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“DISEÑO Y ANÁLISIS TÉCNICO-ECONÓMICO DE UNA CENTRAL 

SOLAR TERMOELÉCTRICA CON ALMACENAMIENTO TÉRMICO 

EN EL NORTE DE CHILE” 

La generación de energía eléctrica se está convirtiendo en un problema como consecuencia de la 

contaminación producida por las centrales termoeléctricas. Las emisiones mundiales de gases de 

efecto invernadero (GEI) aumentan cada año debido a las crecientes necesidades energéticas de 

los países, lo cual contribuye al calentamiento global. Para disminuir estas emisiones es posible 

realizar programas de eficiencia energética en conjunto con el desarrollo de sistemas de 

generación eléctrica mediante fuentes de energías renovables no convencionales (ERNC). Chile, 

debido a sus características geográficas, tiene un enorme potencial para desarrollar ERNC en el 

corto plazo. Dentro de los lugares con mayor potencial se encuentra el norte de Chile, donde se 

tiene una de los mayores niveles de radiación solar en el mundo.  

Este trabajo tiene como objetivo principal el dimensionamiento de una central solar 

termoeléctrica cilindro parabólico con sistema de almacenamiento térmico (SAT) para la 

generación de energía eléctrica en el norte de Chile. Junto con esto, se dimensiona la central con 

distintos tamaños de SAT, con lo que junto a un análisis económico se intenta obtener el tamaño 

de SAT óptimo que minimice el costo normalizado de generación eléctrica (LEC). 

Para lograr el objetivo del estudio se genera una plataforma de simulación en el software TRNSYS, 

donde se obtienen los parámetros de funcionamiento de la central para los distintos tamaños de 

SAT a lo largo de un año de operación. Dentro de los resultados de la simulación obtenidos se 

encuentran: energía térmica producida por el campo de colectores, energía térmica en el SAT, 

energía eléctrica neta producida por el bloque de potencia y factor de planta de la central. 

Los casos en estudio fueron tamaños de SAT de: 0, 1, 3, 6, 7,5, 9, 12 y 15 horas; donde se obtiene 

que el rango de menor LEC se encuentra entre las 9 y 12 horas de capacidad. Además, para este 

rango se logran factores de planta de 63 a 72%, llegando a incluso un 79% para un SAT de 15 

horas; valor muy cercano al factor de planta de centrales térmicas convencionales. 

Finalmente, se estima que el costo de generación eléctrica de la central solar con SAT ronda los 

80$/kWh. Con lo que, junto a estimaciones futuras de costos en el SING y de la tecnología cilindro 

parabólico, se proyecta que este tipo de centrales solares se tornarían completamente 

competitivas entre los años 2016-2018 en el norte de Chile.  
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1 Introducción y Objetivos 

1.1 Introducción 
En el momento actual y debido al agotamiento de los recursos fósiles, el aumento de la 

dependencia con el exterior y las amenazas que se ciernen sobre el medio ambiente debemos 

preparar un mejor futuro para nuestro abastecimiento energético reduciendo la dependencia, 

creada desde la revolución industrial, respecto de los combustibles fósiles. Es decir, la producción 

de energía en el futuro, además de considerar las distintas tecnologías energéticas con sus 

posibilidades y limitaciones debe enfrentarse con desafíos mayores, más allá de las dificultades 

técnicas o científicas, desafíos que se mueven en la esfera política y que a su vez, éstas se debieran 

basar en unos planteamientos éticos sobre el desarrollo económico de la sociedad en general. 

Incluso antes del agotamiento de las materias primas fósiles, el aumento de los conflictos 

económicos por unos recursos convencionales en declive parece inevitable debido a la 

convergencia de dos curvas antagónicas: la disponibilidad decreciente de energías fósiles y la del 

aumento en el consumo (sobre todo en aquellos países con una economía pujante). Con lo cual el 

desarrollo de energías renovables es un punto básico para conseguir frenar nuestra dependencia 

respecto los combustibles fósiles. 

Inicialmente, el modelo de explotación de recursos energéticos se basó en combustibles baratos y 

abundantes. El espectacular desarrollo industrial que se alcanzó entre los años 1945-1973 fue 

posible porque se dispuso de energía barata y abundante: el petróleo en primer lugar y después el 

resto de combustibles fósiles. Este sistema entró en crisis repetidamente (años 1973-74 y 1979) 

debido a las crisis del petróleo y activó la voz de alarma por primera vez sobre el agotamiento de 

los recursos energéticos del planeta. El aumento en el precio del petróleo provocó, entre otros 

efectos nocivos, una inestabilidad monetaria internacional y un empobrecimiento de los países del 

tercer mundo. Todo esto desembocó en un replanteamiento global de las políticas energéticas de 

los países afectados. Pero no fueron sólo estos hechos los que influyeron decisivamente en ir más 

allá del criterio de energía barata y abundante: la fuerte oposición social a la energía nuclear 

debido al accidente de Three Mile Island II (Harrisburg, EEUU 1979) y la demanda de reducir las 

emisiones de CO2, realizada por primera vez en la conferencia de Toronto de 1988 en base a 

posibles cambios climáticos mundiales, fueron los principales hechos desencadenantes del 

cambio. Es decir, se dieron los hechos suficientes para percatarse de que era necesario un sistema 

energético que permitiera conseguir un desarrollo viable o sostenible y que a su vez fuera 

respetuoso y compatible con el medio ambiente. 

En la actualidad se ha llegado a la conclusión de que la producción de energía no sólo se puede 

basar en criterios puramente económicos (primer criterio: recurso abundante y barato). Tampoco 

es suficiente si añadimos los criterios medioambientales. La producción de energía también debe 

basarse en criterios éticos, es decir, en una distribución más justa de los recursos energéticos y de 

su riqueza. Esto es así porque se evidencia que el sistema energético es un parámetro decisivo en 

el desarrollo de la humanidad: el uso de los recursos energéticos no sólo debe hacerse para 
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mantener un sistema energético económica y ecológicamente estable y sostenible sino hacer que 

el desarrollo global de la humanidad en condiciones dignas y justas sea sostenible y viable. 

Chile, larga y angosta faja de tierra, tiene kilómetros de mar, un desierto con una de las 

radiaciones más altas del planeta, una cordillera con actividad volcánica y un sur con increíbles 

ráfagas de viento; condiciones ideales para la producción de las diversas Energías Renovables No 

Convencionales (ERNC). 

La energía solar es una fuente de energía inagotable, que cumple con los criterios de ser 

compatible con el medio ambiente y de equitativo acceso, por lo demás muy poco aprovechada en 

la actualidad. El norte de Chile se ubica dentro de los posibles grandes centros de desarrollo de la 

energía solar a nivel mundial, debido a que tiene una de las mayores niveles de radiación 

existentes (1), por lo que el potencial de desarrollar proyectos relacionados con energía solar es 

enorme. 

A pesar de las grandes virtudes que tiene la energía solar, el desarrollo de tecnologías que 

permitan su aprovechamiento ha sido frenado paulatinamente por sus desventajas, entre ellas sus 

altos costos de inversión he imposibilidad de generar energía en momentos no exista radiación 

solar o esta sea intermitente debido al paso de nubes. Por esto, en este trabajo de investigación se 

desarrolla un sistema de almacenamiento térmico (SAT), el cual acumula energía en los periodos 

en que existe alta radiación solar para despacharla cuando la radiación disminuye durante el día. 

Esto permite generar electricidad en periodos de baja o nula radiación solar, lo cual convierte al 

SAT en un componente necesario para mejorar el desempeño de la central aumentando en un 

gran porcentaje su factor de planta, llegando incluso a factores de planta cercanos a tecnologías 

convencionales de generación eléctrica. 

De lo anterior nace la principal motivación para este trabajo, el cual consiste en diseñar y evaluar 

económicamente una central solar termoeléctrica con almacenamiento térmico en el norte 

chileno y determinar la factibilidad de su interconexión en el SING. Con lo cual se trataría de 

buscar un sistema eléctrico con una mayor robustez, seguridad de suministro, viable, sostenible, y 

lo más importante, que permita un justo y equitativo desarrollo de nuestro país. 
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1.2 Objetivos 

1.2.1 Objetivo general 

El objetivo general de este trabajo consiste en realizar el dimensionamiento básico de una central 

solar térmica con almacenamiento térmico emplazada en el norte de Chile, determinando sus 

beneficios y costos para lograr obtener la capacidad del almacenamiento térmico que optimice de 

mejor manera la central desde un punto de vista técnico-económico. 

1.2.2 Objetivos específicos 

Se definen los siguientes objetivos específicos: 

1. Realizar el dimensionamiento de una central solar con y sin almacenamiento 

térmico. 

2. Crear una plataforma de simulación en el software TRNSYS, con lo cual se puedan 

obtener los resultados básicos de operación de la central para un año de 

funcionamiento. 

3. Simular en la plataforma creada la central solar con distintos tamaños de 

almacenamientos térmicos. Los casos a estudiar son tamaños de 

almacenamientos de 0, 3, 6, 7,5, 9, 12 y 15 horas. 

4. Estimar costos de la central con y sin almacenamiento térmico. 

5. Estimar el costo normalizado de generación eléctrica (LEC) de la central solar para 

los distintos tamaños del SAT. 

6. Determinar desde un punto de vista técnico-económico el tamaño de 

almacenamiento térmico óptimo. 
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2 Antecedentes 

2.1 Tecnologías de colectores solares 
En la actualidad existen múltiples tecnologías de captación de radiación solar para ser traspasada 

en forma de calor a un fluido circulante. Estas se clasifican generalmente dependiendo del rango 

temperaturas a las que puede llegar el fluido circulante y el tipo de concentración de los rayos 

solares. Bajo esta clasificación, en la siguiente tabla se presentan las principales tecnologías de 

colectores solares existentes a la fecha: 

Tabla 2.1 Tipos de colectores solares y su concentración (2) 

Colector Solar Tipo de concentración 
Razón de 
Concentración 

Temperaturas 
Operación °C 

Placa Plana (CPP) 

- 

1 80-150 

Tubo al vacío (CTV) 1 70-170 

    Fresnel (CF) 

Lineal 

25-100 100-400 

Cilindro Parabólico (CCP) 70-80 350-550 

    Receptor Central (CRC) 

Puntual 

300-1000 800-1000 

Disco Parabólico (CDP) 1000-3000 - 

 

Los colectores solares de placa plana y tubos al vacío, al no tener una elevada razón de 

concentración, tienen temperaturas de operación relativamente bajas. Sus bajos costos, rango de 

temperaturas de operación y sencillo funcionamiento permiten su aplicación en temas domésticos 

(producción de agua caliente, calefacción, climatización de piscinas, etc.) como también en 

procesos industriales generalmente para la producción de grandes cantidades de agua caliente. 

Los colectores planos, al ofrecer eficiencias razonables con altas cantidades de radiación difusa, 

son también convenientes de instalar en lugares con una cantidad de razonable de días nublados 

en el año. 

Los colectores que concentran la radiación solar de forma lineal se utilizan generalmente en la 

generación de electricidad debido a las altas temperaturas que se pueden alcanzar. Estos 

funcionan solo con radiación directa, ya que la radiación difusa no es posible de concentrar. 

Las tecnologías de Receptor Central (CRC) y Disco Parabólico (CDP), debido a la concentración 

puntual de la radiación solar, operan con temperaturas muy por sobre las demás tecnologías 

solares. Por el momento estas tecnologías se encuentran en proceso de desarrollo tecnológico, 
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donde la tecnología de Receptor de Torre Central lleva la delantera al encontrarse en 

funcionamiento la primera planta a escala comercial en el mundo1. 

2.1.1 Colectores Cilindro Parabólico (CCP) 

La tecnología de colectores solares de cilindro parabólico, corresponde básicamente a reflectores 

solares que concentran la radiación en un foco que se extiende a lo largo de una línea. De esta 

forma, al orientar el colector hacia el sol, la radiación incidente en las paredes parabólicas del 

colector se refleja hacia el foco de la parábola en donde un receptor tubular absorbe este calor 

radiante traspasándolo a un fluido de trabajo, generalmente un aceite térmico que circula por su 

interior. 

A continuación, la Figura 2.1 muestra los principales componentes de un CCP. 

 

Figura 2.1 Esquema funcionamiento CCP (3) 

El CPP realiza un seguimiento de la trayectoria del sol por lo general de Este a Oeste debido a que 

aumenta la energía anual recibida (4). En la Figura 2.1 se puede ver como se realiza el seguimiento 

al sol. Gracias al sistema de seguimiento se logra que los rayos del sol incidan sobre el colector en 

la dirección más cercana a la vertical posible, así maximiza la cantidad de radiación que puede ser 

                                                           
1
La primera planta de escala comercial en el mundo que aplica la tecnología de receptor de torre central se 

llama Gemasolar y se encuentra en España. Más información en la página web 
http://www.torresolenergy.com/TORRESOL/planta-gemasolar/es 

http://www.torresolenergy.com/TORRESOL/planta-gemasolar/es
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absorbida. Para poder llevado a cabo con mayor precisión el seguimiento del sol, este se realiza 

mediante un sistema de control motorizado. 

2.1.1.1 Características técnicas 

Existen múltiples diseños de colectores de cilindro parabólico. A continuación se detallan los 

componentes mostrados en la Figura 2.1: 

 Reflector cilindro-parabólico: La misión del receptor cilindro parabólico es reflejar y 

concentrar sobre el tubo absorbente la radiación solar directa que incide sobre la 

superficie. La superficie especular se consigue a través de películas de plata o aluminio 

depositadas sobre un soporte que le da la suficiente rigidez. En la actualidad los soportes 

más utilizados son la chapa metálica, el vidrio y el plástico. 

 Tubo absorbedor: El tubo absorbedor consta de dos tubos concéntricos separados por 

una capa de vacío. El interior, por el que circula el fluido que se calienta es metálico y el 

exterior de cristal. Su misión es contener al fluido térmico y lograr traspasar la energía 

térmica concentrada por el cilindro parabólico. El fluido de trabajo que circula por el tubo 

interior es diferente según la tecnología. Para bajas temperaturas (<200 °C) se suele 

utilizar agua desmineralizada con Etileno-Glicol mientras que para mayores temperaturas 

(200°C<T<450°C) se utiliza aceite sintético.  

 Sistema de seguimiento del sol: El sistema seguidor más común consiste en un dispositivo 

que gira los reflectores cilindro-parabólicos del colector alrededor de un eje. Este trata de 

mantener la superficie apuntando en la dirección normal al sol, para así aprovechar de 

mejor manera la radiación solar. 

 Estructura metálica: La misión de la estructura del colector es dar rigidez al conjunto de 

elementos que lo componen. 

2.1.1.2 Fluido térmico (HTF) en campo de colectores 

El fluido térmico o HTF por sus siglas en ingles (Heat Transfer Fluid) en las centrales solares 

termoeléctricas es el encargado de recibir la energía solar y transmitirla al ciclo agua-vapor, para 

que este pueda generar vapor que acciona a la turbina. 

Por lo general, el HTF utilizado es un aceite térmico. No se utiliza agua debido a que a la 

temperatura a la cual es HTF es calentado (cercano a los 400°C) se necesitarían presiones mayores 

a los 200 bar para mantener al agua en su estado líquido, lo que encarece todo el sistema debido a 

que se necesitarían tuberías más resistentes y bombas de una mayor potencia. 

Los aceites térmicos utilizados generalmente tienen el inconveniente que a temperaturas sobre 

los 400°C tienden a perder sus propiedades termodinámicas, por lo tanto al realizar el diseño de la 

central térmica se debe considerar no sobrepasar esta temperatura en el campo de colectores. 
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2.2 Plantas solares termoeléctricas  
La finalidad de las plantas solares termoeléctricas (PST) es la producción de electricidad a partir de 

la radiación solar directa, la cual es convertida previamente en energía térmica. Aunque la 

producción de electricidad mediante energía solar térmica no es una innovación del siglo XXI, ni 

siquiera del siglo XX, no es hasta comienzos de los años 70, cuando tiene lugar el gran empujón a 

las tecnologías solares termoeléctricas, tal y como se conocen hoy en día. Un estudio 

independiente promovido por el Banco Mundial (5) ha puesto de manifiesto que las plantas 

solares termoeléctricas son actualmente la forma más económica de producir electricidad a gran 

escala a partir de la radiación solar. No obstante, la existencia de ciertas barreras está dificultando 

el despegue comercial de este tipo de plantas. 

Existe un aumento en el interés sobre las plantas solares termoeléctricas como consecuencia de la 

indudable limitación de los recursos fósiles existentes, a esto se le añaden las grandes ventajas 

medioambientales que conllevan: una planta solar termoeléctrica evita 2000 t/año de emisiones 

de CO2 por cada MW de potencia instalada. 

En la actualidad existen tres tecnologías diferentes para las PST, cuyo principio de funcionamiento 

se muestra en la Figura 2.2. Estas tecnologías se denominan: colectores cilindro-parabólicos, de 

receptor central, y discos Stirling. Todas ellas hacen uso solamente de la componente directa de la 

radiación solar, lo que les obliga a tener dispositivos de seguimiento solar. 

En los colectores cilindro-parabólicos (ver Figura 2.2), la radiación solar directa es reflejada por 

espejos cilindro-parabólicos que la concentran sobre su línea focal, en la que se sitúa el tubo 

receptor o absorbedor por el que circula un fluido que se calienta como consecuencia de la 

radiación solar concentrada que incide sobre él. De este modo, la radiación solar es convertida en 

energía térmica que se utiliza posteriormente para generar electricidad mediante un ciclo Rankine 

de agua/vapor. 

 

Figura 2.2: Los tres tipos de plantas solares termoeléctricas 

Los sistemas de receptor central utilizan espejos de gran superficie (40-125 m2 por unidad) 

denominados helióstatos, que están dotados de un sistema de control para reflejar la radiación 

solar directa sobre un receptor central situado en la parte superior de una torre (Figura 2.2). En 
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esta tecnología, la radiación solar concentrada calienta en el receptor un fluido a temperaturas 

entre 500°C y 1000°C, cuya energía térmica puede después utilizarse para la generación de 

electricidad.  

Los sistemas de discos parabólicos Stirling utilizan una superficie de espejos montados sobre una 

parábola de revolución que reflejan y concentran los rayos del Sol en un foco puntual, donde se 

sitúa el receptor en el que se calienta el fluido de trabajo de un motor Stirling que, a su vez, 

acciona un pequeño generador eléctrico (ver Figura 2.2). 

La Tabla 2.2 muestra de forma resumida las características más importantes de cada una de las 

tres tecnologías que existen en la actualidad para plantas solares termoeléctricas.  

Tabla 2.2: Características principales de las diferentes plantas solares termoeléctricas (6). 

  Cilindro-parabólicos Receptor Central Discos Parabólicos 

Potencia por planta 10-200 MW 10-200 MW 5-25 kW 

Temperatura operación 395 °C 250 - 1000 °C 750 °C 

Eficiencia pico (solar-eléctrica) 22% 23% 30% 

Eficiencia Neta Anual 11-16 % 7-20 % 12-25 % 

 Estado comercial 
Ocho plantas en 

operación rutinaria 

Primera planta 
comercial en 
construcción 

Prototipos 
demostración 

 Riesgo Tecnológico Bajo Medio Alto 

 Almacenamiento disponible Si Sí Si 

 Diseños híbridos Sí Sí Sí 

Costo Watt instalado (USD/W) 3,34-7 3,22-7 4,2-15,4 

 

A continuación se analiza con más detalle las tecnologías actualmente disponibles para plantas 

solares termoeléctricas (PST) cilindro parabólico. 

2.2.1 Plantas Solares Termoeléctricas con Colectores Cilindro-Parabólicos 

Como ya se ha expuesto en la sección anterior, un colector solar cilindro-parabólico, conocido 

mediante las siglas CCP, está compuesto básicamente por un espejo cilindro-parabólico que refleja 

la radiación solar directa concentrándola sobre un tubo receptor colocado en la línea focal de 

dicho espejo (Figura 2.3) y de esta forma el fluido que circula por su interior se calienta, 

transformando así la radiación solar en energía térmica. 
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Figura 2.3: Principio de funcionamiento y componentes de un colector cilindro-parabólico. 

El rango de temperaturas en el que un colector cilindro-parabólico (CCP) puede trabajar con una 

buena eficiencia (100°C – 450°C) hace posible que un campo solar de CCP pueda acoplarse a un 

ciclo Rankine de agua/vapor para producir electricidad. A la planta solar que se obtiene mediante 

este acople se le denomina Planta Solar Termoeléctrica con Colectores Cilindro-parabólicos. El 

esquema típico simplificado de una planta solar de este tipo es como el mostrado en la Figura 2.4, 

en la que se distinguen tres elementos básicos: el sistema solar, el generador de vapor y el sistema 

de potencia. 

 

Figura 2.4: Esquema típico simplificado de una planta solar termoeléctrica con colectores cilindro-parabólicos. 

El Sistema Solar está compuesto por el campo de CCPs, el circuito de aceite y el sistema de 

almacenamiento térmico. El campo solar transforma la radiación solar directa disponible en calor 

sensible del aceite que circula por los tubos receptores de los CCPs. Un campo típico de CCPs (ver 

Figura 2.5) está compuesto por filas paralelas de colectores, y cada fila, a su vez, está compuesta 

por varios CCPs conectados en serie de manera que el fluido de trabajo que circula por los tubos 

 

Reflector cilindro parabólico

Tubo absorbedor

Estructura

 

Reflector cilindro parabólico

Tubo absorbedor

Estructura

 

Reflector cilindro parabólico

Tubo absorbedor

Estructura

Generador

de Vapor

.

Desgasificador

Recalentador

Tanque de expansión de aceite

Turbina de vapor

Condensador

Precalentador

Vapor sobrecalentado

Vapor recalentado

G

Sales

(tanque

caliente)

C
a

m
p

o
 d

e
 C

o
le

c
to

re
s

Sales

(tanque

frio)

Intercambiador de

calor Aceite / Sales

Sistema de 

almacenamiento

Sobrecalentador

Evaporador

Precalentador

Aceite frío

Aceite caliente

Generador

de Vapor

.

Desgasificador

Recalentador

Tanque de expansión de aceite

Turbina de vapor

Condensador

Precalentador

Vapor sobrecalentado

Vapor recalentado

G

Sales

(tanque

caliente)

C
a

m
p

o
 d

e
 C

o
le

c
to

re
s

Sales

(tanque

frio)

Intercambiador de

calor Aceite / Sales

Sistema de 

almacenamiento

Sobrecalentador

Evaporador

Precalentador

Aceite frío

Aceite caliente



10 
 

receptores es calentado conforme pasa desde la entrada a la salida de cada fila. El número de filas 

conectadas en paralelo depende de la potencia térmica nominal del campo solar, siendo mayor 

cuanto mayor sea esta. Por su parte, el número de CCPs conectados en serie dentro de cada fila 

depende del incremento de temperatura que deba experimentar el fluido de trabajo en el campo 

de colectores. Cuanto mayor sea este salto de temperatura, mayor debe ser el número de CCPs 

conectados en serie dentro de cada fila. 

El aceite caliente suministrado por el campo solar es enviado a un intercambiador de calor 

aceite/agua (generador de vapor en Figura 2.4) donde el aceite transfiere su energía térmica al 

agua y de este modo se genera el vapor sobrecalentado que demanda la turbina de vapor del 

sistema de potencia. El Generador de Vapor es, pues, la interfase entre el sistema solar y el 

sistema de potencia. Los generadores de vapor normalmente usados en este tipo de plantas 

solares constan de tres cuerpos: el Precalentador (donde el agua es precalentada hasta una 

temperatura próxima a la de saturación), el Evaporador (donde el agua precalentada es convertida 

en vapor saturado), y el Sobrecalentador (donde el vapor saturado es convertido en vapor 

sobrecalentado con las condiciones de temperatura/presión requeridas por la turbina). 

 

Figura 2.5: Vista general de una planta solar termoeléctrica con colectores cilindro-parabólicos 

El Sistema de Potencia transforma en electricidad la energía térmica suministrada por el campo 

solar a través del generador de vapor. El sistema de potencia de una PST de este tipo es similar al 

de una central eléctrica convencional que funcione con un ciclo Rankine. 

Con el fin de poder producir electricidad en los momentos en los que no hay radiación solar 

directa, estas plantas pueden ir provistas de una caldera auxiliar de gas. Aunque la instalación de 

dicha caldera dentro de la planta puede hacerse de diversas formas (dentro del circuito de 

agua/vapor o dentro del circuito de aceite), en la actualidad se prefiere instalarla en el circuito de 

aceite, porque simplifica la operación de la planta en su conjunto.  

También es posible disponer de un sistema de almacenamiento térmico que permita a la planta 

producir electricidad cuando no hay radiación solar directa o esta resulta insuficiente. En este 
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caso, el campo solar debe estar sobredimensionado para que durante las horas de Sol pueda 

alimentar no solamente el generador de vapor, sino también cargar el sistema de almacenamiento 

térmico. La energía térmica así guardada en el sistema de almacenamiento puede ser 

posteriormente usada para alimentar el generador de vapor y producir electricidad durante 

periodos nubosos o después de la puesta de Sol. Aunque hay varias opciones disponibles, el 

sistema de almacenamiento que se considera actualmente como mejor opción para plantas 

solares termoeléctricas con CCP en las que se desea una importante capacidad de 

almacenamiento, consiste en sales fundidas. En este caso, una mezcla eutéctica de nitratos de 

sodio y potasio se almacena en estado líquido en dos tanques (uno frío y otro caliente). Es 

evidente que la temperatura más baja en un sistema de almacenamiento de este tipo debe ser 

siempre superior a la temperatura de fusión de las sales (150°C - 250°C), ya que en caso contrario 

se solidificarían y bloquearían el sistema de tuberías. La Figura 2.4 muestra el esquema 

simplificado de una planta solar termoeléctrica con un sistema de almacenamiento de este tipo. 

Puesto que en este caso el fluido de trabajo en los colectores solares (aceite) es diferente del 

medio de almacenamiento (sales fundidas) se necesita un intercambiador de calor entre el circuito 

de aceite y el sistema de almacenamiento. De acuerdo con el esquema de la Figura 2.4, el aceite 

que alimenta el generador de vapor puede ser calentado o bien por el campo de colectores 

solares, o bien por el sistema de almacenamiento.  

2.2.1.1 Plantas solares termoeléctricas con CCPs en el mundo 

Las plantas SEGS (Solar Electric Generation Systems) del desierto Mojave en California, 

constituyeron la primera experiencia en la realización y operación de plantas solares. Las plantas 

SEGS son sistemas híbridos formados por un campo de colectores cilindro parabólicos, una caldera 

o un calentador de aceite y un ciclo Rankine. Las 9 plantas SEGS, cuentan con un total de 354 MWe 

instalados. 

