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RESUMEN EJECUTIVO 

INTRODUCCIÓN 

1. Este informe fue elaborado en respuesta a una solicitud del Gobierno de Honduras 
pidiendo asistencia para preparar una estrategia para el sector energía del país. Específicamente, 
el Gobierno solicitó ayuda para identificar los principales problemas que demandan atención en 
el sector y para hacerles frente mediante la formulación de una estrategia clara y factible. Si se 
dejan sin resolver, estos problemas podrían desestabilizar el marco macroeconómico del país, con 
potenciales perjuicios a su competitividad y a sus posibilidades de reducir la pobreza. 

2. Los principales temas a ser analizados en el estudio fueron identificados en un taller 
realizado el 19 de septiembre de 2006, en Tegucigalpa, conjuntamente con la Secretaría de 
Recursos Naturales y Ambiente (SERNA) y la Comisión Presidencial de Modernización del 
Estado (CPME), y con la participación de representantes de la Empresa Nacional de Energía 
Eléctrica (ENEE), la sociedad civil, el sector privado, el Congreso Nacional, agencias del sector 
público, donantes, y otras empresas públicas y ministerios. Se decidió que el estudio sería 
dividido en dos componentes: (a) la primera identificaría y evaluaría las opciones de reforma 
institucional, particularmente la reestructuración y gestión de la ENEE, y cómo garantizar el 
suministro de energía eléctrica; y (b) la segunda formularía una estrategia para el sector eléctrico.  
Se prepararán dos informes, de los cuales el segundo se finalizará luego de que el Gobierno tome 
sus decisiones sobre las opciones presentadas.  

3. El primer informe analiza los temas institucionales y de política; las preocupaciones 
financieras y fiscales; los aspectos sociales, tales como las tarifas y subsidios, y el acceso al 
servicio eléctrico; así como los requerimientos de inversión – incluyendo el desarrollo de los 
recursos renovables. El informe está dividido en dos partes. La Parte A presenta un diagnóstico 
del sector eléctrico, incluyendo el desempeño financiero de la ENEE, los impactos fiscales, la 
confiabilidad del servicio, el marco legal e institucional, la política tarifaria y la cobertura del 
servicio eléctrico. La Parte B evalúa las opciones para mejorar la eficiencia del sector, asegurar la 
sostenibilidad financiera, promover la diversificación de las fuentes de energía e incrementar la 
cobertura del servicio eléctrico. 

DIAGNÓSTICO DEL SECTOR 

4. A inicios de los años 90, el sector eléctrico experimentó una severa crisis financiera al no 
ajustarse las tarifas de la electricidad para cubrir el servicio de la deuda del Proyecto 
Hidroeléctrico El Cajón, puesto en servicio a mediados de los años 80, y al ser deficiente el 
desempeño de la ENEE (pérdidas de energía del 28 por ciento, número excesivo de empleados, y 
mal mantenimiento de las centrales térmicas). La crisis financiera condujo a una crisis energética 
en 1993 cuando una severa sequía coincidió con una insuficiente capacidad de reserva de 
generación. Surgió así la necesidad urgente de mobilizar financiamiento privado para expandir la 
capacidad de generación y mejorar el desempeño de la ENEE. 

5. La respuesta a la crisis fue la reforma del sector en 1994, basada en una nueva ley, la Ley 
Marco del Subsector Eléctrico, que estableció un mercado eléctrico competitivo 
(desconcentración vertical de la generación, la transmisión y la distribución, libertad de entrada a 
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todas las actividades del sector, libre acceso a las redes de transmisión y de distribución, y 
libertad para los grandes usuarios de escoger a sus proveedores); la separación de los papeles de 
formulación de políticas, regulación y suministro del servicio eléctrico; la aplicación de tarifas 
basadas en costos y subsidios focalizados; y la provisión de servicios de electricidad por agentes 
privados. 

