
                                    

INTRODUCCION: 

Esta entrega del monitor energético se concentra en aspectos específicos del sector eléctrico; tales 
como: costos de generación, indexación de precios de compra de energía, márgenes y los 
potenciales beneficios del programa de medición neta. Se analiza también el consumo de 
combustibles y la sustitución observada de la gasolina regular por gas licuado de petróleo (GLP). Las 
implicaciones fiscales de los “subsidios” al sector eléctrico y de la sustitución de combustibles son 
también analizadas. La última sección hace una revisión de ciertos elementos que han afectado el 
precio del petróleo, al inicio de este año, y se discute implicaciones para la economía. 

1. SECTOR ELECTRICO. 

En lo que se refiere a los costos de generación, ha sido posible observar cifras de un sólo dígito en 
los datos reportados en el portal del Organismo coordinador del Sector Eléctrico Interconectado 
(www.oc.org.do). Los costos corresponden a los declarados por las empresas generadoras, que 
permiten ordenar el despacho de energía a la red, de las diferentes plantas existentes, en dólares 
por kilovatio hora (US$/kwh). Es necesario tener en cuenta que los precios de los contratos de largo 
plazo con los generadores han cambiado con la caducidad de tales contratos, en el periodo 2016-
2017. Casi la totalidad de la energía eléctrica que adquieren las firmas distribuidoras es comprada 
en el mercado de corto plazo (SPOT). La Gráfica 1 incluye los costos marginales durante el mes de 
enero 2018.  

 

El costo marginal promedio más elevado registrado se observa el día 5, US$118.1 Mwh (US$0.118 
Kwh). Los días 13 y 16 de enero muestran los costos más bajos del mes US$0.883 por kwh. La Gráfica 
2 muestra el costo por hora para los días 5 y 16 de enero de 2018. Puede notarse el tope establecido 
de US$140 por Mwh (US$0.14/kwh). El día cinco de enero la demanda requirió la entrada al sistema 
eléctrico generadores con costos entre US$90/Mwh y US$140/Mwh. El término costo marginal en 
realidad se refiere al incremento en el costo medio debido a la entrada de una planta adicional a la 
red, para completar la oferta de energía programada del día. En otras palabras, mide el cambio del 
costo por unidad de diferentes plantas. 
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El rango de costos antes señalado se observa entre la 8:00 am y las 21:00 pm. Un menor uso de 
equipos de aires acondicionados en los meses de invierno permite la no inyección a la red de plantas 
con costos de generación cercanos al tope establecido, y superior al promedio, en horas pico. El 
costo de US$140/Mwh es el tope establecido, en la actualidad, para autorizar la entrada de una 
planta de generación a la red.  

En los meses de más altas temperaturas podría observarse costos más elevados, dada la mayor 
utilización de equipos de aires acondicionado. Este tope de US$140/Mwh implicaría un 
racionamiento de la oferta de energía, en horas pico; con la consecuencia de ocurrencia de 
interrupciones en el suministro. Estas interrupciones conllevan un aumento en los costos de los 
usuarios del servicio, que tendrían que encender plantas de emergencia, consumiendo Diesel. 

En el caso del día 16 de enero, se registra una variación muy pequeña en los costos de generación 
por hora. El rango observado oscila entre US$62.4 y $91.6 por Mwh. En los meses de más altas 
temperaturas, podría observarse costos más elevados, dada la mayor utilización de equipos de aires 
acondicionado. La Gráfica 3 incluye picos y valles para los valores de costos por hora del mes de 
enero. 

 

 

Uno de los elementos mencionados en la reducción de los costos de generación ha sido la 
terminación de los contratos de largo plazo. También hay que señalar el otorgamiento de contratos 



de mediano plazo mediante subastas. La CDEEE anuncio en su portal en la Red (abril 17, 2017) que 
había adjudicado a AES Andrés, S.A. 275 megavatios y 196.5 a Itabo, S.A. Los contratos se firmaron 
a cinco años. El precio pactado por la energía fue de US$0.08 por kilovatio hora (Kwh). En fecha 
posterior, la CDEEE adjudicó unos 40Mw adicionales a los previamente otorgados. La empresa 
generadora signataria de este contrato fue Ege-Haina con la unidad Barahona, que utiliza carbón 
mineral como combustible. El precio contratado alcanzo US$0.084 por Kwh. 

El resultado de las subastas muestra el hecho de que las plantas generadoras beneficiadas son las 
que utilizan los combustibles de menor costo: gas natural y carbón. La CDEEE planea licitar potencia 
adicional, con nuevas plantas a gas natural, con contratos de largo plazo. Con las futuras subastas 
para plantas de gas natural, la CDEEE persigue un cambio significativo en la mezcla de combustibles 
de generación.  

La Gráfica 4 ilustra la mezcla de combustibles en el vector de generación. Para 2017, la utilización 
de fuel #6 era de un 4%, comparado con un 20% en 2013, y los planes para 2020 eliminan el consumo 
de este combustible.   

 

                                         Fuente: www.cdeee.gob.do 

En la misma Gráfica 4, se puede apreciar que los planes para el 2020 incluyen una muy reducida 
participación de las energías renovables (solar y eólica). El aumento de estas dos fuentes de energía, 
en los planes para el 2020, es de un 7%. Mientras que la generación con carbón aumentaría en el 
mismo porcentaje. En lo concerniente a gas natural, la participación de este combustible en el vector 
de generación decaería en un 9%.  

