa 

computacional para adaptar el balance eléctrico al algoritmo del modelo de 

pérdidas medias de transmisión requerido para preparar el predespacho regional 

que establece el RMER, con el objeto de evitar distorsiones en los cargos variables 

de transmisión que pagan los agentes del MER. 

 
Si en un día específico un OS/OM, no presenta su predespacho nacional o el 

mismo no  cumple con que  la suma de las inyecciones sea igual a la suma de los 

retiros más la pérdidas de transmisión respectivas, a más tardar a las 13:00 horas, 

el EOR en coordinación con el OS/OM, utilizará la misma información del 

predespacho nacional de un día que mejor represente la operación prevista del día 

en cuestión, sin incluir ofertas de oportunidad ni contratos al MER, remitido con 

anterioridad por el OS/OM.  En caso de imposibilitarse la coordinación con el 

OS/OM en un tiempo de quince minutos, el EOR utilizará la misma información 

de predespacho nacional del mismo día de la semana anterior, sin incluir ofertas 

de oportunidad ni contratos al MER, remitidos por el OS/OM.  En ambos casos, 

manteniendo el OS/OM la responsabilidad de la información a utilizarse y sus 

consecuencias.  El EOR informará a la CRIE de esta situación a más tardar un día 

hábil después, para los fines que procedan y la asignación de las 

responsabilidades. 

                                                 
140 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
141 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 



 

 

 

 

 114  

 

 

 
v. Informará al EOR, antes de las 13:00 horas de cada día el predespacho nacional 

y las ofertas de oportunidad conforme los numerales 1.4.2.2, 5.3 y 5.4; 

vi. Recibirá del EOR, antes de las 14:30 horas de cada día, las transacciones 

programadas y los precios ex-ante en el Mercado de Oportunidad Regional para 

cada nodo de la RTR y las incorporará al predespacho total. Adicionalmente, 

recibirá del EOR las transacciones resultantes del Mercado de Contratos 

Regional; 

vii.  142Determinará y coordinará, entre las 14:30 y 16:15 horas de cada día, con el 

EOR, los ajustes que sean necesarios para que el resultado sea operativamente 

factible y obtener el predespacho total. 

 
Se considerarán como causales de ajustes al Predespacho en el MER los 

siguientes: 

1. Cambios topológicos de la RTR, debidamente justificados por el 

OS/OM respectivo; 

2. Pérdida de recursos de generación, debidamente justificados por el 

OS/OM respectiva; 

3. Solicitudes de los OS/OMS por condiciones de emergencia nacional, 

debidamente justificados por el OS/OM respectivo; 

4. Violaciones de los requisitos de reserva regional de regulación 

secundaria de frecuencia; 

5. Cambios requeridos al predespacho como resultado de la validación 

eléctrica del mismo por parte del EOR, conforme se define en el 

numeral 5.14 del libro II del RMER; 

6.  Falta o insuficiencia de garantías financieras conforme los 

numerales 2.10.3 y 5.15 del libro II del RMER. 

7. Violaciones a las restricciones técnicas operativas de las unidades 

generadoras a las que se les haya asignado transacciones 

programadas en el MER como resultado del predespacho regional. 

Estas restricciones deberán ser debidamente justificadas por el 

OS/OM respectivo. 

8. Recuperación de la disponibilidad de recursos de generación. 

9. Ante condiciones de alertas de vertimiento o vertimiento en 

embalses de centrales hidroeléctricas. 

10. Ante variaciones significativa de los recursos de generación de 

energía renovable no controlada. 

 

                                                 
142 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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viii.  143A las 17:00 horas recibirá del EOR el predespacho regional definitivo con la 

información definida en el numeral 5.16; 

 

ix. Antes de las 18:00 horas, informará a sus agentes las transacciones resultantes 

del Mercado de Oportunidad Regional y del Mercado de Contratos Regional. 

b) Coordinación de requerimientos de servicios auxiliares 

i. Verificará que las instalaciones de los agentes de su sistema habilitados 

para prestar servicios auxiliares regionales cumplen con los requisitos 

técnicos establecidos en la regulación nacional y regional para aportar 

cada servicio auxiliar e informará, antes de las 10:00 horas de cada día, 

de ello al EOR. 

ii. Informará, antes de las 10:00 horas de cada día, al EOR la disponibilidad 

para la prestación de servicios auxiliares. 

iii.  Recibirá del EOR, antes de las 14:30 horas de cada día, la participación 

en los servicios auxiliares a nivel regional que le corresponde a su 

sistema, la asignará entre los agentes e instalaciones nacionales y 

reportará al EOR toda restricción que afecte su calidad o imposibilite su 

cumplimiento. 

iv. 144Coordinará, entre las 14:30 y 16:15 horas de cada día, con el EOR los 

ajustes que sean necesarios a los servicios auxiliares. 

 

5.13 Nivel Regional: el EOR 

5.13.1 El EOR realizará el predespacho regional que considerará los predespachos nacionales, la 

RTR y las redes de transmisión nacionales; así mismo procesará los contratos, y las ofertas 

de oportunidad, las ofertas de flexibilidad de contratos y de pago máximo por CVT 

informadas por los OS/OMS. 

5.13.2 El EOR deberá realizar el siguiente procedimiento de coordinación con los respectivos 

OS/OMS: 

a) Coordinación ofertas de oportunidad, compromisos contractuales y predespacho 

i. 145Recibirá hasta las 10:00 horas por parte de cada OS/OM, la información del 

estado del sistema de transmisión, mantenimientos programados y no 

programados de las instalaciones de transmisión, modificaciones a la capacidad 

de la red y los cambios topológicos que afecten la programación del predespacho 

regional. La información declarada deberá estar debidamente justificada. 

 
 El EOR podrá solicitar al OS/OM una ampliación de la información declarada;  

                                                 
143 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
144 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
145 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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ii. Hasta las 10:00 horas, recibirá de cada OS/OM la información de compromisos 

contractuales previstos en el Mercado de Contratos Regional, conforme el 

numeral 5.6 y las ofertas de flexibilidad y de pago máximo por CVT conforme 

el numeral 5.5; 

iii.    El EOR  verificará que la información de los compromisos contractuales sea 

consistente, conforme los numerales 5.8.1 y 5.8.3. Los resultados serán 

informados a los OS/OM antes de las 10:30 horas;  

iv. Ante diferencias, el EOR realizará un proceso de verificación  y ajuste con los 

OS/OMS involucrados que durará hasta las 11:30 horas; 

v. 146Hasta las 13:00 horas de cada día, recibirá de cada OS/OM los predespachos 

nacionales y las ofertas y requerimientos de oportunidad conforme los 

numerales 1.4.2.2, 5.3 y 5.4; 

 El predespacho nacional remitido por el OS/OM al EOR deberá cumplir con que  

la suma de las inyecciones sea igual a la suma de los retiros más la pérdidas de 

transmisión respectivas.  El EOR suministrará a cada OS/OM un programa 

computacional para adaptar el balance eléctrico al algoritmo del modelo de 

pérdidas medias de transmisión requerido para preparar el predespacho regional 

que establece el RMER, con el objeto de evitar distorsiones en los cargos 

variables de transmisión que pagan los agentes del MER. 

     Si en un día específico un OS/OM, no presenta su predespacho nacional o el 

mismo no  cumple con que  la suma de las inyecciones sea igual a la suma de 

los retiros más la pérdidas de transmisión respectivas, a más tardar a las 13:00 

horas, el EOR en coordinación con el OS/OM, utilizará la misma información 

del predespacho nacional de un día que mejor represente la operación prevista 

del día en cuestión, sin incluir ofertas de oportunidad ni contratos al MER, 

remitido con anterioridad por el OS/OM.  En caso de imposibilitarse la 

coordinación con el OS/OM en un tiempo de quince minutos, el EOR utilizará 

la misma información de predespacho nacional del mismo día de la semana 

anterior, sin incluir ofertas de oportunidad ni contratos al MER, remitidos por el 

OS/OM.  En ambos casos, manteniendo el OS/OM la responsabilidad de la 

información a utilizarse y sus consecuencias.  El EOR informará a la CRIE de 

esta situación a más tardar un día hábil después, para los fines que procedan y la 

asignación de las responsabilidades. 

 

vi. Verificará la consistencia de las ofertas conforme el numeral 5.8.1; 

vii.  Verificará la viabilidad técnica del predespacho regional, de manera que el 

conjunto de transacciones no vulnere las restricciones de la RTR y los criterios de 

calidad y seguridad regionales; 

viii.     Informará a cada OS/OM nacional, antes de las 14:30 horas de cada día, las 

transacciones programadas y los precios ex-ante en el Mercado de Oportunidad 

Regional para cada nodo de la RTR. Adicionalmente, informará las transacciones 

resultantes del Mercado de Contratos Regional; 

                                                 
146 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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ix. 147Coordinará con cada OS/OM, entre las 14:30 y 16:00 horas de cada día, los 

ajustes que sean necesarios al predespacho regional; 

Se considerarán como causales de ajustes al Predespacho en el MER los 

siguientes: 

1. Cambios topológicos de la RTR, debidamente justificados por el 

OS/OM respectivo; 

2. Pérdida de recursos de generación, debidamente justificados por el 

OS/OM respectiva; 

3. Solicitudes de los OS/OMS por condiciones de emergencia nacional, 

debidamente justificados por el OS/OM respectivo; 

4. Violaciones de los requisitos de reserva regional de regulación 

secundaria de frecuencia; 

5. Cambios requeridos al predespacho como resultado de la validación 

eléctrica del mismo por parte del EOR, conforme se define en el 

numeral 5.14 del libro II del RMER; 

6.  Falta o insuficiencia de garantías financieras conforme los 

numerales 2.10.3 y 5.15 del libro II del RMER. 

7. Violaciones a las restricciones técnicas operativas de las unidades 

generadoras a las que se les haya asignado transacciones 

programadas en el MER como resultado del predespacho regional. 

Estas restricciones deberán ser debidamente justificadas por el 

OS/OM respectivo. 

8. Recuperación de la disponibilidad de recursos de generación. 

9. Ante condiciones de alertas de vertimiento o vertimiento en 

embalses de centrales hidroeléctricas. 

10. Ante variaciones significativa de los recursos de generación de 

energía renovable no controlada. 

 

x. 148Hasta las 17:00 horas, informará a todos los OS/OMS el predespacho definitivo 

del MER cumpliendo los requisitos de publicación del numeral 5.16. 

 

b) Coordinación de requerimientos de servicios auxiliares  

i. Recibirá, antes de las 10:00 horas de cada día, de cada OS/OM la disponibilidad 

para la prestación de los servicios auxiliares regionales; 

ii. Realizará la coordinación regional de servicios auxiliares, determinando para 

cada servicio los niveles requeridos teniendo en cuenta los requisitos y criterios 

                                                 
147 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
148 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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de calidad,  seguridad y desempeño regionales, y asignando los responsables 

de aportarlos teniendo en cuenta la disponibilidad reportada; 

iii.      Verificará que con los servicios auxiliares asignados se cumplen los criterios 

de calidad,  seguridad y desempeño regionales; 

iv. Informará a cada OS/OM, antes de las 14:30 horas de cada día como resultado 

del predespacho regional, la participación en los servicios auxiliares a nivel 

regional que le corresponde a cada área de control; 

v.    Recibirá de los OS/OMS, cuando corresponda, la información de los agentes 

e instalaciones nacionales a quienes se les asignó el cumplimiento de dichas 

obligaciones; y 

vi. 149Coordinará, entre las 14:30 y 16:15 horas de cada día, con los OS/OMS los 

ajustes que sean necesarios a los servicios auxiliares. 

 

5.14 Evaluación de Seguridad Operativa del Predespacho 

5.14.1 Como parte del proceso de coordinación del predespacho, el EOR deberá efectuar una 

validación eléctrica del mismo, para lo cual utilizará las herramientas y criterios aplicables 

a los análisis de seguridad operativa definidos en el Libro III del RMER. 

5.14.2 Mediante evaluaciones de estado estacionario se realizarán las siguientes tareas: 

a) Selección de contingencias de transmisión y generación; 

b) Evaluaciones del desempeño del sistema ante las contingencias seleccionadas; y 

c) Recomendación de ajustes por razones eléctricas al predespacho regional e 

incorporación al mismo. 

5.14.3 Si, por razones de tiempo, los ajustes anteriores no se incluyen en el predespacho regional 

resultante del procedimiento descrito en el numeral 5.13, los mismos se aplicarán como un 

redespacho en el MER conforme se define en el numeral 5.12. 

 

5.15 Validación de Garantías del Predespacho 

5.15.1 Como parte del proceso de coordinación del predespacho, el EOR deberá verificar que el 

valor disponible de la garantía constituida por el agente para cubrir sus obligaciones de pago 

cumpla con lo dispuesto en el numeral 2.10.3. 

 

5.16 Publicación del Predespacho 

5.16.1 El EOR remitirá a cada OS/OM, dentro de los plazos definidos en el numeral 5.13 la 

siguiente información: 

a) Ofertas invalidadas, indicando el motivo; 

b) Transacciones por contratos regionales invalidadas, indicando el motivo; 
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c) Transacciones programadas por TOPs y contratos regionales; 

d) Los precios nodales ex-ante del Mercado de Oportunidad Regional en todos los 

nodos de la RTR; 

e) La asignación de servicios auxiliares regionales; y 

f) Un resumen de las recomendaciones eléctricas y operativas que se tuvieron en 

cuenta para el predespacho. 

5.16.2 La información anterior estará a disposición en las Base de Datos Regional administrada 

por el EOR.  

 

5.17 Desviaciones de las Transacciones Programadas y Operación en 

tiempo real 

5.17.1 Los OS/OMS coordinarán con los agentes de su área de control la administración de las 

transacciones de energía programadas en el predespacho nacional y en el predespacho 

regional. El OS/OM administrará las transacciones netas por medio del agente que opera 

las instalaciones en los nodos respectivos. 

5.17.2 Desviaciones al Predespacho 

5.17.2.1 El EOR supervisará en tiempo real la operación de la RTR y administrará los recursos a su 

alcance a través de los OS/OM, con el objeto de controlar las desviaciones con respecto a 

las transacciones programadas. Dada su condición de desviaciones respecto a lo 

programado, el EOR en coordinación con los OS/OMS deberá mantenerlas en el menor valor 

posible que sea compatible con los criterios de calidad, seguridad y desempeño regionales. 

El EOR, en coordinación con los OS/OMS, supervisará los flujos en los enlaces entre áreas 

de control y las inyecciones y retiros en los nodos de la RTR con el objeto de mantener las 

transacciones programadas en cada período de mercado. 

5.17.2.2 150Para cada transacción programada, por área de control, se permitirá un margen de 

desviación asociado a los cambios graduales de las transacciones entre períodos de 

mercado. Los cambios graduales de las transacciones programadas deberán efectuarse 

cinco (5) minutos antes y después del cambio de período. 

5.17.2.3 151El Margen de desviación permitido será de: i) Dos (2) MWh cuando ésta sea menor o 

igual a dos (2) MWh, ii) Cinco por ciento (5%) de la transacción programada cuando ésta 

sea mayor o igual a 40 MWh y menor o igual a 125 MWh, y iii) Seis punto veinticinco 

(6.25) MWh constantes para transacciones programadas mayores a 125 MWh, para cada 

periodo de mercado y para cada área de control. 

5.17.2.4 152Las desviaciones a las transacciones programadas en el MER se clasificarán en normales, 

significativas autorizadas, significativas no autorizadas y graves conforme al Anexo 5 del 

Libro II del RMER. Adicionalmente, el EOR será quien determine, una vez efectuado el 

análisis en cada caso, la clasificación de cada una de las desviaciones en el MER. 

5.17.3 Desviaciones Normales 
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5.17.3.1 Son originadas en variaciones de inyección y/o retiro por eventos al interior de las áreas de 

control (incluye las fallas de transmisión) o en acciones tomadas por el EOR y el OS/OM 

para preservar la  calidad, seguridad y desempeño y economía regional, y que son 

controlables con la reserva de regulación primaria y secundaria en el MER. Dichas 

desviaciones no ocasionan que áreas de control del SER pasen al estado de alerta o 

emergencia conforme se definen en el numeral 5.17.8. 

5.17.3.2 153El EOR informará y coordinará con los OS/OM las desviaciones normales a aplicar a los 

intercambios programados (predespachados o redespachados) en los enlaces entre área de 

control. Las desviaciones normales se determinarán de forma neta por área de control.  

5.17.4 Desviaciones Significativas Autorizadas 

5.17.4.1 Son cambios en las transacciones programadas, originados en modificaciones a las 

condiciones consideradas en el predespacho o redespacho del MER incluidos los 

producidos por fallas de transmisión, que permiten llevar al sistema eléctrico de un estado 

operativo de alerta a un estado operativo normal. El EOR será el responsable de indicar 

qué áreas de control del SER están operando en estado de alerta conforme los criterios de 

calidad, seguridad y desempeño regionales establecidos en el Libro III del RMER. 

5.17.4.2 En general, corresponderán respectivamente a desviaciones originadas en instrucciones del 

EOR en coordinación con el OS/OM. Una desviación será autorizada cuando el EOR, con 

el objeto de preservar la calidad, seguridad y desempeño y economía regionales, solicite a 

un OS/OM que una inyección o retiro se aparte transitoriamente de la condición 

programada. 

5.17.4.3 También se consideran desviaciones significativas autorizadas los cambios en las 

transacciones programadas cuando estas desviaciones sean originadas por fallas de 

transmisión, que llevan al sistema eléctrico a un estado operativo de alerta violando alguno 

(s) de los criterios de calidad, seguridad y desempeño regionales establecidos en el Libro 

III del RMER. 

5.17.4.4 El EOR informará y coordinará con los OS/OM las desviaciones significativas autorizadas 

a aplicar a los a los intercambios programados (predespachados o redespachados) en los 

enlaces entre área de control. Las desviaciones significativas autorizadas por el EOR se 

determinarán de forma neta por área de control.  

5.17.4.5 Ante la presencia del estado de alerta y previa declaración de una de las causales de 

redespacho, el EOR podrá efectuar un redespacho en el MER. 

5.17.5 Desviaciones Significativas  no autorizadas 

5.17.5.1 Son cambios en las transacciones programadas, originados en modificaciones a las 

condiciones consideradas en el predespacho o redespacho del MER, excepto las originadas 

por fallas de transmisión, que llevan al sistema eléctrico a un estado operativo de alerta 

violando alguno o algunos de los criterios de seguridad, calidad y desempeño regionales 

establecidos en el Libro III del RMER. 

5.17.5.2 En general, corresponderán respectivamente a desviaciones originadas sin instrucciones del 

EOR y del OS/OM.  
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5.17.5.3 Ante la presencia del estado de alerta y previa declaración de una de las causales de 

redespacho, el EOR podrá efectuar un redespacho en el MER. 

 

5.17.6 Desviaciones Graves 

5.17.6.1 Son aquellas desviaciones originadas en estados de emergencia, incluye las originadas por 

fallas de transmisión, durante los cuales las inyecciones y retiros reales  varían más allá de 

cualquier transacción programada en el MER, violándose los niveles de seguridad 

regionales y sin que los mismos puedan ser restituidos con la reserva de regulación primaria 

y secundaria en el MER. 

5.17.6.2 En estos casos se procederá en primera instancia a preservar por parte de cada OS/OM las 

condiciones de operación nacionales y, en la medida de lo posible, a dar asistencia al área 

o áreas de control en estado de emergencia. El EOR será el responsable de indicar qué áreas 

de control del SER están operando en estado de emergencia conforme los criterios de 

seguridad, calidad y desempeño regionales establecidos en Libro III del RMER.  

5.17.6.3 Una vez superada la situación el EOR podrá efectuar el redespacho para la nueva condición; 

mientras el redespacho entra en vigencia las desviaciones originarán Transacciones por 

Desviaciones en Tiempo Real. 

5.17.6.4 En caso que algún OS/OM prevea un estado de emergencia, éste podrá solicitar al EOR la 

realización de un redespacho de las transacciones que tome en cuenta las limitaciones 

identificadas, conforme a las causales de redespacho definidas en el numeral 5.2.7.1. 

5.17.7 Redespacho 

5.17.7.1 El redespacho en el MER consistirá en la actualización de las transacciones programadas 

cuando se presenten o prevean modificaciones a las condiciones con las cuales se realizó el 

predespacho que así lo ameriten. El redespacho se efectuará con las mismas ofertas y reglas 

del predespacho respectivo. Se considerarán como causales de redespacho en el MER, las 

siguientes: 

a) Cambios topológicos de la RTR, debidamente justificados por el OS/OM respectivo; 

b) Pérdida de recursos de generación, debidamente justificados por el OS/OM 

respectivo; 

c) Cambios significativos en la demanda, debidamente justificados por el OS/OM 

respectivo; 

d) Solicitudes de los OS/OMS por condiciones de  emergencia nacional, debidamente 

justificados por el OS/OM respectivo; 

e) Violaciones de los requisitos de reserva regional de regulación secundaria de 

frecuencia; 

f) Cambios requeridos al predespacho como resultado de la validación eléctrica del 

mismo por parte del EOR, conforme se define en el numeral 5.14; y 

g) Falta o insuficiencia de garantías financieras conforme los numerales 2.10.3 y 5.15. 
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h) 154Violaciones a las restricciones técnicas operativas de las unidades generadoras a 

las que se les haya asignado transacciones programadas en el  MER  como  resultado  

del  predespacho  regional.  Estas  restricciones deberán ser debidamente justificadas 

por el OS/OM respectivo.  

i) 155Recuperación de la disponibilidad de recursos de generación, debidamente 

justificados por el OS/OM respectivo.  

j) 156Ante condiciones inminentes de alertas de vertimiento o vertimiento en embalses 

de centrales hidroeléctricas, debidamente justificados por el OS/OM respectivo. 

k) 157Cambios topológicos en las redes eléctricas nacionales donde se presenta el 

Predespacho Nacional, debidamente justificados por el OS/OM respectivo. 

5.17.7.2 Toda solicitud de redespacho por parte de un OS/OM deberá efectuarse con al menos tres 

(3) horas de anticipación de su entrada en vigencia, contadas a partir del período de mercado 

siguiente al que se recibe la solicitud. El EOR informará oficialmente el redespacho a todos 

los OS/OMS con una anticipación mínima de una (1) hora a su entrada en vigencia. 

