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RESUMEN 

El presente trabajo consiste en un manual práctico que describe como construir un 

modelo para valorar activos de generación eléctrica en Chile. De acuerdo a la 

metodología utilizada en J.P. Morgan, la valorización se realiza con el método de flujos 

de caja libre descontados, que implica proyectar los flujos operativos de la compañía por 

un periodo de tiempo, y descontarlos a una tasa que refleje el riesgo de los flujos y la 

estructura de capital de la compañía. 

El principal objetivo de este trabajo es traspasar el conocimiento adquirido, de 

manera que el aprendizaje no desaparezca con las personas sino que se quede dentro de 

la organización y pueda ser utilizado por sus futuros miembros. 

En los primeros capítulos se describe la industria eléctrica en general y el sector 

eléctrico en Chile introduciendo algunos conceptos básicos. A continuación, se describe 

como construir un modelo detallando, línea por línea, los supuestos y fuentes de 

información para obtener los inputs necesarios. A través de ejemplos se entregan datos 

útiles para cada paso, de manera que la persona que construya el modelo tenga valores 

de referencia para comparar sus propios resultados. Finalmente, se describe como armar 

el modelo para obtener el valor actual de los activos. 

Este es un modelo relativamente simple y flexible utilizado para obtener una 

primera aproximación de valor, y no considera de manera explícita la interacción entre 

los distintos actores de la industria. Si es necesario obtener resultados con mayor nivel 

de detalle, es recomendable contratar los servicios de una firma especialista en el tema. 

En este caso, el modelo propuesto sigue siendo válido, pero en vez de utilizar algunos de 

los supuestos simplificadores descritos, el modelo se debe alimentar de los resultados de 

la modelación externa. 
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ABSTRACT 

The following document is a practical manual that describes how to build a 

valuation model of an electricity generation assets in Chile. Based on J.P. Morganôs 

methodology, the valuation uses the discounted free cash flow method, which consists in 

estimating the future operational cash flows of the company and calculating the present 

value of those cash flows (using a discount rate that reflects both the risks and the capital 

structure of the company). 

The main goal of this effort is to transmit the acquired knowledge, avoid loosing it 

when people leave the company, and keep it inside the organization to be used by its 

future members. 

The first chapters include an overview of the power industry and a description of the 

Chilean electricity sector, introducing some basic concepts of the industry. The 

document continues with a description of how to build the model, with a line-by-line 

explanation of the main assumptions and sources of information. For each step, there are 

basic examples with useful information that can be used as reference when building a 

new model. At the end of the document, there is an explanation of how to put everything 

together to finally get the present value of the assets. 

It is important to note that this is a simple and flexible model, used only as a first 

approach, and does not consider explicitly the interactions between the industry players. 

If a more detailed model is required, a specialized consulting firm should be hired. If that 

is the case, the model would still be valid, but some of the simplifying assumptions 

described herein should be put aside, using the output of the external advisorôs model 

instead. 

 



 
1 

 

 

1. INTRODUCCIÓN  

 

El presente trabajo está basado en las actividades realizadas durante el internado en 

la Banca de Inversiones de la empresa J.P. Morgan Chase & Co (ñJ.P. Morganò) entre 

los meses de Agosto y Diciembre del año 2009, en el área de fusiones y adquisiciones 

(ñM&Aò). Durante ese periodo, J.P. Morgan participó en un proceso de venta de un 

paquete de activos operativos y proyectos de generación eléctrica en Chile. 

La asesoría del Banco de Inversión, incluyó entre otras cosas, la realización de un 

modelo de valoración de estos activos y la preparación de presentaciones descriptivas de 

dichos activos y del sector eléctrico en Chile. Para realizar este trabajo, se dedicó una 

cantidad de tiempo y esfuerzo significativa, especialmente para entender el sistema, 

encontrar la información disponible y crear un modelo ajustado a la realidad pero que a 

su vez sea flexible y fácil de construir y analizar.  

Con el desarrollo de este modelo, se adquirió una experiencia significativa en el 

sector y en el funcionamiento de los activos. Es evidente que hacer las cosas por segunda 

vez es siempre más fácil que hacerlo por primera, por lo que registrar y documentar esta 

experiencia permitiría realizar un trabajo de mejor calidad, en un tiempo 

significativamente menor, en caso de tener que repetir el ejercicio. En base a esto, el 

objetivo de este trabajo es aportar antecedentes para que un analista construya su 

ñsegundoò modelo sin tener que construir un primer modelo antes. En palabras simples, 

este trabajo busca transmitir este conocimiento adquirido de manera de mantenerlo 

dentro de la organización y que sea una herramienta de entrenamiento para futuros 

analistas de J.P. Morgan. 

Para entender el alcance de este trabajo, se puede comenzar desde el título de este 

trabajo: ñManual para la modelaci·n financiera de activos de generación eléctrica en 

Chileò.  
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En primer lugar, el objetivo del trabajo es hacer un manual práctico sobre este tema 

que le permita al analista ir entendiendo, línea por línea, como modelar un activo 

mediante ejemplos y recomendaciones concretas para cada paso. En esta  misma línea, el 

trabajo intentará transmitir con precisión las fuentes de información más útiles y de 

donde proviene cada uno de los inputs de este modelo. 

En segundo lugar, el alcance de este trabajo consiste en realizar una modelación 

financiera del activo y no una modelación operativa detallada del activo ni del sistema. 

Es importante notar que siempre hay un compromiso entre detalle y velocidad por lo que 

se intentar§ modelar detalladamente las l²neas de mayor ñpesoò y con mayor velocidad 

aquellas líneas de menor magnitud. 

En tercer lugar, el modelo se centrará en activos de generación eléctrica en Chile. Si 

bien en este trabajo se presentará un modelo que podría ser aplicado a activos de 

generación en cualquier país, todos los ejemplos, fuentes de información y precios están 

basados en el caso de Chile. Por lo mismo, el mayor valor de este trabajo se podrá 

obtener para valorar activos de generación en dicho país. 

Es importante mencionar que este modelo es una primera aproximación al valor del 

activo. En etapas más avanzadas de un proceso de compra o venta de activos, será de 

vital importancia contratar los servicios de una empresa consultora especialista en 

modelar sistemas eléctricos. De esta forma se podrán obtener los inputs operativos con 

mayor precisión, considerando todas las relaciones existentes en un sistema eléctrico. En 

este caso, la estructura general del modelo seguirá siendo válida y sólo se deberá tomar 

como inputs los resultados entregados por la firma consultora.  

El objetivo primordial de este trabajo se enmarca dentro de la cultura de J.P. Morgan 

de traspasar conocimientos dentro de la organización. Generalmente esto se hace a través 

de materiales didácticos que permitan transmitir y preservar el conocimiento dentro de la 

organización de forma independiente a las personas. Esto es de vital importancia para el 

proceso de inducción de nuevas contrataciones, quienes encuentran en esta compilación, 
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una herramienta muy útil de aprendizaje y referencia, que les permite desarrollar 

conocimientos de forma autónoma y con gran velocidad. 

Atendiendo a lo anterior, la motivación de este trabajo es traspasar el conocimiento 

adquirido del sector eléctrico en Chile, de manera que el tiempo y esfuerzo requerido 

para aprender sobre este tema no desaparezca con las personas sino que se quede como 

patrimonio de la organización. En forma paralela, el trabajo traspasa conocimientos 

básicos de cómo construir un modelo en forma general, transmitiendo parte de las 

mejores prácticas de J.P. Morgan. En este sentido, el presente logra introducir parte del 

ñlenguajeò de modelaci·n que se utiliza en la compa¶²a, el que facilita enormemente la 

revisión y comprensión del modelo. 

Por último, es importante mencionar que la situación actual del sector eléctrico en 

Chile indica que es probable que exista cierta actividad en materia de fusiones y 

adquisiciones en el mediano plazo. 

El sector eléctrico Chileno está dominado por 3 actores (Endesa, Colbún y Gener) 

que mantienen un 83% de la capacidad instalada del sistema (considerando sólo el SIC). 

Sin embargo, en los últimos años, nuevos actores han comenzado a desarrollar proyectos 

energéticos de forma independiente. Dentro de una industria que espera duplicar su 

capacidad instalada en los próximos 15 años, estos nuevos actores tendrán suficiente 

espacio para empezar a crecer aún cuando no puedan alcanzar la escala de los tres 

grandes actores.  

Una de las principales limitaciones para crecer en este negocio es conseguir los 

permisos medioambientales para construir centrales de generación. Por lo mismo, el 

desarrollo de proyectos se ha transformado en un negocio que puede ser independiente a 

la operación, lo que ha atraído nuevos inversionistas dedicados exclusivamente al 

desarrollo de proyectos. Evidencia de lo anterior es que hoy existen varias empresas 

pequeñas que se dedican a desarrollar proyectos energéticos como Hydrochile, SN 

Power, Pacific Hydro, Pilmaiquén y Southern Cross (entre otras). 
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Por lo mismo, es probable que en un futuro cercano se desarrolle un proceso de 

consolidación en la industria, que puede ser generado a partir del ingreso de un nuevo 

actor importante que sea capaz de consolidar estos activos, o por adquisiciones de las 

empresas ñgrandesò de algunos de estos nuevos proyectos.  

Lo anterior se basa en el hecho de que empresas con una mayor cantidad de activos 

de generación suelen obtener mayores beneficios, ya que al diversificar su portafolio de 

generación, se exponen a una menor variación en los niveles de producción. Esto les 

permite elevar su porcentaje de contratación y disminuir el riesgo del precio spot. De la 

misma forma, empresas de mayor tamaño pueden ahorrar en costos de administración y 

obtener mejores condiciones en la compra de combustibles. Si bien estas economías de 

escala tienden a desaparecer a partir de cierto tamaño, son relevantes para empresas de 

menor tamaño. 

Junto con lo anterior, la proyección del PIB indica que existirá un fuerte aumento en 

la demanda eléctrica (dado que ambas variables están fuertemente correlacionadas). Esto 

implica que las empresas del sector no sólo necesitarán obtener los permisos 

ambientales, sino que también desarrollar dichos proyectos. Por lo mismo, es probable 

que para financiar dichos proyectos, las empresas tendrán que acceder al mercado de 

capitales a través de emisión de deuda o patrimonio. 

Por lo expuesto anteriormente, es probable que existan oportunidades en el sector 

para realizar asesorías financieras ya sea en procesos de fusiones y adquisiciones como 

en emisiones de bonos y acciones en el mercado nacional e internacional, lo que resalta 

la importancia de desarrollar expertise en la industria. 

El trabajo consistirá en una muy breve introducción a la industria eléctrica en general 

seguido de una descripción general del sector eléctrico en Chile. El trabajo luego se 

centrará en el desarrollo de un modelo de valoración de un activo eléctrico en Chile, 

describiendo paso a paso, como se puede construir un modelo financiero simple de 

activos de generación eléctrica en Chile. 
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2. BREVE INTRODUCCIÓN A LA INDUSTRIA ELÉCTRICA  

 

Como cualquier proceso productivo, el suministro de energía eléctrica consta de una 

serie de etapas secuenciales que van desde ñproducirò la energ²a (generaci·n), hasta la 

venta final (comercializador), pasando por la distribución mayorista (transmisión) y por 

la distribución minorista (distribución). 

Sin embargo, la producción de electricidad tiene una serie de características que la 

hacen únicas. En primer lugar, la energía eléctrica no puede ser almacenada (al menos en 

grandes cantidades) con la tecnología actual. Esto implica que la coordinación entre 

generación y consumo debe ser constante e instantánea, considerando que el consumo 

varía a través del tiempo. 

A diferencia de la mayoría de las industrias, en el caso del suministro eléctrico, cada 

una de las fases del proceso productivo se puede tratar como una industria 

independiente, ya que cada etapa tiene un tamaño significativo (al menos en términos de 

inversión) y presentan características especiales que hacen que no sea óptimo que cada 

actor se ocupe del proceso de principio a fin. 

De esta forma se pueden identificar cuatro negocios distintos en la industria eléctrica 

que se analizarán por separado: 

Generación Ą Transmisión Ą Distribución Ą Comercialización 

2.1. Generación 

La etapa de generaci·n se refiere a la ñproducci·nò de la energ²a el®ctrica. En 

estricto rigor esta etapa no corresponde a la producción de energía, sino que más bien a 

una transformación de distintos tipos de energía a energía eléctrica. 



 
6 

 

 

Los tipos de plantas de generación se clasifican dependiendo del tipo de energía se 

usa en este proceso de transformación. Existen tres formas de producir energía que se 

utilizan comercialmente para generar electricidad: Mecánica, térmica y fotovoltaica. 

La primera fuente es la utilización de algún flujo (ya sea la corriente de agua en un 

río, viento o mareas) para mover directamente una turbina. Las centrales térmicas por su 

parte utilizan el calor de algún combustible (carbón, diesel, gas, nuclear) para evaporar 

agua que circula a alta presión para mover las turbinas. Las celdas fotovoltaicas obtienen 

energía eléctrica a través de paneles formados por dispositivos semiconductores que se 

excitan al recibir radiación solar.  

A nivel de industria, esta actividad presenta economías de escala hasta cierto nivel ya 

que plantas más grandes tienden a ser más eficientes. Sin embargo, estas economías 

desaparecen sobre un tamaño que es relativamente fácil de alcanzar, ya que representa 

un porcentaje bajo de la capacidad total del sistema. Adicionalmente no existen barreras 

a la entrada significativas (salvo el acceso a la red de transmisión). Esto permite que 

haya una libre entrada de nuevos actores al mercado cuando existe una oportunidad en el 

mercado. Estas características hacen que el negocio de generación sea un mercado 

competitivo y no necesita ser regulado en cuanto a tarifas e inversión. 

2.2. Transmisión 

El negocio de transmisión consiste en transportar energía a altos voltajes a través de 

grandes distancias, desde las plantas de generación a los centros de consumo (y a 

clientes que demandan una gran cantidad de energía). 

Secuencialmente la energ²a debe ser llevada por un ñsistema adicionalò desde la 

central hacia el ñsistema troncalò. Este sistema es la columna vertebral del sistema 

eléctrico ya que conecta el sistema a través de grandes distancias. Luego del sistema 

troncal, la energ²a es transportada por un ñsistema de subtransmisi·nò hasta los nodos, 

en donde las compañías de distribución compran la energía para llevarla al consumidor 
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final. Clientes de mayor tamaño pueden comprar energía directamente del sistema 

troncal. 

 

Fuente: Transelec 

Figura 2-1. Diagrama del Sistema de Transmisión 

 

Este se considera un negocio de infraestructura ya que requiere inversiones muy 

grandes para su construcción, pero su operación no requiere de mayores insumos. 

La transmisión de energía se considera un monopolio natural ya que presenta fuertes 

economías de escala a todo nivel. Estas economías de escala se deben principalmente a 

la construcción de la infraestructura de transmisión ya que construir una línea con el 

doble de capacidad que otra no es mucho más costosa (la cantidad de energía que se 

puede transportar depende principalmente del voltaje de la línea y de la sección del 

conductor). Adicionalmente, la inversión en transmisión tiene la característica de costo 

hundido lo que eleva las barreras a la entrada. Un nuevo actor debe hacer una inversión 
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muy grande para proveer el servicio, en cambio el actor establecido puede servirlo a un 

costo casi insignificante ya que su inversión ya está hecha. 

Por lo mismo, las tarifas de transmisión, especialmente del sistema troncal, deben ser 

reguladas por la autoridad, de manera de asegurar la competencia en generación, de 

evitar cobros excesivos a los clientes y de planificar la expansión del sistema. 

2.3. Distribución 

El negocio de distribución consiste en transportar energía a voltajes medios y bajos 

desde el sistema de transmisión a cada uno de los consumidores finales. Es decir, el 

negocio de distribución también es un negocio de infraestructura. 

La distribución eléctrica es considerada un monopolio natural ya que presenta fuertes 

economías de densidad en el ámbito geográfico que abarca. Esto quiere decir que no es 

óptimo que dos empresas construyan infraestructuras paralelas para servir hogares 

dentro de la misma zona, ya que el costo medio baja a medida que aumenta la densidad 

de clientes. Este negocio también tiene barreras a la entrada muy fuertes, ya que para un 

distribuidor que tiene la red establecida, la conexión de clientes adicionales dentro de su 

zona de operación tiene un costo marginal, mientras que para un nuevo distribuidor el 

costo es muy grande. 

En general las empresas de distribución tienen concesiones sobre un área geográfica 

determinada por las razones antes expuestas. Esta industria también debe ser regulada 

por la autoridad, quien debe fijar la tarifa asociada a este servicio de manera de evitar 

cobros excesivos e incentivar la inversión eficiente. 
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2.4. Comercialización 

La comercialización de la energía comprende sólo el negocio de comprar energía en 

el sistema y venderlo a usuarios finales. Este es un negocio que no tiene relación con la 

dimensión técnica de la energía, si no que sólo implica la parte de retail del negocio, es 

decir, de las ventas, cobros, servicio al cliente, etc. 

La empresa de comercialización debe negociar contratos de suministro con las 

empresas de generación y luego ofrecer esa energía a los clientes finales. Esta etapa no 

tiene economías de escala ni barreras a la entrada por lo que puede ser tratada como un 

negocio competitivo. 

2.5. Modelos de competencia de los sistemas eléctricos: El caso de Chile 

Hunt y Shattleworth (1996) describen 4 posibles modelos de operación de los 

sistemas eléctricos que combinen estas cuatro etapas del proceso descritas en el punto 

anterior. Estos modelos de operación van desde un monopolio verticalmente integrado a 

un escenario de completa competencia. 

2.5.1. Monopolio 

La Figura 2-2. Modelo de Monopolio Integrado, corresponde al tradicional monopolio 

público. El submodelo (a) corresponde a un monopolio que contiene todas las etapas de 

producción integradas. El submodelo (b) en cambio, sólo integra las funciones de 

generación y transmisión, que le venden energía al monopolio de distribución. Este 

modelo fue el estándar durante mucho tiempo y está presente en muchos países todavía.  
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Figura 2-2. Modelo de Monopolio Integrado 

2.5.2. Agencia de compra mayorista 

El primer paso hacia una mayor competitividad (Figura 2-3. Modelo de Agencia de 

Compra Mayorista) es la introducción de empresas generadoras independientes (Genco). 

En este modelo, empresas independientes compiten por el suministro de energía a una 

empresa centralizada que compra toda la energía (Agencia de Compra Mayorista) y 

luego la distribuye. El submodelo (b) continúa un paso más adelante en la liberalización 

del mercado eléctrico en el cuál el monopolio ya no posee actividades de generación, y 
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las empresas de distribución también son independientes. Si bien este modelo implica un 

mayor nivel de competencia a nivel de generación, no es capaz de reflejar los costos 

reales de operación ya que la agencia de compra tiene poder monopólico frente a las 

empresas de distribución y poder monopsónico frente a las empresas de generación.  

 

Figura 2-3. Modelo de Agencia de Compra Mayorista 

2.5.3. Competencia mayorista 

En el modelo que se muestra en la Figura 2-4. Modelo de Competencia Mayorista, 

ninguna agencia central se hace responsable por las compras y ventas en el sistema. En 

este sistema las empresas de distribución y los grandes clientes negocian directamente 

con las empresas generadoras. En este sistema las compras se hacen al nivel del mercado 

mayorista de energía, el que toma la forma de un pool de energía. Esta se transporta por 

el sistema de transmisión, el que debe mantenerse regulado por ser un monopolio 
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natural. La actividad de distribución también se debe mantener regulada ya que estas no 

sólo proveen el servicio del transporte físico de la energía sino que también compran 

energía a nombre de los clientes pequeños. 

Este modelo aumenta considerablemente la competencia entre las empresas de 

generación de energía pero algunas funciones deben permanecen centralizadas, 

incluyendo la coordinación del sistema y el mercado spot entre generadores. El precio a 

clientes finales debe seguir siendo regulado ya que las empresas de distribución siguen 

siendo un monopolio en sus respectivas zonas geográficas. 

 

Figura 2-4. Modelo de Competencia Mayorista 

2.5.4. Competencia minorista 

El mayor grado de competencia se alcanza cuando se introduce competencia por el 

mercado minorista o retail al modelo anterior, separando las dos funciones de la empresa 

de distribución: la operación de la infraestructura y la compra y venta de energía. En este 
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modelo, las empresas de comercialización minorista compran energía al por mayor y la 

ofrecen a clientes finales. Estas empresas pueden competir por los clientes ya que 

pueden acceder a todas las ubicaciones a través de la red de distribución. Bajo este 

modelo, el precio al consumidor ya no tiene que ser regulado porque las distribuidoras 

ya no tienen el monopolio. Bajo este esquema el cliente final puede elegir al 

comercializador minorista que le ofrezca el menor precio. 

En este modelo las únicas funciones que permanecen centralizadas son la 

coordinación del sistema, el mercado spot entre generadores, y la fijación de tarifas por 

el uso de los sistemas de transmisión y distribución. Estas tarifas se cobran a todos los 

actores que utilicen el sistema de manera de cubrir los costos de inversión y operación. 

 

Figura 2-5. Modelo de Competencia Minorista 
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2.5.5. Modelo de operación del sector eléctrico en Chile 

El sistema eléctrico Chileno está estructurado de acuerdo al tercer modelo descrito 

por Hunt y Shattleworth (1996) en el cuál la distribución y comercialización están 

integradas.  

Si bien este modelo implica un alto nivel de competitividad a nivel de generación 

eléctrica, las tarifas a los consumidores y los cargos por el uso de la red de distribución y 

de transmisión troncal se mantienen regulados. 

Bajo este modelo, las empresas de distribución son también las comercializadoras de 

energía para clientes pequeños. De esta forma, las distribuidoras son quienes negocian y 

compran energía a los generadores a nombre de los consumidores finales. Clientes 

grandes se relacionan directamente con empresas de generación ya que se asume que por 

su gran tamaño pueden afrontar los costos de transacción y tener una mejor posición 

negociadora. 

Hasta el 2006, las ventas de las generadoras a las distribuidoras estaban reguladas, y 

el precio de energía (precio de nudo) era fijado por la Comisión Nacional de Energía 

(CNE) cada 6 meses. Sin embargo, a partir del 2006, las empresas distribuidoras 

comenzaron a licitar los nuevos contratos de energía. Esto permitió que el regulador 

dejara de tener influencia en la fijación de precios al convertir a las empresas 

distribuidoras en grandes ñclientes libresò. 

Sin embargo, este proceso de licitación se realiza bajo la supervisión del regulador 

para proteger los intereses de los consumidores finales  porque las empresas 

distribuidoras tienen un monopolio en la comercialización de energía en sus respectivos 

sectores de concesión. 

Recientemente, se comenzó a estudiar la posibilidad de permitir la existencia de 

comercializadores de energía de forma independiente a la actividad de distribución, de 

manera de separar la comercialización de la operación física de la red de distribución. 
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Esto permitirá que en un futuro, Chile comience a operar de acuerdo al Modelo de 

Competencia Minorista propuesto por Hunt y Shattleworth. De esta forma el mercado 

Chileno podrá aumentar su nivel de competencia al máximo, dejando a cargo del 

regulador la tarea de fijar las tarifas de uso de las redes físicas de transmisión y 

generación, por sus características de monopolios naturales. 
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3. EL SECTOR ELÉCTRICO EN CHILE  

 

La demanda por energía eléctrica ha crecido sostenidamente en Chile en los últimos 

10 años como una respuesta al crecimiento económico del país. Considerando sólo los 

principales sistemas eléctricos del país, que representan cerca del 99% de la demanda, la 

generación de energía ha crecido a un ritmo levemente superior a un 4% compuesto 

anual. Esto implica que en los últimos 10 años, la generación de energía ha aumentado 

un 50%.  

Como se puede apreciar en la figura, la capacidad también se ha expandido casi en la 

misma proporción durante el periodo, pasando de 9,7 GW de capacidad instalada en 

2000 a un poco más 15,4 GW en 2010. 

 

Figura 3-1. Evolución de la Capacidad Instalada y Generación de Energía en Chile 
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Es claro que casi todos los procesos productivos y muchas actividades de la vida 

cotidiana, consumen electricidad. Por lo mismo, es lógico pensar que el consumo de 

energía tiene una alta relación con el crecimiento del PIB. En la siguiente figura se 

muestra el crecimiento anual porcentual del PIB en términos reales y de la generación 

eléctrica. Se puede ver que aún cuando hay cierto desfase, la generación eléctrica sigue 

la misma tendencia que el crecimiento del país. 

 

Figura 3-2. Crecimiento del PIB y de la Generación de Energía 

Esto queda en evidencia cuando se gráfica el consumo per cápita de energía en 

relación al ingreso per cápita en distintos países. En la figura que se muestra a 

continuación, se puede apreciar que existe una clara tendencia entre ingreso y consumo 

de energía. Aún cuando Chile ha aumentado la producción de electricidad en los últimos 

años, el consumo eléctrico per cápita sigue siendo bajo en comparación con países de 

similares ingresos, aún cuando está por sobre el consumo de la región.  
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Fuente: World Factobook (CIA) 

Figura 3-3. Consumo de electricidad per cápita vs ingreso per cápita 

Actualmente, las perspectivas de crecimiento del país son muy positivas. Se espera 

que el sector eléctrico se expanda considerablemente en los próximos 10 años, incluso 

alcanzando tasas de crecimiento superiores a las presentadas en la última década. Esto 

requerirá un aumento importante de capacidad instalada en el país, por lo que los 

requerimientos de capital y las oportunidades de desarrollo de proyectos serán grandes. 

3.1. Organización del sector eléctrico en Chile 

El sector eléctrico Chileno se organiza en 4 sistemas independientes que están 

separados físicamente por zonas geográficas. El mayor de estos sistemas es el Sistema 

Interconectado Central (SIC) que abarca la mayor parte del territorio nacional desde Tal-

Tal (Copiapó) hasta la isla de Chiloé. Este sistema concentra cerca de un 90% de la 

población del país y un poco menos del 75% del consumo total de energía. El Sistema 

Interconectado del Norte Grande (SING) es el segundo sistema más grande del país, que 

con menos del 10% de la población consume cerca del 25% de la energía del país por la 

gran importancia de la minería en la zona. 
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 Por último, hay dos sistemas independientes en el sur del país, que son el Sistema 

Eléctrico de Magallanes y el Sistema Eléctrico de Aysén. Estos sistemas son muy 

pequeños, con 90MW y 50MW de capacidad instalada respectivamente. 

Si bien han existido intentos para conectar el SIC con el SING en el último tiempo, 

estos sistemas siguen funcionando de manera independiente. Actualmente se está 

ingresando un proyecto de una línea de transmisión para conectar ambos sistemas. 

 

Figura 3-4. Estructura del Sistema Eléctrico Chileno 
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El SIC y el SING tienen dinámicas muy diferentes en cuanto a su matriz de 

generación como a sus clientes. En la siguiente figura, se puede apreciar que la 

composición de las ventas en GWh a clientes en ambas zonas es muy diferente ya que en 

el SING, cerca del 90% de las ventas son a clientes industriales mientras que en el SIC 

las ventas son más equilibradas entre ambos tipos de clientes.  

 

Figura 3-5. Características principales del SIC y SING 

Esto se debe a la presencia de grandes mineras de cobre en la zona que son muy 

intensivas en electricidad en sus procesos de producción y refinación. En el SIC, en 
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En términos de la matriz de generación, se puede apreciar que el SING se abastece 

casi en un cien por ciento con energía térmica, mientras que en el SIC, la energía 

hidroeléctrica tiene una importante participación. Esto se debe exclusivamente a que a 

diferencia de lo que ocurre en el sur del país, en el norte no hay disponibilidad de agua 

para generación. 

Los principales actores en generación en los distintos sistemas con su participación 

de mercado en términos de capacidad instalada se pueden ver en la siguiente figura. 

 

Figura 3-6. Principales actores por sistema 
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3.2. Instituciones fiscalizadoras 

Â Ministerio de Energía:  

El Ministerio de Energía elabora y coordina los planes, políticas y normas para el 

buen funcionamiento y desarrollo del sector energía. 

El sector energía comprende todas las actividades de estudio, exploración, 

explotación, generación, transmisión, transporte, almacenamiento, distribución, 

consumo, uso eficiente, importación y exportación, y cualquiera otra que concierna a la 

electricidad, carbón, gas, petróleo y derivados, energía nuclear, geotérmica y solar, y 

demás fuentes energéticas. 

Â Comisión Nacional de Energía (CNE): 

La Comisión Nacional de Energía (CNE) es un organismo técnico encargado de 

analizar precios, tarifas y normas técnicas a las que deben ceñirse las empresas de 

generación, transmisión y distribución de energía, con el objeto de disponer de un 

servicio suficiente, seguro y de calidad, compatible con la operación más económica. 

 Sus principales funciones son: 

Â Analizar técnicamente la estructura y nivel de los precios y tarifas de bienes 

y servicios energéticos 

Â Fijar las normas técnicas y de calidad indispensables para el funcionamiento 

y la operación de las instalaciones energéticas 

Â Monitorear y proyectar el funcionamiento actual y esperado del sector 

energético, y proponer al Ministerio de Energía las normas legales y 

reglamentarias que se requieran 

Â Asesorar al Gobierno, por intermedio del Ministerio de Energía, en todas 

aquellas materias vinculadas al sector energético para su mejor desarrollo. 
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Â Superintendencia de Electricidad y Combustibles (SEC) 

La Superintendencia de Electricidad y Combustibles (SEC) tiene por misión vigilar 

la adecuada operación de los servicios de electricidad, gas y combustibles, en términos 

de su seguridad, calidad y precio. 

La SEC debe fiscalizar y supervisar el cumplimiento de las disposiciones legales y 

reglamentarias, y normas técnicas sobre generación, producción, almacenamiento, 

transporte y distribución de combustibles líquidos, gas y electricidad, para verificar que 

la calidad de los servicios que se presten a los usuarios sea la señalada en dichas 

disposiciones y normas técnicas, y que las operaciones y el uso de los recursos 

energéticos no constituyan peligro para las personas o sus cosas. 

Â Centro de Despacho Económico de Carga (CDEC) 

El Centro de Despacho Económico de Carga es un organismo creado para coordinar 

la operación de las instalaciones eléctricas que operen en los sistemas interconectados 

con el fin de:  

Â Preservar la seguridad del servicio en el sistema eléctrico.   

Â Garantizar la operación más económica para el conjunto de las instalaciones 

del sistema eléctrico.  

Â Garantizar el derecho de servidumbre sobre los sistemas de transmisión 

establecidos mediante concesión.  

Existen dos CDEC en Chile, que coordinan el SIC y el SING respectivamente 

(CDEC-SIC y CDEC-SING). Cada CDEC está integrado por representantes de las 

empresas de generación, transmisión y clientes libres.  