Los cambios que podrían introducirse en la mezcla de combustibles de generación, en los planes 
para 2020, señala que estaríamos tratando de nadar contra las corrientes tecnológicas en los 
mercados internacionales. Una mayor reducción en costos de generación, de largo plazo, puede 
lograrse con un mayor uso de fuentes renovables de energía. Por ejemplo: energía solar y eólica.  

Los costos de largo plazo de ambas fuentes de generación han alcanzado la paridad con fuentes 
convencionales de generación. Lazard en su reporte sobre costos de largo plazo de energía versión 
10.0, estima el costo por kwh de la energía solar en US$0.047. El problema de la intermitencia de la 
energía solar eólica puede ser resuelto con tecnología de almacenamiento (térmico o eléctrico) y 
con la conversión de plantas existentes a gas natural. Estas plantas pueden suplir energía en horas 
donde no hay radiación solar y en momentos con vientos de baja velocidad. 



Para ampliar sobre los beneficios de una mayor penetración de generación con fuentes renovables, 
se discuten algunos elementos del esquema de medición neta. Mediante este arreglo comercial, los 
usuarios del servicio pueden instalar un máximo 50 kW (consumidores residenciales) y un máximo 
de 1,500 KW (consumidores industriales) de generación con paneles solares, para su consumo. El 
excedente de producción de energía solar puede ser inyectado a la red. El usuario recibe un crédito 
en su factura, por el valor de la energía inyectada, que le otorga la empresa distribuidora. 

MEDICION NETA 

De acuerdo con informaciones en el portal de la Comisión Nacional de Energía (CNE), en abril del 
2017 había una capacidad instalada de energía fotovoltaica de 42Mw, en el programa de medición 
neta. También se registraban 8.49Mw de energía fotovoltaica, operando fuera del mencionado 
programa. El total de usuarios en el programa era de 1,818, en todo el país. En unos quince meses, 
la capacidad instalada había aumentado de 16.7Mw (2015) a 40.36Mw (2017). 

Existen potenciales beneficios para los usuarios de la energía solar y las compañías distribuidoras de 
energía eléctrica (EDE’s). Las distribuidoras pueden:  

1) Reducir inversión y gastos de capital en virtud que la inversión de la generación solar es realizada 
los usuarios.  

2) Dado que la transacción conlleva un crédito a la cuenta del usuario, no ocurre intercambio de 
efectivo, las Ede’s pueden disminuir costos financieros, y gastos desembolsables por compra de 
energía a otros generadores.  

3) La energía no consumida e inyectada a la red por los usuarios (auto productores), puede ser 
vendida a terceros. 

4) Reducir pérdidas en transmisión y hurto de energía; ya que la misma se produce en el lugar 
donde se consume. 

El Cuadro 1 resume los datos de producción de energía fotovoltaica, autoconsumo e inyección a la 
red, dentro del programa de medición neta. Los datos corresponden al periodo comprendido entre 
mayo 2016 y abril 2017. 

Cuadro 1. Producción, Autoconsumo e Inyección. Medición Neta 

      

 EDENORTE EDESUR EDEESTE  
Kwh/Kwp           1,122.58         1,083.18       1,156.82   
Autoconsumo kwh 14,502,955 10,644,704 4,814,504  
Porcentaje consumo                   0.68                 0.58               0.93   
Inyección                   0.32                 0.42               0.07   
Periodo: mayo 2016-abril 2017. Fuente: CNE.    

 

Para el periodo arriba citado, los precios promedios ponderados de compra de energía para las tres 
distribuidoras son: 12.81 (Edenorte); 12.44 (Edesur) y 11.90 (Edeeste). Los precios están expresados 
en US$ centavos por kwh. La ponderación se calcula incluyendo precios promedios de contratos y 
del mercado de corto plazo. En lo que concierne a los márgenes de venta estos son: 3.41 (Edenorte); 
5.30 (Edesur) y 4.41 (Edeeste) centavos de dólares por Kwh, respectivamente. Los gastos promedios 
por intereses e inversiones de capital alcanzaron los siguientes valores: 0.012 y 0.0148 US$ centavos 



por kwh, para cada renglón. Estos datos están publicados en el reporte de desempeño de las Ede’s 
a marzo de 2017, y publicado en el portal de la CDEEE. 

Cuadro 2.  
Beneficios Medición Neta. Mayo 2016 -  Abril 
2017    

     EDENORTE EDESUR EDEESTE Total 

Capacidad Kwp    Kw 19,038 16,841 4,481 40,360 

KWh/Kwp  Anual    1,123 1,083 1,157  

Producción Anual   Kwh 21,371,651 18,241,900 5,183,717 44,797,267 

Autoconsumo    Kwh 14,502,955 10,644,704 4,814,504 29,962,162 

Inyección a la red   Kwh 6,868,696 7,597,196 369,213 14,835,105 

Reducción de Pérdidas   Kwh 6,411,495 5,472,570 1,555,115 13,439,180 

Reducción de Pérdidas   US$ 821,505 681,083 185,077 1,687,665 

Reducción en ventas   US$ -495,566 -564,659 -228,540 -1,288,765 

Ventas Autoproductores   US$ 880,086 945,501 43,941 1,869,528 

  Subtotal  US$ 1,206,025 1,061,926 478 2,268,429 
Reducción gastos finan-
cieros   US$ 326,986 246,266 40,433 613,685 
Reducción de gastos de 
capital   US$ 478,725 97,594 89,678 665,997 

  Efecto Neto  2,011,736 1,405,785 130,590 3,548,111 

  Valor Neto      44,242,586 

        
 

El resultado neto para las EDE’s alcanzo US$3.5 millones, para el periodo mayo 2016-abril 2017. La posibilidad 
de obtener márgenes de beneficios por la venta de la energía inyectada por los auto productores excede la 
reducción de las ventas a este grupo de usuarios. En adición, el estimado de reducción de pérdidas por hurto, 
en el volumen correspondiente al autoconsumo totaliza US$1.6 millones. Dado que la vida útil de las 
instalaciones fotovoltaicas es de 25 años, el valor presente de los beneficios del programa es de US$44 

millones, descontados al 7% anual. Esta cifra puede parecer relativamente elevada; pero considerando 
que las Ede’s pudiesen reducir sus pérdidas, en el corto plazo, a un 15%, el valor presente del 
programa de medición neta totalizaría unos US$31 millones. 