158El EOR ejecutará el redespacho regional desde la hora inicial de la vigencia del 

redespacho solicitado por el OS/OM, hasta completarse las 24:00 horas del día en el cual 

fue realizada la solicitud.  Para ello el OS/OM solicitante proporcionará su nuevo 

predespacho nacional efectuado con las misma ofertas y reglas del predespacho respectivo. 
 

5.17.8 Estado Normal, de Alerta y de Emergencia 

5.17.8.1 El SER podrá operar en estado normal, de alerta o de emergencia, tal y como se caracterizan 

a continuación: 

a) Estado Operativo Normal: Es el estado del SER en que opera dentro de los criterios 

de seguridad, calidad y desempeño definidos en el Libro III del RMER.  

b) Estado Operativo de Alerta: Es el estado del SER  en el que se opera dentro de los 

criterios de calidad, pero se  viola uno o más criterios de seguridad. Las variables 

que definen la calidad del sistema se mantienen dentro de los límites establecidos, 

sin embargo de no tomarse acciones correctivas inmediatas el sistema puede pasar a 

estado de emergencia. 

c) Estado Operativo de Emergencia: Es cualquier condición anormal del SER que 

resulta de una contingencia a nivel nacional o en el SER, durante la cual el sistema 

opera fuera de los límites establecidos en los criterios de seguridad, calidad y 

desempeño, representando peligro para la vida de las personas o para las 

instalaciones.  

                                                 
154 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
155 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
156 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
157 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
158 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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5.17.9 Operación en Estado de Emergencia  

5.17.9.1 En estado de emergencia cada OS/OM dará prioridad al mantenimiento de la calidad, 

seguridad y desempeño de su sistema y podrá solicitar al EOR un redespacho justificado. Si 

un OS/OM determina de manera objetiva que permanecer interconectado representa un 

peligro para la seguridad de su operación, podrá coordinar con el EOR las acciones que 

considere necesarias para su propia protección. 

5.17.9.2 Cuando en algún sistema nacional se produzca una perturbación que afecte al SER, una 

consideración primaria deberá ser mantener en lo posible la operación interconectada, 

permitiendo así prestar la máxima asistencia al área o áreas de control en estado de 

emergencia. 

5.17.9.3 El OS/OM del área de control que experimenta la emergencia deberá en el menor plazo 

posible, tomar las medidas necesarias para equilibrar su generación con su demanda. El uso 

de reserva implícita en la reducción de frecuencia será sólo temporal y deberá ser 

restablecida prontamente para que el SER esté listo para enfrentar la próxima contingencia.  

5.17.9.4 Una vez declarado el estado de emergencia por parte del EOR, se deberán coordinar las 

siguientes acciones: 

a) Restablecer el estado normal de operación, o en caso de serias limitaciones de las 

condiciones operativas, tratar que éstas no conlleven a una mayor degradación; 

b) Una vez evaluadas las condiciones operativas de los sistemas nacionales, por parte del 

EOR y de los OS/OMS respectivos, autorizar la modificación de los retiros e 

inyecciones con el objeto de minimizar el impacto sobre la operación interconectada;  

c) Una vez lograda la estabilidad o las condiciones normales de operación de la RTR, se 

tratara de reestablecer las transacciones establecidas en el predespacho, en caso no sea 

posible se podrá efectuar el redespacho de las transacciones programadas con la 

finalidad de que la operación mantenga los criterios de seguridad, calidad, desempeño 

y economía del suministro. 

5.17.9.5 El OS/OM correspondiente al sistema donde se originó el evento remitirá los informes y/o 

estudios en la forma y plazos definidos en el Libro III del RMER. Igualmente, si el caso lo 

amerita, el EOR efectuará los estudios y tomará las medidas tendientes a minimizar en el 

futuro la posibilidad de que se repitan las condiciones que originaron el estado de 

emergencia, conforme lo establecido en el Libro III del RMER.  

5.17.10 Coordinación de Maniobras de la RTR 

5.17.10.1 En este numeral se establecen los procedimientos específicos a ser seguidos por el EOR, en 

coordinación con los centros de control de los OS/OMS, para la ejecución de las maniobras 

en las instalaciones de la RTR. 

5.17.10.2 Los aspectos particulares de las maniobras asociadas a los mantenimientos programados y 

a la entrada de nuevas instalaciones a la RTR, así como los procedimientos para la 

normalización de los mismos, estarán incluidos en el formato SOLMANT conforme al Libro 

III del RMER. 
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5.17.10.3 Las maniobras de las instalaciones de la RTR para tareas de mantenimiento, de conexión de 

nuevas instalaciones o durante el restablecimiento luego de un evento, deberán ser 

coordinadas por el EOR con los centros de control de los OS/OMS. Siempre que se necesite 

ejecutar maniobras en uno de los sistemas nacionales que afecten directa o indirectamente 

a la RTR, el OS/OM de dicho sistema deberá informar sobre esta situación al EOR quien lo 

informará a los otros OS/OMS afectados. 

5.17.10.4 Toda maniobra deberá ser informada al centro de control del EOR, en los instantes previos 

a su ejecución, por el centro de control del OS/OM donde se hace la maniobra. Así mismo, 

una vez realizada la maniobra, el centro de control del OS/OM responsable confirmará lo 

realizado al centro de control del EOR. 

5.17.10.5 Las maniobras que por motivos de seguridad de las personas o integridad de instalaciones, 

deban ser realizadas lo más pronto posible, no necesitarán de coordinación previa con el 

EOR. El centro de control del OS/OM que efectuó la maniobra deberá reportarla y 

justificarla a la brevedad posible al EOR, quien informará la situación a los otros centros de 

control de los OS/OMS afectados. 

5.17.10.6 Las maniobras para desconectar las instalaciones de la RTR se realizarán en forma 

secuencial y confirmada en cada extremo de acuerdo al procedimiento de maniobras de 

mantenimiento del sistema de transmisión establecido por los OS/OMS. 

5.17.10.7 La coordinación de las maniobras deberá ser realizada de forma tal que en cada maniobra 

sean satisfechos los requisitos de orden técnico y de seguridad para el personal y las 

instalaciones. 

5.17.11 Coordinación del Restablecimiento en Caso de Eventos 

5.17.11.1 Cuando se presente un evento que afecte al SER, el EOR en coordinación con los OS/OMS 

determinará las acciones de restablecimiento de acuerdo con el siguiente esquema: 

a) El EOR y los OS/OMS determinarán, con la información recibida de sus 

correspondientes instalaciones de supervisión, la topología y el estado de la red 

después del evento; 

b) Los OS/OMS, en las subestaciones de la RTR en las cuales se verifique ausencia total 

de voltaje, procederán a ordenar la apertura de los interruptores que se encuentren aún 

cerrados e informarán de esta acción al EOR; 

c) Los OS/OMS establecerán comunicación inmediata con el EOR e informarán acerca 

de la topología y el estado de la red; 

d) El EOR definirá el plan de restablecimiento con base en las guías de restablecimiento 

acordadas entre el EOR y los OS/OMS como parte de los resultados de los estudios de 

seguridad operativa efectuados por el EOR. El plan se desarrollará manteniendo una 

comunicación continua entre los OS/OMS y el EOR; 

e) Los OS/OMS coordinarán en cada país las maniobras a su cargo según el plan 

definido. El OS/OM informará al EOR sobre las maniobras que se realicen hasta 

concluir el restablecimiento;  

f) El restablecimiento en la RTR de inyecciones y retiros programados deberá efectuarse 

teniendo en cuenta que los cambios de frecuencia y voltaje se mantengan dentro de 

los rangos de tolerancia definidos en el Libro III del RMER. El OS/OM 

correspondiente en coordinación con el EOR definirá la magnitud de la inyección o 

del retiro que puede ser restablecido. 
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Anexos del Libro II  
De la Operación Técnica y Comercial  
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ANEXO 1 
SISTEMA DE MEDICIÓN COMERCIAL 

REGIONAL 
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A1. Sistema de Medición Comercial Regional 

A1.1 Definiciones y Alcance 

A1.1.1 Para efectos del posdespacho y la conciliación de transacciones comerciales en el MER, el 

EOR y los OS/OMS deberán utilizar los sistemas y equipos de medición necesarios y 

apropiados para registrar las inyecciones y retiros de energía en los nodos de la RTR y los 

intercambios de energía en los enlaces entre áreas de control. Estos sistemas y equipos de 

medición comercial conforman el Sistema de Medición Comercial Regional o SIMECR. 

A1.1.2 Este Anexo establece las responsabilidades y los requisitos para los sistemas y equipos de 

medición comercial del MER y es aplicable al EOR, a los OS/OMS y a los agentes del 

mercado. 

A1.1.3 El SIMECR estará conformado por los siguientes componentes: 

(a) Un sistema primario de medición que como mínimo considere la  energía activa y 

reactiva, el cual deberá tener un medidor con capacidad de almacenamiento por 

intervalos de tiempo y suficiente memoria para almacenar información por un período 

compatible con los períodos de mercado de las transacciones del MER, así como un 

módem de comunicaciones que permita que los datos de las medidas sean leídos 

remotamente usando protocolos apropiados; 

(b) Un sistema de respaldo de medición de energía activa y reactiva, funcionando en 

paralelo con el sistema primario de medición y con las mismas características que el 

sistema primario de medición; 

(c) Un sistema de recolección remota de medidas, conformado por sistemas de 

comunicaciones y centros de recolección de datos, preferiblemente ubicados en las 

instalaciones de los OS/OMS, con acceso remoto a la información de los medidores a 

través de enlaces de telecomunicaciones privados o públicos; 

(d) Un sistema informático para que los OS/OM pongan a disposición del EOR, la 

información de las mediciones que recolecta de sus sistemas; 

(e) Registro de mediciones comerciales que en su conjunto representen la medición real, 

con el objeto de registrar  transacciones de más de un agente en un mismo nodo; y 

(f) El EOR podrá contar con opcionalmente, un sistema de recolección remota de 

medidas que le permita al EOR revisar periódicamente la información reportada por 

cada OS/OM, a través del acceso remoto a los datos de medición. 

(g) 159Para los nodos de la RTR que no cuenten con un sistema de medición conforme lo 

establece el apartado A1.5 del presente anexo, de forma alterna y con el único 

propósito de su consideración en el Posdespacho Regional, el SIMECR considerará 

los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros , debidamente 

habilitados por la autoridad correspondiente en su mercado y cumpliendo lo 

establecido en el literal d. 

                                                 
159 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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A1.1.4 Los datos de energía activa (kilovatios-hora) y reactiva (kilovares-hora) de las lecturas de 

energía deberán ser registrados por el SIMECR en intervalos de tiempo que coincidan con 

los períodos de mercado.  

A1.1.5 Ninguna disposición de este Anexo afectará la obligación de los OS/OMS y/o agentes del 

mercado de cumplir con los requisitos de medición establecidos por sus respectivos 

sistemas o mercados nacionales. En caso que el presente Anexo defina unos requerimientos 

diferentes a los establecidos a nivel nacional, el OS/OM o agente en cuestión deberá cumplir 

con los requisitos más exigentes. 

160Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros indicados 

en el literal g) del apartado A1.1.3, únicamente deberán cumplir con los requisitos de 

medición establecidos en su regulación nacional. 

A1.1.6 161Ninguna disposición de este Anexo impedirá a un OS/OM aplicar nuevas metodologías y 

tecnologías relacionadas con la medición de energía, siempre que tales aplicaciones 

cumplan al menos con las disposiciones del presente Anexo. 

A1.2 Responsabilidades de los Agentes 

A1.2.1    162Para cada uno de los equipos de medición de su propiedad y registrados en el SIMECR 

conforme al numeral A1.6, los agentes del MER deberán: 

(a) 163Garantizar que cada equipo de medición cumpla con los requisitos establecidos en el 

numeral A1.5; 

(b) Coordinar y garantizar  el acceso del OS/OM respectivo a los datos y equipos de 

medición cuando se requiera; 

(c) Adquirir, instalar, registrar, poner en operación, dar mantenimiento, reparar, 

reemplazar, inspeccionar y probar los equipos de medición de su propiedad, de 

acuerdo con las disposiciones del presente Anexo; 

(d) Poner a disposición del OS/OM respectivo, los datos de medición y la información 

requerida en este Anexo para ser almacenada en la Base de Datos Regional; 

(e) Establecer procedimientos alternos que garanticen la transferencia de datos de 

medición hacia los centros de recolección del OS/OM en los periodos establecidos en 

este reglamento, cuando dichos datos no estén a disposición del OS/OM por medio 

del acceso remoto establecido para el efecto; 

(f) Mantener los registros de todas las inspecciones, pruebas, auditorías y actividades que 

puedan afectar la recolección, integridad o precisión de los datos de medición 

almacenados en sus equipos de medición, así como de todas las modificaciones 

realizadas a tales equipos, y suministrar dichos registros al EOR, por intermedio del 

OS/OM respectivo. 

                                                 
160 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
161 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
162 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
163 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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(g) Obtener la aprobación del OS/OM, quien informara al EOR antes de llevar a cabo 

cualquier procedimiento o de efectuar cambios sobre los equipos, parámetros o 

configuración de medida de los equipos de medición que pudieran afectar la 

recolección, integridad o precisión de cualquier dato de medición almacenado en el 

equipo; 

(h) Reportar daños y problemas en sus equipos de medición y suministrar la información 

sobre ajustes de los datos de medición requerida por el EOR y/o los OS/OMS; 

(i) Presentar la información que certifique que el equipo de medición es el adecuado para 

el rango de condiciones operativas a las cuales estará expuesto y que sus componentes 

podrán operar dentro de los límites establecidos en este Anexo.  

(j) 164Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros 

indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, únicamente deberán cumplir con las 

responsabilidades establecidas en su regulación nacional.  

A1.2.2  Cada agente asumirá todos los costos y gastos asociados con: 

(a) La adquisición, instalación, registro, puesta en marcha, mantenimiento, reparación, 

reposición e inspección de los equipos de medición de su propiedad; 

(b) 165Las pruebas de rutina descritas en el numeral A1.7.4.1 de cada equipo de medición 

de su propiedad; 

(c) 166Las pruebas, distintas a las pruebas de rutina a las que se refiere el literal (b), y las 

auditoríasa equipos de medición de su propiedad, en los casos señalados en el numeral 

A1.7.3 

(d) Asegurar la integridad y precisión de los datos de medición registrados en los equipos 

de medición de su propiedad y la transferencia de tales datos a los centros de 

recolección de los OS/OMS.  

(e) 167Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros 

indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, únicamente deberán asumir los gastos y 

costos establecidos en su regulación nacional.  

 

A1.3 Responsabilidades de los OS/OMS 

 

A1.3.1   Para cada uno de los equipos de medición del SIMECR bajo su supervisión, los OS/OMS 

deberán: 

(a) 168Supervisar e informar al EOR del cumplimiento de los requisitos de medición 

establecidos en el numeral A1.5; 

                                                 
164 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
165 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
166 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
167 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
168 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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(b) Efectuar, a solicitud del EOR, auditorías a los sistemas y equipos de medición, para 

verificar la precisión y confiabilidad de las medidas y el desempeño de los sistemas 

y equipos de medición; 

(c) Coordinar con los agentes la realización de las pruebas punto a punto entre los 

equipo de medición y los centros de recolección de datos de los OS/OMS  requeridas 

en este Anexo; 

(d) Recolectar la información de los equipos de medición y la información requerida en 

este Anexo, y enviarla a la Base de Datos Regional de acuerdo con las instrucciones 

y formatos establecidos por el EOR, de conformidad con el Libro I;  

(e) Establecer procedimientos que garanticen al EOR disponer de datos de medición 

alternos durante el mantenimiento, reparación, reposición, inspección, auditoría o 

prueba de los equipos de medición; 

(f) Elaborar reportes de eventos que afecten a los equipos de medición instalados en los 

nodos de la RTR en su área de control; 

(g) Responder oportunamente a todos los reportes de problemas de medición emitidos 

por el EOR; 

(h) Responder por las multas y otras sanciones impuestas, de acuerdo con lo establecido 

en el Libro IV del RMER, por el incumplimiento de las obligaciones establecidas en 

este Anexo. 

(i) 169Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros 

indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, únicamente deberán cumplir con las 

responsabilidades establecidas en su regulación nacional. 

A1.3.2     Cada OS/OM asumirá todos los costos y gastos asociados con: 

(a) La adquisición, instalación, mantenimiento, reparación, reposición e inspección de 

sus equipos para la recolección y reporte de los datos de medición; 

(b) Asegurar la integridad y precisión de los datos de medición almacenados en su 

centro de recolección de datos y la transferencia de tales datos a la Base de Datos 

Regional; y 

(c) Su propio acceso a la Base de Datos Regional;  

(d)     170Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros 

indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, únicamente deberán asumir los gastos 

y costos establecidos en su regulación nacional.  

Los OS/OM podrán recuperar una parte o la totalidad de los costos y gastos a los cuales 

se hace referencia, que deban ser cubiertos por los agentes, de acuerdo con lo establecido 

en la respectiva regulación nacional. 

 

                                                 
169 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
170 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 



 

 

 

 

 131  

 

A1.4 Responsabilidades del EOR 

A1.4.1     El EOR será responsable de: 

(a) Elaborar y mantener actualizado el registro de los equipos de medición conforme lo 

establecido en el numeral A1.6; 

(b) Proporcionar una interfaz de comunicaciones con la Base de Datos Regional y 

garantizar que los datos de medición sean almacenados en la Base de Datos 

Regional de manera confiable, segura, oportuna y precisa; 

(c) Establecer guías y procedimientos relacionadas con el SIMECR, incluyendo pero 

sin limitarse a: estimaciones por pérdida de lecturas, transferencia de datos de 

medición hacia la Base de Datos Regional, integridad de los datos y seguridad de 

los equipos de medición, inspección, prueba y auditoría de los equipos y corrección 

de errores de medición; 

(d) Coordinar con el OS/OM respectivo la ejecución de cualquier prueba requerida a un 

equipo de medición; 

(e) Aplicar los procedimientos respecto a equipos dañados o defectuosos establecidos 

en este Anexo; 

(f) Auditar los equipos de medición de los agentes de acuerdo con lo establecido en 

este Anexo; 

(g) Supervisar los sistemas y procedimientos de adquisición de medidas de los 

OS/OMS; 

(h) Emitir reportes de problemas de medición a los OS/OMS y monitorear el estado, 

tiempo de respuesta y solución dada a cada uno de éstos;  

(i) Prevenir el acceso a la información del SIMECR almacenada en la Base de Datos 

Regional por parte de personas distintas a las autorizadas en este Anexo. 

(j) 171Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros 

indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, únicamente aplican las 

responsabilidades establecidas en los literales a), b) e i) anteriores.  

 

A1.5 Requisitos de Medición 

A1.5.1  Características del Equipo de Medición 

A1.5.1.1 172Sujeto a lo dispuesto en los numerales A1.5.1.2 y A1.5.6, cada nodo de la RTR donde se 

realicen transacciones en el MER se deberá: 

(a) Contar con dos (2) medidores, uno (1) de los cuales será designado como medidor 

principal y otro como respaldo, los cuales cumplirán con las características 

establecidas en este numeral y la clase de precisión establecida en el literal (c); 

                                                 
171 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 
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(b) Contar con transformadores de corriente y potencial, que cumplan con las 

características establecidas en este numeral y la clase de precisión establecida en el 

literal (c), los cuales podrán ser compartidos o independientes para cada medidor; 

(c) Cumplir con la precisión requerida para los equipos de medición será de 0.2 para 

los medidores de estado sólido y con el porcentaje de error para los transformadores 

de instrumentación, para la carga nominal conectada en los secundarios, de 0.3, de 

acuerdo a las normas ANSI C12.16-1991 o su versión vigente y ANSI C57.13-1993 

o su versión vigente. Podrán utilizarse las normas International Electrotechnical 

Commission (IEC), por sus siglas en inglés, en cualquiera de sus versiones 

equivalentes a las normas ANSI establecidas en este numeral; 

(d) Cumplir con los requisitos de seguridad establecidos en el numeral A1.10; 

(e) Tener la capacidad de registrar datos de medición en intervalos de tiempo iguales o 

menores al período de mercado; 

(f) Tener la capacidad de almacenar datos de medición de cada período de mercado, 

como mínimo treinta y cinco (35) días;  

(g) 173Para cada instalación será obligatorio presentar el cálculo de la carga, en VA, que 

será conectada a los transformadores de corriente y potencial, asociados a los equipos 

de medición principal y de respaldo. Con el cálculo se adjuntarán datos garantizados 

por los fabricantes de los equipos que estarán conectados en la cadena de medición 

(medidores, graficadores, cables, etc.), no pudiendo en ningún momento sobrepasarse 

el rango de carga de los transformadores de instrumentación especificado en la norma 

ANSI C57.13 o su versión vigente, para la exactitud requerida. Podrán utilizarse las 

normas IEC, en cualquiera de sus versiones equivalentes a las normas ANSI 

establecidas en este numeral; 

 

(h) 174Cumplir que la carga de los circuitos secundarios de los transformadores de 

corriente (TC) y potencial (TP) esté comprendida dentro de los límites inferior y 

superior de la exactitud correspondiente, de acuerdo a lo estipulado en la norma ANSI 

C57.13-1993 o su versión vigente; Podrán utilizarse las normas IEC, en cualquiera de 

sus versiones equivalentes a las normas ANSI establecidas en este numeral; 

 

(i) Cumplir que el valor nominal del circuito primario del TC, sea el valor más cercano 

a la capacidad de transmisión del elemento medido;  

(j) Utilizar transformadores de corriente con multirelación, debiendo poseer la mejor 

exactitud el devanado donde se estime que el medidor operará nominalmente;   

(k) Cumplir que el equipo de medición cuente con los elementos necesarios que 

permitan separar y/o intercalar dispositivos de medida en forma individual con la 

instalación en servicio, para verificación en el lugar y/o reemplazo sin afectar los 

elementos restantes; y 

(l) Cumplir con todos los otros requisitos establecidos en este Anexo. 

                                                 
173 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 
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A1.5.1.2 Un equipo de medición podrá tener características más exigentes en cuanto a la clase de 

precisión y a otros requisitos establecidos en el numeral A1.5.1.1. 