6. El nuevo modelo de mercado y las premisas adoptadas por los reformadores probaron ser 
demasiado ambiciosos para Honduras, un país con un sistema eléctrico pequeño, una tradición de 
clientelismo político e instituciones débiles. Primero, el mercado competitivo que se había 
previsto no fue implementado porque las redes de distribución no fueron separadas y 
privatizadas, y la ENEE continuó operando como una empresa pública verticalmente integrada y 
como Comprador Único de facto, responsable por la compra de toda la nueva energía requerida 
para satisfacer la demanda. Segundo, la separación de los papeles del Gobierno no fue efectiva: 
SERNA y el Gabinete Energético carecían del soporte técnico y de la experiencia para las tareas 
de planificación energética y de formulación de políticas y la ENEE continuó jugando un papel 
preponderante en esas tareas. El nuevo regulador, la Comisión Nacional de Energía (CNE), tuvo 
un papel marginal debido tanto a la falta de apoyo político para implementar las nuevas 
regulaciones, como a su falta de recursos, aunada al papel dominante de la ENEE en el sector. 
Tercero, el principio de que las  tarifas debían recuperar los costos del suministro y de que los 
subsidios debían ser focalizados no se aplicaron debido a un inadecuado compromiso político, 
pero también por la dependencia del petróleo importado para la generación eléctrica, que resultó 
en precios de generación elevados y volátiles que no se trasladaron a las tarifas. 

7. El modelo de Comprador Único de facto ha sido exitoso en atraer inversiones privadas 
para expandir la capacidad de generación basada en contratos de compra de energía de largo 
plazo (en inglés, Power Purchase Agreements, o PPAs) con generadores térmicos y pequeños 
proyectos de energía renovable. La combinación de los PPAs, respaldados por garantías de pago 
del Gobierno, y la selección de plantas diesel, con costos bajos de inversión y períodos de 
construcción cortos, redujo los riesgos de mercado y de proyecto para los inversionistas privados. 
Desde 1994, los empresarios han invertido cerca de US$600 millones para el desarrollo de 
aproximadamente 800 megavatios (MW) de capacidad generadora en motores diesel de media 
velocidad y turbina de gas. Además, se han invertido cerca de US$70 millones en 110 MW de 
capacidad en pequeñas centrales hidroeléctricas y en plantas térmicas de bagazo de caña, que 
aprovecharon incentivos tanto fiscales como de precio de compra de la energía. El financiamiento 
privado se ha convertido así en la norma para la expansión de la capacidad de generación. 

8. El desempeño de la ENEE continúa siendo deficiente. Las pérdidas eléctricas se 
incrementaron durante el período 2001–06 del 20 al 25 por ciento, en su mayor parte debido al 
hurto, el fraude y las conexiones ilegales. La expectativa de una futura reestructuración y 
privatización de la ENEE ha hecho que se pospongan acciones necesarias para mejorar su 
gobierno corporativo y para modernizar sus sistemas de información y sus prácticas comerciales. 

9. El sistema de generación predominantemente hidroeléctrico de mediados de los 1990s se 
ha convertido en un sistema predominantemente termoeléctrico, y Honduras depende ahora de 
combustibles importados para cerca del 70 por ciento de su generación eléctrica (casi toda 
generación térmica bajo contratos tipo PPA). El costo de las compras de energía y los gastos en 
combustible para generación se duplicaron del 2001 al 2006 debido al aumento de la generación 
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térmica y al incremento drástico en los precios del combustible pesado. Los ingresos de la ENEE, 
erosionados por las altas pérdidas de energía, no pudieron cubrir el aumento de los costos. 

10. La ENEE tuvo que recurrir a generación de emergencia para lograr satisfacer la demanda 
durante los años 2001–04, debido a atrasos en la compra de nueva capacidad de generación. 
Cerca de 180 MW en plantas diesel de tipo móvil fueron arrendados en el período 2002–04 para 
compensar el déficit que se produjo antes de la entrada en operación de dos nuevos PPAs por un 
total de 410 MW.  En 2007, el margen entre oferta y demanda ha sido estrecho, con una reserva 
de capacidad de apenas 5 por ciento. 

11. Los resultados visibles de esta situación son: (a) la crisis energética inminente que puede 
afectar a Honduras en los próximos dos años, y (b) la crisis financiera de la ENEE.  

La Inminente Crisis Energética 

12. La nueva capacidad de generación que se planifica poner en operación en el período 
2007-10 (cerca de 150 MW, principalmente de fuentes de energía renovable) no es suficiente 
para hacer frente al crecimiento de la demanda. Se estima un déficit de capacidad de cerca de 70 
MW para el año 2008, que se incrementaría a aproximadamente 275 MW para el año 2010 (ver 
Figura 1).  Considerando que no se ha contratado nueva capacidad, y que el desarrollo de los 
nuevos proyectos tomaría cerca de tres años, es probable que Honduras tenga que recurrir una 
vez más a generación de emergencia cara para poder satisfacer la demanda durante 2007-10. 
Aunque la necesidad de nueva capacidad de generación para el 2009 se previó desde hace dos 
años, el desarrollo de los proyectos de generación requeridos se ha atrasado debido a un lento 
proceso de toma de decisiones. 