Las principales funciones del CDEC son: 

Â Planificar la operación de corto plazo del sistema eléctrico, considerando su 

situación actual y la esperada para el mediano y largo plazo. 
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Â Calcular los costos marginales instantáneos de energía eléctrica. 

Â Determinar y valorizar las transferencias de electricidad entre generadores. 

Â Establecer, coordinar y verificar la reserva de potencia del sistema, para 

regular instantáneamente la frecuencia. 

Â Garantizar el derecho de servidumbre sobre los sistemas de transmisión 

Â Coordinar el mantenimiento preventivo mayor de las unidades generadoras y 

verificar el cumplimiento de los programas de operación y mantenimiento 

Â Reunir y tener a disposición, la información relativa a los valores nuevos de 

reemplazo, costos de operación y mantenimiento, y otros aspectos aplicables 

al cálculo de los peajes básicos y adicionales 

Â Informar a la Comisión y a la Superintendencia las fallas y demás 

situaciones que afecten o puedan afectar la operación normal de centrales 

generadoras y líneas de transmisión del sistema. 

 

3.3. Modelo de operación y despacho del sistema eléctrico 

El sistema eléctrico Chileno fue uno de los primeros en el mundo en ser desregulado  

(1982) y luego privatizado. Actualmente el 100% del sistema está controlado por 

empresas privadas. Como se describió en el punto anterior, las autoridades tienen un rol 

fiscalizador en el sistema y su intervención se limita a fijar las tarifas en los sectores de 

transmisión y distribución y en asegurar el libre acceso a la red de transmisión y la 

competencia en el sistema. 

Por lo mismo, el regulador está enfocado en implementar políticas orientadas a 

inversionistas privados de manera que sea atractivo para ellos ingresar al sector. 

Cambios relativamente recientes han apuntado a aumentar la competitividad del sector y 

a disminuir aún más la influencia del regulador. 
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La operación del sistema puede ser descrita por el siguiente diagrama que muestra la 

interacción entre los diferentes actores del sector. Se pueden distinguir en el sector 

eléctrico dos mercados distintos de energía.  

El primer mercado, corresponde a la interacción entre las empresas de generación y 

los consumidores finales. En este mercado se distinguen dos tipos de clientes distintos, 

los grandes clientes industriales (ñClientes libresò) y los peque¶os clientes industriales o 

clientes residenciales (ñclientes reguladosò) 

Los clientes libres son aquellos que tienen una potencia instalada superior a 500 kW, 

y que por lo mismo, tienen suficiente interés y poder de mercado para negociar contratos 

de suministro de energía directamente con las empresas de generación. Estos clientes 

pueden acordar los precios y condiciones que estimen convenientes con las distintas 

empresas generadoras y tienen que pagar por el uso de los sistemas de transmisión y 

distribución de acuerdo a las tarifas fijadas por el regulador.  

Los clientes regulados en cambio, son aquellos que tienen una potencia instalada 

menor a 500kW (y voluntariamente bajo 2MW). Se asume que estos clientes son muy 

pequeños para conseguir condiciones favorables y que los costos de transacción no 

hacen viables la negociación directa entre ellos y las empresas generadoras. Estos 

clientes son ñagrupadosò por zonas geogr§ficas y son representados por la empresa de 

distribución correspondiente, quien negocia un solo contrato. La licitación de estos 

contratos se realiza bajo la supervisión del regulador quien se asegura que la empresa 

obtenga la mejor tarifa posible para sus consumidores. Clientes que tengan un tamaño 

entre 500kW y 2MW pueden optar por cualquiera de estos regímenes, pero una vez que 

elijan se deben mantener por al menos cuatro años en él.  

El segundo mercado es conocido como mercado spot, en el cual sólo participan las 

empresas de generación. Este mercado se produce porque las empresas de generación 

tienen compromisos de ventas a clientes, pero la decisión de quién produce energía no 

depende de ellos. Por lo mismo, algunas empresas generarán más energía de la que 
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venden (generadores excedentarios) mientras otras, tendrán que comprar energía para 

satisfacer sus contratos (generadores deficitarios). 

 

Figura 3-7. Diagrama de operación del sector eléctrico en Chile 

Estas transacciones de energía ocurren a un precio igual al costo marginal de la 

unidad de mayor costo que está produciendo energía, es decir, al precio que le cuesta al 

sistema producir el último MWh de energía. 

Como la energía no puede ser almacenada, el balance entre oferta y demanda, se 

debe hacer de forma casi simultánea. Para este efecto, existe un agente que coordina el 

despacho de todas las plantas de energía de cada sistema, llamado Centro de Despacho 

Económico de Carga (CDEC). 
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El sistema de despacho está diseñado para cumplir dos objetivos de forma 

simultánea. El primer objetivo es asegurar la seguridad del sistema, al equilibrar 

constantemente oferta y demanda, y mantener disponible unidades de respaldo. El 

segundo objetivo es lograr abastecer la demanda al menor costo operacional posible para 

todo el sistema. 

Para alcanzar este segundo objetivo, el coordinador despacha las unidades de 

generación en orden ascendente con respecto a su costo variable de producción, de 

manera que nunca opere una unidad más costosa si existe una unidad más eficiente 

disponible.  

Este sistema de despacho es representado en el siguiente diagrama, en el cual se 

grafica la curva de oferta teórica del sistema. En esta se puede ver el orden en el cual son 

despachadas las plantas de generación, partiendo por las centrales hidroeléctricas (de 

pasada y embalse) y eólicas, seguidas de las centrales térmicas a carbón y de ciclo 

combinado a gas. Más arriba en la curva de oferta se encuentran las centrales a diesel 

con sus distintos grados de eficiencia. 

 

Figura 3-8. Modelo de despacho del sector eléctrico en Chile 
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En este diagrama se han trazado además dos posibles equilibrios del sistema a 

distintos costos marginales de producción. El equilibrio de menor costo se alcanza en 

ocasiones con baja demanda y/o de alta generación hidroeléctrica. En este esquema, la 

demanda intercepta la curva de oferta en las centrales hidroeléctricas o en las centrales 

térmicas más eficientes. 

El equilibrio de mayor costo se produce en épocas del año donde la generación 

hidráulica es menor o cuando la demanda por energía es más alta. En estos casos, 

unidades menos eficientes deben ser despachadas aumentando el precio de la energía. 

Hay que recordar que este precio afecta el mercado spot y no necesariamente se traduce 

en mayores precios para los clientes finales (dependiendo del contrato). 

Es importante mencionar que toda la energía entre generadores se transa al costo 

marginal (o precio spot) por lo que los generadores despachados ganan un margen por la 

venta de energía excedentaria en el mercado spot.  
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4. MODELO DE VALORACIÓN DE UN ACTIVO DE GENERACIÓN EN 

CHILE  

4.1. Marco conceptual, supuestos generales y principales fuentes de información 

Para modelar un activo en cualquier industria es necesario hacer ciertas 

simplificaciones y establecer una serie de supuestos para poder realizar la tarea en un 

tiempo razonable. Si se hace de forma muy detallada, uno se puede aproximar bastante a 

la realidad y se puede obtener una gran cantidad de información. Sin embargo, esto suele 

tomar más tiempo del que se dispone, requiere de un conocimiento técnico avanzado del 

activo y una gran cantidad de información que muchas veces no está disponible. 

Adicionalmente, hacer proyecciones de forma desagregada es extremadamente difícil e 

impreciso ya que las variables tienden a ser más volátiles individualmente que en su  

conjunto. Por el contrario, si el modelo se hace de forma muy agregada, probablemente 

no se obtendrán conclusiones valiosas, el modelo no se podrá adaptar a distintos 

escenarios y no se podrán identificar los principales drivers del valor del activo. 

La modelación de activos de generación en el sector eléctrico dista mucho de ser la 

excepción a esta regla. La operación de una empresa de generación es relativamente 

compleja, entre otras cosas, por la necesidad de coordinar oferta y demanda casi en 

tiempo real, por la separación geográfica entre la producción y el consumo, por la 

interdependencia de todo el sistema y por los cambios tecnológicos y regulatorios que 

experimenta la industria en el tiempo. Por lo mismo, es necesario hacer una serie de 

simplificaciones que permitan modelar un activo por separado (sin tener que modelar 

todo el sistema), usando como principal fuente, información histórica disponible y las 

proyecciones publicadas por el regulador. 

En este contexto, el principal objetivo de este trabajo consiste en presentar un 

modelo que permita alcanzar un nivel razonable de detalle de forma rápida, de manera 

que un analista sin experiencia en el sector, sea capaz de construir un buen modelo y 

aprender de la industria sin tener que dedicarle una cantidad excesiva de horas. En caso 
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de ser necesario un mayor nivel de detalle en un proceso de compra o venta de un activo, 

es probable que se contrate los servicios de un asesor eléctrico, para que modele el 

despacho y la expansión del sistema con detalle, obteniendo de éstos la mayor parte de la 

información operativa necesaria para construir el modelo, que es la más compleja de 

obtener dentro del modelo. 

El compromiso entre detalle y velocidad estará siempre presente al momento de 

definir el alcance del modelo, y se pondrá especial énfasis en cosas prácticas que 

faciliten la obtención de la información y la construcción del modelo en Excel. Por 

último, antes de empezar a definir la forma del modelo, es importante aclarar que el 

objetivo es construir un modelo financiero y no operacional del activo. Es decir, el foco 

siempre va a estar en cómo obtener un valor aproximado del activo (o conjunto de 

activos) y por lo mismo, el esfuerzo estará enfocado en los elementos de mayor peso 

ñmonetarioò. 

Para guiar paso a paso la construcción del modelo y facilitar la aplicación práctica de 

los conceptos tratados más adelante, se utilizará ejemplos concretos para cada paso 

obteniendo información de distintas empresas chilenas de generación. 

4.1.1. Estructura general del modelo 

La metodología del modelo, utilizada en la Banca de Inversiones de  J.P. Morgan, se 

basa en el descuento de flujos de caja libre (ñDCFò) sin considerar deuda financiera
1
. 

Esto implica que el modelo se centrará en obtener los flujos operacionales del activo de 

generación eléctrica, dejando de lado los elementos que dependan de la estructura de 

capital del activo (pago de intereses, ingresos financieros, etc.). 

Siguiendo la metodología utilizada en J.P. Morgan, el modelo se guiará por la 

siguiente estructura, desarrollando cada una de las siguientes líneas, con mayor o menor 

detalle dependiendo de su importancia y complejidad: 

                                                           
1
 Unlevered free cash flows 
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Tabla 4-1. Estructura General del Modelo 

(+) Ingresos 

(-) Costo de ventas (excluyendo D&A)  

(-) Gastos de administración y venta (excluyendo D&A) 

EBIT DA (Resultado antes de intereses, impuestos, depreciación y amortización) 

(-)Depreciación y amortización (D&A) 

EBIT (Resultado antes de intereses e impuestos) 

(-) Impuesto a la renta 

EBIAT (Resultado antes de intereses y después de impuestos) 

(-) CAPEX 

(+) Depreciación y amortización (D&A) 

(+/-) Variación en Capital de Trabajo 

FCF (Flujo de caja libre) 

 

Parte importante del objetivo de este trabajo es detallar línea por línea, como y de 

donde se pueden obtener estos valores. Las primeras dos líneas (Ingresos y Costo de 

ventas) concentrarán la mayor parte del esfuerzo ya que son las más complejas de 

obtener y las que mayor peso tienen en los resultados de una compañía eléctrica. La resta 

entre los ingresos y el costo de ventas se denomina margen bruto, que representa las 

ganancias o pérdidas que se generan al producir y vender energía y potencia. Al deducir 

los gastos de administraci·n y venta (ñGAVò) se obtiene el EBITDA
2
 o resultado antes 

de intereses, impuestos, depreciación y amortización. Este es un número muy utilizado 

en esta industria (y en muchas otras) ya que es una aproximación sencilla de los flujos 

operacionales de la empresa. Al deducir la depreciaci·n y amortizaci·n (ñD&A), se 

obtiene el resultado antes de intereses e impuestos (ñEBIT
3
ò), sobre el cual se estimarán 

los impuestos a pagar. Es importante mencionar que no se incluyen las líneas relativas al 

financiamiento ya que esta información se incluirá a través de la tasa de descuento. 

Para aproximarse al flujo de caja que genera el activo, los resultados después de 

impuestos (ñEBIATò
4
) deben ser ajustados. En primer lugar, se debe sumar la 

                                                           
2
 EBITDA: Earning before interest, taxes, depreciation and amortization 

3
 EBIT: Earning before interest and taxes 

4
 EBIAT: Earning before interest and after taxes 
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depreciación y amortización ya que es un gasto que no implica un desembolso de caja. 

En segundo lugar, se debe deducir el CAPEX o gasto de capital, que corresponde al 

desembolso monetario destinado a inversiones. Este gasto debe ser realizado por la 

compañía para sustentar el crecimiento futuro y mantener las operaciones actuales. Por 

último, se debe ajustar el flujo de caja libre por los requerimientos de capital de trabajo 

que tenga el negocio. De esta forma se obtiene una aproximación de la cantidad de caja 

que es capaz de generar el activo, la que será descontada a una cierta tasa de descuento 

para obtener el valor total presente del activo. 

El modelo se construirá en dólares nominales (US$) ya que es la principal moneda 

que se utiliza en el sector eléctrico en Chile. Muchos de los principales actores reportan 

sus estados financieros en esta moneda, y los precios de los contratos de venta de energía 

y de abastecimiento de combustibles siempre están denominados en US$. Por último, los 

precios de referencia publicados por la CNE en sus informes también están en US$. 

El horizonte de modelación depende principalmente de la madurez del activo. En 

general se debe modelar hasta que el activo o la compañía alcancen un cierto equilibrio, 

a partir del cual se espera que la compañía mantenga un crecimiento constante en el 

tiempo. Se propone que en general, que el horizonte de modelación sea de 10 años ya 

que es un tiempo suficiente para modelar nuevos proyectos de expansión y estimar como 

se comportarán los flujos de la compañía hacia el futuro. 

Por último, el modelo se construirá con cifras agregadas para un año. El sistema 

eléctrico en Chile es cíclico (en especial el SIC)  por lo que la operación del sistema 

tiene fuertes variaciones dentro del año dependiendo principalmente de la lluvia. Por lo 

mismo, al abarcar un año completo es posible utilizar los promedios correspondientes, 

facilitando la tarea de estimar los parámetros del modelo. Las proyecciones se 

construirán bajo un escenario de hidrología normal. 
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4.1.2. Principales fuentes de información y supuestos 

Las principales fuentes de información que se utilizarán para construir el modelo son 

principalmente tres: la CNE, los CDEC (SIC y SING), y las páginas web de las distintas 

empresas generadoras y sus respectivos estados financieros. 

De la página web de la CNE se utilizará principalmente la siguiente información: 

- Informe técnico para la fijación de precios de nudo: Estos informes se 

publican cada 6 meses (en Abril y Octubre) en la página de la CNE para 

establecer el precio promedio de la energía. Este informe contiene las 

proyecciones oficiales de la CNE en cuanto a demanda, precios de energía y 

costos de combustibles entre otros. Adicionalmente entrega información 

acerca de la operación de cada una de las centrales en el sistema. 

o Este informe se puede descargar desde la página web de la CNE 

www.cne.cl en la sección Tarificación Ą Electricidad Ą Precios de 

Nudo de Corto Plazo. La información contenida en el presente trabajo 

se obtuvo del informe definitivo de precio de nudo de Octubre de 

2010. 

- Generación Bruta SIC ï SING: Este archivo se publica mensualmente en la 

página de la CNE y contiene la generación bruta diaria de cada una de las 

centrales del SIC y del SING. 

o Este archivo se puede descargar desde la página web de la CNE 

www.cne.cl en la sección Estadísticas Ą Energía Ą Electricidad. 

Para el presente trabajo se incluyó el archivo con la información de 

producción hasta el 31 de Enero de 2011. 

- Capacidad Instalada de Generación: Este archivo se publica en la página de la 

CNE y contiene la capacidad instalada de cada una de las centrales del SIC y 

del SING. 

o Este archivo se puede descargar desde la página web de la CNE 

www.cne.cl en la sección Estadísticas Ą Energía Ą Electricidad.  

http://www.cne.cl/
http://www.cne.cl/
http://www.cne.cl/
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De la página web de los CDEC se utilizarán las estadísticas de operación de los 

anuarios del SIC y del SING que contienen información detallada de la operación de 

cada una de las centrales así como también las compras y ventas al CDEC y los peajes 

de transmisión. Estos anuarios se pueden descargar de las páginas web de cada uno de 

los centros económicos de despacho: www.cdec-sic.cl/ (SIC); www.cdec-sing.cl/ 

(SING). La información contenida en el presente trabajo se basa en los anuarios 

estadísticos 2000-2009. 

Por último, se utilizará información financiera y operacional obtenida de las páginas 

web de las distintas empresas involucradas en el sector eléctrico, así como también los 

estados financieros trimestrales desde la página web de la superintendencia de valores y 

seguros www.svs.cl. En este sitio web, es especialmente útil buscar información en el 

análisis razonado de la empresa que contiene mayor detalle de la parte operacional del 

activo. 

Tabla 4-2. Directorio de Páginas web de empresas de generación eléctrica 

Empresa Pagina Web 

Endesa www.endesa.cl 

AES Gener www.gener.cl 

Colbún www.colbun.cl 

E.CL www.e-cl.cl 

Empresa Eléctrica Guacolda www.guacolda.cl  

 

Adicionalmente, algunas empresas consultoras especializadas en el sector eléctrico 

publican información periódicamente en sus respectivas páginas web. Especialmente útil 

es el reporte mensual que prepara Systep, disponible en su página web www.systep.cl 

(secci·n ñReporte Systepò) 

Como se mencionó anteriormente, se deben hacer algunos supuestos para poder 

modelar la operación de un activo de generación eléctrica sin tener que modelar el 

sistema completo con detalle. 

http://www.cdec-sic.cl/
http://www.cdec-sing.cl/
http://www.svs.cl/
http://www.endesa.cl/
http://www.gener.cl/
http://www.colbun.cl/
http://www.e-cl.cl/
http://www.guacolda.cl/
http://www.systep.cl/
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En general se asumirá que el comportamiento del sistema eléctrico va a seguir su 

comportamiento normal, es decir, no habrá cambios sustanciales en la operación del 

sistema eléctrico. Se hace hincapié en que la modelación se basará en el comportamiento 

normal y no en el de los últimos años, ya que debido a las restricciones de envío de gas 

Argentino desde el 2007, el sistema ha operado bajo condiciones extremas para el cual 

no fue diseñado. Se espera que con los terminales de regasificación, y con la nueva 

capacidad instalada de carbón, el sistema vuelva a operar en condiciones más estables 

hacia el futuro y por lo mismo, se intentará replicar dicho comportamiento. Se asume por 

lo mismo que la expansión del sistema se llevará a cabo a una tasa similar al crecimiento 

de la demanda. 

Se asumirá que el sistema de transmisión no sufrirá congestión excesiva, 

manteniendo los peajes y las pérdidas de transmisión a niveles actuales. Es decir, el 

sistema de transmisión se ampliará para que siga operando en condiciones similares a las 

actuales. 

Los supuestos anteriores, relacionados al ámbito operacional, permitirán modelar un 

activo de generación sin considerar su interacción con el sistema eléctrico, salvo en las 

compras y ventas de energía y potencia al CDEC que dependerá de la política comercial 

del activo/empresa (i.e. nivel de contratación). 

Adicionalmente, en el ámbito financiero se harán supuestos especiales para cada 

línea del modelo que serán explicados caso a caso. 

4.2. Modelo de valoración línea por línea 

En la siguiente sección se explicará línea por línea como obtener los datos para 

alimentar la estructura presentada en la sección anterior. 
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4.2.1. Ingresos por energía 

La línea de ingresos en un activo de generación eléctrica es la de mayor complejidad 

ñt®cnicaò junto con el Costo de ventas. Sin embargo, como en cualquier industria, se 

puede comenzar construyendo los ingresos como el producto entre precio (P) y cantidad 

de energía vendida (Q). De esta forma se abordará cada una de estas variables por 

separado. 

4.2.1.1. Cantidad de energía generada (Qô) 

La cantidad de energía que un activo o empresa produce (Qô) durante un periodo de 

tiempo (T) está definida por la siguiente ecuación: 

ὗᴂ ὓὡὬ ὅὥὴὥὧὭὨὥὨ ὓὡ Ὂὥὧὸέὶ ὨὩ ὴὰὥὲὸὥ Ϸ Ὕ Ὤ  

De estas tres variables, la única que necesita un análisis adicional es el Factor de 

planta. La Capacidad (MW) es una característica de diseño de la unidad de generación. 

Esta información está disponible para todas las plantas que están conectadas al sistema y 

se encuentra tanto en la p§gina de la CNE en el archivo ñCapacidad Instalada de 

Generaci·nò como en el informe de precio de nudo.  En el Anexo 0 se puede encontrar 

la capacidad instalada de las plantas de generación del SIC y del SING a Diciembre de 

2009. 

El periodo T, medido en horas, será en general un año. Como se mencionó 

anteriormente, el sistema eléctrico Chileno es bastante cíclico en cuanto a la matriz de 

generación, la que depende de la cantidad de lluvia y deshielos en cada época del año. 

Como se analizarán los activos en base a una generación promedio durante el año, T será 

igual a 8,760 horas en nuestro modelo (24 horas x 365 días). 

El factor de planta varía a través de los años pero depende principalmente del tipo de 

central que se esté analizando. El tipo de combustible determina en gran medida la 

posición de la central dentro de la curva de oferta del sistema (ver Figura 3-8. Modelo de 
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despacho del sector eléctrico en Chile).  De esta forma, centrales con menor costo marginal 

son despachadas, en general, con mayor frecuencia y por lo mismo, tienen factores de 

planta más elevados. 

Adicionalmente, el factor de planta depende de la disponibilidad de recursos (flujo 

de agua para centrales de pasada, nivel de las represas para las centrales de embalse, 

constancia del viento para las centrales eólicas y disponibilidad de combustibles para las 

centrales térmicas). Por último, la disponibilidad depende también de las mantenciones 

(programadas y no programadas) de la central. 

Para determinar el factor de planta de una central se debe analizar la cantidad de 

energía generada por las centrales del sistema. Si se modela una central que está en 

operación hace algunos años, la información histórica debiese incluir la mayor parte de 

estos efectos. Como muchas veces la historia no es un buen predictor del futuro, es 

importante analizar año a año el desempeño de las centrales y comparar las condiciones 

externas que se dieron tal año con la expectativa para los años que se proyectaran 

(disponibilidad de recursos, precios de los combustibles, etc.). Por lo mismo, si existe 

algún año en que la central tuvo un comportamiento especial, que se espera no vuelva a 

ocurrir, es recomendable eliminar dicho año al momento de proyectar el factor de planta.  

En la siguiente tabla se encuentra el factor de planta de las centrales térmicas 

Guacolda (Carbón), Ventanas (Carbón), Nehuenco (Gas Natural), Nueva Renca (Gas 

Natural), San Isidro (Gas Natural), Antilhue (Petróleo Diesel ï Ciclo abierto) y Renca 

(Petróleo Diesel ï ciclo abierto), para los últimos 10 años. 
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Tabla 4-3. Factores De Planta De Centrales Seleccionadas 

 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 

 

Media Mediana ů 

Guacolda I 85% 82% 91% 93% 83% 91% 97% 93% 95% 85%  90% 91% 5% 

Guacolda II  70% 82% 92% 93% 83% 94% 95% 97% 91% 83%  88% 92% 8% 

Ventanas 1 7% 0% 3% 41% 32% 57% 87% 94% 88% 92%  50% 49% 39% 

Ventanas 2 27% 9% 22% 58% 46% 70% 86% 90% 92% 64%  56% 61% 30% 

 Nehuenco 55% 66% 78% 58% 11% 24% 12% 0% 4% 0%  31% 18% 30% 

Nehuenco II    58% 70% 62% 12% 6% 0% 6%  31% 12% 31% 

Nueva Renca 63% 61% 78% 70% 53% 45% 22% 0% 1% 19%  41% 49% 29% 

San Isidro 52% 51% 70% 84% 34% 25% 20% 25% 12% 1%  37% 29% 26% 

Antilhue     6% 2% 40% 27% 13% 8%  16% 11% 15% 

Renca 0% 0% 0% 1% 3% 0% 1% 2% 0% 0%  1% 0% 1% 

 

Como se puede ver en la tabla anterior, el factor de carga es más alto para las 

centrales a carbón, seguido de las centrales a gas. Las centrales a petróleo por su parte 

tienen los factores de carga más bajos debido a que en general son unidades de costo 

marginal más alto y sirven de respaldo. 

Se puede observar que desde el año 2005 los factores de carga comienzan a 

descender para las centrales a gas ya que ese año comenzaron las restricciones a los 

envíos de gas, medida que fue intensificada a partir del año 2007 (Esta medida fue 

anunciada por Argentina el año 2004 pero sus efectos se reflejan con mayor énfasis a 

partir del 2005). Si se toman los años anteriores a 2005, el factor de carga de estas 

plantas estaba en torno al 60-65%. La restricción de envío de gas impactó también la 

operación de las centrales en base a otros tipos de combustible, ya que tuvieron que 

generar la energía que, hasta ese momento, se generaba en base a gas. Muchas centrales 

a gas comenzaron también a generar en base a diesel, como es el caso de Nehuenco (en 

la tabla sólo se considera la generación a gas) y las centrales a carbón subieron su factor 

de planta a valores cercanos a un 95%. 

Como se puede apreciar no es fácil proyectar el factor de planta ya que es bastante 

volátil, especialmente si se considera que el sector eléctrico chileno viene saliendo de un 

periodo de estrés por la falta de gas. Por lo mismo, en el análisis de sensibilidad del 
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modelo se volverá a tratar el factor de planta y se analizará el impacto de un cambio en 

esta variable en el valor del activo. 

Como se mencionó anteriormente, se debe utilizar el promedio de los factores de 

planta como una guía, pero sin considerar las situaciones especiales que se crea no 

volverán a ocurrir. Para el caso del gas, la CNE, en su informe de precio de nudo, 

proyecta que el precio del GNL en Chile se mantendrá elevado hasta el 2012. Por lo 

mismo, las centrales a gas debiesen volver a operar con normalidad recién durante el 

2013, e incluso es probable que sus factores de planta disminuyan levemente con 

respecto a los niveles previos a las crisis por la capacidad del terminal de regasificación 

y por el ingreso de capacidad eficiente a carbón. 

Por último, es importante notar que hay diferencias significativas entre los factores 

de planta de centrales que utilizan el mismo tipo de combustible. Entre otras cosas, esto 

se debe a diferencias en la eficiencia de las plantas. En general plantas más antiguas son 

menos eficientes que plantas más modernas. Al tener un costo marginal mayor, son 

despachadas con menor frecuencia. Un claro ejemplo de esto es la diferencia entre 

Guacolda y Ventanas. Las unidades de Ventanas fueron construidas en 1964 y 1977 

respectivamente mientras que las dos primeras unidades de Guacolda fueron construidas 

en 1995 y 1996. El consumo de combustible para generar un MWh de energía es entre 

10% y 15% menor para las unidades de Guacolda que para Ventanas. En condiciones de 

alta demanda o baja oferta, como lo sucedido en los últimos años en el SIC, ambas 

centrales serán despachadas y el factor de planta será muy similar. Sin embargo, cuando 

la oferta es mayor (por una alta hidrología o por disponibilidad de gas a precios 

competitivos) el factor de planta de las unidades más eficientes puede ser mucho mayor. 

En la siguiente tabla se exponen posibles valores para las centrales anteriormente 

mencionadas. Es importante notar que estos números son sólo aproximaciones basadas 

en la información histórica de estos activos: 
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Tabla 4-4. Proyección De Factor De Plantas Para Centrales Seleccionadas 

 2011 2012 2013Ą 

 

Promedio 10 

años 

Promedio 

Ajustado¹ 

Guacolda I 90% 88% 85%  90% 86% 

Guacolda II 90% 88% 85%  88% 86% 

Ventanas 1 80% 75% 70%  50% 69% 

Ventanas 2 85% 80% 75%  56% 74% 

Nehuenco 10% 30% 55%  31% 57% 

Nehuenco II 30% 45% 60%  31% 63% 

Nueva Renca 30% 45% 60%  41% 64% 

San Isidro 30% 45% 60%  37% 57% 

Antilhue 5% 3% 1%  16% 1% 

Renca 1% 1% 0%  1% 0% 

¹ Promedio últimos 15 años excluyendo los datos entre el 2007 y el 2010 para las centrales a gas y a petróleo diesel y 

eliminando el primer año de operación en las centrales que corresponda. Adicionalmente, se eliminan los años 2000 a 2003 para la 

central Ventanas. Por último, para la central Renca se eliminan los años 1996 a 1999 debido a que esa central fue despachada con 

gran frecuencia esos años debido a la sequía y estrechez del sistema. 

Como se puede notar, este no es un dato fácil de proyectar y depende en cierta 

medida del criterio de quien modela. Como regla general, cuando se estiman datos de los 

que no se tiene certeza, se recomienda usar números cerrados (sólo por una razón 

práctica y estética). El objetivo de esto es que quede claro, para cualquiera que vea el 

modelo, que son estimaciones preliminares sujetas a análisis. Si se usa un número 

específico por el contrario, quien utiliza el modelo tiende a pensar que son datos más 

precisos y elaborados, generando cierta confusión. La idea de esto es que se entienda que 

este número es sólo un punto de partida para analizar el activo. 

Adicionalmente, estos datos dependen en gran medida de las proyecciones en el 

precio internacional de los combustibles, especialmente la relación entre carbón y gas. 

Actualmente, se estima que el costo marginal del carbón se mantendrá bajo el costo 

marginal del gas, pero este escenario puede variar en el futuro. 

Para el caso de centrales hidroeléctricas se recomienda utilizar el promedio del factor 

de carga desde que la central está en operación. El costo marginal de estas centrales es 

muy bajo y por lo tanto, el factor de carga depende, casi exclusivamente, de la 
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disponibilidad de agua. Para el caso de centrales eólicas, se sugiere utilizar la misma 

aproximación. 

