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INTRODUCCIÓN 

 

El presente trabajo, titulado “Efectos económicos de la tarifa social al consumo de 

energía eléctrica en el Instituto Nacional de Electrificación (INDE) y en el mercado eléctrico 

nacional, durante el período 2001-2004”, analiza los efectos económicos más notables, 

tanto positivos como negativos de la aplicación de la Ley de la Tarifa Social al Suministro 

de Energía Eléctrica del año 2001 al 2004, en el sector eléctrico guatemalteco, con 

especial énfasis en el INDE.  Para realizar dicho análisis se persigue demostrar que la 

tarifa social a la electricidad no reflejó el costo de oportunidad social de los usuarios, 

entendiendo este como la tarifa que refleja lo que le cuesta a la colectividad la presencia de 

cada usuario en la red eléctrica.  En otras palabras, se busca determinar si la tarifa social 

es equivalente a su costo marginal, punto en el cual se maximiza el beneficio del productor 

y del consumidor, para después analizar los principales indicadores financieros del INDE, 

para determinar si existieron restricciones financieras derivadas de este subsidio, así como 

establecer si derivado de la tarifa social, la oferta de energía eléctrica y el precio no 

regulado de ésta sufrieron alteraciones. 

 
Los objetivos que se persiguen con el presente trabajo, son establecer los efectos 

económicos de la aplicación de la Ley de la Tarifa Social en el INDE y determinar los 

costos y beneficios económicos de este subsidio, así como caracterizar su mecanismo de 

transmisión.  Por otra parte, se expone el comportamiento del sector eléctrico en 

Guatemala durante el período 2001-2004, se establecerá y tipificará a la población 

beneficiada con la tarifa social, así como también el beneficio económico recibido por los 

usuarios que durante dicho período tuvieron consumos mensuales menores a los 300 

Kwh.; además se determinará el precio de equilibrio para los consumidores de energía 

eléctrica.  Para finalizar, se presenta un posible escenario derivado de la reducción del 

rango de consumo máximo de la Tarifa Social. 

 
El desarrollo de dicho análisis, se divide en cuatro capítulos e información anexa, cuyo 

contenido abarca fundamentalmente lo siguiente: 
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El primer capítulo presenta el marco teórico donde se sustenta el presente trabajo, el 

cual presenta las categorías, leyes y conceptos de la teoría marginal, los monopolios, el 

papel del Estado respecto a los servicios públicos, los subsidios, las fallas del mercado, el 

enfoque marginal de tarifación para el servicio de energía eléctrica, el costo de oportunidad 

social y costo de oportunidad. 

 
El segundo capítulo, se refiere a la caracterización del sector eléctrico guatemalteco, 

partiendo de una descripción de los sectores de generación, transmisión y distribución de 

energía eléctrica, además lo relacionado con la cobertura eléctrica a nivel nacional.  Por 

otra parte, se analiza el entorno institucional y legal que rige el sector eléctrico, derivado de 

la reforma a la que se sometió a mediados de la década de los noventas; se describe la 

estructura legal y organizacional del INDE y se expone el marco legal donde funciona la 

Ley de la Tarifa Social. 

 
En el capítulo tres, se inicia exponiendo el sistema de fijación de tarifas para los 

usuarios de baja tensión simple; seguidamente, se hace una diferenciación del segmento 

de consumidores de la electricidad que son afectos de dicha Ley; en tercer lugar, se hace 

un análisis de las tarifas con y sin subsidio, y se define el precio spot y su comportamiento.  

En cuarto lugar, se determina el mecanismo de transmisión por el cual dicho subsidio se 

ejecuta, para finalizar con la caracterización microeconómica de la demanda de energía 

eléctrica. 

 
El capítulo cuatro contiene lo referente al efecto económico y financiero de la Ley de la 

Tarifa Social en el INDE así como en el mercado eléctrico nacional, el cual se hace por 

medio del costo de oportunidad social, el costo de oportunidad, el desequilibrio 

presupuestario y las razones financieras del INDE.  Posteriormente se expone una 

evaluación de la oferta de energía eléctrica y el precio no regulado de ésta en el subsector 

eléctrico guatemalteco, para evaluar si tuvo algún efecto la aplicación de la tarifa social.  

Además, se presenta un análisis del segmento de la población beneficiada con esta Ley, 

para finalizar con un posible escenario de ingresos y gastos por la transacción de energía 

eléctrica, por parte del INDE, derivado de una reducción en los límites del consumo en 

Kwh. que establece dicha Ley. 

 

 



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Capítulo I 
Marco teórico 

 

Una de las principales disyuntivas a las que se enfrenta un gobierno es la de la 

eficiencia y equidad.  Como se supone, el mercado podría lograr por sí solo la eficiencia, 

sin embargo se requiere de la presencia del gobierno para alcanzar resultados equitativos 

mediante sus políticas distributivas y para solucionar aquellos casos donde el mercado no 

puede llegar a resultados eficientes, tales como externalidades, monopolios naturales, 

bienes públicos, etc.  Para el presente caso, la energía eléctrica como servicio público 

presenta características de monopolios naturales, lo cual propicia que sea regulado por el 

Estado. 

 
Dentro de este contexto, el mercado de energía eléctrica, representa en estos tiempos 

un eje clave en el desarrollo tanto de las industrias como de la sociedad en general.  Está 

de más decir que una parte importante en los costos variables o gastos de cualquier 

empresa u hogar están determinados por el precio de la energía eléctrica, debido a que la 

mayoría de procesos productivos o aparatos modernos necesitan de dicho suministro para 

su funcionamiento.  En este sentido, el modelo de mercado eléctrico asume relativa 

importancia, en específico las tarifas eléctricas, ya que éstas son los enlaces entre el 

mercado eléctrico y la sociedad, siendo una parte importante de la competitividad de una 

sociedad. 

 
En Guatemala a partir del año 1997, las tarifas eléctricas son reguladas por la Comisión 

Nacional de Energía Eléctrica -CNEE-.  La factura mensual de energía eléctrica para los 
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usuarios de Baja Tensión Simple -BTS- (usuarios con demanda máxima de potencia menor 

a 100Kw), se conforma por el cargo por consumidor, y el cargo por energía. 

 
El cargo por consumidor comprende los costos por supervisión, mano de obra, 

materiales, medición, facturación, cobranza, registro de usuarios y otros relacionados con 

la comercialización de electricidad, y el cargo por energía, se refiere al precio por Kwh. 

establecido por la CNEE para cada una de las distribuidoras. 

 
Sin embargo, además de las tarifas normales, a partir de enero de 2001, existe para los 

usuarios con consumos mensuales menores a los 300 Kwh. una subvención (tarifa social) 

por parte del Instituto Nacional de Electrificación -INDE-, el cual permitió que dichos 

usuarios pagaran una cuota equivalente al 41.86% (promedio de las tres principales 

distribuidoras durante el período 2001-2004) a la pagada con tarifa no social.   

 

1. Función del Gobierno 

En el análisis económico se pueden distinguir dos tipos de enfoques: el positivo y el 

normativo.  Basándose en el análisis positivo, lo que realmente interesa es responder “el 

cómo es” tomando en cuenta los aspectos puramente teóricos que predice la teoría.  Por 

otro lado, el enfoque normativo se basa en aspectos más subjetivos centrando su corriente 

de análisis en “lo que debería de ser”. 

 
Tomando en cuenta el enfoque normativo, desde una perspectiva macroeconómica, el 

gobierno tiene la responsabilidad de promover a través de su política económica, la 

eficiencia en el uso de los recursos productivos, lograr una distribución equitativa del 

ingreso y mantener la estabilidad del sistema económico. 

 
Desde el punto de vista económico, cuando se presenta una imperfección o falla en los 

mercados se justifica la intervención del Estado.  Hay básicamente dos formas en las que 

el Estado puede intervenir: mediante la regulación o con la producción de los bienes y 

servicios por su propia cuenta.  El fin último de dicha intervención es llevar a la economía a 

un resultado que sea óptimo desde el punto de vista de Pareto1. 

 

                                                 
1 La definición del óptimo de Pareto es la siguiente: Sea P un problema de optimización múlti-objetivo, se dice que una 
solución S1 es pareto-óptima cuando no existe otra solución S2 tal que mejore en un objetivo sin empeorar en otro. 
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Ya que sobrepasa los alcances y objetivos del presente trabajo, se dan por 

demostrados los fundamentos microeconómicos necesarios para el análisis de la 

regulación, a saber: el cumplimientos de los supuestos técnicos y de mercado del sistema 

de mercado competitivo, la eficiencia de Pareto, los teoremas del bienestar, el principio de 

soberanía del consumidor y otras eficiencias.  Además se supone la posibilidad de construir 

una función de bienestar social que garantice el cumplimiento de los gustos y preferencias 

de los individuos, conjuntamente con la eficiencia de los mercados y la equidad.  

 

2. Principios básicos de la regulación tarifaria 

Con la creación de un organismo regulador de tarifas (CNEE) se pretendió garantizar a 

los usuarios precios justos, indiscriminación, etc., además controlar el interés lucrativo que 

poseen algunos empresarios.  Dicha regulación se basa en los siguientes principios2: 

 

1. Igualdad de condiciones para los usuarios. 

2. Continuidad en la prestación del servicio. 

3. Servicio al costo: el marco legal debe establecer una regulación tarifaria que 

permita a las empresas reguladas operar cubriendo sus costos, más una ganancia. 

4. Regularidad y calidad. 

 
Este trabajo de investigación propone el costo de oportunidad social como una opción 

de medida de regulación tarifaria, ya que cumple con los principios enumerados 

anteriormente. 

 

3. Costo de oportunidad social 

Esta metodología de estimación de la tarifa eléctrica, está basada en la teoría marginal.  

Esta explica el comportamiento de la economía en forma microeconómica, lo que puede 

definirse como el análisis de lo que pasa cuando ocurren pequeños cambios en relación 

con lo que era antes”.3  Es decir que la teoría marginal, se basa en el análisis de lo que 

pasa cuando ocurren pequeños cambios relacionados con el status quo.   

 

                                                 
2 Hernández, J., Sánchez, A. y Calderón, A. Fallas en la regulación de las tarifas eléctricas . 2005 
3 Miller, Roger Leroy, Microeconomía Moderna.  Séptima edición.  Pág. 12. 
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La tarifación basada en la teoría marginal recibe el nombre de Costo de Oportunidad 

Social, y se basa en la teoría del rendimiento social4 del Nóbel en Economía, Maurice 

Allais, donde la gestión económicamente óptima (maximización del rendimiento social) se 

logra efectivamente cuando: 1) el costo medio de cada producto es efectivamente mínimo; 

y 2) cada producto o servicio se vende al costo marginal.  El costo de oportunidad social 

es un esquema tarifario de enfoque marginalista y en un sentido teórico “se basa en el 

principio de cobrar al usuario un precio que refleje lo que le cuesta a la colectividad la 

presencia de dicho usuario en la red eléctrica.  Esta metodología es utilizada para calcular 

las tarifas eléctricas al público en general, en diferentes países, tales como Francia y Suiza, 

entre otros”.5   

 
 De acuerdo a esta teoría, con la asignación del precio al costo marginal, se logra un 

óptimo social.  En este sentido, el interés general será maximizado sólo si el precio es igual 

al costo marginal de largo plazo; en ese caso el excedente colectivo (renta del productor y 

renta del consumidor) es máximo. 

 
Los criterios utilizados para la determinación de la estructura de precios y tarifas del 

sistema energético deben responder a los objetivos fijados dentro de la formulación de la 

política de precios (que se supone, responden al los objetivos de la política energética y 

socioeconómica de largo plazo que se consideren pertinentes). 

 

3.1. El Principio del Costo Marginal. 

El fundamento teórico del principio de costo marginal como criterio para la fijación de 

los precios de la energía se deriva de los desarrollos teóricos de la Economía del 

Bienestar.  “Aún cuando los primeros trabajos dirigidos a fin de aumentar rigurosamente el 

uso del principio del costo marginal en la regulación de los monopolios naturales pueden 

ser ubicados hacia fines de la década de los años veinte, tanto los desarrollos teóricos más 

generales como las primeras experiencias de aplicación se derivan de la escuela francesa 

de la posguerra”.6 

 

                                                 
4 Esta teoría se basa en los postulados neoclásicos los cuales establecen que el precio debe ser igual al costo marginal para 
lograr tanto una asignación óptima de los recursos como una inmejorable asignación de recursos. 
5 Rodriguez, V. y  Sheinbaum, C. El sistema de precios de la electricidad en México: Problemas y Soluciones. Pág 222.  
Distrito Federal, México. 2002 
6 Pistonesi, H. “Política de precios de la energía”  Pág. 13. CEPAL, Santiago de Chile, 2004. 
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Desde fines de la década del 60 y particularmente luego de la primera crisis del 

petróleo se multiplicaron los trabajos teóricos y aplicados sobre el uso del principio del 

costo marginal como criterio económico para la regulación tarifaría, particularmente en el 

sector eléctrico. 

 
El uso del criterio del costo marginal se relaciona con el objetivo de la asignación 

eficiente de los recursos tal como se definió anteriormente.  En efecto, en un contexto 

socioeconómico perfectamente competitivo, la igualación de los precios de los bienes con 

los respectivos costos marginales es una condición necesaria para alcanzar el óptimo 

social, es decir la asignación eficiente de los recursos.  Por otra parte, dentro de ese 

contexto competitivo, las empresas son técnicamente o productivamente eficientes y, el 

libre acceso al mercado hace que esa mayor eficiencia productiva sea trasladada a los 

consumidores bajo la forma de menores precios. 

 
En consecuencia, y siempre dentro de ese modelo competitivo ideal, la demanda es 

abastecida al mínimo costo, en términos de los recursos disponibles.  Al mismo tiempo, los 

precios de los recursos traducen exactamente el costo de oportunidad o la escasez relativa 

de los mismos. 

 
A partir de estos teoremas de la teoría microeconómica neoclásica se deriva el 

corolario que expresa que: a fin de promover la asignación eficiente de los recursos, todo 

monopolio público, situado en un contexto competitivo, debería fijar el precio de su 

producto a nivel del costo marginal, aunque se conoce que los monopolios, hasta cierto 

punto establecen los precios y la oferta y los precios nunca alcanzan su costo marginal. 

 
El costo marginal de largo plazo de la energía eléctrica tiene tres componentes: 

 
i) El costo marginal de energía. 

ii) El costo marginal de capacidad de generación. 

iii) El costo marginal de capacidad de transmisión y distribución. 

 
Partiendo del anterior postulado, se puede realizar una estimación de la tarifa eléctrica 

de acuerdo a un marco teórico marginalista (costo de oportunidad social), y compararla con 

la tarifa subsidiada.  De dicha comparación se desprenden coeficientes que ayudan a medir 

el diferencial relativo entre las tarifas calculadas con diferente metodología. 
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4. Fallos del mercado 

Dejando de lado el tema específico de regulación, sabiendo de antemano que la 

regulación es el mecanismo mediante el cuál el gobierno busca un resultado eficiente, ya 

que en presencia de imperfecciones de los mercados éste no puede lograrlo, hay que 

identificar dichos problemas o fallos en los que el mercado no cumple su función de asignar 

de manera eficiente los recursos y por lo tanto no se alcanza un resultado óptimo desde el 

punto de vista de Pareto, los fallos de mercado más representativos se exponen a 

continuación: 

 
Externalidades: cuando el consumo o producción de un bien o servicio afecta a terceros; 

estos efectos implican que hay costos o beneficios económicos vinculados a intercambios 

en la economía que no están siendo debidamente compensados a los precios de libre 

mercado. 

 
Bienes públicos: constituyen bienes no excluyentes ni rivales en su consumo, que 

responden a necesidades colectivas, y reclama la intervención pública.  Su consumo es no 

excluyente, en tanto el consumo de un individuo no disminuye las cantidades disponibles 

del mismo para el consumo de los demás, y es no-rival pues no se puede excluir a nadie 

del uso de ese bien, es decir, está en igual disponibilidad para todas las personas.  Estos 

bienes representan un problema para el mercado, que solamente se preocupa por la 

producción de bienes de acuerdo a la demanda individual de cada individuo y no al 

colectivo. 

 
Economías de escala: muchas veces, la producción de bienes se enfrenta a mejoras en la 

eficiencia de la producción a mayores escalas de planta, lo que lleva una organización 

monopólica en vez de producción en competencia, pues lleva al desarrollo de una 

estructura de costos más atractiva para el productor (monopolios naturales).  Determinar el 

precio al que deben vender los monopolios naturales es un problema que requiere la 

intervención pública, de modo que se evite el aprovechamiento de su poder de mercado y 

que se alejen de los precios de eficiencia. 

 
Objetivos de equidad: el problema de la “correcta y justa” reparticipación de los ingresos y 

recursos en la economía, no es un problema que resuelva el mercado.  La valoración social 

de las asignaciones y redistribuciones del ingreso es un problema que sólo la intervención 

pública puede resolver.  Un ejemplo típico lo constituye la decisión de una sociedad de 
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dotar a toda la población de ciertos servicios, aún a pesar de que represente un costo 

mayor o resulte ineficiente. 

 
También hay que considerar que hay supuestos que no se cumplen en el análisis de 

mercados y que se tienen que considerar como fallos del mismo. Uno de los supuestos en 

los que se basa el análisis de la teoría neoclásica es que los productores y consumidores 

poseen información perfecta.  Sin embargo en un mundo plagado de incertidumbre, debido 

a que es difícil o casi imposible saber el resultado de hechos futuros, los agentes 

económicos basan su comportamiento en expectativas subjetivas de lo que ellos creen que 

será el resultado de cualquier decisión.  Las expectativas por parte de los consumidores 

introduce el tema del riesgo debido a que al no conocer los resultados de cualquier acción 

los agentes económicos deben de tomar en cuenta el hecho de que el resultado final no 

sea el esperado.  Esto hace que los resultados de eficiencia y equidad que proponen los 

teoremas del bienestar sean cuestionables si se toman en cuenta el funcionamiento de 

mercados que no funcionan tal y como lo predice la teoría neoclásica. 

 
Una de las críticas a los teoremas del bienestar proviene de Stiglitz (1994,), quien 

justifica la actividad del sector público, poniendo en duda las bondades de los dos 

teoremas del bienestar y afirma que los fallos de mercado, lejos de ser excepciones, son 

una regla general.  Critica el primer teorema porque los problemas de información que 

afectan las decisiones económicas impiden que el mercado, como modelo, conduzca a 

soluciones óptimas y estos problemas no son excepciones, y son los siguientes:  

 
a. No es posible la existencia de mercados completos, que cubran todos los 

riesgos inherentes a los intercambios presentes y futuros.  Un ejemplo típico sería el caso 

de la generación eléctrica, cuyas inversiones sitúa a varios años el retorno de las 

inversiones.  Aunque es posible cubrir y sopesar la incertidumbre a través de los mercados 

financieros, no todos los riesgos pueden ser cubiertos ni anticipados y en consecuencia, 

los mercados no pueden ser completos. 

 
b. La información imperfecta genera problemas de selección adversa, en tanto 

los agentes económicos buscan aprovechar las asimetrías de información para obtener 

beneficios.  En el caso de la generación eléctrica, un caso típico lo representan los 

contratos a largo plazo entre generadores y consumidores, que puede provocar la 

expulsión del mercado de los generadores con tecnologías más caras e ineficientes, pero 
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más flexibles ante cambios en la demanda como son los generadores térmicos.  Ya que los 

consumidores no tienen información sobre este tipo de detalles, éstos no pueden elegir, en 

caso de que estén dispuestos a pagar un precio más alto, con tal de disponer de una 

mayor flexibilidad para alterar su demanda. 

 
c. Existen problemas de “riesgo moral” o manipulación de comportamientos.  

Un ejemplo similar al anterior proviene de las centrales de generación térmica, las cuales 

pueden aprovecharse de los problemas de información, si las centrales eléctricas no 

distinguen entre las energías caras y flexibles y las baratas e inflexibles, cuando, una vez 

pactado un contrato de generación eléctrica a un precio mayor (que compensa la 

flexibilidad), se pueden ver tentadas a sustituir las tecnologías más caras por otras más 

eficientes pero inflexibles, por lo que el consumidor podría estar pagando por una 

flexibilidad que la empresa no está produciendo. 

 
Si bien, es criticable el uso de ejemplos específicos, Stiglitz defiende sus postulados al 

decir que aún en el caso de costos derivados de problemas de información no muy 

relevantes, implican costos de corrección de las asimetrías de información pequeños, pero 

que distorsionan el resultado de cualquier modelo de equilibrio general. 

 
En el caso del segundo teorema del bienestar, Stiglitz centra su atención en la 

imposibilidad de calcular las transferencias para alterar las asignaciones entre sectores, de 

acuerdo con la distribución de riqueza presente y futura; además de que cualquier 

redistribución de la riqueza implica un costo en términos de gestión o administración, o por 

efectos distorsionantes del comportamiento en decisiones de ahorro y trabajo, lo que 

genera ineficiencias. 

 

5. Subsidio 

En términos generales se puede definir un subsidio como el gasto o la exoneración que 

realizar un gobierno, en dinero o en especie, en beneficio de empresarios o consumidores, 

sin que al mismo tiempo el gobierno reciba una compensación igual o equivalente.  El 

Estado guatemalteco, para promover tarifas eléctricas más baratas para los consumidores 

de menores ingresos, implementó un subsidio al consumidor llamado tarifa social (TS), el 

cual respondería al diferencial entre el costo marginal y la pérdida del generador.   
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“Teóricamente los subsidios forman parte de los mecanismos de aplicación de la 

política fiscal, afectando directamente el gasto público.  Los subsidios, al igual que las 

transferencias, son aportes del gobierno a la renta de las personas; o sea que funcionan 

como un redistribuidor de la renta; en todo caso, los gastos se deben orientar al 

mejoramiento material del segmento más necesitado de la sociedad. 

 
La valoración de un subsidio se puede hacer siguiendo diversos criterios.  Una 

alternativa es identificar los subsidios que aparecen en el gasto social del presupuesto de 

gobierno.  Pero existen subsidios que no son presupuestados y se omiten algunas 

actividades que generan subsidios.  Por ejemplo, los controles de precios de bienes de 

consumo, la exoneración de impuestos a las empresas, y las transferencias realizadas 

hacia determinadas empresas para cubrir el déficit, las cuales no se identifican como 

subsidios”.7  

 
Los subsidios directos se han usado extensamente para combatir la pobreza de 

algunas capas de la población; “la experiencia histórica muestra que ellos son incapaces 

de eliminarla, pues crean desincentivos a la actividad productiva y dependencia, siendo 

útiles en la práctica sólo como paliativos de corto plazo ante situaciones de emergencia”.8 

 
Los subsidios, están diseñados para que cierto segmento o la población entera puedan 

consumir un bien o servicio a precios menores a los que dictaría el mercado, siendo el 

Estado (en un esquema benefactor) el responsable de sufragar el diferencial entre ambos 

precios.  En el caso de la TS a la electricidad, en efecto, se produce una disminución de la 

tarifa eléctrica para los usuarios con consumos mensuales menores a los 300 Kwh., la cual 

repercutió de forma negativa en el INDE, dado que dicha Institución fue la responsable de 

pagar la diferencia entre las tarifas subsidiadas y tarifas normales. 