A1.5.1.3 Ningún equipo de medición podrá ser parte del SIMECR a menos que: 

(a) Haya sido registrado ante el EOR de acuerdo con los procedimientos descritos en el 

numeral A1.6; y 

(b) Los equipos de comunicación que sean parte del mismo hayan superado con éxito 

las pruebas punto a punto entre el OS/OM y el punto de medición. 

A1.5.1.4 En los casos en los cuales se pretenda utilizar transformadores de medida de un equipo de 

Amedición para propósitos adicionales a los de recolección, registro y almacenamiento de 

datos de medición, el agente propietario del equipo de medición deberá: 

(a) Conectar el transformador de medida al medidor principal como se indique en la 

información de registro correspondiente; 

(b) Operar el transformador de medida dentro de los límites nominales de carga para la 

clase de precisión indicada el numeral A1.5.1.1(c); y 

(c) Asegurar que el transformador de medida sea parte de un equipo de medición con 

respaldo. 

 

A1.5.2      Características del Medidor 

A.1.5.2.1   175Cada medidor será del tipo multifunción de estado sólido, trifásico, tetrafilar, 

bidireccional, dotado de un módulo de memoria masiva no volátil, de acuerdo a la norma 

ANSI C12.16-1991 o su versión vigente, con módulo de comunicación (módem interno o 

externo, LAN, etc.), módulo de entrada y salida y con alimentación independiente. 

Podrán utilizarse las normas IEC, en cualquiera de sus versiones equivalentes a las normas 

ANSI establecidas en este numeral. 

A1.5.2.2   Todos los medidores deberán disponer de registradores integrados, los cuales obtendrán y 

almacenarán los valores a registrar, para que periódicamente sean extraídos en forma 

remota por cada OS/OM y sean remitidos posteriormente al EOR. 

A1.5.2.3   Los registradores integrarán los pulsos generados en los medidores de energía, en períodos 

programables compatibles con el período de mercado definido en este Reglamento. 

A1.5.2.4   El procedimiento normal de lectura de los registradores será remoto, mediante la utilización 

de enlaces de comunicación privada o pública, para lo cual el equipo estará dotado de un 

módem y la funcionalidad de comunicación requerida con el grado de protección 

adecuado. Adicionalmente deberá ser posible realizar la extracción local de datos, en caso 

que el procedimiento no pueda ser aplicado, la cual estará a cargo de cada agente. 

A1.5.2.5   Como referencia de tiempo, los registradores utilizarán sincronización externa confiable, 

la cual deberá ser realizada por el OS/OM respectivo como mínimo en forma semestral. 

A1.5.2.6 La protección de los datos deberá abarcar tanto el almacenamiento como la extracción y 

transmisión, disponiendo de memoria masiva no volátil, claves y protocolos de 

transmisión con detección de errores y repetición de bloques de datos defectuosos. 
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A1.5.2.7  El registrador se ajustará a las siguientes características: 

(a) El período de integración de pulsos será programable, desde un mínimo de un (1) 

minuto hasta una (1) hora, en intervalos que contemplen todos los submúltiplos de 

sesenta (60) minutos; 

(b) Capacidad de almacenamiento de la información en memoria masiva de treinta y 

cinco (35) días como mínimo, con diez (10) ó más canales activos y un período de 

integración fijado por el EOR que inicialmente será de sesenta (60) minutos; 

(c) La asignación de las variables para el SIMECR será definida por el EOR en 

cumplimiento del RMER; 

(d) El soporte de almacenamiento de los datos debe garantizar la permanencia y la  

inalterabilidad de los mismos ante fallas de alimentación del equipo o externas, para 

lo cual deberá contar con baterías de siete (7) días de duración como mínimo u otro 

sistema no volátil de alimentación independiente; y  

(e) El equipo deberá permitir la lectura remota de los datos, para lo cual dispondrá de 

puertos de acceso y lectura remota y contar con un módulo de comunicación con 

velocidad de transmisión de trescientos (300) bps o mayor. 

 

A1.5.3 Punto de Medición y Factores de Ajuste. 

A1.5.3.1  El agente deberá asegurar que el medidor se encuentre instalado en el nodo de la RTR donde 

se realizan las transacciones en el MER. 

A1.5.3.2  No obstante lo indicado en el numeral anterior, cuando el equipo de medición esté ubicado 

en el lado de baja tensión del transformador o en un nodo el cual está conectado a través de 

una línea   de transmisión a un nodo de la RTR, el OS/OM deberá utilizar un factor de ajuste 

para trasladar la medición al nodo de la RTR.  

A1.5.3.3  El EOR deberá aprobar el procedimiento utilizado por el OS/OM para el cálculo de los 

factores de ajuste del numeral anterior. 

A1.5.3.4  Para efecto de supervisión del EOR, el OS/OM deberá mantener una memoria de cálculo  

para cada uno de los casos en que se aplique dicha corrección. 

A1.5.4     Uso y Recolección de Datos de Medición 

A1.5.4.1 Los datos de medición serán utilizados por el EOR para propósitos de la conciliación de 

transacciones de la manera establecida en el Libro II.  Los agentes del MER y los OS/OMS 

serán los responsables de la validación de los datos, y cuando sea necesario, del ajuste y 

estimación de los mismos. 

A1.5.4.2 Cada equipo de medición deberá tener un enlace de comunicación y tener capacidad de 

comunicación remota por medios electrónicos, desde el sitio del equipo de medición hasta 

la interfaz de comunicaciones del OS/OM correspondiente. 

A1.5.4.3 Cada agente deberá garantizar que los datos de cada uno de sus equipos de medición 

registrados sean transferidos al centro de recolección de datos del OS/OM respectivo, 

preservando las condiciones de seguridad y precisión que se establecen en este Anexo. 

A1.5.4.4 Cada OS/OM deberá garantizar que los datos de medición almacenados en sus centros de 

recolección y transferidos a la interfaz de comunicaciones de la Base de Datos Regional, se 
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encuentren en un formato de datos aprobado por el EOR y compatible con el utilizado para 

la recuperación de datos desde dicha interfaz. 

A1.5.5   Reporte de Datos de Medición 

A1.5.5.1 176Los OS/OMS realizarán la interrogación de los datos almacenados en los equipos de 

medición bajo su responsabilidad, ubicados en los nodos habilitados de la RTR. Cada 

OS/OM deberá reportar diariamente al EOR dichos datos de medición en el formato 

aprobado por el EOR, a más tardar 24 días calendario posteriores al día de la operación. 

A1.5.5.2 El reporte de la información se hará en las unidades de medida definidas para el MER, de 

manera que se tengan datos para cada uno de los períodos de mercado del día anterior de 

operación y usando los medios electrónicos habilitados por el EOR para tal efecto. 

A1.5.5.3 177En relación con los datos a reportar al EOR, el OS/OM verificara la existencia y 

consistencia de los datos antes de aplicar el procedimiento de estimación de medidas 

previsto en el numeral A1.9.2.2. 

A1.5.5.4 Antes de la conciliación diaria, el EOR deberá informar a los OS/OMS los problemas que 

encuentre en los reportes de datos de medición, para que estos envíen las correcciones 

requeridas de la manera establecida por el EOR para tal efecto. 

A1.5.5.5 178En aquellos casos en que, habiendo informado el EOR de la existencia de un problema 

en los datos de un equipo de medición al OS/OM respectivo, no se realicen las correcciones 

dentro del plazo establecido, el EOR realizará la conciliación de transacciones con la mejor 

información disponible de acuerdo al numeral A1.9.2.2. 

A1.5.6 Exención de Requisitos 

A1.5.6.1 El EOR podrá eximir temporalmente del cumplimiento de requisitos establecidos en este 

Anexo a los equipos de medición que ya se encuentren en servicio en la fecha de vigencia 

del RMER, previa solicitud por parte del agente propietario del equipo de medición, en 

aquellos casos en que el incumplimiento de los requisitos no dificulte la correcta 

determinación de las inyecciones y retiros en el punto de medición, de manera que la 

conciliación de transacciones pueda realizarse de manera satisfactoria para los agentes. 

A1.5.6.2  Cuando el EOR exima a un equipo de medición del cumplimiento de alguno de los 

requisitos establecidos en este Anexo, fijará unos plazos para que el agente responsable 

cumpla con los requisitos faltantes y si es necesario aplicará un factor de corrección para 

determinar las inyecciones y retiros reales a partir de los datos registrados en el equipo 

de medición. 

A1.5.6.3 El factor de corrección a que se refiere el numeral anterior, deberá ser calculado por el 

respectivo OS/OM y aprobado por el EOR previo a su aplicación. 

A1.5.6.4 Un agente que desee solicitar una exención de requisitos para un equipo de medición, 

como se prevé en el numeral A1.5.6.1, presentará al EOR como parte de la solicitud de 

registro del equipo, lo siguiente: 
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(a) Una descripción del requisito que el equipo de medición no cumple y para el cual 

se solicita la exención;  

(b) Un plan en el cual se detalle la forma y el tiempo dentro del cual el equipo de 

medición cumplirá con el requisito materia de la solicitud de exención; y 

(c) Toda la información que soporte la solicitud. 

A1.5.6.5 Si a consideración del EOR no se satisfacen los criterios establecidos en el numeral 

A1.5.6.1, éste negará la exención solicitada y no aceptará el registro del equipo de 

medición. El EOR notificará del hecho al agente solicitante, al OS/OM respectivo y a la 

CRIE indicando las razones de la negativa. 

A1.5.6.6 Una vez el EOR verifique el cumplimiento de los criterios establecidos en el numeral 

A1.5.6.1 para la aplicación de una exención, aceptará su registro temporal, siempre que 

el agente haya suministrado toda la información y se hayan cumplido todos los 

procedimientos de registro señalados en el numeral A1.6, y fijará los plazos señalados 

en el numeral A1.5.6.2. 

A1.5.6.7 La exención concedida por el EOR a un equipo de medición con relación a un requisito 

específico, de acuerdo con lo previsto en el numeral A1.5.6.5, expirará en la fecha 

especificada por el EOR en el momento de registro temporal del equipo y podrá ser 

revocada por el EOR en cualquier momento que no se cumplan los criterios establecidos 

en el numeral A1.5.6.1. 

A1.5.6.8 Cada agente propietario de un equipo de medición al cual se ha revocado la exención de 

un requisito, según lo previsto en el numeral A1.5.6.6, deberá garantizar el pleno 

cumplimiento por parte del equipo de medición del requisito materia de la exención antes 

de volver a solicitar el registro del equipo. 

A1.5.6.9 Cuando el agente no cumpla con lo establecido en los numerales A1.5.6.6 ó A1.5.6.7 

con respecto a la revocación o vencimiento de una exención determinada, el EOR: 

(a) Tomará las acciones necesarias para la estimación de los datos de medición para 

propósitos de conciliación de transacciones; y 

(b) Notificará a la CRIE, quien tomará las acciones necesarias para que el equipo de 

medición sea puesto en cumplimiento del requisito sujeto de la exención. 

A1.5.6.10  179Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros 

indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, únicamente aplicarían las exenciones de 

requisitos establecidas en su regulación nacional. 

 

A1.6  Registro de Equipos de Medición 

A1.6.1 180Los equipos de medición que se utilizarán para obtener los datos de las medidas de las 

inyecciones, retiros e intercambios  de energía en los nodos de la RTR para propósitos 

de la conciliación de transacciones en el MER, deberán ser registrados ante el EOR de 

acuerdo con lo dispuesto en este numeral A1.6. 

                                                 
179 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
180 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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A1.6.2 El EOR establecerá los procedimientos a seguir por los agentes para el registro de los 

equipos de medición que se encuentran ubicados en los nodos de la RTR habilitados para 

realizar transacciones en el MER. La información del registro de los equipos de medición 

deberá ser actualizada por el agente respectivo cada vez que sufra algún cambio. 

A1.6.3   El EOR garantizará que el registro contenga la siguiente información de cada equipo de 

medición y cualquier otra información que el EOR considere necesaria: 

(a) Nombre, identificación e información de contacto del agente propietario; 

(b) El punto de medición definido para el equipo de medición; 

(c) El nombre y la designación operativa de la instalación en la cual se encuentra 

localizado el punto de medición; 

(d) Localización geográfica y dentro del SER del equipo de medición y de cada uno de 

sus medidores si existen varios por punto de medición; 

(e) Una tabla totalizadora indicando: (i) los medidores a ser sumados cuando se requiera 

y el signo de la sumatoria y (ii) la información correspondiente a cada medidor, con 

el detalle suficiente para permitir la suma, los  factores de ajuste  y los factores de 

corrección; 

(f) El identificador único asignado por el EOR al equipo de medición para su 

localización en la Base de Datos Regional; 

(g) Las unidades de medida utilizadas para medir el flujo de energía en el equipo de 

medición; 

(h) Los factores de ajuste y de corrección a ser aplicados, incluyendo el signo de los 

factores; y 

(i) La documentación de soporte de los factores anteriores, incluyendo los resultados 

de cálculos de ingeniería y estudios de flujo de potencia.  

A1.6.4 La documentación requerida para el registro del equipo de medición, deberá llevar la 

firma de una persona autorizada por el Agente y con el visto bueno del OS/OM. 

A1.6.5 El EOR negará el registro de un equipo de medición cuando el equipo de medición no 

cumpla con los requisitos establecidos en este Anexo y no se ha concedido ninguna 

exención que explique este incumplimiento. 

A1.6.6 Cuando el EOR niegue el registro de un equipo de medición, según lo previsto en el 

numeral A1.6.5, notificará del hecho al agente solicitante, al OS/OM respectivo y a la 

CRIE, indicando los motivos de la negativa. 

A1.6.7 El EOR incluirá en el registro de medidores los resultados de todas las pruebas realizadas 

conforme a los numerales A1.7.1 y A1.7.2, y cualquier modificación realizada al equipo 

de medición según lo dispuesto en el numeral A1.10.3.1. 

A1.6.8 Los datos incluidos en el registro de medidores, con respecto a un equipo de medición, 

podrán ser consultados por: 

(a) El OS/OM bajo cuya supervisión se encuentre dicho equipo de medición; 

(b) El agente del MER cuyas cantidades de conciliación estén determinadas por los 

datos de dicho equipo de medición; y 

(c) El agente del MER propietario del equipo de medición. 
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 A1.6.9   181Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros indicados 

en el literal g) del apartado A1.1.3, el registro deberá ser realizado por el OS/OM 

respectivo, conteniendo la siguiente información:  

a) El punto de medición definido para el equipo de medición; 

b) El nombre y la designación operativa de la instalación en la cual se encuentra 

localizado el punto de medición; 

c) Localización geográfica y dentro del SER del equipo de medición y de cada uno 

de sus medidores si existen varios por punto de medición; 

d) El identificador único asignado por el EOR al equipo de medición para su 

localización en la Base de Datos Regional; 

e) Las unidades de medida utilizadas para medir el flujo de energía en el equipo de 

medición; 

f) La documentación requerida para el registro del equipo de medición, deberá 

llevar la firma de una persona autorizada por el OS/OM. 

 

A1.7 Pruebas y Auditorías 

A1.7.1     Pruebas y Auditorías a Equipos de Medición 

A1.7.1.1   Cada agente será responsable de que cada uno de sus equipos de medición sea 

inspeccionado y probado de acuerdo con los requisitos establecidos en el numeral 

A1.7.4. Cada agente, a través del respectivo OS/OM, suministrará al EOR los resultados 

de las pruebas realizadas. 

A1.7.1.2  El EOR revisará los resultados de todas las pruebas realizadas en cumplimiento de lo 

dispuesto en esta sección A1.7. 

A1.7.1.3   Después de efectuar la revisión anterior, el EOR podrá ordenar la realización de una 

auditoría al equipo de medición con el fin de evaluar el cumplimiento de los requisitos 

establecidos en este Anexo. El agente garantizará que el auditor del EOR tenga acceso 

al equipo de medición para los propósitos de la auditoría, siempre que el EOR le haya 

notificado de la misma con una anticipación no inferior a cinco (5) días hábiles. La 

notificación de la auditoría deberá especificar: 

(a) El propósito específico de la auditoría y sus alcances indicando claramente los 

trabajos a realizar; 

(b) El nombre de la persona o empresa que efectuará la auditoría; y 

(c) La fecha y la hora de inicio de la auditoría. 

A1.7.1.4   El EOR podrá realizar revisiones extraordinarias a un equipo de medición, con el 

propósito de asegurar el cumplimiento de los requisitos establecidos en este Anexo.  El 

agente propietario del equipo de medición garantizará que el personal designado por el 

EOR tenga acceso a los equipos para efectos de estas revisiones.  

                                                 
181 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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A1.7.1.5   El EOR, tan pronto como sea posible, pondrá a disposición del agente propietario de un 

equipo de medición y del OS/OM respectivo los resultados de toda auditoría realizada 

conforme a los numerales A1.7.1.3 y A1.7.1.4. 

A1.7.1.6  Cada OS/OM, tan pronto como sea posible, pondrá a disposición de cualquier agente del 

mercado cuyas cantidades de conciliación dependan de los datos del equipo de medición 

auditado, los resultados de las pruebas realizadas en cumplimiento de lo establecido en 

el numeral A1.7.1.1 y de toda auditoría realizada conforme a los numerales A1.7.1.3 y 

A1.7.1.4. 

A1.7.2       Inspecciones de Datos de Medición 

A1.7.2.1 Un agente del mercado podrá solicitar al EOR, a través de su respectivo OS/OM, una 

inspección para determinar la consistencia entre los datos de medición almacenados en 

la Base de Datos Regional y los datos del equipo de medición usado para determinar las 

cantidades de conciliación de las transacciones propias o de otro agente. 

A1.7.2.2 El EOR entregará al agente propietario del equipo y al agente que realiza una solicitud 

conforme a lo establecido en el numeral A1.7.2.1, dentro de los cinco (5) días hábiles 

siguientes a la fecha de la solicitud, una notificación de la inspección, con una 

anticipación no menor a cinco (5) días hábiles de la fecha prevista para la realización de 

la misma. La notificación de la inspección deberá especificar: 

(a) El propósito específico de la inspección; 

(b) El nombre de la persona o empresa que conducirá la inspección; y 

(c) La fecha y la hora de inicio de la inspección. 

A1.7.2.3   El EOR ordenará la inspección a que se refiere el numeral A1.7.2.1 y el agente 

propietario del equipo de medición garantizará que el personal asignado por el EOR 

tenga acceso al mismo para los propósitos de la inspección, siempre que haya recibido 

la notificación anteriormente señalada.  

A1.7.2.4  El EOR en un plazo máximo de quince (15) días calendario después de realizada la 

inspección, pondrá a disposición del agente propietario del equipo, del agente que 

realizó la solicitud y del OS/OM respectivo los resultados de la inspección a realizada en 

cumplimiento de lo establecido en el numeral A1.7.2.1. 

A1.7.2.5    Si una inspección realizada conforme al numeral A1.7.2.1 revela una discrepancia entre 

los datos de medición registrados en un equipo de medición y los datos de medición 

almacenados en la Base de Datos Regional, se tomarán los datos que recomiende el 

informe de la inspección para efectos de la conciliación de transacciones, mientras se 

subsana la causa del error. 

A1.7.3     Costos de las Pruebas, Auditorías e Inspecciones 

A1.7.3.1  Los costos y gastos asociados con las pruebas,  auditorías e inspecciones realizadas a 

cualquier equipo de medición, distintas a las que se refiere el numeral A1.7.1, deberán 

ser pagados por la entidad o el agente que las haya solicitado, excepto en el caso en que 

dichas pruebas, auditorías o inspecciones muestren que el equipo de medición no cumple 

con los requisitos señalados en el presente Anexo, caso en el cual el agente propietario 

del equipo de medición asumirá los costos y gastos incurridos. 

A1.7.4       Requisitos de Inspección y Pruebas 
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A1.7.4.1     Los OS/OMS verificarán de que cada equipo de medición bajo su supervisión sea 

sometido como mínimo a las siguientes pruebas de rutina: 

 

(a) Verificación en sitio 

Se debe llevar a cabo una verificación en sitio para confirmar si la energía medida por 

un medidor en un determinado período de tiempo es almacenada correctamente por el 

registrador de datos del medidor. Cada OS/OM registrará como una falla o salida de 

servicio todo error detectado como resultado de esta prueba El OS/OM reportará el 

error al EOR conforme al numeral A1.9.1.2. 

 

(b) Revisión en el punto de medición 

Las energías activa y reactiva registradas por un medidor deberán ser comparadas con 

las medidas por un equipo de prueba de precisión igual o superior a la del medidor e 

instalado en paralelo al mismo, o utilizando otro mecanismo aprobado por el EOR. 

Cada OS/OM registrará como falla o salida de servicio todo error detectado como 

resultado de esta prueba que exceda el rango de precisión del medidor y reportará dicho 

error al EOR conforme al numeral A1.9.1.2. 

 

(c) Revisión de transformadores de medida 

Como mínimo se utilizará la prueba de relación de transformación para probar la 

correcta operación de los transformadores de medida. 

 
A1.7.4.2 Cada agente realizará las pruebas de rutina a las que se refiere el numeral A1.7.4.1 por 

lo menos una (1) vez en cada período sucesivo de doce (12) meses, a partir de la fecha 

de registro del equipo de medición. 

 

A1.7.4.3  Cada agente llevará a cabo cualquier otro tipo de prueba, incluyendo pruebas de relación 

de transformación, de aislamiento y verificación de la precisión, cuando lo requiera el 

EOR o el OS/OM. 

A1.7.5    182Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros indicados  

en el literal g) del apartado A1.1.3, únicamente aplicarían las pruebas y auditorias 

establecidas en su regulación nacional. 

 

A1.8    Procesamiento de Datos de Medición 

A1.8.1    Datos de Medición 

A1.8.1.1   Como parte de la Base de Datos Regional, el EOR establecerá y mantendrá una base de 

datos de medición que contenga los datos reportados por los OS/OMS para cada equipo 

de medición registrado ante el EOR. 

A1.8.1.2  La Base de Datos Regional contendrá las lecturas de energía inicialmente enviadas así 

como las sustituciones, las estimaciones y los valores calculados por los OS/OMS. 

 

A1.8.2    Adquisición Remota de Datos 

                                                 
182 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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A1.8.2.1  183Cada OS/OM realizará la adquisición remota de los datos de medición almacenados 

en los equipos de medición registrados y los transferirá al EOR quien los almacenará en 

la Base de Datos Regional para propósitos del Posdespacho Regional y la conciliación 

de desviaciones en tiempo real. 