En la siguiente tabla se expone el factor de carga para algunas centrales 

hidroeléctricas del SIC para los últimos 10 años: 

Tabla 4-5. Factor De Planta Histórico Para Centrales Hidroeléctricas Seleccionadas 

 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 
 

Media Mediana ů 

Colbun 74% 70% 59% 48% 73% 83% 51% 64% 54% 37% 
 

61% 62% 14% 

Machicura 76% 74% 64% 55% 78% 87% 58% 68% 61% 41% 
 

66% 66% 13% 

Canutillar 66% 68% 72% 73% 60% 75% 76% 53% 61% 77% 
 

68% 70% 8% 

Cipreses 74% 63% 66% 47% 49% 69% 65% 52% 54% 56% 
 

59% 59% 9% 

Rapel 38% 45% 29% 24% 41% 42% 16% 31% 22% 14% 
 

30% 30% 11% 

El Toro 15% 32% 59% 43% 27% 30% 57% 31% 39% 45% 
 

38% 35% 14% 

Antuco 50% 62% 67% 59% 56% 61% 60% 52% 58% 52% 
 

58% 59% 5% 

Ralco 
   

22% 58% 64% 32% 43% 52% 37% 
 

48% 48% 13% 

Pehuenche 67% 62% 54% 52% 64% 72% 50% 56% 55% 42% 
 

57% 55% 9% 

Pangue 49% 48% 41% 41% 55% 60% 33% 44% 52% 40% 
 

46% 46% 8% 

Alfalfal  59% 60% 51% 54% 56% 66% 60% 58% 57% 54% 
 

58% 58% 4% 

Rucúe 51% 78% 75% 70% 62% 68% 72% 57% 65% 60% 
 

66% 67% 9% 

Sauzal 77% 81% 73% 71% 80% 82% 63% 73% 71% 63% 
 

73% 73% 7% 

Abanico 33% 34% 34% 30% 30% 34% 30% 29% 29% 27% 
 

31% 30% 3% 

Curillinque 82% 80% 89% 81% 83% 72% 92% 78% 79% 80% 
 

81% 80% 6% 

Peuchén 39% 46% 34% 38% 43% 44% 26% 35% 39% 24% 
 

37% 38% 7% 

Average 57% 60% 58% 50% 57% 63% 53% 51% 53% 47% 
 

55% 55% 5% 

Nota: Para Ralco se elimina el primer año de operación para calcular la media, mediana y desviación estándar. 

Como se puede observar en la tabla anterior, el factor de carga de cada central 

hidroeléctrica es bastante volátil. Para proyectar los flujos, es recomendable usar la 

mediana, manteniendo en cuenta el rango de los factores de carga para hacer un análisis 

de sensibilidad
5
.  

Si se está modelando una central térmica nueva o un proyecto, se deben analizar las 

centrales más similares. En la siguiente tabla se muestran valores típicos para distintos 

tipos de centrales térmicas nuevas: 

                                                           
5
 El rango de variabilidad puede ser muy relevante a la hora de analizar los requerimientos de capital y 

estrategias de cobertura para una empresa de este tipo, al considerar casos extremos de hidrología seca. 
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Tabla 4-6. Factor de planta para centrales nuevas por tipo de combustible 

Tipo de central Rango típico de de factor de carga 

Carbón 85%-90% 

Gas ï CC 60%-65% 

Gas ï CA 35%-40% 

Petróleo diesel ï CC 4%-6% 

Petróleo diesel ï CA 0%-1% 

 

Para el caso de las centrales hidroeléctricas nuevas, es imposible estimar un factor de 

carga a priori ya que la cantidad de energía generada depende del diseño de la central y 

de la cantidad y constancia del caudal de agua de cada proyecto. Para estimar este dato 

se deberá buscar información directamente con la compañía que desarrollará el proyecto 

o, si están disponibles, en los estudios y declaraciones de impacto ambiental 

(http://www.sea.gob.cl/) 

La cantidad de energía generada es un dato difícil de obtener y de gran relevancia 

para la modelación de un activo de generación. En caso que sea necesario (en una etapa 

más avanzada de una transacción), es recomendable contar con la asesoría de una 

empresa de consultoría especializada en el sector eléctrico en Chile. Estas empresas 

modelan el despacho de todo el sistema, lo que les permite incluir en el análisis la 

interrelación entre las centrales eléctricas a través del tiempo. 

4.2.1.2. Cantidad de energía vendida (Q) 

La cantidad de energía vendida está determinada por la siguiente fórmula: 

ὗᴂᴂὓὡὬ  ὗ ὓὡὬ ρ ὅὖ Ϸ ρ ὖὨὝ Ϸ  

ὗὓὡὬ  ὗᴂὓὡὬ ὅέάὴὶὥί ὥὰ ὅὈὉὅ ὓὡὬ 

CP (%): Consumo propio como porcentaje de la energ²a generada Qô  

PdT (%): Pérdidas de transmisión como porcentaje de la generación neta 

(después del consumo propio) 

http://www.sea.gob.cl/
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Tabla 4-7- Consumo Propio Por Central (GWh) 

 
2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 

           
AES GENER S.A. 

          
G. Hidráulica 1,373  1,527  1,552  1,417  1,426  1,487  1,653  1,532  1,504  1,470  

G. Térmica 1,357  558  177  425  1,521  1,262  1,872  3,105  3,243  2,876  

Total Generacion (GWh) 2,730  2,085  1,729  1,841  2,947  2,749  3,525  4,637  4,747  4,346  

Cons. Propio (GWh) 84  37  14  28  97  75  115  158  167  168  

CP (%) 3.1% 1.8% 0.8% 1.5% 3.3% 2.7% 3.3% 3.4% 3.5% 3.9% 

           
SOCIEDAD ELÉCTRICA DE SANTIAGO S.A.  

        
Total Generacion (GWh) 1,841  2,028  1,979  2,529  2,282  1,881  1,484  2,140  1,515  1,277  

Cons. Propio (GWh) 44  49  48  61  50  47  36  52  37  31  

CP (%) 2.4% 2.4% 2.4% 2.4% 2.2% 2.5% 2.4% 2.4% 2.5% 2.4% 

           
ENDESA 

          
G. Hidráulica  7,750   8,508   9,677   9,406   9,036  11,736  12,870   9,800  10,054  11,355  

G. Térmica  3,223   2,414   2,168   3,005   4,034   2,681   2,152   4,831   5,476   4,912  

Total Generacion (GWh) 10,974  10,922  11,846  12,410  13,070  14,417  15,021  14,631  15,530  16,267  

Cons. Propio (GWh) 105  81  84  96  111  91  100  161  166   179  

CP (%) 1.0% 0.7% 0.7% 0.8% 0.9% 0.6% 0.7% 1.1% 1.1% 1.1% 

           
COLBUN S.A. 

          
G. Hidráulica  4,057   4,776   4,999   4,398   3,748   4,932   5,522   4,310   5,595   6,506  

G. Térmica  1,575   1,742   2,081   2,530   3,952   3,463   3,116   4,891   3,765   2,980  

Total Generacion (GWh)  5,632   6,518   7,080   6,927   7,700   8,395   8,638   9,201   9,360   9,486  

Cons. Propio (GWh) 48  54  62  71  103  93  86  113  82  79  

CP (%) 0.8% 0.8% 0.9% 1.0% 1.3% 1.1% 1.0% 1.2% 0.9% 0.8% 

           
PEHUENCHE S.A. 

          
Total Generacion (GWh)  3,490   4,224   3,973   3,679   3,471   4,070   4,385   3,504   3,614   3,617  

Cons. Propio (GWh) 9  10  10  9  8  10  11  9  9  9  

CP (%) 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 
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Tabla 4-8. Consumo Propio Por Central (continuación) 

 
2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 

           
GUACOLDA S.A.  

          
Total Generacion (GWh)  1,959   2,076   2,191   2,449   2,479   2,220   2,473   2,551   2,530   3,213  

Cons. Propio (GWh) 118  125  131  147  149  133  148  153  152  220  

CP (%) 6.0% 6.0% 6.0% 6.0% 6.0% 6.0% 6.0% 6.0% 6.0% 6.9% 

           
IBENER S.A. 

          
Total Generacion (GWh) 299  429  536  394  436  488  505  298  406  446  

Cons. Propio (GWh) 1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  

CP (%) 0.3% 0.2% 0.3% 0.3% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 0.2% 

           
TOTAL S I C  

          
Total Generacion (GWh) 29,577  30,765  31,971  33,708  36,344  37,965  40,340  42,040  41,869  41,790  

Cons. Propio (GWh) 431  381  473  541  656  555  625  777  747  812  

Generacion Neta (GWh) 29,146  30,384  31,499  33,167  35,688  37,410  39,715  41,263  41,122  40,978  

Perdidas de Transmisión (GWh)  1,229   1,240   1,159   1,091   1,085   1,515   1,504   1,299   1,542   1,577  

Total Ventas SIC (GWh) 27,916  29,143  30,330  32,076  34,602  35,895  38,211  39,964  39,580  39,401  

G. Hidráulica (GWh) 18,499  21,043  22,540  21,861  20,889  25,429  28,063  22,225  23,588  24,610  

G. Térmica (GWh) 11,078   9,722   9,432  11,847  15,455  12,536  12,277  19,815  18,281  17,180  

G. Hidráulica (%) 62.5% 68.4% 70.5% 64.9% 57.5% 67.0% 69.6% 52.9% 56.3% 58.9% 

G. Térmica (%) 37.5% 31.6% 29.5% 35.1% 42.5% 33.0% 30.4% 47.1% 43.7% 41.1% 

CP (%) 1.5% 1.2% 1.5% 1.6% 1.8% 1.5% 1.5% 1.8% 1.8% 1.9% 

PdT (%) 4.2% 4.1% 3.7% 3.3% 3.0% 4.1% 3.8% 3.1% 3.7% 3.8% 

CP: Consumo propio                                                       PdT: perdidas de transmisión 

El consumo propio y las pérdidas de transmisión de una empresa se pueden obtener 

del anuario del CDEC
6
 o directamente de los reportes de cada compañía. En tabla 

anterior se muestra el consumo propio como porcentaje de la energía generada para 

algunas compañías de generación eléctrica en el SIC entre los años 2000 y 2009. 

Es importante notar que el consumo propio es mayor en las centrales térmicas que en 

las hidroeléctricas. Se puede ver claramente en AES Gener, Endesa y Colbún, que en los 

años con mayor generación térmica, el consumo propio aumenta. En las empresas que 

sólo tienen un tipo de centrales se puede apreciar que el consumo propio es muy estable, 

como es el caso de Eléctrica Santiago, Guacolda, Pehuenche e Ibener. 

                                                           
6
 En la versión HTML de los anuarios, se pueden descargar las tablas de generación por central en formato 

Excel haciendo click sobre las tablas. 
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Por lo mismo, para antes de estimar el consumo propio, se debe analizar la historia 

de la central teniendo en consideración el mix de generación que se proyectará hacia el 

futuro. Para las empresas que tengan distintos tipos de generación se puede estimar un 

porcentaje de consumo propio para cada tipo de generación (térmica e hidráulica) 

haciendo una regresión entre el consumo propio (Y) y la proporción de generación 

térmica e hidráulica (X1, X2). Utilizando los datos de la tabla anterior para el Total SIC, 

AES Gener, Endesa y Colbún, se obtienen los siguientes datos: 

Tabla 4-9. Consumo Propio Por Tipo de Generación 

Consumo Propio  (%) Generación Térmica Generación Hidráulica 

   TOTAL SIC  3.4% 0.5% 

AES GENER 5.4% 0.5% 

ENDESA 2.6% 0.3% 

COLBUN 2.1% 0.3% 

 

El porcentaje de consumo propio también es estimado por el CDEC para cada una de 

las centrales en el cálculo de potencia firme. Para obtener este archivo se debe ingresar a 

la secci·n de ñEstad²sticas e Informesò y seleccionar Potencia Firme. Se debe descargar 

un archivo llamado ñC§lculo Definitivoò el cual contiene un archivo en Excel que detalla 

el cálculo de la potencia firme. Una de las columnas del cálculo se refiere al Consumo 

Propio de las centrales. 

Si se quiere proyectar el consumo propio para una central nueva, es probable que 

este dato este contenido en las especificaciones técnicas del proyecto. Si esta 

información no está disponible, se sugiere utilizar los datos para de la tabla anterior de 

Total SIC. Es decir, 3,4% de consumo propio para generación térmica y 0,5% de 

consumo propio para generación hidráulica. 

Calcular las pérdidas de transmisión es bastante complejo ya que depende en gran 

medida de la ubicación geográfica de las centrales y de las características de las líneas y 

flujo por ellas. En la siguiente tabla se encuentran las pérdidas de transmisión del SIC 

para los últimos 10 años. 
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Tabla 4-10. Pérdidas De Transmisión en el SIC 

Año 

Generación neta de 

consumos propios (GWh) 

Pérdidas de 

transmisión (GWh) 
PdT (%) 

2000 29,146  1,229  4.2% 

2001 30,384  1,240  4.1% 

2002 31,499  1,159  3.7% 

2003 33,167  1,091  3.3% 

2004 35,688  1,085  3.0% 

2005 37,410  1,515  4.1% 

2006 39,715  1,504  3.8% 

2007 41,263  1,299  3.1% 

2008 41,122  1,542  3.7% 

2009 40,978  1,577  3.8% 

 

Como se puede ver, las pérdidas de transmisión del sistema rondan el 4% con un 

promedio de los últimos 10 años de 3,7%. En muchas ocasiones, las compañías reportan 

las pérdidas de transmisión, por lo que la mejor opción es calcular las pérdidas históricas 

a partir de los datos reportados.  

Se puede tomar como ejemplo el caso de E.CL que pertenece al SING. En el 

documento ñanálisis razonadoò de Diciembre de 2010 se puede encontrar esta 

información para los últimos dos años.  

Tabla 4-11. Ejemplo E.CL: Consumo Propio y Pérdidas De Transmisión 

Consumo propio y pérdidas de transmisión 2009 2010 

Total generación bruta (GWh) 7,737 7,282 

Menos Consumos propios (GWh) (510) (472) 

% sobre generación bruta 6.6% 6.5% 

Total generación neta (GWh) 7,227 6,810 

Pérdidas de transmisión (GWh) (249) (248) 

% sobre generación neta 3.4% 3.6% 

 

Como se puede ver en la tabla anterior, el porcentaje de consumo propio y el 

porcentaje de pérdidas de transmisión son bastante estables a través de los años. E.CL 

tiene una matriz de generación casi exclusivamente térmica y con algunas unidades 

bastante antiguas, y por lo mismo, el consumo propio es relativamente elevado en 
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comparación a las empresas del SIC que se analizaron en la Tabla 4-7. Se puede ver que 

el porcentaje de consumo propio es muy estable de un año a otro, y por lo mismo, un 

promedio de estos números se podría utilizar sin problemas en el modelo. 

Con respecto a las pérdidas de transmisión, se puede notar que son cercanas al 3,5% 

de la generación neta. Este número también es bastante estable y por lo mismo, no 

debiera suponer mayores dificultades a la hora de modelarlo. Es interesante notar que 

aun cuando esta empresa opera en el SING, las pérdidas de transmisión son del mismo 

orden de magnitud que las pérdidas promedio en el SIC. 

En caso de no disponer de mejor información, porque la empresa no publica estos 

datos o porque es un activo que todavía no ha empezado a operar, las pérdidas de 

transmisión se pueden estimar como el promedio del sistema, es decir, 3,7%.  Hay que 

tener cuidado de la aplicación generalizada de esto porque, particularmente para cambios 

en el parque de generación y su ubicación geográfica, pueden producirse cambios de las 

perdidas. Sin embargo, si se quiere hacer un estudio más detallado de los activos, este 

dato puede ser proporcionado por una empresa de consultoría especializada en modelar 

el despacho del sistema eléctrico.  

Las compras de energía al CDEC dependen en gran medida de los compromisos que 

mantenga la compañía, ya que estas se generan por la diferencia entre la generación 

propia y las obligaciones de venta de energía que mantenga la compañía. De esta forma, 

las empresas de generación deben compran energía al sistema cuando están 

comprometidas a vender y no son despachadas por el CDEC. Esto puede suceder cuando 

la central está en mantención o sin recursos para producir energía. 

Los clientes libres y las empresas de distribución firman contratos con las empresas 

generadoras para satisfacer sus requerimientos de energía. Estos contratos obligan a las 

empresas generadoras a entregar una cierta cantidad de energía en un cierto periodo de 

tiempo. Como el sistema eléctrico funciona como un pool de energía, la empresa 

generadora debe inyectar tal cantidad de energía al sistema. Si la empresa genera una 
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cantidad menor de energía, (empresa deficitaria) debe comprar la diferencia a otra 

empresa generadora, de manera que exista un balance de energía (empresa excedentaria), 

al precio spot fijado por el CDEC correspondiente. Por el contrario, si se inyecta una 

cantidad mayor de energía, la empresa podrá vender el excedente en el mercado spot ya 

que por definición, debe existir otra empresa que tenga obligaciones que no está 

cubriendo con su generación. 

En resumen, se debe cumplir que (i) la energía generada (después de consumo propio 

y pérdidas de transmisión), más las compras en el mercado spot deben ser iguales a (ii) 

los compromisos de venta de energía más las ventas al spot. 

El nivel de contratación de una empresa es un tema estratégico relevante en las 

empresas de generación, y la decisión depende de la cantidad de riesgo que la empresa 

quiera tomar y su visión sobre el comportamiento del precio spot en el futuro. 

Por ejemplo, si una empresa no está contratada, la única operación que realiza es 

vender energía al mercado spot cuando es despachada. Por definición, el precio spot en 

ese minuto debe ser mayor o igual a su costo marginal, por lo que la empresa ganará un 

cierto margen por esta energía vendida. Como esta empresa no mantiene compromisos 

de entrega de energía, en el caso que el precio spot sea menor a su costo marginal, esta 

empresa no generará energía y tampoco tendrá que realizar compras en el mercado spot. 

Por el contrario, una empresa contratada a su plena capacidad siempre venderá la 

energía al precio del contrato. En caso que su costo marginal sea menor al spot, la 

empresa ganará la diferencia entre dicho costo y el precio del contrato. Si el precio spot 

es menor a su costo marginal, la empresa no generará energía y la comprará en el 

mercado para venderla luego al precio de contrato. Esto le permitirá ganar un margen 

ñcomercialò por el s·lo hecho de tener el contrato.  

Cuando el precio spot aumenta, con la primera estrategia (de no contratarse) la 

empresa se ve beneficiada, ya que puede vender su energía a un precio elevado. Con la 

segunda estrategia de contratación, en cambio, podría verse perjudicada en el caso que 
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no fuera capaz de generar la energía comprometida, pues debe comprarla en el mercado 

a un precio mayor para luego vendérsela al cliente al precio acordado (aún cuando este 

sea menor). Adicionalmente, la empresa pierde la oportunidad de vender su energía a un 

mejor precio ya que está obligada a vender a precio de contrato. 

Cuando el precio spot cae, con la primera estrategia se ve perjudicada ya que venderá 

su energía con un menor margen o simplemente no será despachada. Con la segunda 

estrategia se verá beneficiada ya que podrá comprar energía a bajo costo para venderla 

luego al precio de contrato. 

La gran ventaja de la primera estrategia es que elimina la posibilidad de tener 

pérdidas operacionales. En la segunda estrategia en cambio, existirán escenarios en los 

cuales la empresa generadora tendrá que comprar energía con un precio spot alto para 

venderla luego a un menor precio a sus clientes, produciéndose una pérdida operacional 

y un posible problema de liquidez. 

Es de esperar entonces que la mayor parte de las empresas tome un camino 

intermedio en su política de contratación. Esta dependerá principalmente de su base de 

activos. Activos de generación térmica eficientes como el carbón o empresas con un 

portafolio diversificado de activos, tienden a estar más contratados que activos 

hidráulicos individuales. 

Volviendo al cálculo de las compras y ventas al spot, en cada hora el precio spot de 

las compras al CDEC es igual al precio spot de venta. De esta forma, sólo se tendrán que 

estimar la transferencia neta de energía al CDEC de la siguiente forma: 

ὝὶὥὲίὪὩὶὩὲὧὭὥ ὲὩὸὥ ὅὈὉὅ ὓὡὬ  ὗ ὓὡὬ ὅέὲὸὶὥὸέί ὨὩ ὉὲὩὶὫþὥ ὓὡὬ 

De esta forma, si la Transferencia neta CDEC es positiva, el generador tendrá un 

excedente de energía que podrá vender en el mercado spot. Por el contrario, si la 

Transferencia neta CDEC es negativa, la empresa tendrá que comprar energía a otros 

generadores para poder cumplir con sus compromisos. 
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Las compras y ventas al CDEC estarán definidas entonces por las siguientes 

ecuaciones: 

ὅέάὴὶὥί ὥὰ ὅὈὉὅ ὓὡὬ ὓὭὲὝὶὥὲίὪὩὶὩὲὧὭὥ ὲὩὸὥ ὅὈὉὅȟπ 

ὠὩὲὸὥί ὥὰ ὅὈὉὅ ὓὡὬ ὓὥὼὝὶὥὲίὪὩὶὩὲὧὭὥ ὲὩὸὥ ὅὈὉὅȟπ 

Es importante indicar que si una empresa compra energía en el mercado spot en una 

época del año y vende en otra, los precios de compra y venta serán distintos dependiendo 

de la hidrología y la generación térmica.  

Es razonable asumir que el precio de compra y venta al spot es igual solo en algunos 

tipos de activos. En general esto se cumple en activos termoeléctricos con altos factores 

de carga en los cuales las compras y ventas dependen más de la disponibilidad de la 

planta que del despacho del sistema. Como el precio spot esta casi siempre sobre el costo 

marginal de estas unidades, las ventas se realizan a lo largo del año de forma constante y 

las compras se deben a la indisponibilidad de la central.  

Para activos hidroeléctricos las compras al CDEC se suelen hacer en los meses con 

menor disponibilidad de agua (en  los cuales el costo marginal es más elevado), y las 

ventas al CDEC en meses con mayor disponibilidad de agua (que son los que tienen 

costos marginales más bajos). Por lo mismo, en estos casos hay que asumir precios 

distintos (Precio de compra > precio de venta) y se tendrán que estimar compras y ventas 

por separado.  

Para activos termoeléctricos con bajo factor de carga y alto costo marginal, el precio 

de compra al CDEC suele ser muy similar al promedio spot (ya que compra energía 

durante todo el año). Sin embargo, el precio de venta suele ser muy elevado ya que estas 

plantas son utilizadas como respaldo en ocasiones con baja oferta o muy alta demanda. 

Es importante mencionar que este último caso  no es recurrente, ya que, en general, las 

unidades de respaldo no asumen obligaciones de venta de energía sino que más bien se 
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utilizan como respaldo de unidades de base. En caso que existieran compromisos, 

también sería importante estimar compras y ventas por separado.  

Para poder determinar la Transferencia Neta CDEC (MWh), se hace necesario 

estimar una última variable: los contratos de energía (MWh) que mantiene la compañía y 

la proyección de estos hacia el futuro. 

Los contratos con las empresas distribuidoras son públicos y se pueden descargar de 

la página de la CNE. Por lo mismo, si la compañía obtuvo alguna licitación de energía, 

será fácil determinar dichos contratos y obtener su proyección, ya que en las bases de 

cada licitación, se puede encontrar la energía requerida para cada año. 

Se puede tomar como ejemplo la licitación de CGE Distribución realizada el 2008 

(segundo llamado) que está disponible en la página web de la CNE. En esta se licita un 

bloque base de 850 GWh al año con un componente variable de 85 GWh para abastecer 

a clientes regulados entre el año 2010 y el 2021. Esto quiere decir que la empresa de 

distribución se compromete a comprar 850 GWh al año con la opción de comprar hasta 

un 10% más de energía. Para proyectar este contrato se puede poner como caso base la 

venta de los 850 GWh al año dejando para un análisis de sensibilidad la venta del 10% 

variable. 

Para el caso de los clientes libres, esta tarea se hace más difícil ya que estos contratos 

son privados y por lo mismo, no existe información pública de ellos. Nuevamente se 

debe buscar este dato en el análisis razonado para los últimos años de manera de obtener, 

al menos, un punto de partida. Esta información también se puede obtener del anuario de 

operación del CDEC-SIC y CDEC-SING, en donde se publican los compromisos netos 

de la compañía. 

En el caso de Endesa, podemos obtener las ventas a clientes libres para los últimos 6 

años a partir de los análisis razonados de los años 2006, 2008 y 2010. En la siguiente 

tabla se muestra un resumen con las ventas a clientes libres por cada uno de los sistemas 

interconectados y el crecimiento año a año de estas ventas: 
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Tabla 4-12. Ventas a Clientes Libres Por Sistema 

 

Ventas (GWh) 

Año  SIC SING Total Crecimiento 

2005 3,855  943  4,797  
 2006 4,111  1,066  5,176  7.9% 

2007 4,260  1,021  5,281  2.0% 

2008 4,143  882  5,025  (4.8%) 

2009 4,159  2,019  6,177  22.9% 

2010 4,470  1,986  6,456  4.5% 

CAGR 2005-2010 3.0% 16.1% 6.1% 
  

Un hecho que queda reflejado en la tabla anterior es la diferencia que existe en la 

dinámica de clientes libres entre el SIC y el SING. Mientras en el SIC hay un gran 

número de clientes que consumen una cantidad relativamente ñbajaò de energ²a, en el 

SING hay pocos clientes (compañías mineras) que consumen una gran cantidad de 

energía. Por lo mismo, las variaciones en la cantidad de energía en el SING son más 

abruptas ya que un contrato representa una porción significativa de la venta. 

En caso que no exista mejor información, para proyectar los contratos en el SIC es 

razonable asumir una tasa de crecimiento similar al crecimiento esperado del PIB. 

Considerando que los clientes están atomizados y que la evidencia muestra que el 

crecimiento en el consumo de energía es un poco mayor al crecimiento del PIB, este 

supuesto debiera ser razonable e incluso un poco conservador. Sin embargo, este 

crecimiento estará limitado por la capacidad instalada y el nivel de contratación. Si no se 

suponen proyectos de expansión, se debe establecer un límite de contratación. Para el 

SING, la tarea se vuelve un poco más complicada ya que la proyección de la cantidad de 

energía dependerá de la vida de los proyectos mineros actualmente abastecidos por la 

empresa y de los proyectos de expansión en la minería. Un supuesto razonable en este 

caso, puede ser mantener la participación de mercado actual en el SING en base a las 

proyecciones del precio de nudo publicadas por la CNE. Nuevamente, este crecimiento 

debe estar limitado por la capacidad actual de generación y por los proyectos de 

expansión de la compañía. 
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Es importante mencionar que en los procesos de fusiones y adquisiciones 

generalmente se tiene acceso a información que no es pública. Por lo mismo, aún cuando 

parte de la información pueda ser difícil de estimar, es posible contar con esta 

información al momento de hacer el modelo. 

4.2.1.3. Precio de la Energía (P) 

Una vez que se obtiene la información de la cantidad de energía (Q) que será 

vendida, se tiene que estimar el precio al que será vendida para estimar los ingresos de 

energía. 

Para facilitar la tarea de estimar el precio de venta de energía, se distinguirán 3 

categorías diferentes, que serán ventas a clientes regulados (distribuidoras), ventas a 

clientes libres y ventas en el mercado spot. 

Los ingresos por energía entonces se construirán a partir de la siguiente ecuación: 

ὍὲὫὶὩίέί ὴέὶ ὩὲὩὶὫþὥ ὓὡὬ

ὠὩὲὸὥί ὧὰὭὩὲὸὩί ὶὩὫόὰὥὨέί ὓὡὬὼ ὖὧὶ
ὟὛΑ

ὓὡὬ

ὠὩὲὸὥί ὧὰὭὩὲὸὩί ὰὭὦὶὩί ὓὡὬὼ ὖὧὰ
ὟὛΑ

ὓὡὬ

ὠὩὲὸὥί ὥὰ ὅὈὉὅ ὓὡὬὼ ὖίὴέὸ 
ὟὛΑ

ὓὡὬ
 

 

Donde: 

Pcr: Precio clientes regulados 

Pcl: Precio clientes libres 

Pspot: Precio promedio spot 

 Cada uno de estos precios responde a diferentes dinámicas y será obtenido de una 

fuente distinta por lo que se analizarán uno a uno. 
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Pcr es el más sencillo de estimar ya que los contratos de energía con clientes 

regulados son públicos, y en ellos se detalla el método de cálculo de precio. En la página 

web de la CNE (www.cne.cl) hay un enlace para ir al proceso de licitación del 

suministro para distribuidoras. Una vez dentro de este enlace, uno encontrará una lista 

con las licitaciones que se han efectuado hasta la fecha. Al ingresar a las licitaciones, 

uno puede encontrar las bases de licitación, las propuestas económicas de las empresas 

generadoras y el resultado de la licitación.  

En las bases de la licitación se puede obtener la cantidad de energía del contrato para 

cada año y los parámetros de la fórmula de indexación. Luego, se debe buscar la 

propuesta económica de la empresa generadora que se adjudicó dicho contrato, es decir, 

la empresa generadora que se está modelando. En este documento se puede encontrar el 

precio base de energía y los coeficientes de indexación. 

Las fórmulas de indexación permiten a las empresas de generación disminuir su 

exposición a las variaciones en el precio de los combustibles y a la inflación entre otras 

cosas. Esto les permite ofrecer un precio base más ajustado al no tener que incluir en el 

precio el riesgo de que los combustibles suban de precio.  

Como ejemplo, se utilizará la licitación de CGE Distribución por 850 GWh al año, 

realizada el 2008 (segundo llamado) disponible en la página web de la CNE. 

Como se puede ver en el anexo 0, la fórmula de indexación para la energía propuesta 

por CGE le permite a la compañía generadora estar protegida en el largo plazo ante 

cambios en el precio del diesel, del fuel #6, del carbón, del gas y del precio del Crudo 

Brent. Además le permite protegerse de la inflación de Estados Unidos.  

Adicionalmente, para el periodo 2010, 2011 y primer semestre de 2012, CGE 

propuso una indexación al precio spot, con un máximo de: 

Á Año 2010 :     0,322 (m3/MWh) x PDiesel (US$/m3) 

Á Año 2011 :     0,204 (m3/MWh) x PDiesel (US$/m3) 

Á Año 2012, Primer Semestre :   0,204 (m3/MWh) x PDiesel (US$/m3) 

http://www.cne.cl/
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Donde 0,322 m3/MWh corresponde a la eficiencia de una planta de ciclo abierto y 

0,204 m3/MWh corresponde a la eficiencia de una planta de ciclo combinado.  

En resumen, para los primeros dos años y medio, los precios están indexados al costo 

marginal de la energía, con un máximo igual al costo marginal de producir en una 

central de ciclo abierto para el primer año, y en una central a ciclo combinado para el 

año y medio siguiente. Para los años siguientes, los precios están indexados a una 

combinación entre el precio de los combustibles y la inflación de EEUU. 

Las empresas generadoras que obtuvieron esta licitación fueron: 

Tabla 4-13- Ejemplo: Resultados Licitación CGE-2008 

Empresa Energía (GWh/año) 

Eléctrica Puntilla S.A. 75 

Endesa S.A. 400 

Eólica Monte Redondo S.A. 175 

Empresa Eléctrica Diego de Almagro S.A. 200 

 

Todos los proponentes que obtuvieron la licitación propusieron una fórmula de 

indexación para el precio de la energía basada exclusivamente en el índice de precios del 

consumidor de EEUU. Por lo mismo, para estimar los precios a lo largo de la vida útil 

del contrato sólo se deber tomar el precio básico de la energía (distinto para cada una de 

las empresas) y ajustarlo de acuerdo a la variación porcentual del índice de precios al 

consumidor.  