Estas plantas fueron construidas entre los años 1984 y 1990 al ritmo de al menos una planta nueva 

cada año, con potencias de 13,8 MWe, 30 MWe, y 80 MWe. Sin embargo, también se han 

desarrollado diseños conceptuales de plantas SEGS con potencias hasta 200 MWe, y en la 

actualidad se han realizado estudios sobre la viabilidad de utilizar esta tecnología en la región del 

mediterráneo (España, Marruecos, Creta, Italia). 

La operación diaria de las plantas SEGS es la mejor prueba de la madurez que ha alcanzado esta 

tecnología, logrando una disponibilidad del campo solar del 98% y una eficiencia global media 

anual solar-eléctrica entre el 11% y el 18%, con un valor pico del 22%. La eficiencia térmica media 

anual (energía solar – energía térmica útil) de un campo solar con CCPs es de un 50%. Teniendo en 

cuenta el éxito de las plantas SEGS, los diversos proyectos de plantas solares termoeléctricas que 

están siendo promovidos en España con colectores cilindro-parabólicos se inspiran en la 

experiencia de dichas plantas, aunque se está introduciendo un elemento nuevo que consiste en la 

incorporación de un sistema de almacenamiento térmico mediante sales fundidas, del estilo al 

mostrado en la Figura 2.4. 
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España, con una radiación directa normal (DNI por sus siglas en inglés) promedio de 2000 kWh/m2 

al año es uno de los líderes mundiales en implementar tecnologías de concentración solar. El 

marco legal que rige la instalación de proyectos de generación eléctrica ha considerado subsidios 

que promueven el desarrollo de la energía solar(7), lo que ha posibilitado la construcción de 

centrales solares cilindro parabólico como Andasol I y II. La particularidad de estas centrales es que 

contienen un almacenamiento térmico en sales fundidas con una capacidad de 7,5 horas. Esto 

quiere decir que la central puede seguir operando a plena carga durante 7,5 horas sin luz solar. 

Como Andasol I y II (8) (9), se encuentran en operación centrales de similares características como 

Extresol I y II, Manchasol I, además se encuentran en construcción las centrales Andasol III y IV, 

Extresol III y anunciada para su pronto construcción Manchasol II, todas ellas con almacenamiento 

térmico mediante sales. Además de las centrales construidas, se encuentran 13 centrales en 

construcción y se ha anunciado más de 200 proyectos, esto sólo en España (7). 

Los CCPs pueden integrase también dentro de una planta de ciclo combinado, dando lugar a un 

tipo de planta solar termoeléctrica denominado Planta Solar Integrada de Ciclo Combinado, y a 

pesar de que esta configuración presenta una contribución muy pequeña del sistema solar al total 

de la planta (10% - 15%), puede ser una buena forma de penetración en el mercado eléctrico de 

algunos países. Por este motivo el Banco Mundial está actualmente apoyando iniciativas de este 

tipo en Egipto, México y Marruecos. La Figura 2.6 muestra el esquema típico de una planta de este 

tipo. 

2.2.1.2 Principales líneas actuales de I+D en relación con las plantas solares 

termoeléctricas con colectores cilindro-parabólicos 

Estudios llevados a cabo recientemente han puesto de manifiesto la posibilidad de conseguir una 

importante reducción de costos en el mediano plazo (10) (11). Una fabricación de componentes a 

gran escala y la mejora tecnológica de algunos elementos pueden conducir en el mediano plazo a 

un costo de 0,13 USD/kWh para la electricidad producida, y a 0,07 USD/kWh en el largo plazo (12). 



13 
 

 

Figura 2.6: Esquema típico de una Planta Solar Integrada de Ciclo Combinado 

Actualmente, con el fin de conseguir esta reducción de costos, se está trabajando en el desarrollo 

de componentes con una mejor relación calidad/precio que los actuales (nuevos espejos, nuevos 

recubrimientos selectivos, nuevas diseños de CCP para plantas termoeléctricas, etc.). Europa 

alberga actualmente la mayor parte del trabajo en este campo y el interés de empresas en estas 

actividades es cada vez más fuerte. Aparte del desarrollo de nuevos componentes, merece 

especial mención el trabajo que se está llevando a cabo en dos líneas de I+D relacionadas con las 

plantas termosolares con CCPs. A continuación se exponen brevemente estas dos principales 

líneas.  

2.2.1.2.1 La Generación Directa de Vapor (GDV) 

Todas las plantas solares termoeléctricas con colectores cilindro-parabólicos instaladas hasta el 

momento usan aceite como fluido de trabajo en el campo solar y generan el vapor sobrecalentado 

que demanda la turbina mediante un intercambiador de calor aceite/agua. Esta tecnología se 

conoce internacionalmente como tecnología HTF (Heat Transfer Fluid).  

La generación directa de vapor sobrecalentado en los propios colectores solares ha sido vista 

desde hace décadas como una opción muy interesante para reducir el costo de la electricidad 

generada por este tipo de plantas, ya que conlleva importantes ventajas. Por un lado, permitiría 

poder alimentar el sistema de potencia con vapor a mayor temperatura que con el aceite. Con los 

aceites actuales resulta imposible producir vapor sobrecalentado a una temperatura superior a los 

380°C, mientras que temperaturas del orden de los 500°C resultan factibles con la generación 

directa de vapor. Esto permitiría aumentar considerablemente el rendimiento de la planta solar. 

Pero la generación directa de vapor supone otras ventajas adicionales importantes que conducen 

a una reducción del costo de inversión de la planta y a un aumento de su eficiencia: 

 eliminación del riesgo de incendio y de polución medioambiental que conlleva el aceite, 
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 eliminación de todos los sistemas auxiliares asociados al aceite (sistema anti-incendios, 

tanque de expansión, piscina de recogida, etc.), y 

 eliminación del intercambiador de calor aceite/agua que actúa como interfase entre el 

sistema solar y el sistema de potencia. 

No obstante, la generación directa de vapor en los tubos receptores de los propios colectores 

solares conllevaba también una serie de incertidumbres técnicas que tienen que ser resueltas 

antes de poder ser implementada comercialmente (13). La mayor parte de estas cuestiones se 

derivan de la existencia de un flujo bifásico agua/vapor en la zona de evaporación del campo solar, 

lo que puede introducir ciertos interrogantes con respecto a la controlabilidad del proceso y al 

estrés que se origina en los propios tubos receptores cuando se produce una estratificación de la 

fase líquida.  

Las interrogantes técnicas que pesaban sobre la generación directa de vapor han sido estudiadas 

experimentalmente dentro del proyecto DISS (13), cuyas actividades han demostrado la viabilidad 

técnica de la generación directa de vapor y han permitido desarrollar las herramientas de diseño y 

simulación necesarias para campos de colectores cilindro-parabólicos que usen esta tecnología. 

Tras el éxito del proyecto DISS, y una vez que las incertidumbres que pesaban sobre la generación 

directa de vapor han sido resueltas, actualmente se está finalizando dentro del proyecto INDITEP 

la ingeniería de detalle de la que se espera que sea la primera planta solar termoeléctrica 

comercial con este tipo de tecnología (14). Debido a su carácter pionero, la potencia eléctrica 

nominal de esta planta es de solo 5 MWe, la cual resulta suficiente para demostrar la viabilidad a 

escala comercial de la generación directa de vapor y abrir la puerta a la instalación futura de otras 

plantas de una mayor potencia. 

2.2.1.2.2 Nuevos Sistemas de Almacenamiento Térmico 

Las actividades de I+D que se están llevando a cabo actualmente en relación con el 

almacenamiento de energía térmica en plantas solares con CCP persiguen dos objetivos 

diferentes, pero con una misma meta en cuanto a costos de inversión: 29 USD/kWh de capacidad. 

Actualmente se está trabajando tanto en el desarrollo de un sistema de almacenamiento de 

energía térmica usando hormigón como medio de almacenamiento, mediante calor sensible, 

como en el desarrollo de un sistema de almacenamiento térmico específico para plantas con 

generación directa de vapor. En este caso se trata de un sistema basado en el uso de materiales 

con cambio de fase, en concreto se trata de mezclas de nitratos de sodio y potasio cuya 

temperatura de fusión esté de acuerdo con la temperatura del vapor saturado que proporcione el 

campo solar. Puesto que el vapor producido por un campo solar con generación directa de vapor 

libera calor a temperatura constante cuando condensa, los sistemas de almacenamiento térmico 

actualmente disponibles para plantas con tecnología HTF no son aptos y es necesario utilizar 

sistemas de almacenamiento en calor latente, con cambio de fase. 

A continuación se explica con mayor detalle los alcances del almacenamiento térmico. 
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2.2.1.3 Sistema de almacenamiento térmico (SAT) 

El sistema de almacenamiento térmico (SAT) en una central solar, como su nombre lo indica, 

consiste en almacenar energía térmica durante las horas del día, para luego utilizarlas en horarios 

en los cuales la radiación no permita un funcionamiento a cargas considerables, por lo general 

después del atardecer. Esto permite aumentar las horas de operación y la energía generada 

durante el día. 

En una central térmica solar, el aporte primario de energía (radiación solar) es variable a lo largo 

del año, debido a las estaciones, y a lo largo del día, debido al día y noche. Estas variaciones son 

predecibles mediante modelos matemáticos, lo cuales permiten estimar la radiación en función 

del tiempo para el periodo en estudio. Existe una variable aleatoria que es más difícil de predecir 

cómo es la variación climática diaria. Las nubes, niebla o algún otro factor climático realizan 

cambios en la radiación incidente y por ende en la generación de electricidad durante el día, 

siendo este uno de los mayores problemas a resolver. 

A continuación, se darán algunas razones sobre la conveniencia de utilizar almacenamiento 

térmico en la implementación de una central solar: 

 El SAT permite una inyección estable y constante de electricidad a la red eléctrica. Al no 

depender completamente de las condiciones climáticas y de radiación se puede asegurar 

una inyección de electricidad a largo plazo. Esto es un valor agregado tanto para el 

explotador de la central solar como para el sistema eléctrico. 

 

 La demanda de electricidad de la red eléctrica no es constante a lo largo del día. Existen 

periodos de demanda valle con muy poca demanda de electricidad, y periodos de 

demanda punta con una gran demanda. Estos periodos de gran demanda coinciden con el 

mayor precio de la electricidad y, por lo general, limitada o nula radiación solar. El 

almacenamiento térmico es útil desde el punto de vista de la explotación de una central 

solar, pues permite aumentar sus horas de operación anuales y el precio de la electricidad 

generada, con lo que mejoran las condiciones económicas de explotación de la misma. Por 

lo tanto, a menudo conviene prolongar o desfasar la generación de electricidad desde las 

horas del día en las que se dispone de aporte solar hacia las horas del día de demanda 

punta en las que se obtendrán mayores ingresos por la venta de la electricidad generada.  

 

 Internamente, muchos de los equipos que componen una central solar presentan 

problemas de regulación y control si están alimentados por un suministro energético 

aleatorio, y además pueden ver seriamente afectada su vida útil si se les someten 

continuamente a una operación con una gran variabilidad en el tiempo. 

En una central solar, dadas las características de los procesos que en ella acontecen, existen tres 

posibilidades para poder producir electricidad independiente de la radiación solar. Las opciones 

serían: hibridación con combustible fósil, almacenamiento térmico y almacenamiento químico. 
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Comúnmente la hibridación con combustible puede complementarse con almacenamiento 

térmico o químico. 

Se han realizado y analizado variados proyectos solares con distintos tipos y tecnologías de 

almacenamientos térmicos (15) (16) Los únicos que han sido demostrados a gran escala son 

almacenamiento térmico mediante 2 tanques con aceite térmico (SEGS I) y sal binaria o sal solar 

(Andasol) como fluido térmico. Se ha concluido a partir de costos, experiencia técnica y 

confiabilidad que la mejor opción de almacenamiento térmico para una planta solar cilindro 

parabólico es mediante 2 tanques de almacenamiento con sal binaria como fluido térmico (17). 

2.2.1.3.1 Funcionamiento almacenamiento mediante tanque de sales 

El almacenamiento térmico consiste en 2 tanques donde son almacenadas las sales. El tanque que 

almacena las sales “frías” se denomina “tanque frío” y el que almacena las sales “calientes” se 

denomina “tanque caliente”. Cabe destacar que las temperaturas de los tanques frío y caliente son 

de 291°C y 384°C respectivamente, por lo que estas se encuentran en estado líquido en todo 

momento. 

Al aumentar la radiación incidente a medida que va avanzando el día, el flujo másico de HTF en el 

campo de colectores empieza a aumentar. Cabe recordar que del campo de colectores siempre se 

obtiene la misma temperatura de HTF a la salida, por lo tanto al haber bajas radiaciones se 

disminuye el flujo másico saliente para obtener la temperatura deseada. Cuando el flujo másico de 

HTF está por sobre el flujo nominal2, el flujo sobrante está encargado, mediante un 

intercambiador de calor, de traspasar su energía al fluido térmico encargado del almacenamiento 

de energía. 

En el proceso de carga las sales pasan del “tanque frio” al intercambiador de calor, donde el HTF 

es el encargado de traspasarle su energía térmica, para luego ingresar al “tanque caliente”. 

El proceso de descarga se produce generalmente cuando las radiaciones sobre el campo de 

colectores son muy bajas, por lo que el flujo másico de HTF disminuye bajo el flujo nominal. En 

este caso las sales realizan el camino inverso que en la carga, es decir, pasan desde el “tanque 

caliente” por el intercambiador transmitiendo su energía térmica al HTF para luego almacenarse 

en el “tanque frío”. Con esto se logra producir electricidad en horas para las cuales la radiación no 

permite generar. 

2.2.1.3.2 Descripción de los tanques de sales 

Los tanques deben ser construidos con materiales que soporten las cargas producidas por la 

presión de las sales a las temperaturas de trabajo. Además de esto, deben tener resistencia a la 

corrosión. 

La alternativa de utilizar un tanque de acero inoxidable es descartada por Gabbrielli (18), debido a 

los altos costos asociados. El mismo estudio recomienda un tanque de estructura de acero 

                                                           
2
 El flujo nominal se refiere al volumen de flujo necesario para abastecer el generador de vapor y generar la 

energía eléctrica bruta dada por la potencia de la central. 
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carbono, el cual no estará en contacto con las sales fundidas. La superficie interior del acero 

carbono protegida con ladrillos refractarios de alta porosidad con un espesor de unos 250 mm, los 

cuales son separados de las sales con una lámina de acero inoxidable que presente buenas 

propiedades para trabajo a altas temperaturas, tal como el AISI 321H. Este acero, además de tener 

buenas propiedades mecánicas presenta alta resistencia a la corrosión intergranular.  

Debido a los cambios de temperatura a los que puede verse sometido el tanque, la lámina de 

acero inoxidable debe ser corrugada en ambas direcciones, de modo de poder absorber las 

dilataciones y contracciones térmicas. 

Se debe asegurar un completo contacto entre la placa de acero inoxidable y los ladrillos 

refractarios y entre estos y las planchas de acero carbono, de modo de que no existan 

concentraciones de esfuerzos debidos a la presión de las sales. Para ello se utiliza un relleno de 

material fibroso (fibra cerámica por ejemplo) entre los ladrillos y las dos superficies de acero. 

La superficie exterior de la estructura de acero carbono es cubierta por fibra cerámica de unos 150 

mm de espesor y una plancha delgada de aluminio. 

Las fundaciones del tanque deben soportar las cargas debidas a las sales y al techo y paredes del 

tanque, a la vez de servir como aislante para minimizar pérdidas térmicas. Gabbrielli, propone 

fundaciones conformadas por varias capas (ver Figura 2.7: Diseño de paredes y cimentación del 

tanque propuesta por Gabbrielli .Figura 2.7). Sobre el fondo del tanque una capa de ladrillos 

refractarios de unos 300 mm de espesor. La base de acero carbono soportados por una capa de 

arena fina, bajo ella más ladrillos refractarios (unos 200 mm de espesor) y bajo ellos una capa de 

aislante en base a vidrio tipo “Foamglas” de unos 50 mm e espesor. Bajo estas capas se realiza una 

base de concreto, la que debe considerar un sistema de enfriamiento que mantenga la 

temperatura por debajo de los 100 °C. El sistema recomendado por Gabbrielli contempla ductos 

para circulación de agua. Sin embargo, existen experiencias que consideran ductos de circulación 

de aire, alternativa que parece más apropiada para un sector donde el consumo de agua pueda 

resultar un problema. 
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Figura 2.7: Diseño de paredes y cimentación del tanque propuesta por Gabbrielli (18). 

El techo del tanque recomendado por Gabbrielli es de forma elipsoidal, apoyado sobre el manto 

de acero carbono del tanque. Esta geometría debe ser corroborada en función de minimizar las 

sobrecargas de nieve que pudieran generarse sobre el techo en días de invierno. 

Al igual que las paredes y el fondo, el cielo del tanque debe ser protegido por láminas de acero 

inoxidable, sobre las que se debe instalar una capa de fibra cerámica de unos 200 mm, material 

utilizado con el fin de minimizar pérdidas térmicas y no agregar peso excesivo al cielo. Sobre el 

techo elipsoidal también debe instalar una capa de fibra cerámica de unos 150 mm.3 

Los tanques de sales deben contar con un sistema de inertización de la atmósfera que minimice el 

contacto entre las sales calientes y oxígeno, CO2 y humedad ambiental. Según expresado por 

Bernardos4, las reacciones con el CO2 del aire y vapor de agua  tienden a elevar la temperatura de 

congelación e incluso a formar precipitados. Por otra parte,  el sistema de inertización evita el 

contacto del aceite térmico con el aire en caso de existir fugas en los intercambiadores, evitando 

de esta forma los riesgos de explosión. 

La presión del nitrógeno al interior de cada estanque debe estar regulada. Para reducir el consumo 

de nitrógeno, ambos tanques deben estar conectados en su parte superior, de modo de que al 

llenarse uno de los tanques, el nitrógeno fluya automáticamente al otro, manteniendo la presión 

atmosférica en ambos tanques. 

                                                           
3
 Debe aclararse que los espesores aquí indicados corresponden a valores referenciales y no corresponden a 

una optimización, la cual debería considerar costos de materiales, montaje y energía. 
4
 Contacto personal con Ana Bernardos García, CENER, España. 
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El sistema debe contar con mecanismos de seguridad que permitan la entrada o salida de 

nitrógeno a los tanques para evitar sobre o subpresiones al interior de los tanques ante una 

posible falla o mala operación del sistema. 

Además, los tanques deben contar con un sistema de calefacción de emergencia, estos deben 

cumplir principalmente 2 funciones: 

a) Evitar que las sales se congelen, es decir, que no alcancen los 220 °C.  

b) Luego de cargar las sales en estado sólido al sistema, lograr que estas se calienten y 

fundan. 

2.3 Parámetros para diseño de centrales termosolares 
Los parámetros de diseño son los requisitos necesarios que se deben cumplir para dar las 

condiciones requeridas a un proyecto en específico. A continuación se explican los de mayor 

relevancia para una central termosolar. 

2.3.1 Radiación de diseño 

La radiación de diseño es la utilizada para dimensionar la potencia de la central, por lo tanto debe 

ser un valor cercano a la máxima radiación incidente en el año, este valor coincidirá con el valor 

nominal de diseño del campo solar. Dada la variación de la radiación a lo largo del año, el criterio 

más usado para seleccionar la radiación de diseño es medirla el día 21 de Junio a las 12:00 hora 

solar, esto para el hemisferio Norte (19) (20) (4). El momento seleccionado es supuestamente el 

de mayor radiación del año, ya que coincide con el solsticio de verano en el hemisferio Norte. En la 

región sur de España, esta radiación equivale aproximadamente a 850 W/m2. Para el hemisferio 

Sur, utilizando el mismo criterio, la radiación debería ser medida el día 21 de Diciembre a las 12:00 

hora solar. 

Después que se elije una radiación de diseño se puede calcular el calor útil que puede recolectar 

cada lazo de colector junto con la demanda térmica del ciclo. Con estos datos se puede calcular el 

múltiplo solar de la planta. 

2.3.2 Múltiplo Solar 

El múltiplo solar (SM) es un concepto específico de las centrales termosolares, y se define como el 

cociente entre la potencia térmica útil que proporciona el receptor solar en condiciones de diseño 

respecto a la potencia térmica que requiere el ciclo de potencia en condiciones de diseño. La 

ecuación se muestra a continuación: 

            
               

  
                  

 
      

 

Como la radiación solar variará a lo largo del día y de las estaciones, la potencia térmica útil 

producida por el receptor solar será función del tiempo, mientras que lo óptimo para el ciclo de 

potencia es tenerlo funcionando a plena carga. Con el fin de aumentar las horas en que el ciclo de 

potencia trabaje a plena carga, se puede aumentar el múltiplo solar. Sin embargo, en ausencia de 
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capacidad de almacenamiento térmico, en las épocas de mayor insolación, no será posible 

aprovechar toda la energía solar disponible. En general, para una aplicación dada se deberá 

optimizar la combinación múltiplo solar – capacidad de almacenamiento. La Figura 2.8 muestra la 

energía térmica diaria producida por el campo de colectores para distintos múltiplos solares. 

 

Figura 2.8: Energía térmica diaria para distintos múltiplos solares 

2.3.3 Factor de planta 

El factor de planta (FP) es un concepto aplicable a cualquier central eléctrica, y se define como el 

cociente entre la energía anual que genera la central y la que produciría si estuviera trabajando las 

8760 horas del año a su potencia nominal. La ecuación se muestra a continuación: 

   
                     

                    
 

El factor de planta es una medida de la utilización de la capacidad de la planta en el tiempo. Un 

factor de planta de 100 % querría decir que la central está trabajando a plena carga las 8760 horas 

del año. Sin embargo, esto no es posible por necesitar parar la central para practicar el correcto 

mantenimiento de los equipos o posibles fallas en ésta. Una central de carga base, opera de 4000 

a 7000 horas al año equivalentes a plena carga, con lo que alcanza factores de planta de 46 – 80 %. 

Una central de carga media opera de 2000 a 4000 horas al año equivalentes a plena carga, con lo 

que alcanza factores de planta de 23 - 46 %. Una central de carga punta opera de 500 a 2000 horas 

al año equivalentes a plena carga, con lo que alcanza factores de planta de 6 - 23 %. 

Evidentemente, el costo de la electricidad generada por la central de carga punta es, a igualdad de 

tecnología, mucho más elevado que el de la central de carga base. 

A continuación se muestran factores de planta para distintas tecnologías: 

 Parque eólico: 20-40% 

 Panel fotovoltaico: 10-15% 
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 Central hidroeléctrica: 60% 

 Central Nuclear: 60-98% 

 Central termoeléctrica a carbón: 70-90% 

 Central de Ciclo combinado: 60% 

2.4 Sistema Eléctrico Chileno 
En Chile existen cuatro sistemas eléctricos interconectados. El Sistema Interconectado del Norte 

Grande (SING), que cubre el territorio comprendido entre las ciudades de Arica y Antofagasta con 

un 22,98% de la capacidad instalada en el país; el Sistema Interconectado Central (SIC), que se 

extiende entre las localidades de Taltal y Chiloé con un 76,13% de la capacidad instalada en el país; 

el Sistema de Aysén que atiende el consumo de la Región XI con un 0,31% de la capacidad; y el 

Sistema de Magallanes, que abastece la Región XII con un 0,57% de la capacidad instalada en el 

país. 

A continuación, se detallan las características del SING debido a que es donde se ubicada la central 

termosolar. 

2.4.1 Sistema interconectado Norte grande (SING) 

El SING está constituido por el conjunto de centrales generadoras y líneas de transmisión 

interconectadas que abastecen los consumos eléctricos ubicados en las regiones I y II del país. 

Aproximadamente, el 90% del consumo del SING está compuesto por grandes clientes, mineros e 

industriales, tipificados en la normativa legal como clientes no sometidos a regulación de precios. 

El resto del consumo, está concentrado en las empresas de distribución que abastecen los clientes 

sometidos a regulación de precios. 

2.4.1.1 Segmento de Generación 

Operan en el SING un total de 6 empresas de generación que junto a una empresa de transmisión 

conforman el Centro de Despacho Económico de Carga del SING (CDEC-SING).  

El SING cuenta con una capacidad instalada de 3.574,9 MW a Diciembre de 2010. El parque 

generador es eminentemente termoeléctrico, constituido en un 99,6% por centrales térmicas a 

carbón, fuel, diesel y de ciclo combinado a gas natural. Sólo existen dos unidades hidroeléctricas 

correspondientes a las centrales Chapiquiña y Cavancha, que representan sólo un 0,4% de la 

capacidad instalada. 

Durante el año 2007 la demanda máxima alcanzó los 1.665 MW, y la generación bruta de energía 

se ubicó en torno a los 12.674,3 GWh. 

La siguiente tabla muestra la participación de cada sistema eléctrico a la red nacional y sus fuentes 

de generación: 
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Tabla 2.3: Potencia instalada y fuente de generación para cada sistema eléctrico para el año 2010 (21). 

Sistema 
Capacidad 

(MW) 
Participación 

Fuente 

Térmica Hidroeléctrica Eólica 

Sistema Interconectado 
Norte Grande (SING) 

3.575 22,98% 99,6% 0,4% 0,0% 

Sistema Interconectado 
Central (SIC) 

11.845 76,13% 53,6% 45,1% 1,4% 

Sistema Eléctrico de Aysén 49 0,31% 57,2% 38,8% 4,0% 

Sistema Eléctrico de 
Magallanes 

89 0,57% 100% 0,0% 0,0% 

Total nacional 15.558 100% 59,1% 35,8% 0,2% 

 

2.4.2 Tarificación sistema eléctrico chileno 

La legislación vigente establece como premisa básica que las tarifas deben representar los costos 

reales de generación, transmisión y de distribución de electricidad asociados a una operación 

eficiente, de modo de entregar las señales adecuadas tanto a las empresas como a los 

consumidores, a objeto de obtener un óptimo desarrollo de los sistemas eléctricos. 

En los sistemas eléctricos cuyo tamaño es superior a 1.500 kW en capacidad instalada de 

generación la Ley distingue dos niveles de precios sujetos a fijación: 

1. Precios a nivel de generación-transporte, denominados "Precios de Nudo" y definidos 

para todas las subestaciones de generación-transporte desde las cuales se efectúe el 

suministro. Los precios de nudo tendrán dos componentes: precio de la energía y precio 

de la potencia de punta; 

2. Precios a nivel de distribución. Estos precios se determinarán sobre la base de la suma del 

precio de nudo, establecido en el punto de conexión con las instalaciones de distribución, 

un valor agregado por concepto de distribución y un cargo único o peaje por concepto del 

uso del sistema de transmisión troncal. 