Una evaluación preliminar del sistema de medición neta de la CNE señalaba una pérdida de 
US$3.96MM, de enero a octubre de 2015. El reporte en cuestión no redujo de las compras a otros 
suplidores de energía, la cantidad consumida y la inyectada a la red por los usuarios del programa. 
Por otra parte, los cálculos realizados en este reporte incluían un aumento adicional de compra de 
energía. Esto duplicaba el gasto en compra de energía.  

En el caso “hipotético” de necesitar potencia extra, debido a la variabilidad de la energía solar; 
muchos de los usuarios del programa ya pagan un cargo por potencia en su factura. Mantener la 
potencia y los cargos por la misma, en los contratos, no requiere la compra adicional de energía. Es 
preciso también indicar que el programa permite a los usuarios producir para su consumo una 
fracción de la energía que compra de la red. La compensación, ahorro para el usuario, se realiza 
mediante nota de crédito a su factura, y el cargo por potencia puede mantenerse invariable. El 
programa permite, básicamente, a los usuarios reducir compras de energía de fuentes más costosas. 

El programa de medición neta debe mantenerse como una transacción que no implique desembolso 
de efectivo para las Ede’s. El monto por acreditar debe valorarse en función de la tarifa de venta de 
energía al usuario, deduciendo los costos de transmisión de la fracción de energía inyectada a la red 



por el usuario. El cargo por potencia se mantiene invariable. No existe justificación alguna para 
aumentar el cargo por potencia a los usuarios; excepto que el objetivo sea desincentivar el uso de 
la energía solar. Los balances positivos a favor de los usuarios, al finalizar el año, pueden distribuirse 
en cantidades iguales para acreditarse a los usuarios en los noventa días siguientes. 

Los potenciales beneficios adicionales para la economía pueden aumentar si se incluyen: a) alzas 
especulativas en los precios de los combustibles, b) menos emisiones contaminantes y c) una mayor 
libertad energética. 

 

INDEXACION DE COSTOS DE GENERACION. 

La fórmula para ajustar la tarifa por kilovatio hora de generación, incluye variaciones por inflación y por 
cambio en el precio del barril del petróleo. Estos cambios se estiman utilizando el precio del barril de petróleo 
de un año base. La misma metodología se aplica a la inflación. Ambos elementos, inflación y variaciones en 
los precios del petróleo se suman mediante ponderación con coeficientes constantes. El factor de ponderación 
para la inflación es de 0.40 y para el precio del petróleo es de 0.60. El sumando resultante se utiliza como 
factor de ajuste del precio de compra de energía del año base. La fórmula antes descrita es la siguiente: 

 

Fuente: Superintendencia de Electricidad 

CMETi es el precio de compra de energia del mes i. CMETo es el precio del año base. CPI es el indice 
de precios al consumidor de los Estados Unidos. PFO#6 es el precio del Diesel pesado. El precio base 
del Diesel pesado (Heavy Fuel Oil HFO#6) es US$17 por barril.  

El Cuadro 3 resume los cálculos de los costos marginales (precios de compra de energía) para el 
último trimestre del 2016, y el promedio correspondiente a ese año. Cada uno de los componentes 
de la formula se detalla por mes, en cada línea del Cuadro 3. El precio base del Fuel Oil 6 es US$17 
por barril. Este precio implica factores de indexacion por combustibles muy superiores a la unidad 
en momentos que los precios del combustibles superan tres veces el precio del año base. La 
variacion porcentual del precio actual US$59.38 (WTI febrero 12, 2018, Bloomberg) con relación al 
año base es de 2.49. Este factor de indexación puede ser mucho menor si las variaciones porcentales 
se estimaran de un periodo (t) a un periodo equivalente precedente (t-1). Las tarifas a modificar 
corresponderían a las del periodo anterior (t-1). 

Utilizando los precios promedios del barril del petroleo para diciembre 2017 (US$57.88) y enero 
2018 (US$63.69), reportado por US Energy Information Administration, en su portal, estimamos la 
variación porcentual correspondiente. El cambio porcentual impicaría un ajuste al precio de la 
energía de 0.10 ((63.69-57.88)/57.88)). En el caso de que el ajuste se estimara con relacion al precio 
del año base, el factor de ajuste es 2.74. 