A1.8.2.2. Si la adquisición remota de datos del equipo de medición no es posible por parte de los 

OS/OMS, el EOR coordinará con el OS/OM responsable la utilización de medios alternos 

para la transferencia de los datos de medición a la Base de Datos Regional. 

A1.8.3     Errores en Equipos de Medición 

A1.8.3.1  Si una prueba, inspección o auditoria a un equipo de medición, llevada a cabo de acuerdo 

con el numeral A1.7, demuestra la existencia de un error, y el EOR, una vez agotadas las 

alternativas posibles para determinar el momento en el cual se presentó tal error,  

considerará que el error ha ocurrido en la mitad del período comprendido entre (i) el 

momento de la prueba, inspección o auditoria más reciente que mostraba que el equipo 

de medición cumplía con los requisitos de medición aplicables y (ii) el momento en el 

cual el error fue detectado. 

A1.8.3.2   El EOR, en coordinación con los OS/OMS, podrá realizar correcciones apropiadas a los 

datos de medición contenidos en la Base de Datos Regional para tener en cuenta errores 

de medición detectados en una prueba, inspección o auditoría conforme al numeral 

A1.8.3.1. 

A1.8.3.3   En caso el EOR realiza las correcciones indicadas en el numeral A.1.8.3.2, las 

modificaciones se deberán incluir en el DTER.  

A1.8.3.4 184Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros 

indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, únicamente aplicarían las correcciones de 

errores de los datos de medición establecidas en su regulación o nacional. 

 

A1.9  Funcionamiento de Equipos de Medición 

A1.9.1    Desempeño 

A1.9.1.1 185Los agentes propietarios de equipos de medición registrados garantizarán que los datos 

de medición estén a disposición de los OS/OMS, por período de mercado. 

  Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros indicados en 

el literal g) del apartado A1.1.3, los OS/OMS garantizarán que los datos de medición estén 

a disposición del EOR, por período de mercado. 

A1.9.1.2  Cuando un agente note que uno de sus equipos de medición registrados ha salido de 

servicio, está defectuoso o presenta mal funcionamiento, notificará al EOR a través del 

respectivo OS/OM de la salida de servicio, defecto o mal funcionamiento del equipo durante 

el primer día hábil siguiente a la detección del caso. Además: 

                                                 
183 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
184 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
185 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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(a) Cuando la salida de servicio, defecto o mal funcionamiento esté relacionado con 

cualquier componente del equipo de medición distinto a un transformador de 

medida, el agente garantizará que el equipo de medición o el componente 

defectuoso sea reemplazado o reparado en un plazo no mayor a quince (15) días a 

partir de la fecha de notificación a que se refiere el presente numeral, o en un período 

de tiempo mayor acordado con el EOR, el cual no podrá superar los quince (15) días 

adicionales; y 

(b) Cuando la salida de servicio, defecto o mal funcionamiento esté relacionado con un 

transformador de medida, el agente garantizará que éste sea reemplazado en un 

plazo no mayor a ciento veinte (120) días a partir de la fecha de notificación a la 

que se refiere el presente numeral, o en un período de tiempo mayor acordado con 

el EOR, el cual no podrá superar los ciento veinte  (120) días adicionales. 

A1.9.1.3 186Cuando el EOR se de cuenta, por medios distintos a la notificación a la cual se refiere el  

numeral A1.9.1.2, incluyendo el reporte del OS/OM respectivo, que un equipo de medición 

ha salido de servicio, está defectuoso o presenta mal funcionamiento, el EOR:  

(a) Emitirá un reporte de daño para dicho equipo de medición y notificará al agente 

propietario del equipo de medición y al OS/OM sobre su salida de servicio, defecto 

o mal funcionamiento;  

(b) Cuando la salida de servicio, defecto o mal funcionamiento está relacionado con 

cualquier componente del equipo de medición distinto a un transformador de 

medida, dará instrucciones al agente para garantizar que el equipo de medición o el 

componente defectuoso sea reemplazado o reparado en un plazo no mayor a quince 

(15) días contados a partir de la fecha de notificación a la que se refiere el literal 

(a), o en un período de tiempo mayor especificado por el EOR, el cual no podrá 

superar los quince (15) días adicionales; y 

(c) Cuando la salida de servicio, defecto o mal funcionamiento está relacionado con un 

transformador de medida, dará instrucciones al agente para que garantice que el 

transformador sea reemplazado en un plazo no mayor a ciento veinte (120) días a 

partir de la fecha de notificación a la que se refiere el presente numeral, o en un 

período de tiempo mayor acordado con el EOR, el cual no podrá superar los ciento 

veinte (120) días adicionales. 

A1.9.2 Estimación de Medidas 

A1.9.2.1 Cuando ocurra una salida de servicio, defecto o mal funcionamiento de un equipo de 

medición, el OS/OM responsable estimará los datos de medición que deben ser reportados 

al EOR, de acuerdo con lo dispuesto en el numeral A1.9.2.2, hasta la fecha en que se corrija 

la salida de servicio, defecto o mal funcionamiento del equipo de medición. Si vencido el 

plazo establecido por el EOR la causa del defecto, error o mal funcionamiento no ha sido 

subsanada, éste remitirá el caso a la CRIE para su solución. 

A1.9.2.2 187Cuando por la aplicación de alguna de las disposiciones establecidas en este Anexo se 

requiera estimar datos de medidas para realizar el Posdespacho Regional y la conciliación 

de desviaciones en tiempo real, se utilizará la siguiente información en orden de prioridad: 

                                                 
186 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
187 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 



 

 

 

 

 143  

 

(a) El medidor de respaldo; 

(b) La información proveniente del sistema de supervisión y control que se encuentre 

disponible; 

(c) El balance de carga considerando las características técnicas de la RTR y la lectura 

de medidores en otros nodos de la RTR. 

A.1.9.3 Tiempo del Medidor 

A1.9.3.1 El tiempo del reloj de cada equipo de medición corresponderá a la hora oficial de cada país, 

mientras que los datos de medición almacenados en la Base de Datos Regional 

corresponderán a la hora oficial del país sede del EOR. 

A1.9.3.2 El agente propietario del equipo de medición o el OS/OM de acuerdo a lo establecido a la 

regulación nacional sincronizará el reloj de cada medidor dentro de ± cinco (5) segundos de 

la hora oficial de cada país, o aplicando la norma de precisión más exigente que pueda ser 

razonablemente exigida por el EOR en el momento de la puesta en marcha del equipo de 

medición. 

A1.9.3.3 Cada OS/OM o agente, de acuerdo a lo establecido a la regulación nacional, es responsable 

por el mantenimiento de la hora del medidor dentro de un rango de ° un (1) minuto cada 

mes. 

A1.9.4 188Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros indicados 

en el literal g) del apartado A1.1.3, el funcionamiento de los equipos de medición deberá 

cumplir únicamente lo establecido en su regulación nacional 

 

A1.10 Seguridad de los Equipos y Datos de Medición 

A1.10.1  Seguridad de los Equipos de Medición 

A1.10.1.1Cada agente propietario de equipos de medición registrados en el SIMECR garantizará 

que: 

(a) Sus equipos de medición estén protegidos contra el acceso de personas distintas al 

EOR y al OS/OM correspondiente; 

(b) Todos los circuitos y sistemas de almacenamiento y procesamiento de información 

de sus equipos de medición estén protegidos por medio de sellos u otros 

dispositivos aprobados por el EOR;    

(c) La caja del medidor se encuentre físicamente asegurada, cerrada con llave y sellada 

por medio de dispositivos aprobados por el EOR, de manera que se pueda detectar 

el acceso por parte de personal no autorizado; 

(d) Las conexiones de datos a los puertos de comunicación del medidor estén 

protegidas contra el acceso de personas distintas a las autorizadas; y que 

(e) Los equipos de medición cumplan todos los requisitos, relacionados con su 

seguridad, establecidos en este Anexo. 

                                                 
188 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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A1.10.1.2  El EOR auditará las medidas de seguridad aplicadas a cada equipo de medición 

registrado, en un plazo de dos (2) años a partir de la fecha de entrada en vigencia de este 

Reglamento y de ahí en adelante, periódicamente cuando lo considere apropiado. 

A1.10.2  Seguridad de los Datos de Medición 

A.10.2.1  Los agentes garantizarán que los datos de medición almacenados en cada uno de sus 

equipos de medición registrados estén: 

(a) Protegidos contra el acceso directo local o electrónico remoto de personas 

distintas al OS/OM, incluso durante la transferencia de los datos de medición a los 

centros de recolección de medidas, mediante la implementación de claves 

apropiadas, encriptación y otros controles de seguridad; y 

(b) Protegidos contra el acceso de personas distintas al OS/OM, durante la entrega de 

datos de medición por medios distintos a los electrónicos, incluyendo pero sin 

limitarse a disquetes, cintas magnéticas, cartuchos electrónicos y papel, en los 

cuales los datos de medición se transcriban, transfieran o almacenen para su 

entrega.  

A1.10.2.2  Los OS/OMS garantizarán que los datos de medición almacenados en sus centros de 

recolección de medidas estén: 

(a) Protegidos contra el acceso directo local o electrónico remoto de personas 

distintas al EOR, incluso durante la transferencia de los datos de medición a la 

interfaz de comunicación de la Base de Datos Regional, mediante la 

implementación de claves apropiadas, encriptación y otros controles de seguridad; 

y 

(b) Protegidos contra el acceso de personas distintas al EOR, durante la entrega de 

datos de medición por medios distintos a los electrónicos, incluyendo pero sin 

limitarse a disquetes, cintas magnéticas, cartuchos electrónicos y papel, en los 

cuales los datos de medición se transcriban, transfieran o almacenen para su 

entrega. 

A1.10.2.3   El EOR y los OS/OMS mantendrán confidenciales todos los registros de claves de acceso 

electrónico a los datos de medición. 

A1.10.3      Modificaciones a Equipos, Parámetros y Configuración de Medida 

A1.10.3.1  Cada OS/OM, previa aprobación del EOR, autorizará modificaciones a los equipos, 

parámetros y configuración de cualquiera de los equipos de medición bajo su 

supervisión, las cuales puedan afectar la recolección, seguridad o precisión de cualquiera 

de los datos almacenados en los equipos, siempre que se realicen (i) obteniendo una 

lectura final antes de efectuar las modificaciones, (ii) garantizando que los datos de 

medición almacenados en el equipo puedan ser transferidos a la Base de Datos Regional 

antes de efectuar las modificaciones, y (iii) obteniendo una lectura inicial una vez se han 

efectuado las modificaciones. 

A1.10.3.2   Cada OS/OM garantizará que el EOR disponga de datos de medición alternos de manera 

que se puedan hacer las estimaciones indicadas en el numeral A.1.9.2.2, cuando se estén 

realizando modificaciones a los equipos, parámetros o configuración de un equipo de 

medición. 
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A1.10.4 189Para el caso de los sistemas de medición comercial nacionales y sus registros 

indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, la seguridad de los equipos y datos de 

medición deberán cumplir únicamente lo establecido en su regulación nacional. 

 

A1.11  Acceso a los Datos de Medición 

A1.11.1   Todos los datos del SIMECR estarán disponibles para ser consultados por los agentes y 

OS/OM, una vez realizada la conciliación del mes correspondiente. 

                                                 
189 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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ANEXO 2 
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COMUNICACIONES 
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A2.  Requisitos de Supervisión y Comunicaciones 

 

A2.1 Alcance 

Este Anexo establece las responsabilidades y los requisitos para los sistemas de 

supervisión y comunicaciones necesarios para el funcionamiento del MER y es 

aplicable al EOR y a los OS/OMS. 

A2.2 Aspectos Generales 

A2.2.1  El EOR deberá contar con la infraestructura y los sistemas de información necesarios para 

cumplir con las funciones que le han sido asignadas en el RMER, las cuales están 

relacionadas con los procesos de predespacho, posdespacho, conciliación de transacciones 

y gestión comercial del MER, planeación y coordinación de la operación del SER y 

planeamiento indicativo de la expansión del SER. 

A2.2.2   El EOR deberá efectuar la supervisión de la operación del SER de manera coordinada con 

los OS/OMS de cada país. El EOR coordinará y supervisará la operación del SER desde el 

Centro Regional de Coordinación y Transacciones CRCT. 

A2.2.3   El EOR coordinará y supervisará la operación del SER desde el CRCT a través de un sistema 

de supervisión en tiempo real (SCADA) y coordinará las maniobras respectivas en la RTR 

con los OS/OMS de cada país a través de los medios de comunicación destinados para tal 

fin 

A2.3   Sistema de Supervisión 

A2.3.1   El sistema de supervisión del EOR adquirirá los datos necesarios para la operación 

coordinada del SER desde los centros de control de los OS/OMS. 

A2.3.2  La información a intercambiar entre el CRCT del EOR y los centros de control de los OS/OMS 

será la definida por el EOR en cumplimiento del RMER, incluyendo pero sin limitarse a la 

indicada en el numeral A.3.3.3. Los OS/OMS y los agentes serán responsables, según 

corresponda, de la validez y exactitud de los datos enviados al EOR. 

A2.3.3   Cada subestación asociada a la RTR deberá contar con las instalaciones de supervisión 

necesarias que le permitan al EOR, por intermedio de los OS/OMS, disponer en tiempo real  

de las señales de voltaje, potencia activa, reactiva, posición de equipos de maniobra (estado 

de interruptores y seccionadores, así como posiciones de taps de transformadores), estado 

de algunos equipos auxiliares y de los equipos de compensación de las instalaciones 

asociadas a la RTR. 

A2.3.4  Los datos adquiridos por el sistema de supervisión serán manejados empleando un sistema 

de códigos de calidad definido por el EOR que prevenga el uso de datos erróneos o de 

dudosa calidad. Cada OS/OM será responsable de generar los indicadores de calidad desde 

su centro de control para todos los datos transmitidos al EOR. 

A2.3.5 El sistema de supervisión del EOR deberá prever el almacenamiento de datos históricos de la 

operación del SER. 
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A2.4 Comunicaciones 

A2.4.1  El EOR deberá disponer de los sistemas de telecomunicación que permitan vincular el 

CRCT con los centros de control de los OS/OMS. Deberá disponerse de al menos los 

siguientes servicios: 

(a) Transmisión de datos del Centro Regional de Coordinación de Transacciones 

(CRCT); 

(b) Comunicaciones de voz y sus equipos de grabación asociados; y 

(c) Servicio de fax y correo electrónico. 

A2.4.2  Estos servicios podrán ser satisfechos mediante recursos propios, o también mediante la 

libre contratación total o parcial de los mismos a prestadores de servicios de 

telecomunicaciones, o una combinación de estas modalidades. 

A2.4.3  El intercambio de datos entre el CRCT y los centros de control de los OS/OMS se realizará 

a través de enlaces de datos dedicados y redundantes. Con el fin de incrementar la 

confiabilidad en la transmisión de los datos y reducir el impacto de la falla de 

comunicaciones, deberá implementarse un sistema de comunicaciones de respaldo. 

A2.4.4  El intercambio de datos entre el EOR y los OS/OMS se realizará en forma periódica según 

los ciclos establecidos por el EOR o a solicitud del mismo y de manera interactiva. El 

protocolo de comunicaciones lo determinara el EOR.  

A2.5   Requisitos Funcionales 

A2.5.1   Disponibilidad del Sistema 

A2.5.1.1  Las funcionalidades de SCADA, de análisis de red y de información histórica del sistema 

de supervisión del EOR son funciones críticas y deberán mantener una alta disponibilidad 

según detalla el numeral A3.5.1.2. 

A.2.5.1.2 La plataforma de hardware y software del sistema de supervisión del EOR deberá mantener 

una disponibilidad anual de 99.95% para todas aquellas funciones críticas. El tiempo de 

falla total anual acumulado de todas las funciones críticas no deberá exceder las 4.5 horas 

y no deberán ocurrir más de un total de cuarenta (40) incidentes de falla, para cualquiera de 

las funciones críticas, en un período de un (1) año. 

A2.5.2    Respaldo de Información 

  El EOR y todos los OS/OMS deberán preparar e implementar un plan de respaldo para la 

información histórica de supervisión del SER, el cual minimizará el riesgo de pérdida de 

información crítica para la región ante el evento de cualquier falla en el hardware o 

catástrofe en el sitio de ubicación del CRCT. 

 

A2.5.3   Mantenimiento del Sistema 

El EOR implementará un programa integral de mantenimiento para el hardware y software 

del sistema de supervisión del EOR con el fin de asegurar la disponibilidad exigida por el 

numeral A3.5.1. 
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A2.5.4    Capacidad de Expansión 

El sistema de supervisión del EOR, incluyendo hardware y software, deberá tener capacidad 

de expansión con el fin de adecuarse al crecimiento del SER y responder a los cambios 

futuros en las responsabilidades del CRCT.  

A2.6      Seguridad del Sistema 

A2.6.1 La infraestructura tecnológica y los sistemas de información del EOR deberán ser 

provistos de equipos, software y procedimientos rigurosos de seguridad con el fin de 

prevenir accesos u operaciones no autorizadas sobre la Base de Datos Regional, el 

sistema de supervisión del EOR y demás sistemas de información del EOR. 

A2.6.2   El EOR deberá incluir en su política de seguridad el manejo de autenticación de usuarios, 

contraseñas de acceso, implantación de hardware y software de seguridad contra 

usuarios no autorizados y detección en línea de virus informáticos. 

A2.6.3   Los circuitos de telecomunicación del CRCT del EOR conectados a cualquier sistema de 

computadores de los centros de control deberán utilizar sistemas de seguridad para 

prevenir accesos no autorizados de fuentes externas. 

A2.7     Normas de Diseño 

A2.7.1    El sistema de supervisión del EOR deberá cumplir con las normas de diseño de sistemas 

de computación vigentes y aplicables al mismo. El diseño, construcción y desempeño 

de su plataforma de hardware y software deberán cumplir con las normas y 

recomendaciones más recientes de las siguientes instituciones: IEC, IEEE, NEMA, 

ANSI, EIA, ISO. 

A2.7.2  El sistema de supervisión del EOR deberá contar preferentemente con sistemas de 

arquitectura abierta para todos los sistemas de hardware y software que lo integren con 

el fin de facilitar su mantenimiento y actualización. 
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ANEXO 3 
PREDESPACHO Y POSDESPACHO REGIONAL  
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A3. Predespacho y Posdespacho Regional 

A3.1    Alcance 

En este anexo se presenta el modelo matemático de optimización para efectuar el 

predespacho y posdespacho del MER.  Como resultado del predespacho y posdespacho 

surgen los precios nodales ex-ante y ex-post respectivamente. 

A3.2  Características Generales del Modelo 

La programación de las inyecciones y retiros en el MER se realizará mediante un modelo 

matemático de optimización que considere la RTR junto con sus restricciones, los 

compromisos contractuales, las ofertas de oportunidad, las ofertas de flexibilidad y de 

servicios de transmisión asociadas a contratos.  La ejecución de dicho modelo deberá 

considerar la coordinación en dos (2) niveles jerárquicos sucesivamente, el OS/OM en el 

nivel nacional y el EOR en el nivel regional.  

El predepespacho permitirá obtener el programa regional de las inyecciones y retiros 

programados y el cálculo de los precios nodales ex-ante.  El redespacho permitirá realizar 

los cambios a la programación del predespacho.  El posdespacho permitirá calcular los 

precios nodales ex-post de acuerdo con los retiros netos reales atendidos y las inyecciones 

en la operación del SER  según las ofertas incluidas  en el predespacho. 

A3.2.1    Definición de Requerimientos Fundamentales 

El modelo matemático de optimización y la solución informática a implementar deberá 

contar con las siguientes características: 

A3.2.1.1 Generales 

(a) Flexible para permitir un horizonte máximo de 24 periodos de mercado; 

(b) Flexible para permitir resolución por período de mercado, que puede ser variable; 

(c) Incluir el modelo de la RTR, con un flujo de carga de DC que incluya un modelo de 

pérdidas de transmisión. Deberá tener la posibilidad de considerar las capacidades de 

cada uno de los elementos de la red y las restricciones de la misma; 

(d) Incluir la modelación  de la reserva de cada una de las áreas de control; 

(e) Deberá permitir, como mínimo, modelar los siguientes equipos de la red: 

¶ Líneas de transmisión. 

¶ Transformadores bidevanados. 

¶ Transformadores tridevanados. 

¶ Bahías de conexión. 

(f) Calcular los precios marginales nodales para cada período de mercado, los cuales 

deben ser calculados como el costo incurrido para satisfacer un incremento marginal 

de los retiros de energía en cada nodo de la RTR. Los precios nodales por período de 

mercado serán determinados directamente por el algoritmo de solución, como los 
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multiplicadores de Lagrange de la restricción de balance de inyección ï retiro para 

cada nodo de la RTR; 

(g) Permitir el manejo de diferentes escenarios: predespacho, redespacho, posdespacho 

y estudios. El escenario de predespacho permitirá obtener el programa regional de 

las inyecciones y retiros programados y el cálculo de los precios nodales (precios 

ex-ante); el escenario de redespacho permitirá realizar los cambios a la 

programación del predespacho y el cálculo de los precios nodales (precios ex-ante); 

el escenario de posdespacho permitirá calcular los precios nodales (precios ex-post); 

y por último, el escenario de estudios dotará al EOR de herramientas de análisis y 

estudio de casos especiales; 

(h) Garantizar que los tiempos de ejecución de los procesos estén de acuerdo con los 

plazos que dispone el EOR para realizar el predespacho, redespacho y posdespacho 

respectivamente. 

A3.2.1.2   Para el Predespacho y el Redespacho 

(a) Modelar retiros de oportunidad por nodo de la RTR, mediante ofertas de disposición 

de compra de oportunidad por bloques de energía con sus precios; 

(b) Modelar inyecciones de oportunidad por nodo de la RTR, mediante ofertas de 

disposición de venta de oportunidad por bloques de energía con sus precios; 

(c) 190Modelar retiros asociados a Contratos Firmes según la energía requerida por el 

comprador por nodo de la RTR; 

(d) Implementar la prioridad de atención de Contratos Firmes; 

(e) Modelar Contratos No Firmes Físicos Flexibles, incluidas las inyecciones y retiros 

físicos resultantes; 

(f) Modelar Ofertas de Flexibilidad por nodo de la RTR, asociadas a Contratos No Firmes 

Físicos Flexibles;  

(g) Modelar las ofertas de pago máximo por Cargo Variable de Transmisión, asociadas a 

Contratos No Firmes Físicos Flexibles; 

(h) Modelar la reducción de compromisos contractuales de Contratos Firmes y Físicos 

Flexibles ante restricciones de la RTR o requisitos de seguridad, calidad y desempeño 

regionales. 