Mientras los generadores pueden comercializar su energía y potencia en alguno de los siguientes 

mercados: 

 Mercado de grandes consumidores, a precio libremente acordado; 

 Mercado de las empresas distribuidoras, a Precio de Nudo, tratándose de electricidad 

destinada a clientes de precio regulado; y 

 El Centro de Despacho Económico de Carga del respectivo sistema (CDEC), a costo 

marginal horario. 

El precio que las empresas distribuidoras pueden cobrar a usuarios ubicados en su zona de 

distribución, por efectuar el servicio de distribución de electricidad, dado por la siguiente 

expresión: 
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Precio a usuario final = Precio de Nudo + Valor Agregado de Distribución + Cargo Único por uso 

del Sistema Troncal 

2.5 Antecedentes económicos 

2.5.1 Proyección precios de combustibles fósiles 

Los combustibles fósiles son responsables de más de un 80% de la producción mundial de energía 

para el año 2007 (22). Se estima que el valor de los combustibles fósiles aumentará 

sostenidamente con el correr de los años, con lo cual las fuentes de generación convencionales 

basadas en hidrocarburos aumentarán significativamente su costo de generación en el mediano y 

largo plazo. La Tabla 2.4 muestra las proyecciones sobre el precio del petróleo, carbón y gas hasta 

el año 2035. 

Tabla 2.4: Evolución precios de combustible para escenario de referencia (dólares por unidad) (22) 

 

El aumento del precio del petróleo se sostiene debido al fuerte crecimiento económico de países 

emergentes como China, India y Brasil; y una constante disminución de reservas de crudo a nivel 

mundial (23). El mismo fenómeno ocurre con las demás fuentes energéticas como gas y carbón. 

2.5.2 Costos proyectados de generación de electricidad fuentes convencionales 

Los costos de generación de electricidad varían entre regiones geográficas debido a múltiples 

factores, entre ellos se distinguen la disponibilidad de materias primas, precios de combustibles 

fósiles, regulaciones del mercado, etc. Para poder realizar una comparación de los distintos costos 

de generación se utiliza el indicador LEC explicado en la sección anterior. 
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A continuación se muestra un estudio (24) realizado por la IEA (International Energy Agency) sobre 

los valores de LEC según fuente de generación para diferentes locaciones geográficas. 

 

Figura 2.9: Rango de valores de LEC según fuente de generación y zona geográfica (tasa de retorno de 5%) (24). 

En la Figura 2.9 se puede ver el gran rango de dispersión de precios para una misma región y 

fuente de generación, lo cual dificulta el análisis para obtener un valor generalizado de generación 

eléctrica a nivel global. A pesar de esto, la International Energy Agency (IEA) para realizar un 

análisis sobre la variación del LEC, estimó un caso promedio. Este se muestra a continuación: 

Tabla 2.5: Valores medios de LEC según fuente de generación (5% tasa de retorno) (24) 

Fuente de 
Generación 

LEC 
(US$/MWh) 

Nuclear 29 

Gas 42 

Diesel5 193 

Carbón 32 

Eólico 47 

Solar PV 201 

 

                                                           
5
 El valor de generación Diesel se obtuvo de una central de generación en Sudáfrica. No se pudo utilizar una 

mayor cantidad de datos debido a que no se tiene más información. 
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Estos valores no incluyen costos de trasmisión ni distribución y deben interpretarse solo como 

estimativos por las razones anteriormente mencionadas. 

A continuación se muestra un estudio (25) sobre el valor de LEC para Estados Unidos realizado por 

el Banco de inversión Lazard Ltd. 

De la Figura 2.10 cabe destacar que para la generación eléctrica termosolar los valores más bajos 

dentro del rango de precio corresponden a la tecnología de Torre Central y los valores altos dentro 

del rango corresponden a la tecnología cilindro parabólico. 
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Figura 2.10: Valores de LEC según fuente de generación para Estados Unidos (en dólares) (25) 
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2.5.3 Indicador financiero LEC 

El indicador LEC (Levelized Energy Cost) es utilizado para comparar los costos de diferentes 

tecnologías de generación eléctrica a lo largo de la vida útil de cada una. Este indicador muestra el 

precio promedio al cual la energía debe ser vendida para pagar a los inversores del proyecto. Para 

obtener este costo de generación se utilizan como variables: inversión inicial, costo de operación y 

mantenimiento, costo del combustible a utilizar, y la energía eléctrica neta generada en un año, 

esto junto con una tasa de retorno y un horizonte de evaluación determinado. Así LEC muestra el 

precio mínimo al cual la energía debe ser vendida para que el proyecto sea rentable en las tasas 

esperadas. 

La manera de calcular LEC se muestra a continuación (4): 

    
                      

         
 

Donde: 

 fcr: Factor de anualidad. Dependiendo de las condiciones económicas a evaluar, para 

condiciones de evaluación estándar su valor puede variar en un rango de 9,37-10,4%.(26) 

(4) (27). 

 Inversión: Inversión total de la planta 

 O&M: Costo anual de operación y mantenimiento 

 Fuel: Costo anual de combustible 

 Egenerada: Energía eléctrica neta generada 

 

2.5.4 Valores de LEC para centrales solares térmicas 

Por el momento, los costos de generación de electricidad mediante energía solar son mayores a 

los costos de generación mediante fuentes convencionales, según las características de cada 

región, estos pueden llegar a ser más del doble. La siguiente tabla muestra algunas características 

y costos de generación para distintas centrales de generación de energía eléctrica mediante 

energía solar. 
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Tabla 2.6: Características de centrales solares y sus costos estimados de generación eléctrica (tasa de retorno 8%)(28). 
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Andasol es de las centrales más representativas que se encuentren en funcionamiento 

actualmente. Se encuentra localizada en la provincia de Granada, sur de España, donde existe una 

irradiancia directa normal de 2136 kWh/m2 al año (8). 

En la ciudad de Calama, norte de Chile, existe una irradiancia directa normal de 2870 kWh/m2 al 

año, lo cual es un 34% más de radiación al año, lo cual permite una reducción significativa de los 

costos de generación debido a la mayor producción de energía. Como se muestra en la Figura 

2.11, debido a las diferencias de DNI entre Calama y la provincia de Granada, el valor del indicador 

LEC en Calama debe estar en el rango de un 30% menor. 

 

Figura 2.11: Variación de LEC en función del DNI anual (28) (29). 

El valor de LEC estimado para Calama debería rondar los 0,17 USD/kWh para una tasa de retorno 

de 8%. Este valor es más cercano a valores de generación para tecnologías convencionales. Si se 

considera un subsidio para promover el desarrollo de esta tecnología, y una posible venta de 

bonos de carbono el desarrollo de esta tecnología se vuelve atractivo desde el punto de vista 

financiero. 
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2.5.5 Proyección de reducción de costos para cilindro parabólico 

Las tecnologías de concentración solar se encuentran en una etapa de temprano desarrollo. 

Después de un par de años de exitoso funcionamiento la generación de electricidad mediante 

energía solar está comenzando su etapa comercial con proyectos de mayor potencia (mayor a 

50MW). Se estima que al alcanzar una mayor madurez tecnológica, para el año 2020 las tarifas de 

generación bajarán considerablemente y la potencia de las centrales aumentará hasta los 250MW. 

Para después del 2020, al alcanzar una madurez tecnológica y comercial, los proyectos de 

centrales solares se diseñarán a gran escala y precios muy competitivos con las demás fuentes. Un 

esquema sobre la posible evolución de la tecnología solar se ve en la Figura 2.12 

 

Figura 2.12: Mapa de ruta para generación de electricidad mediante energía solar (29). 

Mediante desarrollo tecnológico, construcción de grandes proyectos para aprovechar las 

economías de escala y aumento en la eficiencia; se espera una disminución en los costos de 

generación eléctrica de un 5-30% para el año 2015 y mayor a un 50% para el año 2025. Un detalle 

de cómo se podría lograr este objetivo se muestra en la Figura 2.13. 
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Figura 2.13: Reducción esperada para el valor de LEC de la tecnología CCP entre los años 2012-2025 (29). 

Las mejoras tecnológicas permitirían una reducción de aproximadamente un 29% del valor de LEC 

para centrales cilindro parabólico, según las estimaciones más optimistas (28). Un detalle de las 

mejoras se ven en la Figura 2.14. La mayor limitante en las centrales CCP es el aceite térmico 

utilizado como HTF (Heat Transfer Fluid), debido a su costo y limite de temperatura que puede 

alcanzar. El campo de colectores, como mayor costo asociado a la inversión de la planta 

termosolar, todavía tiene un margen considerable para mejoras técnicas y una significativa 

reducción de costos, principalmente debido a mejoras en los materiales para el soporte de la 

estructura y reflector. 
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Figura 2.14: Impacto de mejoras en la tecnología en el valor de LEC para central CCP (28). 

Dependiendo de la radiación anual, se espera una considerable reducción del valor de LEC para el 

año 2020, estos disminuirían en prácticamente un 50% (28) debido al aumento de la energía 

generada y una disminución de los costos aprovechando las economías de escala y desarrollo 

tecnológico. Sin considerar un costo por emisiones de CO2, la tecnología solar tendrá valores muy 

competitivos en un horizonte de 10 años más. 

 

Figura 2.15: Valores de LEC proyectados para año 2020 según DNI (28). 



33 
 

Los actuales valores de LEC para generación térmica solar no son competitivos con las fuentes de 

generación convencionales. Sin embargo, considerando las proyecciones de LEC para generación 

termosolar, expectativas de aumento de costos de carbón y gas, como también los futuros costos 

por emisión de CO2, permiten presupuestar que la generación termosolar se volverá competitiva 

en el largo plazo, como se muestra en la Figura 2.16. 

Para el mediano plazo, la generación termosolar puede competir directamente con generación de 

ciclo combinado para en un largo plazo competir con la generación mediante carbón. Si se 

consideran costos adicionales por emisión de CO2 a la atmosfera estos plazos disminuirían. 

 

Figura 2.16: Comparación de LEC para generación solar y fuentes convencionales (29) 

2.5.6 Registro histórico de precios nudos en SING y SIC 

Los precios nudos de generación en el SIC y SING han registrado gran variabilidad a lo largo de los 

años, debido a que factores como la cantidad de precipitaciones y precios de combustibles fósiles 

afectan fuertemente el costo de generación eléctrica. A continuación la Figura 2.17 muestra el 

registro histórico de los precios nudos en el SIC y SING. 
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Figura 2.17: Precios nudos históricos para SIC y SING (30). 

Debido a la matriz de generación que lo compone, el valor del precio nudo en el SIC se ve afectado 

prácticamente en partes iguales por la cantidad de precipitaciones anuales y valor de combustibles 

fósiles. Por otra parte el valor del precio nudo en el SING es fuertemente influenciado por el costo 

de combustibles fósiles. 

Debido a la variabilidad en los precios nudos del SIC y SING, en la Tabla 2.7 se muestra un análisis 

sobre los precios nudos promedios para ciertos periodos de tiempo. 

Tabla 2.7: Precio nudo SIC y SING (31) 

 
Precio Nudo $/kWh 

Sistema eléctrico 
Promedio 
1991-2012 

Promedio 
2006-2012 

Mayo 2012 

SIC 45,47 57,17 54,61 

SING 51,29 61,50 46,73 

 

En los últimos años se han registrado los valores de precio nudo más altos en la historia, 

empinándose por los 97,70 y 69,38 $/kWh en Abril del 2009 para el SING y SIC respectivamente, 

para ir decreciendo su valor hasta los 46,73 y 54,61 $/kWh para el mes de Mayo de 2012 como se 

muestra en la Tabla 2.7. Si se considera el periodo entre 2006-2012, donde el valor del precio 

nudo tuvo un incremento hasta el año 2009, los precios nudo promedios están por sobre el 

periodo histórico quedando en 61,50 y 57,17 $/kWh para el SING y SIC respectivamente. 
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2.5.6.1 Costos de generación en el SING según combustible utilizado 

El costo del precio nudo está dado en gran medida por el promedio en el tiempo de los costos 

marginales de energía del sistema eléctrico de cada central térmica que se encuentran operando 

para abastecer la demanda eléctrica. Por lo tanto, el sistema eléctrico trata de suplir la demanda 

eléctrica generando electricidad, primero con las centrales de menor costo marginal; y a medida 

que la demanda eléctrica aumenta, progresivamente ir supliéndola con centrales de mayor costo 

de generación. 

La Tabla 2.8 muestra los valores promedio de generación eléctrica para distintas fuentes en el 

SING. 

Tabla 2.8: Costos de generación eléctrica promedio en el SING (32) 

Combustible Costo generación $/kWh 

Diesel 150 

Gas Natural 30 

Carbón 25 

Precio Nudo 51,296 

 

De la Tabla 2.8 se desprende que los costos de generación del carbón y gas natural están muy por 

debajo de los costos de generación de las centrales a Diesel, incluso por debajo del precio nudo 

promedio. Por lo tanto, las centrales Diesel son utilizadas solo en momentos de alta demanda 

eléctrica en el SING, encareciendo en gran manera sus costos promedios de generación. 

2.5.6.2 Proyecciones de costos de generación en el SING para el largo plazo 

Para proyectar los costos de generación en el SING se deben considerar ciertos factores: 

 El 99,6% de la energía generada en el SING es mediante fuentes térmicas como carbón, 

gas natural y petróleo. Con lo cual el precio nudo en el SING está fuertemente ligado a los 

costos de estos combustibles. 

 En el largo plazo se prevé un notorio aumento en el valor de los combustibles fósiles en el 

mundo, como se muestra en la Tabla 2.4 

 Debido al crecimiento económico, pero en mayor medida a los nuevos proyectos mineros, 

el SING crecerá desde los 10.870 GWh anuales para el año 2008 hasta los 15.850 GWh 

para el año 2020 (33), lo que significa un aumento del 45,81% en energía anual generada. 

Si no se cubre de manera adecuada esta alta demanda energética los costos de generación 

podrían tender al alza. 

Para obtener una estimación del valor del precio nudo a largo plazo en el SING se han proyectado 

3 casos sobre el precio nudo promedio de éste que se muestra en la Tabla 2.8. Se ha elegido el 

precio promedio del SING y no el valor actual debido a su gran variabilidad en el tiempo. Por 

ejemplo, si este trabajo se hubiera realizado en Abril del año 2009 el valor del precio nudo en ese 

                                                           
6
 Valor obtenido en la sección 2.5.6 de este informe. 
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momento era de 97,70 $/kWh y probablemente las proyecciones futuras estarían lejos de ser 

acertadas. Los 3 casos a considerar son los siguientes: 

 Un aumento leve de un 0,5% anual en el valor promedio del precio nudo en el SING hasta 

el año 2025. 

 Un aumento uniforme de un 3% anual en el valor promedio del precio nudo en el SING 

hasta el año 2025. 

 Un aumento considerable de un 5% anual en el valor del promedio precio nudo en el SING 

hasta el año 2025. 

 

Figura 2.18: Proyecciones costos del SING y tecnología cilindro parabólico 

2.5.7 Mercado Bonos de Carbono 

A comienzos de los años 90's se crea la Convención Marco de las Naciones Unidas sobre Cambio 

Climático (CMNUCC), impulsados por la creciente preocupación sobre el aumento de emisiones de 

gases de efecto invernadero (GEI) alrededor del mundo. En el año 1997, se crea el protocolo de 

Kioto, el cual establece objetivos de reducción de emisiones para la mayoría de los países 

industrializados (países del Anexo 1 del protocolo de Kioto). 

Dentro de este acuerdo, se crean los llamados Mecanismos de Desarrollo Limpio (MDL), los cuales 

permiten que países del Anexo I (es decir, los países desarrollados), inviertan en proyectos de 

reducción de emisiones en países en desarrollo. De esta forma, estos mecanismos permiten la 

participación de países en desarrollo que no tengan objetivos de reducción de emisiones en el 

protocolo de Kioto. 
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El sistema ofrece incentivos económicos para que empresas privadas contribuyan a la mejora de la 

calidad ambiental y se consiga regular la emisión generada por sus procesos productivos, 

considerando el derecho a emitir CO2 como un bien canjeable y con un precio establecido en el 

mercado. La transacción de los bonos de carbono (un bono de carbono representa el derecho a 

emitir una tonelada de dióxido de carbono) permite mitigar la generación de gases invernadero, 

beneficiando a las empresas que no emiten o disminuyen la emisión y haciendo pagar a las que 

emiten más de lo permitido. 

Las reducciones de emisiones de GEI se miden en toneladas de CO2 equivalente, y se traducen en 

Certificados de Emisiones Reducidas (CER). Un CER equivale a una tonelada de CO2 que se deja de 

emitir a la atmósfera, y puede ser vendido en el mercado de carbono a países Anexo I. Los tipos de 

proyecto que pueden aplicar a una certificación son, por ejemplo, generación de energía 

renovable, mejoramiento de eficiencia energética de procesos, forestación, limpieza de lagos y 

ríos, etc. 

2.5.7.1 Bonos de Carbono en Chile 

Chile emerge como una de las naciones más atractivas en el mercado de bonos de carbono a nivel 

mundial. Y es que en pocos años, de acuerdo a un análisis de la Consultora Point Carbon, es el 

tercer oferente de bonos de carbono y ha sido clasificado además como el segundo país más 

confiable para realizar este tipo de transacciones. Actualmente, se encuentran 42 proyectos 

registrados o en vías de registro, con lo cual se proyecta la reducción de 5.280.571 toneladas de 

CO2 emitidas al ambiente (34). 

Lo cierto es que hasta la fecha Chile ocupa una posición de vanguardia, después de Brasil en 

América Latina, ya que cuatro empresas, Hidroeléctrica Guardia Vieja, Nestlé, Watt's y Agrosuper 

han vendido sus bonos de carbono, siendo todos comprados por Japón. Además, de las 21 

metodologías aprobadas a nivel mundial, Chile cuenta con tres. Uno de los motivos de porque no 

ha existido una mayor diversificación en estas iniciativas es su alto costo económico, por lo cual las 

grandes empresas han tomado la delantera en la materia. 

El valor de los certificados de bonos de carbono ha sufrido variaciones a lo largo del tiempo. 

Debido a que se transan libremente responden a la oferta y demanda en el mercado. Debido a las 

últimas crisis económicas que han afectado al mundo su valor se ha visto depreciado en este 

último periodo. La evolución del precio de bonos de carbono se puede ver en la Figura 2.19.  

http://es.wikipedia.org/wiki/Di%C3%B3xido_de_carbono
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Figura 2.19: Evolución precio de certificados de bonos de carbono (35). 

Entre fines del año 2009 hasta mediados del año 2012 el valor promedio de bonos de carbono ha 

sido de 12,51 €/tCO2, con un máximo de 17,44 €/tCO2 en Mayo de 2011 y un mínimo de 6,25 

€/tCO2 en 2012. 

Se estima que los países desarrollados requerirán comprar alrededor de mil millones de toneladas 

métricas al año durante cada uno de los 5 años del primer periodo de cumplimiento. Si se calcula a 

US$ 10 dólares la tonelada (alrededor de 7,5 €/tCO2), las ventas anuales podrían llegar a los US$ 

10 mil millones, es decir casi un 50% de las exportaciones chilenas. Entre las nuevas oportunidades 

de proyectos figuran la eficiencia energética, cogeneración y las energías renovables. 
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2.6 Cálculo de Emisiones 
El cálculo de emisiones es realizado según modelos matemáticos, desarrollados para estimar los 

distintos tipos de emisiones al medio ambiente en un periodo determinado. De las metodologías 

utilizadas se encuentra la utilizada por el Ministerio de Salud (MINSAL) para el desarrollo del 

inventario de emisiones nacional. 

La metodología general empleada para la estimación de emisiones atmosféricas es la siguiente 

(36): 

           
  

   
  

Donde: 

 E: Emisión [t/año]. 

 Fe: Factor de Emisión [t/tcombustible]. 

 Na: Nivel de actividad diaria, semanal y mensual de la fuente estimada [tcombustible/año]. 

 Ea: Eficiencia de Abatimiento [% abatimiento emisiones]. 
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3 Metodología 

La metodología implementada en esta investigación está dividida en 5 etapas; éstas se muestran a 

continuación: 

3) Dimensionamiento 

componentes Bloque 

Solar (CCP, SAT, 

etc.)

4) Dimensionamiento 

Bloque de Potencia

5) Simulación central 

termosolar 

dimensionada

1) Establecer 

condiciones de 

diseño de la central

2) Estimar recurso 

solar disponible

 

Figura 3.1: Diagrama de la metodología 

 

3.1 Establecer condiciones de diseño 
Lo primero a realizar es establecer las condiciones de diseño de la central. Esto quiere decir definir 

parámetros como: potencia nominal de la central, tamaño del almacenamiento térmico, si 

implementar caldera diesel de respaldo, temperaturas de entrada y salida del HTF en el campo de 

colectores, temperaturas de entrada y salida en los tanques de almacenamientos, etc. 

3.2 Estimar recurso solar disponible 
En paralelo a proceso de establecer las condiciones de diseño se estima el recurso solar disponible 

para el lugar seleccionado. Por lo general, se obtienen mediciones de radiación global desde las 

estaciones meteorológicas en el país. La radiación global es la suma de la radiación difusa y 

directa, por lo cual se necesitan realizar una serie de procesos matemáticos para obtener la 

radiación que efectivamente será captada por el CCP, ésta es la Radiación Normal Directa (DNI por 

sus siglas en inglés). Los datos obtenidos que entregan información sobre el potencial del lugar de 

emplazamiento de la central son: DNI anual acumulada en kWh/m2 y DNI peak instantáneo a lo 

largo del año en W/m2. 

3.3 Dimensionamiento bloque solar 
Después de estimada la DNI del lugar junto con las condiciones de diseño de la central, se 

dimensiona el área del campo de colectores cilindro parabólico. Por motivo de que en este trabajo 

se estudian los casos de centrales termosolares con distintos tamaños de almacenamiento térmico 

(0, 3, 6, 7,5, 9, 12 y 15 horas), se tiene una superficie de campo CCP asociado a cada tamaño del 

SAT. 
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Los demás componentes del bloque solar se dimensionan con respecto al caso de la central 

termosolar sin almacenamiento térmico. Esto se debe a que el SAT no aumenta la potencia de la 

planta, sino la cantidad de horas en funcionamiento y, por ende, la energía anual generada. 

3.4 Dimensionamiento bloque de potencia 
A continuación del dimensionamiento del bloque solar, se utiliza el flujo nominal calculado de HTF 

que es enviado al circuito de intercambiadores de calor: sobrecalentador-evaporador-

precalentador, que son la interface entre el bloque solar y bloque de potencia, para obtener el 

flujo de agua/vapor en el bloque de potencia. 

Para obtener el flujo de HTF que proviene del bloque solar como para realizar el 

dimensionamiento de los demás componentes del bloque de potencia como: bombas, torre de 

enfriamiento, turbina, etc., se realiza según la potencia nominal de la central solar, debido a que 

los parámetros termodinámicos del bloque de potencia no varían según la cantidad de horas de 

almacenamiento que tenga el SAT. 

3.5 Simulación central termosolar 
Luego de realizado el dimensionamiento de los componentes de la central, se realiza la simulación 

de la central térmica mediante el software TRNSYS. 

A continuación se realiza una descripción de este software. 

3.5.1 Descripción Software TRNSYS 

Para realizar la simulación de la central existen diversos programas computacionales, en particular 

el software TRNSYS(37), diseñado para la simulación transiente de sistemas de energía. 

TRNSYS (TraNsient simulation SYStems) es un programa de simulación transitoria de sistemas con 

una filosofía modular orientado a la resolución de sistemas energéticos entre los que se 

encuentran los sistemas solares térmicos para producción de A.C.S, calefacción, piscinas, y 

procesos industriales. La filosofía modular de TRNSYS proporciona al programa una tremenda 

flexibilidad además de facilitar la adición de modelos y componentes no incluidos en la librería 

estándar del programa. 

Con la simulación se intenta reproducir de forma teórica el funcionamiento de un sistema, 

pudiéndose obtener información detallada del comportamiento de cada uno de los componentes 

que conforman el sistema. Los errores de buenos programas de simulación como TRNSYS respecto 

al comportamiento real de los sistemas pueden ser menores al 1%. TRNSYS es un programa de 

reconocido prestigio a nivel mundial en el campo de la investigación, la docencia y la ingeniería 

aplicada. Fue desarrollado en el SEL (Solar Energy Laboratory) de la Universidad de Wisconsin-

Madison. La primera versión pública fue la 6.0 en Marzo 1975 y el programa fue desarrollado para 

la simulación de sistemas solares. 

El sistema de TRNSYS es un solver de ecuaciones algebraicas y diferenciales que incorpora una 

librería con los más comunes sistemas termoenergéticos y diseñado especialmente para 
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simulaciones transitorias, para la cual se adopta una estructura modular para la resolución de 

sistemas de componentes, donde cada uno de los componentes se describe mediante una 

subrutina que en la nomenclatura que utiliza TRNSYS recibe el nombre de TYPE. Esta técnica 

modular permite analizar un sistema entero como la suma de componentes o sistemas 

individuales y la interconexión entre éstos. Desde un punto de vista práctico, consiste en abordar 

la resolución de pequeños problemas en vez de un gran problema. Cada type o subrutina contiene 

uno o varios modelos de un componente de sistema. Por ejemplo, la subrutina Type 4, es un 

modelo detallado de tanque de almacenamiento. Especificando los parámetros (valores 

independientes del tiempo como por ejemplo el volumen del tanque) y las variables de entrada 

(valores dependientes del tiempo como la temperatura del agua de entrada y el flujo másico), el 

modelo calcula las variables de salida dependientes del tiempo (como por ejemplo, la temperatura 

del agua a la salida del tanque o las pérdidas de calor a través de la pared del tanque). Estos 

valores de salida calculados pueden ser usados como variables de entrada para otros modelos, con 

lo cual el sistema que se quiere simular se crea en forma de diagrama de flujo, donde cada módulo 

recibe información del módulo anterior. 

 

Figura 3.2: Ejemplo de interface en TRNSYS 

 

El usuario debe crear para simular un sistema, un fichero de entrada para el ejecutable de TRNSYS 

que consiste en una descripción de los componentes que constituyen el sistema y sus 

interconexiones. El ejecutable de TRNSYS resuelve los componentes del sistema e itera para cada 

instante de tiempo hasta que el sistema de ecuaciones converge. 