 
Los efectos negativos de los subsidios según recientes estudios,9 son: el 

endeudamiento excesivo para financiarlo, el incremento del déficit público, pérdida de 

eficiencia y productividad, y fallas en la metodología para aplicarlos. 

 

                                                 
7 Impacto Social de la Política de Subsidios Sociales Básicos (1982-1999).  Universidad de Cuenca, Ecuador. 2001. 
8 Concepto de página web. www.eumed.net  
9 Rodriguez, V. y  Sheinbaum, C. El sistema de precios de la electricidad en México: Problemas y Soluciones. Pág 220.  
Distrito Federal, México. 2002 
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6. Costo de oportunidad 

Por aparte, se puede realizar un análisis de los subsidios por medio del costo de 

oportunidad; entendiéndolo como la alternativa a la que se renuncia por la elección de otra 

opción.  Aplicado a la sociedad, según Paul Samuelson, ésta sólo utiliza de una manera 

más eficiente sus recursos cuando el precio es igual al coste marginal en todos los 

sectores.   

 
Siguiendo con Samuelson, los costes comprenden, además de los gastos monetarios 

explícitos, los costes de oportunidad que se derivan del hecho de que los recursos pueden 

utilizarse con otros fines. 

 
El costo de oportunidad, para el presente trabajo, se relaciona con los trabajos de 

electrificación rural del INDE, teniendo en cuenta que la Ley Orgánica del INDE en su 

artículo 24 establece que por lo menos el 50.00% de su excedente financiero deberá 

invertirse en programas de electrificación rural.  Por otra parte, el Artículo 129 de la 

Constitución Política de la República “declara de urgencia nacional, la electrificación del 

país…”. 

 
Por último, la repercusión (negativa o positiva) que podría tener la aplicación de un 

subsidio a la electricidad podría ser de diferentes formas, sin embargo una de las maneras 

que mejor se ajusta a la realidad de una empresa son las razones financieras.  Dichas 

razones ayudan a analizar ciertos componentes básicos de cualquier persona o empresa, 

tales como la liquidez, la rentabilidad y la deuda.  Sin embargo, también se puede realizar 

un análisis del presupuesto, a través del estado presupuestal de dicha Institución a efectos 

de observar cuáles rubros resultaron indirectamente afectados por la aplicación del 

subsidio. 

 
 



 

 

 

 

 

 

 

 

 

Capítulo II 
El sector eléctrico en Guatemala 

 

En este capítulo se caracteriza al sector eléctrico guatemalteco, su entorno institucional 

y algunas generalidades del Instituto Nacional de Electrificación -INDE-, lo cual sirve de 

marco general para analizar los efectos económicos en dicha institución derivado de la 

aplicación de la Ley de la Tarifa Social al consumo de energía eléctrica en Guatemala.  

1. Caracterización del Sector Eléctrico Guatemalteco. 

El sector eléctrico nacional, comprende subsectores específicos de generación, 

transmisión y distribución, los cuales presentan diversas formas de organización y tipos de 

mercado.   

 
A continuación se hace una descripción de cada subsector y la evolución de la 

cobertura eléctrica.  

 
 Sector Generación. 

La actividad de generación de energía eléctrica en Guatemala hasta el año 2004, se 

desarrolló con 19 empresas, de las cuales 18 son de capital privado y 1 de capital estatal, 

estas empresas generaron en el año 2004 un total de 7,795,161 Mwh., se dividen en las 

conectadas al Sistema Nacional Interconectado -SNI- y las pertenecientes al Sistema 

Aislado (Petén). 

 
Las plantas generadoras, pertenecientes al INDE (capital estatal) son 14, mientras las 

cogeneradoras asociadas son 10, las cuales para el año 2004 generaron 1,891,501 Mwh. y 
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1,690,360 Mwh., respectivamente, sumando 3,581,861 Mwh.  Dichas empresas se dividen 

por tipo de tecnología y de administración así:  

 

Cuadro 1 
INDE: Generación de Energía Eléctrica por Planta Generadora 

Por Tipo de Tecnología y de Administración 
En Mwh. 

2004 

 
Fuente: Instituto Nacional de Electrificación, INDE. 
Nota: Generación neta es 3,581,861 Mwh. 

 

Por su parte las empresas privadas, como se mencionó anteriormente, suman 18, las 

cuales para el año 2004 generaron un total de 4,213,300 Mwh., y se dividen por tipo de 

tecnología de la siguiente forma: 

 
 
 
 

% %

Tipo de tecnología/ 
Planta

Generación 
neta

Tipo de tecnología/ 
Planta

Generación 
neta

Total 1,891,501     100.00  Total 1,690,360     100.00  

Hidroeléctrica 1,855,844     98.11    Hidroeléctrica 275,562        16.30    

Chixoy 1,309,968     Río Bobos -               

Aguacapa 246,604        Secacao 98,703          

Jurún Marinalá 199,552        Pasabién 39,258          

Los Esclavos 49,215          San Jerónimo 786               

El Salto 6,538            Matanzas - San Isidro 85,398          

Santa María 30,371          Fabrigas 51,417          

El Porvenir 10,298          Térmica 1,195,273     70.71    

Chichaíc 3,298            EEGSA 1,195,273     

Térmica 1,467            0.08      Geotérmica 160,036        9.47      

(Escuintla) vapor 2 -               Orzunil 160,036        

(Escuintla) Gas 2 951               Sistema Aislado 59,489          3.52      

(Escuintla) Gas 3 -               Inteccsa 49,662          

(Escuintla) Gas 4 -               Coelci 9,827            

(Escuintla) Gas 5 516               

Geotérmica           34,190 1.81      

Calderas           34,190 

Plantas Propias Cogeneradores
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Cuadro 2 
Guatemala: Generación de Energía Eléctrica por Empresa Generadora Privada  

Por Tipo de Tecnología 
En Mwh. 

2004 

 
* Los Ingenios Azucareros incluye: Madre Tierra, Santa Ana, Concepción, Magdalena y Pantaleón  

  
 Fuente: Instituto Nacional de Electrificación, INDE. 
 

Respecto al tipo de tecnología que se ha utilizado en Guatemala para la producción de 

energía eléctrica, destacan las de tipo hidráulico y térmico, las cuales fueron las únicas 

hasta 1998, año en el cual entró en operación la primera central geotérmica generadora de 

energía eléctrica.  Posteriormente en el año 2000, entró en operación la Carboeléctrica San 

José, ubicada en el Departamento de Escuintla, la cual diversificó el tipo de tecnología para 

la producción de energía eléctrica.  La gráfica 1 muestra la evolución de la capacidad 

instalada para la generación de energía eléctrica del año 2001 al 2004, por tipo de 

tecnología. 

 

Tipo de tecnología/ Nombre
Generación 

neta
Total 4,213,300       

Hidroeléctrica 300,980          

COMEGSA (Las Vacas, Posa Verde) 270,160          

Secacao 21,350            

Pasabién 9,470              

Térmica 2,882,370       

Duke Energy International Guatemala 1,188,790       

Poliw att Limitada 652,960          

Ingenios azucareros* 590,480          

Puerto Quetzal Pow er LLC 174,800          

LAGOTEX              96,230 

GENOR 82,210            

SIDEGUA 78,790            

EEGSA (Tampa y Laguna)                1,860 

Otros (CECSA, ELECNO) 16,250            

Carboeléctrica 1,029,950       

San José 1,029,950       
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Gráfica 1 
Evolución de la Capacidad Instalada por Tipo de Tecnología 

En Mw. 
2001-2004 

 Fuente: Elaboración propia con datos de la Comisión Nacional de Energía Eléctrica -CNEE- 
 

Para el año 2004, la capacidad instalada fue de 2,062.77 Mw. y se apoyaba casi 

exclusivamente (91.71%) en el tipo térmico e hidráulico, representando el 58.65% y 

33.06%, respectivamente. 

 
Por otro lado, dependiendo del origen de su capital, se pueden distinguir dos grandes 

categorías: Por un lado se encuentra la participación estatal por medio de la Empresa de 

Generación de Energía Eléctrica del INDE y por el otro, las plantas generadoras de capital 

privado.  Esta proporción se ha comportado de la siguiente forma: 

 
Gráfica 2 

Evolución de la Generación de Energía Eléctrica por Origen del Capital (Gwh.) 
2001-2004 

 
 Fuente: Elaboración propia con datos del INDE y del Administrador del Mercado Mayorista. 

2001 2002 2003 2004
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1,250.00
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2,000.00
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Térmica 1,252.90 1,126.70 1,183.30 1,209.87

Hidroeléctrica 544.40 582.70 621.90 681.90
Carboeléctrica 120.00 136.00 142.00 142.00

Geotérmica 29.00 36.70 29.00 29.00

TOTAL 1,946.30 1,882.10 1,976.20 2,062.77
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INDE 2,640.61 2,760.27 2,895.92 3,581.86

Privados 3,324.62 3,990.38 3,710.77 4,213.30
TOTAL 5,965.23 6,750.65 6,606.69 7,795.16
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La producción de energía eléctrica, durante el período 2001 a 2004, se incrementó en 

un promedio de 7.30% anual, derivado de incrementos en la inversión en el sector privado 

de generación, sobre todo en la de origen térmico (ver gráfica 1).  Este incremento propició 

que la producción total de energía eléctrica en Guatemala, se ampliara en un 30.68%, 

pasando de 5,965.23 Gwh. a 7,795.16 Gwh. en dicho período. 

 
 Sector Transporte. 

El sistema de transmisión es principalmente del Estado10, quien lo explota a través de 

la Empresa de Transporte y Control de Energía Eléctrica del INDE (ETCEE).  El sistema de 

transporte para 2004, presentó una red de líneas de transmisión de 2,797 Km., de los 

cuales 664 Km. corresponden a líneas de 230 Kw., 283 Km. a líneas de 138 Kw., y 1,850 

Km. a líneas de 69 Kw.,  Esta red incluye una interconexión con el sistema de El Salvador.  

Además, cuenta con 59 subestaciones eléctricas de transformación de energía eléctrica, de 

las cuales 8 son de 230 Kw., 7 de 138 Kw. y 44 de 69 Kw.  Estas instalaciones tienen 

capacidad de 2,778 Mw. de transformación anual.   

 
En el 2004, la Empresa de Transporte y Control del INDE transportó un total de 

1,327.24 Mw., por valor de Q259.90 millones. 

 
 Sector Distribución. 

Para el año 2004 la distribución de energía eléctrica en Guatemala, se llevó a cabo por 

medio de varias empresas, siendo las principales la Empresa Eléctrica de Guatemala, S.A. 

(EEGSA), la Distribuidora Eléctrica de Occidente S.A. (DEOCSA) y la Distribuidora 

Eléctrica de Oriente S.A. (DEORSA)11, quienes concentran el 93.18% de los usuarios, 

estas empresas operan bajo un sistema de cártel, ya que se realiza una repartición de 

mercados; el restante 6.80% es atendido por 14 Empresas Eléctricas Municipales de 

Distribución de Energía Eléctrica (EEM’S). 

 
La EEGSA opera en los departamentos de Guatemala, Sacatepéquez y Escuintla, por 

su parte, DEORSA opera en los departamentos de: Santa Rosa, Jutiapa, Jalapa, 

Chiquimula, El Progreso, Zacapa, Baja Verapaz, Alta Verapaz, Izabal, Petén y parte de 

                                                 
10 El sistema de transporte y transformación de la electricidad, presenta regularmente situaciones de monopolio natural.  En el 
mercado de transporte de energía, existe también la empresa Transportista Eléctrica Centroamericana S.A. (TRELEC). 
11 El 80% de las acciones de la distribuidora EEGSA fue adquirido por el consorcio Iberdrola (49%), TECO Power Services 
(TPS) (30%) y Electricidad de Portugal (21%), mientras que el 80% de las acciones de DEOCSA y DEORSA fueron 
adjudicadas a Distribuidora Eléctrica Caribe, S.A., empresa constituida y de propiedad del Grupo Unión FENOSA.  
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Quiché; por su parte DEOCSA opera en los departamentos de: Suchitepéquez, Retalhuleu, 

Sololá, Chimaltenango, Quetzaltenango, Totonicapán, Huehuetenango, San Marcos, parte 

de Quiché, y de Escuintla.  Además, de las Empresas Eléctricas Municipales.   

 
Los municipios que cuentan con empresas eléctricas municipales, son los siguientes: 

 
Cuadro 3 

Empresas Eléctricas Municipales 
2004 

1. Huehuetenango 2. Zacapa 
3. Gualán, Zacapa 4. Jalapa 
5. Puerto Barrios 6. Guastatoya, El Progreso 
7. Retalhuleu 8. Quetzaltenango 
9. San Pedro Sac., San Marcos 10. San Marcos 
11. Santa Eulalia, Huehuetenango 12. Joyabaj, Quiché 
13. San Pedro Pinula, Jalapa 14. Sayaxché, Petén 

 

Fuente: Elaboración propia con información del INDE 

 
El siguiente mapa muestra la distribución geográfica de usuarios por empresa 

distribuidora.  

 
Mapa 1 

Distribución Geográfica de Usuarios por Distribuidora 

  Fuente: INDE 

 

De acuerdo a la CNEE, en el 2004, habían 1,983,310 usuarios que contaban con el 

servicio de energía eléctrica en toda la República.  De éstos, la Empresa Eléctrica atendió 
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a 705,846 usuarios, DEORSA se encargó de 419,652 usuarios y DEOCSA sirvió a 722,559 

usuarios.  Por su parte, las 14 Empresas Eléctricas Municipales atendieron a 135,253 

usuarios.  La gráfica 3 muestra el número de usuarios por empresa distribuidora y su 

evolución del año 2001 al 2004. 

 

Gráfica 3 
Evolución del Número de Usuarios de Energía Eléctrica por Distribuidora 

 2001-2004 

   

Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE 

 

El número de usuarios por empresa, se incrementó en diferentes proporciones entre los 

distribuidores, presentando DEOCSA la mayor cantidad de usuarios al final del período 

2001-2004, derivado del Plan de Electrificación Rural -PER- (que administra 

completamente y ejecuta en parte el INDE), el cual se aplicó en mayor parte en áreas 

donde opera esta empresa.  Durante el período de 2001 al 2004, el número total de 

usuarios aumentó en 13.43%.  Por el lado de las distribuidoras, fue DEORSA con un 

incremento de 19.15% quien aumentó en mayor proporción el número de usuarios durante 

este período; le siguieron las Empresas Eléctricas Municipales con 16.87%, la EEGSA, con 

un 11.55%, y por último DEOCSA, con un aumento de 11.39%.  
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TOTAL 1,748,463 1,867,484 1,983,938 1,983,310
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En Guatemala, de acuerdo con el documento “Estrategia de Reducción de la Pobreza 

2004-2015”, elaborado por la Secretaría de Programación y Planificación de la Presidencia 

de la República (SEGEPLAN, 2003),12 los usuarios de la energía eléctrica podrían 

clasificarse por consumo, así: 

 
Cuadro 4 

Clasificación de los Usuarios de Energía Eléctrica 
Año 2003 

 

CONSUMO 
INGRESO 
MENSUAL 

DESCRIPCIÓN DEL CONSUMO 

0-24 Kwh. Hasta Q999 Refrigeradora, plancha, radiograbadora, televisión y 3 focos de 25 
vatios. 

25-53 Kwh. Q1,000 a 
Q1,999 

Las anteriores más licuadora, calentador y 4 focos de 25 vatios. 

54-115 Kwh. Q2,000 a 
Q4,999 

Las anteriores más estufa eléctrica, microondas, lavadora, equipo 
de sonido, videograbadora  y 5 focos de 25 vatios. 

116-265 
Kwh. 

Q5,000 a 
Q9,999 

Todas las anteriores más horno eléctrico, computadora y 16 focos 
de 25 vatios. 

266-365 
Kwh. 

Q10,000 a 
Q14,999 

Todas las anteriores más procesador de alimentos y utiliza más 
horas de consumo. 

366 Kwh. y 
más 

Q15,000 a 
Q60,000 

Todas las anteriores más secadora de ropa.  Reporta más horas de 
consumo y utiliza entre 20 y 64 focos de 25 vatios en el hogar. 

 

Fuente: Elaboración propia con datos de SEGEPLAN 

 

El análisis de SEGEPLAN, estima que “el consumo de energía en un hogar que vive en 

pobreza extrema es de 24 Kwh./mes”.  Una familia en este rango recibe un salario de 

Q521.25 mensuales. 

 
Un hogar que vive en pobreza general tiene ingresos mensuales de hasta Q1,719.85 y 

su consumo promedio mensual de energía es de 53 Kwh./mes. 

 
De acuerdo con INDE, para el año 2003, según la clasificación de usuarios por rango 

de ingresos, el 86.00% de los usuarios se encontraban en el estrato de ingresos familiares 

menores a Q10,000.00, equivalente a un consumo de energía eléctrica mensual de hasta 

265 Kwh., y el resto de usuarios, con ingresos mayores a Q10,000.00 registraron un 

consumo mensual de energía eléctrica mayor a 286 Kwh.  Dicha estratificación se presenta 

a continuación: 

 

 
 

                                                 
12 Secretaría de Programación y Planificación de la Presidencia de la República -SEGEPLAN-.  “Estrategia de Reducción de 
la Pobreza 2004-2015”, 2003, Guatemala. 
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Cuadro 5 
Consumo Eléctrico por Rango de Ingreso 

Año 2003 
 

 
Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

 
 Cobertura Eléctrica. 

La cobertura de la red de electrificación en Guatemala, ha tenido un avance 

significativo a partir de 1999 con el Plan de Electrificación Rural (PER).  Este plan se 

cancela con recursos de un fideicomiso por valor de US$333.00 millones, integrado con 

fondos originados por la venta de la Empresa Distribuidora del INDE (EDEE), Bonos del 

Tesoro del Ministerio de Finanzas Públicas, ventas de acciones y los intereses que genera 

el capital del fideicomiso, así como financiamiento externo.  La administración esta a cargo 

del “Comité Técnico del Fideicomiso”13, el banco fiduciario es el Banco Agrícola Mercantil 

de Guatemala y The Bank of New York de Estados Unidos de América, la cuenta principal 

del fideicomiso es una cuenta de inversión en dólares en The Bank of New York.   

 
De esta forma, entre los años 2002 y 2003 se amplió la cobertura a 1,684 

comunidades, que significa aproximadamente 183,940 hogares, beneficiando alrededor de 

920,000 habitantes (8.00% de la población total del país).14   

 
A pesar de existir un Plan de Electrificación Rural del año 2003 al 2004 se mantuvo en 

alrededor del 84.00%15 el número de hogares guatemaltecos que cuentan con servicio 

eléctrico.  Para el año 2003, el 5.00% de los hogares del área urbana carecía de este 

                                                 
13 Este comité está formado por tres miembros; un representante del MEM, uno de INDE y uno de las Distribuidoras 
DEORSA-DEOCSA. 
14 Comisión Nacional de Energía Eléctrica. “Evolución del Índice de Electrificación 1995-2004”, 2005, Guatemala. 
15 Instituto Nacional de Electrificación (INDE).  “Estadísticas del Sistema Nacional Interconectado 1999-2002”. Pág. 15, 2004 

Ingresos              
en Q

Usuarios
Consumo 
Kwh/mes

0-999 436,328      24             22%

1,000-1,999 495,828      53             47%

2,000-4,999 526,579      115           66%

5,000-9,999 396,662      265           86%

10,000-14,999 79,332       365           90%

15,000-24,999 59,499       497           93%

25,000-39,999 39,666       516           95%

40,000-más 99,166       660           100%

Total 1,983,310   100%

% Usuarios 
Acumulado
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servicio, y el 44.00% en el área rural.16  La gráfica 4 muestra la evolución del índice de 

electrificación en Guatemala de los años 2001 al 2004. 

 
Gráfica 4 

Evolución del Índice de Electrificación (%) 
2001-2004 

 Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE 

 

2. Entorno Institucional del Sector.  

Las instituciones que regulan el Sector Eléctrico en Guatemala, son básicamente, el 

Ministerio de Energía y Minas, la Comisión Nacional de Energía Eléctrica -CNEE- y el 

Administrador del Mercado Mayorista  -AMM-; estos dos últimos, producto de la reforma al 

sector eléctrico que se inició a mediados de la década de 1990. 

 
 Reforma del Sector Eléctrico. 

El sector eléctrico guatemalteco inició a mediados de la década de 1990 un proceso de 

modernización en el que cabe resaltar: 1. La entrada en vigencia, a finales de 1996 de la 

Ley General de Electricidad (LGE)17 y su reglamento;  2. La reestructuración de las dos 

empresas eléctricas estatales: Instituto Nacional de Electrificación -INDE- y la Empresa 

Eléctrica de Guatemala, S.A. -EEGSA- (en ese momento formada por capital privado y 

estatal); y 3. La privatización del segmento de la distribución de energía eléctrica y de una 

parte importante de la generación de la misma. 

                                                 
16 Instituto Nacional de Estadística (INE).  “Encuesta de Condiciones de Vida (ENCOVI)”, 2003, Guatemala. 
17 Decreto 93-93 del Congreso de la República de Guatemala 
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La reforma del sector eléctrico en Guatemala, como en casi el resto de economías que 

tuvieron reforma en dicho sector,18 incluyó básicamente lo siguiente: 

� Separación estructural de aquellas actividades que son consideradas competitivas 

(generación y distribución) de aquellas que se supone son monopolios naturales 

(transmisión); 

� División de la capacidad instalada de generación entre varias compañías 

generadoras;  

� Permitió la entrada de nuevos generadores al mercado; 

� Garantizó la apertura y el acceso indiscriminado de los generadores a las redes de 

transmisión de energía; 

� Permitió a los grandes consumidores (distribuidores y usuarios industriales) 

comprar electricidad directamente del generador de su elección;  

� Regulación de las actividades de los monopolios naturales para prevenir abusos en 

el mercado eléctrico; y 

� El establecimiento de mercados mayoristas, o mercado spot de electricidad para 

superar las limitaciones asociadas con el uso de contratos directos entre 

generadores y distribuidores. 

 
 Marco Institucional  

La estructura del sector eléctrico guatemalteco, institucionalmente esta compuesto por 

el Ministerio de Energía y Minas, la Comisión Nacional de Energía Eléctrica y el 

Administrador del Mercado Mayorista; incluyendo al INDE como la principal empresa de 

generación y transporte de energía eléctrica del mercado nacional y la única estatal. 

 

El Ministerio de Energía y Minas (MEM) es la institución encargada de formular y 

coordinar  las políticas del sector eléctrico, de la elaboración de planes y programas y de la 

aplicación de la Ley General de Electricidad y su Reglamento.  