 

 

   



Cuadro 3. Costos Marginales de Generación 2016    

   Oct Nov Dic Promedio 

Costo Marginal Tope Base [US$/MWh] 56.38 56.38 56.38 56.38 

CPI Mar 2001   176.20 176.20 176.20 176.20 

CPI Mes i-2   240.85 241.43 241.73 239.27 
A = CPI Mes i-2/CPI Mar 2001   1.3669 1.3702 1.3719 1.3579 
Precio Fuel Oil N°6 - Base [US$/barril] 17.00 17.00 17.00 17.00 

Precio Fuel Oil N°6 - Promedio [US$/barril] 36.41 40.09 38.12 30.14 

Aporte CPI [US$/MWh] 30.82 30.90 30.94 30.62 
Aporte Precio Fuel Oil N°6 [US$/MWh] 72.45 79.77 75.85 59.98 

COSTO MARGINAL Tope [US$/MWh] 103.27 110.67 106.79 90.60 

Variación CMg tope (respecto mes anterior) % 4.1% 7.2% -3.5% 1.50% 

Variación CMg tope (respecto de enero) % 35.5% 45.2% 40.1% 18.88% 

Fuente: oc.org.do      

 

La diferencia de magnitud del factor de ajuste por cambios en precio puede sugerir sobre indexación en los 
precios de compra de energía, al utilizar un solo combustible y un año base. Es necesario resaltar que los 
costos ajustados se efectúan como si todos los generadores quemaran en sus plantas el mismo combustible. 
Este no es el caso. Cuál sería la diferencia en los factores de ajustes por combustibles si: 1) con cálculos 
basados en promedios ponderados de los precios de todos los combustibles utilizados en generación eléctrica, 
en un año base; 2) si los cambios se hicieran en función de variaciones temporales iguales (en otras palabras: 
mensuales, trimestrales o anuales). 

La Gráfica 5 muestra los cálculos arriba indicados y los compara con la forma actual de calcular los ajustes por 
cambios en el precio del Diesel pesado (HFO #6). El área sombreada en gris incluye los factores de ajustes con 
la metodología actual. Las áreas azules presentan los factores calculados en función de un promedio 
ponderado de los combustibles (PP), en el año base. La línea más cercana al eje horizontal incluye los factores 
con cambios porcentuales anuales del promedio ponderado de todos los combustibles. 

 

Los datos utilizados para las estimaciones arriba mencionadas se resumen en el Cuadro 4. Los mismos están 
publicados en el Informe de Desempeño de las EDE’s agosto 2015, en el portal de la CDEEE. La razón para 
utilizar este intervalo de tiempo era incluir un lapso temporal con elevados precios de los combustibles. Las 
estimaciones requieren convertir las unidades de volúmenes de combustibles a una base común. Para esta 
conversión se tomaron los precios en dólares por millón de BTU (Unidades Termales Británica). 



 

Las primeras siete filas del Cuadro 4 incluyen la participación porcentual en la generación de cada tipo de 
combustible. Estos porcentajes son utilizados para calcular los promedios ponderados que se detallan en las 
últimas dos filas. Se puede observar que los factores de ajustes estimados en base a los promedios ponderados 
son de menor magnitud que los correspondientes calculados en función del año base, y con sólo el precio del 
Diesel pesado (HFO #6). El factor de ajuste basado en el precio base del HFO #6 (US$17/barril) duplica, 
aproximadamente, el factor de ajuste basado en precios promedios ponderados. El estimado en base a 
cambios porcentuales anuales de los promedios ponderados señala reducción de precios para 2012, 2013 y 
2015. Ver línea 9 en Cuadro 4. 

La realidad actual del mercado de energía eléctrica, donde diferentes combustibles son utilizados, diferentes 
tecnologías coexisten y ajustes mensuales de precios (costos) de compra de energía, son la norma, sugiere 
cambios en la fórmula de indexación.  

La fórmula a utilizar debe ponderar la participación de cada combustible, las variaciones temporales deben 
ser realizadas mensualmente e inclusive el factor que multiplica en el sumando del componente de ajuste de 
combustible puede cambiar también. Esto en virtud de que las plantas que utilizan un combustible similar no 
necesariamente tienen igual estructura de costos, es decir, el “heat rate”(consumo de combustible por 
kilovatio hora generado) es diferente para la mayoría de las plantas. Diferentes tecnologías y combustibles en 
el menú de selección de plantas eléctricas señalan que el factor de 0.60 aplicado para el ajuste de 
combustibles no es constante. En el caso de plantas a gas natural, las que incluyen un ciclo combinado tienen 
una participación del combustible, en el costo de generación, menor que las de ciclo simple. 

La fórmula sugerida se presenta adelante: 

 

Donde:  