Las simulaciones son de carácter transitorio y pueden realizarse en los rangos de espacios de 

tiempo especificados por el usuario: desde varias horas hasta varios segundos, dependiendo del 
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tipo de proceso que requiera ser estudiado. La modularidad del programa permite al usuario tener 

tantos elementos, (bombas, refrigeradores, colectores solares, etc.), como sea necesario, en 

cualquier configuración. Además se han realizado simulaciones de centrales solares con SAT, 

obteniendo resultados satisfactorios (38). 

 

Figura 3.3: Interface simulación planta termosolar en TRNSYS 
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4 Condiciones de diseño planta solar 

Las condiciones generales de diseño de la planta son las siguientes: 

 Potencia nominal: 10 MW. 

 Tamaño de SAT: se realizan simulaciones para 0, 1, 3, 6, 7.5, 9, 12, 15 horas. 

 Hibridación: solo para los arranques de la central en la mañana. 

La planta solar utilizará la tecnología cilindro parabólico para captar la energía solar y traspasarla 

hacia un fluido térmico, o HTF (por Heat Thermal Fluid). El HTF tiene como objetivo primario 

traspasar su energía térmica al ciclo de potencia, y así producir vapor sobrecalentado el cual se 

expande en la turbina produciendo energía. El objetivo secundario del HTF es entregar su energía 

térmica a las sales almacenadas. Esto se produce en momentos en que el flujo másico de HTF está 

por sobre el nominal, en otras palabras, cuando la radiación solar es mayor que la necesaria para 

alimentar al bloque de potencia. Un esquema más detallado se muestra en la  

Figura 4.1 
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Figura 4.1 Esquema detallado central solar en estudio. 
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Como parámetro inicial de diseño, la potencia neta de la planta debe ser de 10 MWe. Como 

cálculo preliminar, mediante una serie de análisis sobre la potencia, componentes de la central y 

estudio bibliográfico (27)(39) (40), los consumos propios se estiman en 12,2%. Lo que entrega una 

potencia bruta preliminar de la central de 11,4 MWe. Mediante la simulación de la central se 

calculará el valor de consumos propios para cada tamaño de almacenamiento térmico. 

4.1 Condiciones de diseño ciclo HTF 
Las temperaturas del ciclo de HTF están limitadas por la máxima temperatura al cual el HTF está 

diseñado para operar. La temperatura de salida del campo CCP no puede ser mayor a 400°C 

debido a la degradación del HTF sobre esta temperatura. Por causa de esta limitante, la 

temperatura de operación del HTF a la entrada y salida del campo de colectores será de 393°C y 

293°C respectivamente. Este rango de temperatura ha sido utilizado en las centrales de Andasol y 

otras que se encuentran en construcción (7) (41). 

Con respecto al ciclo termodinámico se ha considerado, como es usual en este tipo de centrales 

térmicas, un ciclo Rankine con recalentamiento de vapor (40) (42). Las condiciones usuales para el 

ciclo de vapor en este tipo de centrales se muestran a continuación: 

Tabla 4.1 Condiciones del Ciclo de Vapor (43) (44) 

 Parámetro Unidad   

Presión vapor vivo bar 100 

Temperatura de vapor vivo °C 371 

Presión de vapor recalentado bar 17,5 

Temperatura salida vapor recalentado °C 390 

Presión de descarga en Condensador bar 0,06 

 

Se realizó un balance de energía del ciclo de Hirn, con el cual mediante revisión bibliográfica(39) 

(45) y condiciones termodinámicas de la central se estimó preliminarmente un rendimiento bruto 

de un 33,26%. Con esto se puede cuantificar el aporte térmico mínimo para la central térmica de 

10 MWe sin almacenamiento térmico. 

     
      

            
 

        

      
            

De manera que se requiere un aporte térmico solar del campo CCP mínimo de 34,28 MWth para 

que entre en funcionamiento sólo el bloque de potencia. Cabe destacar que para el caso con SAT, 

el aporte térmico necesario debe ser mayor, debido a la necesidad de almacenar energía aparte 

del funcionamiento del bloque de potencia. Un resumen de los parámetros mínimos de diseño 

para la central se muestra en la siguiente tabla. 
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Tabla 4.2 Parámetros de diseño central solar 

Parámetro Unidad Valor 

Potencia Nominal  MWe 10 

Potencia Bruta MWe 11,4 

Rendimiento bruto ciclo térmico % 33,26 

Temperatura HTF entrada al campo °C 293 

Temperatura HTF salida al campo °C 393 

 

4.2 Lugar de emplazamiento 
El lugar de emplazamiento será la ciudad de Calama, municipio de la segunda región y ciudad 

capital de la provincia de El Loa, ubicada en los 22° 28' de latitud sur con 68° 54' de longitud oeste, 

a una altitud de 2.270 metros. Rodeada de tierras agrícolas regadas, Calama es hoy el oasis más 

extenso de toda la cordillera nortina. 

Su clima se clasifica como desértico marginal de altura y se caracteriza por una aridez extrema 

durante todo el año (las precipitaciones no muestran un régimen marcado), ausencia de humedad 

y una carencia casi absoluta de nubosidad, dejando vía libre a la radiación solar durante el día. Las 

temperaturas en consecuencia presentan un ciclo diario con una significativa amplitud que 

promedia los veinte grados en verano e invierno. En cuanto al ciclo anual, la amplitud térmica es 

cercana a los siete grados. 

4.3 Colector cilindro parabólico a utilizar 
En la actualidad los modelos de colectores de cilindro parabólicos disponibles que se encuentran 

en funcionamiento en plantas comerciales son los modelos LS-2 y LS-3 de Solel, el  SGX2 de 

SolarGenix y el SKAL-ET (o EuroTrough), de Flagsol. Otros colectores de cilindro parabólico 

existentes corresponden al Solucar TR Trough de Abengoa -España– y SenerTrough de Sener, -

España– los que  se encuentran en un estado importante de desarrollo, sin embargo, aún no existe 

ninguna planta comercial operativa que utilice estas tecnologías. El colector SGX2 de SolarGenix, -

E.E.U.U. – representa una de las alternativas de mayor experiencia, al ser la tecnología utilizada en 

la central Nevada Solar ONE, actualmente en operación.   

Sin embargo, se ha seleccionado el colector cilindro parabólico EuroTrough, desarrollado por 

Flagsol –Alemania- un consorcio de grupos de investigación y empresas europeas. Este colector 

presenta ventajas frente a las versiones previas de colectores existentes en operación (LS-2 y LS-

3), las que se detallan a continuación: 

 Mayor eficiencia, dada por una mayor eficiencia óptica de los reflectores y menores 

pérdidas térmicas en los receptores. 

 Diseño optimizado, con componentes más livianos y un mejor diseño para soportar las 

cargas máximas de torque. 
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 Módulos más largos, y por ende un menor número de motores para tracking, menor 

número de interconexiones entre módulos y menores costos de montaje. 

 Menor costo, al compararlo con los modelos LS-2 y LS-3. 

 Positivas experiencias, tanto en los test preliminares en la central SEGS V como en su uso 

a nivel comercial en Andasol-1, Andasol-2. 

La estructura completa del colector SKAL-ET 150 está construida por sub-módulos idénticos de 12 

metros de largo, esta estructura es llamada “Montaje del colector solar” (SCA por sus siglas en 

Inglés). Cada SCA tiene 148,5 metros de largo y 12 sub-módulos con un área de apertura de 817,5 

m2. Los módulos están constituidos por 28 paneles reflectores parabólicos (7 a lo largo del eje 

horizontal y 4 en la sección transversal vertical). Una vista lateral del arreglo de colectores se ve en 

la Figura 4.2. 

Figura 4.2: Vista lateral de un colector SKAL-ET 150 de 150 m de largo (46). 

Los SCA son conectados en serie para subir la temperatura del HTF cercano a los 400°C; los SCA 

conectados en serie son llamados “lazo” o “loop” en inglés. Cada lazo está conformado, 

dependiendo del largo de cada SCA, por lo general de 4 o más SCA. La Figura 4.3 muestra la 

manera en que se conectan los colectores solares para formar un “lazo”. 

 

Figura 4.3: Lazo de colectores solares cilindro parabólico(4) 

En la Figura 4.4 se muestra como se agregan los “lazos” para formar el layout del campo de 

colectores cilindro parabólico. En este caso cada “lazo” está conformado por 4 arreglos de 

colectores (SCA) orientados de Este a Oeste. 
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El HTF frío (293°C) que sale del bloque de potencia es conducido por la tubería “fría” hasta el 

“lazo” de colectores. Luego de pasar por el “lazo”, el HTF se calienta hasta la temperatura deseada 

(393°C) para devolverse por la tubería “caliente” hasta el bloque de potencia y, mediante 

intercambiadores de calor, realizar el intercambio térmico con el ciclo agua-vapor o con el tanque 

de sales, dependiendo del caso. 

 

Figura 4.4: Layout campo de colectores cilindro parabólico (4). 

La Tabla 4.3 muestra las principales características del colector cilindro parabólico SKAL-ET 150, el 

cual será utilizado para el desarrollo de este proyecto. 

Tabla 4.3: Características del colector SKAL-ET 150(46) 

Parámetro Valor 

Largo Focal [m] 1,71 

Diámetro Receptor [mm] 70 

Diámetro interior Tubo receptor [mm] 66,2 

Ancho apertura [m] 5,77 

Largo neto SCA [m] 148,5 

Área total c/SCA [m2] 817,5 

Eficiencia Óptica 80% 

Receptor PTR 70 

Peso estructura [kg/m2] 18,5 

4.4 Elección fluido térmico ciclo solar (HTF) 
En la selección del fluido térmico o HTF por sus siglas en ingles (Heat Transfer Fluid) a considerar 

en el diseño de esta planta solar, se han tomado las recomendaciones brindadas por González 
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(47). En dicha referencia se mencionan 3 HTF disponibles comercialmente para este tipo de 

aplicaciones: 

Tabla 4.4: Aceites térmicos utilizados en plantas solares. 

HTF Fabricante Material Rango de Trabajo 
°C 

Precio 
€/kg 

Therminol 75 Solutia Aceite 80°-385° (1) --- 
Therminol VP-1 Solutia Aceite 12°-400° (1) 2  
Shyltherm 800 Dow Chemical Silicona -40°-400° (2) 10  

(1) Información extraída de Therminol A Selection Guide. 

(2) Información extraída de “Curso sobre Sistemas Solares de Concentración. Ejemplo práctico de 

dimensionamiento de un Campo HTF de Colectores Cilindro parabólicos” del CIEMAT-PSA. 

 

Los criterios importantes a considerar para la selección del HTF son: 

 El rango de temperatura de trabajo 

 La degradación con el uso 

 El costo de inversión y operación 

El diseño de los tubos de los colectores determina que durante las noches el HTF se enfría, 

alcanzándose frecuentemente en los meses de otoño e invierno temperaturas bajo los 80°C, a 

demás su comparativamente baja temperatura máxima de operación disminuye en demasía la 

eficiencia de la central. Con estos antecedentes se descarta el uso de Therminol 75. 

El HTF Shyltherm si bien tiene una temperatura de cristalización de -40°C, la información del 

fabricante indica que se degrada con el uso; por otro lado, su precio es 5 veces superior al precio 

del HTF Therminol VP1.  

Por estos motivos, el HTF a considerar en el diseño de la planta solar es el Therminol VP1 de 

Solutia. 

4.4.1 Propiedades del HTF Therminol VP1 

Una de las características importantes del HTF Therminol VP1 que determinó su selección es su 

estabilidad térmica a alta temperatura (temperaturas entre 370°-400°C): la cual determina una 

larga vida útil del fluido con operaciones de mantenimiento mínimas. Aún así, se debe evitar el 

sobrecalentamiento porque se depositan sólidos en las superficies de transferencia de calor. Por 

este motivo, los “calefactores” de HTF deben diseñarse con temperaturas de película razonables y 

se deben considerar en los costos, el reemplazo periódico del fluido dañado y mantenimiento para 

tener una adecuada transferencia de calor. 

Las propiedades del HTF Therminol VP-1 varían considerablemente con la temperatura, en el 

rango de temperaturas de operación del HTF en la planta solar. A ello se suma que puede operar 

en fase líquida y vapor; por ello, para mantenerlo en estado líquido, la presión de operación debe 
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ser superior a la presión de vapor a las temperaturas de trabajo del HTF. En la tabla siguiente se 

dan valores de algunas propiedades importantes del HTF seleccionado, para algunas 

temperaturas: 

Tabla 4.5: Propiedades termodinámicas de Therminol VP-1 (48)  

Temperatura  
°C 

Presión de Vapor 
kPa abs 

Densidad 
kg/m3 

Calor Específico 
kJ/kg·°K 

Viscosidad Dinámica 
mPa·s 

12 - 1.071 1,52 5,48 
60 - 1.032 1,66 1,761 

260 108 857 2,21 0,272 
290 198 828 2,29 0,232 
340 470 773 2,43 0,185 
390 959 709 2,59 0,152 
400 1.090 694 2,63 0,146 

 

La presión de vapor determina que a la salida de un lazo de colectores del campo solar, la zona de 

mayor temperatura del HTF, la presión no debe ser inferior a 1.000 kPa abs (aprox. 10 bar). En el 

Anexo A se encuentran las tablas detalladas de las propiedades del Therminol VP-1 para distintas 

temperaturas. 

4.4.1.1 Vida útil y transferencia de calor  

Todos los fluidos de transferencia de calor tienen una relación de descomposición por tiempo-

temperatura; de esta descomposición se forman algunos componentes con menor y otros con 

mayor punto de ebullición que el del HTF en condiciones normales (el punto de ebullición del 

Therminol VP1 es de 257°C a presión atmosférica). Los componentes de menor punto de ebullición 

se ventean manualmente desde el estanque de expansión que opera en caliente; los componentes 

de mayor punto de ebullición son solubles en el HTF hasta cierto nivel, después del cual, el HTF 

debe ser reemplazado. 

Las propiedades del fluido deben ser consideradas en el diseño del sistema de transferencia de 

calor; en este sentido cabe destacar lo siguiente: la película de fluido en contacto con la fuente de 

calor está sometida a temperaturas mayores que el volumen de fluido en el tubo respectivo 

(máxima temperatura de película 425°C; debe considerarse un margen de seguridad razonable 

respecto a esta temperatura para una mayor vida útil del fluido; la máxima temperatura de uso es 

400°C, de aquí el criterio de temperatura media del fluido a la salida del campo de colectores de 

393°C). 

En las fichas técnicas del HTF se menciona que en el Therminol VP1 el flujo turbulento totalmente 

desarrollado se alcanza con número de Reynolds (Re) de 10.000. Sin embargo, el Diagrama de 

Moody señala que: a partir de Re 10.000 el flujo está en la zona de transición entre régimen 

turbulento y régimen laminar; el Re a partir del cual el flujo es totalmente turbulento depende de 

la rugosidad relativa del tubo, así, para tubos de hierro colado se requiere Re 250.000 y para tubos 

de hierro forjado se requiere Re 2.000.000, como se indica en la figura que sigue. 
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Por otro lado, el flujo turbulento totalmente desarrollado en el HTF asegura una buena 

transferencia de calor en los colectores solares. 

 

Figura 4.5: Número de Reynolds para flujo turbulento. 

En el “Curso sobre Sistemas Solares de Concentración” del CIEMAT-PSA se señala usar el triple de 

Re 200.000 para el diseño del sistema en verano, de manera de tener Re 200.000 en los días más 

frío de invierno, asegurando así la transferencia de calor. 

4.5 Elección fluido térmico a utilizar en SAT 
Dentro de los fluidos térmicos a utilizar en el SAT, los que llevan la delantera en tema de costos y 

propiedades térmicas son los basados en sales; a continuación se mostrarán las diferentes 

opciones disponibles. 

4.5.1 Sales a utilizar 

En la selección de las sales para a considerar en el diseño del sistema de almacenamiento térmico 

de la central, se han considerado las alternativas presentadas por Marcelino Sánchez (19). En dicha 

referencia se mencionan 3 tipos de sales disponibles comercialmente para esta aplicación: 

 

 

 

 

Hierro forjado, Diámetro 66mm 

Hierro colado, Diámetro 66mm 
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Tabla 4.6 Características Sales utilizadas en almacenamientos térmicos en plantas solares. 

Sales Fabricante Composición T° de 
solidificación 

°C 

Rango de 
Trabajo 

°C 

Cp (1) 
J/Kg°K 

Precio 
(1) 

$/kg 

Hitec XL Coastal 
Chemical 

48%Ca(NO3)2 

7%NaNO3 

45%KNO3 

120 150-500 1447 1,43 

Hitec Coastal 
Chemical 

40%NaNO2 

7%NaNO3 
53%KNO3 

142 142-500 (1) 1560 0,93 

Solar 
Salt 

Coastal 
Chemical/ 
Soquimich 

60%NaNO3 

40%KNO3 

222 250-600 1495 0,49 

(1) Información extraída de “Curso sobre Sistemas Solares de Concentración. Ejemplo práctico de 

dimensionamiento de un Campo HTF de Colectores Cilindro parabólicos” del CIEMAT-PSA. 

 

Los criterios importantes a considerar para la selección de las sales a utilizar son: 

• Rango de temperatura de trabajo (principalmente la temperatura de fusión). 

• Degradación con el uso. 

• Volumen de almacenamiento requerido. 

• Costo de inversión y operación. 

• Experiencias en plantas comerciales. 

En el manejo de las sales es crítico mantener una temperatura de trabajo por sobre su 

temperatura de solidificación. Desde este punto de vista, las sales ternarias Hitec presentan una 

ventaja por sobre la sal binaria. Sin embargo, su alto costo hace que pierdan competitividad. 

En el estudio llevado a cabo por Bradshaw (49) se realizan test de estabilidad entre 400 °C y 500 °C 

a sales ternarias. En estas pruebas se concluye que las sales presentan una estabilidad aceptable 

en este rango de temperaturas. En cuanto a las sales binarias, el mismo estudio señala que estas 

son las que mantienen su estabilidad hasta las mayores temperaturas y que son estables hasta los 

600 °C. Considerando que las temperaturas señaladas superan en más de 100 °C a las 

temperaturas de operación, se puede considerar que la degradación de las sales para las 

condiciones consideradas en el presente estudio es mínima. 

El volumen de almacenamiento depende principalmente del poder calorífico de las sales. Dado 

que la diferencia entre el poder calorífico (Cp) de las sales evaluadas varía en menos de un 5% a lo 

largo de su rango de operación, se considera que los volúmenes a almacenar, y por lo tanto, de los 

tanques contenedores casi idénticos. 

Dado que el volumen de almacenamiento de las sales analizadas es muy similar, el costo asociado 

con los tanques e intercambiador de calor es similar independientemente de la sal a escoger. De 

esta manera, la conveniencia de una alternativa sobre la otra es función principalmente del costo 
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por kg de las sales. Tal como se aprecia en la tabla anterior, las sales binarias tienen un costo de 

entre un 50% y 70% menor que las sales ternarias. Si bien la temperatura de solidificación de las 

sales ternarias es menor a la de las binarias, esto no debería redundar en una reducción en costos 

de aislación térmica y calefactores, ya que la temperatura de operación normal es independiente 

de la temperatura de solidificación. De haber un ahorro de inversión, este sería en los calefactores 

de emergencia, los que podrían tener menor potencia para evitar la solidificación de las sales. 

Además, Bradshaw (49) señala que las sales binarias no son corrosivas para materiales como los 

aceros inoxidables y los aceros de aleación, indicando que al momento de la publicación de dicho 

estudio se estaban realizando estudios para determinar si esta aseveración era aplicable a sales de 

más de 2 componentes. 

Las centrales comerciales que utilizan almacenamiento de sales fundidas han optado, hasta ahora, 

por el uso de sales binarias (60%NaNO3-40%KNO3). Actualmente las centrales de Andasol I y II y 

Extresol II se encuentran operando con tecnología de concentración cilindro parabólica y 

almacenamiento térmico por sales binarias. También existe una serie de centrales en construcción 

que se diseñaron para operar con almacenamiento en este tipo de sales como Valle 1 y 2, entre 

otras. 

Por estos motivos, la sal a considerar para ser utilizada como medio de almacenamiento térmico 

es la sal binaria (60%NaNO3-40%KNO3), la cual en adelante será referida como “sal solar”. 

4.5.1.1 Propiedades 

A continuación se presenta una tabla con las propiedades más relevantes de la sal solar: 

Tabla 4.7 Propiedades Sal Solar 

Temperatura 
°C 

Densidad 
kg/m3 

Calor 
especifico 
kJ/kg °C 

Viscosidad 
absoluta  

cps 

Conductividad 
térmica  
W/m °K 

260 1.924 1,49 4,3 0,493 

288 1.906 1,50 3,6 0,498 

316 1.888 1,50 2,9 0,503 

343 1.870 1,51 2,4 0,508 

371 1.853 1,51 2,1 0,514 

399 1.835 1,52 1,8 0,519 

 

El rango de temperaturas presentado en la tabla anterior está definido por el mínimo 

recomendado para la operación y un máximo arbitrario, superior a la máxima temperatura de 

almacenamiento. 

Una característica importante de la sal solar (característica compartida con las sales ternarias) es 

su baja presión de vapor, lo que permite su almacenamiento en tanques atmosféricos, con la 

disminución en los costos de inversión y operación que esto implica. 
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Al especificar una sal solar (60%NaNO3 40%KNO3) de grado industrial, se debe tener cuidado en 

indicar el contenido máximo impurezas, la presencia de las cuales puede favorecer fenómenos 

como el pitting7. 

En la siguiente tabla se indican las concentraciones de impurezas recomendadas para una sal solar 

de uso industrial. 

Tabla 4.8: Contenido máximo de impurezas en sal solar (50). 

Componentes Mínimo, % Máximo, % 

NaNO3 59 61 

KNO3 39 41 

NaCl 
 

0,3 

Na2SO4 
 

0,3 

CaO 
 

0,03 

MgO 
 

0,03 

SiO2 
 

0,02 

Al2O3 
 

0,025 

Fe2O3 
 

0,025 

Insolubles 
 

0,06 

Na2CO3   0,15 

 

  

                                                           
7
 El pitting es una forma muy localizada de corrosión que lleva a la creación de pequeños hoyos en la 

superficie del metal. 
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5 Estimación DNI 

Las tecnologías que concentran radiación solar, como se mencionó anteriormente, sólo 

aprovechan radiación directa y no difusa, por lo cual es necesario separar la radiación directa de la 

radiación global. Además se debe considerar la radiación directa que incide directamente sobre el 

cilindro parabólico, esta radiación es denominada DNI. Para este estudio se obtuvieron 

directamente los valores de DNI del emplazamiento, por lo tanto no fue necesario su cálculo. Una 

buena referencia de cómo se puede realizar este cálculo es el libro de John Duffie y William 

Beckman “Solar Engineering of Thermal Process” (51). 

5.1 Análisis resultados DNI 
De los datos obtenidos para la radiación en un día soleado para las distintas estaciones en Calama, 

mostrados en la Figura 5.1, se puede ver que la radiación directa normal máxima no tiene grandes 

variaciones a lo largo del año. La razón por la cual esto ocurre es debido al clima desértico, carente 

de humedad y nubosidades, de la ciudad de Calama. Además, debido a la latitud del lugar, se 

puede explicar otro fenómeno que está dado por la posición del sol con respecto a la horizontal en 

las distintas estaciones del año; este ángulo es llamado “Altura Solar”. Entre más cercana este 

ubicada la central termosolar del Ecuador, la radiación solar alcanzará la superficie con un ángulo 

más cercano a la perpendicular, con lo que aumenta la magnitud de la radiación solar durante el 

año. En este punto Calama tiene ventajas comparativas con respecto a los emplazamientos donde 

se encuentran una gran cantidad de proyectos en el mundo, pues se ubica en la latitud 22 Sur. Por 

ejemplo, Sevilla se encuentra en la latitud 37 Norte. 

 

Figura 5.1: Radiación en un día soleado para las distintas estaciones del año 
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La latitud del emplazamiento está también asociada a las diferencia de horas de sol entre las 

distintas estaciones. A mayor distancia del Ecuador, mayor será la diferencia de horas de sol entre 

invierno y verano. Por ejemplo, para el caso de Calama se tienen alrededor de 13 horas de 

radiación en verano, en contraste con las 11 horas en invierno. Para el caso de primavera y otoño 

las horas de radiación son similares, rondando las 12 horas diarias. Para el caso de Sevilla, en 

verano se tienen 14 horas de sol y en invierno solo 9 horas. La menor diferencia en horas de 

radiación entre las distintas estaciones, asociado a la latitud del lugar, permite una mayor 

homogeneidad en la generación de electricidad durante el año. 

En la Figura 5.2 se muestra la DNI acumulada para un día promedio en cada estación del año. 

 

Figura 5.2: Energía acumulada diaria para cada estación del año. 

Debido a la mayor cantidad de horas de sol un día promedio de verano llega a acumular cerca de 

12 kW/m2, en contraste con un día de invierno donde se acumulan en promedio 7,5 kW/m2. Los 

días nublados, debido a que disminuye enormemente la radiación directa, acumulan cerca de los 2 

kW/m2 diarios. 

La Figura 5.3 muestra el DNI acumulado para los distintos meses del año, en ella se puede ver la 

diferencia de radiación entre los meses de invierno y verano. Esta diferencia no es considerable 

exceptuando el mes de Diciembre, donde se tiene un 40% más de radiación que en el mes de 

Junio. 
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Figura 5.3: DNI acumulado para meses del año 2005. 

El valor anual de DNI en Calama es de 2870 kWh/m2, lo que lo sitúa dentro de los lugares de mejor 

radiación anual en el mundo. Como modo de comparación; la central Andasol está ubicada en la 

provincia de Granada al sur de España. Este emplazamiento tiene un DNI anual de 2136 kWh/m2, 

(8) un 25% menos que el lugar en estudio. 

5.1.1 Radiación Normal Directa de Diseño 

Para obtener la radiación normal directa (DNI) de diseño se utilizó el procedimiento de tomar la 

DNI para el día del solsticio de verano a las 12:00; esto es el 21 de Diciembre a las 12:00 hora solar. 

Según este método los proyectos termosolares ubicados en Europa, más específicamente en 

Andalucía, España, tienen una radiación de diseño que oscila entre los 850-900 W/m2 (20) (42). Se 

estima que debido a la mayor radiación en el lugar de estudio la radiación de diseño debiera ser 

ligeramente superior a la radiación de diseño utilizada en España. 