Para analizar todas las posibilidades se puede analizar el caso en que la fórmula de 

indexación incluya algún combustible en específico. Para estos casos, el informe de 

precio de nudo de la CNE contiene una sección con la proyección del precio de los 

combustibles para los próximos 10 años. Con esta información y un supuesto de 

inflación para Estados Unidos, se puede estimar el precio base de la energía de estos 

contratos para los próximos 10 años. 
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Por ejemplo, si se supone una fórmula indexada al precio del carbón térmico (60%) y 

a inflación (40%), la proyección de precios se debe calcular en base a la siguiente 

fórmula (basado en los precios base de los combustibles que se muestran en las tablas a 

continuación): 

ὖὶὩὧὭέþͺđ ὖὶὩὧὭέɇπȟφɇ
ὖὶὩὧὭέ ὅὥὶὦĕὲđ 
ὖὶὩὧὭέ ὅὥὶὦĕὲđ 

πȟτɇ
ὅὖὍđ 
ὅὖὍđ 

 

La proyección de precios de carbón térmico de la CNE en el informe de precio de 

nudo de Octubre de 2010 es la siguiente: 

Tabla 4-14. Proyección De Precios De Carbón 

Carbón Térmico [7000 kcal/kg] 

 

Precio Factor de 

Año US$/Ton Modulación 

2010 85.3  1.00  

2011 94.8  1.11  

2012 101.0  1.18  

2013 106.3  1.25  

2014 109.8  1.29  

2015 109.4  1.28  

2016 111.5  1.31  

2017 114.3  1.34  

2018 117.1  1.37  

2019 121.9  1.43  

2020 127.2  1.49  

 

Por último, para proyectar el precio de este contrato, se debe estimar la inflación de 

Estados Unidos. En la página web de J.P. Morgan se puede acceder a Morgan Markets. 

En este portal se puede encontrar una proyección actualizada de la inflación para los 

próximos 2-3 años de Estados Unidos. Actualmente la proyección de inflación para el 

2011 y 2012 es 2,9% y 1,6% respectivamente. A partir del tercer (o cuarto) año se puede 

suponer un 2%, que corresponde a la meta de inflación en ese país. 

Adicionalmente, es necesario obtener el precio de referencia del carbón y el del CPI 

de EEUU. El primero se obtiene de la página web de la CNE, en donde se publican los 
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precios. Como aparece en el anexo 0, se debe calcular el promedio de los últimos 9 

meses anteriores a octubre de 2008 (inclusive). Este valor corresponde a US$192,99 

US$/Ton. En el caso de la inflación de EEUU, es más fácil obtener las cifras de inflación 

para el 2009 y 2010 (2,7% y 1,6% respectivamente) y calcular la inflación acumulada a 

la fecha ya que aun cuando no es exactamente el mismo cálculo que aparece en la CNE, 

permite llegar a un resultado similar más rápidamente. De esta forma el CPI base sería 

100% y las CPIaño i sería la inflación acumulada. 

De esta forma, si se asume un precio base de 100 US$/MWh en un contrato con 

indexación a carbón (60%) y a CPI (40%), la proyección de precios sería la siguiente: 

Tabla 4-15. Ejemplo: Indexación De Precios 

Año 
Proy. CNE 

Carbón 
Proy. J.P.Morgan 

Inflacion 
Inflación 

acumulada 
Precio 

Indexado 

2009 
 

2.7% 102.7% 
 2010 85.3  1.6% 104.3% 68.3  

2011 94.8  2.9% 107.4% 72.4  

2012 101.0  1.6% 109.1% 75.0  

2013 106.3  2.0% 111.3% 77.6  

2014 109.8  2.0% 113.5% 79.5  

2015 109.4  2.0% 115.8% 80.3  

2016 111.5  2.0% 118.1% 81.9  

2017 114.3  2.0% 120.4% 83.7  

2018 117.1  2.0% 122.8% 85.5  

2019 121.9  2.0% 125.3% 88.0  

2020 127.2  2.0% 127.8% 90.7  

 

De esta misma forma, se puede obtener la proyección de precios para todos los 

contratos con clientes regulados a través de las empresas de distribución, dependiendo de 

los valores de energía base y sus respectivos coeficientes de indexación. 

Estimar el precio de clientes libres (pcl) es más complicado, al igual que la cantidad 

de energía vendida a este tipo de clientes, ya que los contratos son privados y por lo 

mismo no se dispone de información suficiente para proyectar los precios con precisión. 
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Una vez más se puede acudir al análisis razonado de las compañías en donde se 

pueden encontrar tanto los ingresos por tipo de cliente como la cantidad de energía 

vendida a cada tipo de clientes. Como ejemplo se puede tomar el caso de Colbún para 

los últimos 4 años: 

Tabla 4-16. Precio promedio clientes libres: Colbún 

 

Ventas físicas a 

clientes libres (GWh) 

Ventas a clientes 

libres (US$mm) 

Precio promedio clientes 

libres (US$/MWh) 

2007 5,772  $433.1  $75.0  

2008 4,968  $312.1  $62.8  

2009 4,879  $341.0  $69.9  

2010 5,030  $403.9  $80.3  

 

 Se puede ver en este caso que el precio de venta a clientes libres es bastante estable 

en el tiempo ya que responde en general a contratos de largo plazo. Estos precios no son 

tan volátiles como el precio spot ya que por ambos lados existen incentivos para fijar el 

precio (sujeto a ciertos ajustes) de antemano de manera de poder disminuir el riesgo de 

estar expuesto a las variaciones del costo marginal. Las empresas que contratan energía 

quieren tener claridad de sus costos de producción y las empresas generadoras quieren 

asegurar sus ingresos. Como en toda transacción de cobertura, a veces la compañía gana 

por tener estos contratos (si el precio de venta es mayor al promedio spot) y a veces la 

compañía pierde. Sin embargo, como estos contratos suelen ser a largo plazo, las 

ganancias y pérdidas tienden a contrapesarse a través del tiempo. 

Al igual que los contratos con clientes regulados, estos contratos suelen tener algunas 

clausulas de ajuste, en las cuales el precio de la energía esta indexado a ciertos 

par§metros. Esto le permite a la compa¶²a generadora ñcompartirò parte de los riesgos 

con los clientes. Algunas veces las compañías publican cierta información del tipo de 

indexación que tienen. Por ejemplo, en la memoria 2010 de Colbún se refieren sin dar 

mucho detalle a la indexación de contratos de clientes libres: 
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ñUna parte de estas obligaciones contractuales tienen sus precios indexados al IPC de los Estados 

Unidos, una parte está indexada a los precios del diesel, del carbón y una fracción está indexada a los 

costos marginales del sistema. En resumen, la composición de nuestra cartera de compromisos 

contractuales en 2010 se est§ ajustando a nuestra matriz de generaci·n y sus costos variables.ò 

Para proyectar el precio de los clientes libres, se puede partir por el último precio 

disponible que es 80,3 US$/MWh y utilizar una formula de indexación similar a la 

utilizada en los contratos con clientes regulados. Como aparece en la memoria, sus 

compromisos están ajustados a su matriz de generación, por lo que a partir de la matriz 

de generación se puede asumir una formula de indexación. Para el caso de Colbún se 

puede esperar que cerca del 60% de su generación sea hidroeléctrica, un 20% sea a 

carbón y un 20% sea a Diesel (o Gas). De esta forma, se podría asumir una fórmula de 

indexación en la cual un 60% esté ajustado por inflación, un 20% por el precio de carbón 

y un 20% por el precio del diesel. Como se explicó en el ejemplo anterior, se parte de la 

base de los precios de combustibles proyectados de la CNE y la proyección de inflación 

de J.P. Morgan, y se calcula el precio de clientes libres. 

Es importante mencionar que esta es una aproximación estimada de cómo pueden ser 

estos contratos, pero en caso de estar trabajando en una transacción, esta información 

estará disponible con seguridad. 

Por último, se debe estimar el precio promedio spot. La CNE en su informe de precio 

de nudo proyecta el costo marginal del sistema para los próximos 4 años, que 

corresponde al precio spot promedio que deben enfrentar los generadores. 

En el informe de precio de nudo se presenta el costo marginal promedio y la 

demanda desagregadas por mes, como se muestra en la Tabla 4-17. Proyección Costos 

Marginales y Demanda (IPN Octubre 2010). 

Se puede ver que los costos marginales, como fue mencionado anteriormente, son 

cíclicos. En los meses con menos lluvias y deshielos (Febrero a Mayo), el peso de la 

energía térmica es mayor lo que eleva los precios. En los meses con más generación 



 
60 

 

 

hidráulica (Octubre a Diciembre) los costos marginales caen ya que no es necesario que 

las unidades menos eficientes sean despachadas. 

Tabla 4-17. Proyección Costos Marginales y Demanda (IPN Octubre 2010) 

Costos Marginales y Demanda en Quillota 220 

  

CMg Demanda 

  

CMg Demanda 

Mes Año  [US$/MWh] [GWh] Mes Año  [US$/MWh] [GWh] 

 Octubre  2010   71.18  341.8  Octubre 2012 64.481 403.0 

 Noviembre    2010   72.28  339.9  Noviembre    2012   65.296 401.0 

 Diciembre    2010   83.52  353.6  Diciembre    2012   63.081 416.4 

 Enero    2011   113.85  382.2  Enero    2013   65.287 443.9 

 Febrero    2011   124.39  363.3  Febrero    2013   78.410 422.1 

 Marzo    2011   131.02  377.9  Marzo    2013   79.622 440.2 

 Abril    2011   121.39  356.3  Abril    2013   76.490 415.4 

 Mayo    2011   103.89  367.6  Mayo    2013   70.576 429.2 

 Junio    2011   95.85  361.4  Junio    2013   65.907 422.1 

 Julio    2011   95.02  374.6  Julio    2013   67.505 437.1 

 Agosto    2011   86.25  365.2  Agosto    2013   60.638 426.1 

 Septiembre    2011   79.30  346.0  Septiembre    2013   56.047 402.9 

 Octubre    2011   65.42  372.0  Octubre    2013   53.170 433.3 

 Noviembre    2011   65.73  370.0  Noviembre    2013   48.418 431.3 

 Diciembre    2011   64.00  384.6  Diciembre    2013   53.797 447.4 

 Enero    2012   90.58  413.4  Enero    2014   66.294 461.7 

 Febrero    2012   107.46  392.9  Febrero    2014   79.093 439.3 

 Marzo    2012   108.61  409.4  Marzo    2014   83.339 457.6 

 Abril    2012   110.45  386.2  Abril    2014   75.782 432.2 

 Mayo    2012   102.46  398.9  Mayo    2014   70.223 446.1 

 Junio    2012   94.61  392.2  Junio    2014   63.421 438.8 

 Julio    2012   82.49  406.3  Julio    2014   67.559 454.2 

 Agosto    2012   80.32  396.1  Agosto    2014   63.082 442.9 

 Septiembre    2012   72.34  374.6  Septiembre    2014   58.528 419.4 

 

Como el modelo propuesto es anual, se debe calcular el promedio ponderado anual 

del precio de la energía, que se presenta en la siguiente tabla. Para obtener el precio del 

2014 hasta Diciembre se hace un ajuste para reflejar la variación de precios a lo largo del 

año
7
. El precio spot promedio entre el 2011-2014 se presenta en la siguiente tabla. 

                                                           
7
 El ajuste se hace calculando la variación entre el promedio ponderado a Septiembre y a Diciembre de 

los años anteriores. Para los años anteriores, el promedio a Diciembre es un 8% menor que el promedio 
acumulado a Septiembre. Finalmente se multiplica el promedio a Septiembre del 2014 por este factor 
para igualar la relación de los años anteriores.  
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Tabla 4-18. Proyección Precio Spot Promedio 

Año Precio spot promedio (US$/MWh) 

2011 95.5  

2012 86.8  

2013 64.6  

2014 64.1  

 

Es importante mencionar que la caída drástica en el precio spot entre el año 2012 y el 

2013 se debe a que la CNE proyecta la llegada de Gas Natural Licuado (GNL) a precios 

competitivos a partir del año 2013, ya que ese año vencen los contratos originales del 

terminal de regasificación, en los cuales el precio del gas se determinaba a partir del 

precio del Diesel menos un 1%, con el objeto de pagar la inversión. 

En los casos en que se estime que el precio de compra y venta de energía en el 

mercado spot no sea el mismo, se debe proceder de manera similar con algunos ajustes. 

Para los activos hidroeléctricos se puede ver cuál ha sido la generación de energía por 

cada mes en el archivo de la CNE ñGeneraci·n Brutaò. Con esta informaci·n es posible 

calcular, en promedio,  en que meses la empresa tiene excedentes y en qué meses debe 

comprar energía en el mercado spot. Una vez calculado esto, se pueden ponderar los 

precios de los meses en que la compañía compra energía por la cantidad de energía 

requerida en cada mes para poder calcular un precio promedio. De la misma forma, se 

puede calcular el precio de venta considerando los meses en los que la compañía vende 

energía. 

Por ejemplo, se puede analizar la generación mensual de la central Pangue, que es 

una central hidroeléctrica de pasada, filial de Endesa Chile, de 466MW de potencia 

instalada. Para calcular la diferencia entre el precio de compra y venta de energía, se 

debe analizar en que meses esta central vendería energía al CDEC y en qué meses 

compraría energía. En la siguiente tabla se puede ver la generación mensual de Pangue 

para los últimos 10 años (GWh) 
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Tabla 4-19. Ejemplo: Generación Mensual Central Pangue (GWh) 

  
2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 Prom. 

Factor de 

planta 

Enero 104  58  125  64  62  121  107  86  101  145  97  28.1% 

Febrero 60  39  58  41  81  71  130  53  64  95  69  22.1% 

Marzo 44  73  46  37  84  111  136  27  56  62  67  19.5% 

Abril  30  79  29  73  60  141  48  17  56  67  60  17.9% 

Mayo 119  112  28  45  83  118  43  86  135  60  83  23.9% 

Junio 292  164  202  96  255  268  46  197  178  89  179  53.3% 

Julio 321  157  289  280  312  313  110  230  243  175  243  70.1% 

Agosto 282  221  156  128  287  295  92  258  241  166  213  61.4% 

Septiembre 220  276  208  242  293  300  130  308  283  172  243  72.5% 

Octubre 246  298  229  234  265  296  204  277  251  230  253  73.0% 

Noviembre 158  252  188  258  241  260  181  170  311  218  224  66.7% 

Diciembre 106  248  122  176  223  150  140  83  221  154  162  46.8% 

Total 1,982  1,978  1,681  1,675  2,247  2,443  1,367  1,793  2,139  1,631  1,894  
 

  

Para calcular las compras y ventas al spot se debieran estimar las obligaciones de 

venta de energía de la compañía. Como actualmente Pangue es una subsidiaria de 

Endesa, y no hay mucha información disponible de sus contratos, asumiremos que sus 

contratos equivalen a la potencia firme calculada por la CDEC. El concepto de potencia 

firme ser§ explicado en la siguiente secci·n ñIngresos por potenciaò. 

La potencia firme calculada por el CDEC en Diciembre de 2010 para Pangue fue 

198,3 MW, lo que implica que se asumirán obligaciones por aproximadamente 145 

GWh al mes (dependiendo de la cantidad de días de cada mes). La siguiente tabla 

resume el cálculo de las compras y ventas de energía de Pangue para cada mes: 
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Tabla 4-20. Ejemplo: Estimación De Compras y Ventas al CDEC de Central Pangue (GWh) 

  
Promedio 

histórico 

Obligaciones 

de energía 

Compras al 

CDEC 

Ventas al 

CDEC 

Enero 97  148  50  0 

Febrero 69  133  64  0 

Marzo 67  148  80  0 

Abril  60  143  83  0 

Mayo 83  148  65  0 

Junio 179  143  0  35.9  

Julio 243  148  0  95.4  

Agosto 213  148  0  65.3  

Septiembre 243  143  0  100.4  

Octubre 253  148  0  105.4  

Noviembre 224  143  0  81.1  

Diciembre 162  148  0  14.7  

Total 1,894  1,737 342  498  

 

 Si se asume que el precio de compra y venta de energía será el mismo, sólo 

importan las transferencias netas al CDEC. En este caso, Pangue tendría ventas al CDEC 

por 156 GWh.  

Sin embargo, en la tabla anterior se puede notar que en los primeros meses del año, 

Pangue compra energía al CDEC, mientras que en la segunda mitad del año vende 

energía al CDEC. Como se puede notar, en la Tabla 4-17. Proyección Costos Marginales 

y Demanda (IPN Octubre 2010), en general los precios son más altos en la primera 

mitad del año, debido a que la generación hidroeléctrica es más baja. Como esta 

diferencia de precio es significativa, es importante considerar compras y ventas al spot 

por separado. Si se ponderan los precios mensuales de la Tabla 4-17 por la cantidad de 

energía comprada y vendida obtenemos los siguientes precios para los próximos 4 años: 
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Tabla 4-21. Ejemplo: Proyección De Precio De Compra y Venta Central Pangue 

Año 

Precio spot promedio 

(US$/MWh) 

Precio Compras 

(US$/MWh) 

Precio Ventas 

(US$/MWh) 

2011 95.5  119.8  78.8  

2012 86.8  105.0  73.9  

2013 64.6  74.8  57.6  

2014 64.1  75.7  57.7  

 

Como se puede notar en la tabla anterior, la diferencia de precios entre la compra y la 

venta de energía es importante, y por lo mismo, obviar este efecto puede tener un efecto 

importante en el resultado de la evaluación. 

En el largo plazo, este precio se debe ajustar por inflación de manera que se 

mantenga constante en términos reales. Es importante mencionar que como el modelo se 

construye en dólares nominales, la tasa de inflación de largo plazo corresponderá a la 

meta fijada por la autoridad monetaria de Estados Unidos que es actualmente un 2%.  

4.2.2. Ingresos por potencia 

En el marco regulatorio chileno se remunera dos tipos de productos entregados por 

los generadores a los consumidores: la energía generada hora a hora y el aporte de 

capacidad a la demanda máxima del sistema, el denominado pago por capacidad o pago 

por potencia. Efectivamente, para poder abastecer la demanda máxima anual del sistema, 

se requiere disponer de una cierta capacidad de generación con un nivel mínimo de 

seguridad, considerando las indisponibilidades probables de las distintas tecnologías de 

generación. En ese contexto, se paga a cada generador por la potencia máxima que sería 

capaz de inyectar y transitar en los sistemas de transmisión en las horas de punta anual 

del sistema, que se denomina potencia firme del generador.  

 Este pago promueve la confiabilidad del sistema de generación (no la eficiencia 

en generación de energía barata) al remunerar a los generadores por tener capacidad 
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ñdisponibleò para generar energ²a en período punta, aun cuando esta capacidad no sea 

utilizada. Si las centrales pudieran tener a todo evento disponible su potencia máxima, 

entonces la capacidad del sistema correspondería a la suma de sus potencias máximas. 

En la realidad las centrales fallan, hay restricciones de transmisión, hay variabilidad 

hidrológica, variables que afectan el aporte de potencia máxima de las centrales. 

Entonces se trata de representar el efecto de dichas variables en la capacidad del sistema 

de abastecer la demanda máxima. 

Aunque este pago se hace a todos aquellos generadores para los cuales se tiene 

certeza que pueden estar disponibles en la punta, es un ingreso fundamental para aquella 

generación que sólo está presente en la punta, y que por energía sólo recuperará sus 

costos variables.  

Para calcular el ingreso por potencia se debe obtener la Potencia Firme de la central 

y el Precio Básico de la Potencia. La Potencia Firme de un generador corresponde a la 

potencia máxima que sería capaz de inyectar al sistema en periodo punta, considerando 

la probabilidad de que la unidad no esté disponible. En el caso de los generadores 

hidráulicos, su Potencia Firme estará condicionada por la cantidad de lluvia del periodo. 

Por lo tanto, se debe considerar la posibilidad de que el periodo sea seco y que la central 

no tenga la capacidad de generar energía. De la misma forma, en el caso de un generador 

térmico, se debe considerar el riesgo de no contar con el combustible que necesita para 

funcionar o su estadística de falla. Adicionalmente, se consideran factores asociados a la 

seguridad del suministro, que son la tasa de toma de carga y el tiempo de partida fría. 

Con estas consideraciones en mente, el CDEC calcula una Potencia Firme Preliminar 

para cada central. La potencia firme preliminar de una unidad generadora se obtendrá 

considerando la potencia esperada que la unidad aportaría para un nivel de seguridad del 

sistema igual a la probabilidad de excedencia de la potencia firme. Para desincentivar la 

sobreinversión en capacidad, el artículo 261 del DS N° 327 define que la potencia firme 

de cada central se calcula a partir de las potencias firmes preliminares ajustada por un 

factor único definido como el cuociente entre la demanda máxima del sistema y la 
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sumatoria de las potencia firmes preliminares de cada central, dando como resultado la 

potencia firme de la central, tal que: 

ὖὊ ὖὊὖ
ὈὩάὥὲὨὥ ὓὥὼὭάὥ

ВὖὊὖ
 

Donde:  

PF = Potencia Firme 

PFP= Potencia Firme Preliminar 

 

En el Anexo C. Descripción Elementos Considerados En El Cálculo De Potencia 

Firme se pueden encontrar una descripción aquellos elementos que toma en cuenta el 

CDEC al calcular la potencia firme. 

De esta forma, los consumidores del sistema no pagan más capacidad firme de la que 

necesita (equivalente a su máxima demanda más un cierto volumen de reserva, 

considerado en el precio de la potencia) y los inversionistas no tienen incentivos para 

construir capacidad innecesaria ya que al construir nueva capacidad, el pago por unidad 

de potencia disminuye para todas las centrales del sistema. 

Este cálculo es realizado todos los años por el CDEC y se encuentra disponible en la 

página web www.cdec-sic.cl (www.cdec-sing.cl) en la secci·n ñEstad²sticas e 

Informesò. En esta secci·n se debe obtener el reporte definitivo o provisorio m§s 

reciente. Dentro de todos los archivos descargados, hay un archivo Excel que contiene el 

cálculo para todas las centrales. En este archivo se detalla cada uno de los componentes 

del cálculo, pero para efectos del modelo, sólo será necesario el valor de la potencia 

firme final. 

Para centrales que todavía no estén en operación, el cálculo de potencia firme se 

debe basar en una central similar. Es decir se debe tomar la proporción entre potencia 

neta y potencia firme preliminar de centrales con similares características (combustible, 

tamaño y antigüedad idealmente). Una vez obtenida esta proporción se debe multiplicar 

la potencia neta del nuevo proyecto por este número. Adicionalmente se debe ponderar 

http://www.cdec-sic.cl/
http://www.cdec-sing.cl/
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este número (que correspondería a la potencia firme preliminar), por el cuociente 

calculado entre la demanda máxima y la suma de las potencias firmes preliminares. 

En la siguiente tabla se muestran algunas centrales seleccionadas del SIC, para las 

cuales se muestra su capacidad instalada y la potencia firme calculada por el CDEC: 

Tabla 4-22. Potencia Firme De Centrales Seleccionadas 

Central Combustible 

Capacidad 

instalada 

Potencia firme 

preliminar 

Potencia firme 

definitiva 

Colbun Hidro. Embalse 477  471  281  

Ralco Hidro. Embalse 683  431  257  

Rucúe Hidro. Pasada 178  170  101  

Curillinque Hidro. Pasada 89  84  50  

Los Espinos Diesel 122  118  71  

Tierra Amarilla Diesel 151  148  88  

Ventanas Carbón 322  279  167  

Guacolda Carbón 423  382  228  

Nehuenco II Gas 390  361  215  

Nueva Renca Gas 370  297  177  

 

En el cálculo de la potencia firme de 2010, el ratio de ajuste entre la Potencia firme 

preliminar y la potencia firme definitiva fue: 

ὈὩάὥὲὨὥ ὓὥὼὭάὥ

ВὖὊὖ
πȟυωχτςτ 

Este factor determinará en gran medida el pago por potencia de cada central. Se 

puede asumir que se mantendrá constante si el parque generador crece de acuerdo a la 

demanda máxima, lo que es un supuesto bastante razonable. Sin embargo, se puede 

hacer un análisis más detallado para los próximos años a partir de la proyección de 

demanda máxima y del parque generador de la CNE en su informe de precio de nudo. 

Las centrales que se sumarán al parque generador también se pueden encontrar en el 
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informe mensual que genera Systep
8
 para cada uno de los sistemas (SIC y SING) si se 

quiere contar con información más actualizada. 

El precio unitario de la potencia, correspondiente al pago que recibe una empresa de 

generación por unidad de potencia firme al mes, es determinado y calculado por la CNE 

en el informe de precio de nudo. Este pago se calcula en base al costo de construir una 

central con la tecnología más barata posible, que actualmente corresponde a una turbina 

a gas de ciclo abierto. El costo incluye la construcción de una subestación eléctrica y la 

línea de transmisión que conecte la subestación con la subestación más cercana. 

Este precio incluye además el costo financiero de la inversión y el costo fijo de 

operación y mantenimiento. Adicionalmente, este precio se ajusta por un factor llamado 

Margen de Reserva Teórico (MRT) y por un Factor de Perdidas (FP). 

El MRT se calcula en base a la disponibilidad anual de las unidades más económicas 

para suministrar potencia adicional durante las horas de demanda máxima anual del 

sistema eléctrico. El FP refleja las pérdidas marginales en las líneas de transmisión. 

El costo mensual incluye una rentabilidad de 10% anual real para el inversionista, 

tasa definida por la ley eléctrica. 

Así el costo de la potencia firme es calculado por la siguiente ecuación: 

ὖὴέὸ ὟὛΑ Ὧὡ άὩί  ὅ ɇὊὙὅ ὅ ɇὊὙὅ ὅ ɇὊὙὅɇὅὊ ὅ  ɇ

ρ ὓὙὝɇὊὖ  

  

                                                           
8
 http://www.systep.cl/reportes.php 
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Donde: 

CTG [US$/kW]: Costo unitario de la unidad generadora para este proyecto. 

FRCTG [-]: Factor de recuperación de capital de la inversión de la unidad 

generadora, corresponde a la mensualidad de la inversión sobre 

una vida útil de 25 años. 

CSE [US$/kW]: Costo unitario de la subestación eléctrica de este proyecto. 

FRCSE [-]: Factor de recuperación de capital de la inversión de la subestación 

eléctrica, corresponde a la mensualidad de la inversión sobre una 

vida útil de 30 años. 

CLT [US$/kW]: Costo unitario de la línea de transmisión que conecta la 

subestación de este proyecto con la subestación correspondiente 

FRCLT [-]: Factor de recuperación de capital de la inversión de la línea de 

transmisión, corresponde a la mensualidad de la inversión sobre 

una vida útil de 20 años. 

CF [-]: Costo financiero. 

COP [US$/kW]: Costo fijo de operación y mantenimiento. 

1 + MRT [-]: Incremento por Margen de Reserva Teórico. 

FP [-]: Factor de pérdidas 

Ppot [US$/kW/mes]: Precio Básico de la potencia. 

 

Los factores de recuperación se calculan en base a la mensualidad exigida para un 

proyecto que retorna un 10% anual durante el periodo correspondiente (20, 25 o 30 

años). Los costos se actualizan cada vez que se realiza el informe, tomando en 

consideración los costos de mercado. 

Para mostrar una referencia de cada uno de estos conceptos, podemos tomar como 

ejemplo el informe de precio de nudo de Octubre de 2010. 
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Tabla 4-23. Ejemplo Cálculo de Precio por Potencia 

 

Valor 

CTG [US$/kW] 723.3  

FRCTG [-] 0.00879  

CSE [US$/kW] 71.9  

FRCSE [-] 0.00846  

CLT [US$/kW] 20.6  

FRCLT [-] 0.00937  

CF [-] 1.04881  

COP [US$/kW] 0.7  

1 + MRT [-] 1.11760  

FP [-] 1.00564  

Ppot [US$/kW/mes] 9.3  

 

Adicionalmente, el pago por potencia dependerá de la ubicación de las centrales en 

la red ya que una central ubicada más cerca de los centros de consumo es más útil para el 

sistema ya que se ve menos afectada por la congestión del sistema de transmisión y tiene 

menores pérdidas asociadas al transporte de la energía. En el informe de precio de nudo, 

la CNE calcula factores de penalización para cada uno de los nudos del sistema, 

presentados en la tabla a continuación.  
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Tabla 4-24. Factores de penalización de potencia 

Nudo Tensión (kV) 

Factor de penalización 

de potencia 

 D. DE ALMAGRO    220    1.0837   

 CARRERA PINTO    220    1.0762   

 CARDONES    220    1.0172   

 MAITENCILLO    220    0.9690   

 PAN DE AZUCAR    220    1.0391   

 LOS VILOS    220    1.0129   

 NOGALES    220    1.0023   

 QUILLOTA    220    0.9682   

 POLPAICO    220    1.0000   

 LAMPA    220    1.0532   

 CERRO NAVIA    220    1.0490   

 CHENA    220    1.0408   

 CANDELARIA (*)    220    1.0373   

 ALTO JAHUEL    220    1.0294   

 MELIPILLA (*)    220    1.0516   

 RAPEL (*)    220    1.0318   

 PAINE    154    1.0465   

 RANCAGUA    154    1.0478   

 PUNTA CORTES    154    1.0410   

 TILCOCO    154    1.0413   

 SAN FERNANDO    154    0.9506   

 TENO    154    0.9355   

 ITAHUE    154    0.9181   

 ANCOA    220    0.9238   

 CHARRUA    220    0.8504   

 HUALPEN (*)    220    0.8542   

 TEMUCO    220    0.8561   

 LOS CIRUELOS    220    0.8547   

 VALDIVIA    220    0.8574   

 BARRO BLANCO    220    0.8415   

 PUERTO MONTT    220    0.8477   

 

Una central que se conecta en el nudo Polpaico tendrá un factor de penalización de 

1,0 y, por lo mismo, el pago por potencia firme será el 100% de lo calculado en el 
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informe de precio de nudo. Una central que se conecta al nudo de Charrúa obtendrá un 

pago por unidad de potencia penalizado por el factor de 0,8504. 

De esta forma para cada año, el ingreso por potencia estará dado por: 

ὍὲὫὶὩίέί ὴέὶ ὴέὸὩὲὧὭὥὖὪ ὖὦὖὊὨὖρς 

Donde:  

Pf: Potencia firme de la central [kW] 

PbP: Precio básico de la potencia [(US$/kW)/mes] 

FdP: Factor de Penalización 

En los contratos libres y en los contratos con empresas distribuidoras, el comprador 

de energía debe también pagar el precio de la potencia necesaria para producir dicha 

energía (potencia máxima). Esto significa que los consumidores pagan este cargo por la 

totalidad de la demanda del sistema. Sin embargo, como algunas unidades de respaldo 

no tienen contratos (i.e. nadie les paga por su potencia firme), el CDEC calcula una 

redistribución de este pago. Como el pago se realiza por la potencia total y no por la 

potencia firme, los generadores con contrato reciben m§s de lo que les ñcorrespondeò. 