• Pct: Precio de compra de energía en el periodo t 

Cuadro 4         

Generación de Energía por tipo de Combustible y Precios Promedios      

  2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 

1. Eólica  0.0% 0.0% 0.0% 0.5% 1.7% 1.7% 2.1% 

2. Fuel Oil No. 2 6.9% 2.1% 5.2% 4.7% 2.7% 2.1% 7.3% 

3. Fuel Oil No. 2 y No. 6 6.7% 6.5% 3.2% 0.0% 0.0% 0.0% 0.0% 

4. Fuel Oil No. 6 38.1% 37.3% 37.8% 36.0% 37.2% 42.6% 42.9% 

5. Gas Natural 19.1% 27.2% 26.6% 30.7% 30.9% 29.4% 27.9% 

6. Carbón  16.6% 15.1% 15.3% 15.2% 14.3% 15.4% 13.7% 

7. Hidráulica  12.6% 11.7% 11.8% 12.9% 13.2% 8.8% 6.0% 

Precios Combustibles        

1. Fuel Oil # 2 (US$/BBL) 68.2  88.4  122.8  126.0  121.8  111.4  69.0  

2. Fuel Oil # 2 (US$/MMBTU) 12.4  16.1  22.3  22.9  22.1  20.2  12.5  

3. Fuel Oil # 6 (US$/BBL) 55.8  69.7  95.7  99.4  93.0  82.7  45.7  

4. Fuel Oil # 6 (US$/MMBTU) 9.4  11.8  16.2  16.8  15.7  14.0  7.7  

5. Gas Natural (US$/MMBTU) 4.2  4.5  4.1  2.8  3.7  4.3  2.9  

6. Carbón Mineral (US$/Ton) 58.9  77.6  111.0  83.7  71.8  67.1  54.7  

7. Carbón Mineral (US$/MMBTU) 2.4  3.1  4.5  3.4  2.9  2.7  2.2  

8. Precio Promedio Ponderado US$/MMBTU 5.64 6.42 9.05 8.49 2.72 8.06 5.33 

9. Variación anual PP  0.129 0.340 -0.064 -1.028 0.990 -0.408 

10. Variación año base PP 2.87 1.236 2.151 1.957 -0.051 1.808 0.857 

11. Variación año base FO #6 2.282 3.099 4.628 4.844 4.472 3.861 1.686 

Fuente: CDEEE Informe de Desempeño agosto 2015       

 



• Pct-1: Precio de compra de energía periodo precedente. 

• IPCt: Índice de precios al consumidor USA todos los bienes todas las ciudades (variaciones de doce 
meses). 

• IPCt-1: Índice de precios al consumidor USA periodo anterior. 

• PPCt: Precio promedio ponderado combustibles utilizados 

• PPCt-1: Precio promedio ponderado combustibles utilizados periodo precedente 

• Ponderaciones: porcentaje de energía generada por tipo de combustible periodo t y periodo t-1. 

• ẞt : Porcentaje promedio del gasto en combustible sobre costos totales, en la industria. 

 

MARGENES Y SUBSIDIOS 

Las operaciones de las empresas distribuidoras EDE’s se han caracterizado por márgenes negativos o muy 
reducidos en comparación con los gastos de operación. Esto ha requerido la transferencia de recursos del 
Estado Dominicano para cubrir los déficits. Una proporción importante de tales déficits lo constituyen las 
llamadas pérdidas “no técnicas” (hurto de energía y fraudes). El porcentaje de pérdidas, por este concepto, 
sobre la energía comprada a los generadores promedia un porcentaje de un 30%, aproximadamente. La 
situación previamente descrita hace desaparecer, prácticamente, la diferencia positiva entre los precios de 
venta a los usuarios de energía y los precios de compra a los generadores. El Cuadro 5 resume las pérdidas en 
Gwh de las EDE’s, las presenta en US$ millones anuales, y su equivalente en centavos por Kwh. 

En el periodo 2013-2017, las EDE’s han perdido un promedio de 4,000 Gwh, por año, US$537MM. Esto 
representa un 32% de la energía adquirida de las empresas generadoras.  

 

La Gráfica 6, más abajo, muestra los precios de venta de energía (Pv), los precios de compra (Pc) y los márgenes 
correspondientes. Es observable un descenso en los precios de compra y en los precios de venta 
simultáneamente acompañado de un aumento en los márgenes. Estos márgenes han aumentado de unos dos 
centavos el kilovatio hora (2013) a US$5.06 centavos, al cierre de noviembre 2017. Es importante señalar que 
el margen antes mencionado registró un descenso de US$1.46 centavos, con relación al cierre de 2016. Las 
pérdidas erosionan este margen reduciéndolo todavía más en aproximadamente US$2 centavos, promedio 
para 2015-2017. El Cuadro 6 resume estos datos y muestra como el margen menos las pérdidas es negativo, 
en 2013 y 2014. Este indicador no logra sobrepasar, significativamente, los dos centavos de Dólar por Kwh. La 
Gráfica 7 ilustra la tendencia en los precios de compra, venta y márgenes. 

Cuadro 5. Perdidas de las EDE's

2013 2014 2015 2016 2017 Promedio
Compra de Energía (GWh) 11,950.0 12,428.0 13,077.7 13,545.6 12,602.9 12,720.8

Pérdidas (GWh) 3,961.0 3,985.2 4,071.3 4,267.2 3,777.6 4,012.5

% 33% 32% 31% 32% 30% 32%

Valor Perdidas Pc US$MM 653.5 652.5 500.8 443.2 436.4 537.3

Valor Perdidas US$cent./Kwh 5.468 5.250 3.829 3.272 3.462 4.3

Fuente: CDEEE Informe de Desempeño nov. 2017



 

 

 

 

Para dar una idea de la dimensión de las pérdidas mencionadas, el promedio de los 4,000 Gwh anuales 
equivale, aproximadamente, a perder la generación de dos plantas de 280 Mw, disponibles al 80%.  En 
términos monetarios, las pérdidas anuales de US$537MM representan un potencial en nuevas instalaciones 
de 200Mw, en planta de ciclo combinado de gas y 170 Mw de generación eólica. Esta comparación ilustra la 
necesidad de elevar la prioridad otorgada a la reducción de pérdidas por fraude, en los planes de las EDE’s.  

Si las pérdidas se redujeran a la mitad, a un 15% de la energía comprada a los generadores, los márgenes 
menos las pérdidas pudiesen alcanzar los cuatro centavos de Dólar. Pero la inyección de generación adicional 
en la red, con proporciones de reducción de pérdidas relativamente pequeñas, puede terminar manteniendo 
elevadas presiones sobre el presupuesto del Estado. Es por esto por lo que los esfuerzos de reducción de estas 
deben concentrar mayores recursos, objetivos de mayor magnitud, que la expansión de capacidad de 
generación, en el corto plazo. La reducción de pérdidas implica menor inversión de capital y menores plazos 
para obtener flujo de efectivo positivo; por ende, retornos sobre las inversiones potencialmente más 
elevados. 