 

La Comisión Nacional de Energía Eléctrica (CNEE) es un organismo autónomo que 

actúa como agente regulador de las actividades del sector eléctrico en general, y de la 

actividad de distribución en particular. Entre sus principales responsabilidades figuran: (i) 

controlar el cumplimiento de la ley y sus reglamentos; (ii) controlar la provisión de servicios 

                                                 
18 Doove, S. y Owen, G.  “Price Effects of Regulation: International Air Passenger Transport, Telecommunications and 
Electricity Supply”.  The Productivity Commission.  Págs. 81 y 82.  Australia, 2001. 
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y obligar a su cumplimiento de acuerdo con los reglamentos vigentes, protegiendo los 

derechos de los usuarios; (iii) definir las tarifas sujetas a regulación; (iv) establecer las 

normas técnicas y fiscalizar su cumplimiento; (v) prevenir conductas anticompetitivas, 

monopólicas y discriminatorias entre participantes del sector; e (vi) imponer penalidades 

ante el incumplimiento de las disposiciones del marco regulatorio.  

 

La Comisión Nacional de Energía Eléctrica -CNEE- fue creada como un órgano del 

Ministerio de Energía y Minas, tiene independencia funcional para el ejercicio de sus 

atribuciones, presupuesto propio y fondos privativos (tasa del 0.30% sobre la energía 

distribuida total, multiplicada por el precio del Kwh. residencial en la Ciudad de Guatemala).  

Sus funciones son:  hacer cumplir la Ley e imponer sanciones a los agentes del mercado 

eléctrico guatemalteco, velar por el cumplimiento de las obligaciones de los adjudicatarios y 

concesionarios, proteger los derechos de los usuarios, prevenir conductas anticompetitivas 

y asegurar condiciones de competencia, determinar precios y calidad de prestación de los 

servicios de transporte y distribución, emitir normas técnicas y disposiciones para 

garantizar el libre acceso y uso de líneas de transmisión y redes de distribución. 

 
Las autoridades de la CNEE son elegidas por el Ejecutivo, a razón de uno por cada una 

de las tres ternas propuestas por los rectores de las universidades del país, los agentes del 

mercado y los agentes del mercado mayorista. 

 
La administración del Mercado Mayorista de Electricidad, está a cargo del 

Administrador del Mercado Mayorista (AMM), el cual es un ente privado, sin fines de 

lucro, cuyas principales funciones son las de coordinar la operación de centrales 

generadoras, interconexiones internacionales y líneas de transporte; establecer precios de 

mercado de corto plazo (mercado spot), cuando ellas no correspondan a contratos de largo 

plazo libremente pactados; y, garantizar la seguridad y el abastecimiento de energía 

eléctrica.  

 
La Ley General de Electricidad define el Mercado Mayorista como “el conjunto de 

operaciones de compra y venta de bloques de potencia y energía que se efectúan a corto y 

a largo plazo entre agentes del mercado”.  La dirección del mercado mayorista de energía 

eléctrica esta a cargo del “Administrador del Mercado Mayorista”19, cuyas funciones son: 

 

                                                 
19 El organigrama del Administrador del Mercado Mayorista se presenta en el Anexo 1. 
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a) La coordinación de la operación de centrales generadoras, interconexiones 

internacionales y líneas de transporte al mínimo de costo para el conjunto de 

operaciones del mercado mayorista. 

b) Establecer precios de mercado de corto plazo para las transferencias de 

potencia y energía, cuando ellas no correspondan a contratos de largo plazo 

libremente pactados. 

c) Garantizar la seguridad y el abastecimiento de energía eléctrica. 

 
Son agentes del Mercado Mayorista los generadores que tengan una potencia máxima 

de por lo menos 10 Mw., los distribuidores que tengan un mínimo de 20,000 usuarios, los 

transportistas que tengan una potencia firme conectada mínima de 10 Mw., los usuarios 

cuya demanda de potencia exceda los 100 Kw. así como los comercializadores, incluyendo 

importadores y exportadores que compren o vendan bloques de energía asociados a una 

potencia firme de por lo menos 10 Mw. 

 
Entre los servicios que presta el AMM se encuentran: “Servicios de programación de la 

operación, despacho económico de carga de energía eléctrica, coordinación de la 

operación en tiempo real, cálculo de precios horarios de corto plazo de energía en el 

Sistema Nacional Interconectado y coordinación comercial y administración de las 

transacciones entre los agentes participantes del Mercado Mayorista”20. Su máxima 

autoridad es la Junta Directiva, integrada por representantes de cada una de las 

agrupaciones participantes del Mercado Mayorista. 

 

El Instituto Nacional de Electrificación -INDE- fue creado mediante el Decreto 

No.1287 del año 1957, del Congreso de la República, el 27 de mayo de 1959, donde se 

creaba la Institución que se dedicaba por completo a la generación, transmisión y 

distribución de energía eléctrica, “que en ese entonces, era una función del Departamento 

de Electrificación, dependencia del Ministerio de Comunicaciones y Obras Públicas”.21   

 

Con la entrada en vigencia de la Ley General de Electricidad en 1996, el INDE22 se 

reorganizó bajo un esquema de Corporación, con tres Empresas: La Empresa de 

Generación de Energía Eléctrica (EGEE), la Empresa de Transporte y Control de Energía 

Eléctrica (ETCEE) y la Empresa de Comercialización de Energía (ECOE), cada una a 

                                                 
20  Administrador del Mercado Mayorista -AMM-, “Boletín No. 1”, Pág. 2, 1999, Guatemala. 
21 Instituto Nacional de Electrificación -INDE-. “Manual de Inducción“, Segunda Edición. Pág. 3, 2002, Guatemala. 
22 En el Anexo 1 se incluye el organigrama General del INDE para el año 2004. 
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cargo de explotar los negocios de generación, transporte y comercialización de energía 

eléctrica respectivamente.  Las demás funciones empresariales, incluyendo, Finanzas, 

Recursos Humanos, Servicios Corporativos, Planificación, Electrificación Rural y las 

Asesorías Jurídica, Técnica y Auditoría Interna, operan bajo la Empresa matriz (Ente 

Corporativo) y sus servicios son compartidos por las Unidades ya mencionadas. Lo anterior 

implica que en la práctica, las tres empresas no son totalmente autónomas y dependen de 

la matriz para la asignación de recursos, entre otros, debido a que la mayoría de decisiones 

mayores competen al Consejo Directivo.  

 
La Empresa de Generación de Energía Eléctrica -EGEE- se compone de tres unidades: 

administrativa financiera, de operación de plantas generadoras de energía eléctrica, y de 

inversión.  Las plantas generadoras para el año 2004 produjeron 1,891,501 Mwh. de 

energía eléctrica y se componen en hidráulicas, térmicas y geotérmicas así: 

 
Cuadro 6 

INDE: Producción de Energía Eléctrica por Tipo de Planta Generadora  
En Mwh. 

2004 
 

Tipo Producción 
Nombre 

Total 1,891,501 
1. Chixoy Hidroeléctrica 1,309,968  
2. Aguacapa Hidroeléctrica 246,604  
3. Jurún Marinalá Hidroeléctrica 199,552 
4. Los Esclavos Hidroeléctrica 49,215  
5. Santa María Hidroeléctrica 30,371  
6. El Porvenir Hidroeléctrica 10,298  
7. El Salto Hidroeléctrica 6,538  
8. Chichaíc Hidroeléctrica 3,298  
9. Térmica Escuintla* Termoeléctrica 1,467  

10. Calderas Geotermoeléctrica 34,190  

 
* La Térmica de Escuintla incluye la planta de vapor 2, gas 2, 3, 4 y 5. 
Fuente: Elaboración propia, con información del INDE. 

 
La Empresa de Transporte y Control de Energía Eléctrica -ETCEE-, por su parte, se 

organiza con las siguientes dependencias: (i) Superintendencia de Operaciones; (ii) 

División de Control; (iii) División de Planeación e Ingeniería; y (iv) División Administrativa 

Financiera; todas ellas bajo la tutela de la Gerencia de la ETCEE, la cual a su vez cuenta 

con oficina de Asesoría Jurídica.   
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Por último, se encuentra la Empresa de Comercialización de Energía Eléctrica, la cual 

es la responsable de atender a los grandes clientes que demandan el suministro de 

potencia y energía eléctrica para su distribución, relacionadas con las transacciones de 

productos y servicios de energía eléctrica en el mercado mayorista nacional e internacional. 

En tal virtud, su actividad se concentra en compra y venta de energía eléctrica con carácter 

de intermediación. 

 
 Marco Legal del Sector Eléctrico. 

Dentro del marco legal, destaca la Ley General de Electricidad y su Reglamento y 

también la Ley de la Tarifa Social para el Suministro de Energía Eléctrico23, que fue creada 

en el año 2000.  

 
 Ley General de Electricidad y su Reglamento 

Esta ley se fundamentaba, entre otras cosas, porque la oferta eléctrica no satisfacía las 

necesidades de la mayor parte de la población.  La deficiencia del sector eléctrico, 

representaba un obstáculo para el desarrollo integral del país, por lo que se hacía 

necesario aumentar la producción, transmisión y distribución de energía, mediante la 

liberalización del sector.  Y, que el Gobierno no contaba con los recursos necesarios para 

una empresa suficientemente grande que atendiera los requerimientos energéticos del 

país, por lo que se hacía necesaria la participación de inversionistas privados que apoyaran 

la creación de empresas relacionadas a la energía eléctrica y optimicen el crecimiento del 

sector eléctrico. 

 
Un punto importante de esta Ley, es la referente a las incompatibilidades y separación 

de actividades, la cual establece que una misma persona individual o jurídica para efectuar 

simultáneamente las actividades de generación, transporte y/o distribución, deberá 

realizarlas a través de empresas o personas jurídicas diferentes.  Se exceptúan las líneas 

de transmisión secundaria (acceso al Sistema Nacional Interconectado -SNI-), permitidas 

para generadores y distribuidores y, para estos últimos, la generación hasta 5 Mw. 

 
Además de la separación por tipo de actividad o actor, la Ley establece que:  El 

Instituto Nacional de Electrificación (INDE) y cualquiera otra empresa que se dedicara a las 

actividades de generación, transmisión o distribución eléctrica, sea esta de capital privado 

                                                 
23 Decreto 96-2000 del Congreso de la República de Guatemala. 
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o mixto separaran sus funciones y administración para ajustarse a los preceptos contenidos 

en esta Ley. 

 
Respecto a  la responsabilidad del suministro del servicio, la Ley General de 

Electricidad -LGE- dice: Los adjudicatarios de servicios de distribución final son 

responsables de la continuidad del suministro a sus clientes sometidos a la regulación de 

precios, pero en caso de rescisión de la autorización, el Ministerio de Energía y Minas 

intervendrá la empresa en forma provisional, si se comprometiere dicha continuidad.  Se 

infiere que la responsabilidad para Grandes Usuarios con acceso al Mercado Mayorista, 

corresponde, en principio, al proveedor contractual.   

 
El Reglamento de la Ley General de Electricidad (Art. 18), establece que el Distribuidor 

dejará de ser responsable del suministro a este tipo de consumidor en caso de 

racionamiento por insuficiencia de generación.  Finalmente, el Art. 44 de la LGE establece 

como función del Administrador del Mercado Mayorista -AMM-, garantizar la seguridad y el 

abastecimiento de energía eléctrica al país. 

 
Con relación a los precios de la energía eléctrica, se establece que está sujeto a 

regulación lo siguiente: 

� Transferencia de potencia y energía entre generadores, comercializadores, 

distribuidores,  importadores y exportadores. 

� Peajes a los que están sujetas las instalaciones de transporte y distribución. 

� Suministros a usuarios de distribución final, con demanda inferior al límite 

reglamentario. 

 
Las tarifas a usuarios del Servicio de Distribución Final serán determinadas por la 

CNEE, a través de adicionar los componentes de costos de adquisición de potencia y 

energía, libremente pactados entre generadores y distribuidores y referidos a la entrada de 

la red de distribución con los componentes de costos eficientes de distribución de una 

empresa eficiente.  Las tarifas se estructurarán de modo que promuevan igualdad de 

tratamiento a los consumidores y la eficiencia económica del sector.  En ningún caso los 

costos atribuibles al servicio prestado a una categoría de usuarios podrán ser recuperados 

mediante tarifas cobradas a otros usuarios. 

 
Por otro lado, en el Reglamento de la Ley General de Electricidad (Art. 82), se 

establece que los costos de suministro para el cálculo de las Tarifas Base y por cada nivel 
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de tensión, serán aprobadas por la Comisión mediante Resolución, y se basarán en la 

estructura de una empresa eficiente. 

 
 Ley de la Tarifa Social para el Suministro de Energía Eléctrica 

Antecedentes 

En los años previos a la aplicación de la Tarifa Social, se pueden distinguir dos 

períodos: el primero, que abarca desde la creación del INDE en 1959 a 1996, donde el 

INDE era el propietario de las empresas de distribución que funcionan en el interior del 

país, la Empresa Eléctrica de Guatemala era una sociedad mixta, donde el Estado era el 

accionista mayoritario y no se había promulgado la actual Ley General de Electricidad; y el 

segundo, que abarca los años de 1997 y 2000, periodo durante el cual las empresas 

distribuidoras fueron privatizadas y no se aplicaba la tarifa social. 

 
Durante el primer período, los pliegos tarifarios, así como los demás precios de los 

servicios que el INDE prestaba eran aprobados por el Consejo Directivo de Instituto, por 

solicitud del Gerente General de éste.24 

 
En el segundo período, durante los años 1997 y 1998 las tarifas fueron establecidas de 

acuerdo a la Ley General de Electricidad, mientras que durante los años 1999 y 2000, el 

INDE aplicó ajustes a las tarifas aprobadas por la CNEE.  Dichos ajustes, consistieron en lo 

siguiente: 

 
Cuadro 7 

Ajustes Tarifarios a los Consumidores de Energía Eléctrica 
1999-2000 

Año 1999 Consumo de Usuarios hasta 650 Kwh./mes para ajustar la tarifa al 
consumidor final a 0.60 Q/Kwh. 

Año 2000 Enero – Marzo: Consumo de usuarios hasta 650 Kwh./mes para ajustar la 
tarifa al consumidor final a 0.60 Q/Kwh. 
Abril- Diciembre: Consumo de usuarios hasta 300 Kwh./mes para ajustar la 
tarifa al consumidor final a 0.60 Q/Kwh. 

 
Fuente: Elaboración propia con información de la CNEE 

 
Estos ajustes, de acuerdo a datos del INDE, le significaron un costo en 1999 de 

Q110.75 millones y en el año 2000 un costo de Q369.65 millones. 

 

                                                 
24 Decreto  64-94 del Congreso de la República de Guatemala. Ley Orgánica del Instituto Nacional de Electrificación, Artículo 
16, incisos m y ñ. 
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La Ley de la Tarifa Social para el Suministro de Energía Eléctrica, fue aprobada 

mediante Decreto Legislativo 96-2000, de fecha 19 de diciembre del año 2000 y publicada 

en el Diario de Centro América el 2 de enero del año 2001. 

 
La finalidad de esta Ley fue favorecer a los usuarios más afectados por el incremento 

de los costos en la producción de la energía eléctrica, derivado del aumento del precio 

internacional del petróleo.  Esta Ley favorece a los usuarios con consumos mensuales de 

hasta 300 kilovatios hora –Kwh.-. 

 
Principales Aspectos de la Ley de la Tarifa Social 

A continuación se describen los principales aspectos que contiene esta Ley: 

 
Emisión de Normas: La Comisión Nacional de Energía Eléctrica deberá emitir y 

determinar las normas, metodología, procedimientos y fuente energética necesaria para la 

implementación de la Tarifa Social para el suministro de energía eléctrica.  Cualquier otro 

aspecto se regirá por la Ley General y sus reglamentos. 

 
Autorización: Las empresas distribuidoras deberán, previa autorización de la Comisión 

Nacional de Energía Eléctrica, realizar licitación abierta para la adquisición de potencia, 

cuyo destino sea abastecer a los consumidores que estén dentro de la Tarifa Social, 

conforme los términos de referencia que elaborare dicha Comisión.  

 
Publicación: La Tarifa Social, en sus componentes de potencia y energía, será 

calculada como la suma del precio de compra de la energía eléctrica, referido a la entrada 

de la red de distribución, y del Valor Agregado de Distribución -VAD-25. El precio de compra 

de la energía eléctrica por parte del distribuidor que se reconozca en la tarifa debe reflejar 

estrictamente la condición obtenida en la licitación abierta.  La Comisión Nacional de 

Energía Eléctrica publicará el pliego tarifario respectivo. 

 
Aprobación: El VAD mencionado en el párrafo anterior, es aquel aprobado en los 

respectivos pliegos tarifarios de cada distribuidor. 

 
Revisión de contratos: La CNEE deberá revisar los contratos de generación, 

distribución y comercialización de energía eléctrica.  Igualmente, deberá realizar las 

                                                 
25 Corresponde al costo medio de capital y operación de una red de distribución de una empresa eficiente de referencia, 
operando en un área de densidad determinada. Artículo 71 LGE. 
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inspecciones físicas y de campo correspondientes para establecer las condiciones dentro 

de las cuales se presta el servicio de energía eléctrica.  

 
Análisis de la Ley de la Tarifa Social 

La Ley de la Tarifa Social, fue implementada en el año 2001, con el afán de beneficiar 

por medio de un subsidio otorgado por el INDE, a los usuarios del servicio de energía 

eléctrica que consumieran hasta 300 Kwh. /mes o un promedio diario de 10 Kwh. durante 

un mes, los cuales se entendía que integraban a la población de más bajos recursos del 

país.  Este subsidio, se destinaba a facilitar la satisfacción de las necesidades sociales y 

productivas de la mayoría de la población guatemalteca.  

 
Esta Ley especifica que es la CNEE la encargada de emitir las normas, metodología, 

procedimientos y fuente energética necesaria para implementar de mejor manera las tarifas 

subsidiadas.   

 
Las empresas distribuidoras de energía eléctrica, deberán adquirir la potencia y energía 

por medio de licitación abierta, conforme los términos de referencia que elabora la CNEE.  

Y, el precio que se publica en los pliegos tarifarios (elaborados por la CNEE), deberán 

reflejar los precios de compra de la energía eléctrica más el Valor Agregado de Distribución 

(VAD)26. 

 
Tomando en cuenta que la Empresa de Generación de Energía del INDE -EGEE-, es la 

única empresa que ha presentado licitación para la venta de energía eléctrica para los 

usuarios de la Tarifa Social, se puede inferir que la tarifa social cobrada es determinada en 

última instancia por el INDE. 

 
Cabe destacar, que en marzo del 2004, se rediseñó esta Ley, con el objetivo de que se 

continuara con el mismo subsidio, solamente a los usuarios que consumieran hasta 100 

Kwh./mes, y con rangos escalonados diferentes (cada 25 Kwh./mes extra) a los usuarios 

que consumieran de 101 hasta 300 Kwh./mes.  Este escalonamiento, sin embargo, fue 

evitado por un amparo ante la Corte de Constitucionalidad, promovido por la Procuraduría 

de los Derechos Humanos (PDH) en noviembre de ese mismo año, dejando sin efecto el 

escalonamiento efectuado.  Es importante hacer mención que en marzo del 2005, la Corte 

de Constitucionalidad denegó en definitiva el amparo interpuesto por la PDH, estableciendo 

                                                 
26 Corresponde al costo medio de proveer el servicio de distribución eléctrica y corresponde al costo medio de capital y 
operación de una red de distribución de una empresa eficiente de referencia, operando en un área de densidad determinada. 
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nuevamente los escalonamientos a la tarifa de la energía eléctrica desde el mes de marzo 

de 2004. 

 
A pesar de que esta Ley fue creada para favorecer a los usuarios regulados del servicio 

de distribución final, quienes se veían afectados debido a la dependencia del sector 

eléctrico de los productos derivados del petróleo, la misma no tiene incidencia en el 

problema de fondo del costo de la electricidad en Guatemala, atacando solamente la tarifa 

final, lo que ocasionó debilitamiento financiero del INDE durante el período 2001-2004, 

como resultado de la subvención que esta empresa realizó sobre los usuarios beneficiados 

con la tarifa social. 

 
 Ley Orgánica del INDE. 

Actualmente el INDE está regido por su Ley Orgánica (Decreto Número 64-94 del 

Congreso de la República de fecha 7 de diciembre de 1994) y sus reformas, siendo sus 

aspectos más relevantes los siguientes:  

 
El INDE es una entidad estatal autónoma y autofinanciable, la cual goza de autonomía 

funcional, patrimonio propio, personalidad jurídica, y plena capacidad para adquirir 

derechos y contraer obligaciones en materias de su competencia. 

 

Sus fines y obligaciones principales, son los siguientes: 

 
� Procurar que haya en todo momento energía eléctrica disponible para satisfacer la 

demanda normal y para impulsar el desarrollo de nuevas industrias y el uso de 

electricidad en las regiones rurales. 

� Propiciar la utilización racional, eficiente y sustentable de los recursos naturales, a 

partir de fuentes energéticas nativas.  

� Colaborar en la conservación de los recursos hidráulicos y del ambiente del país, 

que se relacionan con las áreas de sus plantas de generación eléctrica y sus 

proyectos, protegiendo sus cuencas, fuentes y cauces de los ríos y corrientes de 

agua, a través de la forestación y reforestación de las mismas. 

� Cooperar en el aprovechamiento múltiple de los recursos hidráulicos, geotérmicos y 

otras fuentes del país para propósito de generar energía eléctrica, procurando la 

preservación del ambiente. 

� Determinar técnica, económica y jurídicamente, el potencial hidroeléctrico 

geotérmico y de otras fuentes renovables.  
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� Participar en los programas, obras y proyectos de transacciones regionales e 

internacionales de electricidad y energía.  

� Poner al servicio de empresas e instituciones generadoras y consumidoras de 

energía eléctrica, sus instalaciones de transmisión para prestar servicio de 

transporte de energía, percibiendo ingresos por la prestación de este servicio. 

� Desarrollar la productividad y calidad institucional para garantizar un eficiente 

servicio al usuario. 

 
Los órganos superiores del INDE son:  El Consejo Directivo y la Gerencia General.  El 

Consejo Directivo es la autoridad suprema del Instituto y, en consecuencia, le corresponde 

la dirección general de las actividades del mismo.  Este órgano se integra con 

representantes de: el Ministerio de Energía y Minas, Ministerio de Economía, Secretaría 

General de Planificación y Programación de la Presidencia -SEGEPLAN-, la Asociación 

Nacional de Municipalidades -ANAM-, de las asociaciones empresariales y de las 

asociaciones y/o sindicatos de trabajadores del país. 

 
El Consejo Directivo del INDE define la estructura de su presupuesto y su contenido; la 

ejecución de éste se norma por la reglamentación interna. 