Por otro lado, los generadores sin contratos no reciben pago. El CDEC realiza un 

balance de potencias similar al balance de energías descrito antes. En el anuario del 

CDEC se detalla el balance de pagos de potencia entre las empresas generadoras. 

Para proyectar este valor en el modelo, se debe actualizar este valor por la inflación, 

ya que son costos de construcción nominales los que se utilizan en el cálculo de este 

precio. Por lo mismo, la totalidad de los contratos públicos (i.e. con empresas de 

distribución) incluyen una fórmula de indexación para la potencia que depende 

exclusivamente del índice de precios al consumidor de Estados Unidos. 

Cuando se considera el precio de la energía junto con el precio por potencia, se habla 

del precio monómico de la energía. Aún cuando este concepto no será utilizado en este 

modelo, es importante poder distinguirlo, ya que algunas veces se puede confundir con 

el precio de la energía. 
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Para calcular el precio monómico de la energía se debe sumar el pago total por 

energía y el pago total por potencia, y luego dividirlo por la cantidad de energía 

generada. 

4.2.3. Otros ingresos 

Si bien la mayor parte de los ingresos de una empresa de generación vienen de las 

ventas de energía y potencia, algunas empresas de generación tienen otras fuentes de 

ingresos que contribuyen al resultado de la compañía. 

Es muy común que empresas eléctricas obtengan ingresos por operaciones en el 

negocio de transmisión o distribución, ventas de combustibles, usos de muelles y otros 

negocios relacionados o no relacionados con la generación eléctrica. 

Si bien algunas veces estos ingresos son relevantes dentro de los ingresos totales, es 

importante mencionar que este tema no será el centro de este trabajo y por lo mismo, se 

utilizar§ una aproximaci·n simple y ñfinancieraò para proyectar estos ingresos. 

Se utilizarán dos posibles aproximaciones dependiendo del comportamiento de estos 

costos y de su relación con las ventas de energía. Una primera forma es asumir un 

crecimiento de estos ingresos utilizando el crecimiento promedio de estos para los 

últimos 3-5 años y tomando como base el último dato disponible. Una segunda opción es 

asumir que estos ingresos se mantendrán como una porcentaje fijo sobre las ventas de 

energía y potencia. 

Para determinar cuál de las dos opciones es mejor se debe analizar el 

comportamiento histórico de estos ingresos y utilizar el número más estable entre 

crecimiento y porcentaje sobre las ventas. También es importante estudiar cuál es la 

composición de estos ingresos para ver si esto ayuda a decidir que enfoque utilizar. 
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4.2.4. Costo de ventas 

A partir de la información que se obtuvo en la sección de ingresos, se debe empezar 

a analizar los costos incurridos por la empresa de generación para cada uno de los años 

de la proyección. En esta sección se analizarán los costos directos para producir y vender 

la energía, excluyendo los gastos de administración y ventas. 

Para simplificar la tarea, se clasificarán los costos directos en cuatro. Estos 

representan los principales costos de una empresa de generación excluyendo los gastos 

por depreciación y amortización que se analizarán por separado más adelante en este 

trabajo. De esta forma se analizarán los siguientes costos: 

Á Costo de combustible 

Á Compras de energía en el CDEC 

Á Peajes de transmisión 

Á Otros 

Los tres primeros representan la mayor parte de los costos en una empresa de 

generación, especialmente en el caso de las termoeléctricas en las cuales el costo de 

combustible es por lejos, el costo m§s relevante. Los ñOtrosò gastos corresponden a 

gastos asociados a la venta de energía que no están incluidos en los anteriores como 

lubricantes, productos químicos, repuestos entre otros. Es importante mencionar que el 

gasto por depreciación y amortización se debe sumar a estos cuatro puntos mencionados 

para obtener el costo de venta total. 

4.2.4.1. Costo de combustible 

El costo de combustible es el principal costo de una empresa termoeléctrica y uno de 

los más fáciles de calcular con la información disponible. Para el caso de las empresas 

hidroeléctricas y eólicas, este costo no es aplicable ya que las turbinas son impulsadas 

por el movimiento del agua y el viento respectivamente, sin costo variable asociado.  
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El costo de combustible para una empresa termoeléctrica se calcula a partir de la 

cantidad de energ²a generada obtenida en el c§lculo de los ingresos (Qô) mediante 

siguiente fórmula: 

ὅέίὸέ ὅέάὦόίὸὭὦὰὩ ὟὛΑ ὅὉ
ὟὲὭὨὥὨ

ὓὡὬ
ὖὅ 

ὟὛΑ

ὟὲὭὨὥὨ
ὗ ὓὡὬ 

Donde: 

CE: Consumo específico de la planta que corresponde a eficiencia en la 

transformación de combustible a energía, medida como unidades de combustible por 

MWh generado. Estas unidades varían para cada tipo de combustible. 

PC: Precio de Combustible medido como el precio en dólares por cada unidad de 

combustible. 

Qô: Energ²a generada por la planta obtenida en la secci·n de Ingresos por Energ²a. 

 

Para obtener la eficiencia de una planta de generación, se puede recurrir, una vez 

más, al Informe de Precio de Nudo del sistema correspondiente (SIC o SING). En este 

informe, se detalla la eficiencia de cada una de las plantas termoeléctricas que componen 

el parque generador de cada sistema. 

La eficiencia de una planta se mide por la cantidad de combustible que se requiere 

para poder producir 1 MWh de energía. Cada tipo de combustible se puede medir en 

unidades diferentes y lo único importante es mantener la consistencia con los precios de 

los combustibles. 

Las compañías deben informar su consumo específico a la CNE, quien a su vez 

incluye esta información en el informe de precio de nudo. El consumo específico de las 

centrales térmicas del SIC se puede encontrar en la columna ñconsumo espec²ficoò de las 

tablas del Anexo 0. 
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En esta tabla se puede ver las unidades más comunes para cada tipo de combustible y 

su respectiva conversión cuando corresponda: 

Tabla 4-25. Unidades De Medición De Combustibles y Tasas De Conversión 

Combustible Unidades Conversión
9
 

Carbón Toneladas - 

GNL Mbtu - dam
3
 36.9 Mbtu/dam

3
 

Diesel Toneladas - m
3
 0.85 Ton/m

3
 

 

A partir de la información de la tabla se puede obtener la eficiencia para cada una de 

las centrales que está operando en el sistema e incluso de algunas que entrarán en 

funcionamiento próximamente. 

Se puede notar en dicha tabla que centrales que utilizan la misma tecnología, pueden 

tener consumos específicos distintos. Esto depende principalmente de la antigüedad y 

tecnología asociada a cada central.  

Las diferencias por antigüedad se pueden ver claramente en las centrales a carbón del 

SIC y del SING que se muestran en la siguiente tabla. Las centrales más antiguas tienen 

un consumo específico sobre 0,40 Ton/MWh mientras que las más modernas alcanzan 

eficiencias cercanas a 0,36 Ton/MWh. 

  

                                                           
9
 Conversión aproximada dado que este factor depende de la temperatura del combustible entre otras 

cosas. 
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Tabla 4-26. Consumo Específico De Centrales a Carbón 

Central 

Año puesta en servicio Consumo específico  

(Ton/MWh) 

SIC   

Guacolda 01 1995 0.360 

Guacolda 02 1996 0.360 

Guacolda 03 2009 0.350 

Guacolda 04 2010 0.350 

Ventanas 01 1964 0.415 

Ventanas 02 1977 0.397 

Nueva Ventanas 2010 0.380 

Bocamina 1970 0.380 

Santa Maria 2011 0.352 

Bocamina 02 2011 0.352 

Campiche 2012 0.375 

SING   

Mejillones 1 1995 0.435 

Mejillones 2 1998 0.415 

Tocopilla U12 1983 0.511 

Tocopilla U13 1985 0.489 

Tocopilla U14 1975 0.451 

Tocopilla U15 1975 0.434 

Norgener 1 1995 0.401 

Norgener 2 1997 0.397 

Tarapacá 1998 0.446 

CT Andina  2010 0.400 

Hornitos 2011 0.400 

Angamos I 2011 0.397 

Angamos II 2011 0.397 

 

Las diferencias por tecnologías se pueden ver principalmente dentro de las centrales 

diesel, que pueden ser de ciclo abierto o ciclo combinado. Por lo mismo, el consumo 

específico en una central de ciclo abierto será cercano a 0,3 m
3
/MWh, mientras en una 

central de ciclo combinado será cercano a 0,2 m
3
/MWh. 

Para el caso de plantas nuevas, este dato es probable que esté especificado en el 

proyecto ya que es un factor importante a considerar al momento de diseñar una planta. 



 
78 

 

 

Para tener una referencia por tipo de central o en el caso que no se tenga mayor 

información, se estima que el consumo específico por cada tipo será el siguiente: 

Tabla 4-27. Consumo Específico Por Tipo De Combustible Para Centrales Nuevas 

Combustible Unidades Consumo específico 

Carbón Ton/MWh 0.360 

GNL Mbtu/MWh 7.0 

Diesel- Ciclo Abierto m
3
/MWh 0.300 

Diesel- Ciclo Combinado m
3
/MWh 0.200 

 

En caso de estimar el consumo específico para un proyecto, es importante hacer un 

análisis de sensibilidad con respecto a este parámetro. De esta forma se podría estimar 

cuanto cambia el valor del proyecto ante cambios en esta variable. Esto podría contribuir 

a tomar la decisión sobre que máquina instalar ya que se podría analizar claramente el 

beneficio asociada a cada una con su costo asociado. 

Para estimar el precio del combustible se debe tomar, como punto de partida, el costo 

de combustible de la central informado a la CNE. Este costo asociado corresponde al 

precio del combustible puesto en planta, es decir con todos los costos incluidos. 

Se puede ver en el Anexo D. Costos De Combustibles Centrales Térmicas, que los 

precios del combustible varían mucho entre las centrales. Esto se debe a diversas razones 

como costos de transporte, descarga, tipo de combustible y poder de compra entre 

muchos otros. Esto hace que el valor del combustible puesto en planta sea muy diferente 

al precio ñest§ndarò que proyecta la CNE. 

Es importante entonces, tener en cuenta que existe un spread entre el costo del 

combustible y el precio que proyecta la CNE. Es razonable asumir que estas diferencias 

se mantendrán en el tiempo y por lo mismo, para proyectar el precio de combustible 

utilizaremos los crecimientos de la serie de combustibles de la CNE y no sus valores 

absolutos. Esto quiere decir, que si se proyecta que el precio del Petróleo Diesel 
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aumentará en un 10% entre un año y otro, se asumirá que el costo del Diesel puesto en la 

central, también aumentará un 10%. 

Se puede tomar como ejemplo una central Diesel y una central a Carbón para ilustrar 

esta etapa. Se utilizarán como ejemplo, las centrales de Colbún, Santa María (carbón) y 

Los Pinos (Diesel) en base a la información provista en las siguientes 3 tablas: 

Tabla 4-28. Ejemplo: Consumo Específico Centrales Seleccionadas 

Central 
Año puesta en 
operación Combustible 

Precio combustible 
2010 

Consumo 
específico 

Santa María 2011 Carbón 100.0 (US$/Ton) 0.352 (Ton/MWh) 

Los Pinos 2009 Diesel 619.4 (US$/m
3
) 0.227 (m

3
/MWh) 

 

Tabla 4-29. Proyección Precio de Carbón 

Carbón Térmico [7000 kcal/kg] 

 

Precio Factor de 

Año US$/Ton Modulación 

2010 85.3  1.00  

2011 94.8  1.11  

2012 101.0  1.18  

2013 106.3  1.25  

2014 109.8  1.29  

2015 109.4  1.28  

2016 111.5  1.31  

2017 114.3  1.34  

2018 117.1  1.37  

2019 121.9  1.43  

2020 127.2  1.49  
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Tabla 4-30. Proyección Precio de WTI 

Crudo WTI 

 

Precio Factor de Precio 

Año US$/BBL Modulación US$/m
3
 

2010 79.7 1.00  501.3  

2011 81.0 1.11  509.4  

2012 83.2 1.18  523.3  

2013 86.6 1.25  544.7  

2014 89.6 1.29  563.5  

2015 92.2 1.28  579.9  

2016 94.3 1.31  593.1  

2017 96.5 1.34  606.9  

2018 99.1 1.37  623.3  

2019 103.1 1.43  648.4  

2020 107.5 1.49  676.1  

 

Como se puede notar en las tablas anteriores, el precio pagado por las centrales de 

Colbún es cerca de un 20% mayor que los valores que incluye la CNE en su informe, ya 

que este último corresponde al precio en planta. 

Por lo mencionado anteriormente, utilizaremos s·lo la columna ñFactor de 

Modulaci·nò  y multiplicando esos factores por el precio actual se obtendrá la 

proyección de precios para la central. De esta forma para el año 2012, el precio del 

carbón se calcula: 

ὖὶὩὧὭέ ὨὩ ὅὥὶὦĕὲ 
ὟὛΑ

Ὕέὲ
ρππ 

ὟὛΑ

Ὕέὲ
ρȟρψ ρρψ

ὟὛΑ

Ὕέὲ
 

Siguiendo este modelo se obtiene la proyección de precios para el carbón y el diesel 

en estas centrales. Se puede notar que el factor de modulación es el que proyecta la CNE 

pero el precio base es distinto. 
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Tabla 4-31. Proyección Costos De Combustible En La Central 

 

Crudo WTI Carbón Térmico [7000 kcal/kg] 

 

Precio Factor de Precio Factor de 

Año US$/m
3
 Modulación US$/Ton Modulación 

2010 619.4  1.00  100.0  1.00  

2011 629.3  1.11  111.2  1.11  

2012 646.7  1.18  118.4  1.18  

2013 672.7  1.25  124.7  1.25  

2014 696.2  1.29  128.7  1.29  

2015 716.6  1.28  128.3  1.28  

2016 732.8  1.31  130.8  1.31  

2017 750.1  1.34  134.0  1.34  

2018 769.9  1.37  137.4  1.37  

2019 801.5  1.43  143.0  1.43  

2020 835.6  1.49  149.1  1.49  

 

A partir de esta proyección y del consumo específico se puede obtener el costo de 

combustible para generar un MWh de energía. En el caso de Santa María y Los Pinos, el 

costo de combustible de generar un MWh el 2013 sería: 

ὅέίὸέ ὅέάὦ Ὓὥὲὸὥ ὓὥὶþὥ  
ὟὛΑ

ὓὡὬ
πȟσυςρςτȟχ τσȟω 

ὅέίὸέ ὅέάὦ ὒέί ὖὭὲέί 
ὟὛΑ

ὓὡὬ
πȟςςχφχςȟχ ρυςȟχ 

Con este costo unitario por MWh generado y la cantidad de energ²a generada Qô, se 

puede calcular el costo de combustible. En general, este costo se mide en millones de 

dólares, dado que la energía generada suele ser de varios miles de MWh (GWh). Por esto 

el resultado de dicha multiplicación debe ser dividido por un millón. 

Es importante notar la gran diferencia entre los costos unitarios de carbón y diesel, 

incluso considerando que la planta Los Pinos es una unidad relativamente nueva y 

bastante eficiente. En este ejercicio se puede apreciar la gran diferencia de costos entre la 

generación a carbón y a diesel. 
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La proyección para el precio del gas se presenta en la siguiente tabla. Es importante 

notar el cambio esperado en el precio a partir del 2013, ya que se supone que cambien 

las condiciones iniciales de operación del terminal de regasificación que fijaba la tarifa 

del gas en base al precio de generación con Diesel. 

Tabla 4-32. Proyección Precio de GNL 

GNL EN CHILE  

 
Proyección SIC 

 
Proyección SING 

Año US$/MMBtu Modulación SIC US$/MMBtu 

2010 11,32 1,000 0,00 

2011 11,87 1,048 0,00 

2012 12,33 1,089 0,00 

2013 6,84 0,604 8,45 

2014 7,29 0,644 8,90 

2015 7,63 0,674 9,26 

2016 8,03 0,710 9,66 

2017 8,30 0,733 9,93 

2018 8,59 0,759 10,22 

2019 9,04 0,799 10,68 

2020 9,57 0,846 11,21 

 

Para proyectar el precio del combustible en centrales que no están operativas y no 

están incluidas en el informe de la CNE, es necesario asumir un costo base de la energía. 

Aún cuando no hay una forma correcta de hacer esto, se puede elegir entre el costo de la 

planta más cercana o una planta de la misma empresa. Estas dos opciones son válidas ya 

que la mayor parte de las diferencias de precio se pueden explicar por la ubicación (costo 

de transporte) o por la compañía (estrategia de compras y poder de negociación). Salvo 

que la planta más cercana tenga un comportamiento anormal al compararla con empresas 

similares de los alrededores, cualquiera de estos dos supuestos debiera llevar a resultados 

razonables. Obviamente, el ideal es encontrar una planta cercana de la misma compañía. 

Siguiendo el procedimiento descrito anteriormente, se puede calcular el costo de 

combustible de una central o de una empresa de generación, considerando cada unidad 

de generación por separado. 
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4.2.4.2. Compras de energía en el CDEC 

Las compras en el CDEC fueron descritas en el capitulo anterior de ingresos ya que 

dependiendo del nivel de contratación las empresas deben comprar o vender energía al 

sistema. 

Es importante recordar que en dicha sección se estimaron las compras y ventas netas 

al sistema de forma mensual o anual dependiendo de la tecnología de la central. 

En casos de centrales térmicas de alto factor de carga, se deben estimar las compras 

y ventas netas anuales ya que la generación es constante a través del año y las compras al 

sistema ocurren por la indisponibilidad de la central 

Para casos de centrales hidroeléctricas, las compras y ventas netas se calculan 

mensualmente ya que estas centrales tienen un comportamiento cíclico durante el año. 

Las centrales hidroeléctricas suelen vender energía en periodos de alta generación 

hidráulica (bajos precios) y comprar energía en períodos de baja generación hidráulica 

(altos precios). Esto se ve reflejado en el ejemplo expuesto para la central Pangue en la 

Tabla 4-19. 

Tomando en cuenta lo anterior, para las centrales térmicas de mayor costo marginal, 

este análisis deja de ser válido ya que en general son despachadas en periodos puntuales 

de alto costo marginal. Por lo mismo, el precio de venta suele ser mucho más alto que el 

promedio spot (200-300 US$/MWh). Sin embargo, el ingreso por energía de este tipo de 

centrales es bajo por lo que estimar con precisión este precio no es fundamental para la 

valoración. Hay que tener en cuenta que el precio debe ser mayor o igual a su costo 

marginal (de lo contrario no sería despachada). 

4.2.4.3. Peajes de transmisión 

Las empresas generadoras deben pagar por el uso del sistema de transmisión que 

permite transportar la energía desde las centrales hasta los centros de consumo. Los 
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pagos al sistema de transmisión son definidos por el regulador, al ser un negocio con 

características de monopolio natural.  

El pago total que recibe el sistema troncal es definido de manera de asegurar un 10% 

de retorno real antes de impuesto para estas empresas (considerando los costos de 

inversión, mantención y operación de la red). Una vez calculado este monto fijo que 

debe recibir el operador del troncal, es dividido entre las empresas que inyectan y retiran 

energía al sistema, en forma proporcional a su uso. Esto quiere decir que las empresas de 

transmisión tienen una remuneración fija por este concepto sin importar la cantidad de 

energía que transporten.  

Los sistemas de transmisión adicional también tienen sistemas de cobro ñtake or 

payò y los generadores deben pagar el costo de inversión y administración de forma 

independiente al uso. Los sistemas de subtransmisión por el contrario tienen pagos 

asociados a la cantidad de energía transportada y la tarifa por cada MWh se fija cada 

cuatro años por la CNE. El estudio está disponible en la página web de la CNE, en la 

secci·n ñTarificaci·nò Ą ñElectricidadò Ą ñProceso de Tarificaci·n de 

Subtransmisi·nò.  Esta tarifa est§ indexada a inflaci·n hasta que entra en vigencia un 

nuevo estudio. 

Si bien el único pago directamente asociado a la energía generada y transportada, 

corresponde al sistema de subtransmisión, para modelar el costo asociado a los peajes se 

asumirá que todos los cargos están directamente relacionados a la energía generada. Aún 

cuando el pago al sistema troncal y sistemas adicionales no es unitario, al generar más 

energía la proporción del pago también aumentará. De la misma forma, si todos los 

generadores producen más energía, el sistema se expandirá y el costo total también 

aumentará en una proporción similar. 

Esta simplificación permite calcular los peajes de una manera rápida y el impacto en 

la precisión del modelo no es significativo ya que los peajes en general representan un 

porcentaje cercano al 10% de los costos de un generador (Una proporción mayor para las 
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centrales hidroeléctricas y menor para las centrales termoeléctricas por el peso del costo 

de combustible). 

Para estimar los cobros por el sistema de transmisión, se debe tomar como punto de 

partido el cobro de peajes del año anterior y dividirlo por la cantidad de energía generada 

en dicho año. Este cuociente representa el costo unitario base por concepto de peajes de 

transmisión. 

Para proyectar este costo unitario se utilizará nuevamente el supuesto de inflación 

utilizado en el cálculo del precio de potencia. Como se mencionó anteriormente, el 

precio unitario del sistema de subtransmisión se indexa a la inflación y es de esperar que 

como el pago del sistema troncal asegura un 10% real de retorno sobre la inversión, este 

pago también deba ser ajustado por inflación. 

Para tener una referencia en órdenes de magnitud, el costo total de peajes por el 

sistema de transmisión debe ser cercano a 7-10 US$/MWh dependiendo de la ubicación 

de la central y del uso del sistema troncal para el SIC. En 2010, los peajes de  

transmisión subieron producto de la aplicación de la Ley Corta I. 

Se puede analizar el caso de Colbún para calcular el costo unitario de transmisión a 

partir de la información contenida en el análisis razonado. La siguiente tabla incluye el 

monto total de pago por peaje y la cantidad de energía generada. Como base para el 

cálculo se debe utilizar el costo de 2010 por el cambio en la regulación. 

Tabla 4-33. Ejemplo: Costo Unitario de Transmisión 

 2009 2010 

Pagos por peaje (US$mm) 63.0 78.8 

Cantidad de energía generada (GWh) 9,560 9,403 

Costo unitario de transmisión (US$/MWh) 6.6 8.4 
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4.2.4.4. Otros 

Sin considerar los costos analizados anteriormente, las empresas generadores deben 

asumir una serie de costos relacionados a la producción de energía. Estos costos 

incluyen consumibles (lubricantes y productos químicos), trabajo y suministro de 

terceros. 

En general, estos gastos no son tan relevantes y son más bien estables en el tiempo. 

Para proyectar estos costos, se realiza un procedimiento similar a los peajes y que será 

utilizado posteriormente para proyectar los gastos de administración y venta. 

Nuevamente se debe tomar como punto de partida los estados financieros de la 

compañía que se está analizando. Si la compañía no tiene EEFF o si se está modelando 

un proyecto, se debe analizar una compañía similar en términos de tamaño (y ojalá de 

tecnología). 

4.2.5. Gastos de administración y ventas 

En general, los gastos de administración y venta (ñGAVò) para las empresas de 

generación corresponden principalmente a gastos de personal. En este rubro las 

empresas en general no tienen muchos gastos de marketing o fuerza de ventas y no 

tienen muchos gastos de investigación y desarrollo. Dentro de los costos totales, los 

GAV suelen pesar poco en este tipo de empresa (menos de un 5% de los costos totales 

en general) y son más bien estables en el tiempo. Por lo mismo, no se le dedicará mucho 

esfuerzo a la proyección de este costo. 

La forma de hacerlo en general es incluir los GAV como un porcentaje de las ventas 

o como un monto unitario por unidad física generada (o vendida). En este caso parece 

más razonable incluir los gastos de personal como un monto unitario por la cantidad de 

energía generada (o vendida) y no como un porcentaje del ingreso. 
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Como se ha visto últimamente, los precios de venta de energía han sido bastante 

volátiles, explicado por las variaciones en los precios de los combustibles. Si bien esto 

impacta tanto los ingresos como los costos de generación, es improbable que tenga 

repercusión en los gastos de personal. En palabras simples, es difícil que el gasto de 

personal aumente si aumenta el precio del diesel, ya que los salarios no se relacionan con 

el precio de los combustibles. Sin embargo, si aumenta la generación física, es probable 

que aumenten los costos de personal, ya que la planta será despachada con mayor 

frecuencia. 

Para obtener el punto de partida se debe analizar la historia de los últimos años tanto 

del gasto en personal como de las ventas físicas. Una vez obtenidos estos datos se 

calcula el cuociente entre ellos, obteniendo un gasto por MWh. Si efectivamente, este 

cuociente es estable, es recomendable tomar el valor del último año y ajustarlo por 

inflación hacia el futuro. Este ajuste es necesario porque en la realidad, muchos de estos 

costos suelen estar indexados en cierta medida a la inflación. 

4.2.6. Capex 

Capex (Capital Expenditures) son las inversiones de capital que realiza una empresa 

a lo largo de un periodo para adquirir activos que se utilizan por un periodo mayor a un 

año. Es decir, Capex se refiere a inversiones en activos fijo, tanto para su adquisición o 

para su mejoramiento.  

A diferencia de los gastos operacionales, el Capex no se considera dentro del estado 

de resultados (al menos no de forma directa), si no que se registra en los estados 

financieros dentro del Estado de flujos de efectivo y a través del aumento de los activos 

en el balance. 

El costo relacionado a estas inversiones es incluido en el estado de resultados a 

través de la depreciación y la amortización. Por lo mismo, esta sección y la próxima 

están muy relacionadas. 
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En primer lugar hay que distinguir entre dos tipos de Capex que tienen naturalezas 

muy distintas: el Capex de expansión y el Capex de mantenimiento.  

El primero se refiere a la expansión de la capacidad instalada de un generador, es 

decir, a la inversión asociada con adquisición de nuevos activos. En una empresa de 

generación, este Capex se refiere principalmente a la construcción de una nueva central 

de generación o a la expansión de una unidad existente. 

El Capex de mantenimiento por otra parte, es el gasto asociado a los activos que ya 

tiene la compañía y que son necesarios para que sigan operando correctamente. En un 

activo de generación, este Capex corresponde al mantenimiento, reparación y repuestos 

de una central. 

Es natural entonces que para proyectar el Capex de una compañía de generación, sea 

necesario separar este ítem en los dos conceptos mencionados anteriormente. 

4.2.6.1. Capex de Expansión 

El Capex de expansión va a depender exclusivamente de los planes que tenga la 

empresa de expandir su capacidad instalada. Por lo mismo, al momento de modelar un 

activo o empresa de generación, es importante estudiar sus planes de crecimiento. 

El informe de precio de nudo y el reporte mensual de Systep incluyen los proyectos 

de expansión del sistema para tener una referencia de las centrales que serán construidos 

en el corto plazo. Esta fuente permite obtener el nombre, combustible y capacidad de los 

proyectos m§s ñsegurosò de expansi·n. Obtener proyecciones de expansi·n a m§s largo 

plazo es más complicado, aunque en general esto no es relevante porque al modelar una 

compañía, es probable que su plan de expansión sea conocido. 

Como es de esperar el costo de construir una nueva unidad dependerá del tamaño y 

de la tecnología utilizada como factor principal. El informe de precio de nudo contiene 
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una referencia al costo de construir una central para distintos tipos de tecnología que se 

resumen en la siguiente tabla: 

Tabla 4-34. Capex De Expansión Por Tecnología 

Tecnología Capex (US$/kW) 

Carbón 2,350 

Turbina a gas ï Ciclo combinado 1,000 

Turbina a gas ï Ciclo abierto ó Diesel 700 

Hidroeléctrica (grande) 2,000 

Hidroeléctrica  (pequeña) 2,100 

Eólica 2,300 

Geotérmica 3,550 

 

Como se puede notar, el costo de construir un kW de capacidad puede variar 

notablemente entre las distintas tecnologías. Sin embargo, tecnologías de mayor costo 

suelen tener asociadas otras ventajas como menor costo de operación. 

Para proyectar el Capex de expansión basta con multiplicar el costo unitario de 

inversión por el tamaño de la planta. Junto con esta inversión se debe construir una 

subestación eléctrica y una línea de transmisión entre la subestación de la central y el 

sistema interconectado. Ambos costos se pueden obtener del cálculo que se muestra en 

el IPN para el precio de potencia. En el último informe, se detalla que el costo asociado a 

estas inversiones es aproximadamente 93 US$/kW 

4.2.6.2. Capex de Mantenimiento 

A diferencia del Capex de expansión, el gasto en mantenimiento de una central 

depende de la base de activos actual de la compañía. Este gasto corresponde a las 

mantenciones programadas y no programadas de las centrales y a los repuestos que estas 

deben adquirir para seguir funcionando. Es importante diferenciar entre gasto de 

mantenimiento y Capex de mantenimiento ya que muchas veces las empresas incluyen la 
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mantención de las centrales dentro de los costos de venta. En este caso, este gasto no 

debe ser considerado como Capex. 

En general se asume que el Capex de mantención se mantiene relativamente 

constante como porcentaje de las ventas. Para calcular este porcentaje se debe acudir al 

análisis razonado ya que hay que distinguir entre la inversión asociada a la incorporación 

de nuevo activo fijo y a la inversión asociada a la mantención. En general el Capex de 

mantención en una empresa de generación suele estar en torno al 1%-2% de las ventas 

(sólo como referencia ya que depende de la base de activos de la empresa). 

Una vez obtenido este valor, sólo es necesario utilizar la proyección de ingresos de la 

compañía para proyectar el Capex de Mantenimiento. Una posible variación a esta 

metodología es expresar el Capex por unidad de energía generada, suponiendo que el 

desgaste es proporcional al uso de las centrales. 

Por ejemplo, en el caso de E.CL, la inversión en activo fijo o Capex se expone en el 

análisis razonado de la siguiente forma: 

Tabla 4-35. E.CL: Detalle de Capex 2009-2010 

CAPEX (US$mm) 2009 2010 

CTA 180.7 78.7 

CTH¹ 199.4 28.7 

Central Tamaya 36.9 3.4 

Subestación El Cobre y línea de transmisión Chacaya-El Cobre 18.3 55.1 

Mantención mayor de centrales generadoras y reacondicionamiento de equipos 6.9 6.6 

Obras de mejoramiento ambiental 2.7 4.1 

Otros 9.6 11.2 

Total inversión en activos fijos 454.5 187.8 

 

En esta tabla se puede distinguir claramente entre lo que corresponde a capex de 

expansión y lo que corresponde a capex de mantención. Las cuatro primeras líneas 

corresponden a la expansión de las nuevas centrales CTA, CTH y Tamaya con sus 
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respectivas subestaciones y líneas de transmisión. El capex de mantención por otra parte 

se refiere a los tres ítems resaltados de la tabla.  