Para los datos de radiación de Calama el valor obtenido según este método fue de 1090 W/m2, lo 

cual se consideró un valor muy elevado en comparación a la radiación de diseño de los proyectos 

ubicados en Europa por lo que se realizó un histograma de la DNI a lo largo del año. La Figura 5.4 

muestra el histograma de la radiación normal directa en el lugar seleccionado. 
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Figura 5.4 Histograma de frecuencias de DNI 

La mayor radiación para el lugar en estudio es de 1093 W/m2, aunque radiaciones entre 1080 y 

1093 W/m2 tienen un frecuencia de 1,75% de horas en todo un año, por lo cual su ocurrencia es 

muy esporádica. Se determinará el valor de 1000 W/m2 como radiación de diseño, debido a que es 

un valor cercano a la radiación de diseño en España, donde el 83,28% de horas en el año se 

encuentran bajo este valor. Es decir, sigue siendo un valor alto de radiación y a la vez tiene una 

frecuencia considerable a lo largo del año. 

Lo que se consigue disminuyendo el valor del DNI de diseño es que la planta solar funcione una 

mayor cantidad de horas a plena carga, con esto aumenta la eficiencia de la central. En los 

momentos que la radiación incidente sea mayor a la de diseño se deberían desenfocar algunos 

“loops” del campo de colectores para no recalentar el HTF. 

5.2 Eficiencia Colector cilindro parabólico 
Para describir la eficiencia del campo de colectores en función de la radiación y la temperatura de 

trabajo se utilizará una ecuación estándar de eficiencia dada por (52): 
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  : Eficiencia óptica 

  : Factor de eficiencia 

 : Coeficientes de transferencia de calor (en este caso son pérdidas térmicas del receptor al 

ambiente) 

                  

     
               

 
 Temperatura media de operación HTF 

                  Temperatura del HTF a la entrada del campo de CCP 

                   Temperatura del HTF a la salida del campo de CCP 

    Temperatura ambiente 

  : Factor de eficiencia del colector 

El factor de eficiencia del colector representa la proporción entre la energía que actualmente se 

encuentra absorbida y la que sería absorbida si la superficie del tubo absorbedor del colector 

estuviera a la temperatura del fluido circulante (53) (54). Este factor no será considerado en el 

cálculo de la eficiencia, debido a que no se obtuvo información exacta sobre su valor. Se 

encontraron referencias (53) en las cuales el valor variaba entre 0.9-1, por lo cual no afecta en 

demasía el cálculo final. 

Los coeficientes para el SKAL-ET 150 fueron proporcionados por Eckhard Lüpfert, investigador del 

proyecto EuroTrough perteneciente a la DLR alemana. Estos coeficientes se muestran en la 

siguiente tabla: 

Tabla 5.1: Coeficientes de la ecuación de eficiencia para el colector SKAL-ET 150. 

Coeficiente Unidades Valor 

η0 
 

0,756 

K0 W/m2K 0,1 

K1 W/m2K2 0,0005 

 

La eficiencia óptica es cercana al 80% mientras la superficie del espejo se encuentra totalmente 

limpia(46). A medida que aumentan sus horas de operación, el espejo comienza a ensuciarse, lo 

que afecta su rendimiento óptico. Para el cálculo de la eficiencia del colector este parámetro se 

tomará como constante como se muestra en la Tabla 5.1. 

La DNI incidente en el colector no es uniforme durante el día, por la tanto la eficiencia del colector 

no es constante todo el día. Esto puede apreciarse en la Figura 5.5. 
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Figura 5.5 Eficiencia térmica de los colectores en función de la DNI incidente 

A medida que aumenta la radiación incidente, aumenta de igual manera la eficiencia de los 

colectores. Se puede ver que con muy poca radiación la eficiencia es baja (menor a un 61% a 500 

W/m2), aunque radiaciones bajo 500 W/m2 son escasas (menores a un 12% de las radiaciones 

totales en un año, exceptuando las noches). En un día de verano, la DNI se mueve en un rango 

entre 900 y 1000 W/m2 exceptuando en el amanecer y atardecer, por lo cual la eficiencia se 

mueve en un rango no muy grande. Esto se puede ver en la Figura 5.6, donde el día en estudio fue 

el 23 de Diciembre. 

 

Figura 5.6 Eficiencia térmica de los colectores en función de la hora del día y radiación solar.  
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6 Dimensionamiento componentes del campo CCP 

6.1 Estimación campo CCP central sin SAT 
El calor a aportar por el campo de colectores solares al ciclo de potencia, trabajando a carga 

máxima, corresponde a: 

     
      

            
 

        

      
            

Con respecto al flujo circulante por el campo de colectores, se requiere mantener un número de 

Reynolds mínimo que asegure una buena transferencia de calor entre el receptor y el HTF. Para 

esto, se ha utilizado como criterio de diseño que el número de Reynolds sea superior a 2x105, para 

la operación en invierno (47). 

Considerando que el dimensionamiento del campo de colectores se realiza para la carga máxima 

en verano, y que el flujo de HTF en el campo de colectores puede caer hasta un 60% en invierno, 

se utilizará un Reynolds de diseño 4 veces mayor al Reynolds mínimo para que la transferencia siga 

siendo óptima en invierno8. El número de Reynolds a utilizar es mayor a la recomendación vista en 

la sección 4.4.1.1; la razón de aumentar el Reynolds es debido a las condiciones climáticas y el 

rango de trabajo requerido. 

Así, 

               

De esta forma, es posible calcular la velocidad de flujo dentro de los CCP, de forma de alcanzar el 

Reynolds de diseño. Las propiedades termodinámicas del aceite Therminol VP-1 han sido 

determinadas para una temperatura media dentro del campo de colectores, de 343°C (promedio 

entre la entrada y la salida). Así, es posible calcular la velocidad mínima de diseño del campo de 

colectores, operando a plena carga en verano: 

  
             

      
 

                         

                           
       

 

 
  

Obtenido este valor, es posible calcular el caudal a circular por cada tubo bajo estas condiciones. 

                   
  

          
 

 
    

            

 
       

  

 
  

Así, el valor obtenido representa el mínimo caudal másico de diseño para el momento de mayor 

radiación del año. Con esto, al momento de diseñar el layout del campo de colectores, éstos 

deben ser dispuestos de forma tal que el caudal circulante de HTF en verano sea igual o mayor que 

7,72 kg/s. 

                                                           
8
 Tomando en cuenta que la DNI en Junio es un 60% de la DNI en Diciembre, como se mostró en la Figura 

5.3. 
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Por otro lado, el momento de mayor radiación del año estará dado por la radiación normal directa 

máxima anual. Por lo tanto, el dimensionamiento se realizará considerando una radiación normal 

directa máxima de 1.000 W/m2 (explicado en sección 5.2) como punto nominal de diseño, con una 

eficiencia de colectores de 67,4%, y temperaturas de operación de 293°C a la entrada y 393°C a la 

salida del campo de colectores.  

Dada las dimensiones del colector escogido, el área de apertura de cada colector es de 817,5 m2. 

De esta manera, el calor útil obtenido por cada colector es: 

                           
 

  
                

          
  

   
 

Donde SCA: Solar Collector Assembly 

Se debe calcular el mínimo número de colectores (par9) en serie que asegura un flujo mayor a 7,72 

kg/s. A continuación se realiza el cálculo con 2 colectores: 

           
                 

               
           

El valor obtenido está por debajo del valor necesario, por lo cual se realiza el cálculo con 4 

colectores: 

           
       

               
           

Así que cada loop o lazo de colectores consistirá de 4 colectores SKAL-ET 150 en serie, ya que estos 

aseguran un flujo mayor a 7,72 kg/s. 

Por lo tanto, operando a plena carga, el calor absorbido por cada lazo es: 

                          
  

    
 

Por otro lado, se requiere estimar las pérdidas térmicas por piping en el sistema. Para esto, se 

utilizó como referencia las pérdidas de calor en la central solar SEGS VI, equivalentes a un 5,2% 

(55) del calor útil captado por los colectores (se estima que de estas aproximadamente un 40% se 

producen en los intercambiadores de calor HTF-agua vapor y un 60% en el piping y estanque de 

expansión, considerando aislación en todos los equipos). 

Así, el número de filas estará dado por la fracción entre el calor aportado por cada lazo y el calor 

requerido por el bloque de potencia. El detalle del cálculo se detalla a continuación: 

                                                           
9
 Es recomendable que el número de colectores por lazo sea número par, ya que de lo contrario, el “loop” 

no sería simétrico y se utilizaría más cañería de lo óptimo. 
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Con esto, el área total de captación solar del campo de colectores es: 

                                                                  

Conjuntamente, la potencia térmica nominal del campo CCP es: 

                                        

Finalmente, se debe calcular el caudal nominal de HTF dentro del campo de colectores y la 

velocidad de flujo dentro de cada fila. Es importante destacar que el flujo nominal del HTF por fila 

debe ser re-calculado, ya que el flujo de 9,03 kg/s corresponde al valor que se obtendría si se 

tuvieran 16,40 lazos y por lo tanto será distinto al obtenido con 17 filas.  

                  

                     

                

Luego de haber realizado el dimensionamiento quedan establecidas las propiedades de los lazos 

en el campo de colectores cilindro parabólico, los detalles se muestran en la tabla a continuación: 

Tabla 6.1: Propiedades termodinámicas lazo SKAL-ET 150 

Potencia colector W/m2 674 

N° de SCA por lazo 
 

4 

Potencia por lazo kW 2.204 

Flujo de HTF kg/s 9,03 

Velocidad lazo m/s 3,42 

 

Así, el presente cuadro resume la configuración calculada. 

Tabla 6.2: Dimensionamiento del campo para configuración sin almacenamiento. 

Parámetro Unidad Valor 

N° de colectores por lazo ----- 4 

N° de lazos ----- 17 

Área total CCP m2 55.590 

Potencia Térmica Neta MWth 37,47 

Flujo Total de HTF kg/s 153,52 

Flujo de HTF por lazo kg/s 9,03 

Velocidad de flujo en lazo m/s 3,42 
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6.2 Estimación campo CCP central con SAT 
La energía total almacenada por el SAT debe ser tal que permita a la planta operar lo más cerca 

posible de su capacidad nominal durante un tiempo determinado.  

La potencia térmica requerida para una planta de similares características sin almacenamiento 

térmico, como se calculó en el punto anterior, está dada por: 

     
      

            
 

        

      
            

 
(6.1) 

Si el SAT fuera un sistema sin pérdidas térmicas, la energía a almacenar sería simplemente la 

potencia térmica calculada multiplicada por el número de horas en que se requiere que la planta 

opere. Sin embargo, la realidad muestra que existen pérdidas térmicas tanto dentro de los 

tanques de almacenamiento (0,32% de la potencia térmica almacenada (55)) como durante el 

intercambio térmico en los intercambiadores de calor (orden de 3% (43)). 

Se realizará el dimensionamiento del tanque para 3 horas de almacenamiento, para los demás 

casos el procedimiento es análogo. 

De esta forma, para 3 horas de almacenamiento considerando las pérdidas térmicas del sistema, la 

energía que el SAT deberá almacenar es: 

                                                     

                                        
              

(6.2) 

 

Para continuar con el dimensionamiento del campo CCP, se debe introducir el concepto de área 

mínima de diseño. Este se muestra a continuación. 

6.2.1 Área mínima de diseño 

El área mínima de diseño del campo de colectores será la que cumpla el requisito de transferir la 

energía necesaria al bloque de potencia y almacenamiento térmico para una cantidad de días 

determinado. Para realizar el dimensionamiento se necesita obtener la energía diaria que el 

campo de colectores transmite al HTF. 

La energía captada por unidad de superficie para un día determinado es: 

           
   

      
                

  

   

 (6.3) 

Donde: 

      : Radiación Normal Directa en kW/m2. 

        : Efecto coseno para la hora i. 

    : Eficiencia del campo de colectores en la hora i. 
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Para entender cómo se calcula el valor de           , a continuación se muestra el cálculo para el 

día 11 de Diciembre: 

Tabla 6.3: Cálculo de Qútil para el día de 21 de Diciembre 

Hora 
DNI cosθi, 

W/m2 Ta i , °C Tm* i ηi 
Qútil i, 

kWh/m2 

1 - 13,4 - - - 

2 - 15,3 - - - 

3 - 14,0 - - - 

4 - 13,7 - - - 

5 - 14,1 - - - 

6 - 12,8 - - - 

7 865 16,2 0,38 66% 0,54 

8 972 21,8 0,33 67% 0,62 

9 1.028 22,7 0,31 67% 0,66 

10 894 23,5 0,36 66% 0,56 

11 1.069 24,1 0,30 68% 0,69 

12 1.059 24,5 0,30 68% 0,68 

13 1.050 25,0 0,30 68% 0,67 

14 1.057 25,3 0,30 68% 0,68 

15 1.044 25,6 0,30 68% 0,67 

16 831 25,2 0,38 66% 0,52 

17 959 24,2 0,33 67% 0,61 

18 823 23,3 0,39 66% 0,51 

19 546 22,2 0,59 60% 0,31 

20 - 19,5 - - - 

21 - 18,2 - - - 

22 - 17,2 - - - 

23 - 17,4 - - - 

24 - 13,9 - - - 

Total         7,71 

 

Por lo tanto, de la ecuación (6.3) y de la tabla anterior se tiene que                 
   

     
 . 

Esto significa que al utilizar el valor de            anterior para realizar el dimensionamiento del 

campo de colectores, junto a otros parámetros, se logrará llenar el total de carga del 

almacenamiento térmico y permite el correcto funcionamiento del bloque de potencia. Para los 

días con mayor radiación diaria, se necesitará desenfocar un porcentaje de horas y los días con 

menor radiación el almacenamiento no logrará completar su capacidad máxima al final del día. 

En la Figura 6.1 se puede ver la DNI diaria para un año calendario. 
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Figura 6.1 Histograma DNI diaria para un año 

Del histograma se eligen 3 valores para realizar el dimensionamiento. El criterio para su elección 

fue el de estar dentro del 20% de mejores días en el año, con lo cual se asegura no subestimar en 

demasía el dimensionamiento de campo CCP. Las radiaciones elegidas son: 

 8,36 
   

      
que corresponde al máximo DNI diario acumulado. 

 7,5 
   

      
 que corresponde al 86,54% de la frecuencia acumulada de días,  

 7 
   

      
 que corresponde al 81,04% de la frecuencia acumulada de días. 

Por ejemplo, para el caso de 7,5 
   

      
  el 86,54% de días tendrán una DNI acumulada menor a 

este valor y solo un 13,46% de días acumularán una mayor cantidad de energía. Es determinante 

elegir un valor adecuado para realizar un correcto dimensionamiento del campo de colectores 

cilindro parabólico. 

Para entender las diferencias que producen los en el área del campo CCP dependiendo del criterio 

a elegir, se realiza el dimensionamiento para un almacenamiento de 3 horas. Los resultados se 

muestran en la Tabla 6.4. 
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Tabla 6.4: Dimensionamiento campo de colectores según DNI diario 

Energía diaria kWh/m2día 8,36 7,5 7 

Área total CCP m2 68.667 70.167 71.208 

N° de col. en serie   4 4 4 

N° de lazos   24,32 24,85 25,22 

 

De la Tabla 6.4 se puede ver que la diferencia del número de filas según los distintos valores de 

DNI diaria acumulada no es considerable dentro del rango en estudio. En este caso, la diferencia 

fue de tan solo 1 fila lo cual no reviste gran diferencia. La recomendación es, para el 

dimensionamiento de campo CCP, seleccionar valores de DNI acumulada diaria cercanas al valor 

máximo anual. Con esto se logra no sobreestimar el área del campo CCP. 

Debido a los argumentos esgrimidos se utilizará el valor de 7,5 
   

      
 para el dimensionamiento. 

Entonces, el tamaño mínimo del campo solar debe ser tal que permita la operación de la planta en 

la condición sin SAT, más las horas definidas por la capacidad de almacenamiento del SAT definido.  

A continuación se muestra el dimensionamiento del campo CCP mínimo un SAT de 3 horas: 

              
                                

          

 (6.4) 

              
     

   
     

                              

     
   

     
 

 

                        

6.2.2 Potencia del campo CCP 

La potencia que es capaz de aportar el campo de colectores solares al ciclo de potencia y al 

sistema de almacenamiento, trabajando a carga máxima, corresponde al valor máximo que adopta 

el producto de la energía absorbida por el campo de colectores por unidad de área y el área 

mínima definida, esto es: 

  
                                            (6.5) 

El valor encontrado para los datos de radiación para la ciudad de Calama fue de 

                                       

A medida que aumentan las horas de almacenamiento térmico aumenta la potencia máxima de la 

central debido a que es necesaria una mayor área de CCP para poder suministrar la energía 

térmica necesaria al SAT. 
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La siguiente tabla se muestra el valor del área mínima y potencia máxima calculada para los 

distintos tamaños de almacenamiento: 

Tabla 6.5 Valores de potencia máxima a distintos tamaños de almacenamiento. 

N° horas 
almacenamiento 

Área mínima 
CCP m2 

Potencia térmica a 
carga máxima MWth 

1 60.449 44,73 

3 70.167 51,92 

6 84.743 62,71 

7,5 92.032 68,10 

9 99.320 73,50 

12 113.897 84,28 

15 128.473 95,07 

 

Luego de tener el cálculo de la potencia máxima con los distintos tamaños de almacenamiento se 

puede dimensionar el campo CCP. A continuación se muestra el dimensionamiento del campo CCP 

para un almacenamiento de 3 horas: 

          
         

    
  
    

 
         

   

                

Así, el área total de captación solar del campo de colectores será: 

                                                                 

Entonces debido al aumento del número de lazos, la potencia térmica nominal del campo CCP 

será: 

                                        

Finalmente, se debe calcular el caudal nominal de HTF dentro del campo de colectores y la 

velocidad de flujo dentro de cada lazo. 

                  

                     

                

El dimensionamiento de los demás tamaños de campo CCP se realizan de manera análoga al 

procedimiento anterior, a continuación se muestran los resultados de estos dimensionamiento: 
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Tabla 6.6: Dimensionamiento campo CCP para los tamaños de SAT a estudiar. 

Horas SAT   0 1 3 6 7,5 9 12 15 

N° de Lazos 
 

17 22 25 30 33 36 41 46 

           m2 55.590 71.940 81.750 98.100 107.910 117.720 134.070 150.420 

     MWth 37,47 48,49 55,1 66,12 72,73 79,34 90,36 101,38 

     MWth/día - 36,44 109,32 218,65 273,31 327,97 437,30 546,62 

      kg/s 153,52 198,67 225,76 270,92 298,01 325,1 370,25 415,41 

Múltiplo Solar   1,09 1,41 1,61 1,93 2,12 2,31 2,64 2,96 

 

6.3 Layout campo de colectores 
El layout con el cual se realiza el piping de la central es muy importante, ya que las tuberías 

pueden suponer hasta un 10% del costo de inversión (56). Además, a mayor recorrido de tuberías 

aumenta la potencia de bombeo requerida en el campo. La potencia de bombeo constituye una de 

las pérdidas parásitas más importantes en el sistema. Además, aunque en menor medida, las 

pérdidas de calor en dichas tuberías van a reducir la potencia térmica útil que puede aportar el 

campo solar. 

Para lograr minimizar estas pérdidas, se debe lograr disminuir el recorrido total de tuberías 

disponiéndolas en la posición óptima dependiendo del área total del campo de colectores. De 

acuerdo con el reporte de los laboratorios NREL (56), en Estados Unidos, para campos de 

colectores menores a 400.000 m2, el layout más eficiente es la configuración en “I”. Por otro lado, 

para campos con área mayor a 400.000 m2 el layout más eficiente es la llamada configuración en 

“H”. 

6.3.1 Configuración en “I” 

Este tipo de configuración se emplea para plantas con superficies de campo de colectores menor a 

400.000 m2; donde éste se divide en dos secciones (este y oeste) con el bloque de potencia 

localizado en el centro. La tubería del fluido frío, en paralelo con la tubería de aceite caliente, 

recorre el campo desde el bloque de potencia hacia el campo de colectores, disminuyendo su 

diámetro conforme distribuye el fluido en los diferentes lazos, para mantener constante su 

velocidad. De forma parecida, la tubería colectora caliente va aumentando su diámetro conforme 

va recogiendo el fluido procedente de los lazos. 

Un ejemplo de la configuración en “I” se aprecia en la Figura 6.2. 
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Figura 6.2: Configuración en "I" para campo de colectores. 

6.3.2 Configuración en “H” 

Este tipo de configuración se emplea para plantas con superficies de campo de colectores mayor a 

400.000 m2; lo que significa que se utiliza en plantas de gran potencia. 

El campo se divide en 4 secciones, con el bloque de potencia colocado en el centro del campo. Las 

tuberías colectoras tienen una dirección E-O, de forma que el eje de los colectores esté orientado 

en dirección N-S. 

El fluido procedente del bloque de potencia se distribuye a todos los lazos a través de la tubería 

colectora fría. Esta tubería va disminuyendo su diámetro conforme va distribuyendo el caudal, de 

forma que se mantenga la velocidad en el circuito. En el lazo, el fluido va aumentando su 

temperatura conforme recorre la fila de ida, invierte dirección y vuelve al mismo punto, donde es 

recogido por la tubería colectora caliente e ir hacia el bloque de potencia. 

La tubería colectora caliente, conforme va recogiendo el fluido de los lazos, va aumentando su 

diámetro para mantener la velocidad de diseño. 

Un ejemplo de la configuración en “H” se aprecia en la Figura 6.3. 
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Figura 6.3: Configuración en "H" para campo de colectores. 

6.3.3 Configuración a utilizar 

Debido a que no se calculan áreas de colectores mayores a 400.000 m2; se utilizará la 

configuración en “I” para todos los casos en estudio. 

6.4 Dimensionamiento componentes de Bloque Solar 
A continuación se muestra el dimensionamiento de los demás elementos del sistema solar como: 

Tanque de Sales, Intercambiador de Calor sal-aceite, Bombas, etc. 

6.4.1 Dimensionamiento tanques de sales fundidas 

Los tanques de sales, como se ha dicho anteriormente, permiten la generación de electricidad 

cuando no se tiene el recurso solar suficiente; comúnmente en las noches y días nublados. La 

siguiente sección muestra el dimensionamiento de los tanques junto con la cantidad necesaria de 

sales para su correcto funcionamiento. 
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6.4.1.1 Carga mínima de sales fundidas. 

El inventario de sales queda determinado por la cantidad de sales requeridas para el intercambio 

térmico, más la cantidad de sales residuales que quedan en cada tanque de sales que permiten 

una adecuada operación de las bombas de sales, es decir: 

                                  (6.6) 

La cantidad mínima de sales para hacer el intercambio térmico (        ), dependerá de la 

energía almacenada para la condición de diseño (QSAT), las temperaturas de operación de cada uno 

de los tanques de sales (frío y caliente) y de las propiedades termodinámicas de las sales 

seleccionadas. Las condiciones de temperatura del HTF (393°C y 293°C) y de los tanques de sales 

frío y caliente (384°C y 291°C) (57) se han establecido según los parámetros de diseño de la central 

termosolar Andasol. El valor de Cp es evaluado a 337,5°C que corresponde a la temperatura media 

de los tanques. El siguiente dimensionamiento es realizado para un almacenamiento térmico de 3 

horas, luego:  

        
    

                   
 

    
     
     

            

     
  

   
 
     
                   

          (6.7) 

Esta es la carga mínima para transportar el calor necesario para 3 horas de funcionamiento a carga 

nominal. 

6.4.1.2 Dimensiones de tanques de sales 

En el diseño de cada uno de los tanques de almacenamiento se considera el volumen para 

contener la carga mínima de sales (mmin_IT), a éste se le agrega 0,5 metros que corresponde a la 

altura mínima para la operación de las bombas de sales, y un 8% del volumen total, que considera 

el rebose y el volumen del calefactor de inmersión.  

El diseño óptimo de los tanques de sales debe incorporar criterios térmicos, mecánicos y 

económicos, sin embargo, dado los alcances de este estudio, se ha considerado que las pérdidas 

térmicas de los tanques se minimizan al disminuir la razón entre la superficie expuesta de tanque y 

el volumen del mismo. A continuación, se presenta la razón entre área y volumen del tanque en 

función de la razón entre la altura y el diámetro del mismo. 
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Figura 6.4: relación área/volumen para minimizar las pérdidas térmicas de los tanques de sales 

Como se puede observar, la razón entre el área y el volumen del tanque es mínima cuando el 

diámetro es alrededor del doble de la altura. 

La tabla siguiente resume las consideraciones tomadas para el dimensionamiento del tanque de 3 

horas de almacenamiento. Estas consideraciones son utilizadas para el dimensionamiento de los 

demás SAT. 

Tabla 6.7 Dimensiones de tanques de almacenamiento de sales fundidas para 3 horas de SAT 

ítem Unidad 
Tanque 
caliente 

Tanque  
frío 

Carga mínima de sales Ton 2.819 2.819 
Temperatura máx. en tanque caliente °C 384 291 
Densidad (a 384°C.) kg/m3 1.846 1.905 
Porcentaje de rebose % 8% 8% 
Altura mínima de sales en tanque m 0,5 0,5 
Volumen m3 1.765 1.713 
Altura interior tanque m 8,3 8,0 
Diámetro m 16,5 16,5 

Para permitir flexibilidad en las operaciones los roles de los tanques caliente y frío deberán ser 

intercambiables. De esta manera, ante una falla eventual en el manto o en la aislación de uno de 

los tanques podría ser necesario por razones de seguridad traspasar rápidamente toda la carga de 

sales al otro tanque incluso sin pasar por el intercambiador de calor. Por lo mismo, a pesar de que 

las condiciones de temperatura por lo general serán distintas en cada tanque, las dimensiones y el 

sistema de aislación deberán ser idénticos e iguales a las condiciones del tanque caliente. 

6.4.1.3 Carga total de sales 

De acuerdo a lo establecido más arriba la carga total de sales corresponde a la masa de sales que 

participa en el intercambio térmico más la cantidad de sales residuales que permanecen en cada 
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uno de los tanques. Dado que se estableció una altura mínima de 0,5 m para la operación de las 

bombas, la carga residual total, considerando ambos tanques, estará dada por:  

                                       
           

 
              

   

  
 

         

(6.8) 

Donde la densidad de las sales está evaluada a la temperatura media entre los tanques, esto es 

337,5°C.  

Por lo tanto, la carga total de sales que se necesita, dada por la ecuación (6.6) es:  

                                                    (6.9) 

Se realizó de manera análoga para los demás tamaños de SAT, los resultados se muestran en la 

siguiente tabla: 

Tabla 6.8: Dimensionamiento tanques y sales para distintos tamaños del SAT. 