 
La Gerencia General es el órgano ejecutivo del Instituto, tiene a su cargo la 

administración y gobierno del mismo y debe llevar a la práctica de acuerdo con las 

instrucciones que reciba del Consejo Directivo y/o las leyes aplicables, todas las decisiones 

que éste adopte. 

 
En cuanto al régimen económico financiero, la Ley estipula que los bienes del Instituto 

forman parte del patrimonio del Estado.  Por otra parte, el INDE posee presupuesto propio 

y fondos privativos, y su política financiera será la de capitalizar las utilidades netas que 

obtengan para destinarlas a la financiación y ejecución de sus planes de electrificación.  El 

excedente financiero resultante, por lo menos el 50.00% deberá invertirse en programas  

de electrificación rural. 

 
Respecto a los recursos económicos, la Ley Orgánica del INDE, establece que el 

patrimonio de éste, se destinará a la construcción, mantenimiento y operación de plantas 

hidroeléctricas o de cualquiera otra naturaleza, generadoras de energía eléctrica, líneas de 

transmisión, subestaciones y líneas de redes de distribución.  
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Además, se especifica que el INDE administrará su patrimonio independientemente del 

Gobierno de la República y que estará sujeto a las disposiciones legales aplicables a los 

presupuestos de instituciones autónomas. 

 
 

 



 

 

 

 

 

 

 

 

 

Capítulo III 
Tarifas al consumo de energía eléctrica para usuarios de baja tensión simple 

 
En el presente capítulo se procederá a examinar de manera general el proceso de 

fijación de tarifas para el consumidor final, la tarifa al consumo de energía eléctrica para 

usuarios de Baja Tensión Simple (BTS), tanto la normal como la afectada por la Tarifa 

Social al consumo de energía eléctrica, así como la energía eléctrica vendida en el 

mercado spot.  Para terminar, se presenta un análisis microeconómico del consumo de 

energía eléctrica. 

1. Proceso de fijación de tarifas para el consumidor final. 

Las tarifas, en este caso, se refieren al precio que se cobra por el suministro de energía 

eléctrica a la población mediante redes de distribución en condiciones de calidad de 

servicio y precios aprobados por la CNEE.27 

 
De acuerdo a la LGE, se encuentra regulado el precio de la tarifa a la energía eléctrica 

para los usuarios de servicios de distribución final, o sea a aquellos cuya demanda máxima 

de potencia se encuentre por debajo de los 100 Kw.28 

 
La factura mensual de energía eléctrica para los usuarios de BTS (usuarios con 

demanda máxima de potencia menor a 100Kv), se conforma por el cargo por consumidor, y 

el cargo por energía. 

 

                                                 
27 Ley General de Electricidad, Artículo 6. 
28 Según el artículo 1 del Reglamento de la Ley General de Electricidad, se considera gran usuario, a aquel consumidor cuya 
demanda de potencia exceda 100 kilovatios (Kw). 
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El cargo por consumidor comprende los costos por supervisión, mano de obra, 

materiales, medición, facturación, cobranza, registro de usuarios y otros relacionados con 

la comercialización de electricidad, y el cargo por energía, se refiere al precio por Kwh. 

establecido por la CNEE para cada una de las distribuidoras. 

 
Las tarifas a usuarios de servicio de distribución final son determinadas por la CNEE, a 

través de adicionar los componentes de costos de adquisición de potencia y energía, 

libremente pactados entre generadores y distribuidores y referidos a la entrada de la red de 

distribución con los componentes de costos eficientes de distribución.  Las compras de 

electricidad por parte de las empresas del servicio de distribución final se efectúan 

mediante licitación abierta.  

 
Los costos de suministro de la energía eléctrica, se calculan en forma anual y esta 

integrado por: costos de compras de electricidad, costos de instalaciones, costos de 

consumidores (comprende: supervisión, mano de obra, materiales, facturación, cobranza, 

entre otros), impuestos y tasas arancelarias, costos de mantenimiento, costos 

administrativos y generales, y otros costos que tengan relación con el suministro y que 

sean aprobados por la CNEE.29 

 
Estas tarifas son ajustadas periódicamente mediante la aplicación de fórmulas que 

reflejen la variación de los costos de distribución 

 
El precio de la factura para el caso de la Tarifa Social se determina según la Ley de la 

Tarifa Social para el Suministro de Energía Eléctrica, el cual en su artículo 4, establece:  

“La Tarifa Social para el Suministro de Energía Eléctrica, en sus componentes de potencia 

y energía, será calculada como la suma del precio de compra de la energía eléctrica, 

referido a la entrada de la red de distribución, y del Valor Agregado de Distribución –VAD-.  

El precio de compra de la energía eléctrica por parte del distribuidor que se reconozca en la 

tarifa debe reflejar estrictamente la condición obtenida en la licitación abierta según lo 

establece el artículo 3 de este decreto.  La CNEE publicará el pliego tarifario respectivo”. 

 
Para calcular el precio de ambas tarifas (social y no social), hay que tomar en cuenta el 

artículo 87, del Reglamento de la LGE, que preceptúa: “Cada tres meses se calculará la 

diferencia entre el precio medio de compra de potencia y energía y el precio medio 

correspondiente calculado inicialmente para ser trasladado a tarifas de distribución.  El 
                                                 
29 Artículo 82 del Reglamento de la Ley General de Electricidad. 
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precio de la energía en los próximos tres meses se modificará tomando en cuenta la 

diferencia indicada dividida por la proyección de la demanda de energía para los próximos 

tres meses.  El valor así obtenido permitirá obtener un valor de ajuste que será aplicado al 

precio de la energía en los tres meses siguientes…”; el valor al que se refiere este párrafo, 

es el Ajuste Trimestral (AT) a efectuarse en el trimestre correspondiente. 

 

2. Proporción de consumo de Energía en Baja Tensión Simple con relación al 

Sistema Nacional Interconectado.  

Los usuarios de Baja Tensión Simple (BTS), representaron en promedio durante el 

período analizado (del año 2001 al 2004) el 57.04% del total consumido por el Sistema 

Nacional Interconectado (SNI).  El siguiente cuadro presenta dicha proporción para cada 

año analizado. 

 
Cuadro 8 

Proporción del Consumo de Energía en Baja Tensión Simple (BTS)  
Respecto al Total del Consumo del SNI  

2001-2004 
 

Promedio Anual Mwh. Año 
Consumo SNI Consumo BTS 

% de Participación 
de BTS 

2001 441,058.33  245,139.45  55.58 
2002 469,032.50  277,838.51  59.24 
2003 492,264.17  284,171.89  57.73 
2004 526,816.67  292,994.50 55.62 

Promedio del período   57.04 
 

 Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE y el AMM. 

 
La Baja Tensión Simple, es aquella que se maneja en las redes de distribución de las 

Empresas EEGSA, DEORSA y DEOCSA.  De acuerdo a la Ley General de Electricidad, los 

usuarios afectos son aquellos que poseen una tensión inferior a 1,000 voltios. 

 
Cabe destacar que la energía eléctrica a nivel nacional se divide en 6 tensiones, las 

cuales se refieren a horarios específicos o niveles de tensión más altos para consumos 

industriales, las cuales son: 

 
• BAJA TENSIÓN Con Demanda en Punta (BTDp) 
• BAJA TENSIÓN Con Demanda fuera de Punta (BTDfp) 
• BAJA TENSIÓN HORARIA (BTH) 
• MEDIA TENSIÓN Con Demanda en Punta (MTDp) 
• MEDIA TENSIÓN Con Demanda fuera de Punta (MTDfp) 
• MEDIA TENSIÓN HORARIA (MTH) 
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3. Comportamiento de los precios de la tarifa de la energía eléctrica. 

Para simplificar el análisis, solamente serán tomadas las tarifas de la EEGSA, 

DEORSA y DEOCSA, ya que éstas en el año 2004 concentraban al 93.18% de los 

usuarios.  La tarifa de la energía eléctrica, como el precio de cualquier bien o servicio, se 

encuentra sujeto a cambios, los que en este caso particular, como se presentó 

anteriormente, responden a regulaciones aplicadas por la CNEE.   

 
 Tarifa para usuarios fuera de la tarifa social de energía eléctrica. 

La tarifa eléctrica, para los usuarios de Baja Tensión Simple, que se encuentran fuera 

de la Tarifa Social durante el período del 2001 al 2004, ha mostrado una tendencia 

ascendente.  Por el lado de las Empresas Distribuidoras, la EEGSA registra las tarifas más 

altas, siguiéndole DEORSA y DEOCSA con una tendencia similar para estas dos 

distribuidoras.  A continuación se presenta la gráfica que muestra la evolución de las tarifas 

eléctricas exentas de la tarifa social, por empresa distribuidora. 

 

Gráfica 5 
Evolución de los Precios Trimestrales de la Electricidad con Tarifa No Social por Distribuidora 

En Quetzales por Kwh. 
2001-2004 

Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE 
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La tarifa no social de la energía eléctrica, en el caso de la EEGSA se incrementó en 

16.81%, al pasar de Q1.19 por Kwh. en el primer trimestre de 2001 a Q1.39 por Kwh. en el 

último trimestre de 2004, en el caso de DEOCSA el incremento fue de 47.5% pasando de 

Q0.80 por Kwh. en enero de 2001 a Q1.18 por Kwh. en diciembre de 2004 y para DEORSA 

el incremento fue mayor, ya que pasó de Q0.79 por Kwh. en enero 2001 a Q1.19 por Kwh. 

en diciembre de 2004, representando un incremento del 50.63%. 

 
De acuerdo a estos precios, se puede determinar la tarifa promedio nacional anual y 

por distribuidora, para cada año desde el 2001 hasta el 2004, de la manera siguiente: 

 
Cuadro 9 

Evolución del Precio Promedio Anual de la Electricidad con Tarifa No Social por Distribuidora 
En Quetzales por Kwh. 

2001-2004 

EMPRESA 2001 2002 2003 2004 

EEGSA 1.26 1.27 1.33 1.41 
DEOCSA 0.88 0.96 1.05 1.17 
DEORSA 0.85 0.90 1.01 1.17 

Total Nacional 1.00 1.04 1.13 1.25 
 

 Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE 

 

El promedio simple de la tarifa eléctrica (excluyendo la tarifa social), aumentó 25.00% 

en los cuatro años de estudio, con un incremento promedio anual del 7.89%.  Al analizar 

las tarifas en las empresas distribuidoras, durante el período 2001-2004, DEORSA, fue la 

que mostró un mayor incremento con 38.12%, le siguió DEOCSA con 32.69% y por último 

la EEGSA con un 11.97%. 

 
 Tarifa social de la energía eléctrica. 

El comportamiento durante el período en estudio de los precios de la tarifa eléctrica 

para los usuarios de Baja Tensión Simple, donde el consumo es menor a los 300 Kwh. al 

mes también es ascendente pero en menor proporción que el caso anterior, sin embargo, 

cabe destacar que las tres empresas distribuidoras mostraron precios similares al caso 

anterior (las diferencias se deben a costos de distribución y transporte) y con una tendencia 

parecida, debido a que el INDE es el único que oferta en las licitaciones de compra de 

energía, por lo tanto es quien fija la tarifa social.  El comportamiento se muestra en la 

gráfica 6. 
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Gráfica 6 
Evolución de los Precios Trimestrales de la Electricidad con Tarifa Social por Distribuidora 

En Quetzales por Kwh. 
2001-2004 

 

 Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE 

 

El promedio simple de la tarifa social anual por empresa distribuidora para cada año 

desde el 2001 al 2004, muestra que el precio cobrado por las empresas del Grupo de 

Unión FENOSA (DEORSA Y DEOCSA), sufrieron aumentos más altos con relación a la 

EEGSA, sobre todo en el año 2004, manteniéndose con una tendencia estable en los años 

restantes.  Tales precios promedio fueron los siguientes: 

 
Cuadro 10 

Evolución del Precio Promedio Anual de la Electricidad con Tarifa Social por Distribuidora 
En Quetzales por Kwh. 

2001-2004 

EMPRESA 2001 2002 2003 2004 

EEGSA 0.60 0.62 0.63 0.68 
DEOCSA 0.58 0.61 0.61 0.70 
DEORSA 0.59 0.61 0.61 0.70 

Total Nacional 0.59 0.61 0.62 0.69 
 

 Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE 
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Derivado de este cuadro, se pueden extraer los siguientes coeficientes:  El precio 

promedio de la energía eléctrica con tarifa social, aumentó 16.95% durante el período 

2001-2004, con un incremento promedio anual del 5.64%.  Respecto a las empresas 

distribuidoras, DEOCSA fue la que mostró un mayor incremento con 20.69%, le siguió 

DEORSA con 18.64% y por último la EEGSA con un 13.33%. 

 
 Mercado Spot. 

El Reglamento de la Ley General de Electricidad, define el mercado spot del subsector 

eléctrico como el conjunto de transacciones de compra venta de electricidad de corto plazo, 

no basado en contratos a término.  Es decir, que en este mercado el precio responde a la 

oferta y demanda energética que exista en el momento de la transacción. 

 
Estas operaciones de compra venta de energía se realizan a través del AMM, el cual en 

su Reglamento30 considera al mercado spot “para las transacciones de oportunidad de 

energía eléctrica con un precio establecido en forma horaria, o el precio que defina la 

CNEE en caso que la misma considere necesario reducir el período (de una hora).  En este 

mercado cada comprador adquiere el servicio del conjunto de vendedores y las 

transacciones se realizan al precio de oportunidad de la energía, calculado en base al 

costo marginal de corto plazo, que resulta del despacho de la oferta disponible”. 

 
En este mercado, el precio de oportunidad de la energía o precio spot se define como 

“el valor del costo marginal de corto plazo de la energía en cada hora, o en el período que 

defina la comisión nacional de energía eléctrica, establecido por el Administrador del 

Mercado Mayorista, como resultado del despacho”31. 

 
Durante el período en estudio, el promedio simple anual del precio spot de la 

electricidad fue el siguiente: 

Cuadro 11 
Evolución del Promedio Anual del Precio Spot de la Electricidad  

En Quetzales por Kwh. 
2001-2004 

 

Fuente: Elaboración propia con datos del AMM. 

 

                                                 
30  Acuerdo Gubernativo Número 299-98. 
31  Artículo 1 del Reglamento del Administrador del Mercado Mayorista. 

2001 2002 2003 2004

0.34 0.39 0.44 0.38
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El precio spot promedio por Kwh. durante el período 2001-2004, presentó una 

tendencia variada, debido a que se establece de acuerdo a la energía disponible y a la 

demanda de la misma en el mercado en un período horario.  En este período, el precio spot 

promedio de la energía eléctrica aumentó 11.76%, pasando de Q0.34 por Kwh. en 2001 a 

Q0.38 Kwh. en 2004. 

 

4. Mecanismo de transmisión de la tarifa social. 

Uno de los objetivos del presente trabajo es identificar el mecanismo de transmisión del 

subsidio de la tarifa social. 

 
En economía, los mecanismos de transmisión se refieren al conjunto de canales que 

deben seguirse para que una medida de política económica se traslade al sector de la 

sociedad que se desea afectar.  Para el caso del subsidio a la energía eléctrica 

representado por la tarifa social, el mecanismo de transmisión ha sido el siguiente: 

 

 
Cabe recordar, que el fin primordial de la tarifa social es ofrecer a los usuarios de 

menores recursos económicos, energía eléctrica a bajos precios, por medio de un subsidio 

otorgado por el INDE.  El mecanismo de transmisión, como se muestra, consta de cuatro 

pasos, los que funcionan así: 

 
En primer lugar, las Empresas Distribuidoras, licitan abiertamente la compra de 

potencia y energía a los generadores, para el suministro a usuarios de la tarifa social.  

Cada uno de los oferentes deberá ser agente del Mercado Mayorista de Electricidad y 

cumplir con las Leyes Generales de Guatemala, la regulación del sector eléctrico, y 

específicamente con las Normas de Coordinación Comercial y Operativas vigentes. 

 
El segundo paso consiste en la venta de energía y potencia del INDE a las empresas 

distribuidoras, quien en los años de existencia de la tarifa social ha sido el único en 

participar como oferente en las licitaciones realizadas.  Cabe mencionar, que si al momento 
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de tener que suministrar la energía, el INDE no cuenta con la disponibilidad propia 

suficiente para cumplir con sus obligaciones, acude a la compra de energía de generadores 

privados, quienes le venden energía al INDE a precios fijados por contratos preexistentes o 

bien por compras en el mercado spot.  

 
El tercer paso se refiere a la publicación realizada por la CNEE de los pliegos tarifarios 

que afectarán a los usuarios de las empresas distribuidoras.  Estas tarifas son calculadas 

como la suma del precio de compra de la energía eléctrica, referido a la entrada de la red 

de distribución, y del Valor Agregado de Distribución -VAD-.  El precio de compra de la 

energía eléctrica por parte del distribuidor que se reconozca en la tarifa debe reflejar 

estrictamente la condición obtenida en la licitación abierta según lo establece el artículo 3 

de la Ley de la Tarifa Social.  Estas tarifas serán ajustadas trimestralmente, dependiendo 

de los cambios que se pudieran producir en el costo de la distribución y transporte de la 

energía. 

 
Por último, las empresas distribuidoras venden la energía eléctrica a los consumidores 

finales, quienes en el caso de consumir menos de 300 Kwh. al mes o un promedio diario de 

10 Kwh. por un mes, deberán pagar una factura con precios más bajos, debido al subsidio 

otorgado por el INDE.   

 

5. Caracterización microeconómica del consumo de energía eléctrica 

 Teoría marginal de precios. 

De acuerdo a la teoría marginal, los precios se establecen como resultado de la 

interacción de la oferta y la demanda de determinado bien o servicio; esto significa que los 

precios fluctuarán de acuerdo a las necesidades del mercado, tanto de los oferentes como 

de los demandantes.  

 
La lógica microeconómica de los precios, supone que en condiciones de competencia 

perfecta, hay muchas pequeñas empresas, cada una de las cuales produce un producto 

idéntico y es demasiado pequeña para influir en el precio de mercado; también supone que 

las empresas maximizan sus beneficios, los cuales son iguales a los ingresos totales 

menos los costos totales.  Los beneficios se maximizan produciendo la cantidad con la que 

el costo marginal es igual al precio.  Por lo tanto, el ingreso adicional derivado de cada 

unidad adicional vendida es, pues, el precio de mercado.  En resumen, se puede decir que 

“una empresa maximizadora del beneficio elegirá un nivel de producción donde el costo 
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marginal sea igual al precio, lo que gráficamente significa que la curva de costo marginal de 

una empresa también es su curva de oferta”.32 

 
Cuando las condiciones del mercado no son de competencia perfecta, sino de otro tipo, 

tal como los oligopolios, el mercado se presenta con otras características, tales como la 

participación de pocos productores de un producto con pocas diferencias, que las acciones 

que realicen tendrán algún efecto sobre el precio y que los otros vendedores reaccionarán 

a los cambios en precios y cantidades, es decir, que sus decisiones son interdependientes.  

En este caso, la cantidad de producción y los precios de la industria dependerá de la 

reacción de los competidores en cuanto al manejo de dichas variables por parte del resto 

de empresas. 

 
 Características especiales del consumo de energía eléctrica. 

Una de las características más sobresalientes del sector eléctrico en general, es la 

necesidad de mantener la oferta y la demanda permanentemente equilibradas en todo 

instante de tiempo porque a diferencia de lo que sucede en otros sectores productivos, la 

electricidad no puede ser almacenada, lo que implica que se requiere un sustancial 

esfuerzo de coordinación entre oferentes y demandantes y al interior de cada segmento del 

mercado para equilibrar oferta y demanda.  Es decir, que la producción de energía en un 

sistema interconectado debe reflejar, en todo momento, el nivel de demanda total del 

sistema. 

 
Derivado de la necesidad de igualar oferta y demanda en todo instante, la 

estacionalidad en la demanda y el riesgo climático en la oferta genera una sustancial 

volatilidad en el precio de la electricidad, por lo que los agentes prefieren firmar contratos 

de abastecimiento de largo plazo.  Esto, a su vez, produce dos problemas:  “El primero, 

como sucede frecuentemente los contratos son incompletos (no cubren todas las 

situaciones) lo que da espacio al oportunismo.  El segundo, el poder de negociación de las 

generadoras y los consumidores pequeños (familias) es suficientemente desigual como 

para que justifique que exista un precio regulado”.33 

 
Otra característica de cualquier bien o servicio es su elasticidad, específicamente la 

elasticidad demanda - precio, la cual representa la sensibilidad de la demanda a los 
                                                 
32 Samuelson, P. y Nordhaus, W.  “Economía”.  Decimoquinta edición.  Pág. 134.  McGraw Hill/Interamericana de España, 
S.A., 1996, España. 
33 Montero, J. y Valdés, S. “Notas para una Regulación Eficiente de la Transmisión Eléctrica”. Pontificia Universidad Católica 
de Chile.  Instituto de Economía, Pontificia Universidad Católica de Chile, 2005, Chile. 
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cambios en el precio.  Este coeficiente se encuentra sujeto a cuatro determinantes,34 los 

cuales a continuación se presentan y examinan para el caso de la energía eléctrica. 

 
1. La existencia y similitud de sustitutos: La electricidad, para algunas aplicaciones, 

posee sustitutos, tales como el gas natural y los combustibles fósiles.  Por ejemplo, 

existen calentadores de agua y estufas de gas.  En términos generales se puede 

decir que la electricidad tiene muy pocos sustitutos, por lo que su elasticidad 

demanda-precio debería ser baja. 

 
2. El porcentaje que el producto representa en el presupuesto total del consumidor:  El 

consumo de electricidad domiciliar depende del nivel económico del hogar; mientras 

mayor es el presupuesto familiar, mayor será la utilización de electricidad, pero el 

porcentaje gastado en energía eléctrica, del presupuesto familiar, disminuye a 

medida que aumenta el ingreso familiar.  Por lo que su demanda tendría que ser 

inelástica. 

 
3. El grado en el cual el bien se considera necesario:  Los bienes y servicios que se 

consideran necesarios por lo general tienen demandas inelásticas en relación con 

los bienes que no se consideran así.  La energía eléctrica se considera como una 

necesidad (ya que la mayor parte de aparatos modernos y procesos industriales la 

requiere). 

 
4. El período permitido para ajustarse a los cambios en el precio del producto:  Este 

determinante indica que cuanto más persista cualquier cambio de precio, mayor 

será la elasticidad-precio de la demanda, de manera que la elasticidad-precio de la 

demanda es mayor a largo plazo que a corto plazo.  Respecto a la electricidad, ante 

aumentos en el precio, es más fácil ajustar el consumo en el largo plazo, período en 

el cual se pueden realizar cambios tendentes a disminuir el consumo de energía (Ej. 

cambio de focos convencionales por focos ahorradores de electricidad).  