Tabla 4-36. E.CL: Cálculo capex de mantención 

  2009 2010 

Ingresos totales (US$mm) 1,053.3  1,121.0  

Total generación bruta (GWh) 7,282  7,737  
   

Total capex de mantención 19.2 21.9 

como % sobre las ventas 1.8% 2.0% 

como US$ por MWh generado 2.64  2.83  

 

Como se mencionó anteriormente, para proyectar el capex de mantención, se puede 

utilizar la información histórica para calcularlo como porcentaje de las ventas o capex 

unitario por MWh generado. Como se puede ver en este ejemplo, ambos resultados 

pueden ser utilizados.  

Para proyectar el capex de mantención, sólo se tendría que multiplicar las ventas 

estimadas, por 1,9% (promedio entre 1,8% y 2,0%). En caso que se utilice el valor 

unitario de capex por MWh generado, se puede tomar el promedio de los últimos años y 

luego ajustar este valor por la inflación esperada. 

4.2.7. Depreciación y Amortización 

Como se mencion· en el punto anterior, la Depreciaci·n y Amortizaci·n (ñD&Aò) es 

la parte del Capex que se reconoce como gasto en un periodo de tiempo. 

La parte del Capex que se deprecia cada año depende de la vida útil del activo 

adquirido, ya que se asume que el costo de inversión se divide en todos los años que se 

utiliza. Es decir, si una inversión de $100 dura 10 años, cada año se deprecia $10 que se 

incluyen en los gastos dentro del Estado de resultados. 

La vida útil de las centrales y de las obras de transmisión asociadas se puede apreciar 

en la siguiente tabla: 
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Tabla 4-37. Vida útil por tipo de Central 

Tecnología Vida útil 

Carbón 24 años 

Turbina a gas ï Diesel 24 años 

Hidroeléctrica  50 años 

Subestación 30 años 

Línea de transmisión 20 años 

 

Por ejemplo, si se construye un proyecto de una central a carbón de 350 MW, el 

aumento de la depreciación se calculará de la siguiente forma:  

Tabla 4-38. Ejemplo: Depreciación Asociada a Capex De Expansión 

Tecnología 
Costo unitario 

(US$/kW) 
Costo total 
(US$mm) 

Vida útil 
(años) 

D&A anual 
(US$mm) 

Central a carbón (350MW) 2,300.0  805.0  24 años 33.5  

Subestación eléctrica 71.8  25.1  30 años 0.8  

Línea de transmisión 20.6  7.2  20 años 0.4  

Total 2,392.4  837.3    34.7  

 

Como se puede notar en la tabla anterior, el cálculo de la depreciación es 

relativamente sencillo cuando se conoce el proyecto. En este caso, se utilizaron los 

valores expuestos anteriormente para calcular una depreciación anual estimada para la 

construcción de una central de este tipo.  

Si el activo es relativamente sencillo se puede calcular la D&A de la forma propuesta 

en la tabla anterior sin problemas. Sin embargo, hacer este ejercicio hacia atrás, es un 

poco más complicado porque generalmente son varias centrales que se construyeron con 

costos unitarios muy distintos a los actuales. Además se debe incluir mantenciones y 

repuestos que no son fáciles de rastrear en los estados financieros y que para centrales 

antiguas pueden ser muy relevantes. 

Por todo lo anterior, se pueden utilizar dos aproximaciones. La primera consiste en 

calcular el porcentaje de la Depreciación y Amortización sobre el Capex total de los 
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últimos 5 años (o 10 años si se tiene la información disponible). Conociendo el Capex, 

se puede proyectar la D&A multiplicando este porcentaje por el nuevo promedio 

incluyendo el último año que se está proyectando. Una última alternativa, es tomar la 

depreciación del último año disponible para luego ajustarla por la depreciación del 

nuevo Capex (sumando la depreciación adicional) y restando una fracción del Capex 

antiguo (1/30). 

4.2.8. Variación del Capital de trabajo 

Antes de terminar de construir el modelo, el último punto que falta por estimar es la 

variación en el capital de trabajo. En este caso se utilizará una metodología muy común 

en el ámbito de las finanzas. 

El capital de trabajo se compone principalmente de cuentas por cobrar, inventarios y 

cuentas por pagar. Conceptualmente el Capital de trabajo corresponde a la cantidad de 

capital neto que se debe mantener dentro del negocio para que este funcione. Como se 

vio en la estructura del modelo, un cambio en el capital de trabajo impacta directamente 

la generación de flujo de caja. Un aumento de capital de trabajo obligará a la empresa a 

mantener parte de las ganancias generadas dentro de la compañía, disminuyendo el FCF.  

Una disminuci·n por el otro lado ñliberar§ò caja que antes estaba siendo utilizada por el 

negocio, aumentando el FCF. 

La forma más sencilla es modelar las cuentas del balance respectivas y a partir de eso 

calcular el cambio en estas cuentas. Como se mencionó anteriormente, el capital de 

trabajo se compone de tres conceptos. 

Las cuentas por cobrar corresponden a créditos que otorga la empresa generadora a 

sus clientes. Esto se explica porque la empresa entrega la energía pero les da un plazo a 

sus clientes para pagar. Por lo mismo, la mejor estimación para esta cuenta, es el tiempo 

promedio que los clientes demoran en pagar. Esto se mide como días de cuentas por 

cobrar y se calcula en base a la siguiente fórmula: 
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Ὀþὥί ὨὩ ὧόὩὲὸὥί ὴέὶ ὧέὦὶὥὶ
ὅόὩὲὸὥί ὴέὶ ὧέὦὶὥὶ

ὠὩὲὸὥίσφυϳ
 

Para calcular este número se puede utilizar el promedio de los Días de cuentas por 

cobrar de los últimos años. Toda la información está disponible en los estados 

financieros. 

El inventario corresponde a la cantidad de ñmaterialesò que debe mantener la 

empresa para poder operar correctamente. Esto se explica porque la empresa debe tener 

combustible en sus estanques para poder generar energía una cierta cantidad de tiempo. 

Por lo mismo, la mejor estimación para esta cuenta, es la cantidad de tiempo que puede 

operar la compañía con esas reservas. Esto se mide como días de inventario y se calcula 

en base a la siguiente fórmula: 

Ὀþὥί ὨὩ ὭὲὺὩὲὸὥὶὭέ
ὍὲὺὩὲὸὥὶὭέ

ὅέίὸέ ὨὩ ὠὩὲὸὥίσφυϳ
 

Para calcular este número se puede utilizar el promedio de los Días de inventario de 

los últimos años. Toda la información está disponible en los estados financieros. 

Por último, las cuentas por pagar corresponden a lo mismo que las cuentas por cobrar 

pero en el sentido contrario. Esto quiere decir que son materiales que la empresa ha 

comprado pero que todavía no ha pagado ya que el proveedor le dio un cierto plazo para 

pagar. Esto se mide como días de cuentas por pagar y se calcula en base a la siguiente 

fórmula: 

Ὀþὥί ὨὩ ὧόὩὲὸὥί ὴέὶ ὴὥὫὥὶ
ὅόὩὲὸὥί ὴέὶ ὴὥὫὥὶ

ὅέίὸέ ὨὩ ὠὩὲὸὥίσφυϳ
 

Como se puede notar, las cuentas por cobrar se calculan en base a las ventas mientras 

que el inventario y las cuentas por pagar se calculan en base al costo de venta. Esto se 

hace de esta forma ya que la compañía otorga crédito sobre sus ventas pero obtiene 

crédito sobre sus compras (que corresponden al costo de venta). 
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Una vez calculado los días de cada una de las cuentas que componen el capital de 

trabajo se procede a calcular el capital de trabajo para cada uno de los años a partir de 

los datos de ingresos y costos antes calculados. Obviamente el cálculo de cada una de las 

cuentas se hace a través de la fórmula inversa al cálculo de los días. 

Una vez calculadas las tres cuentas (Cuentas por cobrar, inventario y cuentas por 

pagar) se calcula el capital de trabajo de la siguiente forma: 

ὅὥὴὭὸὥὰ ὨὩ ὝὶὥὦὥὮέὅόὩὲὸὥί ὴέὶ ὧέὦὶὥὶ

ὍὲὺὩὲὸὥὶὭέί

ὅόὩὲὸὥί ὴέὶ ὴὥὫὥὶ 

Después de calcular el Capital de trabajo para cada año, se calcula la diferencia entre 

el capital de trabajo de un año con respecto al anterior para obtener la variación en el 

Capital de trabajo. 

Si el capital de trabajo aumenta, el impacto en el flujo de caja es negativo ya que 

significa que hay una mayor cantidad de dinero que debe ser utilizada para el 

funcionamiento del negocio. 

Por el contrario, si el capital de trabajo disminuye, el impacto en el flujo de caja es 

positivo, ya que significa que el capital que antes era requerido para la operación ahora 

puede ser retirado del negocio como flujo de caja libre. 

De esta forma el valor que debe ir en el flujo de caja libre (en forma de suma) estará 

dado por la siguiente fórmula: 

Ў ὅὥὴὭὸὥὰ ὨὩ ὝὶὥὦὥὮέὅὥὴὭὸὥὰ ὨὩ ὸὶὥὦὥὮέđ ὅὥὴὭὸὥὰ ὨὩ ὸὶὥὦὥὮέđ  

4.3. Supuestos de largo plazo, valor terminal  y tasa de descuento 

Después de analizar cada línea del modelo y exponer los supuestos necesarios para 

proyectar estos valores en el corto y mediano plazo, es necesario hacer los supuestos que 
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permitan proyectar el desempeño de la compañía en el largo plazo. Adicionalmente, se 

debe hacer algunos supuestos para soportar la operación de la compañía en perpetuidad. 

Por último, se debe encontrar la tasa a la que el mercado descontará este activo de forma 

de poder ponerle un ñprecio en moneda de hoyò. 

4.3.1. Supuestos de largo plazo 

Utilizando la misma mecánica del modelo descrito, lo único que se analizará son los 

parámetros que cambiarán en el largo plazo. En el caso de los ingresos es importante 

hacer una proyección de largo plazo del precio monómico de la energía así como de la 

capacidad instalada de generación y las ventas de energía. No es necesario hacer 

supuestos adicionales de los costos, ya que la proyección de combustibles de la CNE 

considera un plazo suficiente (10 años) y el resto de los supuestos se debiera mantener 

en el tiempo. Si es necesario hacer un supuesto de Capex y de D&A que permitan 

sustentar el crecimiento de largo plazo ya que no se es razonable proyectar un 

crecimiento sin Capex asociado. 

En primer lugar, analizaremos el supuesto de precio monómico de la energía en el 

largo plazo, el cual debiera tender al costo medio de la energía considerando el costo de 

inversión (incluyendo un retorno sobre la inversión) y el costo de operación. 

El precio monómico de largo plazo estará determinado por la remuneración necesaria 

para rentabilizar la expansión mediante la tecnología más eficiente. Es importante 

mencionar que este cálculo se construirá en base a las opciones actuales de tecnología 

termoeléctrica de base, ya que la expansión mediante energía hidráulica depende de la 

cantidad de cauces de agua disponibles para este efecto. 

Actualmente, las tecnologías de base para la expansión de los sistemas eléctricos (sin 

considerar la energía nuclear que no estará disponible en el mediano plazo en Chile), son 

Carbón o Ciclo Combinado de Gas. Por lo mismo, se comparará el precio monómico de 
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ambas alternativas al caso de Chile para estimar un precio de largo plazo que incluya 

energía y potencia a través de un cálculo rápido que se expone en la siguiente tabla. 

Tabla 4-39. Costo Medio De Largo Plazo: GNL vs. Carbón 

  CC-LNG Carbón Cálculo 

Capacidad Instalada (MW) 100.0 100.0 A 

Factor de planta (%) 90% 90% B 

Energía anual generada (GWh) 788  788  C=AÅBÅ8.76 

Costos Fijos y Variables de operación 
  

 

Consumo específico 7.0 MBTU/MWh 0.36 Ton/MWh D 

Costo de combustible
10

 7.9 US$/MBTU 95 US$/Ton E 

Costo variable de combustible  (US$/MWh) 55.0  34.1  F=DÅE 

Costo de Generación (US$mm) 43.3 26.9 G=CÅDÅE 

Costo Variable no Combustible (US$/MWh) 2.5 2.0 H 

Costo Variable no Combustible (US$mm) 2.0 1.6 I=CÅH 

Costo de regasificación (US$/MWh) 2.0 0.0 J 

Costo de regasificación (US$ mm) 1.6 0.0 K=CÅI 

Peajes (US$/MWh) 8.4 8.4 L 

Peajes (US$ mm) 6.6 6.6 M=CÅL 

GAV (US$/kW inst. - year) 10.0 16.0 N 

GAV (US$ mm) 1.0 1.6 O=AÅN 

Costo total de operación (US$ mm) 54.5 36.7 P=G+I+K+M+O 

Costo operación (US$ / MWh) 69.1 46.6 Q=P/CÅ1000 

Costos de inversión 
  

 

Capex (US$ mm /MW) 1.000 2.350 R 

Capex (US$ mm) 100.0 235.0 S=RÅA 

Vida útil (años) 24.0 24.0 T 

Tasa de descuento (%) 9.0% 9.0% U 

Costo anual de inversión (US$ mm) 10.3 24.2 V=-PMT(U,T,S) 

Costo medio (US$ / MWh) 82.2 77.3 W=(P+V)/CÅ1000 

 

                                                           
10

 Costo de Carbón para el 2011. Costo de gas de largo plazo ajustado al 2011 por inflación ya que el costo 

actual no representa el precio internacional del gas. 
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Se asumen plantas de 100MW instalados con un factor de planta de 90% (asumiendo 

que la tecnología de menor costo medio será la base del sistema). Esta unidad produciría 

788GWh al año (En la columna de cálculo, 8.76 es el resultado de 24 Å 365/1000). 

Se utilizan los supuestos detallados a lo largo de la presentación para los datos de la 

tabla (en azul), a excepción de los que se estiman caso a caso como es el costo variable 

no combustible y los GAV. Para el caso del costo de combustible, se utiliza el valor del 

carbón para el 2011, pero se ajusta el precio del Gas para que refleje el precio de largo 

plazo y no la situación actual de precios altos. Con estos datos, se puede obtener que el 

costo de generar una unidad de energía en largo plazo sería de 69.1 US$/MWh para el 

ciclo combinado de gas y de 46.6 para el caso de una central a carbón. Esto no considera 

el costo de la inversión. 

Para incluir el costo de inversión, se asumen los costos detallados en la sección de 

Capex con la vida útil de este tipo de centrales de acuerdo al informe de la CNE. Se 

asume una tasa de descuento del 9% para calcular el retorno sobre la inversión. Para 

calcular la anualidad requerida por un inversionista para recuperar la inversión en una 

vida útil de 24 años, se debe utilizar la formula de valor presente neto. Esto quiere decir 

que se debe encontrar uno cuota tal, que descontarlas a un 9% anual durante 24 años, se 

debe obtener el valor de la inversión. Matemáticamente se debe encontrar C tal que: 

ὍὲὺὩὶίὭĕὲ
ὅ

ρ ωϷ
 

Excel tiene una función ya incorporada que calcula el pago anual para estos casos. 

La fórmula depende de si el Excel está configurado en inglés o en español: 

ὖὓὝὸὥίὥȟὲЈ ὴὩὶὭέὨέίȟὭὲὺὩὶίὭĕὲᴼὍὲὫὰïί 

ὖὃὋὕὸὥίὥȟὲЈ ὴὩὶὭέὨέίȟὭὲὺὩὶίὭĕὲᴼὉίὴὥđέὰ 
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Se debe notar que el monto de la inversión esta en negativo (-) ya que la función está 

construida para calcular los pagos (negativos) que se deben pagar cuando se recibe un 

préstamo de cierto monto, plazo y tasa. 

La tasa de descuento de 9% es una aproximación a cuánto debe ñpedirò un 

inversionista por invertir en un activo de estas características en Chile. Esto se verá en 

más profundidad en el punto subsiguiente. 

Como se puede ver en el ejercicio anterior, el precio por potencia y energía 

(monómico) en el largo plazo debe rondar los US$78 dólares si asumimos que los 

precios se mantendrán estables (al menos la relación Gas/Carbón). De estos US$ 78, 

cerca de US$9 corresponderá  a los pagos por potencia y el resto al precio de la energía. 

Se puede notar que esta composición es muy distinta a la que se obtiene en el costo 

medio de una planta a carbón, en la cual la energía corresponde a US$46.6 y la potencia 

a US$30.7. Debido a que la inversión de la planta a carbón es mayor a la que se utiliza 

para calcular el pago por potencia, parte de la remuneración del inversionista debe 

provenir de un precio mayor de energía.  

La forma de proyectar el precio en el largo plazo es hacer que el precio tienda a este 

número descontando los pagos por potencia (que pueden ser calculados utilizando la 

información de la sección ingresos por potencia). Este valor está bastante en línea con la 

proyección del precio de la energía de la CNE, quienes proyectan un costo marginal de 

~US$70, que es muy similar al precio de energía calculado con este método. 

4.3.2. Valor Terminal  

El segundo set de supuestos que se deben hacer, corresponden al valor terminal del 

activo. El valor terminal corresponde al valor que tendrá el activo en el último año de la 

proyección. Para obtener este monto se deben ñnormalizarò los flujos para que sean 

coherentes con el supuesto de que la compañía va a seguir operando (y creciendo) en el 

tiempo. Idealmente el plazo del modelo debe ser el suficiente para que las compañías 
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lleguen con crecimientos estables y sostenibles en el último año de la proyección. Para 

este propósito el analista se debe fijar especialmente en la tasa de crecimiento a 

perpetuidad del flujo de caja libre y en los supuestos de Capex y depreciación. 

Con respecto al crecimiento del flujo de caja, es importante hacer algunas 

consideraciones antes de fijar una tasa de crecimiento. Las ventas están asociadas a la 

capacidad instalada y al factor de carga. Como se espera que el factor de carga de las 

centrales haya alcanzado su punto de estabilidad durante el último año, el crecimiento 

debe ir de la mano con una expansión de la capacidad. Siguiendo la lógica, el monto del 

Capex debe incluir esta expansión. De lo contario, se debe asumir que las ventas físicas 

se mantendrán constantes y el flujo de caja crecerá sólo por inflación. 

En esta industria, el crecimiento del consumo viene dado por el aumento en el PIB y 

en la actividad industrial general. Se puede asumir entonces que la tasa de crecimiento 

de las ventas físicas estará dada por la tasa de crecimiento de largo plazo del PIB que 

podría estar en un rango entre 4% y 5%
11

. Este supuesto implica que la compañía 

mantendrá su participación de mercado en el tiempo expandiéndose a la misma 

velocidad del sistema.  

El Capex que se utilizará para el calcular el valor terminal debe incluir el Capex de 

mantenimiento (como porcentaje de las ventas) y el Capex de expansión para sostener el 

crecimiento. Para estimar el Capex de expansión se debe estimar en cuanto debe crecer 

la capacidad anualmente (considerando el factor de carga) y multiplicar dicho número 

por el costo unitario de la tecnología de expansión de menor costo (i.e. Carbón). 

Por ejemplo, suponemos que una compañía que vende 1,000 GWh (en el último año 

de proyección) debe crecer a un 4% anual en perpetuidad. Esto significa invertir en 

capacidad para generar 40 GWh de energía adicional. Asumiendo un factor de carga de 

90%, esto equivale a una ñplantaò de 4.6MW. A un precio de US$2.35 millones por 

                                                           
11

 De La Cuadra (2002): Tasa de crecimiento de largo plazo 4%. De Gregorio (2005) estima una tasa de 

crecimiento de largo plazo de 5% 
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MW, este crecimiento implicaría un Capex de 10.7 millones de dólares. Este Capex 

anual ñasegurar²aò un crecimiento de 4% (real) en los flujos de la compa¶²a. 

La depreciación del a¶o ñnormalizadoò depende a su vez del Capex que se asuma. Es 

común en los modelos financieros asumir que la depreciación es igual al Capex, de 

manera de ñmantenerò esta base de activos. Sin embargo, esta pr§ctica com¼n tiene un 

error conceptual ya que, en general, la reposición del activo físico se realiza a un costo 

mayor al histórico producto de la inflación. Adicionalmente, si se asume un crecimiento, 

se debe asumir un Capex mayor a la depreciación al tener que aumentar la base de 

activos para mantener este crecimiento. Para efectos prácticos, se puede asumir que el 

Capex debe ser entre un 5% y un 10% mayor a la depreciación (es decir cerca de un 5% 

mayor al crecimiento real de largo plazo) 

En base a estos tres supuestos se estimará el flujo de caja libre (FCF) a perpetuidad 

de la compañía, para calcular el valor terminal. Este valor terminal se estimará en base a 

dos métodos: (i) crecimiento en perpetuidad, y (ii) múltiplo de salida (FV/EBITDA). El 

primero se basa en que la compañía continuará operando eternamente y el segundo en 

que la compa¶²a se ñvender§ò a un cierto m¼ltiplo despu®s del plazo de la modelación. 

Ambas aproximaciones son correctas y, en cierta medida, equivalentes, ya que una cierta 

tasa de crecimiento tendrá un múltiplo implícito y viceversa.  

El crecimiento por perpetuidad utilizará la tasa mencionada anteriormente que 

incluye un aumento real en las ventas de acuerdo al PIB y el efecto de la inflación de 

EEUU. De esta forma el valor en el último año estará dado por la siguiente fórmula: 

ὠὥὰέὶ ὝὩὶάὭὲὥὰ
ὊὅὊ

ὶ Ὣ
 

Donde: 

FCF: Flujo de caja libre ñnormalizadoò 

r: tasa de descuento nominal 

g: tasa de crecimiento en perpetuidad incluyendo la inflación 



 
102 

 

 

 

Para el método mediante múltiplos de EBITDA, se deben analizar transacciones 

anteriores y la valoración que hace el mercado de compañías del sector. Basados en 

información de mercado (i.e. el valor de las acciones de la compañía eléctricas Chilena) 

se puede apreciar que el valor de una activo de generación en Chile, se ubica en un rango 

entre 11 y 13 veces su EBITDA (Junio, 2011) 

4.3.3. Tasa de Descuento 

De las variables mencionadas para calcular el valor terminal a perpetuidad, la única 

que falta por estimar es la tasa de descuento, que se construirá siguiendo la metodología 

utilizada en J.P. Morgan.  

Esta se construirá en base a la siguiente fórmula: 

4ÁÓÁ ÄÅ ÄÅÓÃÕÅÎÔÏ, #Ä ρ , #Ã 

Donde: 

 

L: Proporción de deuda en estructura de capital de largo plazo calculado como: 

, $ÅÕÄÁ .ÅÔÁȾ$ÅÕÄÁ .ÅÔÁ0ÁÔÒÉÍÏÎÉÏ 

 

Cd: Costo de deuda después de impuestos 

Cc: Costo de capital 

Como se puede apreciar, esta tasa de descuento considera la estructura de capital 

objetivo de la compañía, la que se pondera por el costo de obtener la deuda y el retorno 

exigido al capital invertido. Esta tasa de descuento es también conocida como WACC 

(weighted average cost of capital). 
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El costo de la deuda debe ser calculado a partir de la siguiente fórmula: 

#Ä Ò Ò 3 ρ ὸ 

Donde: 

rf: tasa libre de riesgo 

rc: premium por el riesgo país 

S: spread de crédito 

t: Tasa marginal de impuesto 

 

Basados en la metodología utilizada en J.P. Morgan, cada uno de estos parámetros se 

obtiene de la siguiente manera. La tasa libre de riesgo corresponde a la tasa a la que se 

transan los bonos del tesoro de EEUU de 10 años. En la página web interna del banco 

(Morgan Markets), se publica tres veces al día (10-yr bond yield).  

En la misma página web del banco se puede obtener el ñpremiumò por el riesgo país. 

Este valor corresponde al spread que existe entre los bonos del tesoro de EEUU y los 

bonos soberanos de Chile. Este valor es publicado todos los días en la página web del 

banco en la sección index Ąemerging markets Ą sovereign & cuasi-sovereign.   

Por último, el spread de crédito corresponde a la diferencia en la tasa de 

endeudamiento entre una empresa privada y el estado de Chile. Para obtener el spread se 

debe analizar si la compañía tiene deuda pública y ver la diferencia entre esta tasa y la 

tasa de los bonos soberanos. 

Sin embargo, existe una forma más fácil de calcular esto ya que si la compañía tiene 

deuda pública o ha emitido deuda recientemente, el costo de la deuda debe incluir estos 

tres conceptos, de tal forma que este valor reemplaza la suma de la tasa libre de riesgo, el 

premium del país y el spread sobre los bonos soberanos. 

Como el pago de intereses se considera un gasto, la deuda disminuye la base 

imponible de la empresa. Es por esto que el costo de la deuda debe ser ajustado para 
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reflejar este beneficio. La tasa marginal de impuestos en Chile es de un 17% 

(transitoriamente más alta hasta el 2012). 

El costo de capital por otro lado, está dado por la siguiente fórmula basada en el 

CAPM: 

#Ã Ò Ò  % 

Donde: 

ɓ: Es el ñfactor de riesgoò o correlaci·n con el mercado de la compa¶²a (ñbetaò) 

E: premio por riesgo de mercado (ñEquity risk premiumò) 

 

Los dos primeros elementos ya fueron descritos para el cálculo del costo de deuda. 

El beta corresponde a la correlación entre los retornos de la compañía y el retorno del 

mercado. Es importante mencionar que este beta se refiere sólo al riesgo de mercado (no 

diversificable) y no debe incluir riesgos específicos como probabilidad de lluvias u otros 

elementos que si son diversificables. Para estimar este factor, se utiliza una herramienta 

llamada ñbarra betaò que calcula, mediante correlaciones históricas entre el retorno de 

mercado y los retornos de la compañías, el beta para cada compañía pública, y luego 

proyecta un beta para el futuro. Si la empresa, no se transa en el mercado, hay que 

buscar los betas de compañías similares y ajustarlos por la estructura de capital. Para el 

cálculo de la tasa de descuento, incluyendo el ajuste por estructura de capital, el banco 

construye una planilla llamada ñWACC attackò que automatiza el proceso de obtención 

de betas y contiene la estructura del cálculo de la tasa de descuento. 

Por último, el premio por riesgo de mercado o equity risk premium corresponde al 

ñretorno del mercadoò por sobre la tasa libre de riesgo. Este valor es calculado 

mensualmente por un equipo especializado de estudios de J.P. Morgan. Esta información 

es publicada en la intraweb de J.P. Morgan en la sección (Business units Ą Global 

investment banking Ą Mergers & Acquisitions Ą Discount rate). 
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Lo último que se debe definir es la estructura de capital de la compañía. Es 

importante mencionar que no es la estructura actual de capital de la compañía, si no que 

la estructura se espera que tenga en el largo plazo. En general, para esta industria se 

puede asumir un apalancamiento de un 30% de deuda sobre capitalización total (deuda + 

patrimonio). Es importante notar, que algunos parámetros no se definirán puntualmente, 

si no que mediante un rango. Por lo mismo, el resultado es un intervalo de tasa de 

descuento, utilizándose el punto medio para efectos del ejercicio. 

Para ilustrar como se calcularía la tasa de descuento, se puede tomar el caso de 

Colbún como ejemplo.  

En primer lugar se debe calcular el costo de la deuda. En la memoria anual 2010 (o 

en los estados financieros) se puede ver que Colbún emitió un bono de US$500 millones 

en dólares a 10 años en 2010. Esta deuda se colocó a 238 bps (2.38%) por sobre los 

bonos del tesoro de Estados Unidos, que se transan a 3.22% (Bonos a 10-años: 1 de julio 

de 2011). En este caso no se considera el Premium por el riesgo país, ya que el spread 

del bono de Colbún, estaba medido en relación a los bonos del tesoro. 

En base a esta información, podemos calcular que el costo de la deuda de Colbún 

antes de impuestos debe ser 5.60% (3.22% + 2.38%). Si consideramos que el impuesto 

en Chile es 17% (aun cuando transitoriamente sea más alto en el periodo 2011-2012), el 

costo de la deuda incluyendo los beneficios fiscales de tener la deuda es de: 

υȢφπϷ ɇρ ρχϷ τȢφυϷ 

En segundo lugar se debe calcular el costo de capital para Colbún.  

ὅὧ ὶ ὶ  Ὁ 
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Como se mencionó anteriormente, para la tasa libre de riesgo se utilizará la tasa de 

los bonos del tesoro de Estados Unidos (3.22%). El premium por el riesgo país de Chile 

para el 1 de Julio de 2011 es 130 bps (1.30%) que corresponde a la diferencia entre los 

bonos del tesoro de Estados Unidos y los bonos soberanos de Chile. 

El premio por riesgo de mercado (ñEquity risk Premiumò) calculado por el equipo de 

J.P. Morgan para el mes de Julio de 2011 se estima entre un 6.0% y 7.0%.  

Por último, para estimar el beta se estudia no sólo la información de Colbún, sino 

que también la de sus competidores. Utilizando Barra Beta se obtienen los siguientes 

datos: 

Tabla 4-40. Ejemplo Tasa de Descuento: Cálculo del beta de Colbún 

  Deuda Neta/ Beta Beta 

Compañía (Deuda Neta + Patrimonio) (levered) (unlevered) 

Endesa 21.5% 0.907 0.745 

Enersis 34.0% 0.972 0.699 

Cobún 23.0% 0.899 0.700 

AES Gener 30.0% 0.857 0.630 

E.CL 19.5% 0.949 0.792 

 

En la tabla anterior, se puede notar que el beta estimado para Colbún es de 0.899. 

Considerando, los valores del resto de las compañías de generación eléctrica en Chile, se 

podría decir que el beta debe ser entre 0.85 y 0.95, que será el rango utilizado en el 

cálculo del WACC. Como se puede ver, todas las compañías tienen una estructura de 

capital similar, por lo que los betas no se deben ajustar por la estructura de capital. 

En caso que la compañía analizada tenga una estructura de capital muy distinta a los 

pares, se deben ajustar los betas para que sean comparables. En este caso, se tendría que 

utilizar el beta de los activos, es decir, sin considerar deuda (unlevered). Para hacer esto, 

se ajusta el beta con la siguiente fórmula: 
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  ɇ
ὖὥὸὶὭάέὲὭέ

ὖὥὸὶὭάέὲὭέὈὩόὨὥρ ὸ
 

Donde:  

t: Tasa marginal de impuesto 

De acuerdo a los expuesto en la Tabla 4-40, en este caso se podría utilizar un beta 

unlevered entre 0,70 y 0,80. A partir de este dato, se puede volver a calcular el beta 

levered  con la estructura de capital adecuada (utilizando la misma fórmula) 

Por último, se debe determinar la estructura de capital de largo plazo de la compañía. 