Figura 1 - Balance oferta/demanda 2007-2010 
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13. Existe una significativa acumulación de inversiones de transmisión y sub transmisión que 
no pudieron ser ejecutadas como se planearon debido a restricciones financieras. La ENEE ha 
tenido que instalar generación diesel costosa en algunas áreas industriales debido a congestión de 
las líneas de transmisión en el norte y degradar los criterios de confiabilidad en la planificación 
de transmisión de esa zona. Atrasos adicionales en el reforzamiento de las redes de transmisión 
incrementarán la probabilidad de apagones, harán aumentar los costos de operación y las pérdidas 
eléctricas, y contribuirán a empeorar la calidad del servicio. 

La Crisis Financiera de la ENEE 

14. La ENEE ha venido incurriendo en pérdidas financieras de aproximadamente Lps. 2,500 
millones anuales (equivalentes casi al 2 por ciento del Producto Interno Bruto de Honduras). Su 
flujo interno de caja ha sido negativo, y la ENEE ha tenido que posponer inversiones necesarias 
en distribución y transmisión y financiar el faltante con préstamos rotatorios caros de la banca 
local y créditos de los generadores térmicos en forma de mora en el pago de energía por una 
cantidad de Lps. 2,300 millones en el 2003-05. La cobertura del servicio de la deuda y la 
contribución a la inversión han sido negativas en los últimos cinco años. 

15. La crisis financiera puede ser explicada por una combinación de factores: (a) el deficiente 
desempeño de la ENEE (altas pérdidas eléctricas del sistema); (b) la vulnerabilidad de los costos 
de generación de un sistema predominantemente térmico a los altos y volátiles precios 
internacionales del petróleo; (c) los altos costos de los PPAs contratados a mediados de los 
1990s, los cuales reflejan altos riesgos de mercado y soluciones de emergencia costosas; y (d) el 
precio de electricidad al consumidor que en promedio cubre sólo el 81 por ciento del costo 
eficiente de suministro (suponiendo pérdidas del 15 por ciento). 

16. La contribución directa del Gobierno para aliviar la crisis financiera de la ENEE durante 
los años 2001–05 fue modesta. La contribución directa neta, que se estima en aproximadamente 
Lps. 1,000 millones, fue mayormente para proyectos de electrificación rural. Además, el 
Gobierno ha pagado cerca de Lps. 1,400 millones en subsidios directos a los consumidores 
residenciales. Sin embargo, las pérdidas financieras anuales de la ENEE durante el período 
2002-06 son un indicador más apropiado del costo económico para el país, porque revelan la 
necesidad urgente de inversiones en el sector, la alarmante posición de flujo de caja, y los 
desbalances estructurales entre costos e ingresos. 

17. Un escenario de “negocios a la manera usual” — en que no se toma ninguna acción para 
reducir las pérdidas comerciales y los subsidios — no es sostenible en el corto plazo. Los 
ingresos de explotación no serían suficientes para cubrir las compras de combustible y de energía, 
y para el 2010 la pérdida financiera crecería a aproximadamente Lps. 4,400 millones y el déficit 
de flujo de caja a Lps. 3,900 millones (ver Figura 2). No hay espacio fiscal para financiar este 
déficit y Honduras podría enfrentar una grave crisis energética. 
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Figura 2 – ENEE Proyecciones financieras 2007-2010 
Escenario de Negocios a la Manera Usual 

 

LOS DESAFÍOS 

18. El Gobierno de Honduras tiene que alcanzar su objetivo principal de asegurar un 
suministro de energía confiable, eficiente y sostenible bajo circunstancias difíciles. El sector 
eléctrico está en crisis: altos niveles de pérdidas, tarifas que no cubren los costos, flujo de caja 
negativo, descapitalización de la ENEE, alta dependencia de combustibles líquidos importados 
para la generación, un margen estrecho entre oferta y demanda y una acumulación de inversiones 
retrasadas en transmisión. La crisis se profundizará en el corto plazo si no se toman medidas 
correctivas sustanciales e inmediatas: se estima que la demanda de electricidad crezca a una tasa 
por encima del 7 por ciento anual; para el 2010 se requieren cerca de 250 MW en nueva 
generación; es probable que persistan los altos precios internacionales del petróleo y los costos de 
generación podrían continuar siendo altos y volátiles; y no hay espacio fiscal para financiar al 
sector eléctrico o incrementar los subsidios al consumo eléctrico. 