 
Después de haber descrito los determinantes de la elasticidad de la demanda, se 

puede concluir que la demanda de la energía eléctrica es inelástica, lo cual es confirmado 

por los datos estadísticos.  Para el período analizado, la elasticidad - precio promedio de la 

demanda de la energía eléctrica fue de 0.72, lo que implica que ante cambios en el precio, 

la demanda cambiará en una menor proporción, es decir que si la tarifa eléctrica aumentara 
                                                 
34 Miller, R. “Microeconomía Moderna”.  Séptima edición.  Pág. 133.  Harla, S.A. de C.V., 1995, México. 
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en 1.00%, la demanda de energía eléctrica respondería únicamente en 0.72%.  El cuadro 

siguiente muestra el cálculo de la elasticidad - precio de la demanda para el período 2001-

2004. 

 
Cuadro 12 

Elasticidad - Precio de la Demanda de Energía Eléctrica 
2001 - 2004 

 

Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE y el AMM 

 

 

Demanda Tarifa Demanda

Media Kwh

Nov00-Ene01 0.76 362.28         
Feb-Abr01 0.77 317.91         
May-Jul01 0.81 402.55         
Ago-Oct01 0.78 422.34         
Nov01-Ene02 0.81 391.09         6.61% 7.95% 1.20           
Feb-Abr02 0.81 395.49         
May-Jul02 0.82 396.14         
Ago-Oct02 0.85 390.26         
Nov02-Ene03 0.84 415.58         4.04% 5.08% 1.26           
Feb-Abr03 0.84 412.01         
May-Jul03 0.89 415.13         
Ago-Oct03 0.89 418.74         
Nov03-Ene04 0.90 411.38         7.34% -0.15% (0.02)          
Feb-Abr04 0.92 429.37         
May-Jul04 1.02 434.10         
Ago-Oct04 0.98 438.84         
Nov04-Dic04 0.99 443.57         7.66% 3.31% 0.43           

Elasticidad principio y fin del período  31.33% 22.44% 0.72         
Elasticidad promedio de elasticidades anuales  0.72         

Elasticidad 
AnualCambio (%) Anual

Promedio
Tarifa 

Promedio



 

 

 

 

 

 

 

 

 

Capítulo IV 
Efectos económicos y financieros de la aplicación de la tarifa social 

 
La tarifa social produjo costos y beneficios en el mercado eléctrico guatemalteco, a 

continuación se presentan los principales costos, los cuales en este caso fueron absorbidos 

por el INDE y los beneficios, identificando a los consumidores de baja tensión simple con 

consumos de hasta 300 Kwh. como los principales favorecidos de dicho subsidio.  

 

1. Efectos económicos y financieros de la tarifa social en el Instituto Nacional de 

Electrificación (INDE). 

Para establecer el efecto económico de la tarifa social en el INDE, no es suficiente con 

efectuar un análisis de los principales indicadores financieros o presupuestarios, ya que si 

bien en el largo plazo pueden brindar valiosa información, en el corto plazo no permiten 

extraer resultados que puede brindar el análisis del costo económico real. 

 
Por lo tanto, es necesario analizar la tarifa social a partir de los efectos económicos, los 

cuales representan los costos que no se pueden determinar a partir del efecto financiero y 

presupuestario, los cuales son los costos de oportunidad.  

 
1.1. Efectos económicos en el Instituto Nacional de Electrificación (INDE). 

Al cortar los vínculos entre las tarifas y los costos de producción, los subsidios con 

frecuencia provocan una asignación ineficiente de recursos y pérdidas de eficiencia; se los 

imponen un una economía libre de mercado, en donde no se podrán aprovechar las 

imperfecciones del mercado o la oportunidad de economías de escala del bien subsidiado, 

puesto que la producción y el consumo crecen y sobrepasan el punto en donde el beneficio 
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social marginal del consumidor del bien es igual o mayor que los costos sociales 

marginales de la producción.  Esta afirmación es valedera solamente si la tarifa subsidiada 

es menor que su costo marginal. 

 
A continuación se presentan los análisis de costo de oportunidad social y el costo de 

oportunidad. 

 
1.1.1. Costo de Oportunidad Social. 

El costo de oportunidad social es una estructura tarifaria, que se basa en el principio de 

cobrar al usuario un precio que refleje lo que le cuesta a la colectividad la presencia de 

dicho usuario en la red eléctrica.  Esta metodología es utilizada para calcular las tarifas 

eléctricas en diferentes países, tales como Francia y Suiza, entre otros”.35  

 
El presente trabajo pretende demostrar que la tarifa social al consumo de energía 

eléctrica no refleja el costo de oportunidad social; es por ello que es necesario realizar una 

aproximación teórica del costo de oportunidad social, como un criterio de fijación de precios 

para el caso de Guatemala, específicamente para el período 2001 - 2004.  El desarrollo 

práctico de dicha aproximación se encuentra en el Anexo 2, y se basa en la política de 

precios de la energía que para el efecto desarrolló la Comisión Económica para América 

Latina y el Caribe -CEPAL-.  A continuación se presentan los principales resultados. 

 
Cuadro 13 

Costo marginal a la tarifa eléctrica y TS promedio (anual) 
En Quetzales por Kwh. 

2001 - 2004 

 2001 2002 2003 2004 
Tarifa monómica 0.9140 0.8911 0.9315 0.8976 
Tarifa Social 0.5895 0.6123 0.6201 0.6950 

 
Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE, el AMM y la CEPAL. 
 

De acuerdo a esta aproximación teórica del costo de oportunidad social, y teniendo en 

cuenta la tarifa social promedio anual para el período en referencia, se confirma que la 

tarifa social se mantuvo por debajo de su tarifa de equilibrio, ya que en promedio la TS 

solamente cubrió el 64.88% de su costo de oportunidad social.  Esta diferencia pudo haber 

afectado las finanzas del INDE, así como haber provocado distorsiones en la oferta y el 

                                                 
35 Rodriguez, V. y  Sheinbaum, C. El sistema de precios de la electricidad en México: Problemas y Soluciones. Pág. 222.  
Distrito Federal, México. 2002 
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precio de la tarifa no social en el mercado eléctrico nacional, efecto que se detalla en los 

apartados siguientes. 

 
Como se hace mención en el Capítulo I de este documento, con la asignación del 

precio al costo marginal se logra un óptimo social, ya que satisface tanto las expectativas 

del productor como del consumidor.  En este sentido, se puede afirmar que el costo 

marginal de la tarifa eléctrica representa la tarifa de equilibrio para los usuarios de BTS, del 

mercado eléctrico nacional, debido a que la tarifa estimada toma en consideración los 

costos por transporte y distribución de la energía, lo que equivale al VAD.  Este costo de 

oportunidad social indica cual hubiera sido la tarifa de equilibrio de no haber existido el 

subsidio a la energía eléctrica a través de la Ley de la Tarifa Social. 

 
1.1.2. Costo de Oportunidad. 

El costo de oportunidad se refiere a la alternativa a la que se renuncia por el hecho de 

realizar otra actividad.  De hecho, los costos de oportunidad de una decisión comprenden 

todas sus consecuencias, independientemente de que se reflejen o no en las transacciones 

monetarias.  Por lo tanto, los costos comprenden, además de los gastos monetarios 

explícitos, los costos de oportunidad que se derivan del hecho de que los recursos pueden 

utilizarse con otros fines.  

 
El cuadro 14, presenta el cálculo aproximado del costo de oportunidad del INDE 

durante el período 2001-2004 por la aplicación de la tarifa social.  

 
Cuadro 14 

INDE: Estimación del Costo de Oportunidad en la Aplicación de la Tarifa Social 
En Miles de Quetzales 

2001 - 2004 

 

Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE 

 
La estimación del costo de oportunidad del INDE en Q1,479,949.11 miles durante el 

período 2001-2004, se estableció a partir de comparar la cantidad monetaria obtenida por 

la venta de energía eléctrica con tarifa social y la cantidad de dinero que hubiera recibido el 

CONCEPTO 2001 2002 2003 2004 TOTAL

Consumo TS (Mwh) 1,218,352.91   1,337,569.40  1,469,773.92   1,288,545.93   5,314,242.15      

TS (promedio) Q/Kwh 0.59064           0.61078          0.62102           0.69990           0.63058              

COS  Q/Kwh 0.91400           0.89107          0.93153           0.89756           0.97434              

INGRESOS CON  TS 719,607.60      816,961.57     912,757.25      901,850.97      3,351,177.39      

INGRESOS CON  COS 1,113,571.35   1,191,863.96  1,369,137.80   1,156,553.38   4,831,126.50      

COSTO DE OPORTUNIDAD 393,963.75      374,902.39     456,380.56      254,702.41      1,479,949.11      
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INDE por la misma cantidad de energía eléctrica, con tarifas establecidas a través del costo 

de oportunidad social.  

 
Esta diferencia representa el costo de oportunidad, de conectar a aproximadamente 

269,082 nuevos usuarios a la red nacional de electricidad, a través del Plan de 

Electrificación Rural -PER-36, lo que sumado a los usuarios existentes para 2004, sumarían 

2,315,840, equivalente al 100.00% de cobertura eléctrica.37   

 
1.2. Efecto financiero 

A continuación se presenta un análisis del efecto financiero en el INDE, en función del 

tiempo, ya que “la comparación en el tiempo del desempeño de ciertos indicadores, permite 

evaluar la situación de la empresa.”38  Para realizar el análisis, se hace una comparación 

de los tres años anteriores a la aplicación de Ley de la Tarifa Social y los primeros cuatro 

años de vigencia de ésta.  La evaluación mediante indicadores se hace a través de la 

liquidez, deuda y rentabilidad. 

 
Las razones financieras se muestran a continuación con su respectiva metodología de 

cálculo y análisis, para esto se hace necesario contar con la información de los datos 

reflejados en el balance general y estado de resultados del período en cuestión, los cuales 

se presentan en el Anexo 3. 

 
a. Liquidez 

La liquidez de una empresa se mide por su capacidad para satisfacer obligaciones a 

corto plazo conforme se venzan.  “La liquidez se refiere a la posición financiera global de la 

empresa, es decir la facilidad con que paga sus facturas.  Puesto que un precursor común 

para un desastre o quiebra financiera es la baja o disminución de liquidez, estas razones 

financieras se ven como indicadores líderes de problemas de flujo de efectivo”.39  En otras 

palabras, la liquidez se refiere a la capacidad de convertir los activos circulantes en 

efectivo.  Para los casos a exponer, los coeficientes mayores son reflejo de una mejor 

situación de liquidez de la empresa.  Las dos medidas básicas de liquidez son las 

siguientes: 

 

                                                 
36 Según estimaciones del Departamento de Electrificación Rural del INDE, para 2004 el costo promedio por la conexión de 
un nuevo usuario es de Q5,500.00 
37 Para el año 2004 el índice de electrificación era de 84.84% lo cual representa a un total de 1,983,310 usuarios conectados 
a la red nacional de electricidad. 
38  Gallagher, T.,  Horngren, C.,  Gitman, L. y Emery, D.  “Finanzas”.  Pág. 72.  Primera Edición, Prentice Hall, 2005, México. 
39 Idem.  Pág.74. 
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• Razón del circulante 

Activos Circulantes / Pasivos Circulantes 

• Razón rápida (prueba del ácido) 

(Activos Circulantes – Inventario) / Pasivos Circulantes 

 
Gráfica 7 

INDE: Indicadores Financieros de Liquidez  
1998-2004 

 
Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

 
Las razones de liquidez presentadas, como se mencionó anteriormente, tienen la 

característica de que a mayor coeficiente, mayor es la liquidez de la empresa.  Para el 

presente caso, los indicadores de liquidez del INDE, muestran una tendencia hacia la 

unidad, lo cual indica que cada año tuvo menos capacidad de cumplir con las obligaciones 

financieras de corto plazo.   

 
La razón del circulante representa la cantidad de liquidez que respalda las obligaciones 

financieras.  Como se muestra, para el período 1998-2000, mostró un coeficiente promedio 

de 3.64, descendiendo el promedio para el período 2001-2004 a 2.85 (lo que significó una 

disminución del 21.70%), por lo que el INDE, en promedio, para el período 2001-2004 por 

cada quetzal de pasivo circulante tuvo Q2.85 de activo circulante, este comportamiento 

estuvo determinado por la disminución de las cuentas más “liquidas”, tales como efectivo 

en caja y bancos y documentos y cuentas por cobrar.  El cambio en la tendencia de este 

indicador para el año 2000, se debió a la disminución de algunos pasivos como los 

documentos y cuentas por pagar y a la eliminación de la provisión para indemnizaciones de 

corto plazo, lo cual esta relacionado con la desincorporación de algunos activos del INDE 

(del año 1999 al 2000, la propiedad, planta y equipo, se redujo 16.57%). 
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En el caso de la prueba del ácido, este indicador es aún más significativo porque toma 

en cuenta los inventarios netos del período (los cuales por lo general son los activos menos 

líquidos de cualquier empresa), mostrando en promedio para el período 1998-2000 una 

razón de 3.01, disminuyendo para el período 2001-2004 a 2.16 (lo que representa una baja 

en 28.24%).  En el año 2000 se rompió la tendencia de este indicador de liquidez, debido 

principalmente a la disminución del 68.55% del pasivo circulante (principalmente los 

documentos y cuentas por pagar). 

 
b. Deuda 

La posición de deuda de una empresa “indica la cantidad de dinero de otras personas 

que se ha estado utilizando para generar ganancias.  En general, cuanto mayor es la 

deuda que una empresa utiliza en relación con sus activos totales, mayor es el 

apalancamiento financiero”.40  El apalancamiento financiero se refiere al aumento del riesgo 

y rendimiento introducidos a través del uso de financiamiento de costo fijo, como deuda y 

acciones preferentes. 

 
Para este análisis se presenta la razón de deuda, la cual mientras más alta sea la 

razón, mayor será la cantidad de dinero prestado por terceras personas para tratar de 

generar utilidades, dicha razón se define así: 

 
Pasivos Totales / Activos totales 

 

Gráfica 8 
INDE: Indicador Financiero de Deuda  

1998-2004 

 

Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

                                                 
40 Idem.  Pág.78 
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Estos valores de razón de deuda muestran la proporción de activos totales financiados 

por terceros.  Como indica la gráfica 8, el INDE mantuvo una razón de deuda con tendencia 

a disminuir, debido en parte al incremento de los activos y a la disminución de la deuda.  

Otro aspecto a considerar es la reducción del tamaño del INDE, por medio de los procesos 

de privatización, lo cual produjo una reducción en sus pasivos u obligaciones con terceros.  

Finalmente, se puede decir que durante ese período el apalancamiento financiero se 

redujo. 

 
c. Rentabilidad 

Las medidas de rentabilidad relacionan los rendimientos de la empresa con sus ventas, 

activos o capital contable.  “En conjunto, estas medidas permiten evaluar las utilidades de 

la empresa en relación con un determinado nivel de ventas, de activos o la inversión de los 

propietarios”.41  Para este caso, a mayor razón, mejor será la situación de la empresa 

respecto a su rentabilidad. 

 
Las medidas de rentabilidad “facilitan la evaluación de las utilidades de la empresa 

respecto de un nivel dado de ventas, de un nivel cierto de activos o de la inversión del 

propietario”.42  A continuación se presentan los principales indicadores de rentabilidad, los 

cuales son:  

 
• Margen de utilidad bruta 

Utilidad Bruta / Ventas 
 

• Margen de utilidad neta  

Utilidad Neta del Año / Ventas 
 

• Rendimiento sobre activos (ROA)  

Utilidad Neta del Año / Activos Totales 
 

• Rendimiento sobre capital (ROE). 

Utilidad Después de Intereses e Impuestos / Patrimonio Neto 
 
 
  

                                                 
41 Gitman, L.  “Administración Financiera”.  Pág.126, Octava Edición.  
 Prentice Hall, 1998, México. 
42  Gallagher, T.,  Horngren, C.,  Gitman, L. y Emery, D.  “Finanzas”.  Pág. 81.  Primera Edición, Prentice Hall, 2005, México. 



 54 

Gráfica 9 
INDE: Indicadores Financieros de Rentabilidad (Margen de utilidad bruta / neta) 

1998-2004 

 
 
Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

 
 
 

Gráfica 10 
INDE: Indicadores Financieros de Rentabilidad (Rendimiento sobre activos / capital) 

1998-2004 

 
 
Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 
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Los indicadores de rentabilidad mostrados en las gráficas 9 y 10, presentan una 

tendencia hacia la baja durante el período 2001-2004, lo que significa que el nivel de 

utilidades respecto a los principales indicadores decayó, además de ser una muestra de 

ser una empresa poco eficiente, debido a su elevado nivel de gasto.   

 
El margen de utilidad neta, mide el porcentaje de cada quetzal de ventas que queda 

después de deducir todos los costos y gastos, incluyendo los intereses, mientras más alto 

es este indicador, en mejor situación se encuentra la empresa.  Dicho indicador mostró en 

el INDE para el período 1998-2000 un promedio de 3.60% para presentar en el período 

2001-2004 un promedio de 4.11%, mostrando un aumento de 14.17%.  Este 

comportamiento esta asociado a los bajos niveles de utilidad neta y a las mayores ventas 

en el último período.  Los sobresaltos mostrados en el año 2000 y 2001 se relacionan a los 

niveles de ventas de energía y a los gastos de operación y mantenimiento en ambos años 

(dichos gastos representaron el 63.28% y 90.66%, respectivamente).  La caída sufrida en 

el año 2002, se produjo debido al incremento de los gastos de operación y mantenimiento 

(estos gastos supusieron el 114.79% de las ventas de energía eléctrica) 

 
El margen de utilidad bruta mide el porcentaje de cada quetzal de ventas que quedó 

después de que el INDE pagó todos sus productos, el cual pasó de un promedio del 

período 1998-2000 de 16.34% a 0.10% en el período 2001-2004, disminuyendo en 

99.39%.  Estos bajos resultados, se deben en gran parte a la relación que existe entre las 

ventas y los gastos de operación y mantenimiento, los cuales han mantenido una tendencia 

ascendente, con excepción del año 2003.  Los sobresaltos mostrados en los años 2000 y 

2002 se deben en el primer caso a las mayores ventas de energía eléctrica, lo que redundó 

en la utilidad bruta del año.  En el segundo caso, la marcada disminución se debió, entre 

otros factores, al incremento de 34.87% en los gastos administrativos y de mantenimiento 

mientras que las ventas de energía eléctrica se incrementaron en solamente un 6.53%. 

 
El rendimiento sobre activos (ROA), mide la efectividad total de la administración en la 

generación de utilidades con sus activos disponibles, por lo que entre más alto es este 

indicador, mejor.  Durante el período 1998-2000 mostró un promedio de 0.78% y para el 

período 2001-2004, un promedio de 0.72%, presentando una baja de 7.69%.  Para este 

caso, durante todo el período 2001-2004 mostró indicadores bajos, pasando de 1.43% en 

2001 a 0.74% en 2004, por lo que el manejo de los activos del INDE no fue eficiente 
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respecto a la generación de utilidades.  Los bajos niveles mostrados por este indicador 

están relacionados con los bajos niveles de utilidades netas durante el período 2001-2004, 

lapso en el cual los gastos de operación y mantenimiento pasaron de Q674,908.74 miles 

(2000) a Q1,442,248.90 miles (2004) y al aumento del total del activo, el cual pasó de 

Q5,679,057.12 miles (2002) a Q6,662,126.00 miles (2004).  Durante todo el período 

analizado se presenta una tendencia estable, con excepción del año 2000, año en el cual 

las ventas de energía eléctrica aumentaron un 45.91% respecto al año anterior, lo cual 

redundó en la utilidad neta del año; otro factor que influyó fue la disminución de los activos 

del INDE en 13.25%, respecto al año anterior. 

 
Por ultimo, el rendimiento sobre capital (ROE) mide el rendimiento obtenido por la 

inversión sobre el patrimonio.  En este caso también, mientras más elevado es el indicador, 

mejor y más eficiente es el rendimiento de la empresa.  Los coeficientes promedio para el 

período 1998-2000 fue de 1.19% y para el período 2001-2004 de 0.99%, mostrando una 

disminución de 16.81% en este indicador de rendimiento en la administración del 

patrimonio.  Para este caso, la tendencia hacia menores valores, fue determinado también 

por las menores utilidades netas anuales obtenidas por el INDE y al constante valor de su 

patrimonio.  Para los años 2000 y 2001, este indicador presentó niveles altos, los cuales 

están relacionados estrechamente con los niveles relativamente bajos de los gastos 

administrativos y de mantenimiento, y a la disminución del 16.14% de su patrimonio para el 

año 2000 respecto a 1999 y del 3.34% para el año 2001, respecto al año 1999, este 

comportamiento se debió fundamentalmente a la disminución de las utilidades retenidas en 

dichos años. 

 
De manera general y con base en el análisis de los indicadores financieros del INDE 

para el período 1998-2004, se puede decir que los coeficientes liquidez y rentabilidad, 

presentaron retrocesos importantes en el período 2001-2004, causado principalmente al 

incremento (65.61% durante el período en análisis) de los gastos operativos y de 

administración, debido a que en este renglón es donde se contabiliza la compra de energía 

eléctrica en bloque a terceros43, así como al diferencial entre el precio medio de compra y 

venta de energía eléctrica del INDE, el cual para el año 2004 era de Q.52 por Kwh. y Q0.26 

por Kw., respectivamente, mostrando una diferencia absoluta de Q0.25 por Kwh., tal como 

se muestra en el cuadro 17. 

                                                 
43 La compra de energía representó el 67.11% del total de gastos operativos y de administración.  En esta partida también se 
agrupan los sueldos y salarios (21.98%) y otros (8.91%). 
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De acuerdo con el siguiente cuadro, la compra de energía promedio anual para el 

período 1998-2000 (período sin tarifa social) fue de Q126,614.41 miles y para el período 

2001-2004 (período con tarifa social) fue de Q531,910.10 miles, de acuerdo con esta 

comparación, existe un aumento de compra de energía promedio de Q405,295.69 miles 

anuales; por su parte, la venta de energía mantuvo durante el período 1999-2000 un 

comportamiento variable (en el año 1998 todavía se contabilizan las ventas de las 

distribuidoras DEORSA y DEOCSA), en comparación al período 2001-2004, donde 

presentó una tendencia de aumento de las ventas.  Este comportamiento ha disminuido la 

capacidad de autofinanciamiento del INDE.   

 
Cuadro 15 

INDE: Compra y Venta de Energía Eléctrica 
En Miles de Quetzales 

1998-2004 

 

Fuente: INDE 

 
Otra forma de percibir el deterioro financiero, es a partir de los superávits registrados 

durante este período, el cual para el año 2001 fue de Q329,329.00 miles y para el año 

2004 de Q120,791.00 miles, significando una disminución del 63.32%.  Cabe indicar que 

los referidos superávits son en gran parte recursos obtenidos por la privatización de las 

distribuidoras de energía eléctrica del interior del país.   