(i) Considerar en el predespacho regional el predespacho nacional, en particular para 

cada período de mercado: 

¶ Disponibilidad de la red de transmisión 

¶ Disponibilidad en MW de los generadores por nodo eléctrico 

¶ Generación MWh programada para cada recurso de generación 

                                                 
190 Modificado mediante Resolución CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021. 
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¶ Generadores con asignación de reserva para regulación de frecuencia 

¶ Demanda programada MWh por nodo eléctrico 

¶ Demanda no atendida MWh por previsión de déficit nacional por nodo 

eléctrico 

¶ Demanda no atendida MWh por condiciones de oferta por nodo eléctrico. 

(j) 191 

 

A3.2.1.3 Para el Posdespacho 

(a) Modelar fijos los retiros netos reales del MER, resultantes de la operación en tiempo 

real del SER; 

(b) Modelar inyecciones de oportunidad por nodo de la RTR, mediante ofertas de 

disposición de venta de oportunidad por bloques de energía con sus precios; 

(c) Modelar inyecciones fijas, asociadas a componentes físicas de contratos Físicos 

Flexibles regionales resultantes de la operación en tiempo real del SER; 

(d) Modelar la generación del predespacho nacional como fija en el posdespacho; 

(e) Considerar, a partir de la información suministrada por cada OS&M, en el 

posdespacho regional: 

¶ Disponibilidad real de la red de transmisión 

¶ Generación MWh real para cada recurso de generación por nodo eléctrico 

(SIMECR) 

¶ Demanda real MWh por nodo eléctrico (SIMECR) 

A3.3 Proceso General del Predespacho 

Diariamente, para cada período de mercado, el EOR efectuará el siguiente procedimiento 

para la ejecución del predespacho regional: 

(a) Ejecutará el modelo del predespacho. 

(b) De ser necesario, realizará el procedimiento de asignación de cantidades de energía 

requerida por Contratos Firmes conforme se indica adelante en la sección de Contratos 

Firmes. 

(c) Una vez definidas las cantidades de energía requerida a atender por Contratos Firmes, 

según se detalla en el literal (b) anterior, se ejecutará nuevamente el modelo del 

predespacho, considerando que los retiros asociados a las energías requeridas de 

Contratos Firmes corresponderán a las obtenidas del literal (b) anterior. 

                                                 
191 Derogado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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(d) Una vez efectuado los pasos definidos en los literales (a), (b) y (c) anteriores, el EOR 

efectuará el procedimiento de verificación de garantías.  

(e) Si como resultado del proceso de verificación del literal (d) anterior resulta necesario 

retirar del predespacho las ofertas de uno o varios agentes, procederá a ejecutar con 

esta condición el modelo del predespacho iniciando nuevamente desde el literal (a) 

anterior, en lo que aplique. 

(f) Una vez verificadas las garantías conforme a los literales (d) y (e) anteriores, el EOR 

procederá a efectuar la validación eléctrica del predespacho.  Si como resultado de 

dicha validación se hace necesario modificar el predespacho, el mismo se iniciará 

nuevamente desde el literal (a) anterior, en lo que aplique.  Si por razones de tiempo 

los ajustes por validaciones eléctricas no se incluyen en el predespacho regional, los 

mismos se aplicarán como un redespacho en el MER, el cual deberá ser publicado con 

al menos una (1) hora de anticipación a su entrada en vigencia. 

(g) Terminado el proceso descrito en los literales anteriores, el EOR procederá a publicar 

el predespacho. 
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En la Figura A4-1 se muestra esquemáticamente el proceso del predespacho regional. 

 

 

 

Figura A4-1 - Diagrama del Proceso General del Predespacho 
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A3.4  Formulación del Predespacho 

El modelo matemático deberá determinar un predespacho regional óptimo y factible de los 

contratos, las ofertas de flexibilidad, las ofertas de pago por  Cargos Variables de 

Transmisión, los servicios auxiliares regionales y la asignación óptima de las ofertas de 

oportunidad de inyección y retiro nodales dentro del horizonte de optimización 

maximizando el beneficio social. 

A3.4.1  Función Objetivo 

La función objetivo por período de mercado a optimizar será la siguiente: 
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Donde: 

 

Pret(i,s) Variable en MWh de la transacción de retiro i, segmento s, lo que incluye: 

Ofertas de Oportunidad por reducción de generación despachada y Ofertas de 

Oportunidad por demanda no atendida en el predespacho nacional 

Piny(i,s) Variable en MWh de la transacción de inyección i,  segmento s, lo que incluye: 

Ofertas de Oportunidad de generación no despachada,  y Ofertas de Oportunidad 

por reducción de demanda atendida en el Predespacho Nacional 

Pst(i,s) Variable en MWh de la transacción de servicios de CVT i, segmento s 

FO1 Componente adicional de la función objetivo en relación a los Contratos Firmes.  

 

fr i,s Valor de la curva de precios de oferta de retiro i, segmento s, en US$/MWh 

fi i,s Valor de la curva de precios de oferta de inyección i, segmento s, en US$/MWh 

fti,s Valor de la curva de precios de oferta de servicios de CVT i, segmento s, en 

US$/MWh 

 

 

El problema a resolver es un problema de optimización desacoplado temporalmente, lo que 

permite modelar cada período de mercado como un caso independiente. El número de 

problemas a optimizar estará dado por el número de períodos de mercado del predespacho 

regional de acuerdo con el horizonte y duración definido para el proceso de optimización. 

 

A3.4.2  Predespacho Nacional 

El EOR incluirá en el predespacho regional cada uno de los predespachos nacionales 

reportados por cada OS&M de acuerdo con las siguientes consideraciones: 
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(a) Cada OS&M deberá reportar al EOR su predespacho nacional; 

(b) La generación y demanda nacional serán modeladas como fijas y, por lo tanto, deberán 

aparecer en la restricción de balance nodal del predespacho regional como una 

constante; 

(c) La demanda atendida en los predespachos nacionales que efectúe ofertas al MER que 

reflejen su disposición de reducir demanda en MWh con el fin de ofrecer su corte de 

carga, serán modeladas como inyecciones en los respectivos nodos de demanda; 

(d) Las ofertas de retiro al MER para reemplazar generación nacional serán modeladas 

como retiros en los respectivos nodos de generación; 

(e) Las ofertas de retiro correspondientes a demanda no atendida en los predespachos 

nacionales, tanto por demandas no elásticas, corte de carga o racionamiento; como 

por demanda elástica que no haya sido atendida por precio en el predespacho nacional, 

serán modeladas como retiros en los respectivos nodos de demanda;  

(f) Las ofertas de inyección de generación no despachada en el predespacho nacional 

serán modeladas como ofertas de inyección al MER. 

A3.4.2.1  Ecuaciones correspondientes a los predespachos nacionales 

(a) Demanda atendida en el predespacho nacional 

La demanda atendida en el predespacho nacional  (demandai) será modelada como fija y, 

por lo tanto, deberá aparecer en la restricción de balance nodal como una constante. En caso 

que una demanda nacional atendida en el predespacho nacional realice ofertas de reducción 

de demanda al MER, dicha demanda dejará de ser atendida en el valor que haya sido 

aceptada la transacción de inyección en el predespacho regional (en MWh). Las 

transacciones asociadas a este tipo de ofertas serán modeladas en el predespacho regional 

como ofertas de oportunidad de inyección asociadas al nodo de la demanda que ofrece su 

disposición de reducción de energía.  La oferta de inyección deberá ser menor o igual que 

la demanda atendida en el predespacho nacional. 

(b) Demanda no atendida en el predespacho nacional 

Existen dos tipos de demanda no atendida en el predespacho nacional, la primera 

corresponde al corte de carga o racionamiento nacional y la segunda a la demanda nacional 

que no es despachada en el predespacho nacional por razones económicas de oferta 

(elástica). Estos dos tipos de demanda podrán ser atendidas desde el MER mediante ofertas 

de retiro al Mercado de Oportunidad Regional. 

(c) Generación despachada en el Predespacho Nacional 

La generación despachada en el predespacho nacional (Gi) será modelada como fija y, por 

lo tanto, deberá aparecer en la restricción de balance nodal como una constante. En caso 

que una generación despachada en el predespacho nacional realice ofertas de reducción de 

generación al MER, dicha generación dejará de ser suministrada en el valor que haya sido 

aceptada la transacción de retiro en el predespacho regional (en MWh). Las transacciones 

asociadas a este tipo de ofertas serán modeladas en el predespacho regional como ofertas 

de oportunidad de retiro asociadas al nodo de la generación que ofrece su disposición de 
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reducción de energía. La oferta de retiro deberá ser menor o igual que la generación 

despachada en el predespacho nacional. 

(d) Generación no despachada en el Predespacho Nacional 

La generación no despachada en el predespacho nacional será modeladas como ofertas de 

inyección al MER.  

A3.4.3  192Reserva de Regulación de Frecuencia  

Las áreas de control deben considerar la reserva de regulación de cada uno de los sistemas 

de los países miembros. Las áreas de control serán definidas por el usuario, a través de los 

nodos eléctricos de la RTR y circuitos que la conforman. La relación de nodos con 

generadores, demandas, demandas no atendidas, inyecciones y retiros, definirán el conjunto 

de variables a involucrar en cada área de control. 

El valor de reserva para regulación secundaria de frecuencia para cada período de mercado 

deberá ser configurable sobre cuales generadores se asignará dicha reserva.  

Es una obligación de los OS/OM al realizar el predespacho nacional, considerar la reserva 

de regulación de frecuencia establecida en la regulación nacional.  

Las evaluaciones de la reserva de regulación de frecuencia primaria y secundaria, no serán 

consideradas en la ejecución del modelo matemático del Predespacho Regional. 

A3.4.3.1  193Control de reserva  

Reserva sistema nacional 

Cada OS&M deberá informar al EOR el conjunto de generadores nacionales sobre los cuales 

se asignará la reserva. Cada área de control (OS&M) podrá reportar un valor distinto de 

reserva en MW por período de mercado. Para cada período de mercado se debe realizar la 

siguiente verificación: 

 

( ) _ _ mini i ar

i ar

capmw GRRP rva RRP
W

- ²ä  

( ) _ _ mini i ar

i ar

capmw GRRS rva RRS
W

- ²ä  

0>" iG  

 

                                                 
192 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
193 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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Donde: 

GRRPi Valor en MWh de generación nacional del recurso de generación i asignado 

a la Reserva  para Regulación Primaria 

GRRSi Valor en MWh de generación nacional del recurso de generación i asignado 

a la Reserva para Regulación Secundaria 

Rva_RRP_minar Valor de reserva mínima nacional del área de control ar  de la Reserva para 

Regulación Primaria 

Rva_RRS_minar Valor de reserva mínima nacional del área de control ar  de la Reserva para 

Regulación Secundaria 

capmwi Valor de la capacidad máxima de generación (disponibilidad) del generador 

i asociado al área de control ar   

iWar Para todo generador nacional i asociado con el área de control ar, que 

participe de la regulación de frecuencia nacional. 

 

El proceso de verificación de reserva nacional no es una restricción activa del predespacho, 

es una verificación que debe ser implementada como un proceso externo al predespacho.   

 

A3.4.3.2  194Control de reserva hacia abajo 

Esta sección es opcional para el modelado del predespacho, para el caso en que se tenga 

explícitamente un valor de reserva para bajar generación asociado a la regulación de 

frecuencia. 

   Reserva sistema nacional 

Cada OS&M deberá informar al EOR el conjunto de generadores nacionales sobre los cuales 

se asignará el control de reserva hacia abajo. Cada área de control (OS&M) podrá reportar 

un valor distinto de reserva hacia abajo en MW por período de mercado. Para cada período 

de mercado se debe realizar la siguiente verificación: 

 

 

 

Donde: 

 

Gi Valor en MWh de generación nacional del recurso de generación i 

                                                 
194 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 

ar

ari

ii abajorvaminG _)( ²-ä
W

ii minG ²"
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rva_abajoar Valor de reserva mínima nacional hacia abajo del área de control ar   

mini Valor mínimo en MW para el generador i  

iWar Para todo generador nacional i asociado con el área de control ar, que 

participen de la regulación de frecuencia nacional. 

 

El proceso de verificación de reserva nacional hacia abajo no es una restricción activa del 

predespacho, es una verificación que debe ser implementada como un proceso externo al 

predespacho.   

 

A3.4.4     Contratos 

A3.4.4.1   Contratos No Firmes Físicos Flexibles 

Este tipo de contrato tiene asociado ofertas de flexibilidad al Mercado de Oportunidad 

Regional efectuadas tanto por la parte compradora como vendedora del contrato. Las ofertas 

de flexibilidad son de la misma naturaleza que las ofertas de oportunidad y son consideradas 

como tales en el predespacho regional. 

Las ofertas de flexibilidad asociadas a los Contratos No Firmes Físicos Flexibles regionales 

no podrán superar el compromiso contractual de energía.  De efectuarse una oferta de 

flexibilidad en cero (0) MWh, el contrato se entenderá como físico y como tal será incluido 

en el predespacho regional. 

(a) Modelo para Contratos No Firmes Físicos Flexibles 

195La componente física del Contrato No Firme Físico Flexible (para la inyección y el retiro) 

se despachará hasta donde técnicamente y económicamente sea factible y será cero (0) en 

los casos cuando su factibilidad se vea afectada por la prioridad de predespacho de las 

Energías Requeridas de los Contratos Firmes. 

La componente física de cada contrato, en cada nodo de inyección y retiro, será calculada 

como la diferencia entre el valor en MWh de la energía declarada o reducida del contrato y 

la suma de las capacidades de los segmentos de las ofertas de flexibilidad asociadas a dicho 

contrato. La componente física de los Contratos No Firmes Físicos Flexibles será calculada 

de la siguiente forma: 

¶ Cuando el Contrato no tenga ofertas de pago máximo por CVT 

 
0

_ ( ) ( ) ( , )

o

iny fisica i iny i ret i s

s

p p p= -ä  

0

_ ( ) ( ) ( , )

o

ret fisico i ret i iny i s

s

p p p= -ä  

                                                 
195 Modificado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
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¶ Cuando el Contrato tenga ofertas de pago máximo por CVT 

 

_ ( ) ( , ) ( , )

o

iny fisica i st i s ret i s

s s

p P p= -ä ä  

_ ( ) ( , ) ( , )

o

ret fisico i st i s iny i s

s s

p P p= -ä ä  

Donde: 

po
iny_fisica(i) Valor de la componente física de energía horaria de inyección para el 

contrato i  

po
ret_fisico(i) Valor de la componente física de energía horaria de retiro para el 

contrato i  

po
iny(i) Valor de energía declarada en MWh para el Contrato No  Firme Físico 

Flexible i  

po
ret(i) Valor de energía declarada en MWh para el Contrato No Firme Físico 

Flexible i  

piny(i,s) 

 

Valor de energía en MWh correspondiente a cada segmento s de la 

oferta de flexibilidad de inyección en nodo de retiro para el Contrato 

No Firme Físico Flexible i   

pret(i,s)  Valor de energía en MWh correspondiente a cada segmento s de la 

oferta de flexibilidad de retiro en el nodo de inyección para el Contrato 

No Firme Físico Flexible i   

Pst(i,s) Valor en MWh de la transacción de servicios de CVT i, segmento s 

           Notar que  po
iny(i) = p

o
ret(i). 

 

A3.4.4.2 Contratos Firmes 

El modelo de Contratos Firmes debe considerar que en el predespacho regional el 

comprador tenga la mayor prioridad de la entrega de la energía requerida. El EOR verificará 

el cumplimiento de los compromisos establecidos en los Contratos Firmes en el 

predespacho, asegurando al comprador la entrega de la energía requerida, limitada 

únicamente por las restricciones de la RTR y por el cumplimiento de los criterios de calidad, 

seguridad y desempeño regionales.  
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196Como una condición de firmeza deberá verificarse que el vendedor dispone para el 

Mercado de Oportunidad Regional ofertas de inyección por un valor igual a la energía 

requerida por el comprador.  La condición de energía requerida se modelará con: 

(a) Restricción de atención de energía requerida en el retiro 

Se deberá cumplir el retiro de la energía requerida por el comprador, hasta donde 

técnicamente sea factible en el predespacho regional: 

1 _ ( ) _ ( )* 0,firme cortada i firme req i

i Firmes

FO p pr
Í

=- " ¸ä  

_ ( ) _ ( )firme cortada i firme req ip p¢  

Donde: 

_ ( )firme cortada ip  

Variable que controla la desatención de la energía requerida por el comprador 

del Contrato Firme para la transacción i  

Pfirme_req(i) Valor mínimo requerido en MWh a ser retirado en el nodo, para la transacción 

i asociada al Contrato Firme  

r Es el peso asociado a la variable para controlar la desatención de la energía 

requerida por el comprador del Contrato Firme para la transacción i.  El valor 

debe ser al menos la oferta más alta de retiro para garantizar al máximo el 

suministro de la energía requerida. 

 

El término _ ( )firme cortada ip  es el valor de la energía requerida no atendida en el nodo de la 

RTR, mientras que el término _ ( ) _ ( )firme req i firme cortada ip p-  representa la energía requerida 

efectivamente atendida en el nodo.  El peso asociado a la componente de Contratos 

Firmes debe ser tal que garantice una mayor prioridad frente a los Contratos No Firmes 

Físicos Flexibles, es decir, por encima de la atención de la componente física de los 

Contratos No Firmes Físicos Flexibles. 

 

(b) 197Regla de reducción de la energía requerida por los Contratos Firmes 

 
En los casos que: 

                                                 
196 Modificado mediante Resolución CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021. 
197 Modificado mediante Resolución CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020. 
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i. No existan conectividad eléctrica, entre los nodos de retiro e inyección de los CF 

declarados en el predespacho regional, se reducirán a cero (0) las cantidades de las 

Energías Requeridas (P
firme_req(i)

) y las cantidades de energía de las ofertas de 

flexibilidad asociadas a dichos CF, que resulten afectados por esta condición. 

 

ii. Los flujos de potencia con pérdidas de los CF, considerando los flujos de los 

predespachos nacionales, resulten ser superiores a: 1) las capacidades de transmisión 

de las línea ij, en un orden superior a 0.001MW, ó 2) los limites determinados por las 

máximas capacidades de transferencias de potencia (MCTP), en un orden superior a 

0.001MW, se  reducirán las cantidades de las Energías Requeridas (P
firme_req(i)

) y las 

cantidades de energía de las ofertas de flexibilidad asociadas a dichos CF, que 

resulten afectados por esta condición, de forma proporcional a la capacidad de 

transmisión requerida por cada uno de los CF, conforme a las siguientes 

formulaciones:  

Para cada CF ñkò se puede calcular lo siguiente: 

 
 

_req pnTij : Flujo DC en la línea de transmisión ij por el conjunto de transacciones 

nacionales  

 

 
 

Para el caso 1): Cálculo de reducción de la energía requerida de los CF por las 

capacidades de transmisión de las líneas ij individuales: 

Si 
_ ²ä req total

k

k

Tij CTij       y         ,   entonces 

 

 

ὖ ͺ
ͺ

ὖ ͺ ᶻ
ὅὝὭὮὝὭὮ

ͺ

В ὝὭὮ
ͺ

ὴὩὶ ͺ

 

 

El EOR calculará el factor de reducción hasta obtener un valor de pérdidas 

eléctricas acorde a la capacidad de transmisión disponible.  

 

 

Para el caso 2): Cálculo de reducción de la energía requerida de los CF por las MCTP: 

 



 

 

 
 

 
 

 

 

 164  

 

Dada la restricci·n ñrò del grupo de l²neas de transmisi·n MTr , si 

_

r

req total

k MTr

ij MT k

Tij CT
Í

²ää      y       

 

 

ὖ ͺ
ͺ

ὖ ͺ ᶻ
ὅὝ В ὝὭὮ

ͺ
ᶰ

В В ὝὭὮ
ͺ

ᶰ ὴὩὶ  ͺ

 

 

El EOR calculará el factor de reducción hasta obtener un valor de pérdidas 

eléctricas acorde a la capacidad de transmisión disponible. 

 

Para estos casos, las cantidades de energía declaradas de inyección y de retiro del CF, 

deberán ser reducidas al valor que resulte la  
_ ( )

ajustada

energia req kP  de cada CF. 

 

Cálculo de la reducción de los CF 

 

{ }_ _

_ ( ) _ ( ) _ ( )
,

,ajustada ajustada ij ajustada MTr

energia req k energia req k energia req k
ij MTr

P Min P P e
"

= - 

 

donde: 

 

_ ( )energia req kP  Energía requerida por la parte compradora del 

CFk afectada por la restricción de transmisión 

y que será ajustada hasta respetar la capacidad 

de transmisión 

_pre nacP  Energía de las transacciones del predespacho 

nacional 

kSij  Sensibilidad del flujo en la línea ij , afectada 

por la restricción de transmisión, a la energía 

requerida del CFk y de las transacciones 

nacionales.   

CTij  Capacidad de Transmisión de la línea ij  

ὝὭὮ
ͺ

 Capacidad de transmisión en la línea ij 

requerida por el CF k; 
_req pnTij  Capacidad de transmisión en la línea ij 

requerida por las transacciones del 

predespacho nacional; 
_req total

kTij  Capacidad de transmisión en la línea ij 

requerida por las transacciones del 

predespacho nacional y por el CF k; 
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ὝὭὮ
ͺ  Capacidad de transmisión total en la línea ij 

requerida por todos los CF 
_ä req total

kTij  Capacidad de transmisión total en la línea ij 

requerida por las transacciones nacionales y 

por todos los CF. 
_

_ ( )

ajustada ij

energia req kP  Energía requerida ajustada para la parte 

compradora del CF k debido a la restricción 

en la línea ij 

MTrCT  Capacidad de Transmision del grupo de lineas 

ñMTrò 

 

ὝὭὮ
ͺ

ȟ

 

Capacidad de transmisión total en el grupo de 

lineas ñMTrò requerida por todos los CF 

_

r

req pn

ij MT

Tij
Í

ä  
Capacidad de transmisión total en el grupo de 

lineas ñMTrò requerida por las transacciones 

nacionales 

_

r

req total

k

ij MT k

Tij
Í

ää  
Capacidad de transmisión total en el grupo de 

lineas ñMTrò requerida por las transacciones 

nacionales y por los CF. 

e Valor pequeño para evitar inconvenientes 

numericos.  