19. En el corto plazo (2007–10), el reto más importante es mejorar la situación financiera 
crítica de la ENEE y evitar la crisis energética.  Mantener las luces encendidas es esencial para la 
supervivencia política de cualquier Gobierno. Para el mediano y largo plazo, el estudio identifica 
cuatro desafíos mayores: (a) asegurar la sostenibilidad financiera del sector, (b) movilizar el 
financiamiento privado requerido para asegurar un suministro confiable y sostenible de 
electricidad, (c) diversificar las fuentes de energía, e (d) incrementar el acceso de los pobres al 
servicio eléctrico. El informe identifica y discute varias opciones para enfrentar estos desafíos. 
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DESAFÍOS Y OPCIONES DE CORTO PLAZO 

Mejora del Desempeño Financiero de la ENEE 
20. Los factores principales, bajo el control de la ENEE y del Gobierno, que tienen un 
impacto sustancial en el desempeño financiero de la ENEE en el corto plazo (2007-10) son las 
pérdidas eléctricas y los precios de venta de la energía. Cualquier reducción en las pérdidas 
comerciales se traduce en más ventas y menos generación, lo cual significa mayores ingresos y 
menores costos de compra de energía. Cualquier incremento de los precios promedio a los 
consumidores se convierte en mayores ingresos y en ahorro de energía. 

21. Para revertir las pérdidas financieras de la ENEE durante el período 2007–10 se requieren 
mejoras sustanciales en el nivel de pérdidas eléctricas y en las tarifas. El análisis de las 
proyecciones financieras de la ENEE bajo diferentes escenarios muestra que reducir las pérdidas 
al 16 por ciento en cuatro años y llevar la tarifa promedio al nivel del costo económico en cerca 
de tres años produciría un flujo de caja neto acumulado positivo para el periodo. Una mejora 
moderada de las pérdidas y tarifas produciría un flujo de caja neto negativo de cerca de $200 
millones que no sería sostenible, tomando en cuenta las restricciones fiscales. Una reducción 
sustancial de las perdidas sin ajuste de tarifas resultaría también en un déficit acumulado de $239 
millones (ver Tabla 1). 

Tabla 1 - Proyecciones Financieras de la ENEE 2007-2010 

 Unidades Medidas 
correctivas 
moderadas

Medidas 
correctivas 
mayores 

Reducción 
de pérdidas 
sin ajuste de 

tarifas 
Pérdidas del Sistema 

2006 
2008 
2010 

 
Tarifa Promedio 

2006 
2008 
2010 

 
Requerimientos 
adicionales de capacidad 
 
Flujo de caja acumulado 

 
% 
% 
% 
 
 

Lps/kWh 
Lps/kWh 
Lps/kWh 

 
 

MW 
 
 

Millones $ 

 
25.2 
23.8 
22.6 

 
 

2.00 
2.15 
2.28 

 
 

275 
 
 

-200 

 
25.2 
27.0 
16.2 

 
 

2.00 
2.37 
2.40 

 
 

170 
 
 

168 

 
25.2 
27.0 
16.2 

 
 

2.00 
2.00 
2.00 

 
 

170 
 
 

-239 
 

22. Buena parte de las pérdidas eléctricas son comerciales y pueden ser reducidas en el corto 
plazo con medidas correctivas agresivas. Un estudio reciente estima que del 25 por ciento de 
pérdidas totales, las pérdidas técnicas representan cerca de 10 puntos porcentuales, lo que implica 
que las pérdidas comerciales son de cerca de 15 puntos porcentuales, de los cuales el 39 por 
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ciento corresponde a fraude, 29 por ciento a conexiones en colonias marginales y 29 por ciento a 
errores de facturación (ver Tabla 2). 