 
1.3. Desequilibrio Presupuestario. 

Los subsidios siempre representan grandes erogaciones de dinero por parte del 

Estado, desviando recursos hacia los sectores que se consideran vulnerables, pero 

desatendiendo también otras obligaciones, tal fenómeno ocurrió con la tarifa social, ya que 

durante el período estudiado, el presupuesto del INDE, sufrió variaciones que afectaron la 

infraestructura de generación y transporte existente.  Para ejemplificar este fenómeno de 

una mejor forma, se presenta la proporción de la ejecución presupuestaria del INDE por 

categoría de gasto.   

 
 
 
 

1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004

Compras 48,743.70       138,313.64   192,785.88     276,358.56   426,147.82   580,367.39   844,766.64     
Ventas 1,687,780.00   670,161.57   1,129,332.84   725,807.89   825,702.87   907,817.36   1,252,073.31   



 58 

Cuadro 16 
INDE: Ejecución Presupuestaria por Categoría de Gasto 

En Porcentajes del Total Ejecutado 
2001 – 2004 

 
Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

 
El cuadro anterior muestra la ejecución presupuestaria (proporcional) del INDE para el 

período 2001-2004, por categoría de gasto.  Como se observa, la compra de energía fue el 

gasto más significativo durante dicho ciclo (llegando a un monto de Q2,127.640.42 miles, 

(según cuadro 18), como consecuencia de que el INDE para poder cumplir con los 

contratos suscritos con las empresas distribuidoras, debió comprar energía a los 

generadores privados para complementar la oferta energética, ya que la energía producida 

por el Ente Estatal no fue suficiente para cubrir la demanda de energía eléctrica cobrada en 

TS.  Estas compras se hicieron en su mayoría a precios establecidos por contratos a largo 

plazo, los cuales respondían a los precios de la TNS, mientras el INDE la vendía a precios 

menores, ajustados a la TS.  El cuadro siguiente presenta los precios medios de compra y 

venta (Tarifa Social) de energía eléctrica por parte del INDE para el período 2001-2004. 

 
Cuadro 17 

INDE: Precios Medios de Venta y Compra de Energía Eléctrica  
En Mwh. y Miles de Quetzales 

Período 2001-2004 

 
Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

2001 2002 2003 2004
Compra de Energía 27.00  34.52  43.12  52.20  
Sueldos y Salarios 14.54  13.43  13.83  12.11  
Deuda Pública 12.29  7.44    6.01    4.93    
Estudios y Construcciones 9.28    5.62    6.05    2.04    
Man. de Maq., Equipo e Instalaciones 6.51    4.89    2.74    2.83    
Subsidio a las EEM's 6.23    2.56    2.87    5.91    
Maquinaria y Equipo 5.30    6.47    3.51    1.83    
Gastos Administrativos 2.48    2.20    2.47    1.27    
Fideicomiso 0.86    6.89    -      4.72    
Peaje -      0.77    3.44    1.85    
Otros Gastos 15.50  15.22  15.96  10.33  

Total 100.00 100.00 100.00 100.00 

CONCEPTO
PRESUPUESTO EJECUTADO

Mwh Miles de Q Mwh Miles de Q Absoluta Relativa

2001 691,791.80      173,862        0.25     435,500.00      276,071        0.63    0.38      152.23   

2002 1,601,032.07    414,342        0.26     889,650.14      426,148        0.48    0.22      85.09     

2003 1,761,546.94    524,335        0.30     1,095,244.99    580,367        0.53    0.23      78.02     

2004 1,964,095.91    519,416        0.26     1,641,002.02    844,767        0.51    0.25      94.66     

Compras Ventas Diferencia
Año

Precio 
Medio

Precio 
Medio
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El cuadro anterior presenta los precios medios de compra y venta de energía eléctrica 

para el INDE.  Como se puede apreciar, la diferencia absoluta en el precio, es el costo que 

el INDE cubrió por cada Kwh. vendido en la TS.  También se observa que el INDE vendió 

electricidad por debajo del precio de compra ya que éste representó, en promedio para el 

período en análisis un valor mayor de 102.52%. 

 
El siguiente cuadro presenta la cantidad de energía eléctrica en Gwh. y en términos 

monetarios, que el INDE compró a empresas privadas durante el período 2001–2004, por 

empresa generadora. 

 

Cuadro 18 
INDE: Compra de Energía Eléctrica Por Empresa  

Período 2001-2004 
 

 
Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

 
El incremento en la compra de energía por parte del INDE, ocasionó que su 

presupuesto se modificara durante estos años.  La gráfica 11, permite observar el 

comportamiento de las principales categorías de gasto, con el monto programado 

originalmente y el gasto efectuado al final del período analizado.  Cabe destacar que la 

programación presupuestaria, se basó en estimaciones técnicas-económicas por parte del 

INDE, que respondían a necesidades manifiestas de sus diferentes unidades. 

 
 
 
 
 
 

EMPRESA
ACUMULADO 

Gwh
ACUMULADO

miles Q
%

EEGSA 1,246.88          593,268.51     27.88            
SPOT 807.42             370,865.39     17.43            
ORZUNIL 669.99             366,032.33     17.20            
INTECCSA 227.29             210,999.99     9.92             
SECACAO 396.98             202,364.41     9.51             
FABRIGAS (Río Bobos) 199.47             122,567.92     5.76             
TECNOGUAT (Matanzas) 188.91             88,481.20       4.16             
PASABIEN 165.95             77,573.50       3.65             
AMM 79.70              40,734.73       1.91             
COELCI 47.28              36,847.30       1.73             
OTROS 31.53              17,905.13       0.84             

TOTAL 4,061.40          2,127,640.42   100.00          
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Gráfica 11 
INDE: Comparación de la Programación y Ejecución Presupuestaria, por Categoría de Gasto  

En Miles de Quetzales 
2001-2004 

 
Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

 

El desequilibrio presupuestario que se dio en el INDE se puede apreciar de una mejor 

forma en la gráfica 11, donde claramente se observa que en las categorías de compra de 

energía, el subsidio otorgado a las Empresas Eléctricas Municipales y el fideicomiso fueron 

las únicas que al final de los cuatro años presentaron mayor ejecución respecto a lo 

programado, debido a incrementos dados por medio de transferencias y ampliaciones 

presupuestarias.  Sin embargo, para el caso de la compra de energía, este hecho es más 

significativo, ya que para el período 2001-2004, se programó originalmente la cantidad de 

Q1,838,768.28 miles y se gastó el monto de Q2,127,640.42 miles, representando un 

aumento de Q288,872.13 miles, como se aprecia en la gráfica 12: 

 
Dicha gráfica muestra la evolución de la programación inicial y la ejecución final de la 

compra de energía en el INDE durante el período 2001-2004, la cual, como se mencionó 

anteriormente presentó niveles más altos de gasto a lo programado inicialmente, 

exceptuando el año 2001. 
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Gráfica 12 
INDE: Evolución de la compra programada y ejecutada de energía eléctrica 

En Miles de Quetzales 
2001-2004 

Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

 
Como efecto económico, se encuentra que el resto de categorías presupuestarias, al 

contrario, sufrieron reducciones en su presupuesto, entre éstas se encuentran algunas que 

son vitales para el funcionamiento óptimo del INDE, además de otras que conciernen a la 

construcción de nueva infraestructura para la generación y transmisión eléctrica, 

mejoramiento y mantenimiento de la misma, tales categorías fueron mantenimiento de 

maquinaria, equipo e instalaciones, compra de maquinaria y equipo y la realización de 

estudios y construcciones.  

 
El principio de subsidiariedad del Estado aplicado al sector eléctrico, debiera ser el de 

subsidiar primero a los que no tienen ni siquiera el servicio; posteriormente a los que ya 

tienen servicio pero consumen menos por su condición de pobreza y después asistir de 

forma gradual a los que consumen más. 

 

2. Efectos económicos de la tarifa social en el mercado eléctrico nacional. 
La aplicación de subsidios a determinados bienes, provoca distorsiones en cualquier 

economía.  A continuación se presentan los efectos de la aplicación de la TS a la energía 

eléctrica en el medio nacional.  Como efecto positivo se presenta el impacto que tuvo en la 

población beneficiada, por otro lado se presenta el efecto negativo que representó para la 

tarifa no social y por ultimo se analiza el comportamiento del sector generación, 

entendiendo a éste como representativo del conjunto de sectores responsables de la 

producción de energía eléctrica. 
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2.1. Población beneficiada. 

La aplicación de la tarifa social benefició mensualmente a miles de usuarios de la 

energía eléctrica durante el período 2001 - 2004.  Para enero del año 2001 los usuarios 

beneficiados sumaban 1,251,199,44 de los cuales el 41.52% (519,443) se encontraban bajo 

el área de influencia de la EEGSA, DEOCSA atendía el 38.32% (479,452) del mercado y 

DEORSA al restante 20.16% (252,304) 

 
Para el año de 2004 la situación varió, los usuarios de la tarifa social se incrementaron 

en un 48.32% respecto al 2001, pasando de 1,251,199 consumidores en enero del 2001 a 

1,855,758 para diciembre del 2004.  La situación respecto a las Empresas distribuidoras 

también cambió, ya que para la última fecha, DEOCSA aglutinaba al 41.12% de los 

usuarios (763,088), la EEGSA al 35.69% (662,268) y DEORSA al 23.19% (430,402). 

 
El visible aumento de los usuarios beneficiados con TS, pudo tener su origen en el 

fraccionamiento de consumo así como la migración de grandes consumidores al mercado 

abierto45.  La gráfica siguiente muestra la evolución mensual de usuarios de baja tensión 

simple de electricidad, divididos por los que no pertenecen a la tarifa normal y los que se 

incluyeron en ésta.  

 
Gráfica 13 

Evolución de la Cantidad de Usuarios de Baja Tensión Simple con TS y con TNS  
2001-2004 

Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE 

                                                 
44 Para enero del año 2001 el total de usuarios de baja tensión simple era de 1,463,572.  Los usuarios con consumos 
menores de 300 Kwh. al mes representaban el 85.5%.  En diciembre del año 2004 habían 1,855,758 de usuarios de baja 
tensión simple, de los cuales el 94.8% estaban afectos a la tarifa social. 
45 Benavides, J., Dussan, M. Economía política de las finanzas y subsidios del Sector Eléctrico de Guatemala. Pág. 2 
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De acuerdo con la CNEE, la cantidad de población por cada usuario de electricidad, es 

de 5 personas.  Partiendo de esta relación se puede decir que para diciembre de 2004, la 

población directamente beneficiada con la tarifa social fue de 9,278,790 personas 

(1,855,758 X 5), lo que equivale al 82.57% de la población guatemalteca46. 

 
Tomando en cuenta que SEGEPLAN en el estudio “Reducción de Pobreza (2002)” 

definió a la población en situación de pobreza general a aquellos hogares cuyo ingreso era 

inferior a Q1,719.85 mensuales (consumo eléctrico mensual de hasta 53 Kwh.) y en 

pobreza extrema a aquéllos cuyo ingreso era igual o menor a Q521.25 mensuales 

(consumo eléctrico mensual de hasta 24 Kwh.), esto implica que el rango de 300 Kwh. por 

mes que cubre la TS es 5.6 veces mayor que el rango definido como “pobreza general” 

dentro de este rango se clasifican los consumos que reportan un ingreso familiar de entre 

Q10,000.00 y Q14,000.00 mensuales. 

 
De acuerdo con la estimación de tarifas, en promedio, cada usuario incluido en la Tarifa 

Social, pagó 51.52% menos por el servicio de la energía eléctrica en el caso de la EEGSA, 

si fueron usuarios de DEOCSA, 38.17% menos y si fueron usuarios de DEORSA 36.02%.  

Por lo que se puede afirmar que el INDE subsidió la tarifa eléctrica en una mayor 

proporción a los usuarios de Guatemala, Escuintla y Sacatepéquez.  

 
Este subsidio a la energía eléctrica representó a la población guatemalteca 

consumidora de energía eléctrica un impacto positivo en la economía familiar durante el 

período 2001-2004, mostrando para los usuarios con mayores consumos (pero adentro del 

rango de la TS) un mayor beneficio económico.  Respecto al monto monetario que el INDE 

subsidió a los usuarios de energía eléctrica por rango de ingreso y consumo, se pueden 

distinguir cinco estratos de consumo mensual, los cuales van desde 24 Kwh. hasta 300 

Kwh.  El siguiente cuadro presenta la estimación de la suma subsidiada por el INDE de 

forma anual y un promedio mensual por usuario.  

 
 
 
 
 
 
 

                                                 
46 Para el censo poblacional de 2003 realizado por el INE, la población total de la República de Guatemala era de 11,237,196 
personas. 
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Cuadro 19 
Monto Subsidiado por Usuario y Estratos de Consumo 

En Quetzales 
2001-2004 

 

Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE 

 
El cuadro anterior presenta el monto subsidiado por usuario, como se mencionó 

anteriormente, los usuarios con mayores consumos percibieron un mayor beneficio 

monetario por el consumo de electricidad.  Relacionando el promedio mensual del año 

200347 de cada tipo de usuario con su ingreso mensual (ver cuadro 4), se tiene que el 

monto subvencionado representa para el usuario que consume hasta 24 Kwh. al mes el 

1.35% de sus ingresos48; para el consumidor de 53 Kwh./mes 1.49%; para el usuario de 

115 Kwh./mes 1.30%; para la familia con un consumo de 265 Kwh./mes 1.49%; y para los 

consumidores de 300 Kwh./mes 1.13%.  

 
2.2. Distorsiones en el precio. 

Los precios de la tarifa eléctrica durante el período 2001-2004, sufrieron cambios, 

derivados del subsidio representado por la TS, ya que como se aclaró en el capítulo II, el 

precio al que se debió ceñir la tarifa eléctrica estuvo dado por el precio fuera de la tarifa 

social.  El cuadro 20, muestra la variación relativa del precio trimestral subsidiado y el 

precio de mercado, por Empresa Distribuidora. 

 
 
 
 
                                                 
47 Se tomó de base el año 2003, ya que los rangos de ingresos presentados corresponden a dicho año. 
48 Para la determinación de estas proporciones, se tomó el ingreso máximo que el usuario podría tener en un mes. 

Estratos 2001 2002 2003 2004
ACUMULADO 

2001-2004

Prom. Mensual 11.31       11.84       13.55       14.36       

Anual 135.71      142.07      162.58      172.36      612.71           

Prom. Mensual 24.97       26.14       29.92       31.72       

Anual 299.68      313.73      359.02      380.63      1,353.07        

Prom. Mensual 54.19       56.73       64.92       68.83       

Anual 650.26      680.74      779.01      825.90      2,935.90        

Prom. Mensual 124.87      130.72      149.59      158.60      

Anual 1,498.42   1,568.65   1,795.10   1,903.17   6,765.33        

Prom. Mensual 141.36      147.99      169.35      179.54      

Anual 1,696.32   1,775.83   2,032.19   2,154.53   7,658.87        
300 Kwh/mes

24 Kwh/mes

53 Kwh/mes

115 Kwh/mes

265 Kwh/mes
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Cuadro 20 
Variación Trimestral del Precio Subsidiado y el Precio de Mercado por Empresa Distribuidora 

en Quetzales por Kwh. y proporcional 
2001-2004 

 
Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE 

 
La información del cuadro anterior, determina que los usuarios subsidiados de la 

Empresa Eléctrica de Guatemala (los cuales, como se indicó anteriormente, son los más 

numerosos) son quienes se beneficiaron más con la modificación de tarifas eléctricas, ya 

que durante los trimestres estudiados, en promedio, dichos usuarios pagaron una tarifa 

eléctrica que representaba el 51.73% menos de la tarifa de mercado, en contraste a los 

usuarios de DEOCSA y DEORSA, quienes pagaron una tarifa que representó 38.05% y 

35.79% menos, respectivamente.  Por ultimo, se puede establecer que la tarifa eléctrica 

subsidiada fue en promedio nacional menor en 41.86% durante el período 2001-2004. 

 
Por otra parte, la tarifa social aumentó en menor proporción que la tarifa no social49, ya 

que la primera creció en un 22.03%, mostrando en enero de 2001 una tarifa de Q0.59 por 

Kwh. hasta llegar a Q0.72 por Kwh. en diciembre de 2004, mientras que la tarifa no social 

aumentó en 35.48%, ya que en enero de 2001 presentó una tarifa de Q0.93 por Kwh. y en 

diciembre de 2004 Q1.26 por Kwh. 

                                                 
49  Promedio de las tres principales empresas distribuidoras. 

Trimestre
Tarifa 
Social

Tarifa No 
Social

Variación 
relativa

Trimestre
Tarifa 
Social

Tarifa No 
Social

Variación 
relativa

Tarifa 
Social

Tarifa No 
Social

Variación 
relativa

Nov00-Ene01 0.600    1.186      49.4 Ene-Mar01 0.579    0.801      27.7 0.581    0.790     26.5

Feb-Abr01 0.600    1.287      53.4 Abr-Jun01 0.577    0.936      38.4 0.579    0.845     31.5

May-Jul01 0.585    1.348      56.6 Jul-Sept01 0.587    0.857      31.4 0.589    0.845     30.3

Ago-Oct01 0.605    1.220      50.5 Oct-Dic01 0.591    0.932      36.6 0.592    0.920     35.7

Nov01-Ene02 0.614    1.188      48.3 Ene-Mar02 0.607    0.954      36.4 0.611    0.883     30.8

Feb-Abr02 0.624    1.180      47.2 Abr-Jun02 0.605    0.924      34.5 0.607    0.888     31.7

May-Jul02 0.624    1.297      51.9 Jul-Sep02 0.606    0.941      35.7 0.607    0.886     31.6

Ago-Oct02 0.619    1.413      56.2 Oct-Dic02 0.604    1.022      40.9 0.606    0.952     36.4

Nov02-Ene03 0.611    1.259      51.5 Ene-Mar03 0.592    0.947      37.6 0.591    0.966     38.8

Feb-Abr03 0.631    1.303      51.6 Abr-Jun03 0.605    1.075      43.7 0.609    0.967     37.0

May-Jul03 0.645    1.425      54.8 Jul-Sept03 0.622    1.098      43.4 0.624    1.026     39.2

Ago-Oct03 0.645    1.347      52.1 Oct -Dic03 0.622    1.076      42.2 0.624    1.085     42.5

Nov03-Ene04 0.644    1.348      52.2 Ene -Abr04 0.672    1.085      38.1 0.671    1.044     35.7

Feb-Abr04 0.644    1.417      54.5 Mayo-Jul04 0.709    1.256      43.6 0.709    1.271     44.2

May-Jul04 0.709    1.489      52.4 Ago-Oct04 0.708    1.154      38.6 0.702    1.190     41.0

Ago-Oct04 0.709    1.394      49.2 Nov04-Ene05 0.706    1.181      40.2 0.717    1.189     39.7

Nov04-Ene05 0.742    1.423      47.8

EEGSA DEOCSA DEORSA
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Este aumento de más de 13 puntos porcentuales de la TNS respecto a la TS, pudo 

haber tenido su origen en la disminución de usuarios de TNS (gráfica 13), lo cual se 

relaciona con los contratos a largo plazo de compra de energía, que se llevaron a cabo 

entre 1993 y 1997 por la EEGSA, el INDE y generadores privados, producto de los 

constantes racionamientos de energía eléctrica que se produjeron en 1993.  A continuación 

se explica este fenómeno más a fondo. 

 
Durante el período anterior a la aprobación de la LGE, la EEGSA suscribió 10 contratos 

de compra de energía a largo plazo por un total de 525 Mw. y el INDE realizó 13 contratos, 

de los cuales 4 fueron rescindidos, por una capacidad total de 138 Mw.50  Los contratos de 

la EEGSA fueron firmados con centrales termoeléctricas, de los cuales 6, con ingenios 

azucareros.  En el caso del INDE, firmó 7 con centrales hidroeléctricas, una geotérmica y 

una térmica.  Después de la aprobación de la LGE, la EEGSA suscribió un contrato de 120 

Mw. con Guatemalan Generating Group (GGG) como parte del proceso de privatización de 

la planta termoeléctrica La Laguna (adquirido posteriormente por Duke Energy).  La LGE 

exige a las empresas distribuidoras tener suscritos contratos a término para cubrir la 

demanda esperada por los siguientes 24 meses, contratados siguiendo procedimientos de 

libre concurrencia.  Además, la Ley reconoce que las centrales generadoras que operan 

con contratos existentes serán despachadas de acuerdo a las normas establecidas en el 

contrato. 

 
Cuando se privatizó EEGSA, Iberdrola de España heredó los 11 contratos, 10 de los 

cuales para 2004 aún tenían vigencia.  En el caso de DEOCSA y DEORSA, Unión Fenosa 

suscribió contratos de suministro con el INDE por 5 años con el compromiso de que el 

INDE traspasaría los contratos iniciales a Unión Fenosa al final de su vigencia.  El INDE 

mantuvo los 9 contratos iniciales, de los cuales 2 fueron rescindidos (61.4 Mw. de 

capacidad contratada), y a comienzos de 2004 traspasó a Unión Fenosa 6 contratos por 

una capacidad de 67 Mw. 

 
La mayor parte de los contratos iniciales fueron revisados a partir de 2001 (a excepción 

del contrato con la planta térmica a carbón de San José) para convertirlos en contratos 

financieros que se acogen a las normas del mercado mayorista, y eliminar los compromisos 

de compra de energía (pague lo contratado o take-or-pay) y las cláusulas de ajuste del 
                                                 
50  CEPAL. 2001. Guatemala: Informe sobre los contratos de compraventa de energía eléctrica suscritos por las empresas del 
estado en el período 1992-1997. Marzo. Pág. 7. 
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cargo de capacidad.  En contraprestación, se aumentó en 5 años la duración de los 

contratos.  El Cuadro 21 resume las condiciones de los contratos PPA (compra de potencia 

de energía, por sus siglas en español) de EEGSA y el Cuadro 22 las de los contratos de 

DEOCSA y DEORSA, para atender la demanda no asociada con la tarifa social. 