_ ( )

ajustada

energia req kP  Energía requerida ajustada para la parte 

compradora del CFk 

perij req_CF Pérdidas eléctricas asociadas, y en el mismo 

sentido, al flujo neto resultante de la Energía 

Requerida por todos los CF en una línea 

individual. 

perMTr req_CF Pérdidas eléctricas asociadas, y en el mismo 

sentido, al flujo neto resultante de la Energía 

Requerida por todos los CF en un grupo de 

líneas "MTr". Para el caso de las restricciones 

de importación o exportación total, se 

considerarán todas las líneas del área de 

control relacionada a dicha restricción. 

A3.4.5    Ofertas de Pago máximo por Cargos Variables de Transmisión 

Las ofertas de pago máximo por Cargos Variables de Transmisión, que representan la 

disponibilidad máxima a pagar por la diferencia de precios nodales entre el nodo de retiro 

y el de inyección, estarán asociados a los Contratos No Firmes Físicos Flexibles. 
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La variable Pst(i,s) será modelada en la ecuación de balance nodal como una inyección (-) y 

como un retiro (+) de acuerdo con la oferta realizada.  Para toda transacción de servicios de 

transmisión que se active en el predespacho regional, el valor de la energía inyectada será 

igual al valor de la energía retirada en los respectivos nodos del contrato. 

Los Contratos No Firmes Físicos Flexibles, podrán efectuar simultáneamente ofertas de 

pago máximo por CVT y de flexibilidad en los nodos de inyección y retiro. Para esta 

condición se deben agregar las siguientes restricciones: 

 

ää ¢
s

sist

s

siretinyne PPIMaxSTR ),(),()( :__  

ää ¢
s

sist

s

siinyretne PPRMaxSTR ),(),()( :__  

Donde: 

Pret(i,s) Variable en MWh de la oferta de flexibilidad de retiro i (modelada en el nodo de 

inyección del contrato), segmento s asociada al servicio de CVT i 

Piny(i,s) Variable en MWh de la oferta de flexibilidad de inyección i (modelada en el nodo 

de retiro del contrato), segmento s asociada al servicio de CVT i  

Pst(i,s) Variable en MWh que representa el valor en MWh en que fue casada la oferta de 

servicios de transmisión segmento s asociada al servicio de CVT i 

 

 

A3.4.6 Modelo de Red de Transmisión 

Modelo DC 

Ecuación de balance de potencia activa (igualdad): 

 

( , ) ( , ) ( , )_ : * *ne ret i s rt rt iny i s i st i s

i ne s rt ne i ne s i ne s

Bal P P i RTRMW P i P
W W W W

+ - + +ää ä ää ää  

 

( )
( )

0

_ ( ) _ ( ) iny ifirme req i firme cortada i i

i ne i ne i ne

p p G k P
W W W

- - - +ä ä ä  

 

( )

0

ret i ne

i ne

k P demanda
W

=-ä  

 

Siendo: 
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rtrtrt maxrtmwRTRMWmaxrtmw __ ¢¢-  

Donde: 

RTRMWrt Variable del flujo de potencia activa a través del circuito rt de la red de 

transmisión regional  

irt Vector de incidencia del flujo de potencia activa a través del circuito rt de 

la red de transmisión regional. El valor será negativo (-1) para las líneas 

donde su nodo inicial sea igual al nodo ne, positivo (+1) para las líneas cuyo 

nodo final sea igual al nodo ne 

i i Vector de incidencia del servicio de transmisión. Será positivo (+1) cuando 

corresponda al nodo de retiro y negativo (-1) para el nodo de inyección 

declarado en el contrato. 

rtmw_maxrt Valor máximo de transferencia de potencia activa a través del circuito rt  

K Constante de servicios de transmisión: Si hay servicios de transmisión k=0 

y si no hay servicios de transmisión k=1 

 

Ecuación de flujo de potencia activa: 

 

0**: , =+ä
W

jne

rtne

nertrtrt iRTRMWxCTORTMW d  

 
Donde: 

 

dne,j Variable de diferencia angular entre los nodos ne y j  

ine Vector de incidencia del nodo eléctrico ne asociados al circuito rt de la RTR. 

Tomará valor negativo (-1) si el nodo ne es igual al nodo inicial del circuito rt, 

positivo (+1) si el nodo ne es igual al nodo final del circuito rt. 

xrt Valor de la reactancia (p.u) correspondiente al circuito rt 

 

Esta alternativa deberá incluir un modelo de pérdidas de potencia activa (el cual podrá ser 

modelado mediante una aproximación segmentariamente lineal). En lo posible, el modelo 

de predespacho regional deberá incluir restricciones de un modelo equivalente de 

potencia reactiva (Mvar). 

El modelo del predespacho debe obtener una solución que considere las restricciones 

asociadas al cumplimiento de los CCSD. 

A3.5   Modelo del Posdespacho  

A3.5.1  Función Objetivo 
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El modelo matemático del posdespacho determinará los precios marginales nodales exï

post del MER. Los precios marginales nodales serán calculados a partir de un modelo de 

posdespacho que optimizará las inyecciones fijando los predespachos nacionales y los 

retiros netos reales del MER en los nodos de la RTR.  El posdespacho es formulado como 

un problema de optimización desacoplado temporalmente, que fija los predespachos 

nacionales, fija los retiros netos reales del MER y optimiza las inyecciones del MER. 

La fijación de los predespachos nacionales implica modelar como constantes la generación 

y la demanda nacional predespachada en las ecuaciones de balance nodal. 

La función objetivo por período de mercado en el posdespacho será la siguiente: 

ù
ú

ø
é
ê

è
+- äää

l

l

i s

siinysi FOPfiMaximizarFO ),(,:  

Donde: 

Piny(i,s) Variable en MWh de la transacción de inyección i, segmento s 

FOl Componentes adicionales de la función objetivo  

fi i,s Valor de la curva de precios de oferta de inyección i, segmento s, en 

US$/MWh considerada en el predespacho 

 

A3.5.2   Inyecciones y Retiros 

En el posdespacho se liberan las inyecciones del MER y se fijan los retiros netos reales 

del MER en los nodos de la RTR de la siguiente forma: 

 

A3.5.2.1  Límite de Transacciones de Inyección 

Las inyecciones del MER en el posdespacho estarán limitadas únicamente por las 

cantidades ofertadas en el predespacho. 

A3.5.2.2  Transacciones de Retiro  

Fija todos los retiros netos reales del MER. Se modelarán como cargas constantes en la 

restricción de balance nodal del posdespacho. 

Las inyecciones y retiros netos al MER se calculan de acuerdo a la fórmula: 

_ _ ( ) ( )N N

r r p pTransaccion Neta MER I R I R= - - -  

donde: 

rI  es la inyección real registrada en el SIMECR 

rR  es el retiro real registrado en el SIMECR 
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N

pI  es la inyección predespachada en el Mercado Eléctrico Nacional 

N

pR  es el retiro predespachado en el Mercado Eléctrico Nacional 

Retiro Neto del MER, se calculan de acuerdo a la fórmula: 

_ ( ) ( ){( ) ( )}, 0m n n

ret neto i r r p p ret iP I R I R P=- - - - " > 

A3.5.3   Predespacho Nacional 

El Predespacho nacional será modelado como fijo y, por lo tanto, deberá aparecer en la 

restricción de balance nodal del posdespacho como una constante.  

A3.5.4  Contratos 

En el posdespacho se fijarán las componentes físicas de retiros de los contratos.  El valor 

de la componente física de retiro de los contratos está incluida en los retiros netos reales del 

MER que se modelan en la restricción de balance nodal del posdespacho. 

La componente de inyección física de cada Contrato No Firme Físico Flexible será fijada 

en el posdespacho.  Dicha componente será calculada como:  

_ ( ) ( ) ( )

real real programado

iny fisica i iny i nal ip p g= -  

 

 
Donde: 

_ ( )

real

iny fisica ip   Es la componente de inyección física de un Contrato No Firme Físico 

Flexible 

( )

real

iny ip   Es la inyección física en el nodo de inyección del Contrato No Firme 

Físico Flexible 

( )

programado

nal ig   
Es la Generación Nacional en el Predespacho Nacional 

 

A.3.5.5 Modelo de Red de Transmisión 

Modelo DC 

Ecuación de balance de potencia activa (igualdad) 

 

( , ) _ ( )_ : * real

ne rt rt iny i s iny fisica i

rt ne i ne s i ne

Bal MW i RTRMW P P
W W W

- -ä ää ä  
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_ ( )

m

ret neto i i ne

i ne i ne

P G demanda
W W

=- + -ä ä  

 

rtrtrt maxrtmwRTRMWmaxrtmw __ ¢¢-  

 

Donde: 

 
RTRMWrt Variable del flujo de potencia activa a través del circuito rt de la red de 

transmisión regional  

irt Vector de incidencia del flujo de potencia activa a través del circuito rt de 

la red de transmisión regional. El valor será negativo (-1) para las líneas 

donde su nodo inicial sea igual al nodo ne, positivo (+1) para las líneas cuyo 

nodo final sea igual al nodo ne 

iWne Transacción i asociada al nodo eléctrico ne 

 

Ecuación de potencia a través de circuito  

 

0**: , =+ä
W

jne

rtne

nertrtrt iRTRMWxCTORTMW d  

 
Donde: 

 

dne,j Variable de diferencia angular entre los nodos ne y j  

ine Vector de incidencia del nodo eléctrico ne asociados al circuito rt de la RTR. Tomará 

valor negativo (-1) si el nodo ne es igual al nodo inicial  del circuito rt, positivo (+1) 

si el nodo ne es igual al nodo final del circuito rt. 

xrt Valor de la reactancia (p.u) correspondiente al circuito rt 

 
Esta alternativa deberá incluir un modelo de pérdidas de potencia. En lo posible, el modelo 

de posdespacho regional deberá incluir restricciones de un modelo equivalente de potencia 

reactiva (Mvar). 
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ANEXO 4 
CONCILIACIÓN DE TRANSACCIONES 
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A4. Conciliación de Transacciones 

En este anexo se presenta la formulación detallada que se deberá seguir para efectos de 

determinar las transacciones de los agentes que participan en el MER. 

A4.1 Transacciones Programadas no Comprometidas en Contratos  

A4.1.1 Los montos a conciliar debidos a las transacciones programadas no comprometidas en 

contratos regionales son el resultado de valorar dichas transacciones a sus precios ex 

ante calculados en el predespacho o redespacho respectivo para cada período de 

mercado. 

A4.1.2 Las transacciones programadas no comprometidas en contratos son conciliadas por el 

EOR considerando los precios marginales dados por el predespacho o redespacho en 

cada nodo de la RTR, y la información de compromisos contractuales en el Mercado de 

Contratos Regional.  

A4.1.3 Para cada agente en cada nodo de la RTR, se establece el siguiente balance en el Mercado 

de Oportunidad Regional, para cada período de mercado: 

Inyección :    IPNCi, n = Ipi, n - ICRi, n 

Retiro:     RPNCi,n = RCRi,n - Rpi,n 

Donde: 

IPNCi,n: Inyección Programada No comprometida en Contratos para el agente i en el 

nodo n.  Cuando es mayor que cero, el agente vende en el Mercado de Oportunidad 

Regional en ese nodo.  En caso contrario, realiza una compra de energía en el MOR. 

RPNCi,n: Retiro Programado No comprometido en Contratos para el agente i en el nodo 

n.  Cuando es mayor que cero, el agente vende en el Mercado de Oportunidad Regional 

en ese nodo.  En caso contrario, realiza una compra de energía en el MOR. 

Ipi,n: Inyección programada para el agente i en el nodo n, resultante del proceso de 

predespacho o redespacho respectivo, ya sea por transacciones de oportunidad o por 

compromisos contractuales. 

RCRi,n:  Compromisos de retiro en contratos regionales del agente i en el nodo n.   

Corresponde a la suma de las energías declaradas o reducidas consideradas en el 

predespacho o redespacho regional, con independencia del tipo de contrato. 

Rpi,n:  Retiro programado para el agente i en el nodo n, resultante del proceso de 

predespacho o redespacho respectivo, ya sea por transacciones de oportunidad o por 

compromisos contractuales. 

ICRi,n:  Compromisos de inyección en contratos regionales del agente i en el nodo n. 

Corresponde a la suma de las energías declaradas o reducidas consideradas en el 

predespacho o redespacho regional, con independencia del tipo de contrato. 

A4.1.4 Las IPNC y los RPNC son valorados al precio marginal ex ante del nodo respectivo.  

Este precio es el que se obtiene del proceso del predespacho o del redespacho 

respectivo. Su formulación se define de la siguiente manera: 

TPNCinyi, n = IPNCi, n *  PExA 
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TPNCreti, n = RPNCi,n *  PExA 

Donde: 

TPNCinyi,n es la Transacción Programada No comprometida en Contratos por 

inyección para el agente i en el nodo n.  Cuando es mayor que cero, el agente vende en 

el Mercado de Oportunidad Regional en ese nodo y le corresponde un abono.  En caso 

contrario, realiza una compra de energía en el MOR y le corresponde un cargo. 

TPNCreti,n es la Transacción Programada No comprometida en Contratos por retiro, 

para el agente i en el nodo n.  Cuando es mayor que cero, el agente vende en el Mercado 

de Oportunidad Regional en ese nodo y le corresponde un abono.  En caso contrario, 

realiza una compra de energía en el MOR y le corresponde un cargo. 

PExA es el precio ex ante del predespacho o redespacho, para cada nodo. 

A4.1.5 Las transacciones por IPNC y RPNC resultantes del predespacho o de los redespachos 

respectivos en el MER, son compromisos comerciales que serán asignados por el EOR a 

los agentes  respectivos. 

A4.2 Transacciones Programadas por Compromisos Contractuales 

A4.2.1   La conciliación de las transacciones en el MER relacionadas con el cumplimiento de los 

compromisos contractuales se efectuará con base en las transacciones programadas, sin 

considerar las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real. 

A4.2.2   La responsabilidad por el cumplimiento de las obligaciones establecidas en los contratos 

validados en el MER es de los agentes contratantes.  El EOR determinará las cantidades 

transadas, sea la energía declarada o reducida, con base en las condiciones presentadas 

para el predespacho y los redespachos respectivos, sujeto a lo establecido en este 

Reglamento. 

A4.3  Cargos en el Mercado de Oportunidad Regional a los Compromisos 

Contractuales 

A4.3.1    El agente que designen las partes de un contrato, sea el comprador o el vendedor, será 

responsable de los cargos en el Mercado de Oportunidad Regional asociados al 

cumplimiento del compromiso contractual, como se define a continuación para cada 

período de mercado: 

CMORCi  = CCi x [PExAret - PExAiny] 

Donde: 

CMORCi: Cargo en el Mercado de Oportunidad Regional asociado al cumplimiento del 

Compromiso Contractual, asignado al agente i. En caso que el CMORCi sea negativo, 

corresponde a un abono. 

CCi: Compromiso Contractual. Corresponde a la energía declarada o reducida del 

compromiso contractual i considerada en el predespacho o redespacho regional, 

independientemente del tipo de contrato. 

PExAret: Precio ex ante para el nodo de retiro del contrato, resultante del predespacho o 

redespacho regional. 

PExAiny: Precio ex ante para el nodo de inyección del contrato, resultante del predespacho 

o redespacho regional. 
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A4.4       Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real (TDTR) 

  198La Conciliación de Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real del MER, será 

realizada con base en la Clasificación de desviaciones a los intercambios de energía 

programados entre áreas de control, establecida en el Anexo 5 del Libro II del RMER. 

A4.4.1    199Para cada período de mercado las desviaciones se calculan por área de control en el 

MER, como el neto de la diferencia entre el intercambio de energía registrado por el 

SIMECR, en el día de la operación en tiempo real en cada enlace entre áreas de control y 

el intercambio de energía programado en el Predespacho regional o Redespacho Regional 

respectivo. 

A4.4.2      200El EOR, con base en las mediciones obtenidas por el SIMECR, determinará diariamente 

para cada período de mercado, para cada área de control y para cada OS/OM, actuando en 

representación del correspondiente mercado nacional, las desviaciones por área de control 

en que han incurrido respecto de las transacciones programadas. 

A4.4.3     201Para conciliar las desviaciones a las Transacciones Programadas, es necesario disponer 

de la siguiente información:  

(a) Si las desviaciones son normales, significativas autorizadas, significativas no 

autorizadas o graves; 

(b) Los intercambios programados y reales para cada enlace entre áreas de control. 

(c) Los precios ex-post del posdespacho. 

A4.4.4    202 A partir de las desviaciones de los intercambios programados en el MER que se registren 

en los enlaces entre áreas de control, el EOR determinará y conciliará las transacciones por 

desviaciones en tiempo real, por área de control y asignará dichas desviaciones al OS/OM 

respectivo, el cual, las internalizará según su regulación nacional. 

El precio del área de control al cual se valorizará las TDTR, será el promedio ponderado de 

los precios ex-post de los nodos de enlace entre áreas de control. El promedio ponderado se 

realizará para cada período de mercado según la siguiente formula: 

 

ὖὖͅὉὼὴέίὸ
В ὖὩὼὴέίὸȟ ὈὩίὺὭȟ

В ὈὩίὺὭȟ
 

 

Donde: 

 

ὖὖͅὉὼὴέίὸ = Promedio ponderado de los precios ex post resultantes del posdespacho 

regional, para cada §rea de control ñAò y para cada per²odo de mercado. 

                                                 
198 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
199 Modificado mediante Resolución CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017. 
200 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
201 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
202 Modificado mediante Resolución CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017. 
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ὖὩὼὴέίὸȟ = Precio ex post del nodo de enlace ñneò correspondiente al enlace ñeò y 

perteneciente al §rea de control ñAò 

ὈὩίὺὭȟ = Desviaci·n en MW en el enlace ñeò perteneciente al §rea de control ñAò 

n = N¼mero total de enlaces perteneciente al §rea de control ñAò 

Para cada período de mercado la conciliación de TDTR se efectúa de acuerdo al siguiente procedimiento: 

A4.4.5     203Desviaciones normales y significativas autorizadas  

A4.4.5.1  204Se definen las siguientes variables: 

 

 

 
 

Donde: 

 

 = Desviación en MWh en que incurri· cada Ćrea de control ñAò 

= Intercambio Real registrado en cada enlace entre §reas de control ñeò 

pertenecientes al §rea de control ñAò 

= Intercambio Programado en cada enlace entre §reas de control ñeò 

pertenecientes al §rea de control ñAò 

e = Enlace entre §reas de control ñeò pertenecientes al §rea de control ñAò 

n = Cantidad de enlaces entre §reas de control ñeò pertenecientes al §rea de control 

ñAò 

 

A4.4.5.2 En la siguiente tabla se presenta la conciliación de las transacciones por desviaciones 

normales y significativas autorizadas, las cuales se valorarán al promedio ponderado de 

los precios ex post de los nodos de enlace entre áreas de control, definido en el aparatado 

A4.4.4 anterior, ya sea en exceso o en defecto según el siguiente esquema: 

 

 

 

 

                                                 
203 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
204 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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Intercambio Programado Exceso Defecto 

Exportación ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ
ὖzὖͅὉὼὴέίὸ 

 
El OS/OM recibirá 
compensación por el 
exceso de la exportación 
valorada al promedio 
ponderado del precios ex 
Ǉƻǎǘ ŘŜƭ łǊŜŀ ŘŜ ŎƻƴǘǊƻƭ ά!έ 

ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ
ὖzὖͅὉὼὴέίὸ 

 
El OS/OM paga la 
reducción de la 
exportación valorada al 
promedio ponderado del 
precios ex post del área de 
ŎƻƴǘǊƻƭ ά!έ 

Importación ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ
ὖzὖ  

 
El OS/OM paga por la 
importación adicional 
valorada al promedio 
ponderado del precios ex 
Ǉƻǎǘ ŘŜƭ łǊŜŀ ŘŜ ŎƻƴǘǊƻƭ ά!έ 

ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ
ὖzὖ  

 
El OS/OM recibirá 
devolución por la 
reducción de la 
importación valorada al 
promedio ponderado del 
precios ex post del área de 
ŎƻƴǘǊƻƭ ά!έ 

 

 

A4.4.5.3 205 

A4.4.6 206Asignación del Monto Neto de Desviaciones Normales y Significativas Autorizadas  

A4.4.6.1  207El resultado neto de los montos asignados a los OS/OM según la tabla del apartado 

A4.4.5.2 anterior, que tienen su origen en las desviaciones normales y significativas 

autorizadas conciliadas por el EOR, es un valor neto diferente de cero, positivo o negativo, 

según la siguiente formula: 

ὔὩὸέͅὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃ ὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃ  

 

Dónde: 

 

ὔὩὸέͅὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃ = Monto neto resultante de la conciliación de las desviaciones 

normales y significativas autorizadas. 

ὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃ = Conciliaci·n de la desviaci·n por §rea de control ñAò con 
desviación normal y significativas autorizadas. 

 

                                                 
205 Derogado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
206 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
207 Modificado mediante Resolución CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017. 
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m = Número total de áreas de control  

 
El resultado neto de las conciliaciones asociadas a desviaciones normales y significativas 

autorizadas, se asignará proporcionalmente a todos los OS/OM con este tipo de 

desviaciones, en el respectivo período de mercado, cuando en todas las áreas de control 

existan únicamente desviaciones normales y significativas autorizadas, de acuerdo a la 

siguiente regla: 
 

ὃίὭὫὲὥὧὭέὲὔͅὛὃ  
ȿὈὩίὺὭὥὧὭĕὲȿ

В ȿὈὩίὺὭὥὧὭĕὲȿ
 zὔὩὸέͅὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃ 

 
Dónde: 

 

ὃίὭὫὲὥὧὭέὲὔͅὛὃ= Monto asignado a cada OS/OM del área de control "A" que 

incurrió en una desviación normal o significativa autorizada. 

ὔὩὸέͅὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃ = Monto neto resultante de la conciliación de las 

desviaciones normales y significativas autorizadas. 