La situación deficitaria de las EDE’s no solo se acentúa por la elevada magnitud de las pérdidas; sino porque 
el exiguo margen resultante no permite cubrir los costos de operación, financieros y de capital. En virtud de 
esta situación, el Estado tiene que transferir recursos del presupuesto a las operaciones de las distribuidoras. 
El Cuadro 7 estima esta situación deficitaria en centavos por kwh comprado a los generadores. El objetivo de 
esta estimación es arrojar datos de que tan cara puede ser la energía eléctrica, para la sociedad, al incluir los 
“subsidios” y el monto en millones de dólares que estos requieren. 

Cuadro 6. Precio de Compra, Precio de Venta de Energía y Pérdidas EDE's

2013 2014 2015 2016 2017 Promedio
Pc Enenrgia US$Cents/Kwh 16.50 16.37 12.30 10.39 11.55 13.42

Pv Energia US$Cents/Kwh 19.33 18.51 17.54 16.90 16.61 17.78

Margen bruto Pv-Pc 2.84 2.14 5.24 6.52 5.06 4.36

Pérdidas de Energia US$Cents/Kwh 5.47 5.25 3.83 3.27 3.46 4.26

Margenbruto - Perdidas -2.63 -3.12 1.41 3.25 1.60

Fuente: CDEEE Informe de Desempeño nov. 2017



 

Los márgenes de comercialización incluyendo las pérdidas, para 2013 y 2014, resultaron negativos. 
Como resultado de la adición de gastos generales equivalentes a US$7.7 centavos por kwh, y 
US$2.08 centavos por gastos financieros en inversiones, el déficit total es de US$1,492MM, en 2013. 
Pese a la mejoría en el indicador mencionado al inicio del párrafo, en 2016 y 2017, el déficit de 
ambos años sobrepasó los US$1,000MM. La suma de los promedios de gastos operativos, personal, 
proveedores, financieros e inversiones representa un 60% del precio medio de venta, del periodo 
analizado (10.61/17.78). Esto deja muy poco espacio para la compra de energía.  

Esta continua situación deficitaria ha sido financiada con transferencias del presupuesto, emisiones 
de títulos de deuda y cuentas por pagar a las firmas generadoras. De acuerdo a datos del informe 
de desempeño, a noviembre 2017, la deuda de las EDE’s con los generadores totalizaba 
US$224.1MM. De este monto US$152.74MM corresponde a deuda vencida. Las transferencias del 
Estado alcanzaron US$776.6MM: US$233.1 para cubrir déficit operativo y US$543.5 para “Acuerdo 
de reconocimiento de Deuda y Pago”. Este es el título del acápite incluido en el reporte financiero 
de las EDE’s en el informe de desempeño en el portal de la CDEEE, al 30 de noviembre de 2017.  

Las transferencias del Estado arriba señaladas se traducen en unos US$0.06/Kwh adicionales al 
precio de compra promedio de US$0.1155, al 30 de noviembre del 2017. Esto implica un costo para 
la economía de US$0.177/Kwh. Este estimado no incluye los resultados de las operaciones de la 
Empresa de Transmisión Eléctrica (ETED), Empresa Generadora Hidroeléctrica (EGEHID) y CDEEE, 
como especie de “casa matriz”.  

Un vistazo final a las operaciones comerciales de la EDE’s se resume en el Cuadro 8. En el mismo se 
puede apreciar como “pérdidas”, reducida facturación, baja tasa de recuperación de efectivo y 
aumentos continuos en nómina, hacen el esquema administrativo actual de las EDE’s “frágil”, 
financieramente. Incluso desde el punto de vista fiscal. Una operación comercial que pierde el 30% 
de su mercancía, antes de llegar al almacén, factura solo un 93% de la mercancía almacenada y 
recupera un 66% del efectivo envuelto en el negocio, es poco viable. 

 

Mejorar la situación financiera de las EDEs conlleva reducir gastos operativos y financieros: 

Cuadro 7. Deficit Operacional EDE's US$cent./Kwh

2013 2014 2015 2016 2017 Promedio
1. Márgenes menos pérdidas -2.63 -3.12 1.41 3.25 1.60

Gastos operativos 2.543 2.797 2.688 2.727 2.599 2.671

Gastos de personal 2.432 2.941 3.093 3.196 3.181 2.969

Proveedores 2.800 3.138 3.094 3.127 2.965 3.025

2. Subtotal 7.774 8.876 8.875 9.050 8.744 8.664

Gastos financieros 0.809 0.509 1.118 0.938 0.873 0.849

Inversiones 1.272 0.553 1.326 1.189 1.196 1.107

3. Subtotal 2.080 1.062 2.445 2.128 2.069 1.957

4. Balance (1)-(2)-(3) -12.487 -13.053 -9.906 -7.93 -9.213 -10.518

5. Deficit en US$MM -1,492 -1,622 -1,295 -1,074 -1,161 -1,329

Fuente: CDEEE Informe de Desempeño nov. 2017

Cuadro 8. Indicadores de Operaciones Comerciales EDE's

2013 2014 2015 2016 2017 Promedio

Facturacion/Ventas 66.9% 67.9% 68.9% 68.5% 70.0% 68.4%

Cobranzas/Facturacion 88.1% 90.8% 90.3% 94.2% 102.0% 93.1%

Indice Recuoeracion Efectivo 63.80% 64.99% 66.41% 66.15% 67.09% 65.69%

Gasto Medio/Empleado Anual 531,152 547,696 556,705 579,354 568,965 556,775

Gasto Medio/Empleado Mensual 44,263 45,641 46,392 48,280 47,414 46,398

Fuente: CDEEE Informe de Desempeño nov. 2017



a) La estructura de costos de las EDEs debe ser ajustada a parámetros internacionales de la 
industria. 