 
Aun cuando en 1998 EGGSA recibió contratos de suministro por una capacidad 

ligeramente menor a su demanda, “a finales de 2003 ya tenía un problema crítico de 

sobrecontratación pues la demanda regulada no asociada con la tarifa social se redujo 

sustancialmente por la migración de los grandes consumidores al mercado libre y el 

traslado de buena parte de la demanda residencial a la tarifa social.  La sobrecontratación 

se eliminó a comienzos de 2004, una vez el INDE llegó a un acuerdo con la EEGSA para 

comprarle en el mercado a término iguales volúmenes de potencia y energía a los 

contratados con la planta de Duke, en las mismas condiciones establecidas en el contrato 

y, por otra parte, la planta de Tampa pasó a prestar el servicio complementario de reserva 

rápida.  Con esto se redujo a 390 Mw. la capacidad contratada por la EEGSA, apenas 

suficiente para atender una demanda máxima de aproximadamente 400 Mw. de la TNS”. 51 

 

Cuadro 21 
Contratos PPA de EEGSA 

1994 - 2004 

 
 Fuente: CNEE 

                                                 
51 Idem. Pág. 8 

No.
Nombre del 
Generador

Fecha de 
Inicio del 
Contrato

Tipo de 
Generación, 
Combustible

1 Puerto Quetzal 23/02/1993 Bunker

2
Central Generadora 
San José 19/01/2000 Carbón

3
Tampa 
Centroamericana de 
Electricidad, Ltda.

14/09/1995 Diesel

4
Duke Energy 
International, Fase II

01/01/2004
Bunker / 
Orimulsión

Zafra
No 

Zafra
Zafra

No 
Zafra

Zafra No Zafra

5 Ingenio Santa Ana 28/04/1994 Bagazo/Bunker 35.0 27.5 19.70 15.20 34 + ajuste variable 40 + ajuste variable

6 Ingenio Concepción 28/04/1994 Bagazo/Bunker 25.0 22.0 19.70 15.20 34 + ajuste variable 40 + ajuste variable

7 Ingenio Madre Tierra 01/03/1997 Bagazo/Bunker 20.0 16.5 19.70 15.20 34 + ajuste variable 40 + ajuste variable

8 Ingenio La Unión 28/04/1994 Bagazo/Bunker 30.0 23.1 19.70 15.20 34 + ajuste variable 40 + ajuste variable

9 Ingenio Pantaleón 28/04/1994 Bagazo/Bunker 35.0 27.5 19.70 15.20 34 + ajuste variable 40 + ajuste variable

10 Ingenio Magdalena 28/04/1994 Bagazo/Bunker 15.4 12.1 19.70 15.20 34 + ajuste variable 40 + ajuste variable

Total Contratado 618.4 586.7

Ingenios

23 (+) ajuste

Precio Energía US$/Mvh

35 (+) ajuste variable

40 (+) ajuste

DEEGSA paga Combustible más los costos 
de O&M Variables

150.0

Precio Potencia 
US$/Kw/Mes

20.94

20.88

16.53 +  ajuste

17.25

Potencia 
Contratada Mw

110.0

120.0

78.0
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Cuadro 22 

Resumen contratos TNS (DEOCSA y DEORSA) 
Condiciones para inicio del año2004 

 
 Fuente: CNEE 

 
Con la asignación de los contratos de suministro iniciales (PPA) a las empresas 

privatizadas se segmentó el mercado mayorista a término.  EEGSA recibió contratos a 

largo plazo con generadores termoeléctricos, suficientes para cubrir su demanda total, con 

cargos de potencia relativamente altos y cargos de energía indexados a los precios 

internacionales de los combustibles.  DEOCSA y DEORSA recibieron contratos iniciales a 5 

años con el INDE en términos más favorables que los anteriores y no indexados al precio 

de los combustibles.  Tanto la EEGSA como DEOCSA y DEORSA tenían el derecho a 

trasladar el costo de los contratos iniciales a las tarifas reguladas.  Por otra parte, los 

usuarios regulados que calificaban como grandes usuarios tenían acceso a fuentes 

suministro de energía a precios más bajos que la tarifa regulada, la cual reflejaba el costo 

de los contratos PPA. 

 
El mecanismo de ajuste trimestral y anual de las tarifas se debería comenzar a aplicar a 

mediados de 1999, precisamente cuando se inició el aumento sustancial en los precios 

internacionales del petróleo y sus derivados y se presentó una devaluación acelerada del 

Quetzal.  Estas variaciones incrementaron sustancialmente los costos de compra de 

energía (especialmente los PPAs térmicos suscritos por EEGSA) y otros costos que se 

debían trasladar a la tarifa regulada, pero esto posiblemente no se hizo debido al impacto 

político ante la proximidad de las elecciones presidenciales a finales de 1999. 

 
Para suavizar el impacto tarifario del aumento de los costos, el Gobierno decidió 

subsidiar entre julio de 1999 y marzo de 2000 las tarifas para consumos inferiores a 650 

Kwh./mes (98.00% de los usuarios), el cual se redujo a 300 Kwh. entre abril y diciembre de 

CONCEPTO DEOCSA DEORSA

Contratos  PPAs  traspasados  (4 hidros, 1 geo y 1 diesel)
Vencimiento 2,017     2,017     
Potencia contratada Mw 39.6 27.4
Energía contratada Gwh/año 303 132.3
Precio monómico US$/Mwh 68.9 106.6

INDE
Vencimiento 2,005     2,005     
Potencia contratada Mw 127.6 72.1
Energía contratada Gwh/año 188.6 333.6
Precio monómico US$/Mwh 59.7 68.1



 69 

2000 (87.00% de los usuarios). El subsidio en esos 2 años fue cubierto por el INDE en la 

forma de un aporte tarifario directo, el cual se estima en Q480.40 millones. 

 
En la práctica, el subsidio se deriva del hecho que desde el punto de vista del 

suministro de energía el mercado de usuarios regulados se segmenta en dos, como se 

mencionó anteriormente: los usuarios beneficiados por la tarifa social, atendidos por 

nuevos contratos de suministro a precios más bajos que los precios del mercado, 

contratados únicamente con el INDE; y los demás usuarios regulados que pagan el costo 

de suministro de los contratos PPA originales, sin importar que la capacidad contratada sea 

mayor que lo requerido para atender su demanda. 

 
La situación de los usuarios regulados de EEGSA que no son elegibles a la tarifa social 

se volvió insostenible pues tenían que asumir el costo creciente de los contratos iniciales 

con una base de demanda decreciente (la tarifa promedio de baja tensión para finales del 

año 2004 aumento 35.48% respecto a la tarifa a comienzos de 2001).  Los usuarios 

regulados que cumplían con los requisitos de grandes usuarios tenían la posibilidad de 

negociar en forma libre el suministro de energía a precios inferiores de los que reconocía la 

tarifa regulada.  La fuga de usuarios regulados elegibles al mercado libre disminuyó la base 

de demanda regulada y aumentó la TNS, lo cual incentivó aún más la fuga de usuarios 

elegibles (Ver Gráfica 13).  Finalmente, con la creación de la tarifa social se redujo 

sustancialmente la base de la demanda regulada sobre la cual se repartían los costos de 

los contratos iniciales de la EEGSA.  El mercado de grandes usuarios se desarrolló de 

niveles iniciales inferiores a 10.00% de la demanda a comienzos de 1999 a niveles de 

27.00% a finales de 2003 

 
2.3. Comportamiento de la oferta de energía eléctrica. 

El crecimiento de la oferta de energía eléctrica para el período 2001-2004, medida 

como la capacidad instalada para la producción de la misma, de acuerdo a estándares 

internacionales, debería responder como mínimo al crecimiento de la economía en 

términos reales.  En este sentido, el crecimiento de la capacidad instalada sobrepasó el 

crecimiento económico, con excepción del año 2002,52 año en el cual la Planta Calderas y 

el Grupo Generador de Guatemala sometieron sus instalaciones a trabajos de 

mantenimiento que repercutieron en la oferta de energía eléctrica. 

                                                 
52 De acuerdo al Banco de Guatemala, para el año 2,002 la tasa de crecimiento de la economía en términos reales fue de 
2.25%, en contraste con la tasa de crecimiento de la capacidad instalada, la cual fue de -3.30%, de acuerdo con la CNEE. 
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Respecto al tipo de tecnología usado para la generación, el comportamiento de la 

oferta de energía eléctrica durante el período 2001-2004, presentó modificaciones.  La 

siguiente gráfica muestra la evolución de la capacidad instalada para la producción de 

energía eléctrica por año y por tipo de tecnología. 

 
Gráfica 14 

Evolución de la Capacidad Instalada para la Producción de Energía Eléctrica por Tipo de Tecnología 
En Mw.  

2001-2004 

 

Fuente: Elaboración propia con datos de la CNEE 

 
En este caso, para el período 2001-2004, la electricidad generada a partir de fuentes 

hidráulicas creció 25.26%, la térmica disminuyó en 3.43%, la geotérmica no mostró 

variación y la carboeléctrica (energía producida en base a carbón natural) mostró un 

aumento de 18.33%. 

 
Según el origen del capital de la producción de energía eléctrica el sector privado fue 

más dinámico que el INDE, ya que mostraron diferentes niveles de crecimiento de 

generación eléctrica durante el período 2001 - 2004, como lo muestra el siguiente cuadro. 

 

Cuadro 23 
Crecimiento Porcentual Anual de la Producción de Energía Eléctrica por Origen del Capital 

Período 2001-2004 

 

Fuente: Elaboración propia con datos del INDE y el AMM. 

2001 2002 2003 2004 Promedio
INDE (8.40)   4.53     4.91     23.69  6.18         
PRIVADO 8.47     20.03  (7.01)   13.54  8.76         

0

500

1000

1500

2000

2500

M
W

Geotérmica  29.00  36.70  29.00  29.00 

Carboeléctrica  120.00  136.00  142.00  142.00 

Hidroeléctrica  544.40  582.70  621.90  681.90 

Térmica  1,252.90  1,126.70  1,183.30  1,209.87 

2001 2002 2003 2004
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Durante el período 2000-2004, el crecimiento promedio de producción del sector 

eléctrico público fue de 6.30%, mientras el sector privado mostró un crecimiento más 

elevado con un 11.76%.  Este comportamiento de menor dinamismo en el INDE (excepto 

en el año 2004), pudo haberse debido al bajo nivel de inversión y mantenimientos en el 

sector generación mostrado en dicho ciclo, tal como se comprobó anteriormente en el 

análisis presupuestario. 

 
En términos generales, la oferta global de energía eléctrica, no sufrió cambios 

derivados de la TS, ya que los cambios fueron compensados de acuerdo a las necesidades 

del mercado.  A pesar de que hubo cambios en la producción por origen en el capital, 

específicamente en el INDE, estos fueron equilibrados con los aumentos de la generación 

de energía de capital privado 

 

3. Posible escenario del mercado eléctrico nacional. 
Un objetivo de este trabajo es presentar escenarios de la continuación de la TS, sin 

embargo en el transcurso de la elaboración de este documento, la Ley de la Tarifa Social 

sufrió cambios53, por lo que realizar los escenarios es totalmente inválido, por lo tanto, 

solamente se presenta un escenario posible para el mercado de la energía eléctrica, 

cambiando el rango de consumo mensual de la tarifa social continuando las demás 

condiciones. 

 
a. Disminución de la TS para cubrir hasta 265 Kwh.54. 

 
Esta reducción de 11.67%, permitiría obtener mayores ingresos por la venta de energía 

eléctrica para el INDE y en una menor compra de energía eléctrica en bloque a 

generadores privados.  Además proveería una capitalización que mejoraría su situación 

financiera, lo que proporcionaría cierto margen para la realización de mantenimientos 

preventivos y correctivos a las instalaciones de generación y transporte de energía 

eléctrica, además de retomar el Plan de Electrificación Rural y continuar con la 

interconexión eléctrica del área. 

 
                                                 
53 El primer cambio consistió en el escalonamiento de tarifas realizado en marzo de 2005, donde la TS incluiría a todos los 
usuarios que consumieran hasta 100 Kwh. al mes, y en el rango de 101 a 300 Kwh. al mes, tarifas diferentes cada 25 Kwh..  
El segundo cambio se efectuó en julio de 2006, cuando se estableció la TS únicamente para los usuarios que consumieran 
menos de 100 Kwh. al mes. 
54 Según datos de SEGEPLAN (ver cuadro 4), los usuarios con consumos de 265 Kwh. al mes poseen ingresos familiares de 
hasta Q9,999. 
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Este ajuste de tarifas, permitiría incrementar los ingresos anuales en aproximadamente 

Q580,000.00 miles55 y se podrían reducir las compras de energía en Q250,000.00 miles56 

anuales.   

 
De acuerdo con los resultados obtenidos, con una disminución de 35 Kwh. al mes en el 

rango de aplicación de la tarifa social por parte del INDE, seguiría cubriendo a un 86% del 

total de usuarios con baja tensión simple.  A continuación se presenta la gráfica de la 

estimación anual de los usuarios que serían beneficiados con dicha medida. 

 
Esta proyección se realizó conociendo que el 86% de los usuarios a nivel nacional 

consumen hasta 265 Kwh. al mes, tienen un ingreso mensual de hasta Q9,999.00 y 

considerando el comportamiento del consumo de energía eléctrica del año 2004. 

 

 

                                                 
55 Monto estimado de la venta de energía eléctrica, con menor cantidad de Kwh. vendidos en el nuevo escenario de la TS (se 
estima un 35% de disminución) con precios de energía eléctrica del 2004. 
56 Este ahorro monetario sería posible por la reducción en un 35% las compras anuales de energía eléctrica del INDE a 
terceros. 
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CONCLUSIONES 

 
1. Se concluye que la hipótesis general de la investigación se rechaza, derivado de 

que se determinó que lo que produjo un debilitamiento de las finanzas del INDE fue 

el diferencial entre el precio de compra y venta de energía, el cual para el año 2004 

fue Q0.52 por Kwh y Q0.26 por Kwh., respectivamente. 

 
2. La tarifa social de la energía eléctrica aplicada por el INDE en el período 2001-2004 

fue en promedio Q0.63 por Kwh. /mes y el costo de oportunidad social Q0.91 por 

Kwh. /mes, es decir que de no haber existido un subsidio a la energía eléctrica para 

cierto segmento de usuarios, la tarifa eléctrica de equilibrio para los consumidores 

de bts, hubiera sido en promedio del período en referencia Q0.91 por Kwh./mes. 

 

3. La regulación tarifaria para el caso de la energía eléctrica en Guatemala, se justifica 

por la existencia de un sistema de distribución de tipo monopólico, ya que se 

determinó que existe una repartición de mercados de tipo cártel. 

 

4. Con base en el análisis de los indicadores financieros del INDE para el período 

2001-2004, se puede concluir que los coeficientes más significativos, es decir, de 

liquidez y rentabilidad, presentaron retrocesos importantes, debido principalmente 

al incremento significativo en la compra de energía eléctrica en bloque a terceros. 

 
5. El comportamiento de la oferta global de energía eléctrica, medido a través de la 

capacidad instalada, no presentó evidencia de que halla sido alterado por la tarifa 

social; variando únicamente el tipo de tecnología usado para la generación y el 

origen del capital. 

 

6. Los precios de la tarifa eléctrica no social durante el período 2001-2004, sufrieron 

mayores alzas, en comparación a las tarifas relacionadas con la tarifa social, ya 

que las primeras aumentaron en 35.48% y las segundas en 22.32%, lo que puede 

ser explicado por los contratos PPA que las empresas distribuidoras firmaron en la 

década de 1990. 
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7. Se estimó el costo de oportunidad del INDE en Q1,479,949.11 miles, cantidad que 

se estableció a partir de comparar la cantidad monetaria obtenida por la venta de 

energía eléctrica con tarifa social durante los años 2001 a 2004 y la cantidad de 

dinero que hubiera recibido el INDE por la misma cantidad de energía eléctrica, 

calculado a través de la tarifa marginal.  Con el monto anterior, el INDE pudo haber 

sido capaz de conectar a 269,082 nuevos usuarios, el cual correspondería al uso 

alternativo de los recursos. 

 
8. De acuerdo con la estimación de tarifas, en promedio, cada usuario incluido en la 

tarifa social de la EEGSA pagó 51.52% menos por el servicio de la energía 

eléctrica, si fueron usuarios de DEOCSA 38.17% menos y si fueron usuarios de 

DEORSA, 36.02% menos.  Por lo que se puede concluir que el INDE subsidió la 

tarifa eléctrica en una mayor proporción a los usuarios de los departamentos de 

Guatemala, Escuintla y Sacatepéquez.  Los usuarios que se beneficiaron con la 

tarifa social fueron aquellos que contaban con ingresos familiares mensuales 

menores a Q10,000.00, aproximadamente. 

 
9. El precio de equilibrio anual del Kwh./mes de la tarifa eléctrica, establecido a través 

de la metodología del costo de oportunidad social, durante el período 2001-2004, 

fue el siguiente: 

 

 

2001 2002 2003 2004
0.91           0.89           0.93           0.90           
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RECOMENDACIONES 

 
1. Revisar los contratos PPA firmados en la década de 1990 entre los generadores 

privados el INDE y la EEGSA para adaptarlos a la realidad energética del país. 

 
2. Que la Comisión Nacional de Electricidad promueva el sistema de tarifación de 

costos marginales de largo plazo también para los consumidores de baja tensión 

simple. 

 

3. Debido a que la Ley de la Tarifa Social no ataca los problemas de fondo de los 

precios de la electricidad en Guatemala, se recomienda la promoción de Leyes que 

propicien la inversión en proyectos de generación de energía eléctrica a partir de 

fuentes renovables. 

 
4. Se recomienda que la Comisión Nacional de Energía Eléctrica y el Ministerio de 

Energía y Minas de Guatemala, continúen con el escalonamiento del subsidio y que 

se aplique exclusivamente al servicio residencial, para que éste se vea reflejado en 

la población de más bajos recursos, la cual consume hasta 100 Kwh. al mes. 

 
5. A su vez se recomienda, derivado de dicho escalonamiento y para que el INDE sea 

autofinanciable a largo plazo, sanear las finanzas del INDE, por medio de un plan 

de mediano y largo plazo, el cual incluya el mantenimiento integral de sus 

instalaciones y la inversión en proyectos de transmisión, transformación y 

generación de energía eléctrica por medio de recursos renovables. 

 
6. Liberar la contratación del servicio de energía eléctrica, esto significa; eliminar el 

sistema de cártel existente en el sistema de distribución. 

 
7. Continuar con el Plan de Electrificación Rural por medio de recursos provenientes 

del Gobierno Central y el INDE, para que la electricidad, como fuente de desarrollo, 

abarque a más cantidad de usuarios en todo el país. 
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ANEXOS 

 

1.  - Organigrama general del INDE, año 2004. 

  - Organigrama general del AMM, año 2004. 

2. Aplicación del principio del costo marginal.  El caso de Guatemala 

3. INDE. Balance general y estado de resultados, años 2001-2004. 

4. Leyes: 

 Ley Orgánica del INDE. 

 Ley General de Electricidad. 

 Ley de la Tarifa Social para el Suministro de Energía Eléctrica. 
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ANEXO 1 

INSTITUTO NACIONAL DE ELECTRIFICACIÓN -INDE-
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ANEXO 2 

 
APLICACIÓN DEL PRINCIPIO DEL COSTO MARGINAL 

A LA TARIFACIÓN ELÉCTRICA.  EL CASO DE GUATEMALA57 
PERÍODO 2001-2004 

 
 

 En este apartado anexo, se presenta el cálculo del costo marginal de largo plazo 

(CMLP) de la energía eléctrica para el caso del sistema eléctrico guatemalteco, el cual se 

realizó con base a los lineamientos que para el caso recomienda la Comisión Económica 

para América Latina y el Caribe -CEPAL-. 

 
A. DATOS58 

 
1. Características del sistema eléctrico 

 
Cuadro Nº 1*/ 

Punta Fuera de Punta  
2001 2002 2003 2004 2001 2002 2003 2004 

Demanda de Energía 
(Gwh.) 1,764.23 1,876.13 1,967.14 2,107.27 5,292.69 5,628.39 5,901.42 6,321.80 
Generación 
Hidráulica/geotérmica 491.60 448.02 474.32 548.28 2,458.00 2,240.12 2,371.61 2,741.40 
Balance 1,272.63 1,428.11 1,492.82 1,558.99 2,834.69 3,388.27 3,529.81 3,580.40 
Generación térmica         
a) Turbovapor 368.15 410.03 386.92  423.04 1,426.60 1,588.87 1,499.32 1,639.27 
b) Turbogas y otros 
térmicos 904.48 1,018.08 1,105.90 1,135.95 1,408.09 1,799.40 2,030.49 1,941.13 
 
 

2. Costos variables de la generación térmica 
 

Cuadro Nº 2**/ 

Costo (Q) Equipamiento 
2001 2002 2003 2004 

Turbovapor 39.89 38.87 40.12 38.68 
Turbogas 63.83 62.20 64.20 61.90 

 
 
 
 

                                                 
57 Basado en “Política de Precios de la Energía”. Héctor Pistonesi. Comisión Económica para América Latina y el Caribe -
CEPAL-.  Santiago de Chile, Chile. 
58 Los datos tienen la siguiente fuente: 
 */ Administrador del Mercado Mayorista -AMM-. 
 **/ Comisión Económica para América Latina y el Caribe -CEPAL-. 
Las cifras de la CEPAL son cálculos generalmente aceptados para los sistemas de energía eléctrica de América Latina y el 
Caribe.  
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3. Pérdidas de transmisión y distribución 

 
Cuadro Nº 3*/ 

Pérdidas (%) 
Punta Fuera de Punta 

  

2001 2002 2003 2004 2001 2002 2003 2004 
Transmisión 1.25 1.21 1.74 1.64 0.94 0.91 1.31 1.23 
Distribución 2.50 2.43 3.48 3.29 1.87 1.82 2.61 2.47 

 * Calculadas como porcentaje de la energía entregada a la red correspondiente. 
  
 

4. Expansión de la capacidad de generación  
 

 En el sistema considerado, que es predominantemente térmico (para el año 2004 el 

58.65% de la capacidad instalada), la potencia marginal adicional requerida en los 

períodos de punta es provista por turbinas de gas.  Si la capacidad del sistema es justo la 

suficiente para abastecer la demanda máxima de punta, cualquier incremento pequeño 

será provisto por medio de capacidad adicional de turbinas de gas. 

 

Cuadro Nº 4**/  
 2001 2002 2003 2004 
a) Dato de inversión: $ 350 por Kw.59  2,792.54 2,721.20 2,808.62 2,707.94 
b) Vida útil del equipamiento (años). 15 15 15 15 
c) Tasa de descuento (%). 12 12 12 12 
d) Costo fijo de operación y mantenimiento expresado 
como porcentaje del costo de inversión (%). 

1.5 1.5 1.5 1.5 

e) Porcentaje de reserva: (%). 20 20 20 20 
 

 

5. Expansión de la capacidad de transmisión y distribución 
 

Cuadro 5**/ 
Transmisión Distribución   

2001 2002 2003 2004 2001 2002 2003 2004 
a) Valor presente del 
costo de inversión (Q) 986.16 960.97 991.84 956.29 1,760.10 1,715.13 1,770.23 1,706.77 
b) Valor presente de los 
incrementos de carga 
(Gw) 3.45 3.36 3.47 3.34 4.31 4.20 4.33 4.18 
c) Vida útil de las 
instalaciones (años) 25 25 25 25 25 25 25 25 
d) Tasa de actualización 
(%) 12 12 12 12 12 12 12 12 
 
                                                 
59 El dato de inversión se convirtió a Quetzales con la tasa de cambio promedio ponderado anual del Sistema de Negociación 
Electrónico de Divisas -SINEDI-. 
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B. CÁLCULO DE LAS COMPONENTES DEL CMLP 
 
1 Cálculo del costo marginal de energía 
 
 Para el cálculo del costo marginal de energía, en el caso considerado, deben 

tomarse en cuenta los datos de los Cuadros Nº 2 y Nº 3.  Para las horas de punta el costo 

marginal a nivel de generación viene dado por el costo variable (medio o marginal) de las 

turbinas de gas (Q63.83 para 2001). 