Se puede apreciar que los pares están entre 20% y 34%, en términos de deuda neta sobre 

capitalización total (deuda neta + patrimonio). Considerando que Colbún tiene un bajo 

endeudamiento se podría utilizar un 25% para el largo plazo. 

De esta forma, la tasa de descuento para Colbún es 9.0%. Los cálculos para obtener 

el WACC de Colbún a partir de todos los datos mencionados se pueden encontrar en la 

siguiente tabla: 

Tabla 4-41. Ejemplo Tasa de Descuento: Resumen Cálculo del WACC de Colbún 

  Min   Max 

Tasa libre de riesgo 3.2% 
 

3.2% 

Premio por riesgo de mercado 6.0% ˈ 7.0% 

Beta (levered) 0.85 ˈ 0.95 

Premium por riesgo país 1.3% ˈ 1.3% 

Costo de Capital 9.6% 10.4% 11.2% 

(fórmula) =(0.85x6.0%+3.2%+1.3%) 
 

=(0.95x7.0%+3.2%+1.3%) 

    
Costo de deuda (antes de impuesto) 5.6% 

 
5.6% 

Costo de deuda (después de impuesto) 4.6% 
 

4.6% 

    
Deuda Neta/(Deuda Neta + Patrimonio) 

 
25.0% 

 

Tasa de descuento calculada 8.4% 9.0% 9.5% 

(fórmula) =9.6%x(1-25%)+4.6%x25% 
 

=11.2%x(1-25%)+4.6%x25% 
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4.4. Construcción del modelo y análisis de sensibilidad 

Volviendo nuevamente a la estructura del modelo expuesta en la primera sección, se 

puede apreciar que se disponen de las herramientas para estimar cada una de las 

siguientes líneas, salvo el tema de los impuestos. 

(+) Ingresos 

(-) Costo de ventas (excluyendo D&A) 

(-) Gastos de administración y venta (excluyendo D&A) 

EBIT DA (Resultado antes de intereses, impuestos, depreciación y amortización) 

(-)Depreciación y amortización (D&A) 

EBIT (Resultado antes de intereses e impuestos) 

(-) Impuesto a la renta 

EBIAT (Resultado antes de intereses y después de impuestos) 

(-) CAPEX 

(+) Depreciación y amortización (D&A) 

(+/-) Variación en Capital de Trabajo 

FCF (Flujo de caja libre) 

 

Los impuestos se deben calcular sobre el resultado operacional antes de intereses e 

impuestos (EBIT). La tasa de impuesto en Chile es del 17% pero transitoriamente fue 

elevada a 20% durante el 2011, y a 18.5% durante el 2013. En caso de tener un EBIT 

negativo, se crea un crédito fiscal que puede ser utilizado en un periodo siguiente para 

disminuir la base imponible. Es decir, si un año las pérdidas son de US$ 150 millones, la 

empresa no pagará impuestos y se le generará un crédito fiscal.  Si al año siguiente esta 

empresa gana US$200 millones, esta podr§ ñusarò sus pérdidas acumuladas de US$50 

millones para disminuir sus ganancias a US$150 millones. Con esto, el impuesto del 

segundo año se calcula como 17% sobre US$150 millones, y no sobre los US$200 

millones originales.  

Para la construcción del modelo, se recomienda construir un archivo en Excel con 

cuatro hojas distintas. Para mantener el orden y facilitar la revisión del modelo, es 

importante que en todas las hojas, los años se ubiquen en las mismas columnas. Esto 
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permitirá comprobar que las fórmulas tienen las referencias correctas con mayor 

facilidad.  

Adicionalmente es recomendable utilizar el código de colores de J.P. Morgan que 

facilitará mucho el orden del modelo. Se utiliza color de letra azul para los datos 

ingresados manualmente al modelo (inputs). Estos corresponden a números históricos y 

a los supuestos, que adicionalmente van sobre fondo amarillo. Se utiliza color de letra 

verde para los números que provienen de otra hoja dentro del mismo archivo Excel. Esto 

permitirá ver con claridad los números que vienen de la hoja de supuestos 

macroeconómicos. Por último, se utilizará color de letra negra para las celdas que sean 

calculadas dentro de la misma hoja. 

La primera hoja debe contener los supuestos macroeconómicos como crecimiento 

del PIB, inflación, tipo de cambio (si es necesario para transformar números históricos), 

proyección de precios de combustibles de la CNE y proyección de la demanda por 

energía entre otros. 

La segunda hoja debe contener el modelo ñoperativoò de la compa¶²a. En esta hoja 

se debe crear una sección para cada una de las líneas detallando los supuestos (en color 

azul y fondo amarillo) para cada caso. Esta será la hoja más extensa y a la que se refiere 

la mayor parte de este trabajo. Al final de cada sección se puede incluir un resumen con 

las líneas más importantes. Es importante que esta hoja contenga a lo menos dos o tres 

años de historia del activo en cada una de las líneas para chequear la validez de los 

supuestos que se están haciendo. 

Se recomienda mantener los supuestos ñcercaò de los c§lculos de manera de hacer 

más rápida la mecánica del modelo y más sencilla la revisión de las fórmulas y 

referencias en Excel. En general se recomienda poner los supuestos de cada línea del 

modelo justo antes de los cálculos de cada una de manera de poder ver más fácilmente 

de donde provienen los números. 
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La tercera hoja debe contener el cálculo de la tasa de descuento. J.P. Morgan tiene un 

modelo para construir esta hoja por lo que sólo hay que ingresar los parámetros 

explicados en la sección anterior. 

Por último, la cuarta hoja debe contener el DCF, es decir el flujo descontado de caja. 

En la primera parte de esta sección, se debe incluir un resumen del flujo de caja 

incluyendo el total de cada una de las líneas, que provienen de la hoja del modelo 

operativo. Una  vez calculado el FCF se deben descontar los flujos a la tasa calculada. 

Siguiendo la metodología de J.P. Morgan, los flujos serán descontados asumiendo que 

ocurren a mitad de cada año (mid-year convention). Aún cuando esto no es correcto ya 

que los flujos se distribuyen a lo largo del año, esta convención permite disminuir la 

distorsi·n ya que los flujos de la primera mitad del a¶o ser§n ñcastigadosò al ser 

descontados por un periodo mayor al real, y los flujos de la segunda mitad del año serán 

ñbeneficiadosò ya que ser§n descontados por un periodo menor. En esta hoja adem§s se 

debe incluir los supuestos de crecimiento en perpetuidad, valor terminal y múltiplo de 

salida de ser necesario. 

Adicionalmente, en esta hoja se podrá analizar que tan robustos son los resultados 

del modelo mediante un análisis de sensibilidad en algunas de las variables más 

relevantes que también permitirá usar el modelo con otros propósitos distintos a 

encontrar el valor del activo (requerimientos de capital o estrategias de cobertura), 

Este análisis permitirá analizar cómo se comporta la empresa ante escenarios 

extremos, y el impacto en valor que significan cambios en algunas variables. Se 

recomienda hacer un análisis de sensibilidad, al menos, para las siguientes variables: 

  



 
111 

 

 

Á Factor de planta 

Á Nivel de contratación 

Á Precio de la energía 

Á Precio del combustible 

Á Crecimiento/Múltiplo de salida 

Á Tasa de descuento 

Para realizar este análisis se pueden usar tablas en Excel que tienen la capacidad de 

entregar los resultados cambiando algunos supuestos. Por lo mismo, es muy importante 

mantener el orden en el modelo y tratar de que todas las referencias estén ordenadas. 

Esto facilitará el análisis de sensibilidad ya que sólo se tendrá que modificar una celda 

para cada supuesto. Para el caso de los precios de energía y combustible, es 

recomendable usar una variable adicional que se fije en un 100% y que todas las celdas 

que contengan el precio estén multiplicadas por esta variable. De esta forma, el análisis 

de sensibilidad consistirá en medir el impacto porcentual en valor que se produce al 

variar en un porcentaje el precio de la energía y/o de los combustibles. 
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5. CONCLUSIONES 

Para cualquier empresa es fundamental ser capaz de mantener el conocimiento 

dentro de la organización y que este no se vaya con las personas que lo desarrollan. Esto 

es especialmente importante en una empresa de servicios, como un banco de inversión, 

en el cuál los activos más importantes son las personas, o más bien, el conocimiento de 

dichas personas. Junto con conservar el conocimiento dentro de una empresa, es 

igualmente importante ser capaz de transmitir estos conocimientos a lo largo de la 

organización. Al hacer esto, es posible crear una organización que avanza y que genera 

nuevos conocimiento, al no tener que consumir grandes cantidades de tiempo en volver a 

hacer cosas por segunda vez cuando están hechas. J.P. Morgan, por ejemplo, dedica un 

tiempo considerable en preparar materiales que sirven para educar a los nuevos 

empleados en diversos temas. 

Dentro de este contexto, el presente trabajo busca transmitir al menos parte del 

conocimiento y la experiencia adquirida en un tema específico: la valoración de activos 

de generación en el sector eléctrico en Chile. Mediante una aproximación práctica, el 

presente trabajo se centró en describir paso a paso como modelar de forma simple un 

activo en el sector eléctrico. En forma simultánea, el trabajo le permite a cualquiera 

introducirse en el mercado eléctrico ya que en cada uno de los pasos se describen 

aspectos fundamentales de la industria. 

Como se mencionó al principio de este trabajo, al hacer un modelo siempre existe un 

trade off entre detalle y velocidad. Al seguir paso a paso este trabajo, se puede alcanzar 

un nivel satisfactorio de detalle y flexibilidad en un tiempo razonable ya que la 

aproximación práctica de este trabajo le permitirá a un analista disminuir drásticamente 

los tiempos de búsqueda de información, que normalmente es de los más intensivos en 

tiempo para alguien que no conoce la industria. 

Para terminar con este trabajo, es importante mencionar que este es un modelo 

relativamente simple de un activo en el sector eléctrico y que este modelo puede ser 
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perfeccionado si se dispone de más tiempo. Por ejemplo, se puede estimar la generación, 

compras y precios para cada uno de los bloques horarios. Esto puede ser útil para 

algunos activos, ya que el sistema se comporta bastante distinto en horas punta y en 

horas valle (o fuera de punta). Otra extensión es considerar los puntos de inyección y 

retiro de la demanda y ponderar cada uno por los factores de penalización calculados por 

la CNE en el informe de precio de nudo. Estas mejoras, pueden ayudar 

significativamente a mejorar la precisión del modelo pero requieren bastante tiempo 

adicional ya que se debe buscar una mayor cantidad de información detallada que 

muchas veces no está fácilmente disponible. 

Es importante volver a mencionar que este modelo está orientado para dar una 

referencia de valor en una primera etapa de un proceso de M&A. En esta etapa se 

realizan una serie de simplificaciones que pueden ser abordadas mediante una 

modelación más exhaustiva del activo. Una alternativa que se puede explorar para etapas 

más avanzadas del proceso, es contratar los servicios de una empresa consultora 

especializada en modelar el sector eléctrico, y obtener de ella los inputs operativos del 

modelo. De esta manera se puede utilizar este mismo modelo (en estructura) alimentado 

con los datos obtenidos por una modelación detallada del sistema. Estas empresas 

modelan el sistema eléctrico completo y por lo mismo, consideran todas las relaciones 

que hacen complejo el sistema y que este modelo obvia para poder realizar la 

modelación en un tiempo prudente. 

Por último, se debe mencionar que, financieramente, este modelo sólo está centrado 

en la valoración del flujo de caja libre, pero no incluye las cuentas no operacionales 

(relativas a la estructura de capital) del estado de resultado, y tampoco incluye el balance 

y el flujo de caja de la empresa. Esta extensión es especialmente útil al momento de 

modelar la empresa para analizar los requerimientos de caja de la empresa, y su 

estructura de capital óptima. 
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Como estas extensiones hay muchas otras, y se tendrá que evaluar caso a caso el 

beneficio de llevarlas a cabo versus el tiempo requerido para hacerlo. Sin embargo, se 

estima que siguiendo estos pasos, se puede obtener en un tiempo razonable un modelo 

financiero bastante preciso con el fin de estimar el valor de un activo de generación 

eléctrica en Chile. 
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Anexo A. Capacidad Instalada de Generación en el SIC y SING 

Tabla Anexo-1. Capacidad Instalada de Generación en el SIC 

PROPIETARIO 
NOMBRE AÑO PUESTA TIPO DE Nº POTENCIA 

CENTRAL EN SERVICIO COMBUSTIBLE PRIMARIO UNIDADES TOTAL MW 

AES Gener S.A. Queltehues 1928 Pasada 3 48.9 

 
Maitenes 1923-89 Pasada 5 30.7 

 
Volcán 1944 Pasada 1 13.0 

  Alfalfal 1991 Pasada 2 177.6 

Colbún S.A. Colbún 1985 Embalse 2 476.8 

 
Machicura 1985 Embalse 2 94.8 

 
Canutillar 1990 Embalse 2 171.6 

 
San Ignacio 1996 Pasada 1 36.9 

 
Rucúe 1998 Pasada 2 178.1 

 
Quilleco 2007 Pasada 2 70.8 

  Chiburgo 2007 Pasada 2 19.2 

Endesa Sauzal 1948 Pasada 3 76.4 

 
Abanico 1948-59 Pasada 6 135.6 

 
Los Molles 1952 Pasada 2 17.8 

 
Cipreses 1955 Embalse 3 105.8 

 
Sauzalito 1959 Pasada 1 11.9 

 
Isla 1963-64 Pasada 2 67.9 

 
Rapel 1968 Embalse 5 375.6 

 

El Toro 1973 Embalse 4 448.7 

 
Antuco 1981 Embalse 2 319.2 

 
Ralco 2004 Embalse 2 683.1 

  Palmucho 2007 Pasada 1 32.0 

Endesa Eco Ojos De Agua 2008 Pasada 1 9.0 

Pehuenche S.A. Pehuenche 1991 Embalse 2 564.3 

 
Curillinque 1993 Pasada 1 88.8 

  Loma Alta 1997 Pasada 1 39.9 

Ibener S.A. Mampil 2000 Pasada 2 44.9 

  Peuchén 2000 Pasada 2 78.9 

S.C. Del Maipo Florida 1943-89 Pasada 6 28.5 

 
Eyzaguirre** 2007 Pasada 1 1.5 

  El Rincón*** 2007 Pasada 1 0.3 

Gen. S. Andes S. Andes 1909 Pasada 4 1.1 

H.G. Vieja Los Quilos 1909-93 Pasada 3 39.3 

E.E. Los Morros Los Morros 1930-1994 Pasada 5 3.1 

Pilmaiquen S.A. Pilmaiquén 1944-59 Pasada 5 38.9 

Carbomet Carbomet 1944-86 Pasada 3 8.2 

Pullinque S.A. Pullinque 1962 Pasada 3 51.2 

Pangue S.A. Pangue 1996 Embalse 2 465.8 
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Tabla Anexo-2. Capacidad Instalada de Generación en el SIC (Continuación) 

PROPIETARIO 

NOMBRE AÑO PUESTA TIPO DE Nº POTENCIA 

CENTRAL EN SERVICIO COMBUSTIBLE PRIMARIO UNIDADES TOTAL MW 

Río Tranquilo S.A. Hornitos 2008 Pasada 1 55.0 

Hidroelectica Puclaro Puclaro** 2008 Pasada 2 5.7 

Pacific Hydro Coya 2008 Pasada 1 11.0 

Hidroeléctrica El Manzano El Manzano*** 2008 Pasada 1 4.9 

HidroMaule Lircay 2009 Pasada 2 19.0 

GeneRhom Pehui** 2009 Pasada 1 1.1 

Hidroelec S.A. Trufultruful** 2009 Pasada 1 0.5 

Arauco Generacion S.A. Arauco 1996 Licor Negro-Biomasa-Petroleo Diesel Nº6 1 9.0 

 
Celco 1996 Licor Negro-Biomasa-Petroleo Diesel Nº6 1 8.0 

 
Cholguán 2003 Biomasa-Petroleo Diesel Nº6 1 13.0 

 
Valdivia 2004 Licor Negro-Biomasa-Petroleo Diesel Nº6 1 61.0 

 
Licantén 2004 Licor Negro-Biomasa-Petroleo Diesel Nº6 1 5.5 

 
Horcones 2004 Gas Natural 1(dual) 24.3 

 
Nueva Aldea I 2005 Biomasa-Petroleo Diesel Nº6 1 14.0 

 
Nueva Aldea II 2005 Petróleo Diesel 1(dual) 10.0 

  Nueva Aldea III 2008 Licor Negro-Biomasa-Petroleo Diesel Nº6 1 25.0 

COLBUN S.A. Nehuenco 1998 Gas Natural 1(dual) 361.4 

 
Nehuenco 9B 2002 Gas Natural 1(dual) 106.9 

 
Nehuenco II 2003 Gas Natural 1(dual) 390.3 

 
Antilhue 2005 Petróleo Diesel 2 100.1 

 
Candelaria 2005 Gas Natural 2(dual) 268.2 

 
Los Espinos 2009 Petróleo Diesel 60 122.0 

  Los Pinos 2009 Petróleo Diesel 1 101.5 

E. VERDE S.A. Laja 1995 Biomasa 2 9.4 

 
Constitución 1995 Biomasa 2 8.9 

  San Fco de Mostazal 2002 Petróleo Diesel 1 23.9 

ENDESA Huasco Vapor 1965 Carbón 2 15.0 

 
Bocamina 1970 Carbón 1 120.3 

 
Huasco TG 1977-79 Petróleo Diesel [ Petróleo IFO-180 ] 3 63.9 

 
D.de Almagro 1981 Petróleo Diesel 1 23.7 

 
Taltal I 2000 Gas Natural 1(dual) 122.2 

 
Taltal II 2000 Gas Natural 1(dual) 122.2 

 
San Isidro II 2007 Gas Natural 1(dual) 342.4 

  Quintero 2009 Gas Natural 2 (dual) 257.0 

AES GENER S.A. Laguna Verde 1939-49 Carbón 2 52.5 

 
Ventanas 1964-77 Carbón 2 322.0 

 
Laguna Verde TG 1990 Petróleo Diesel 1 18.7 

 
Los Vientos 2006 Petróleo Diesel 1 124.4 

  Santa Lidia 2009 Petróleo Diesel 1 133.4 

S.E. SANTIAGO S.A. Renca 1962 Petróleo Diesel A-1 2 92.0 

  Nueva Renca 1997 Gas Natural 1(dual) 369.9 
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Tabla Anexo-3. Capacidad Instalada de Generación en el SIC (Continuación) 

PROPIETARIO 

NOMBRE AÑO PUESTA TIPO DE Nº POTENCIA 

CENTRAL EN SERVICIO COMBUSTIBLE PRIMARIO UNIDADES TOTAL MW 

SAGESA Ancud*** 2006 Petróleo Diesel 3 3.3 

 
Quellón** 2006-08 Petróleo Diesel 5 5.6 

 
Lebu** 2007 Petróleo Diesel 2 1.7 

 
Cañete** 2007 Petróleo Diesel 2 1.7 

 
Angol (Los Sauces)** 2007 Petróleo Diesel 3 2.5 

 
Chufken (Traiguén)** 2007 Petróleo Diesel 2 1.7 

 
Curacautin** 2007 Petróleo Diesel 3 3.0 

 
Collipulli** 2007 Petróleo Diesel 3 2.8 

 
Chuyaca** 2008-09 Petróleo Diesel 5 12.5 

 
Skretting** 2008 Petróleo Diesel 2 2.7 

 
Biomar** 2009 Petróleo Diesel 3 2.4 

 
Salmofood I** 2009 Petróleo Diesel 1 1.6 

 
Salmofood II** 2009 Petróleo Diesel 2 1.6 

 
Eagon** 2009 Petróleo Diesel 3 2.4 

 
El Peñón 2009 Petróleo Diesel 50 81.0 

 
Lousiana Pacific*** 2009 Petróleo Diesel 4 2.9 

 
MultiExport I** 2009 Petróleo Diesel 1 0.8 

 
MultiExport II** 2009 Petróleo Diesel 2 1.6 

 
Watt I** 2009 Petróleo Diesel 1 0.8 

  Watt II** 2009 Petróleo Diesel 1 1.6 

Tecnored Curauma** 2007 Petróleo Diesel 3 2.0 

 
Casablanca** 2007 Petróleo Diesel 2 1.2 

 
Las Vegas*** 2007 Petróleo Diesel 2 2.0 

 
ConCon*** 2007 Petróleo Diesel 3 2.2 

 
Totoral*** 2008 Petróleo Diesel 3 3.0 

 
Quintay*** 2008 Petróleo Diesel 3 3.0 

 
Placilla*** 2008 Petróleo Diesel 3 3.0 

 
Linares*** 2009 Petróleo Diesel 1 0.4 

 
San Gregorio*** 2009 Petróleo Diesel 1 0.4 

  Tapihue** 2009 Gas Natural 2 6.4 

ElektraGen Constitución 1*** 2007 Petróleo Diesel 6 9.0 

 
Montepatria** 2007 Petróleo Diesel 8 9.0 

 
Punitaqui** 2007 Petróleo Diesel 6 9.0 

  Chiloé*** 2008 Petróleo Diesel 9 9.0 

Enlasa 
San Lorenzo de D. de 
Almagro 2009 Petróleo Diesel 1 28.5 

 
Teno 2009 Petróleo Diesel 36 58.0 

  Trapén 2009 Petróleo Diesel 50 81.0 
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Tabla Anexo-4. Capacidad Instalada de Generación en el SIC (Continuación) 

PROPIETARIO 

NOMBRE AÑO PUESTA TIPO DE Nº POTENCIA 

CENTRAL EN SERVICIO COMBUSTIBLE PRIMARIO UNIDADES TOTAL MW 

GUACOLDA S.A. Guacolda 1995-96 Carbón 3 422.9 

PETROPOWER S.A. Petropower 1998 Petcoke 1 63.0 

SAN ISIDRO S.A. San Isidro 1998 Gas Natural 1(dual) 367.6 

PSEG Chile S.A. Coronel 2005 Gas Natural 1(dual) 46.7 

Campanario Generación S.A. Campanario 2006 Gas Natural 2(dual) 118.0 

Forestal y Pap. Concepción FPC 2008-09 Biomasa Forestal 2 12.9 

Enor Chile Esperanza 1 2007 Petróleo Diesel 3 21.3 

Energy Partners Chile Degañ 2007 Petróleo Diesel 22 39.6 

Campanario Generación S.A. Campanario 3 2008 Gas Natural 1(dual) 57.2 

CEN  Maule*** 2007 Petróleo Diesel 6 6.0 

Potencia S.A. Olivos 2008 Petróleo Diesel 1 75.9 

HLH Colmito 2008 Petróleo Diesel 1 58.0 

SGA  Quellón 2 2008 Petróleo Diesel 4 9.8 

Eléctrica Cenizas S.A. Cenizas 2009 Petróleo Diesel 3 13.6 

Gas Sur  S.A. Newen 2009 Propano-Butano-Diesel-Gas Natural 1 14.9 

Beneo Orafti Orafti** 2009 Petróleo Diesel 1 0.5 

Cia Generación Industrial PMGD Planta Curicó** 2009 Carbón 1 3.2 

Generadora del Pacífico S.A. Termopacífico 2009 Petróleo Diesel 60 96.0 

Central Tierra Amarilla S.A. Tierra Amarilla 2009 Petróleo Diesel N° 2 1 150.5 

ENDESA ECO Canela 2007 Eólica 11 18.0 

  Canela II 2009 Eólica 40 59.4 

E.E. Capullo  Capullo 1995 Pasada 1 10.9 

Hidroeléctrica Aconcagua S.A. Aconcagua 1993-94 Pasada 3 74.0 

E. E. Puntilla S.A. Puntilla 1997 Pasada 3 22.0 

Oyd S.A. Chacabuquito 2002 Pasada 4 25.5 

Cristalerías Toro Lebu 2009 Eólica 3 3.6 

       
* Capacidad dual implica que las centrales a gas natural tienen la posibilidad de operar con diesel y vicecersa (la potencia máxima puede verse 
reducida). 

** PMGD 
     

*** PMG 
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Tabla Anexo-5. Capacidad Instalada de Generación en el SING 

PROPIETARIO 

NOMBRE AÑO PUESTA TIPO DE COMBUSTIBLE Nº POTENCIA 

CENTRAL EN SERVICIO PRIMARIO UNIDADES TOTAL MW 

Aes Gener Salta 1999-2000 Gas Natural CC SALTA (dual) 642.8 

Celta Termoeléctrica Tarapacá 1999 Carbón CTTAR 158.0 

    1999 Diesel TGTAR 23.8 

Cavancha Cavancha 1995 Hidro CAVA 2.6 

Edelnor Chapiquiña 1967 Hidro CHAP 10.2 

 
DIESEL ARICA 1954 Diesel M1AR 3.0 

  
1961-1963 Diesel M2AR 2.9 

  
1973 Diesel GMAR 8.4 

 
DIESEL IQUIQUE 1957 Diesel SUIQ 4.2 

  
1963-1964 Diesel MIIQ 2.9 

  
1972 Diesel + Fuel Oil  MAIQ 5.9 

  
1978 Diesel TGIQ 23.8 

  
1985 Diesel + Fuel Oil MSIQ 6.2 

 
Termoeléctrica Mejillones 1996 Carbón + Petcoke CTM1 165.9 

  
1998 Carbón + Petcoke CTM2 175.0 

    2000 Gas Natural CTM3 (dual) 250.8 

Minera Mantos Blancos Diesel Mantos Blancos 1995 Diesel + Fuel Oil MIMB 28.6 

Electroandina Termoeléctrica Tocopilla 1970 Fuel Oil Nro. 6 U10 37.5 

  
1970 Fuel Oil Nro. 6 U11 37.5 

  
1976 Diesel TG1 24.7 

  
1977 Diesel TG2 24.9 

  
1983 Carbón + Petcoke U12 85.3 

  
1985 Carbón + Petcoke U13 85.5 

  
1987 Carbón + Petcoke U14 136.4 

  
1990 Carbón + Petcoke U15 132.4 

  
1993 Gas Natural TG3 (dual) 37.5 

    2001 Gas Natural U16 400.0 

Gasatacama Atacama 1999 Gas Natural CC1 (dual) 395.9 

    1999-2002 Gas Natural CC2 (dual) 384.7 

Enaex Diesel Enaex 
 

Diesel CUMMINS 0.7 

      Diesel DEUTZ 2.0 

Norgener Termoeléctrica Norgener 1995 Carbón + Petcoke NTO1 136.3 

    1997 Carbón + Petcoke NTO2 141.0 

Enorchile Diesel Zofri 2007 Diesel ZOFRI_1-6 0.9 

  
2007 Diesel ZOFRI_2-5 5.2 

  ESTANDARTES 2009 Diesel ZOFRI_7-12 4.8 

Electroandina Diesel Tamaya 2009 Fuel Oil Nro. 6 SUTA 103.7 

Inacal S.A. Diesel Inacal 2009 Fuel Oil Nro. 6 INECAL 6.8 
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Anexo B. Formulas de Indexación Precio de Energía: Licitación CGE 2008-2 

 

A. Fórmula de Indexación para el precio de la energía 

 

Durante los años 2010, 2011 y primer semestre del año 2012, para el precio de la 

energía, el Oferente utilizará la fórmula de indexación señalada en el punto A.1 de este 

anexo. 

Respecto del segundo semestre del año 2012 y años siguientes, para el precio de la 

energía, el oferente propondrá una fórmula de indexación elaborada con los índices 

presentados en el punto A.2ò 

 

A.1. Fórmula de Indexación para los años 2010 ï 2011 ï Primer Semestre del año 

2012 y Valor de Índices respectivos 

 

La Fórmula de Indexación aplicable al precio de la energía para el periodo 

comprendido entre el 1º de Enero de 2010 y el 30 de Junio de 2012, será la siguiente: 

Donde: 

 

ὖὶὩὧὭέþ ὖὶὩὧὭέ
ὅὛὅὖ

ὖὛὒὖ
 

 

PRECIO base: Precio base de la energía especificado por los Oferentes como parte 

de la Oferta, en US$/MWh. 

CSCPi Valor del índice del costo de suministro de corto plazo. Corresponde al 

promedio de tres meses del costo marginal horario en la barra correspondiente al punto 

de oferta del bloque de suministro licitado, ponderado por la respectiva generación bruta 

horaria total del sistema interconectado. Para efectos del cálculo del promedio se 

considerarán todos los días desde el primer día del tercer mes anterior al momento de 

cálculo del promedio y el último día del mes inmediatamente anterior al momento de 

cálculo del promedio. Dicho promedio será calculado por la Comisión a partir de la 
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información publicada por el CDEC-SIC y será publicado en el sitio de dominio 

electrónico de la Comisión (www.cne.cl) dentro de los primeros quince días de cada 

mes. 

PSLPo Valor Base que refleja el precio de suministro de largo plazo de la energía en 

el SIC para contratos regulados. Dicho valor corresponde a 88,222 (US$/MWh). 

Con todo, el valor que resulte para cada PRECIO energía  calculado, no podrá ser 

superior al menor valor entre: 

a) El valor que tome el CSCP i respectivo 

b) El valor que tome la siguiente fórmula, según el año y mes que corresponda: 

- Año 2010:    0,322 (m3/MWh) x PDiesel (US$/m3) 

- Año 2011:    0,204 (m3/MWh) x PDiesel US$/m3) 

- Año 2012, Primer Semestre:  0,204 (m3/MWh) x PDiesel US$/m3) 

 

En donde: 

- PDiesel corresponde al promedio de los Precios de Paridad Mensual de P. Diesel, 

en US$/m3, publicado en el sitio web de la Comisión, el cual incluirá los efectos del 

Fondo de Estabilización de Precios del Petróleo. Dicho promedio considera los precios 

de tres meses consecutivos, contados regresivamente desde el mes anterior a aquel en 

que se realice el cálculo de la fórmula de indexación. 

 

En caso que el valor de PRECIO energía supere al menor de los valores señalados en 

las letras a) y b) precedentes, el valor de PRECIO energía deberá ajustarse al menor de 

dichos valores. 
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A.2. Índices Fórmula de Indexación segundo semestre año 2012 y años siguientes 

 

Index_1: Precio de Paridad Mensual de P. Diesel, en US$/m3, el cual incluirá los 

efectos del Fondo de Estabilización de Precios del Petróleo. Dicho precio corresponde al 

promedio del mes respectivo y será publicado en el sitio web de la Comisión 

(www.cne.cl), dentro de los primeros 10 días de cada mes. 