b) Las pérdidas de energía deben reducirse a un 10%, rápidamente; por tanto, el programa 
de telemedición debe incluir a grandes consumidores también. El programa de tele 
medición debe ser auditable. 

c) La reducción de pérdidas de energía puede incluir circuitos inteligentes regionales, en los 
cuales auto generadores con renovables inyecten excedentes al circuito. 

d) En el futuro, parte del aumento de la demanda de energía puede ser satisfecho de esta 
forma, y el Estado no tendría que realizar gastos de capital. 

e) La fórmula de cálculo para indexar costos de combustibles debe cambiarse a variaciones 
de enlaces relativos y no en función de un año base.  

f) El costo promedio de la canasta de combustibles utilizados en la actualidad debe ser 
incluido en el cálculo, en lugar de sólo FO #6. De esta forma se elimina la sobre indexación. 

g) Las variaciones en los precios de los combustibles deben realizarse en base a promedios 
ponderados de los combustibles utilizados. Se podría establecer que cada generador 
ajustase costos en función del combustible que utiliza, como alternativa. 

 

2. CONSUMO Y PRECIOS DE COMBUSTIBLES: GLP y Gasolina 

En fechas pasadas se pudo leer en los periódicos locales argumentos sobre las posibilidades de 
vender gas licuado de petróleo (GLP) y gasolina regular (GasReg), en las mismas estaciones de 
servicios de venta de combustibles. Los detallistas de gasolina presentaron su posición y detalles 
técnicos a favor. Por su parte, los detallistas de GLP expresaron sus reservas a la venta de GLP en 
estaciones de gasolina. 

La realidad subyacente es que el consumo de gasolina registra una tendencia decreciente; mientras 
que el consumo de GLP ha aumentado. Los datos de consumo, cantidades y precios se presentan en 
el Cuadro 9. En este Cuadro puede apreciarse una caída de un 17%, de 2009 a 2017, en el consumo 
de gasolina regular (ConsGasReg) y un aumento en el consumo de GLP (ConsGLP) de 12%. Los datos 
de 2018 incluyen consumos y precios al 16 de febrero. Los datos corresponden a promedios de 
consumo y precios mensuales, para cada año. 

En lo relacionado a los precios de ambos combustibles, los precios del GLP han registrado una mayor 
variación porcentual que los precios de la gasolina regular. El diferencial entre ambos precios se 
mantiene en aproximadamente el 50% sobre el precio de la gasolina. Para el intervalo de tiempo 
analizado, la diferencia se mantiene en unos RD$100/gl, aproximadamente. 

 

 

 

 

 



 Cuadro 9. Consumo de Gasolina Regular, GLP y Precios 

                      Millones de Galones y RD$/galón  

 ConsGasReg ConsGLP PgasReg PGLP 

2009 16.3 34.8 165.98 62.09 

2010 17.4 33.2 133.09 78.94 

2011 16.8 30.6 154.27 102.74 

2012 16.2 30.8 201.31 96.68 

2013 15.5 31.9 232.74 98.75 

2014 15.3 30.4 237.12 110.2 

2015 16.0 37.4 185.69 83.05 

2016 15.3 39.3 175.82 88.31 

2017 14.0 36.6 198.07 103.9 

2018 13.5 38.9 215.05 114.87 

Promedio 15.6 34.4 189.9 94.0 

Variación % -17.1% 11.7% 29.6% 85.0% 

 Fuente: mic.gob.do    
     

    
Las tendencias en los movimientos del consumo promedio mensual y de los precios de ambos 
combustibles se incluyen en las Gráficas 7 y 8, adelante. El movimiento en los promedios mensuales 
del consumo, de ambos combustibles, registra tendencias divergentes, las cuales parecen 
ampliarse. Los precios muestran fluctuaciones paralelas. Las fluctuaciones asociadas al precio de la 
gasolina regular son mayores, y ambos precios registran tendencia al alza, a partir de 2016. Las 
tendencias ilustradas para los precios se efectúan con promedios móviles de dos periodos.  

La discusión sobre la potencial sustitución de gasolina regular por gas licuado de petróleo (GLP) 
puede explorarse mediante un análisis exploratorio preliminar de elasticidad de sustitución y 
elasticidades precio. Un análisis econométrico más formal es requerido para determinar las 
implicaciones fiscales de esta sustitución. 

 

 



 

 

 

Para ilustrar magnitudes asociadas a esta sustitución, la Gráfica 9, en la página anterior, es un gráfico 
combinado donde el eje derecho muestra el diferencial de precios entre la gasolina regular y el gas 
licuado de petróleo, como porcentaje del precio de la gasolina. El eje izquierdo incluye la relación 
entre el consumo de gas y el consumo de gasolina (galones). La Gráfica permite ver como los ajustes 
de precios de la gasolina regular, desde 2011 hasta 2016, mantuvieron la diferencia entre ambos 
precios por encima del 50%. Estos ajustes coinciden con la tendencia alcista en la relación consumo 
de GLP sobre consumo de gasolina regular. 