N° horas almacenamiento h 1 3 6 7,5 9 12 15 

Calor almacenado MWhth 36,44 109,32 218,65 273,31 327,97 437,30 546,62 

Diámetro tanque caliente m 11,5 16,5 20,5 22,0 23,5 26,0 28,0 

Altura tanque caliente m 5,8 8,3 10,5 11,4 11,9 13,0 13,9 

Volumen tanque caliente m3 606 1.765 3.478 4.329 5.183 6.885 8.581 

Carga mínima de sales Ton 940 2.819 5.639 7.048 8.458 11.277 14.097 

Carga residual de sales Ton 195 401 619 713 813 996 1155 

Carga total de sales Ton 1.135 3.220 6.258 7.761 9.271 12.273 15.251 

 

6.4.2 Intercambiador de calor sal-aceite 

6.4.2.1 Descripción del intercambiador de calor sal-aceite 

El intercambiador térmico sales-aceite opera transfiriendo calor del HTF a las sales cuando, debido 

a la alta radiación solar, el flujo másico de HTF es mayor que el nominal; y transfiriendo calor de 

las sales al HTF cuando el flujo másico es menor al nominal al final del día. 

El circuito de HTF mantiene, siempre que la radiación incidente lo permita, un flujo másico cercano 

al nominal, esto es 153,52 kg/s que es el flujo másico para la configuración sin almacenamiento 

térmico con el cual se realiza el intercambio térmico con el bloque de potencia. Para las 

configuraciones con SAT, en días de buena radiación solar, el flujo másico excede el nominal de 

intercambio con el bloque de potencia, por lo cual el flujo másico excedente es utilizado en el 

traspaso de energía térmica desde el HTF a las sales mediante el intercambiador de calor. Este 

proceso es denominado “carga”. 

La “descarga” de sales se realiza cuando la radiación solar es limitada, por lo general en días 

nublados y al final del día, por lo cual el flujo másico de HTF disminuye bajo el nominal. En este 



76 
 

momento, las sales traspasan energía térmica al HTF, para así completar el flujo másico faltante y 

tratar de volver a operar a flujo nominal. En el peor de los casos, cuando no existe radiación solar, 

por lo tanto no existe flujo másico desde el campo de colectores, el tanque de sales deberá 

descargarse y traspasar energía térmica al HTF para que este circule al flujo másico nominal. En el 

desarrollo de este trabajo no se considera la descarga de sales debido al paso de nubes en el día; 

solo se considera la descarga de sales al final del día. 

Estas consideraciones se tomaron en cuenta para realizar el dimensionamiento del intercambiador 

de calor sales-HTF. 

Los intercambiadores utilizados en las plantas que operan actualmente en España son de tipo 

carcasa y tubo. En ellos, según Kopp (43), el HTF a alta presión circula por los tubos y las sales a 

baja presión (atmosférica) lo hacen por la carcasa. 

6.4.2.2 Dimensionamiento del intercambiador de calor 

Basado en la bibliografía consultada (43) (44), el intercambiador de calor para el modelo de 

simulación fue dimensionado como un intercambiador de contraflujo. 

A continuación, se muestran los parámetros utilizados para el dimensionamiento del 

intercambiador de calor, estos son: 

Tabla 6.9: Parámetros utilizados para el dimensionamiento del intercambiador HTF-sales 

Ítem Unidad Carga Descarga 

  
Sales HTF Sales HTF 

 Tin  °C 291 393 384 287 

 Tout  °C 384 299 291 379 

 cp promedio  J/kg°K 1.504 2.467 1.504 2.428 

 

Para el cálculo de este intercambiador se realizó un balance térmico considerando que: 

                                                        (6.10) 

Dónde, 

   :    Flujo de calor que se entrega al HTF. 

       ,      :   Flujo másico de sales y HTF por el intercambiador. 

        ,       :  Poder calorífico promedio de las sales y del HTF, respectivamente. 

     ,        :  Cambio de temperatura que experimentan el HTF y las sales en el 

intercambiador, respectivamente. 

Se considera que el calor entregado por las sales debe ser un 3% mayor al recibido por el HTF, 

debido a las pérdidas que ocurren durante el intercambio térmico(43). 
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Fijadas las temperaturas en la Tabla 6.9, la ecuación (6.10) permite calcular el flujo másico de sales 

        y el flujo de calor    que se requiere para entregar la potencia necesaria. 

Para definir el intercambiador en el modelo, se utiliza el factor UA, que corresponde al coeficiente 

global de transferencia térmica, multiplicado por el área de intercambio térmico. El factor UA 

queda definido por la siguiente ecuación: 

           (6.11) 

Dónde, 

   :  Flujo de calor entregado al HTF. 

    :  Temperatura media logarítmica del intercambiador, indicada  

El valor de       permite caracterizar la transferencia de calor como la diferencia promedio de 

temperatura. Esta se define, según la bibliografía (58), como: 

     

        

   
   

   
  

 

Para un intercambiador de calor a contraflujo, se define     y     como10: 

              

              

Cabe destacar que para un intercambiador de calor de flujo paralelo los valores de     y     

son diferentes, debido a que estas temperaturas corresponden a la diferencia en los extremos 

del intercambiador de calor. Para flujo paralelo estos valores serían: 

              

              

Los resultados del dimensionamiento de los intercambiadores de calor para cada tamaño del 

SAT se muestran en la Tabla 6.10. 

 

 

 

                                                           
10 Los subfijos representan h: hot; c: cold; i: in; o: out. 
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Tabla 6.10: Resultados dimensionamiento intercambiador de calor de sales-HTF para cada tamaño de SAT. 

Horas SAT 1 3 6 7,5 

  
carga descarga carga descarga carga descarga carga descarga 

mhtf kg/s 45,15 153,52 72,24 153,52 117,40 153,52 144,49 153,52 

msales kg/s 77 258 123 258 200 258 247 258 

Q MWth 10,79 36,09 17,26 36,09 28,04 36,09 34,51 36,09 

 ∆TLm  °C 8,5 4,5 8,5 4,5 8,5 4,5 8,5 4,5 

UA kW/°C 1270,3 8053,1 2032,5 8053,1 3302,8 8053,1 4064,9 8053,1 

  
9 12 15 

  

  
carga descarga carga descarga carga descarga 

  mhtf kg/s 171,58 153,52 216,73 153,52 261,89 153,52 
  msales kg/s 293 258 370 258 447 258 
  Q MWth 40,98 36,09 51,77 36,09 62,55 36,09 
   ∆TLm  °C 8,5 4,5 8,5 4,5 8,5 4,5 
  UA kW/°C 4827,1 8053,1 6097,4 8053,1 7367,7 8053,1 
   

Cabe destacar que el intercambiador necesario en la carga es siempre de menor área que en la 

descarga, debido a que en la descarga la potencia entregada siempre es cercana a la potencia 

nominal. 

El intercambiador de calor queda definido con la misma área para los distintos tamaños de 

almacenamiento térmico. Esto es debido a que la tasa de intercambio térmico necesaria es la 

misma, sólo que a mayor cantidad de horas de almacenamiento, mayor cantidad de horas de uso 

del intercambiador de calor. 

Por lo tanto, el intercambiador de calor queda definido por el factor UA en la descarga de sales. 

6.4.3 Bombeo de HTF 

Las bombas que se utilizan para el bombeo de HTF en el campo de colectores son de flujo variable. 

Esto debido a que la temperatura del HTF a la salida del campo de colectores debe ser constante, 

independiente de la radiación incidente. Por lo tanto, en momentos en que la radiación es menor 

a la de diseño se debe disminuir el flujo másico para así obtener la temperatura deseada de HTF a 

la salida. Cuando la radiación es mayor a la de diseño se produce el proceso opuesto, en el cual se 

debe aumentar el flujo másico de HTF por sobre el nominal para “bajar” la temperatura. 

En casos extremos, en el cual el flujo másico sea el máximo posible y la temperatura del HTF suba 

por sobre la deseada, se deben desenfocar tramos del campo de colectores. 

Para estimar el consumo eléctrico por concepto de bombeo de HTF, es necesario conocer las 

pérdidas de carga que se producen fundamentalmente en el campo de colectores cilindro 

parabólico; las tuberías de alimentación y descarga de HTF del campo de colectores. A 
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continuación se llevará a cabo los cálculos necesarios para conocer las pérdidas de carga en el 

bloque de HTF. 

6.4.4 Tuberías de alimentación y descarga de HTF 

En primer lugar, es necesario dimensionar los diámetros de tuberías de alimentación y descarga de 

HTF del campo de colectores. Con respecto a esto, es una práctica común diseñar estas tuberías 

de forma tal que la velocidad de flujo no supere los 3 m/s en condiciones nominales. Siguiendo las 

mismas recomendaciones, el laboratorio Estadounidense NREL, realizó una optimización 

económica para el sistema de piping de una planta solar de generación eléctrica (56). Con respecto 

al diámetro de las tuberías de alimentación y descarga de HTF, el estudio muestra que los costos 

de ciclo de vida de una planta de este tipo alcanzan un valor mínimo para velocidades de flujo 

entre 2 y 3 m/s. 

Para conocer la velocidad del flujo en las distintas cañerías se utiliza la siguiente ecuación: 

  
    

  
 

 

  
  
         

 

Al ingresar al campo de colectores, el caudal másico disminuye paulatinamente a medida que 

parte de ese flujo va ingresando a las filas de colectores. Así, es posible mantener una velocidad 

del HTF que vaya entre 2 y 3 m/s, disminuyendo el diámetro de las cañerías principales a medida 

que el flujo dentro de estas va siendo menor. 

La siguiente tabla muestra los diámetros requeridos para cada tramo de cañerías de alimentación 

y descarga de HTF, para que la velocidad del flujo sea de 2,5 m/s para la planta sin 

almacenamiento térmico. 

Tabla 6.11: Diámetro para las cañerías de alimentación y descarga de HTF. 

Tramo Flujo Di diseño   

 
[kg/s] [m] [in] 

BP 76,8 0,226 8,9 

1-2 76,8 0,226 8,9 

3-4 58,7 0,197 7,8 

5-6 40,5 0,164 6,5 

7-8 22,6 0,122 4,8 

 

Se puede ver en la Tabla 6.11 que el flujo utilizado para el dimensionamiento de las cañerías es la 

mitad al indicado. Esto es debido a la forma de distribución de los colectores, visto en la sección 

6.3. 
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Dado que los diámetros de tuberías no son continuos, estos se deben seleccionar de dimensiones 

estándar. En este caso, se han utilizado los diámetros existentes para tuberías ASTM A – 106 

Grado B. SCH 40, en donde, para cada tramo, se ha seleccionado el diámetro que hace que la 

velocidad del flujo varíe entre 2 y 3 m/s. 

La siguiente tabla muestra el diámetro seleccionado, en conjunto con la velocidad de flujo real 

para cada tramo de tuberías. 

Tabla 6.12: Cañerías seleccionadas para cada tramo de tuberías de alimentación y descarga de HTF, planta sin 
almacenamiento. 

Tramo  Di real [m] Dnominal [in] Velocidad [m/s] 

BP 0,2027 8 3,1011 

1-2 0,2027 8 3,10 

3-4 0,2027 8 2,37 

5-6 0,1541 6 2,84 

7-8 0,1282 5 2,28 

 

6.4.5 Pérdida de Carga Global 

Utilizando el software de diseño de piping Pipe Flow Expert, se generó un modelo de piping con las 

siguientes características: 

 2 tuberías centrales (alimentación y descarga) con 8 tramos de 36m de longitud de 

diámetro variable cada una, cuyos valores aparecen en la Tabla 6.12: Cañerías 

seleccionadas para cada tramo de tuberías de alimentación y descarga de HTF, planta sin 

almacenamiento.. 

 Presión a la salida del precalentador de 12 bar. 

 16 filas de colectores cilindro parabólico que incluyen, cada una: 

 4 colectores SKAL-ET de 150m de largo (600m de largo x 66,2mm de diámetro) 

 63 metros de tubería de 66,2mm de diámetro 

 6 codos rectos estándar, de 2” ½ de diámetro.  

 Una válvula de control de flujo por fila, para asegurar un flujo de HTF idéntico 

entre ellas en el campo de colectores.  

Mediante la configuración anteriormente descrita se obtuvo la siguiente curva de pérdidas de 

carga para distintos flujos másicos circulantes: 

                                                           
11

 Hay que destacar que ni la tubería de 10 u 8 pulgadas logran que la velocidad del fluido se mantenga en el 
rango de 2-3 m/s. Se optó por el valor más cercano a ese rango. 
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Figura 6.5: Pérdidas de carga en función del flujo másico de HTF circulante. 

De esta forma, para el caudal nominal de HTF a plena carga (153,52 kg/s) se ha calculado una 

pérdida de carga de aproximadamente 10,46 bar. La curva mostrada anteriormente se expresa 

matemáticamente de la siguiente forma: 

                                         

Es importante destacar que, en forma similar a lo que sucede en Andasol, el sistema de HTF se 

encuentra presurizado, en donde la presión mínima del sistema –a la entrada de la bomba de 

HTF– corresponde a 12 bar.  Esto se debe a que el HTF, a una temperatura de 390 °C se evapora a 

9,6 bar (a 400°C la presión de vapor es de 10,9 bar), requiriéndose una presión de 12 bar para 

asegurar que no exista evaporación bajo los 393°C12. 

A continuación, se muestran los resultados de pérdidas de carga para los distintos tamaños de 

campo de colectores. 

Tabla 6.13: Pérdidas de carga para los distintos tamaños de almacenamiento. 

Presiones Bombeo HTF 

Tamaño SAT h 0 1 3 6 7,5 9 12 15 

Presión obtenida bar 22,46 22,47 22,50 22,67 22,78 22,95 23,45 23,83 

Presión mínima bar 12 12 12 12 12 12 12 12 

Pérdida carga bar 10,46 10,47 10,50 10,67 10,78 10,95 11,45 11,83 

 

Las pérdidas de carga en el campo de colectores aumentan a medida que se agregan lazos al 

campo de colectores. Esto se debe a que al aumentar el área de piping aumenta de igual manera 

                                                           
12 

Therminol VP-1: Propiedades del Therminol® VP-1 en función de las temperaturas-fase liquida. 
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las pérdidas de energía dinámica del fluido debido a la fricción de este con las tuberías. Las 

pérdidas aumentan en secciones donde, por ejemplo, el fluido cambia de dirección, 

estrechamientos de sección del tubo, presencia de válvulas, etc. 

Las mayores fuentes de pérdida de carga fueron: 

 Entradas y salidas de los colectores (4 entradas y 4 salidas por fila). 

 En el manifold ubicado en la tubería principal hacia los loops. 

Aunque no sea demasiada la diferencia entre las pérdidas de carga dependiendo del tamaño del 

campo, la diferencia de costos al realizar el piping si es considerable, debido a que se necesitan 

cañerías de mayor diámetro para mantener constante la velocidad con un mayor caudal de HTF. 

6.4.6 Bomba de HTF 

La bomba de HTF, en condiciones nominales, debe elevar la presión del Therminol VP-1 a la salida 

del precalentador desde 12 hasta la presión necesaria de entrada al campo de colectores, para el 

caso sin almacenamiento, hasta los 22,46 bar. Las pérdidas de presión en el campo de colectores 

dependen de su tamaño y configuración, esto debido a que al aumentar su área crecen las 

pérdidas por fricción (roce en codos, tuberías, etc.) y el flujo másico. Por lo tanto, se debe 

seleccionar una bomba acorde al flujo de HTF y la cantidad de presión que necesita elevar.  

La siguiente tabla muestra las condiciones de operación de la bomba de HTF para cada tamaño de 

almacenamiento térmico: 

Tabla 6.14: Condiciones de operación del bombeo de HTF. 

Tamaño SAT h 0 1 3 6 7,5 9 12 15 

Flujo másico kg/s 153,52 198,67 225,76 270,92 298,01 325,10 370,25 415,41 

Flujo volumétrico m3/h 721 932 1060 1272 1399 1526 1738 1950 

Presión entrada Bar 12 12 12 12 12 12 12 12 

Presión salida Bar 22,46 22,47 22,5 22,67 22,78 22,95 23,45 23,83 

Δ presión Bar 10,46 10,47 10,5 10,67 10,78 10,95 11,45 11,83 

6.4.7 Tanque de Expansión 

El tanque de expansión es un elemento que permite absorber el aumento de volumen del HTF al 

calentarse. Con esto se logra controlar de buena manera el golpe de ariete entre otros problemas. 

De acuerdo a las especificaciones entregadas por el fabricante del aceite VP113, Therminol, el 

tanque de expansión debe tener un tamaño tal que a la temperatura media de operación (343°C) 

el estanque de expansión se encuentre lleno en un 75%, esto es:  

                            
 

 
     

                                                           
13

 Therminol Information Bulletin N°4: Heat Transfer System Expansion Tank Design. 



83 
 

Donde V tuberías, corresponde al volumen total de cañerías y campo de colectores, y VTE  el volumen 

total del tanque de expansión. 

Existe, a su vez, otra importante consideración relacionada con el diseño del tanque de expansión. 

A temperatura ambiente, el tanque de expansión debe estar un 25% lleno, de forma de asegurar 

una altura de succión mínima a la bomba de HTF, es decir: 

                           
 

 
     

Considerando conservación de masa en ambos casos, se puede calcular el volumen del estanque 

de expansión conociendo el volumen total de tuberías  

    
                       

 
 
 

       
 
 

      
 

Se han estimado los volúmenes de totales de tuberías y tanque de expansión para los distintos 

tamaños de almacenamiento. Hay que precisar que para el volumen de tuberías se consideró un 

10% más como margen de seguridad. Los resultados se muestran en la siguiente tabla: 

 

Tabla 6.15: Volumen del Tanque de Expansión de la planta. 

Horas de 
almacenamiento 0 1 3 6 7,5 9 12 15 

Volumen Tuberías m3 64,2 78,5 105,5 137,7 154,9 171,0 207,8 243,0 

     Volumen CCP m3 38,3 44,6 56,4 67,6 74,8 81,2 95,8 109,8 

     Volumen red de 
distribución 

m3 20,0 26,8 39,6 57,5 65,9 74,3 93,1 111,2 

Volumen Tanque 
de expansión 

m3 63,1 77,2 103,9 135,5 152,4 168,3 204,5 239,2 

Volumen total del 
sistema  

m3 127,3 155,6 209,4 273,2 307,3 339,3 412,2 482,2 

 

Como se menciona anteriormente, el volumen de HTF dentro del sistema es tal que el estanque de 

expansión se encuentra un 25% lleno a 12°C, y un 75% lleno a 343°C (temperatura promedio de 

operación). 
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Tabla 6.16: Volumen total de HTF en distintas condiciones de operación. 

Horas de almacenamiento 0 1 3 6 7,5 9 12 15 

Volumen HTF a 12 °C m3 79,9 97,8 131,5 171,6 193,0 213,1 258,9 302,8 

Volumen HTF a 343 °C m3 111,5 136,3 183,4 239,3 269,2 297,2 361,1 422,4 

 

Al haber calculado el volumen total de HTF se puede encontrar la masa necesaria para alimentar la 

central termosolar para casa tamaño de almacenamiento térmico. 

6.4.8 Carga de HTF en el sistema 

Para obtener la masa total de HTF en el sistema, se considera el volumen del HTF a la temperatura 

media de operación (343°C). Además, se estima que debido a la degradación del HTF (comentada 

en la sección 4.4.1.1) se requerirá un recambio anual de un 9% de la carga total (59), por lo tanto, 

el stock anual necesario solo para reposición del HTF para cada tamaño del SAT, además de la 

masa total de HTF en el sistema, se muestra en la Tabla 6.17. 

Tabla 6.17 Masa de HTF necesaria para los distintos tamaños de SAT. 

Horas SAT   0 1 3 6 7,5 9 12 15 

Masa HTF Ton 85,5 104,6 140,7 183,6 206,5 228,0 277,0 324,1 

Reposición anual HTF Ton 7,7 9,4 12,7 16,5 18,6 20,5 24,9 29,2 

 

6.4.9 Sistema de calentamiento de respaldo de HTF 

Los sistemas de calentamiento de respaldo permiten apoyar la generación de electricidad cuando 

el DNI es menor al nominal. Por lo general corresponden a calderas Diesel que sirven de apoyo a la 

fuente principal de energía cuando esta está por debajo de lo requerido. 

El sistema de respaldo térmico en cuestión estará compuesto por un calefactor de fluido térmico 

(HTF) operado con Diesel. Su función será elevar la temperatura del HTF hasta los 393 °C. 

El calefactor de HTF estará dispuesto en paralelo al campo solar después de la bomba de 

alimentación de HTF tal como se presenta en la  

Figura 4.1. 

El calor útil aportado por el calefactor de HTF Qútil calefactor HTF está dado por: 

                                                      para i: 1 … 8760 hrs 
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Se ha considerado un CpHTF de 2.44057 kJ/kg°K que corresponde a una temperatura media de 343 

°C. La temperatura de salida del calefactor debe ser 393°C y la temperatura del estanque          

es la temperatura de HTF estimada por TRNSYS al retorno al campo solar en cada instante de 

tiempo. 

6.4.9.1 Estrategia de operación del calefactor de HTF 

El calefactor se utilizará por las mañanas cuando salga el sol. Su función será complementar la DNI 

incidente para poder llegar al flujo nominal de manera más rápida y comenzar lo antes posible la 

generación de electricidad. Al momento que el flujo de HTF alcance su valor nominal el calefactor 

no seguirá funcionando. Además, el calefactor no será utilizado en periodos ajenos al arranque de 

la central termosolar, como pueden ser periodos de nubes en el día o al caer la noche. 

Con esta estrategia de operación se busca aumentar la eficiencia de la central con el mínimo 

aporte de combustibles fósiles posible. 

6.4.10 Sistema Anti-congelamiento de HTF  

Existen pérdidas térmicas durante la recirculación nocturna, tanto en piping y tanque de 

expansión, así como en el mismo campo de colectores (en sus tubos). Éstas pérdidas llevan a que 

el HTF pueda alcanzar temperaturas muy bajas en los días más fríos, y por tanto, que exista el 

riesgo de congelamiento de HTF en el circuito. 

Se ha modelado un sistema de calentamiento de HTF, que impide que la temperatura del HTF 

disminuya hasta el punto de congelamiento. De forma similar a otras plantas solares, el sistema 

anti-congelamiento se activará cuando la temperatura del HTF disminuye bajo los 60°C, 

manteniendo esta temperatura límite. No obstante, de acuerdo con el fabricante del VP1 –

Therminol– la temperatura de activación del sistema de calentamiento podría ser incluso inferior a 

este valor, pudiendo fijarse una temperatura de 50°C sin problemas. Una vez que se ha puesto el 

sol, el HTF continúa recirculando a través del campo de colectores, ya que si se detuviera existiría 

el riesgo de rápido congelamiento en los puntos de menor aislación del campo.  
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7 Dimensionamiento del bloque de potencia 

A continuación se presenta el análisis realizado para el dimensionamiento de los principales 

equipos que componen el Bloque de Potencia en condiciones nominales de operación. 

7.1 Dimensionamiento inicial del ciclo de potencia 

7.1.1 Consideraciones de diseño 

La Turbina de Vapor – Generador es el principal equipo condicionante del balance de masa y 

energía del bloque de potencia de la central solar, así como del rendimiento del ciclo 

termodinámico. Una vez determinada la línea de expansión del vapor en la turbina en el Diagrama 

de Mollier y conocidos (o estimados) los rendimientos o pérdidas del conjunto turbina – 

generador, se determina el flujo de vapor que se expandirá en la turbina para generar 10 MWe 

netos. Este flujo de vapor junto con las condiciones del vapor en la admisión, extracciones y 

descarga de la turbina, define la capacidad térmica de todos los equipos de transferencia de calor 

del ciclo de potencia y de los equipos de bombeo. Cabe destacar que el flujo de vapor será 

determinado según el flujo de HTF que circula por el Generador de Vapor, que es constituido por 

el circuito sobrecalentador-evaporador-precalentador, este flujo será igual al flujo másico para la 

planta en condición sin almacenamiento térmico, en cual será el flujo nominal. Al aumentar el 

número de horas de almacenamiento térmico aumenta el área del campo de colectores y por 

ende, el flujo másico de HTF en éste. Cuando debido a buenas condiciones climáticas el flujo 

másico en el campo de colectores está por sobre el nominal, el flujo excedente es utilizado en la 

“carga” de los tanques de sales. Esto quiere decir que al aumentar el número de horas de 

almacenamiento no aumenta la potencia de la planta, sino la energía total generada. 

Las condiciones de presión y temperatura de la expansión en la turbina, en la admisión y descarga 

del equipo, quedan limitadas por la temperatura máxima de la fuente de calor, en este caso el HTF 

a 393°C. La temperatura de bulbo húmedo del aire en la torre de enfriamiento, por su parte, 

determina la mínima temperatura a la que es posible llevar a cabo la condensación del vapor en la 

descarga de la turbina (la temperatura de bulbo húmedo corresponde aproximadamente a 14°C 

para condiciones de operación nominal, en verano). En estas condiciones, el vapor sobrecalentado 

de admisión a la turbina puede alcanzar como máximo los 380°C y las condiciones del condensado 

de descarga quedan en 0,06 bar y 36°C, respetando los rangos y pinch point de la torre de 

enfriamiento y el condensador. 

Utilizando antecedentes del balance de masa y energía de plantas solares de 50 MW neto, con 

vapor sobrecalentado a 100 bar y un recalentamiento a 18 bar se inició un análisis para definir la 

expansión en el caso en estudio. Las expansiones conocidas para los 50 MW determinaban que al 

final la primera expansión del vapor, antes del recalentamiento, el vapor caía en una condición 

húmeda con título 0,97 lo cual se estimó como inapropiado para el cuidado de la turbina. 

Dados los límites de temperatura (máxima y mínima) para la expansión total en la turbina, el 

recalentamiento debía hacerse a una presión entre 18 bar y 25 bar (para evitar la condensación al 
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final de la etapa de Alta Presión), con una eficiencia isoentrópica de su expansión en torno al 85%, 

para ser descargado al condensador a 0,06 bar (36°C) con un título mínimo de 0,9 para no dañar la 

última etapa de álabes de la turbina (ver Figura 7.1). 

Finalmente la presión en el recalentamiento se fijó en 21 bar al estar dentro del rango permitido. 

Luego, considerando un rendimiento isoentrópico de 85% para la expansión del vapor 

sobrecalentado (la primera admisión de la turbina), se estimó que la presión de 

sobrecalentamiento debía ser 86 bar, porque para presiones mayores, al final de la primera 

expansión, el vapor sale húmedo.  