 
 El correspondiente de las horas de valle es el costo variable (medio o marginal) del 

equipamiento turbovapor (Q39.89 para 2001). 

 
 Para obtener el costo marginal de energía a media tensión deben considerarse las 

pérdidas de transmisión y en baja tensión las pérdidas de transmisión y distribución. 

 
Cuadro Nº 6 

Costo marginal de energía (Q) 
 

Punta Fuera de Punta A nivel de: 
2001 2002 2003 2004 2001 2002 2003 2004 

Generación 63.83 62.20 64.20 61.90 39.89 38.87 40.12 38.68 
Media Tensión 
(MT)    64.63     62.95     65.32     62.91   40.27   39.23   40.65   39.16  

Baja Tensión (BT) 66.24    64.48     67.59    64.98   41.02   39.94   41.71   40.13  
 
 Los valores del costo marginal de energía en MT y  BT (año 2001) se obtienen 

realizando los cálculos que se indican a continuación: 

 
CMLPEP (MT) = CMLPEP (G) (1+PTP) = 63.83 (1.0125) = 64.63 

CMLPEFP(MT) = CMLPEFP(G) (1 + PTFP) = 39.89 (1.0094) = 40.27 

CMLPEP (BT) = CMLPEP (G) (1+PTP) (1+PBP) = 63.83 (1.0125) (1.025) = 66.24 

CMLPEFP (BT) = CMLPEFP (G) (1+PTGP) (1+PDFP) = 39.89 (1.0094) (1.0187) = 41.02 

 
2 Cálculo del costo marginal de capacidad de generación 

 
 Para calcular el costo marginal de capacidad de generación se utilizan los datos del 

Cuadro Nº 4. En primer lugar se debe analizar el costo de inversión.  Para ello se utiliza la 

fórmula financiera del Factor de Recuperación del Capital (FRC) que se define del 

siguiente modo: 
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donde n es el período de vida útil del equipamiento y r la tasa de actualización.  Teniendo 

en cuenta los datos del Cuadro Nº 4, el valor de este factor es: 

  

 
 Es decir que el costo de inversión anualizado (CIA): 
 
(2001) CIA = CI X FRC = 2,792.54 Q/Kw x 0.147 = 410.50 Q/Kw 

 
Cuadro Nº 7 

Costo de inversión anualizado  
 

 2001 2002 2003 2004 
Costo de inversión anualizado Q/Kw. 410.50 400.02 412.87 398.07 

 
 
 Por otra parte el Costo Fijo de Operación y Mantenimiento (CFOM): 
 
(2001) 
CFOM = CI x 0.015  =  2,792.54 Q/Kw x 0.015 = 41.89 Q/Kw 
 

Cuadro Nº 8 
Costo fijo de operación y mantenimiento  

 
 2001 2002 2003 2004 
Costo fijo de operación y mantenimiento Q/Kw 41.89 40.82 42.13 40.62 
 
 En consecuencia, el costo marginal de largo plazo de capacidad de generación 

(CMLPcg) es: 

 
(2001) 
CMLPcg = (CIA + CFOM) (1 + MR**/) = (410.50 Q/Kw + 41.89 Q/Kw) (1+0.20) = 542.87 
Q/Kw/año 
 
donde MR es el margen de reserva. 
 

Cuadro Nº 9 
Costo marginal de largo plazo de capacidad de generación 

 
 2001 2002 2003 2004 
Costo marginal de largo plazo de capacidad de generación 
Q/Kw/año 

542.87 529.00 546.00 526.42 
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3  Cálculo del costo marginal de capacidad de transmisión y distribución 

 
 El primer paso para el cálculo de los costos marginales de capacidad de 

transmisión y distribución es obtener los valores del costo medio incremental 

correspondiente a cada caso.  Por definición el costo medio incremental (CMI) es: 

 
CMI = (Costo de inversión actualizado) / (Incrementos de potencia actualizados) 

 
Entonces, de acuerdo con los datos del Cuadro Nº 5 se tiene que: 
 

 

 
 Con la particularidad que el resultado del CMICT  y CMICD es igual para los 4 años. 
 
 Para este caso el factor de recuperación del capital es para los 4 años: 

 

 
 Es decir que el costo de inversión analizado es en cada caso: 

 
CMIACT = CMICT x FRC = 286.11 Q/Kw x 0.1275 = 36.48 Q/Kw/año 

CMIACD = CMICD x FRC= 408.52 Q/Kw X 0.1275 = 52.09 Q/Kw/año 

 
4 Costos marginales de capacidad a diferentes niveles 
 
 Para tener el valor de los costos marginales de capacidad a los diferentes niveles 

(de tensión) deben tenerse en cuenta las pérdidas.  Puesto que se trata de costos de 

capacidad, deben considerarse las pérdidas de punta del Cuadro Nº 3. 

 
 Así por ejemplo: 
 
CMLPcg (MT) = CMLPcg (G) (1+PTP)= 542.87 Q/Kw/año(1+0.0125) = 549.65 Q/Kw/año  
 
CMLPCT (BT) = CMIACT (1+PTP) (1+PDP) = 36.48 Q/Kw/año (1+0.0125) (1+0.025) = 37.86 

Q/Kw/año 

 
CMLPCD (BT) = CMIACD (1+PDP) = 52.09 Q/Kw/año (1+0.025) = 53.39 Q/Kw/año 
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 Los valores resultantes se consignan en el Cuadro Nº 10. 

 
Cuadro Nº 10 

Costos marginales de Capacidad (Q/Kw/año) 
 

Generación Transmisión Distribución A nivel 
de 2001 2002 2003 2004 2001 2002 2003 2004 2001 2002 2003 2004 

Generación 542.87 529.00 546.00 526.42 - - - - - - - - 
Media 
Tensión 549.65 535.42 555.51 535.08 36.03 36.04 35.85 35.89 - - - - 
Baja 
Tensión 563.38 548.41 574.86 552.67 37.86 37.82 38.41 38.30 53.39 53.35 53.90 53.80 

 
 

C. Cálculo de tarifas 

 
 Usuario residencial que toma en baja tensión 

 
a) Datos**/ 

 
i) Factor de carga = 0.2055 (esto equivale a 1800 hrs./año de utilización) 

ii) 1000 hrs. de demanda en punta  

iii) Factor de Coincidencia: 1 tanto a nivel de generación-transmisión como a nivel de 

la distribución 

 
b) Costo de energía (en Q/Kw/año) 

 
 Este costo puede calcularse del siguiente modo: 

 

CE  = (Dem. en hrs. 
de punta) X 

(Costo mgl de 
energía en hrs. de 

punta) 
+ (Dem. en hrs. 

f/ de punta) x 
(Costo mgl de 

energía en hrs. f/de 
punta) 

 
 Es decir: 

 
(2001)   
CE =  (1000 x 0.6624) + (800 x 0.4102) = 990.58 Q/Kw/año) 
 
 

Cuadro Nº 11 
Costo de energía  

 
 2001 2002 2003 2004 
Costo de energía Q/Kw/año 990.58 964.34 1,009.58 970.84 
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c) Costo de capacidad 
 
 Para el cálculo de los costos de capacidad atribuibles a este usuario puede 

multiplicarse los factores de contribución a la carga máxima por los costos de capacidad 

correspondientes a su nivel de baja tensión (Cuadro Nº 10).  Es decir que en baja tensión 

se tendría: 

 

 
donde CC costo de capacidad, (BT) baja tensión, FC factor de coincidencia y en los 

subíndices C: Capacidad, G: Generación, T: Transmisión y D: Distribución. 

 
 En consecuencia 

  
(2001)  
CC = (563.38 Q/Kw/año + 37.86 Q/Kw/año) + (53.39 Q/Kw/año)  = 654.62 Q/Kw/año 
 

Cuadro Nº 12 
Costo de capacidad 

 
 2001 2002 2003 2004 
Costo de capacidad Q/Kw/año 654.62 639.58 667.17 644.77 
 

d) Cálculo de la tarifa monómica 
 
 Si la tarifa es monómina, su valor se obtiene del siguiente modo: 

 
t = (CE + CC) / (No total de horas de utilización en el año) 

 
 En el caso considerado 

 
t = (990.58 Q/Kw/año + 654.62 Q/Kw/año) / (1800 hrs. /año) = 0.9140 Q/Kwh. 

 
Cuadro Nº 13 

Tarifa monómica 
 

 2001 2002 2003 2004 
Tarifa monómica Q/Kwh. 0.9140 0.8911 0.9315 0.8976 

 

 

 

( ) ( )( ) ( ) nCDGTCTCG FCBTCMLPFCBTCMLPBTCMLPCC ×+×+=



 90 

 

 



 91

ANEXO 3 

INDE: Activo del Balance General  
En Miles de Quetzales 

2001-2004 

 

Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004

Activo No Corriente 
Activo Fijo 
    Propiedad, Planta y Equipo 5,200,089.94 4,533,879.70 3,782,602.63 4,157,345.21 7,984,320.28 4,252,645.37 8,170,248.00
    ( - ) Depreciación Acumulada (3,724,425.64) (4,068,272.00)
  5,200,089.94 4,533,879.70 3,782,602.63 4,157,345.21 4,259,894.64 4,252,645.37 4,101,976.00
    Construcciones en Marcha 226,761.13 227,754.45 250,269.81 342,876.60 379,167.82 396,443.86 422,517.00
Total Propiedad, Planta y Equipo 5,426,851.06 4,761,634.15 4,032,872.45 4,500,221.81 4,639,062.46 4,649,089.23 4,524,493.00
    
Cargos Diferidos 325,620.79 252,460.95 452,341.31 319,709.62 296,004.77 283,821.26 908,373.00
Documentos por Cobrar -Largo Plazo- 244,156.65 202,359.45 265,711.00
    
Inversión en Acciones   
    Empresa Eléctrica de Guatemala, S.A. 271,135.68 166,169.37 166,169.37 166,169.37 166,169.37 166,169.37 166,169.00
    Empresas de Distribución 399,601.80 58,032.21 38,061.76 27,862.39
    Empresa Propietaria de la Red -EPR- 10,982.70 25,978.50
Inversiones SIEPAC 169.20
Otros Activos 21.12 542.07   
Otras Inversiones 169.20 38,413.31 169.20 28,168.24   
Pagos Anticipados 5,985.22 6,153.90
Total Activo no Corriente 6,423,230.45 5,239,007.95 4,695,781.65 5,024,331.76 5,379,715.39 5,340,453.59 5,890,724.50
    
Activo Corriente   
    Efectivo en Caja y Bancos 141,335.65 143,079.75 439,743.68 208,119.63 186,794.05 110,482.60 130,136.50
    Inversiones en Valores 120,060.06 27,000.00 250,000.00 155,000.00 120,000.00 50,000.00
    Documentos y Cuentas por Cobrar -Neto- 624,927.05 863,177.93 386,293.08 517,186.92 314,178.05 316,643.50 348,242.00
    Inventarios 180,401.27 274,266.93 157,238.71 195,015.41 222,426.82 231,604.13 243,023.00
Total Activo Corriente 1,066,724.02 1,307,524.61 983,275.47 1,170,321.96 878,398.92 778,730.23 771,401.50
                

Total del Activo 7,489,954.47 6,546,532.55 5,679,057.12 6,194,653.72 6,258,114.31 6,119,183.82 6,662,126.00
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INDE: Pasivo del Balance General  
En Miles de Quetzales 

2001-2004 

 

Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004

Patrimonio 18,010.23       18,010.23       516,097.74     579,824.96     579,972.59     579,825.47     579,825.00     
Resultados   
    Superávit Acumulado 4,847,544.98   266,163.87     633,965.23     1,296,147.30   
    Beneficios en operación intermedia 551,086.58     553,191.99     152,683.31     152,683.31     152,683.20     
    Resultados del Ejercicio 10,066.14       49,209.00       
    Utilidades Retenidas 5,398,631.56   819,355.85     316,079.00     133,450.74     796,714.68     848,147.25     1,498,039.50   
    Superávit por Revaluación de Activos 3,638,518.40   2,921,433.34   3,613,267.31   3,342,189.70   3,218,232.69   3,096,158.00   
Total del Patrimonio 5,416,641.79   4,475,884.48   3,753,610.08   4,326,543.01   4,718,876.98   4,646,205.40   5,174,022.50   

0.1614-            0.0334-            
Pasivo no Corriente   
    
Deuda Interna y Externa   
    Deuda Gobierno de Guatemala 773,128.47     773,128.47     772,569.79     663,968.41     588,168.40     584,896.00     
    Deuda Publica -Largo Plazo- 715,748.62     662,110.75     150,520.92     494,734.41     312,632.56     370,964.03     287,346.00     
Provisión para Indemnizaciones 223,256.82     2,161.13         209,102.11     255,429.99     234,368.36     205,216.20     205,216.00     
Créditos Diferidos 22,605.37       62,698.24       1,386,370.92   47,447.42       20,394.61       18,094.59       18,902.00       
Total Pasivo no Corriente 1,734,739.27   1,500,098.58   1,745,993.95   1,570,181.61   1,231,363.94   1,182,443.22   1,096,360.00   
Pasivo Corriente   
    Deuda Pública Corto Plazo 143,528.42     148,787.16     152,952.43     152,682.64     153,517.83     165,058.00     165,795.00     
    Documentos y Cuentas por Pagar 134,067.58     234,625.51     113,894.38     100,761.70     103,843.93     207,087.20     
    Provisión Indemnizaciones Corto Plazo 12,200.00       146,694.05     12,308.40       12,308.40       12,308.20       
    Intereses por Pagar Deuda Pública 32,776.21       19,434.08       19,561.64       21,386.59       11,041.66       5,072.52         5,936.20         
    Estimación de Contratistas por Pagar 16,001.21       21,008.69       6,939.02         9,965.49         30,243.80       4,252.36         617.00            
Total Pasivo Corriente 338,573.41     570,549.49     179,453.08     297,929.10     307,873.40     290,535.20     391,743.60     
Total Pasivo 2,073,312.68   2,070,648.07   1,925,447.03   1,868,110.71   1,539,237.33   1,472,978.42   1,488,103.60   

Total Pasivo y Patrimonio 7,489,954.47   6,546,532.55   5,679,057.12   6,194,653.72   6,258,114.31   6,119,183.82   6,662,126.10   
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INDE: Estado de Resultados  
En Miles de Quetzales 

2001-2004 

 
 

Fuente: Elaboración propia con datos del INDE 

 

 

 

1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004

Ingresos por Operación: 

   Venta de Energía Eléctrica 650,733.53  730,935.79  1,066,530.33  960,509.39  1,023,242.24  1,140,005.08  1,509,163.40  

Gastos de Operación y Mantenimiento   

  Gastos Administrativos y de Mantenimiento 629,092.49-  665,372.64-  674,908.74-     870,856.07-  1,174,534.65-  1,123,585.75-  1,442,248.90-  
          

Utilidad en Operación 21,641.04    65,563.15    391,621.59     89,653.32    151,292.42-     16,419.32       66,914.50       

Otros (gastos) ingresos -Neto-   

Gastos no Operativos 55,553.89-    61,313.72-    418,763.30-     32,936.95-    44,636.25-       91,737.89-       112,017.50-     

Ingresos varios que no son de servicio 11,211.15    173,257.37     31,648.40    205,994.81     109,772.30     94,311.50       

Total otros (gastos) Ingresos, neto 44,342.75-    61,313.72-    245,505.93-     1,288.55-      161,358.56     18,034.41       17,706.00-       

Utilidad Neta del Año 22,701.71-    4,249.44      146,115.66     88,364.77    10,066.14       34,453.74       49,208.50       
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ANEXO 4 

 

• Ley Orgánica del Instituto Nacional de Electrificación -INDE- 

• Ley General de Electricidad 

• Ley de la Tarifa Social  Para el Suministro de Energía Eléctrica 
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GLOSARIO 

 

Administrador del Mercado Mayorista -AMM-: El conjunto de operaciones de compra y 

venta de bloques de potencia y energía que se efectúan a corto y a largo plazo entre 

agentes del mercado.  La administración del mercado mayorista esta a cargo del 

Administrador del Mercado Mayorista. 

 
Alta Tensión Eléctrica: Nivel de tensión superior a sesenta mil (60,000) voltios. 

 
Baja Tensión: Nivel de tensión igual o inferior a mil (1,000) voltios. 

 
Baja Tensión Simple -BTS-: Usuarios con demanda máxima de potencia menor a 100 

Kw. 

 
Cargo por Demanda: Cargo por consumo de energía eléctrica con potencia mayor a los 

100 Kw. 

  
Comisión Nacional de Energía Eléctrica -CNEE-: Es un organismo autónomo que actúa 

como agente regulador de las actividades del sector eléctrico en general, y de la actividad 

de distribución en particular. 

 
Compra de Potencia: Se refiere a la rapidez de transferencia de energía en el tiempo, se 

mide en Mw. 

 
Compra de Energía: Corresponden a los costos de generación, más recargos por el uso 

del sistema de transmisión, más recargos por las pérdidas de energía y potencia en las 

líneas de transmisión y subtransmisión. 

 
Contrato PPA: Contrato de compra de potencia de energía por sus siglas en inglés (power 

purchase agreement). 

 
Distribuidor: Es la persona, individual o jurídica, titular o poseedora de instalaciones 

destinadas a distribuir comercialmente energía eléctrica.  

 
Demanda Máxima de Potencia: La demanda mensual facturable es la máxima demanda 

registrada en el mes por el respectivo medidor de demanda. 
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Energía (eléctrica): Es la energía asociada al flujo o acumulación de electrones.  La forma 

transicional de la energía eléctrica es el flujo de electrones, usualmente a través de un 

conductor. 

 
Generador: Es la persona, individual o jurídica, titular o poseedora de una central de 

generación de energía eléctrica, que comercializa total o parcialmente su producción de 

electricidad.  

 
Gran Usuario: Es el consumidor de energía cuya demanda de potencia excede 100 

kilovatios (Kw) o el límite inferior fijado por el Ministerio de Energía y Minas en el futuro. 

 
Interconexión Eléctrica Internacional: Línea de transmisión de energía eléctrica que 

conecta dos o más sistemas interconectados pertenecientes a distintos países.  

 
Kilovatio hora Kwh: El kilovatio hora, abreviado Kwh, es una unidad de energía. Equivale 

a la energía desarrollada por una potencia de un kilovatio (Kw) durante una hora, 

equivalente a 3,6 millones de julios. 

 
El kilovatio-hora se usa generalmente para la facturación de energía eléctrica, dado que es 

más fácil de utilizar que la unidad de energía del SI de unidades, el julio, la cual 

corresponde a un vatio-segundo (W.s). El julio es por tanto una unidad demasiado 

pequeña, lo que obligaría a emplear cifras demasiado grandes. 

 
Kilovatio -Kw-: Unidad de potencia o trabajo equivalente a mil vatios, y cuyo símbolo es 

Kw.  

 
Megavatio -Mw-: Unidad de potencia o trabajo equivalente a un millón de vatios, y cuyo 

símbolo es Mw. 

 
Mercado Mayorista: Es el conjunto de operaciones de compra y venta de bloques de 

potencia y energía que se efectúan a corto y largo plazo entre agentes del mercado. 

Mercado Spot, Precio: Conjunto de transacciones de compra venta de electricidad de 

corto plazo, no basado en contratos a término. 

 
Plan de Electrificación Rural -PER-: El PER surgió para atender las necesidades de 

electricidad en el interior del país en las zonas con menor índice de electrificación y se 
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cancela con recursos de un fideicomiso formado inicialmente con el producto de la venta 

de la empresa distribuidora (EDEE) del INDE, Bonos del Tesoro del Ministerio de Finanzas 

Públicas, ventas de acciones y los intereses que genera el capital del fideicomiso, así 

como financiamiento externo que se encuentra actualmente en gestión, hasta alcanzar el 

monto total por US$ 333.0 millones, que constituirá el monto total del fideicomiso.  

 
Los recursos del fideicomiso, son administrados por el Comité Técnico del Fideicomiso 

formado por tres miembros; un representante del MEM, uno de INDE y uno de las 

Distribuidoras DEORSA-DEOCSA 

 
El PER incluye componentes de transmisión y de distribución en las regiones oriente y 

occidente del país, interconectando el departamento de Petén y fue previsto para ser 

ejecutado en un período de 60 meses con un costo de US$ 333.0 millones.  

 
Las obras de transmisión comprendían originalmente la ejecución de aproximadamente 

1,300 km de líneas de transmisión de 69Kw y 230Kw; también comprendían la ejecución 

de 28 subestaciones, a un costo de US$151.0 millones.  El componente de transmisión 

proporcionará la confiabilidad y refuerzo necesario para cubrir la ampliación del sistema.  

 
Las obras de distribución comprenden la conexión de 280,629 usuarios en 

aproximadamente 2,600 comunidades de toda la república, a un costo de US$182.0 

millones. 

 
Pliego Tarifario: Se refiere al listado de tarifas por distribuidora para los consumidores.  

Este pliego incluye el período que abarca, el número de resolución de la CNEE, las tarifas 

para todas las tensiones que existen en el mercado, la tarifa social, el precio medio de 

compra de potencia y energía, la tasa de mora y el VAD. 

 
Potencia (eléctrica): La potencia eléctrica es la velocidad a la que se consume la energía 

eléctrica. 

 
Sistema Nacional Interconectado -SNI-: Red interconectada de transmisión y 

transformación de energía eléctrica conectada con las principales centrales generadoras y 

subestaciones eléctricas. Es la porción interconectada del sistema eléctrico nacional. 

 
Tarifa Base: Las tarifas base son calculadas por la CNEE cada cinco años y serán 

ajustadas periódicamente mediante la aplicación de fórmulas que reflejen la variación de 
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los costos de distribución.  Estas tarifas incluyen cargo por consumidor, cargo por potencia 

de punta, cargo por potencia fuera de punta cargo por energía. 

 
Tensión: Potencial eléctrico de un cuerpo. La diferencia de tensión entre dos puntos 

produce la circulación de corriente eléctrica cuando existe un conductor que los vincula. Se 

mide en Volt (V), y vulgarmente se la suele llamar voltaje. La tensión de suministro para los 

usuarios de BTS en Guatemala es 110 V. 

 
Transportista: Es la persona, individual o jurídica, titular o poseedora de instalaciones 

destinadas a realizar la actividad de transmisión y transformación de electricidad. 

 
Subestación Eléctrica: Instalación física, encargada de la transformación de la energía 

eléctrica de altos niveles de voltaje a niveles menores, aptos para el más fácil transporte 

de la misma.  

 
Usuario Regulado: Son aquellos cuya demanda de potencia máxima de potencia se 

encuentre por debajo de los 100 Kw. 

 
Valor Agregado de Distribución: Corresponde al costo medio de proveer el servicio de 

distribución eléctrica y corresponde al costo medio de capital y operación de una red de 

distribución de una empresa eficiente de referencia, operando en un área de densidad 

determinada. 

 