Un factor importante por señalar, en adición a las elasticidades precio y de sustitución, es la 
participación porcentual de gasto en combustible (transporte) en el presupuesto de los 
consumidores. Un diferencial de precios como el observado entre estos combustibles se traduce en 
un mayor gasto en gasolina que en GLP. La magnitud de los ajustes en el precio de la gasolina puede 
llevar el gasto en este combustible a proporciones, en el presupuesto de los consumidores, que 
inducen a una mayor sustitución. En el caso de los vehículos de transporte público, el diferencial de 
precios es tal, que puede permitir recuperar en el plazo de un año, el costo del equipo de conversión 
de gasolina a gas licuado de petróleo.  

Un porcentaje importante de los ingresos tributarios del Estado son los impuestos a los 
combustibles. Estos están gravados con diferentes tasas. El hecho de que un combustible con mayor 



gravamen, como es la gasolina, pueda estar significativamente sustituyéndose por uno de menor 
gravamen, reduce el valor de las recaudaciones. Dado el caso de que aquel con mayor tasa 
impositiva también registra disminución en su consumo.  

Como una especie de cercano sustituto imperfecto de un coeficiente de elasticidad de sustitución, 
el Cuadro 10 más abajo resume la estimación de tal parámetro. Para estimarlo se utiliza la relación 
entre el consumo de ambos combustibles (variable dependiente) y el diferencial de precios como 
variable independiente. El resultado de la estimación es un coeficiente superior a la unidad y 
positivo. El límite superior e inferior para el coeficiente mantiene un rango de valores superiores a 
la unidad. Esto significa que aumentos en el diferencial de precios de ambos combustibles de uno 
por ciento, puede estimular sustitución de gasolina por GLP, en mayor proporción. 
 

Cuadro 10.  Intervalo para Cambios en Diferencial de Precios y Consumo de Combustibles 

Variable Dependiente: ConGLP/ConsGasReg    

Variable Independiente Coeficiente   
Estadístico 

t R2 Ajustado F 

(PgasReg-PGLP)/PgasReg 4.351   14.279 0.847 203.90 

Error 0.305 Probabilidad 0.000  0.00 

Límite Superior 5.0404      

Límite Inferior 3.6618      

Observaciones 10         

 

 

3. PRECIOS DE PETROLEO, EVENTOS RECIENTES: 

En el intervalo de tiempo comprendido entre el 2015 y el penúltimo trimestre del 2017, los precios 
máximos registrados para el barril de petróleo WTI no sobrepasaron los US$60/Barril. El promedio 
de enero 2018 alcanzó US$63.70. Los pronósticos de la Administración de Información de Energía 
de los Estados Unidos (EIA por sus siglas en inglés) proyecta precios para el año en curso superiores 
a los US$55/Barril. Al mes de junio, el intervalo del pronóstico incluye un mínimo de US$50.49 y un 
máximo de US$81.23. Véase la Gráfica 10. 

 

Fuente: Energy Information Administration (EIA reporte d/f 10-1-18). 



 

El crecimiento de la demanda por petróleo de China e India, al igual que la reducción de los 
inventarios en Estados Unidos, en 2017, explican parte de la subida de precios. El analista Jody 
Chudley, en su artículo de enero 18, 2018, The Daily Edge, comentaba sobre los detalles de 
movimientos de inventario de Estados Unidos, al finalizar 2017. La caída de 31 días de suministro 
almacenado a 24 días, supero las variaciones observadas de 2 días, en el promedio de los últimos 
cinco años. La Gráfica 11 presenta los movimientos de inventarios con los datos publicados por la 
Administración de Información de Energía.  

 

Para el 2018, segundo trimestre, se puede observar en la Gráfica una mayor producción mundial 
que consumo. Esto permitiría reponer inventarios con un aumento simultáneo de precios. Bajo el 
escenario de que OPEP extienda sus cortes de producción y la crisis de Venezuela termine afectando 
la totalidad de la producción de PDVSA, las fuentes no convencionales de hidrocarburos pudiesen 
completar la oferta. Actualmente, la EIA estima estas fuentes en un 5% de la producción mundial 
actual. Aun manteniendo los niveles actuales de producción de petróleo de esquisto, la Cuenca 
Pérmica, localizada entre Texas y Nuevo Méjico, está produciendo el doble que Venezuela. Esta 
afirmación fue realizada por analistas del Commerzbank y publicada en el Hoy de fecha febrero 8, 
2018. 

La misma fuente arriba citada señalaba el hecho de que los Estados Unidos realizó un embarque de 
petróleo hacia los Emiratos Árabes Unidos (EAU).” En diciembre 2017, Estados Unidos exportó unos 
700,000 barriles de crudo ligero producido en el país a los EAU. Es el primer envío de petróleo 
estadounidense al cuarto productor más grande de la OPEP”. 

Estados Unidos, desde la eliminación de la prohibición de exportar petróleo en 2015, ha hecho que 
los flujos tradicionales del comercio de este producto hayan cambiado. Previo a la fecha antes 
mencionada, era inimaginable que OPEP importara petróleo de Estados Unidos. Este país producirá 
un promedio de 10.6 millones de barriles por día, en 2018 (EIA).   

La perspectiva inmediata incluye aumentos de precios para el petróleo, y aunque no veamos precios 
cercanos a los US$100/Barril, en los próximos seis meses, aumentos de US$5/Barril implican cargas 
importantes para nuestra economía. Costos de transporte, costos de generación, tipo de cambio e 
inflación son empujadas hacia niveles más altos, con petróleo más caro. La tarea incompleta de 
explorar por gas y petróleo en suelo y costas del país tiene que ser completada. Además, tales 
aumentos en los costos de generación, por aumentos en el precio del barril, también señalan la 
necesidad de una mayor utilización de fuentes renovables en la generación eléctrica. 



 

 

 

 