Asumiendo los rendimientos isoentrópicos y las condiciones de presión y temperatura de las 

expansiones que se citaron, un 4,8% de pérdidas hasta los bornes del generador (fugas y sellos en 

la turbina, caja reductora y eficiencia del generador) y un 12,2% de consumos propios de 

electricidad, se requiere un flujo de vapor de aproximadamente 13,61 kg/s para generar 10 MWe 

netos (1,4 MWe de consumos propios). 

La extracción de vapor para el desgasificador, único precalentador considerado en el estudio, se 

obtiene de alguna etapa intermedia de la expansión del vapor recalentado en la turbina, cuya 

presión puede estar entre 2 y 10 bar. 

7.1.2 Características a considerar en la selección de la turbina 

La importancia de aprovechar al máximo la radiación solar desde la salida hasta la puesta de sol y 

sus fluctuaciones, determina que la turbina a considerar debe cumplir con las siguientes 

características: 

 Debe tener la capacidad de partida rápida, especialmente importante para los meses de 

invierno, en que las horas de sol son escasas o intermitentes. 

 Debido a las variaciones horarias de la radiación solar durante el día, la turbina debe poder 

realizar rápidos cambios de carga.  

 La radiación solar disminuye en invierno respecto al verano, ante lo cual, es necesario que 

la turbina tenga un rendimiento aceptable al operar a carga parcial. 

 El rango de operación a carga parcial debe ser lo más amplio posible, idealmente que 

pueda trabajar a cargas tan bajas como un 10%. 

Finalmente, la expansión a ser modelada se presenta en el siguiente Diagrama de Mollier, donde: 

Tabla 7.1: Puntos Diagrama de Mollier 

 Punto del 
Diagrama 

Punto de operación 

1 Vapor sobrecalentado 

2 Descarga primera etapa 

3 Vapor recalentado 

4 Extracción al desgasificador 

5 Descarga al condensador 
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Figura 7.1: Diagrama de Mollier para la expansión del vapor a ser modelada. 
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7.2 Dimensionamiento propuesto para el bloque de potencia 
El presente capítulo detalla los criterios utilizados en el dimensionamiento y simulación de los 

principales equipos del bloque de potencia. Un diagrama termodinámico para la condición 

nominal de diseño de la central, que resulta del análisis aquí presentado, se encuentra al final de 

este capítulo en la Figura 7.5 

La figura siguiente indica los puntos relevantes de la operación en la turbina mostrados en el 

diagrama de Mollier de la Figura 7.1. 

 

Figura 7.2: Esquema de expansiones en la Turbina de Vapor. 

Las condiciones de operación de la turbina de vapor son las mostradas en la Tabla 7.1 las que 

corresponden a los puntos del diagrama de Mollier presentado en la Figura 7.1 y al esquema de la 

turbina de la Figura 7.2. 
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Tabla 7.2: Condición operación de la Turbina y Generador eléctrico. 

Punto del 
Diagrama 

Dato de operación Unidad Valor 

 Potencia bruta generada MWe 12,19 

1 Vapor sobrecalentado 
Flujo 
Presión 
Temperatura 
Rendimiento isoentrópico 

 
kg/s 
Bar 
°C 
% 

 
13,61 

86 
380 
79,0 

2 Descarga primera etapa 
Flujo 
Presión 
Temperatura 

 
kg/s 
Bar 
°C 

 
13,61 

21 
229,87 

3 Vapor recalentado 
Flujo 
Presión 
Temperatura 
Rendimiento isoentrópico 

 
kg/s 
Bar 
°C 
% 

 
13,61 

20 
380 
79,0 

 Pérdidas de Carga recalentamiento Bar 1,0 

4 Extracción al desgasificador 
Flujo 
Presión 
Temperatura 

 
kg/s 
Bar 
°C 

 
2,51 
5,4 

286,43 

5 Descarga al condensador 
Flujo 
Presión 
Temperatura 
Título 

 
kg/s 
Bar 
°C 
 

 
11,1 

0,059 
36 

0,92 

7.2.1 Interfase Sistema Solar con Bloque de Potencia 

La manera en que el HTF proveniente del circuito solar transfiere su energía al fluido del bloque de 

potencia, en este caso agua, es a través del Generador de Vapor que, como se dijo anteriormente, 

está compuesto por un circuito de 3 intercambiadores de calor (sobrecalentador-evaporador-

precalentador). 

En la Figura 7.3 se puede ver un esquema de los intercambiadores de calor que componen el 

Generador de Vapor. 
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Figura 7.3: Esquema de componentes de Generador de Vapor. 

El agua al pasar por el Generador de vapor sufre un aumento de la temperatura de los 154,79°C a 

los 380°C, produciéndose un cambio de fase desde agua sub-enfriada hasta vapor sobrecalentado. 

Se ha establecido que la temperatura de entrada del HTF al sobrecalentador será la máxima 

posible, esto es de 393°C y la salida del HTF del equipo precalentador será igual a la temperatura 

de entrada al campo solar es decir 293°C. Con esto se logra traspasar toda la energía posible del 

HTF al fluido del bloque de potencia. 

Es importante notar que el flujo total de HTF se divide entre el que va al recalentador y el que 

ingresa a la serie sobrecalentador-evaporador-precalentador. Mediante un análisis termodinámico 

y estudio bibliográfico(43), se resolvió el porcentaje de flujo nominal que debe a cada sección. Se 

concluyó que el 12,8% del flujo nominal debe ir al recalentador y el 87,2% a la serie 

sobrecalentador-evaporador-precalentador; esto quiere decir que el flujo es de 19,65 kg/s y 

133,87 kg/s respectivamente. La manera en que el flujo de HTF es dividido puede observarse 

esquemáticamente en la Figura 7.5. Se han considerado las pérdidas de carga en 3 bar en el 

Generador de Vapor. 

7.2.1.1 Sobrecalentador 

El objetivo de este Intercambiador de calor es elevar la temperatura del vapor saturado producido 

en el evaporador. Se ha definido en 380°C la temperatura del vapor sobrecalentado considerando 

que la temperatura de operación del HTF es de 393°C. 

Por lo tanto, la potencia del sobrecalentador será igual al flujo de vapor por la variación de 

entalpía entre la entrada y la salida del equipo para las condiciones dadas. 

En resumen, las condiciones operación del Sobrecalentador a carga nominal serán: 
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Tabla 7.2: Condición de diseño de sobrecalentador. 

Parámetro Unidad  Vapor   HTF  

Temperatura de entrada °C 302,5 393 

Temperatura de salida °C 380 381,67 

 ∆TLm  °C 36,6 

Presión de vapor bar 89 - 

Flujo entrada kg/s 13,61 133,87 

Variación de entalpía kJ/kg 285,94 29,07 

Potencia Térmica kWth 3.891,42 

UA kWth/°C 106,25 

 

7.2.1.2 Evaporador 

El objetivo de este intercambiador de calor es generar el cambio de fase, desde líquido saturado a 

vapor saturado. Se ha definido en 89 bar la presión de saturación y que el agua sale del 

precalentador a la temperatura de saturación. 

Por lo tanto, la potencia del evaporador será igual al flujo de vapor por la variación de entalpía 

entre la entrada y la salida del equipo para las condiciones dadas. 

Para entregar esta potencia, el HTF entra al evaporador a la temperatura de salida del 

sobrecalentador, es decir a 381,67°C. Considerando un flujo de HTF de 133,87 kg/s la temperatura 

del HTF a la salida del evaporador es de 323,39°C.  

En resumen las condiciones del evaporador a carga nominal serán: 

Tabla 7.3: Condición de diseño de Evaporador. 

Parámetro Unidad Vapor HTF 

Temperatura de entrada °C 302,5 381,67 

Temperatura de salida °C 302,5 323,39 

 ∆TLm  °C 43,7 

Presión de vapor a la salida bar 89 - 

Flujo entrada kg/s 13,61 133,87 

Variación de entalpía kJ/kg 1.415,27 143,88 

Potencia Térmica kWth 19.260,73 

UA kWth/°C 440,32 

 

7.2.1.3 Precalentador 

El objetivo de este intercambiador de calor es elevar la temperatura del agua de alimentación 

hasta la temperatura de cambio de fase. Por lo tanto, el precalentador calienta el agua de 

alimentación hasta la temperatura de saturación a 89 bar. 
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La potencia del precalentador será igual al flujo de vapor por la variación de entalpía entre la 

entrada y la salida del equipo para las condiciones dadas.  

Para entregar esta potencia, el HTF entra al precalentador a la temperatura de salida del 

evaporador, es decir, a 323,39°C y la temperatura a la salida será de 293°C.  

En resumen las condiciones del precalentador a carga nominal serán: 

Tabla 7.4: Condición de diseño de Precalentador. 

Parámetro Unidad Vapor HTF 

Temperatura de entrada °C 154,79 323,39 

Temperatura de salida °C 302,05 293 

 ∆TLm  °C 62,1 

Presión a la salida bar 89 - 

Flujo entrada kg/s 13,61 133,87 

Variación de entalpía kJ/kg 701,37 71,31 

Potencia Térmica kWth 9.546,80 

UA kWth/°C 153,76 

 

La figura siguiente muestra el diagrama de Temperatura vs Potencia Térmica para los 

Intercambiadores de calor: Precalentador, Evaporador y Sobrecalentador. 

 

Figura 7.4: Variaciones de temperatura de HTF y Agua/vapor en Generador de Vapor. 
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7.2.1.4 Recalentador 

El objetivo de este intercambiador de calor es aumentar la temperatura del vapor que sale de la 

primera expansión de la turbina. La temperatura del vapor recalentado se definió igual a la 

temperatura del vapor sobrecalentado (380°C). 

La potencia del Recalentador será igual al flujo de vapor por la variación de entalpía entre la 

entrada y la salida del equipo para las condiciones dadas, en este caso la potencia del 

Recalentador se ha estimado en 4.799,89 kWth. 

Para entregar esta potencia, el HTF entra al recalentador a la temperatura de 393°C. Definido el 

flujo másico de HTF con el valor de 19,65 kg/s se ha determinado que la temperatura de salida sea 

de 293°C. 

Bajo estas consideraciones las condiciones a plena carga del vapor a la entrada y salida del 

recalentador son las siguientes: 

Tabla 7.5: Condición de diseño en recalentador. 

Parámetro Unidad Vapor HTF 

Temperatura de entrada °C 229,87 393 

Temperatura de salida °C 380 293 

 ∆TLm  °C 31,7 

Presión de vapor a la salida bar 21 - 

Flujo entrada kg/s 13,61 133,87 

Variación de entalpía kJ/kg 346,19 239,76 

Potencia Térmica kWth 4.799,89 

UA kWth/°C 151,31 

 

7.2.2 Sistema Condensador – Torre de Enfriamiento 

Luego de pasar por la última etapa de la turbina, el flujo de vapor (con excepción del flujo de vapor 

enviado al desgasificador) entra en el condensador. Este consiste en un intercambiador de calor de 

carcasa y tubos con el agua de enfriamiento circulando por los tubos y el vapor por la carcasa. El 

objetivo de este intercambiador de calor es condensar el vapor de manera que pueda ser 

bombeado nuevamente al evaporador. 

Se asume, por simplicidad, que no hay pérdida de carga en el lado del vapor y que no hay 

sobreenfriamiento del condensado. La entalpía del vapor en la salida del condensador es igual a la 

entalpía del líquido saturado a la presión de condensación. 

Las condiciones del vapor a la salida de la turbina son los siguientes: 
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Tabla 7.6: Condiciones del ciclo de vapor a la entrada del condensador 

 

 

Para las condiciones definidas, el sistema Condensador–Torre de Enfriamiento (TE) debe disipar 

una potencia térmica de 24,66 MWth cuando la planta opera a plena carga. La potencia a disipar es 

muy elevada debido a que el vapor debe condensarse desde un título de 0,92 hasta el límite del 

estado subenfriado. 

En orden de disipar esta potencia térmica circula por el condensador agua de enfriamiento. El flujo 

de agua de enfriamiento queda determinado por dos parámetros definidos para la operación del 

sistema Condensador-Torre de Enfriamiento. Estos son: el Pinch Point, es decir, la diferencia de 

temperaturas entre el agua de enfriamiento a la salida del condensador y la temperatura de 

condensación y por el aumento de la temperatura del agua de enfriamiento en el condensador. 

Estos parámetros se adoptaron de acuerdo a lo establecido en la tabla siguiente:  

Tabla 7.7: Parámetros de diseño del condensador 

 

 

En operación a plena carga, la temperatura de condensación es 36°C para la presión de 

condensación, por lo tanto, el agua de enfriamiento a plena carga entrará al condensador a 22°C y 

saldrá a 29°C. Considerando que el agua tiene un calor específico constante de 4,1868 kJ/kg°K, el 

flujo de agua de enfriamiento a plena carga es de 3.038,51 m3/h. Este valor puede considerase 

excesivo si se compara con el consumo residencial de agua en Calama que se estima en 744 m3/h14 

para toda la ciudad. En cambio, la minería en promedio consume 42.840 m3/h (60), muy por 

encima del consumo residencial en Calama. 

La condición ambiental que deberá vencer la Torre de enfriamiento en la condición de diseño, se 

definió para la temperatura de bulbo húmedo más alta del año. Los datos son los siguientes: 

 

                                                           
14

 Se consideró el consumo promedio de Calama en 121 l/día por persona (64) y la población de Calama en 
147.605 para el año 2008. 

Parámetro  Unidad  valor 

Flujo de vapor vivo kg/s 11,1 
Presión de condensación bar 0,0594 
Temperatura del condensado °C 36,0 
Título de vapor ----- 0,92 
Entalpía entrada condensador kJ/kg 2.372,81 
Entalpía salida condensador kJ/kg 150,96 

Parámetro  Unidad  valor 

Pinch point condensador  °C 7 
Aumento de temperatura agua de enfriamiento  °C 7 
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Tabla 7.8: Condiciones ambientales de diseño para Torre de Enfriamiento 

Condiciones ambientales de diseño Unidad Valor 

Presión kPa 84,3 
Temperatura de bulbo seco °C 24,1 
Humedad relativa % 37% 
Temperatura de bulbo húmedo  °C 14,4 

7.2.3 Desgasificador 

La función principal de este equipo es extraer del fluido de trabajo (agua-vapor) gases como 

oxígeno y CO2 para evitar la corrosión de las cañerías y equipos. Este equipo funciona además 

como precalentador del agua de alimentación al ciclo de vapor y como un estanque de 

almacenamiento que absorbe fluctuaciones en la carga de los equipos. Los gases extraídos son 

liberados a la atmósfera mediante un venteo de vapor. Esta función del equipo, requiere usar 

aditivos químicos. 

La presión y temperatura de operación del desgasificador en un ciclo de potencia de vapor, queda 

determinada por la extracción de vapor de la turbina que permite calefaccionar este equipo, 

elevando la temperatura del condesado. 

En la tabla siguiente se presentan las condiciones de operación del desgasificador a plena carga. 

Tabla 7.9: Condiciones de operación para desgasificador a plena carga 

Parámetro   Unidad  Vapor (extracción 
turbina) 

Condensado 
Agua de Alimentación 

(salida del equipo) 

Flujo  kg/s 2,50 11,1 13,61 

Presión  bar 5,4 5,4 5,4 

Temperatura  °C 207,54 36 154,79 

Potencia Térmica kWth 8.883 

7.2.4 Bombeo en ciclo de potencia 

El sistema de bombeo de agua en el ciclo de potencia consta principalmente de tres unidades: la 

bomba de condensado, la bomba de agua de enfriamiento y la de agua de alimentación. 

A diferencia del circuito de HTF, la altura que deben entregar las bombas en el bloque de potencia 

está relacionada principalmente con la presión de operación de la turbina y los componentes del 

bloque. En este contexto, las pérdidas por fricción en tuberías son menores, y para efectos del 

dimensionamiento básico de las bombas es despreciable.  

De esta forma, es posible determinar las condiciones nominales de operación de estas bombas, las 

que se muestran a continuación. 

7.2.4.1 Bomba de condensado 

La bomba de condensado, en condiciones nominales, debe elevar la presión del flujo a la salida del 

condensador desde la presión de condensación hasta 5,4 bar que es la presión a la cual se realiza 
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la extracción en el desgasificador. La siguiente tabla muestra las condiciones de operación de la 

bomba de condensado: 

Tabla 7.10: Condiciones de operación del bombeo de condensado. 

Bomba de Condensado Unidad Valor 

Flujo de condensado kg/s 11,1 

Densidad kg/m3 993,65 

Flujo volumétrico m3/h 40,22 

Presión entrada Bar 0,0594 

Presión salida Bar 5,4 

Δ presión Bar 5,34 

 

7.2.4.2 Bomba de Alimentación 

Para el caso de bomba de alimentación, en condiciones nominales, se debe elevar la presión del 

flujo a la salida del desgasificador desde 5,4 hasta 90 bar. La siguiente tabla muestra las 

condiciones de operación de la bomba de alimentación: 

Tabla 7.11: Condiciones de operación del bombeo de alimentación. 

Bomba de Alimentación Unidad Valor 

Flujo nominal a bombear kg/s 13,61 

Densidad* kg/m3 913,25 

Flujo volumétrico m3/h 53,65 

Presión entrada Bar 5,4 

Presión salida Bar 90,0 

Δ presión Bar 84,6 

(*) Densidad correspondiente a agua a 5,4 bar y 154°C. 

7.2.4.3 Bomba Torre de Enfriamiento 

En el caso de la torre de enfriamiento, la bomba debe vencer las pérdidas de carga en el 

condensador, levantar el agua de enfriamiento a la parte superior de la torre en donde se 

encuentran los aspersores y entregar el agua a una presión adecuada para su operación. La 

siguiente tabla muestra los valores considerados para el cálculo del diferencial de presión a 

levantar por la bomba. 

Tabla 7.12: Diferencial de presión a vencer por la bomba de la torre de enfriamiento, en m de H2O. 

Requerimientos Unidad Valor 

Altura de boquillas  m 12,00 

Presión recomendada en boquillas15 m 4,20 

Pérdidas de carga en condensador m 10,19 

Δ presión total m 26,39 

                                                           
15

 Perry R.: Perry’s Chemical Engineers’ Handbook, McGraw-Hill, (1984), p.12-21. 
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De esta forma, el diferencial de presión a levantar por la bomba corresponde a 26,39 m, es decir, 

2,59 bar. Por otro lado, el flujo nominal a bombear corresponde a aproximadamente de 841,5 kg/s 

–calculado en la sección 7.2.2–, equivalentes a 3.038,51 m3/h de agua de enfriamiento. Este valor 

es bastante alto, por lo que se estima conveniente la utilización de 2 bombas en paralelo, de forma 

de dividir el flujo entre ambas bombas –al trabajar a alta carga–, o trabajar con sólo una bomba en 

funcionamiento –a baja carga–. 

De esta forma, las condiciones nominales para la bomba a seleccionar serán: 

Tabla 7.13: Condiciones de operación del bombeo de la torre de enfriamiento. 

Bomba Torre de Enfriamiento Unidad Valor 

Δ presión bar 2,59 

Flujo de agua de enfriamiento kg/s 841,5 

Flujo volumétrico de agua de enfriamiento m3/h 3.038,51 
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7.2.5 Diagrama termodinámico para la condición de diseño propuesta. 
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Figura 7.5: Diagrama termodinámico para la condición de diseño del bloque de potencia 
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8 Resultados 

A continuación se muestran los resultados obtenidos para las distintas simulaciones de la central termosolar de acuerdo con el 

dimensionamiento de la central y sus componentes realizado en los capítulos previos. 

8.1 Resultados simulación (para cada SAT) 
Los siguiente tabla muestra los valores energéticos anuales obtenidos para la central termosolar de 10 MW con sus respectivos tamaños de 

almacenamiento térmico. 

Tabla 8.1: Valores energéticos anuales para central de 10 MW y sus respectivos tamaños de SAT. 

Horas de Almacenamiento   0 1 3 6 7,5 9 12 15 

Nº de Lazos   17 22 25 30 33 36 41 46 

Tamaño campo solar m2 55.590 71.940 81.750 98.100 107.910 117.720 134.070 150.420 

Múltiplo Solar   1,02 1,32 1,50 1,80 1,98 2,16 2,45 2,75 

Energía solar disponible GWht 168,60 218,19 247,95 297,54 327,29 357,04 406,63 456,22 

Energía térmica bruta campo GWht 85,55 102,23 119,31 145,62 160,00 174,44 200,57 220,66 

Energía térmica recuperada de SAT GWht 0,00 8,14 23,05 46,10 58,64 71,47 95,00 112,70 

Energía térmica caldera para start up GWht 3,27 3,17 3,12 3,03 2,99 2,94 2,76 2,60 

Consumo combustible auxiliar t 307,17 298,42 292,98 284,88 280,84 276,38 259,48 244,81 

Energía térmica a BP GWht 88,81 105,11 121,63 147,08 160,90 174,88 199,79 218,62 

Energía eléctrica bruta producida GWhe 31,16 37,50 43,72 53,18 58,27 63,48 72,84 80,15 

Consumos parásitos GWhe 3,13 4,04 5,21 6,36 6,95 7,87 9,73 11,28 

Energía eléctrica neta producida GWhe 28,03 33,47 38,51 46,82 51,32 55,61 63,10 68,87 

Factor de planta   0,32 0,38 0,44 0,53 0,58 0,63 0,72 0,79 
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Como se dijo anteriormente, la caldera auxiliar es utilizada solo para ayudar en el arranque de la 

central por las mañanas, por lo tanto su aporte energético anual es muy bajo; éste se encuentra 

entre el 1-2% de la generación térmica anual del campo dependiendo del caso. La menor 

relevancia de la caldera se debe a que se intenta que la generación eléctrica sea mayormente 

mediante energía solar, y así emitir la menor cantidad de gases de efecto invernadero posible al 

ambiente. A medida que el área del campo CCP aumenta, el aporte térmico de la caldera 

disminuye debido a que una mayor área de CCP permite un mayor aporte energético al HTF lo que 

repercute en un menor tiempo para que este alcance su temperatura óptima de operación. 

Cabe destacar que obviamente los factores de planta aumentan a medida que se analizan mayores 

tamaños de SAT. Lo que hay que destacar es que para almacenamientos térmicos sobre las 7,5 

horas se logran sobre las 5081 horas de funcionamiento anuales, lo cual se encuentra dentro del 

rango de horas de funcionamiento de las tecnologías de generación eléctrica convencionales. 

8.2 Costos del SAT 
La siguiente tabla muestra el costo detallado de los respectivos sistemas de almacenamiento 

térmico para la central de 10 MW. Los datos sobre precios son obtenidos tomando como 

referencia costos de centrales termosolares ubicadas en España para el año 2010. El valor 

referencial para el euro es de 640 $. 

Estos costos incluyen materiales, obra civil y no incluyen los costos ingenieriles de desarrollar el 

proyecto. 

 Entre los equipos mecánicos destacan: bombas, tanques, válvulas, etc. Todos estos son 

relativos al almacenamiento térmico y no tienen relación con el campo solar o bloque de 

potencia. 

 La categoría “Otros” consiste en los costos de montaje y llenado inicial de los tanques para 

el sistema de almacenamiento térmico. 

Tabla 8.2: Costos de respectivos SAT para central de 10 MW en millones de pesos. 

Horas de Almacenamiento 1 3 6 7,5 9 12 15 

Sal Solar 350 1.049 2.099 2.623 3.148 4.197 5.247 

Equipos mecánicos y piping 269 806 1.613 2.016 2.419 3.226 4.032 

Intercambiador de Calor 109 326 653 816 979 1.306 1.632 

Otros (llenado, etc.) 26 77 154 192 230 307 384 

Obra Civil 64 192 384 480 576 768 960 

Total 817 2.451 4.902 6.127 7.353 9.804 12.255 

 

Como se puede ver en la tabla anterior, la inversión en “Sal Solar” corresponde a más de un 40% 

de la inversión total del sistema de almacenamiento térmico y junto a los equipos mecánicos y 

piping representan 2/3 de la inversión total del SAT. El porcentaje de distribución de costos se 

puede ver en la Figura 8.1. 
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Figura 8.1: Porcentaje de distribución costos del SAT. 

8.3 LEC para cada SAT 
Para realizar una comparación entre los distintos tamaños de SAT se utilizó el indicador LEC 

(Levelized Energy Cost), el cual es calculado de la siguiente manera: 

    
                                       

                          
 

 El valor de la “Tasa fija” depende de criterios económicos como: vida útil de la planta, tasa 

de interés. El valor de “Tasa fija” utilizado fue 0,0988.16 

 Los costos de Inversión corresponden al valor de la totalidad de la central termosolar, esto 

es: sistema captación de energía solar y sus componentes, sistema de almacenamiento 

térmico, bloque de potencia, costos de ingeniería y construcción, etc. 

 Debido a los pequeños valores de combustibles utilizados en la central termosolar, estos 

no fueron considerados en el cálculo. 

A continuación se muestran los resultados obtenidos para la central termosolar de 10 MW para el 

cálculo de valor de LEC. 

Tabla 8.3: Costos de Inversión, O&M, Electricidad anual generada y LEC para cada tamaño de SAT. 

Horas SAT 0 1 3 6 7,5 9 12 15 

Inversión M$ 23.277 27.797 31.825 38.225 41.783 45.341 51.741 58.141 

O&M M$ año 430,7 481,9 510,3 530,6 549,6 561,0 600,5 654,5 

Energía neta GWhe año 28,0 33,5 38,5 46,8 51,3 55,6 63,1 68,9 

LEC $/kWh 97,43 96,48 94,92 92,02 91,14 90,67 90,55 92,93 

                                                           
16

 Más información sobre el indicador LEC y los parámetros de tasa fija se encuentran en la sección 2.5.3 
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Los datos sobre precios son obtenidos tomando como referencia costos de centrales termosolares 

ubicadas en España para el año 2010. El valor referencial para el euro es de 640 $. 

La Figura 8.2 muestra el valor de LEC en $/kWh para la central de 10 MW y distintos tamaños de 

SAT, calculados según los datos de la tabla anterior. 

 

Figura 8.2: Valor de LEC para central de 10 MW y distintos tamaños de SAT. 

De la Figura 8.2 se puede ver que los valores de LEC calculados para las centrales termosolares con 

SAT fueron todos menores a la central sin sistema de almacenamiento térmico. Esto convierte al 

SAT en sales fundidas en una alternativa económicamente rentable al momento de estudiar el 

diseño de una central termosolar. Similares resultados se encuentran en un estudio realizado por 

Herrmann (27). 