 = Desviación en MWh en que incurri· cada Ćrea de control ñAò 

m = Número total de áreas de control 

 

A4.4.6.2  208 

A4.4.6.3  209 

A4.4.7    210Desviaciones graves y Significativas No autorizadas 

A4.4.7.1  211Las desviaciones graves y significativas no autorizadas se concilian para cada área de 

control y se asignan a los OS/OMS. La conciliación de dichas desviaciones dependerá 

del área de control en el que se originó la falla o es no autorizada, de acuerdo al siguiente 

procedimiento. 

A4.4.7.2  212 La conciliación de desviaciones graves para el área de control en la que se originó la 

falla y conciliación de desviaciones significativas no autorizadas, se realizarán bajo el 

siguiente esquema:  

 

 

Intercambio 
Programado 

Exceso Defecto 

                                                 
208 Derogado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
209 Derogado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
210 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
211 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
212 Modificado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
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Exportación ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ*0 
 
El OS/OM no recibirá 
compensación por el exceso de 
la exportación. 

ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ ςz
ὖzὖ  

 
El OS/OM paga la reducción de 
la exportación valorada al 
doble del promedio ponderado 
del precios ex post del área de 
ŎƻƴǘǊƻƭ ά!έ 

Importación ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ ςz
ὖzὖ  

 
El OS/OM paga por la 
importación adicional valorada 
al doble del promedio 
ponderado del precios ex post 
ŘŜƭ łǊŜŀ ŘŜ ŎƻƴǘǊƻƭ ά!έ 

ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ*0 
 
El OS/OM no recibirá 
devolución por la reducción de 
la importación. 

 

 

A4.4.7.3      213La conciliación de las desviaciones graves para los demás áreas de control no 

responsables afectadas por la falla, se realizará bajo el siguiente esquema: 

 

Intercambio 
Programado 

Exceso Defecto 

Exportación ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ ςz
ὖzὖ  

 
El OS/OM recibirá 
compensación por el exceso de 
la exportación valorada al 
doble del promedio ponderado 
del precios ex post del área de 
ŎƻƴǘǊƻƭ ά!έ 

ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ*0 
 
El OS/OM no paga la 
reducción de la exportación 

Importación ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ*0 
 
El OS/OM no paga por la 
importación adicional. 

ὈὩίὺὭὥὧὭĕὲ ςz
ὖzὖ  

 
El OS/OM recibirá devolución 
por la reducción de la 
importación valorada al doble 
del promedio ponderado del 
precios ex post del área de 
ŎƻƴǘǊƻƭ ά!έ 

 

                                                 
213 Modificado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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214Las desviaciones de las áreas de control que no fueron afectadas por la falla, serán 

conciliadas según la clasificación de desviaciones de su estado operativo, ya sea 

normal, significativa autorizada o significativa no autorizada. 
 

A4.4.7.4   215Cuando existan desviaciones normales, significativas autorizadas, significativas no 

autorizadas y graves, en un mismo periodo de mercado, el resultado neto de las 

conciliaciones es un valor neto diferente de cero, positivo o negativo, según la siguiente 

formula: 

ὔὩὸέͅὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃώὋὛὔὃ 

 ὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃ ὅέὲᾧὈὩίὺὭὋͅὛὔὃ  

 
Dónde: 

 

ὔὩὸέͅὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃ ώ ὋὛὔὃ = Monto neto resultante de la conciliación de 

las desviaciones normales, significativas autorizadas, significativas no autorizadas y 

graves. 

ὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃ  = Conciliación de la desviación neta por área de control 

ñAnsaò con desviaciones normales y significativas autorizadas. 

 

ὅέὲᾧὈὩίὺὭὋͅὛὔὃ  = Conciliación de la desviación neta por área de control 

ñAgsnaò con desviaciones graves y significativas no autorizadas. 

 

nsa= Número total de áreas de control con desviaciones normales y significativas 

autorizadas.  

gsna= Número total de áreas de control con desviaciones graves y significativas no 

autorizadas. 

 

A4.4.7.5 216Cuando el resultado neto de las conciliaciones de las desviaciones normales, 

significativas autorizadas, significativas no autorizadas y graves, sea un déficit en la 

conciliación del EOR, el mismo se asignará a los OS/OM del área de control en la que 

se originó la falla o resultó no autorizado. La asignación del déficit para las áreas de 

control con desviaciones graves no responsables, que fueron afectadas por la falla y para 

las áreas de control con desviaciones normales y autorizadas, será cero, de acuerdo a la 

siguiente regla: 

                                                 
214 Modificado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
215 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017 y modificado mediante Resolución 

CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017 y la Resolución CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
216 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 



 
 

 180  

 

 

 
 

Dónde: 

 

ὃίὭὫὲὥὧὭέὲὋͅὛὔὃ= Monto asignado a los OS/OM del área de control "A" en 

que se originó la falla o resultaron no autorizados. 

ὔὩὸέͅὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃώὋὛὔὃ   = Monto neto resultante de la conciliación de 

las desviaciones normales, significativas autorizadas, significativas no autorizadas y 

graves. 

 = Desviación en MWh en que incurri· cada Ćrea de control ñAò  de 

los OS/OM del área de control en que se originó la falla o resultaron no autorizados. 

Q = Número de áreas de control con desviaciones graves responsables de la falla o 

resultaron no autorizados. 

A4.4.7.6 217Cuando el resultado neto de las conciliaciones de las desviaciones normales, 

significativas autorizadas, significativas no autorizadas y graves, sea un superávit en la 

conciliación del EOR, la asignación del superávit para los OS/OM del área de control en 

que se originó la falla o resultó no autorizado será cero y el monto del superávit se 

distribuirá a todos los OS/OM de las áreas de control con desviaciones graves no 

responsables, que fueron afectadas por la falla y a los OS/OM con desviaciones normales 

y autorizadas, en el respectivo período de mercado, de acuerdo a la siguiente regla: 

 

 
 

Dónde: 

 

ὃίὭὫὲὥὧὭέὲὔͅὛὃώὋὔὙὊ= Monto asignado a cada OS/OM del área de control 

"A" excepto a los OS/OM del área de control en que se originó la falla o resultaron 

no autorizados. 

ὔὩὸέͅὅέὲᾧὈὩίὺὭὔͅὛὃώὋὛὔὃ   = Monto neto resultante de la conciliación de 

las desviaciones normales, significativas autorizadas, significativas no autorizadas y 

graves 

                                                 
217 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
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 = Desviación en MWh en que incurri· cada Ćrea de control ñAò  

excepto los OS/OM del área de control en que se originó la falla o resultaron no 

autorizados. 

k = Número de áreas de control con desviaciones normales, significativas autorizadas 

y graves excepto los OS/OM del área de control en que se originó la falla o resultaron 

no autorizados. 

A4.4.7.7 218Cuando una falla no pueda ser atribuida a un área de control en particular y la misma 

origine desviaciones graves, la conciliación de dichas desviaciones se efectuará 

considerándolas como significativas autorizadas. 

 

A4.4.8  219Ausencia de Precio para la Conciliación de Desviaciones 

Si para el cálculo del promedio de los precios ex post en un área de control, no se dispone 

del precio ex post de algún nodo de enlace, dicho precio será sustituido por el precio ex ante 

del nodo de enlace respectivo, si este último es igual o mayor que cero. En caso de ausencia 

de precio ex-ante o éste sea menor que cero, se utilizará el precio nodal calculado con los 

costos o precios marginales del Posdespacho de las unidades generadoras del sistema 

eléctrico nacional, los cuales serán proporcionados por el OS/OM respectivo. 

A4.4.9  220Precios expost mayores al umbral permitido 

 Si en el proceso del Posdespacho Regional, se verifica que el precio expost en un nodo de 

enlace es mayor que el umbral establecido a través del promedio de los precios expost de 

los 90 días anteriores en el mismo nodo más 150% y el precio expost supera al precio 

nodal ex ante en 150% para el mismo periodo de mercado del día de operación 

correspondiente, se procederá a tomar el precio ex ante de dicho nodo más 150%, para 

efectos del cálculo del promedio ponderado de los precios expost. 

A4.5 Servicios Auxiliares Regionales 

Los Servicios Auxiliares en el MER se proveen como requerimientos mínimos de 

obligatorio cumplimiento y no son sujetos de conciliación, facturación y liquidación por 

parte del EOR. 

A4.6 Cargos por Transmisión 

Los cargos por servicios de transmisión se conciliarán conforme a lo establecido en el 

Libro III del RMER. 

A4.7   Cargos Adicionales 

A4.7.1 Cargo por Servicio de Regulación del MER 

Los cargos por los Servicios prestados por la CRIE de Regulación del MER, serán asignados 

a los agentes teniendo en cuenta lo definido en los Protocolos y la Regulación Regional. 

                                                 
218 Adicionado mediante Resolución CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolución 

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017. 
219 Modificado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
220 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 



 
 

 182  

 

A.4.7.2    Cargo por Servicios de Operación del Sistema  

Los cargos por los Servicios prestados por el EOR de Operación del Sistema serán 

asignados a los agentes teniendo en cuenta lo definido en los Protocolos y la Regulación 

Regional.  
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221ANEXO 5  
CLASIFICACIÓN DE DESVIACIONES DE 

ENERGÍA  
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

                                                 
221 Adicionado mediante Resolución CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018. 
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A5. Clasificación de Desviaciones de energía 

A5.1 Bases para la clasificación de desviaciones a los intercambios de 

energía programados:  
 

A5.1.1 El EOR, clasificará las desviaciones a los intercambios de energía programados entre áreas 

de control, para cada área de control y para cada periodo de mercado, con base a los 

siguientes criterios: 

 

a) Estados operativos del Sistema Eléctrico Regional (SER), normal, de alerta y de 

emergencia, definidos en el numeral 5.17.8, Libro II, del RMER.  

 

b) Valor de los indicadores: CPS1 horario, CPS2 horario y desempeño ante disturbios 

DCS. 

 

c) Margen de desviación permitido será de: i) Dos (2) MWh cuando la transacción 

programada sea menor o igual a (40) MWh, ii) Cinco por ciento (5%) de la 

transacción programada cuando ésta sea mayor a 40 MWh y menor o igual a 125 

MWh, y iii) Seis punto veinticinco (6.25) MWh constantes para transacciones 

programadas mayores a 125 MWh, para cada periodo de mercado y para cada área 

de control. 

 

De la aplicación de los criterios anteriores se obtendrá la clasificación de las desviaciones 

a los intercambios de energía programados Normales, Significativas Autorizadas, 

Significativas No Autorizadas y Graves, establecidas en el numeral 5.17.2.4 del Libro II 

del RMER. 

 

A5.2 222Determinación y evaluación del indicador CPS1 horario 
 

A5.2.1 El valor del indicador CPS1 horario será calculado por el EOR para cada área de control y 

para cada periodo de mercado, utilizando los datos de medición del ACE crudo y la 

frecuencia, remitidos por cada área de control.  

 

A5.2.2 Los OS/OM diariamente, antes de las trece (13:00) horas posteriores al día de la operación 

en tiempo real, reportarán al EOR, los valores registrados en el SCADA de la respectiva 

área de control, conteniendo los siguientes parámetros: 

a) Los datos de medición del ACE crudo, correspondiente a un (1) dato cada cuatro (4) 

segundos, y  

 

b) Los datos de medición de la frecuencia, correspondiente a un (1) dato cada cuatro (4) 

segundos. 

 

Los valores registrados en el SCADA serán remitidos por los medios y en los formatos 

definidos por el EOR. 

 

                                                 
222 El indicador CPS1 horario, es determinado con base en el estándar BAL-001-0.1a ñDesempe¶o del Control 

del Balance de la Potencia Realò de la Corporaci·n de Confiabilidad El®ctrica Norteamericana (NERC por 

sus siglas en inglés) que puso en vigencia el 13 de mayo de 2009. 
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A5.2.3 Los datos de los registros SCADA, corresponderán a todos los periodos de mercado del 

día de la operación en tiempo real. El OS/OM será el único responsable de la calidad y 

validez de los datos remitidos. 

 

A5.2.4 El margen de datos permitido de medición no válidos de ACE crudo dentro de un periodo 

de mercado, será igual o menor a 36 datos, y para los datos de medición de la frecuencia, 

el margen de datos permitido no válidos dentro de un periodo de mercado será igual o 

menor a 54 datos. El cálculo del valor del indicador CPS1 horario, se realizará sin 

considerar los datos de medición no válidos tanto de ACE crudo como de frecuencia.  

 

A5.2.5 Si en un periodo de mercado, la cantidad de datos de medición no validos de ACE crudo o 

de frecuencia, remitidos por un OS/OM para su área de control, son mayores que el 

margen permitido en A5.2.4, el valor del indicador CPS1 horario a asignar a ese periodo 

de mercado, será el promedio ponderado por número de muestras, que resulte de sumar el 

valor CPS1 calculado con muestras válidas de ese periodo más el menor de los valores del 

indicador CPS1 horario, calculado para ese día de la operación en tiempo real y para dicha 

área de control, ponderado con el número de muestras que sean inválidas. 

 

A5.2.6 En caso que un OS/OM no remita al EOR en el plazo establecido, los datos de medición 

del ACE crudo y/o frecuencia, se asignará para cada periodo de mercado de ese día, el 

menor de los valores del indicador CPS1 horario  correspondiente a cada periodo de 

mercado, disponible de los tres días previos de la operación en tiempo real de dicha área 

de control. En caso que el OS/OM no remita datos de medición para dos o más días 

consecutivos, se asignará para todas las horas de esos días, el menor de los valores del 

indicador CPS1 horario, del último día que se tengan datos de medición disponibles. 

 

A5.2.7 El EOR, evaluará el cumplimiento del valor del indicador CPS1 horario, en todos los 

periodos de mercado para cada área de control, únicamente para los estados operativos del 

SER Normal o Alerta definidos en la regulación regional. 

 

A5.2.8 El valor de cumplimiento del indicador CPS1 horario es mayor o igual a 100, cualquier 

valor del indicador CPS1 horario menor a 100 es un incumplimiento y la desviación a los 

intercambios de energía programados entre áreas de control para el área de control en ese 

periodo de mercado, será clasificada como Significativa No Autorizada, de acuerdo al 

numeral A5.5.3 y A5.5.7.  

 

A5.2.9 La aplicación para cada periodo de mercado de la fórmula matemática de cálculo del 

indicador CPS1 horario, es la siguiente: 

 

Valor del indicador CPS1 horario =100*(2-Promedio del periodo de mercado (CF1)) 

 

Donde: 

 

ὅὊρ
ὅὖρ

Ὁρ
 

 

E1:   Constante correspondiente al valor RMS de los promedios de 1 minuto del 
error de la  frecuencia (Hz), calculado para el periodo anual respectivo. 
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Ὁρ  
ῳὪρ ῳὪρ Ễ ῳὪρ

ὲ
 

 

ὅὖρ ЎὪρz
ὃὅὉρ

ρπ‍Ὥ
 

 

ACE1: Valor promedio del ACE crudo en un minuto 

ɲŦмΥ Promedio de las desviaciones de frecuencia en un minuto. 

n: Cantidad de minutos en el año. 
 

ʲƛΥ Bias de frecuencia del Área de Control (MW/dHz), determinado por 
pruebas de respuesta de frecuencia del área de control. 

RMS: Valor eficaz o valor medio cuadrático. 

 

A5.2.10 Los OS/OM cada año, o antes de dicho periodo a solicitud del EOR o de un OS/OM, 

actualizarán el valor del Bias de su respectiva área de control, en coordinación con el EOR. 

El nuevo valor será utilizado para el cálculo del valor del indicador CPS1 horario, a partir 

de la fecha de su actualización.  

 

A5.2.11 En caso que un OS/OM requiera actualizar el valor del Bias de su respectiva área de 

control, en un periodo menor a 1 año, deberá informar y coordinar oportunamente con el 

EOR sobre tal actualización, para lo cual deberá presentar al EOR la respectiva memoria 

de cálculo y los resultados correspondientes para su evaluación y aprobación. 

 

A5.2.12 El EOR actualizará cada año la constante correspondiente al valor RMS de los promedios 

de 1 minuto del error de la frecuencia (Hz) (E1) en coordinación con los OS/OM, con base 

a los registros históricos comprendidos entre el 1 de enero al 31 de diciembre del año 

anterior a la fecha de su actualización. El valor actualizado será utilizado a partir del 1 de 

febrero de cada año. 

 

A5.3 223Determinación y evaluación del indicador CPS2 horario 
 

A5.3.1 El valor del indicador CPS2 horario será calculado por el EOR para cada área de control y 

para cada periodo de mercado utilizando los datos de medición del ACE crudo remitidos 

por cada área de control.  

 

A5.3.2 El margen de datos permitido de medición no válidos de ACE crudo dentro de un periodo 

de mercado, será igual o menor a 36 datos. El cálculo del valor del indicador CPS2 horario, 

se realizará sin considerar los datos de medición no válidos de ACE crudo. 

 

A5.3.3224 Si en un periodo de mercado, la cantidad de datos de medición no válidos de ACE crudo, 

remitidos por un OS/OM para su área de control, son mayores que el margen permitido 

en A5.3.2, el valor del indicador CPS2  a asignar a ese periodo de mercado, será el 

promedio ponderado por número de muestras, que resulte de sumar el valor CPS2 

                                                 
223 El indicador CPS2 horario, es determinado con base en el estándar BAL-001-0.1a ñDesempe¶o del Control 

del Balance de la Potencia Realò de la Corporaci·n de Confiabilidad El®ctrica Norteamericana (NERC por sus 

siglas en inglés) que puso en vigencia el 13 de mayo de 2009. 
224 Modificado mediante Resolución CRIE-15-2019 del 21 de febrero de 2019. 
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calculado con muestras válidas de ese periodo más el menor de los valores del indicador 

CPS2 horario, calculado para ese día de la operación en tiempo real y para dicha área de 

control, ponderado con el número de muestras que sean inválidas. 

 

A5.3.4  En caso que un OS/OM no remita al EOR en el plazo establecido, los datos de medición 

del ACE crudo, se asignará para cada periodo de mercado de ese día, el menor de los 

valores del indicador CPS2 horario  correspondiente a cada periodo de mercado, 

disponible de la tres días previos de la operación en tiempo real de dicha área de control. 

En caso que el OS/OM no remita datos de medición para dos o más días consecutivos, se 

asignará para todas las horas de esos días, el menor de los valores del indicador CPS2 

horario, del último día que se tengan datos de medición disponibles. 

 

A5.3.5 El EOR evaluará el cumplimiento del valor del indicador CPS2 horario, en todos los 

periodos de mercado para cada área de control, únicamente para los estados operativos del 

SER Normal o Alerta definidos en la regulación regional.  

 

A5.3.6 El valor de cumplimiento del indicador CPS2 horario es mayor o igual a 83, cualquier valor 

del indicador CPS2 horario menor a 83, es un incumplimiento y la desviación a los 

intercambios de energía programados entre áreas de control para el área de control en ese 

periodo de mercado, será clasificada como Significativa No Autorizada, de acuerdo al 

numeral A5.5.3 y A5.5.7. 

 

A5.3.7 La aplicación para cada periodo de mercado de la fórmula matemática de cálculo del 

indicador CPS2 horario, es la siguiente: 

 

Valor del Indicador CPS2 horario = 100*(1-(Periodos incumplidos/Periodos totales)) 

Donde: 

Periodos incumplidos: El total de periodos de 10 minutos, registrados en un periodo de 

mercado, donde el valor promedio de los registros de ACE es mayor a L10.  

 

L10 = 1.65*E10* ρπ‍Ὥ ρπ‍Ὡ 

 

ʲƛΥ  Bias de frecuencia del Área de Control (MW/dHz), determinado por pruebas de 
respuesta de frecuencia del área de control. 

ʲŜΥ   Bias de frecuencia del sistema interconectado (MW/dHz), determinado por pruebas 
de respuesta de frecuencia del Sistema Interconectado. 

E10: Constante correspondiente al valor RMS de los promedios de 10 minutos del error de 
la frecuencia (Hz), calculado para el periodo anual respectivo. 

 

 

Ὁρπ  
ῳὪρπ ῳὪρπ Ễ ῳὪρπ

ὲ
 

 

ɲŦмлΥ Promedio de las desviaciones de frecuencia en periodos de 10 minutos. 

n: Cantidad de periodos de 10 minutos en el año. 

Periodos 
totales: 

Total de periodos de 10 minutos en un periodo de mercado. 

RMS: Valor eficaz o valor medio cuadrático. 
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A5.3.8 El EOR actualizará cada año el valor RMS de los promedios de 10 minutos del error de la 

frecuencia (Hz) (E10) en coordinación con los OS/OM, con base a los registros históricos, 

comprendidos entre el 1 de enero al 31 de diciembre del año anterior a la fecha de su 

actualización. El valor actualizado será utilizado a partir del 1 de febrero de cada año. 

 

A5.4 225Determinación y evaluación del indicador DCS 
 

A5.4.1 La evaluación del valor del indicador del desempeño ante Disturbios DCS será realizada 

por el EOR utilizando los datos de medición del ACE crudo para el área de control en el 

periodo de mercado en el cual se registre un Disturbio Reportable. 

 

A5.4.2 El OS/OM será el responsable de determinar la contingencia simple correspondiente al 

próximo semestre que ocasionaría la pérdida de generación más severa en su área de 

control, considerando toda la red eléctrica en servicio, y la reportará al EOR con su debida 

justificación en los primeros 5 días hábiles de junio (corresponde a julio ï diciembre) y de 

diciembre (corresponde a enero ï junio) de cada año. Así también el OS/OM deberá 

reportar dicha contingencia simple, siempre que en su área de control se produzca un 

cambio topológico permanente en su red eléctrica o entre en servicio nueva generación.  

 

A5.4.3 El valor de la pérdida de generación originada por una contingencia simple, será el valor 

de referencia que utilizará el EOR para determinar si ocurrió un Disturbio Reportable. El 

EOR utilizará los registros de ACE crudo remitidos por cada área de control para verificar 

la ocurrencia de un Disturbio Reportable. 

 

A5.4.4 Debido a que las fallas de generadores son mucho más comunes que las pérdidas 

significativas de carga, y debido a que la activación de la reserva ante contingencias no se 

aplica típicamente a la pérdida de carga, la evaluación del valor del indicador de 

desempeño ante Disturbios DCS está limitada a la pérdida de generación y no aplicará 

para una pérdida de carga. 