Index_2: Precio de Paridad Mensual de Combustible Fuel #6, en US$/m3, el cual 

incluirá los efectos del Fondo de Estabilización de Precios del Petróleo. Dicho precio 

corresponde al promedio del mes respectivo y será publicado en el sitio web de la 

Comisión (www.cne.cl), dentro de los primeros 10 días de cada mes. 

Index_3: Precio de paridad Mensual Carbón Zona Central, determinado por la 

Comisión Nacional de Energía considerando los precios de los mercados de Australia, 

Colombia e Indonesia, en base a la publicación internacional Platts International Coal 

Report (www.platts.com) para los precios FOB y Shipping Intelligence Weekly para los 

fletes marítimos (www.crsl.com). Los mercados señalados, serán utilizados en la medida 

que éstos sean incorporados en las publicaciones señaladas y constituyan mercados 

relevantes. Asimismo, las publicaciones mencionadas serán reemplazadas por otras de 

similar importancia y calidad, en la medida que las empleadas dejen de existir. Dicho 

precio será publicado en el sitio web de la Comisión (www.cne.cl) dentro de los primeros 

10 días de cada mes. 

Index_4: Precio Promedio Mensual GNL Henry Hub, en base a los valores 

publicados por el Natural Gas Intelligence en su NGI's Weekly Gas Price Index, o en su 

defecto, cualquier otra publicación que use ésta como fuente. Dicho precio será 

publicado en el sitio web de la Comisión (www.cne.cl) dentro de los primeros 10 días de 

cada mes. 

Index_5: Promedio Mensual de los precios diarios del Petróleo Crudo Brent (DTD) 

en base a la publicación internacional Platts Global Alert (www.platts.com) o en su 

http://www.cne.cl/
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defecto, cualquier otra publicación o servicio de Platts que refiera ese precio. Dicho 

indicador será publicado en el sitio web de la Comisión (www.cne.cl) dentro de los 

primeros 10 días de cada mes. 

Index_6: Consumer Price Index (USA), publicado por el Bureau of Labor Statistics 

of USA, cuyo valor se encuentra en el sitio web http://data.bls.gov/cgi-bin/srgate, clave 

ñCUUR0000SA0ò, identificaci·n ñCONSUMER PRICE INDEX-ALL URBAN 

CONSUMERS (CPI)ò, o en su defecto, una nueva publicaci·n que reemplace a la 

mencionada para efectos de la publicación de este índice. 

 

ὖὶὩὧὭέþ ὖὶὩὧὭέɇὥɇ
ὍὲὨὩὼρͅ

ὍὲὨὩὼρͅ
ὥɇ
ὍὲὨὩὼςͅ

ὍὲὨὩὼςͅ
Ễ ὥ ɇ

ὍὲὨὩὼὲͅ

ὍὲὨὩὼὲͅ
 

 

Donde: 

Preciobase: Precio base de la energía especificado por los Oferentes como parte de la 

Oferta, en US$/MWh 

Index_i: Valor del índice i empleado para la construcción de la fórmula de 

indexación. La variable i toma valores 1 a N, donde N representa el número total de 

índices escogidos en la Oferta de la empresa Oferente. 

Index_io: Valor base del índice i empleado para la construcción de la fórmula de 

indexación. 

ai: Ponderador asociado al índice i. La suma de todos los ponderadores ai, con i de 1 

a N, debe ser igual a 1. 

 

C. Valores para la Aplicación de las fórmulas de indexación segundo semestre año 

2012 y años siguientes 

 

C.1. Energía 
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El valor de los índices a incorporar en la fórmula de indexación del precio de energía 

ofertado, corresponderán a los siguientes valores: 

Valor Index_1o: Precio de paridad publicado en el sitio web de la Comisión, 

correspondiente al promedio aritmético de los 9 meses anteriores contados 

regresivamente desde el tercer mes anterior a la primera presentación de ofertas del 

presente proceso licitatorio. Vale decir, contados regresivamente desde octubre de 2008, 

inclusive. 

Valor Index_1i:  Precio de paridad publicado en el sitio web de la Comisión, 

correspondiente al promedio aritmético de los 9 meses anteriores, contados 

regresivamente desde el tercer mes anterior a aquel en el cual se evalúa la fórmula de 

indexación. 

Valor Index_2o: Precio de paridad publicado en el sitio web de la Comisión, 

correspondiente al promedio aritmético de los 9 meses anteriores contados 

regresivamente desde el tercer mes anterior a la primera presentación de ofertas del 

presente proceso licitatorio. Vale decir, contados regresivamente desde octubre de 2008, 

inclusive. 

Valor Index_2i:  Precio de paridad publicado en el sitio web de la Comisión, 

correspondiente al promedio aritmético de los 9 meses anteriores contados 

regresivamente desde el tercer mes anterior a aquel en el cual se evalúa la fórmula de 

indexación. 

Valor Index_3o: Precio de paridad publicado en el sitio web de la Comisión, 

correspondiente al promedio aritmético de los 9 meses anteriores contados 

regresivamente desde el tercer mes anterior a la primera presentación de ofertas del 

presente proceso licitatorio. Vale decir, contados regresivamente desde octubre de 2008, 

inclusive. 
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Valor Index_3i:  Precio de paridad publicado en el sitio web de la Comisión, 

correspondiente al promedio aritmético de los 9 meses anteriores contados 

regresivamente desde el tercer mes anterior a aquel en el cual se evalúa la fórmula de 

indexación. 

Valor Index_4o: Precio promedio publicado en el sitio web de la Comisión, 

correspondiente al promedio aritmético de los 9 meses anteriores contados 

regresivamente desde el tercer mes anterior a la primera presentación de ofertas del 

presente proceso licitatorio. Vale decir, contados regresivamente desde octubre de 2008, 

inclusive. 

Valor Index_4i:  Precio promedio publicado en el sitio web de la Comisión, 

correspondiente al promedio aritmético de los 9 meses anteriores contados 

regresivamente desde el tercer mes anterior a aquel en el cual se evalúa la fórmula de 

indexación. 

Valor Index_5o: Precio de paridad publicado en el sitio web de la Comisión, 

correspondiente al promedio aritmético de los 9 meses anteriores contados 

regresivamente desde el tercer mes anterior a la primera presentación de ofertas del 

presente proceso licitatorio. Vale decir, contados regresivamente desde octubre de 2008, 

inclusive. 

Valor Index_5i:  Precio de paridad publicado en el sitio web de la Comisión, 

correspondiente al promedio aritmético de los 9 meses anteriores contados 

regresivamente desde el tercer mes anterior a aquel en el cual se evalúa la fórmula de 

indexación. 

Valor Index_6o: Consumer Price, correspondiente al promedio de los valores 

mensuales del Consumer Price Index (USA), de los últimos 9 meses anteriores contados 

regresivamente desde el tercer mes anterior a la fecha de la primera presentación de 

ofertas del presente proceso licitatorio vale decir, contados regresivamente desde octubre 

de 2008, inclusive, y publicado por el Bureau of Labor Statistics of USA. 
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Valor Index_6i:  Promedio de los valores mensuales del Consumer Price Index 

(USA), correspondiente a los 9 meses anteriores contados regresivamente desde el tercer 

mes anterior al cual se evalúa la fórmula de indexación, publicado por el Bureau of 

Labor Statistics of USA.  

D. Aplicación de las fórmulas de indexación 

La primera indexación del precio de la energía y la potencia se efectuará en 

concordancia con el Decreto que será publicado para estos efectos según lo señalado en 

el artículo 158° letra b) de la Ley. 

Sin perjuicio de lo anterior, y conforme se establece en el artículo 161° de la Ley, los 

precios de energía y potencia establecidos en los respectivos contratos, se reajustarán de 

acuerdo con sus respectivas fórmulas de indexación, con ocasión de cada fijación de 

precios a que se refiere el artículo 171° de la Ley. Asimismo, si dentro del período que 

medie entre los meses señalados en el artículo 171° de la Ley, al aplicar las fórmulas de 

indexación respectivas, los precios establecidos en los contratos experimentan una 

variación acumulada superior al diez por ciento, éstos serán reajustados. 

La comunicación y aplicación de los nuevos precios, si corresponde, se regirán por lo 

establecido en la Ley.  
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Anexo C. Descripción Elementos Considerados En El Cálculo De Potencia 

Firme 

 

Á La potencia firme de cada central se calcula a partir de las potencias firmes 

preliminares ajustada por un factor único definido como el cuociente entre la demanda 

máxima del sistema y la sumatoria de las potencia firmes preliminares de cada central, 

dando como resultado la potencia firme de la central, tal que: 

ὖὊ ὖὊὖ
Ὀάὥὼ

ВὖὊὖ
 

Donde:  

Á PF = Potencia Firme 

Á PFP= Potencia Firme Preliminar 

Á Dmax= Demanda Máxima 

Á La demanda máxima utilizada corresponde a la demanda bruta del SIC 

descontados los consumos propios de las centrales, registrada durante el período de 

punta (días hábiles entre las 18:00 y 23:00 hrs. de los meses comprendidos entre abril y 

septiembre del año de cálculo) 

Á El reconocimiento diferenciado de los atributos de suficiencia y seguridad, 

conduce a la realización de tres cálculos independientes
12

. El primero, ligado a la 

suficiencia del sistema y los dos cálculos restantes, individualizados como caso tiempo 

de partida y caso tiempo de incremento de carga, dan cuenta del aporte de las centrales a 

la seguridad del sistema.  

Á La potencia firme preliminar (PFP), se obtiene de ponderar los casos de 

suficiencia, tiempo de toma de carga y tiempo de partida por los guarismos 0.8, 0.1 y 0.1 

                                                           
12

 La creación de los denominados servicios complementarios por la ley corta del 2004 debiera a futuro 
separar el pago por potencia, orientado a remunerar la suficiencia, o capacidad de entregar potencia en 
punta, de los servicios de seguridad que debieran ser remunerados como servicios complementarios. 
Esto está pendiente de la aprobación de un reglamento de los servicios complementarios. 
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respectivamente. Los casos tiempo de partida y caso tiempo de incremento de carga se 

conocen en conjunto como atributo de seguridad. 

Á Para realizar el cálculo de la potencia firme preliminar, cada central ingresa a 

éste con una potencia inicial y una indisponibilidad determinada. 

Á La realización del cálculo del atributo de seguridad, se realiza ponderando las 

potencias iniciales por los factores asociados a los tiempos de partida y toma de carga 

para cada una de ellas, en la forma señalada por la RM 119 (capítulo VI, punto 1.4 y 

1.5). 

Á El cálculo del atributo de suficiencia se realiza a través de la incorporación de la 

probabilidad de pérdida de carga en horas de punta del sistema (LOLPhp) mediante el 

uso de la información de potencia inicial de las centrales y su indisponibilidad, 

utilizando el módulo de cálculo de potencia firme propuesto por la D.O. 

Á El cálculo de la potencia inicial es distinto dependiendo si se trata de centrales 

térmicas, autoproductores o centrales hidráulicas. 

Á Para el cálculo de la potencia inicial de las centrales térmicas se aplica 

directamente lo señalado para la verificación de las potencias máximas descrito en el 

informe adjunto a la RM 34 (capítulo III, punto 2). 

Á El cálculo de la potencia inicial de las centrales hidráulicas, depende de si la 

central corresponde a una central de pasada pura, serie hidráulica o embalse, y sus 

tratamientos específicos están detallados en la minuta DPO N°02/2005/02_Ver2, que 

complementa lo señalado en las Resoluciones Ministeriales 119, 34, 35 y 17, así como 

los dictámenes números 5 al 13 del 2004. 

Á Finalmente, para el caso de los autoproductores, se representa como una central 

ficticia equivalente a los excedentes de potencia y la potencia de esta central es 

penalizada por un factor que dé cuenta de los eventos en los cuales el proceso productivo 
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demanda potencia del sistema eléctrico. El detalle del cálculo del factor está contenida 

en el informe adjunto a la RM 17 (capítulo III, punto 5). 
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Anexo D. Costos De Combustibles Centrales Térmicas 

Tabla Anexo-6. Costo de Combustible Centrales Térmicas SIC 

  Potencia Entrada Salida Tasa de salida 
 

Costo Unidades Consumo Unidades C. Var. C. Var. 

Central Neta en de forzada Tipo de de de costo de Específico de consumo no comb. 
 

  [MW]  Operación Operación (%)  Combustible Combustible * combustible 
 

específico [US$/MWh] [US$/MWh] 

Escuadron 14,2 *  *  3,3% Biomasa 6,40 [US$/m3 st] 7,000 [m3 st/MWh] 2,40 47,20 

Los Colorados 2 9,0 MesJul-2011 *  3,3% Biomasa 10,00 [US$/MWh] 1,000   0,00 10,00 

Masisa 11,1 MesOct-2011 *  5,0% Biomasa 45,20 [US$/MWh] 1,000   0,00 45,20 

Celco 01 3,0 *  *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 10,00 [US$/MWh] 1,000   0,00 10,00 

Celco 02 2,0 *  *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 86,11 [US$/MWh] 1,000   0,00 86,11 

Celco 03 3,0 *  *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 194,09 [US$/MWh] 1,000   0,00 194,09 

licanten 00 1,0 *  *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 29,00 [US$/MWh] 1,000   0,00 29,00 

licanten 01 3,0 *  *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 245,73 [US$/MWh] 1,000   0,00 245,73 

Nueva Aldea 01 14,0 *  *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 25,00 [US$/MWh] 1,000   0,00 25,00 

Arauco 01a 20,6 MesOct-2010 *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 40,30 [US$/MWh] 1,000   0,00 40,30 

Arauco 02a 6,0 MesOct-2010 *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 193,50 [US$/MWh] 1,000   0,00 193,50 

valdivia 01 11,0 *  *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 0,00 [US$/MWh] 1,000   0,00 0,00 

valdivia 02 26,0 *  *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 18,00 [US$/MWh] 1,000   0,00 18,00 

valdivia 03 24,0 *  *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 174,76 [US$/MWh] 1,000   0,00 174,76 

Lautaro 20,0 MesFeb-2011 *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 8,00 [US$/m3] 5,720 [m3/MWh] 8,50 54,26 

Viñales 32,0 MesNov-2011 *  3,3% Biomasa-Licor Negro-Petróleo N°6 40,00 [US$/MWh] 1,000   0,00 40,00 

cholguan 00 9,0 *  *  3,3% Biomasa-Petróleo N°6 32,80 [US$/MWh] 1,000   0,00 32,80 

cholguan 01 4,0 *  *  3,3% Biomasa-Petróleo N°6 207,06 [US$/MWh] 1,000   0,00 207,06 

Guacolda 01 142,9 *  *  2,1% Carbón 110,28 [US$/Ton] 0,360 [Ton/MWh] 1,00 40,70 

Guacolda 02 142,9 *  *  2,1% Carbón 110,28 [US$/Ton] 0,360 [Ton/MWh] 1,00 40,70 

Guacolda 03 137,1 *  *  2,1% Carbón 83,72 [US$/Ton] 0,350 [Ton/MWh] 2,10 31,40 

Guacolda 04 139,0 *  *  2,1% Carbón 84,50 [US$/Ton] 0,350 [Ton/MWh] 2,00 31,58 

Ventanas 01 112,8 *  *  6,9% Carbón 102,55 [US$/Ton] 0,415 [Ton/MWh] 2,18 44,74 

Ventanas 02 207,9 *  *  2,1% Carbón 102,55 [US$/Ton] 0,397 [Ton/MWh] 1,38 42,09 

Nueva Ventanas 249,0 *  *  2,1% Carbón 102,55 [US$/Ton] 0,380 [Ton/MWh] 5,55 44,52 

Bocamina 121,0 *  *  12,5% Carbón 103,91 [US$/Ton] 0,380 [Ton/MWh] 1,00 40,49 

Santa Maria 343,0 MesAgo-2011 *  2,1% Carbón 100,00 [US$/Ton] 0,352 [Ton/MWh] 3,00 38,20 

Bocamina 02 342,0 MesOct-2011 *  2,1% Carbón 100,00 [US$/Ton] 0,352 [Ton/MWh] 6,26 41,46 

Campiche 242,0 MesJul-2012 *  2,1% Carbón 108,00 [US$/Ton] 0,375 [Ton/MWh] 2,50 43,00 

Constitucion 7,0 *  *  3,3% Desechos Forestales 0,00 [US$/MWh] 1,000   0,00 0,00 

Laja 7,0 *  *  3,3% Desechos Forestales 0,00 [US$/MWh] 1,000   0,00 0,00 

Eolica Canela 01 18,2 *  *  0,0% Eolica 0,00 [US$/MWh] 1,000   7,70 7,70 

Eolica Canela 02 60,0 *  *  0,0% Eolica 0,00 [US$/MWh] 1,000   7,70 7,70 

Monte Redondo 48,0 *  *  0,0% Eolica 0,00 [US$/MWh] 1,000   7,70 7,70 

Eolica Totoral 46,0 *  *  0,0% Eolica 0,00 [US$/MWh] 1,000   7,70 7,70 

Eolica Punta Colorada 20,0 MesFeb-2011 *  0,0% Eolica 0,00 [US$/MWh] 1,000   7,70 7,70 

Eolica IV Region 09 50,0 MesDic-2020 *  0,0% Eolica 0,00 [US$/MWh] 1,000   7,70 7,70 

Eolica Concepcion 06 50,0 MesOct-2020 *  0,0% Eolica 0,00 [US$/MWh] 1,000   7,70 7,70 
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Tabla Anexo-7. Costo de Combustible Centrales Termicas SIC (Continuación) 

  Potencia Entrada Salida Tasa de salida   Costo Unidades Consumo Unidades C. Var. C. Var. 

Central Neta en de forzada Tipo de de de costo de Específico de consumo no comb.   

  [MW]  Operación Operación (%)  Combustible Combustible * combustible   específico [US$/MWh] [US$/MWh] 

Taltal 01 GNL 121,5 MesOct-2012 MesSep-2013 5,0% GNL 7,65 [US$/Mbtu] 11,182 [Mbtu/MWh] 3,19 88,69 

Taltal 02 GNL 123,4 MesOct-2012 MesSep-2013 5,0% GNL 7,65 [US$/Mbtu] 11,182 [Mbtu/MWh] 3,19 88,69 

Taltal CC GNL 360,0 MesEne-2014 *  5,0% GNL 7,65 [US$/Mbtu] 6,909 [Mbtu/MWh] 3,19 56,01 

Nehuenco 01 GNL 340,1 MesAbr-2018 *  2,1% GNL 478,88 [US$/dam3] 0,197 [dam3/MWh] 0,00 94,48 

Nehuenco 01 FA GNL 21,4 MesAbr-2018 *  2,1% GNL 478,88 [US$/dam3] 0,248 [dam3/MWh] 0,00 118,52 

Nehuenco 02 GNL TP 384,2 MesOct-2010 MesMay-2011 2,1% GNL 478,88 [US$/dam3] 0,181 [dam3/MWh] 0,00 86,77 

Nehuenco 02 GNL 384,2 MesJul-2018 *  2,1% GNL 478,88 [US$/dam3] 0,181 [dam3/MWh] 0,00 86,77 

San Isidro GNL 350,0 *  *  2,1% GNL 405,07 [US$/dam3] 0,203 [dam3/MWh] 3,87 86,10 

San Isidro FA GNL 20,0 *  *  2,1% GNL 405,07 [US$/dam3] 0,337 [dam3/MWh] 2,82 139,13 

San Isidro 02 GNL 346,0 *  *  2,1% GNL 405,07 [US$/dam3] 0,184 [dam3/MWh] 3,71 78,08 

San Isidro 02 FA GNL 19,0 *  *  2,1% GNL 362,14 [US$/dam3] 0,337 [dam3/MWh] 2,82 124,68 

Quintero 01 CA GNL 128,0 *  *  2,1% GNL 405,07 [US$/dam3] 0,276 [dam3/MWh] 3,22 114,95 

Quintero 02 CA GNL 129,0 *  *  2,1% GNL 405,07 [US$/dam3] 0,276 [dam3/MWh] 3,22 114,95 

Nueva Renca GNL 320,1 MesAbr-2014 *  2,1% GNL 12,98 [US$/Mbtu] 7,167 [Mbtu/MWh] 3,10 96,10 

Nueva Renca Int GNL 49,8 MesAbr-2014 *  2,1% GNL 12,98 [US$/Mbtu] 8,782 [Mbtu/MWh] 0,00 113,95 

Candelaria CA 01 GNL 125,3 MesAbr-2014 *  2,1% GNL 478,88 [US$/dam3] 0,314 [dam3/MWh] 2,80 153,36 

Candelaria CA 02 GNL 128,6 MesDic-2018 *  2,1% GNL 478,88 [US$/dam3] 0,314 [dam3/MWh] 2,80 153,36 

Nueva Aldea 03 37,0 *  *  3,3% Licor Negro-Petróleo N°6 0,00 [US$/MWh] 1,000   0,00 0,00 

Taltal 01 Diesel 121,5 *  MesSep-2012 5,0% Petróleo Diesel 774,02 [US$/Ton] 0,254 [Ton/MWh] 6,00 202,60 

Taltal 02 Diesel 123,4 *  MesSep-2012 5,0% Petróleo Diesel 774,02 [US$/Ton] 0,254 [Ton/MWh] 6,00 202,60 

Diego de Almagro TG 46,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 765,40 [US$/Ton] 0,337 [Ton/MWh] 6,63 264,57 

San Lorenzo 01 28,6 *  *  5,0% Petróleo Diesel 781,60 [US$/Ton] 0,336 [Ton/MWh] 25,00 287,62 

San Lorenzo 02 26,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 781,60 [US$/Ton] 0,386 [Ton/MWh] 25,00 327,01 

Emelda 01 33,3 *  *  5,0% Petróleo Diesel 760,79 [US$/Ton] 0,288 [Ton/MWh] 14,00 233,11 

Emelda 02 36,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 760,79 [US$/Ton] 0,360 [Ton/MWh] 14,00 287,88 

El Salvador TG 23,8 *  *  5,0% Petróleo Diesel 774,51 [US$/Ton] 0,337 [Ton/MWh] 39,80 300,81 

Tierra Amarilla 152,3 *  *  5,0% Petróleo Diesel 805,94 [US$/Ton] 0,239 [Ton/MWh] 16,84 209,46 

Cenizas 17,1 *  *  5,0% Petróleo Diesel 546,46 [US$/Ton] 0,230 [Ton/MWh] 13,81 139,66 

Termopacífico 80,2 *  *  5,0% Petróleo Diesel 783,54 [US$/Ton] 0,225 [Ton/MWh] 16,20 192,50 

TG Peñon 81,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 801,94 [US$/Ton] 0,218 [Ton/MWh] 25,80 200,30 

Espinos 122,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 764,97 [US$/Ton] 0,221 [Ton/MWh] 26,90 196,11 

Olivos 98,5 *  *  5,0% Petróleo Diesel 764,97 [US$/Ton] 0,225 [Ton/MWh] 25,80 198,15 

Los Vientos 132,0 *  *  2,1% Petróleo Diesel 754,36 [US$/Ton] 0,267 [Ton/MWh] 2,95 204,36 

Las Vegas 2,1 *  *  5,0% Petróleo Diesel 587,99 [US$/m3] 0,284 [m3/MWh] 24,86 191,56 

Nehuenco 01 Diesel 310,0 *  MesMar-2018 5,0% Petróleo Diesel 636,17 [US$/m3] 0,190 [m3/MWh] 5,21 125,83 

Nehuenco 02 Diesel 391,5 MesJun-2011 MesJun-2018 2,1% Petróleo Diesel 636,17 [US$/m3] 0,189 [m3/MWh] 5,21 125,64 

Nehuenco 9B 01 Diesel 92,0 *  *  10,0% Petróleo Diesel 636,17 [US$/m3] 0,327 [m3/MWh] 4,30 212,52 

Nehuenco 9B 02 Diesel 16,0 *  *  10,0% Petróleo Diesel 636,17 [US$/m3] 0,339 [m3/MWh] 21,50 237,29 

Con Con 2,3 *  *  5,0% Petróleo Diesel 585,26 [US$/m3] 0,284 [m3/MWh] 25,44 191,36 

Colmito 55,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 627,59 [US$/Ton] 0,298 [Ton/MWh] 12,00 199,02 

Laguna Verde 52,7 *  *  50,0% Petróleo Diesel 749,76 [US$/Ton] 0,470 [Ton/MWh] 7,86 360,25 

Laguna Verde TG 17,9 *  *  5,0% Petróleo Diesel 749,76 [US$/Ton] 0,264 [Ton/MWh] 1,00 198,94 

Placilla 3,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 587,27 [US$/m3] 0,278 [m3/MWh] 20,33 183,74 

Quintay 3,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 587,58 [US$/m3] 0,278 [m3/MWh] 21,00 184,49 

 



 
134 

 

 

Tabla Anexo-8. Costo de Combustible Centrales Termicas SIC (Continuación) 

  Potencia Entrada Salida Tasa de salida   Costo Unidades Consumo Unidades C. Var. C. Var. 

Central Neta en de forzada Tipo de de de costo de Específico de consumo no comb.   

  [MW]  Operación Operación (%)  Combustible Combustible * combustible   específico [US$/MWh] [US$/MWh] 

Totoral 3,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 592,06 [US$/m3] 0,278 [m3/MWh] 24,23 188,97 

Nueva Renca FA GLP 30,0 *  MesMar-2014 2,1% Petróleo Diesel 833,10 [US$/m3] 0,186 [m3/MWh] 0,10 155,06 

Nueva Renca Diesel 312,0 *  MesMar-2014 2,4% Petróleo Diesel 750,20 [US$/Ton] 0,171 [Ton/MWh] 7,50 135,78 

Renca 92,0 *  *  11,0% Petróleo Diesel 750,20 [US$/Ton] 0,365 [Ton/MWh] 3,60 277,42 

EV25 25,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 775,80 [US$/Ton] 0,309 [Ton/MWh] 1,00 240,72 

Esperanza 01 18,8 *  *  5,0% Petróleo Diesel 680,00 [US$/m3] 0,406 [m3/MWh] 7,05 283,30 

Esperanza 02 1,8 *  *  5,0% Petróleo Diesel 680,00 [US$/m3] 0,260 [m3/MWh] 26,15 202,95 

Esperanza 03 1,6 *  *  5,0% Petróleo Diesel 680,00 [US$/m3] 0,269 [m3/MWh] 23,67 206,89 

Coligues 22,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 523,74 [US$/Ton] 0,214 [Ton/MWh] 15,30 127,38 

Candelaria CA 01 Diesel 125,3 *  MesMar-2014 2,1% Petróleo Diesel 644,34 [US$/m3] 0,322 [m3/MWh] 2,80 210,08 

Candelaria CA 02 Diesel 128,6 *  MesNov-2018 2,1% Petróleo Diesel 644,34 [US$/m3] 0,322 [m3/MWh] 2,80 210,08 

Teno 58,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 805,53 [US$/Ton] 0,221 [Ton/MWh] 25,80 203,82 

Maule 6,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 792,77 [US$/Ton] 0,282 [Ton/MWh] 13,92 237,24 

Constitución Elektragen 9,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 792,77 [US$/Ton] 0,282 [Ton/MWh] 13,92 237,24 

Linares 0,4 *  *  5,0% Petróleo Diesel 643,79 [US$/m3] 0,263 [m3/MWh] 24,23 193,22 

San Gregorio 0,4 *  *  5,0% Petróleo Diesel 643,79 [US$/m3] 0,263 [m3/MWh] 24,23 193,22 

Nueva Aldea 02 Diesel 10,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 627,88 [US$/m3] 0,345 [m3/MWh] 3,00 219,62 

Campanario 01 Diesel 56,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 773,40 [US$/Ton] 0,246 [Ton/MWh] 14,08 204,41 

Campanario 02 Diesel 56,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 773,40 [US$/Ton] 0,247 [Ton/MWh] 14,08 204,96 

Campanario 03 Diesel 56,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 773,40 [US$/Ton] 0,245 [Ton/MWh] 14,08 203,87 

Campanario 04 CA Diesel 42,0 *  MesEne-2011 5,0% Petróleo Diesel 773,40 [US$/Ton] 0,266 [Ton/MWh] 6,50 212,22 

Los Pinos 104,2 *  *  5,0% Petróleo Diesel 619,40 [US$/m3] 0,227 [m3/MWh] 4,50 144,98 

Santa Lidia 139,0 *  *  2,1% Petróleo Diesel 852,97 [US$/Ton] 0,259 [Ton/MWh] 3,53 224,45 

Petropower 54,2 *  *  3,3% Petróleo Diesel 3,90 [US$/MWh] 1,000   0,00 3,90 

Newen 13,1 *  *  5,0% Petróleo Diesel 240,46 [US$/MWh] 1,000   5,00 245,46 

Coronel TG Diesel 46,7 *  *  5,0% Petróleo Diesel 811,25 [US$/Ton] 0,216 [Ton/MWh] 26,70 202,09 

Horcones TG Diesel 24,3 *  *  5,0% Petróleo Diesel 638,52 [US$/m3] 0,418 [m3/MWh] 3,00 269,90 

Antilhue TG 01 50,3 *  *  5,0% Petróleo Diesel 752,45 [US$/m3] 0,274 [m3/MWh] 2,90 208,85 

Antilhue TG 02 50,9 *  *  5,0% Petróleo Diesel 752,45 [US$/m3] 0,274 [m3/MWh] 2,90 208,85 

Chuyaca 14,3 *  *  5,0% Petróleo Diesel 838,78 [US$/Ton] 0,222 [Ton/MWh] 13,60 199,73 

Degañ 36,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 893,29 [US$/Ton] 0,219 [Ton/MWh] 15,00 210,36 

Ancud 3,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 889,72 [US$/Ton] 0,242 [Ton/MWh] 10,00 224,96 

Quellon 02 10,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 888,98 [US$/Ton] 0,222 [Ton/MWh] 13,60 210,86 

Trapen 81,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 841,12 [US$/Ton] 0,218 [Ton/MWh] 25,80 208,83 

Chiloé 9,0 *  *  5,0% Petróleo Diesel 948,91 [US$/Ton] 0,269 [Ton/MWh] 13,92 268,99 

Calle-Calle 20,0 MesOct-2010 *  5,0% Petróleo Diesel 210,40 [US$/MWh] 1,000   0,00 210,40 

Campanario 04 CC Diesel 60,0 MesFeb-2011 *  5,0% Petróleo Diesel 773,40 [US$/Ton] 0,192 [Ton/MWh] 5,50 153,99 

Huasco TG 58,0 *  *  36,0% Petróleo IFO-180 647,65 [US$/Ton] 0,362 [Ton/MWh] 11,63 246,08 

Punta Colorada 01 Fuel 16,3 MesOct-2010 *  5,0% Petróleo IFO-180 120,00 [US$/MWh] 1,000   15,00 135,00 

Cementos Bio Bio 13,6 MesOct-2010 *  5,0% Petróleo IFO-180 210,40 [US$/MWh] 1,000   0,00 210,40 

 