Capacidades de almacenamiento térmico entre 9 y 12 horas son los más atractivos en materia 

económica, donde el mínimo valor de LEC encontrado fue para un almacenamiento térmico de 12 

horas. Para almacenamientos térmicos de mayor capacidad el valor de LEC aumenta debido a que 

en buenos días de verano, por causa de la gran cantidad de horas de sol y buen nivel de radiación, 

el almacenamiento térmico no logra descargarse completamente en horas de la noche siendo éste 

subutilizado en algunos días. 

Las centrales con almacenamientos térmicos sobre 9 horas ya doblan el factor de capacidad de la 

central termosolar sin almacenamiento; y un almacenamiento térmico de 15 horas permite más 

de 6920 horas al año de funcionamiento a plena capacidad, esto es un 79% de factor de planta. 

Cabe destacar que los valores de generación se encuentran en la parte alta del rango de precios 

para la generación solar térmica de la Figura 2.10, debido a que la información que se muestra fue 

obtenida de un estudio el cual utilizó una central con tecnología cilindro parabólico con una 

potencia de 200 MW sin almacenamiento térmico ubicada en el sur-oeste de Estados Unidos. 
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Debido a la gran magnitud de la potencia de la central, esta debiera tener costos de generación 

considerablemente menor que la planta termosolar sin almacenamiento térmico de este trabajo. 

Lo cual no ocurre, ya que las mejores condiciones de radiación solar del norte de Chile tienden a 

compensar, en cierta manera, la diferencia en la magnitud de las potencias nominales de ambas 

centrales termosolares. 

8.4 Valor de LEC en función de potencia nominal de la central 
Como consecuencia en las diferencias en los costos de generación en función de la potencia 

nominal de la central termosolar, se ha considerado que una central de 10 MW no reúne las 

condiciones necesarias para iniciar su desarrollo comercial en el SING. Dentro de las desventajas 

se tiene su baja potencia en comparación con los proyectos energéticos existentes; lo que es una 

razón para obtener mayores costos de generación. Con lo cual se ha optado a realizar el 

dimensionamiento y simulación de centrales termosolares con una potencia nominal de 10, 50, 

100, 200 MW, todas ellas con un almacenamiento térmico de 9 horas, con la razón de obtener sus 

costos de generación y poderlos comparar con los costos de generación existentes en el SING. 

8.4.1 Ajuste múltiplo solar según LEC 

El múltiplo solar va de la mano con el número de lazos y por ende el tamaño del campo solar como 

se muestra en la sección 2.3.2. Por lo tanto el objetivo es, para una potencia nominal y tamaño de 

almacenamiento térmico en específico, determinar el tamaño de campo en el cual se maximice la 

generación de energía eléctrica y se minimice los costos asociados. A continuación se muestran los 

resultados del ajuste del múltiplo solar para una central de 50 MW y 9 horas de almacenamiento 

térmico. 

Tabla 8.4: Resultados de ajuste de múltiplo solar para central termosolar de 50MW y 9 horas de SAT. 

Lazos 
Múltiplo 

Solar 
Inversión 

(M$) 
Costos 

O&M (M$) 
E. generada 
GWhe año 

LEC $/kWh 

110 1,59 171.029 1.860 198,6 94,46 

130 1,88 185.354 2.146 229,2 89,26 

140 2,02 192.517 2.255 240,8 88,36 

150 2,16 199.679 2.359 252,0 87,70 

160 2,31 206.842 2.444 261,1 87,67 

170 2,45 214.005 2.524 269,6 87,80 

190 2,74 228.333 2.659 284,0 88,82 

210 3,03 242.656 2.756 294,3 90,85 

230 3,32 256.979 2.818 300,9 93,75 

 

En la Tabla 8.4 se muestran los resultados de los costos de inversión y operación y mantenimiento, 

junto con la energía eléctrica generada y el valor de LEC correspondiente a los distintos números 

de lazos en el campo CCP. La diferencia en los valores de LEC es debido a que un excesivo tamaño 

del campo solar repercute en una mayor cantidad de energía generada, a expensas de un excesivo 

nivel de desenfoque en el campo CCP y mayores costos de inversión. Por otro lado, con un tamaño 
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de campo bajo el óptimo la cantidad de energía generada es menor, pero a la vez conlleva a una 

menor inversión. Por lo tanto el mínimo valor de LEC entrega el tamaño óptimo en el cual se 

maximiza la energía anual generada minimizando los costos asociados. 

Como se puede ver en la Figura 8.3 el menor valor de LEC encontrado es para un valor de múltiplo 

solar de 2,31, lo que representa un tamaño de campo CCP de 160 lazos. Pese a esto, se ha 

considerado seleccionar un tamaño de campo de 150 lazos correspondiente a un múltiplo solar de 

2,16, debido a que esta configuración requiere una menor inversión, y por ende, un menor riesgo 

económico para el inversionista, sin que la diferencia en el valor LEC sea considerable. Lo que hay 

que considerar es que según las necesidades de diseño, para una central termosolar con 

almacenamiento térmico de 9 horas, el rango del múltiplo solar puede ir de 2,15 a 2,45 

dependiendo de los requerimientos técnicos y económicos a considerar por el inversor. 

 

Figura 8.3: Valor de LEC en función del múltiplo solar de la central termosolar de 50 MW y 9 horas de SAT. 

8.4.2 Resultados de LEC según potencia nominal de la central 

Para el dimensionamiento de las demás centrales termosolares se utiliza el múltiplo solar óptimo 

encontrado en el análisis anterior para una central con un almacenamiento térmico de 9 horas. 

Los resultados se muestran a continuación en la Tabla 8.5. 

Tabla 8.5: Resultados LEC para centrales termosolares de distinta potencia  

    10 MW 50 MW 100 MW 200 MW 

Múltiplo Solar 2,16 2,16 2,16 2,16 

Horas de SAT 9 9 9 9 

Inversión M$ 45.341 199.680 397.975 794.566 

O&M M$ año 561 2.359 4.606 7.918 

E. generada GWhe año 55,6 251,953 526,019 1071,43 

LEC $/kWh 90,67 87,69 83,53 80,68 
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Como era de esperar, debido a las economías de escala, a medida que aumenta la potencia 

nominal disminuye el valor de LEC, donde el menor valor fue para la central termosolar de 200 

MW y 9 horas de almacenamiento térmico con 80,68 $/kWh. Este valor es un 11,02% menor que 

el valor de LEC de la central termosolar de 10 MW con 9 horas de almacenamiento térmico y un 

17,2% menor que la central de 10 MW sin almacenamiento térmico. Estos resultados se 

encuentran en la parte media-baja dentro del rango de precios estimados en la Figura 2.10. 

Con respecto a los costos de generación de centrales termosolares ubicadas en otras latitudes, por 

ejemplo la central termosolar Andasol en España, según la Tabla 2.6 rondan los 0,172 €/kWhe, 

esto es alrededor de 110 $/kWhe17. Si comparamos el costo de generación de la central Andasol18 

con el de la central termosolar de 50 MW y 9 horas de almacenamiento térmico de este trabajo, 

estimado en 87,69 $/kWhe, se calcula que el costo de generación de ésta última es un 20% menor 

que el de Andasol. Esta estimación está por debajo de las proyecciones realizadas en la Figura 

2.11, las cuales debido a las diferencias en recursos solares proyectan costos de generación un 

30% menor. No obstante, si la comparación se realiza con respecto al menor costo obtenido, esto 

es la central de 200 MW y 9 horas de almacenamiento, la reducción de costo llega a ser más de un 

27% menor, muy cercano al 30% estimado en la Figura 2.11. 

8.5 Comparación LEC con combustibles convencionales en el SING 
Los valores de LEC obtenidos en las secciones anteriores se compararán con los valores de 

generación eléctrica en el SING, ya que sería el sistema interconectado en el cual se instalaría la 

planta termosolar. 

La Tabla 8.6 muestra los valores promedio de generación eléctrica para distintas fuentes en el 

SING (), junto a los costos proyectados de generación eléctrica mediante energía solar para la 

central de 200 MW y 9 horas de SAT obtenidos en este trabajo. 

Tabla 8.6: Costos de generación eléctrica promedio en el SING (32) 

Combustible Costo generación $/kWh 

Diesel 150 

Gas Natural 30 

Carbón 25 

Solar 80,68 

Precio Nudo 51,2919 

 

Según los resultados  de la sección anterior y datos de las distintas fuentes de generación eléctrica 

en el SING obtenidos de la CNE20, los valores de LEC obtenidos en los mejores casos para la 

                                                           
17

 Considerando el valor de 1 € en 640 $ 
18

 Andasol tiene una potencia de 50 MW y 7,5 horas de almacenamiento térmico. 
19

 Valor obtenido en la sección 2.5.6 de este informe. 
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tecnología termosolar ronda los 80 $/kWh, un poco lejano del valor del precio nudo promedio en 

el SING. Además el valor de generación mediante carbón y gas natural están muy por debajo del 

valor de la generación mediante energía solar; sólo la generación con diesel excede de gran 

manera este valor, además de ser muy contaminante. 

Los costos de generación que se muestran en la Tabla 8.6 revelan que en estos momentos la 

tecnología termosolar, sin considerar los costos asociados a contaminación, no es competitiva con 

los costos de generación mediante carbón, gas natural y el precio nudo en el SING. Sin embargo, 

debido a factores como el aumento en los combustibles fósiles, disminución en los costos de 

inversión de la tecnología termosolar y sus mejoras técnicas, junto a una mayor conciencia 

medioambiental de las autoridades, llevarán en un mediano plazo a estrechar e incluso igualar los 

costos de generación de la tecnología termosolar contra las energías convencionales. A 

continuación se muestran proyecciones de precios futuros sobre el SING y la tecnología 

termosolar. 

8.5.1 Proyecciones de costos de generación en el SING de tecnología solar y fuentes 

convencionales 

Para realizar la estimación de costos de generación, se utilizan las proyecciones realizadas en la 

sección 2.5.6.2 junto a la proyección de costos de generación de la tecnología cilindro parabólico. 

Para la estimación de costos de generación para la tecnología cilindro parabólico en el SING, se 

considera el valor de LEC obtenido en este informe para la central de 200 MW y 9 horas de 

almacenamiento térmico, esto es 80,68 $/kWh, y la proyección de reducción de costos realizada 

por Estela Solar (29) en la Figura 2.13 hasta el año 2025. 

 

Figura 8.4: Proyecciones costos del SING y tecnología cilindro parabólico 
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Mediante estas estimaciones se proyecta que el rango de años en los cuales la energía solar 

comenzará a ser realmente competitiva va desde 2016 al 2018 dependiendo del caso. Esto sin 

considerar algún tipo de subvención ni los posibles impuestos a la emisión de gases de efecto 

invernadero que probablemente se implementen en el mediano plazo a las tecnologías que 

utilizan combustibles fósiles. 

8.6 Emisiones de gases efecto invernadero 
Las centrales termosolares, debido a que no necesitan combustibles fósiles para su 

funcionamiento, no emiten CO2 al ambiente. Por lo tanto, el cálculo que se muestra corresponde a 

las emisiones evitadas si esa energía fuera producida por el Sistema Interconectado Norte Grande 

(SING), donde se encuentra ubicada la central termosolar. 

El Ministerio de Energía licitó un estudio en el cual se calcularon los Factores de Emisión del 

Sistema Interconectado Central (SIC) y el Sistema Interconectado Norte Grande (SING), donde los 

valores calculados fueron de 0,48 y 0,51 tCO2/MWh (61) (62) respectivamente. 

Con el factor de emisión del SING junto a la energía anual generada por las distintas plantas 

termosolares se pueden calcular las emisiones evitadas por el uso de la tecnología solar. Además, 

como se ve en la sección 2.5.7, existe un mercado de bonos de carbono el cual permite transar las 

emisiones de CO2 que por distintas razones (eficiencia energética, generación de energías 

renovables, etc.) se dejan de emitir al ambiente. Si se considera en 7,5 €/tCO2 (esto es 4.800 

$/tCO2) el valor de cada bono de carbono, siendo ésta una estimación conservadora considerando 

el valor de los bonos de carbono en los últimos 3 años como se ve en la sección 2.5.7.1, los 

ingresos por la venta de bonos de carbono pueden ser considerados como un ingreso extra a la 

venta de electricidad. 

La Tabla 8.7 muestra la cantidad de emisiones de gases efecto invernadero evitadas por las 

centrales termosolares estudiadas en la sección 8.4.2 y ubicadas en el SING, junto con el ingreso 

por venta de bonos de carbono y el nuevo cálculo de LEC considerando estos ingresos. Como se 

dijo en el párrafo anterior, se considera en 4.800 $/tCO2 el precio de cada tonelada de CO2 que se 

deja de emitir y los ingresos extras se restan al valor total de O&M anuales. 

Tabla 8.7: Emisiones de gases efecto invernadero evitadas en el SING y nuevo LEC de las centrales termosolares. 

Potencia   10 MW 50 MW 100 MW 200 MW 

SAT   9 horas 9 horas 9 horas 9 horas 

E. generada GWhe año 55,6 252,0 526,0 1.071,4 

Emisiones evitadas tCO2 año 28.356 128.496 268.270 546.429 

Bonos de Carbono M$ año 136,1 616,8 1.287,7 2.622,9 

Nuevo LEC21  $/kWh 88,24 85,24 81,08 78,23 

                                                           
21

 El nuevo valor de LEC considera un ingreso extra debido a la venta de bonos de carbono, el cual se le resta 
al costo anual de O&M. 
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Como se muestra en la Tabla 8.7, debido a los ingresos extras mediante la venta de bonos de 

carbono los valores de LEC disminuyeron en 2,44 $/kWh, lo cual es cercano a un 3% del costo total 

de generación. 

Por motivo de las causas y consecuencias que conlleva el calentamiento global, grandes empresas 

han empezado a estudiar su huella de carbono. Una de ellas es la Compañía Minera Doña Inés de 

Collahuasi la cual es el tercer productor de cobre en Chile con 536.000 toneladas de cobre fino y 

2.541 toneladas de concentrado de molibdeno para el año 2009. Según sus mediciones la 

totalidad de sus faenas mineras emiten, directa e indirectamente, 1.531.304 tCO2 anuales (63). Por 

lo tanto, si Collahuasi se comprometiera desarrollar alguno de estos proyectos solares o en su 

defecto comprar los bonos de carbono, por ejemplo de la central de 200 MW y 9 horas de 

almacenamiento, podrían reducir en más de un tercio su huella anual de carbono. 

8.7 Desempeño central termosolar 
La Tabla 8.8 muestra los valores energéticos anuales para la central termosolar optimizada según 

el valor de LEC y múltiplo solar de la sección 8.4.1, esto es 50 MW con 150 lazos y 9 horas de 

almacenamiento, para distintos escenarios en el año. A continuación se muestran los valores 

energéticos anuales de la central. 

Tabla 8.8: Valores energéticos anuales para central de 50MW y 9 horas de SAT 

N° de Lazos 
 

150 

Tamaño campo solar m2 490.500 

Múltiplo Solar   2,16 

Energía solar disponible GWht 1.487.687 

Energía térmica bruta campo MWht 769.271 

Energía térmica recuperada de SAT MWht 296.956 

Energía térmica caldera para start up MWht 3.078 

Consumo combustible auxiliar kg 289.517 

Energía térmica a BP MWht 765.328 

Energía eléctrica bruta producida MWhe 277.391 

Consumos parásitos MWhe 25.438 

Energía eléctrica neta producida MWhe 251.953 

Factor de planta   0,58 

 

La Figura 8.5 muestra un diagrama de Sankey en el cual se ven los flujos de energía desde que la 

radiación solar impacta a los colectores cilindro parabólico hasta la generación de electricidad. 

Cabe destacar que de la energía solar disponible en la superficie total del campo CCP un 51,3% es 

finalmente destinada al Bloque de Potencia (BP), la restante es considerada pérdidas del sistema. 

Dentro de las pérdidas destacan las ópticas con un 38,4%, luego le siguen las pérdidas térmicas en 

CCP y piping con un 5,7% junto con las de desenfoque, debido a la excesiva radiación solar en 

algunos momentos del día, con un 4,2%. Las menores pérdidas se encuentran en el sistema de 

almacenamiento térmico (SAT) con un 0,5%. 
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Con esto se desglosa que del 51,3% de energía térmica que recibe el BP un 31,3% es 

proporcionado por el campo CCP y el 20% por el SAT. Dentro del 51,3% de energía térmica que 

recibe el BP un 32,8%, además de las pérdidas térmicas, es utilizado para realizar el cambio de fase 

al vapor para así producir electricidad en las turbinas. Por lo tanto solo un 18,6% de la energía 

térmica total disponible en el campo CCP es convertido en energía eléctrica. Conjuntamente, 

como la energía eléctrica producida debe alimentar los consumos propios de la central con 

aproximadamente un 9% de la energía eléctrica generada, la generación de energía eléctrica neta 

queda en un 16,9% de la energía solar disponible en el campo CCP. 

 

Figura 8.5: Diagrama Sankey central termosolar 50 MW y 9 horas de SAT. 

La Figura 8.6 muestra la distribución de la energía eléctrica bruta generada, donde un 9% es 

utilizada para abastecer los consumos propios de la central. De este 9% necesario para alimentar 

los consumos propios, un 7% es utilizado para abastecer los consumos del bloque de potencia y el 

2% restante para los consumos del campo solar. 
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Figura 8.6: Distribución Energía eléctrica anual bruta disponible 

8.7.1 Desempeño en buen día de verano 

Los días de verano se caracterizan por un gran nivel de radiación solar y cantidad de horas de luz 

solar (alrededor de 13 horas), además de la pequeña cantidad de días nublados. 

Debido a la gran cantidad de DNI el sistema de almacenamiento térmico logra “cargarse” y 

“descargarse” en su totalidad, produciendo electricidad por 21 horas diarias. En horas de la tarde 

(entre las 14 y 17 horas) se produce un desenfoque parcial del campo de captadores, esto 

producido por la excesiva cantidad de radiación incidente. Si el desenfoque no se realizara, la 

temperatura del HTF subiría sobre los 400°C produciendo su degradación y mal funcionamiento de 

la central. 

Como consecuencia en la utilización de sales para la generación de electricidad, en periodos en 

que la radiación incidente esté por debajo de la radiación nominal, la energía producida por el 

bloque de potencia disminuye en un 1,3% con respecto a la energía producida en momentos de 

funcionamiento a la potencia nominal, aunque la energía neta generada permanece 

prácticamente constante. Esto es por efecto de la disminución en los consumos propios debido a 

que el campo CCP utiliza un flujo másico muy por debajo del nominal en la noche. 

La caldera solo funciona en las primeras horas de la mañana, junto con la salida del sol, por lo cual 

su apoyo solo es necesario hasta que la central logre su flujo nominal; con lo cual su aporte 

energético en mínimo. 

La Figura 8.7 muestra el desempeño de la central termosolar para un día despejado de verano. 

Energía eléctrica 
neta  
91% 

Consumos 
parásitos campo 

solar 
2% 

Consumos 
párasitos bloque 

potencia 
7% 



112 
 

 

Figura 8.7: Balance térmico día de Verano central 50 MW y 9 horas de SAT. 

8.7.2 Desempeño en día despejado de invierno 

Los días de Inverno se caracterizan por una menor DNI y horas de luz durante el día (alrededor de 

9 horas), esto repercute en que el almacenamiento térmico no se “cargue” en su totalidad y no se 

produzca desenfoque del campo CCP. En promedio la “carga” alcanza para generar electricidad 

durante 3 horas, con lo cual se produce electricidad por alrededor de 11 horas diarias. 

La Figura 8.8 muestra el desempeño de la central termosolar para un día despejado de Invierno. 
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Figura 8.8: Balance térmico día despejado de Invierno para central 50 MW y 9 horas de SAT. 

8.7.3 Desempeño en día nublado de otoño 

Los días nublados se caracterizan por tener prácticamente nula radiación directa, la cual es la 

radiación que recibe el campo cilindro parabólico. Por lo cual el desempeño de la central 

termosolar en estos días es muy bajo. 

En la Figura 8.9 se muestra el desempeño de la central termosolar para un día nublado. Para este 

día se generó electricidad por 7 horas a un 25% de la capacidad nominal y no se utilizó energía 

para “cargar” el almacenamiento térmico. 
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Figura 8.9: Balance térmico día nublado central 50 MW y 9 horas de SAT. 
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9 Conclusiones 

Se ha realizado el dimensionamiento de la central termosolar con almacenamiento térmico 

emplazada en la comuna de Calama, con el propósito de determinar sus costos de generación 

junto con los beneficios ambientales asociados. Además se ha introducido una plataforma en el 

software TRNSYS, mediante la cual se obtienen datos del funcionamiento de la central termosolar 

a lo largo de un año para distintos tamaños de almacenamientos térmicos. 

Dentro de los resultados presentados y discutidos anteriormente se puede concluir que los altos 

factores de planta obtenidos, asociados al funcionamiento del almacenamiento térmico (79% para 

un almacenamiento de 15 horas), logran que la tecnología termosolar pueda llegar a tener una 

cantidad de horas anuales de funcionamiento similares a las tecnologías de generación eléctrica 

convencionales, lo que en cierta manera logran romper el argumento de que la tecnología solar 

puede generar electricidad solo de día. Para los distintos tamaños de almacenamientos térmicos 

en estudio se encontró que el rango entre 9-12 horas, para una central de 10 MW de potencia 

nominal, es el que concibe menores valores de generación eléctrica (LEC) que rondan los 90 

$/kWh, sin dejar de lado almacenamientos entres 6 y 9 horas los cuales tienen un valor mayor 

pero no muy lejano al óptimo. 

Al realizar un aumento de la potencia nominal de la central y mantener el almacenamiento 

térmico con un tamaño constante, de 9 horas en este caso, se ven grandes disminuciones en los 

costos de generación de electricidad. Para una central de 200 MW y 9 horas de almacenamiento 

térmico se calculó un costo de generación de 80,68 $/kWh, lo que significa una reducción de 

10$/kWh con respecto a la central de 10 MW de potencia. Ahora, si comparamos el costo de 

generación de la central Andasol (50 MW de potencia y 7,5 horas de almacenamiento térmico) 

estimado en 110 $/kWh (esto es 0,172 €/kWh con un valor de 640 $ por €) con el calculado en 

87,69 $/kWh para la central de 50 MW y 9 horas de almacenamiento, se ve una reducción en los 

costos de generación de 22,39 $/kWh. Esta reducción es considerable y es debida mayormente a 

la mayor radiación solar existente en la ciudad de Calama la que bordea los 2870 kWh/m2 año (un 

34% mayor de radiación anual que en la localidad donde se emplaza la central Andasol), con la 

cual aumenta la energía eléctrica anualmente generada y los ingresos por venta asociados. 

Comparando el costo de generación de la central de 200 MW y 9 horas de almacenamiento (80,68 

$/kWh) con el precio nudo en el SING, que tiene un costo de generación promedio de 51,29 

$/kWh, se concluye que en estos momentos el costo de generación eléctrica mediante energía 

solar para la tecnología cilindro parabólico se encuentra alejado de los costos de generación 

mediante el uso de carbón (25 $/kWh) y gas natural (30 $/kWh), pero bajo los costos de 

generación mediante Diesel (150 $/kWh). Si se consideran las estimaciones de reducción de costos 

de generación mediante energía solar y el muy probable incremento en el mediano-largo plazo del 

precio de los combustibles fósiles, lo que conllevaría en un aumento en el valor del precio nudo en 

el SING, se estima según los cálculos realizados que la generación de energía eléctrica mediante 

energía solar esté en condiciones de ser competitiva en el SING entre los años 2016 y 2018. 
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La mayor ventaja de las tecnologías de generación eléctrica mediantes fuentes renovables con 

respecto a las que utilizan combustibles fósiles es que las primeras no emiten gases de efecto 

invernadero al ambiente, ayudando a controlar el “calentamiento global”. A medida que los 

problemas de contaminación aumenten y afecten a un mayor porcentaje de la sociedad, las 

personas encargadas de tomar decisiones en los distintos países se verán en la necesidad de 

implementar tecnologías renovables lo cual ayudará a incentivar en un mediano plazo su 

desarrollo. Por ejemplo la central de 200 MW y 9 horas de almacenamiento, debido a su energía 

eléctrica anual generada, permitiría que 546.429 tCO2 anuales no se emitan al medio ambiente en 

el SING. Esta cantidad de emisiones representa un tercio del total que produce la compañía 

minera Collahuasi, la tercera a nivel de producción en Chile, en todas sus faenas. 

Además de las ventajas ambientales también existen ventajas económicas por la no emisión de 

gases efecto invernadero, debido a la venta de bonos de carbono. Las 546.429 tCO2 anuales que se 

dejan de emitir en el SING, si son tranzadas a un precio promedio de $4.800, pueden resultar en 

ingresos extras por más de 2.662 millones de pesos anuales. Estos ingresos extras pueden resultar 

en una disminución del costo de generación eléctrica en un 3%, pudiendo llegar a los 78,23 $/kWh. 

Con respecto al desempeño de la central termosolar, cabe destacar que de la energía solar 

disponible en el campo CCP un 51,3% alcanza al bloque de potencia. De ese porcentaje un 20% es 

proporcionado por el sistema de almacenamiento térmico y el restante 31,3% por el campo CCP. 

Debido a los procesos realizados en el bloque de potencia un 18,6% de la energía térmica 

disponible en el campo CCP es finalmente convertida en energía eléctrica y un 16,9% puede ser 

inyectada al SING. Dentro de las mayores pérdidas se encuentran las pérdidas ópticas, debido a la 

eficiencia de los colectores cilindro parabólico, con un 38,4% y la energía utilizada por el bloque de 

potencia, para transformar energía térmica en eléctrica, con un 32,8% de la energía solar 

disponible. 

Tras haber cumplido los objetivos propuestos, se sugiere realizar en el futuro un análisis sobre la 

implementación de otras tecnologías solares como puede ser la de Torre Central. Además se 

sugiere estimar la cantidad de agua disponible en el lugar de emplazamiento de cada central, ya 

que debido a los altos flujos hídricos necesarios por la torre de enfriamiento puede llegar a ser un 

problema en terrenos con geografía desértica y escaso suministro hídrico, como comúnmente son 

los lugares con alta radiación solar. Con lo cual se estima conveniente realizar el cálculo para el 

funcionamiento de una central termosolar cilindro parabólico pero con una torre de refrigeración 

seca. 
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Anexos 

Anexo A: Propiedades Therminol VP-1 
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Anexo B: Bombas de HTF Campo de Colectores 
Planta sin almacenamiento térmico 

 Fabricante: Sulzer 

 Modelo: BBS 8x10x15L 

 