 

A5.4.5 El cumplimiento del valor del indicador de desempeño ante Disturbios DCS, será evaluado 

en los periodos de mercado donde el área de control, de acuerdo a sus datos de medición 

de ACE crudo, presente un Disturbio Reportable y únicamente en los estados operativos 

Normal o Alerta definidos en la regulación regional.  

 

A5.4.6 Cuando se determine un Disturbio Reportable, en un periodo de mercado para un área de 

control, el EOR evaluará el cumplimiento del valor del indicador de desempeño ante 

Disturbios DCS con base a los siguientes parámetros: 

 

A5.4.6.1 El valor de ACE crudo del área de control debe retornar a cero, si su valor antes del 

disturbio era mayor o igual a cero. Si el valor de ACE crudo del área de control antes del 

disturbio era menor que cero, el ACE crudo debe retornar como mínimo a este valor.  

 

                                                 
225 El indicador de desempeño ante Disturbios DCS, es determinado con base en el estándar BAL-002-1 

ñDesempe¶o del Control de Disturbiosò efectivo a partir del 13 de mayo de 2009, de la Corporaci·n de 

Confiabilidad Eléctrica Norteamericana (NERC por sus siglas en inglés) que puso en vigencia el 1 de abril de 

2005. 
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A5.4.6.2 El retorno del valor del ACE crudo, a las condiciones establecidas en el numeral A5.4.6.1 

anterior, debe estar dentro del Periodo de Recuperación de 15 minutos establecido en la 

regulación regional.  

 

A5.4.7 El valor del indicador de desempeño ante Disturbios DCS, será igual al tiempo en minutos 

en que el valor del ACE retorne a sus condiciones previas al evento de acuerdo con lo 

establecido en el numeral A5.4.6.1 anterior. Si el valor del indicador de desempeño ante 

Disturbios DCS es mayor al Periodo de Recuperación establecido en el numeral A5.4.6.2 

anterior, el área de control incumple con el criterio de desempeño ante Disturbios DCS y 

la desviación a los intercambios de energía programados entre áreas de control en el 

periodo de mercado donde ocurre el evento, será clasificada como Significativa No 

Autorizada, de acuerdo al numeral A5.5.3 y A5.5.7. 

 

 

A5.5 Clasificación de desviaciones a los intercambios de energía 

programados entre áreas de control:  
 

A5.5.1 En el estado operativo Normal, la desviación en ese periodo de mercado, será clasificada 

como Normal, si en el área de control:  

 

A5.5.1.1 La magnitud de la desviación de energía en tiempo real es menor al margen de desviación 

permitido o 

 

A5.5.1.2 La magnitud de la desviación de energía en tiempo real es mayor al margen de desviación 

permitido y se cumplen todos criterios siguientes: 

a) El valor del indicador CPS1 horario es igual o mayor a 100. 

b) El valor del indicador CPS2 horario es igual o mayor a 83. 

c) No ocurrió un Disturbio Reportable. 

 

A5.5.2 En el estado operativo Normal, la desviación en ese periodo de mercado, será clasificada 

como Significativa Autorizada, si en el área de control, la magnitud de la desviación de 

energía en tiempo real es mayor al margen de desviación permitido y se cumplen todos 

los criterios siguientes: 

a) El valor del indicador CPS1 horario es igual o mayor a 100. 

b) El valor del indicador CPS2 horario es igual o mayor a 83. 

c) Ocurrió un Disturbio Reportable y el valor del indicador DCS es igual o menor a 15 

minutos. 

 

A5.5.3 En el estado operativo Normal, la desviación en ese periodo de mercado, será clasificada 

como Significativa No Autorizada, si en el área de control, la magnitud de la desviación 

de energía en tiempo real es mayor al margen de desviación permitido y se cumple al 

menos uno de los criterios siguientes: 

a) El valor del indicador CPS1 horario es menor a 100. 

b) El valor del indicador CPS2 horario es menor a 83. 

c) Ocurrió un Disturbio Reportable y el valor del indicador DCS es mayor a 15 minutos. 

 

Adicionalmente, no deberá existir instrucción del EOR para que un intercambio de 

energía entre dos áreas de control se aparte transitoriamente de la condición programada. 
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A5.5.4 En el estado operativo Alerta, el margen de desviación permitido no será tomado en cuenta 

para la clasificación de la desviación de energía.  

 

A5.5.5 En el estado operativo Alerta, la desviación en ese periodo de mercado, será clasificada 

como Normal, si en el área de control se cumplen todos los siguientes criterios:  

a) El valor del indicador CPS1 horario es igual o mayor a 100. 

b) El valor del indicador CPS2 horario es igual o mayor a 83. 

c) No ocurrió un Disturbio Reportable. 

 

A5.5.6 En el estado operativo Alerta, la desviación en ese periodo de mercado, será clasificada 

como Significativa Autorizada, si en el área de control se cumplen todos los siguientes 

criterios:  

a) El valor del indicador CPS1 horario es igual o mayor a 100. 

b) El valor del indicador CPS2 horario es igual o mayor a 83. 

c) Ocurrió un Disturbio Reportable y el valor del indicador DCS es igual o menor a 15 

minutos. 

 

A5.5.7 En el estado operativo Alerta la desviación en ese periodo de mercado, será clasificada 

como Significativa No Autorizada, si en el área de control se cumple al menos uno de los 

criterios siguientes: 

a) El valor del indicador CPS1 horario es menor a 100. 

b) El valor del indicador CPS2 horario es menor a 83. 

c) Ocurrió un Disturbio Reportable y el valor del indicador DCS es mayor a 15 minutos. 

 

Adicionalmente, no deberá existir instrucción del EOR para que un intercambio de energía 

entre dos áreas de control se aparte transitoriamente de la condición programada. 

 

A5.5.8 En el estado operativo Normal o Alerta, se clasificarán como Significativas Autorizadas, 

aquellas desviaciones originadas cuando, con el objeto de preservar la calidad, seguridad 

y desempeño y economía regionales, el EOR solicite a un OS/OM que un intercambio de 

energía entre dos áreas de control se aparte transitoriamente de la condición programada. 

En este caso no se aplicará la evaluación del margen de desviación permitido ni el 

cumplimiento de los criterios de desempeño de regulación de frecuencia y de los 

intercambios de energía entre áreas de control. 

  

A5.5.9 En el estado operativo de Emergencia del SER, la desviación a los intercambios de energía 

programados entre áreas de control, para las áreas de control que se encuentren en dicha 

condición y para ese periodo de mercado, será clasificada como Grave. El EOR indicará 

el área de control responsable que originó el estado operativo de emergencia y las áreas 

de control afectadas. Las desviaciones a los intercambios de energía programados, de las 

áreas de control que no fueron afectadas por el estado de emergencia serán clasificadas 

según lo estipulado en la presente normativa, en normales, significativas autorizadas o 

significativas no autorizadas.  

 

A5.5.10 En caso que el estado operativo de emergencia persista para un área de control que no 

originó dicho estado de emergencia, en periodos de mercado posteriores al del inicio de 

la emergencia, la desviación del área de control no responsable del estado de emergencia 

se clasificará y conciliará como Significativa Autorizada. 

 

A5.5.11 En caso que el EOR declare estado de emergencia, éste comprenderá todos los periodos 

de mercado dentro de esa condición. 
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A5.5.12 Adicionalmente a lo establecido en el literal c), numeral 5.17.8.1, del Libro II, del RMER, 

para que el EOR determine el estado operativo de emergencia, se considerará la ocurrencia 

de un colapso total o parcial en una o más áreas de control, y/o la actuación del Esquema 

de Desconexión Automática de Carga por Baja Frecuencia (EDACBF) regional que 

considera el Esquema de Desconexión Automática de líneas de transmisión de las 

interconexiones por baja frecuencia entre áreas de control del SER.  

 

A5.5.13 Además, cuando una falla no pueda ser atribuida a un área de control en particular y la 

misma origine desviaciones Graves, la clasificación de dichas desviaciones se efectuará 

considerándolas como Significativas Autorizadas.  

 

A5.5.14 La Clasificación de desviaciones a los intercambios de energía programados entre áreas 

de control para cada área de control y periodo de mercado, será elaborada y publicada por 

el EOR para información de los OS/OM, a más tardar el vigésimo noveno día (29°) 

posterior al día de operación en Tiempo Real, por los medios y en los formatos definidos 

por el EOR. 

 

 226El EOR proporcionará a los OS/OM, como parte de los informes diarios de operación, 

los resultados de los indicadores CPS1 horario, CPS2 horario y DCS. Los OS/OM podrán 

emitir comentarios y solicitar las correcciones que considere convenientes al EOR dentro 

de los (3) tres días hábiles siguientes. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

                                                 
226 Adicionado mediante Resolución CRIE-15-2019 del 21 de febrero de 2019. 
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1. Libro III ï De la Transmisión 

1.1 Objeto del Libro III  

1.1.1 El objeto general del Libro III es establecer los criterios, procedimientos, instrucciones y 

disposiciones relacionadas con el Servicio de Transmisión aplicables al Ente Operador 

Regional (EOR), los Operadores de Sistema y de Mercado Nacionales (OS/OM) y a los 

Agentes del Mercado Eléctrico Regional (MER). El presente Libro define los derechos y 

obligaciones de las partes antes mencionadas, las reglas para el acceso y conexión, la 

planificación y expansión, el régimen tarifario, los Criterios de Calidad, Seguridad y 

Desempeño (CCSD) y el Régimen de Calidad de Servicio de la RTR. Todo ello siguiendo 

lo establecido en el Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central. 

1.1.2 Los objetivos específicos del presente Libro son: 

a) Establecer los derechos y obligaciones del EOR, de los OS/OM y de los Agentes del 

MER,  definiendo los límites de responsabilidades entre ellos;  

b) Establecer el método para definir las instalaciones de transmisión que formarán parte 

de la Red de Transmisión Regional;  

c) Establecer los requerimientos mínimos a cumplir por un Agente para conectar nuevo 

equipamiento a la RTR, así como los criterios para garantizar el libre acceso a la 

misma; 

d) Establecer los criterios técnicos y económicos para los estudios de planificación de la 

expansión de la RTR,  el plan de inversiones resultante y el programa de incorporación 

de nuevas instalaciones de Transmisión; 

e) Establecer el método para calcular los Ingresos Autorizados Regionales de los 

Agentes Transmisores como reconocimiento de sus inversiones y sus gastos de 

operación y mantenimiento, y el método  para calcular los cargos por uso de la Red 

de Transmisión Regional que pagarán los Agentes, excepto Transmisores; 

f) Establecer las reglas para el manejo de la congestión de la RTR (restricciones de 

transmisión), a través de un sistema de precios nodales con Derechos de Transmisión 

firmes (físicos) y financieros;  

g) Definir los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempeño;  

h) Establecer los criterios asociados a la  operación y diseño de la RTR de forma tal que 

se  garantice el cumplimiento de los CCSD; y 

i) Establecer los criterios y alcance del Régimen de Calidad del Servicio de la RTR, que 

deberán cumplir los Agentes del MER. 

 

2. La Red de Transmisión Regional 

2.1 Instalaciones que conforman la RTR 

2.1.1 El EOR será el responsable de la identificación y actualización de la definición de la RTR, 

por medio del Sistema de Planificación de la Transmisión Regional (SPTR). Con tal 
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propósito realizará anualmente las tareas conducentes a identificar los componentes actuales 

y futuros de la RTR. 

2.1.2 227La RTR incluirá como mínimo las líneas de transmisión que vinculan a los Países 

Miembros,  las ampliaciones planificadas incluyendo las instalaciones de la línea SIEPAC 

y las instalaciones propias de cada país que resulten esenciales para cumplir con los 

objetivos que se establecen en el siguiente numeral. 

2.1.3 La definición de la RTR es utilizada para: 

a) Especificar los nodos desde los que se pueden presentar ofertas para transacciones de 

oportunidad en el MER o entre aquellos en los cuales se pueden declarar contratos 

regionales; 

b) Identificar los nodos entre los cuales se pueden asignar DT y verificar la calidad de 

servicio; 

c) Definir el conjunto mínimo de instalaciones observables en las cuales el EOR puede 

ejercer acciones de control por medio de los OS/OM; 

d) Establecer y calcular los CURTR y los CVT. 

 

2.2 Método de Identificación de las Instalaciones de la RTR 

2.2.1 El método de identificación de la RTR contempla cinco (5) pasos, que serán realizados por 

el EOR, en coordinación con los OS/OM, tal como se describe en el Anexo A: 

a) 228Definición de la RTR básica a partir de las interconexiones regionales y de las 

Ampliaciones Planificadas, incluyéndose la línea SIEPAC cuando ésta entre en 

servicio;  

b) Identificación de los nodos de control, en los que cada OS/OM informará las 

transacciones al MER y a través de los cuales se establecerá la interfaz entre el MER 

y los Mercados Eléctricos Nacionales; 

c) La unión topológica de los elementos identificados en (a) y (b) por medio de líneas u 

otros elementos de transmisión; 

d) Identificación de otras líneas que, por los criterios de utilización determinados en el 

Anexo A, deban también incluirse en la RTR; 

e) El EOR en coordinación con los OS/OM nacionales, basándose en estudios 

regionales de seguridad operativa, podrá añadir elementos a los ya identificados en 

los pasos ña-dò cuando estos se muestren necesarios para cumplir con  los CCSD. 

2.2.2 La identificación de la RTR se realizará en noviembre de cada año y para ello se analizará 

un horizonte que abarca los cinco (5) años siguientes. Para cada uno de los cinco (5) años 

del horizonte se realizaran los análisis de los cinco (5) pasos del Método de Identificación 

de la RTR. 

2.2.3 Para cada año del período de análisis, un elemento será agregado a la RTR cuando cumpla 

con los criterios de los cinco (5) pasos del Método de Identificación de la RTR, y será 

retirado de la RTR cuando no cumpla con los criterios. 

                                                 
227 Modificado mediante Resolución CRIE-34-2017 del 27 de julio de 2017. 
228 Modificado mediante Resolución CRIE-34-2017 del 27 de julio de 2017. 
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2.2.4 Las Ampliaciones Planificadas y las Expansiones a Riesgo a las que se le haya concedido 

un Ingreso Autorizado Regional serán parte de la RTR desde el momento de su puesta en 

servicio, hasta la finalización de su período de amortización. 

2.2.5 El EOR determinará la  RTR inicial utilizando el método descrito en el Numeral 2.2.1 y  en 

base al estado del SER inmediatamente antes del inicio de la operación del MER bajo el 

presente Libro. 

 

3. Obligaciones y Derechos con relación al Servicio de 

Transmisión 

3.1 Obligaciones de los Agentes Transmisores 

3.1.1 Un Agente que provee el Servicio de Transmisión tendrá, sin perjuicio de las obligaciones 

y derechos establecidos en el Capítulo 3 del Libro I, las siguientes obligaciones y 

responsabilidades: 

a) Operar sus instalaciones siguiendo estrictamente las instrucciones que imparta el 

OS/OM, en coordinación con el EOR, incluyendo cualquier maniobra que implique 

modificaciones a las transferencias de energía por sus líneas y demás equipos, 

excepto si ello pone en peligro la seguridad de sus instalaciones, equipos y/o a las 

personas; 

b) Prestar el Servicio de Transmisión, permitiendo el libre acceso y no discriminatorio 

a sus redes a todos los Agentes, a cambio de la remuneración correspondiente; 

c) Establecer la Capacidad Técnica de Transmisión de cada equipamiento y/o 

instalación de su propiedad y presentar al OS/OM respectivo, para la aprobación de 

éste y del EOR, los estudios que la fundamentan, los cuales se deben basar en los 

criterios que establezca el EOR;  

d) Disponer de los equipos de control y protección necesarios para cumplir con los 

Criterios de Calidad, Seguridad y Desempeño y limitar la propagación de fallas o 

mitigar los daños sobre sus propias instalaciones que pueden causar las fallas 

originadas en equipamientos pertenecientes a terceros, así como para limitar la 

propagación al resto de la RTR de las fallas originadas en sus propias instalaciones o 

las de Agentes conectados a las mismas;  

e) Permitir el acceso a sus instalaciones de los representantes y los auditores técnicos 

independientes que a tales efectos designe el OS/OM correspondiente, el EOR y la 

CRIE, además de las obligaciones que en este sentido establezca la regulación 

nacional del país donde se encuentre la instalación; 

f) Presentar, cada año en el mes de noviembre al OS/OM de su País, el plan de 

mantenimiento anual de sus instalaciones, participar en las reuniones de coordinación 

de mantenimiento que este organismo o el EOR convoque, y cumplir con los 

programas coordinados de mantenimiento que finalmente el EOR establezca; 

g) Mantener condiciones adecuadas de seguridad física en cada una de sus instalaciones, 

siguiendo las normas definidas por los Reguladores Nacionales de cada País donde 

éstas se localicen, y lo establecido en el presente Libro;  
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h) Identificar las instalaciones de los Agentes conectados a sus instalaciones que no 

reúnen los requisitos técnicos necesarios para su conexión a la RTR y notificarlo al 

OS/OM respectivo, quien a su vez deberá informar de inmediato al EOR; 

i) Aceptar las deducciones a su Ingreso Autorizado Regional por los Descuentos por 

Indisponibilidad (DPI) que realice el EOR, de acuerdo al Régimen de Calidad del 

Servicio establecido en el Capítulo 6 de este Libro; 

j) Cumplir en la operación y en el diseño de nuevas instalaciones con todas las 

regulaciones ambientales y técnicas vigentes en su País,  y con las que son 

establecidas en este Libro; 

k) Suministrar, en tiempo y forma, al OS/OM del  País y, por intermedio de éste, al EOR 

y a la CRIE la información requerida para el seguimiento del desarrollo y operación 

de las ampliaciones y conexiones a la RTR, y toda otra información que fuere 

necesaria para llevar a cabo las funciones específicas asignadas a la CRIE, al EOR y 

a los OS/OM,  en el marco de lo establecido en la regulación vigente en cada país y 

en el RMER;  

l) Cumplir con los requisitos establecidos de supervisión, control, comunicaciones y de 

medición comercial; y 

m) Realizar, en coordinación con el OS/OM respectivo, las pruebas técnicas requeridas 

por el EOR. 

 

3.2 Derechos de los Agentes Transmisores 

3.2.1 Cada Agente Transmisor tiene los siguientes derechos: 

a) Percibir el Ingreso Autorizado Regional de sus instalaciones, establecido de acuerdo 

a este Reglamento, y cuando corresponda, el ingreso autorizado nacional establecido 

por las regulaciones nacionales; 

b) Negarse, ante el requerimiento del OS/OM correspondiente, a conectar/desconectar 

instalaciones y equipamientos que a su juicio puedan afectar la integridad de personas 

o causar daños en las instalaciones  de transmisión que están bajo su responsabilidad 

o a las instalaciones de la RTR en su conjunto. El Agente Transmisor deberá poner 

inmediatamente en conocimiento al EOR y al correspondiente OS/OM de su decisión 

detallando  los motivos que la justifican; 

c) Solicitar a la CRIE o al Regulador Nacional según el caso, que ordene la desconexión 

de equipamientos o instalaciones pertenecientes a Agentes conectados directa o 

indirectamente a la RTR que afecten el normal funcionamiento de sus instalaciones 

porque no cumplen con los estándares técnicos de diseño u operación; 

d) Solicitar a la CRIE o al Regulador Nacional según el caso, que no autorice la conexión 

de nuevos equipamientos o nuevas instalaciones pertenecientes a Agentes conectados 

directa o indirectamente a la RTR que prevé afectarán el normal funcionamiento y la 

calidad de sus instalaciones por no cumplir con los estándares técnicos de diseño u 

operación; 

e) Participar de las reuniones de coordinación de mantenimientos y presentar 

observaciones al plan anual de mantenimientos que coordine el EOR y los OS/OM, 

y a recibir explicaciones sobre la modificación a sus propios planes de 

mantenimientos, de acuerdo a lo que establece el Libro II del RMER; 
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f) Presentar observaciones al OS/OM sobre el predespacho o redespachos regionales y 

maniobras coordinadas por el EOR y a recibir una respuesta de éste. La presentación 

de observaciones no releva al Agente Transmisor de cumplir las instrucciones 

emitidas por el EOR, excepto en los casos que al hacerlo afecte la seguridad e 

integridad de sus instalaciones o de su personal, tal como se establece arriba en el 

Literal b); y 

g) Verificar la Capacidad Operativa de Transmisión en sus instalaciones de la RTR 

definidas por el EOR, conforme a los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempeño 

establecidos en este Libro. 

 

3.3 Obligaciones de los Agentes que no prestan el Servicio de 

Transmisión 

3.3.1 Cada Agente que no presta el servicio de transmisión tendrá, en relación con el Servicio de 

Transmisión y en adición a aquellas establecidas en el Libro I del RMER, las obligaciones 

siguientes: 

a) Mantener condiciones de seguridad física adecuadas en sus instalaciones así como 

las condiciones técnicas que habilitaron su conexión a la RTR.  

b) Efectuar, en tiempo y forma, los pagos de los CURTR y otros cargos establecidos en 

este Libro y en la regulación nacional del País donde se encuentra el punto de 

conexión; 

c) Cumplir con la regulación nacional del país donde se encuentre físicamente instalado 

y lo establecido en este Libro con relación al diseño de las instalaciones y el 

equipamiento de conexión; 

d) Suscribir los Contratos de Conexión que establezcan las regulaciones nacionales; y 

e) Suministrar a los OS/OM y al EOR la información que le sea solicitada con respecto 

a la transmisión. 

 

3.4 Derechos de los Agentes que no prestan el Servicio de Transmisión 

3.4.1 Cada Agente que no presta el servicio de transmisión tendrá, en relación con el Servicio de 

Transmisión y en adición a aquellos establecidos en el Libro I del RMER, los derechos 

siguientes: 

a) Conectarse a las instalaciones de la RTR en uno o más nodos, cumpliendo los 

requisitos y condiciones establecidos en este Libro y en las regulaciones nacionales;  

b) Que los cargos de transmisión que fije la regulación en cada País no sean  

discriminatorios con los Agentes de otros países; 

c) Permanecer conectado a la RTR, en la medida que cumpla con las obligaciones 

técnicas y comerciales establecidas en la regulación vigente en su País y las del 

presente Libro; 

d) Ser informado de los planes de mantenimiento de la RTR, presentar observaciones y 

solicitar modificaciones a esos planes cuando se vean afectadas las condiciones de 

funcionamiento o seguridad operativa de las instalaciones de su propiedad; y 