Tabla 2.  Desglose de las Pérdidas Comerciales, en por ciento 

Detalle de las Pérdidas Comerciales, en por ciento 
Causa 

Residencial Comercial Industrial Otro Total 
Fraude 15.0 8.4 12.0 3.2 38.6 
Errores de facturación 11.4 6.4 9.2 2.4 29.4 
Colonias marginales 11.1 6.2 8.9 2.4 28.6 
Calibración de contadores 0.6 0.3 0.5 0.2 1.6 
Otras causas 0.7 0.4 0.6 0.2 1.8 
Totales  38.8 21.8 31.2 8.3 100.0 

Fuente: Consultoría Colombiana, Estudio de Pérdidas. 
23. Una comparación con otros países de la región indica que las pérdidas en Honduras son 
altas y que todos los países (excepto Nicaragua) han logrado reducir las pérdidas por debajo del 
15 por ciento, una indicación de que la meta puede ser lograda con buena gestión y mejores 
prácticas comerciales (Figura 3). 

Figura 3 – Electricidad: Pérdidas de Distribución (%) 

 

 
24. La ENEE esta ya ejecutando un programa de reducción de pérdidas como un elemento 
clave del plan de recuperación financiera. El programa incluye una operación de alto perfil y muy 
publicitada (Operación Tijera) que ha motivado a los consumidores con atrasos o en situaciones 
irregulares a pagar sus cuentas o pedir la regularización de sus conexiones para evitar los 
anunciados cortes de servicio. El programa incluye unos $30 millones en inversiones en 
medidores de prepago, conexiones blindadas y otros equipos. La operación muestra la 
importancia de la participación activa de la alta gerencia, como se hizo en el pasado cuando la 
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ENEE logró reducir sus pérdidas al 18 por ciento en el 2000 de un valor del 28 por ciento en 
1995. 

25. Como un complemento al programa de reducción de pérdidas, el Gobierno puede 
considerar otras opciones de corto plazo (contratos de gestión) para atraer a operadores privados 
experimentados a fin de mejorar el desempeño de la ENEE (ver párrafo 35). 

26. Sobre los precios de venta de electricidad, el análisis presentado en el estudio concluye 
que hay distorsiones sustanciales en la estructura tarifaria y que la tarifa eléctrica promedio cubre 
solo aproximadamente el 81 por ciento del costo económico de suministro. El subsidio cruzado 
excede los límites establecidos en la Ley Marco y se ha convertido en un subsidio generalizado 
que beneficia principalmente a hogares no pobres con consumos por encima de los 150 kWh/mes. 
El análisis muestra que el subsidio generalizado y el subsidio directo pagado por el Gobierno 
están mal focalizados y son regresivos (benefician más a hogares no pobres). 

27. Todas las opciones para alinear las tarifas con el costo económico y focalizar los 
subsidios a los consumidores de bajos ingresos tienen un alto costo político. El Gobierno tendría 
que considerar sustanciales ajustes de tarifas en este período presidencial para cerca de 370,000 
hogares no pobres que actualmente pagan entre el 50 y el 80 por ciento de los costos económicos 
y tienen las tarifas residenciales más bajas de la región. Las tarifas promedio para los usuarios 
industriales y comerciales cubren ya el costo económico y corresponden al promedio de la región. 
Como ejemplo, el informe discute dos opciones: una implicaría un recargo del 5.1 por ciento en 
las tarifas para los abonados de las categorías no residenciales, y la otra, un recargo del 11 por 
ciento para dichas categorías a fin de mitigar el impacto sobre los usuarios residenciales con 
consumos menores a los 150 kWh/mes, como se muestra en la Tabla 3.   

Tabla 3 – Ajustes de Tarifas: Opciones y Resultados 

 Costo 
Promedio del 
Suministro 

$/kWh 

Precio final 
actual 

(después de 
subsidio 

directo) $/kWh 

Opción 1 Precio 
Final (después del 
subsidio directo) 

$/kWh 

Opción 2 Precio 
Final (después 
del subsidio) 

$/kWh 

Número 
de 

Usuarios 

Bloques residenciales en 
kWh/mes      
0–50 0.224 0.039 0.056 0.039 174,338 
51–100 0.158 0.040 0.063 0.041 132,804 
101–150 0.147 0.047 0.091 0.048 128,361 
151–300 0.141 0.066 0.134 0.125 242,723 
301–500 0.137 0.089 0.139 0.139 83,368 
501– 0.134 0.109 0.143 0.143 43,747 
Industrial –voltaje medio 0.107 0.105 0.112 0.119 134 
Comercial  0.130 0.133 0.137 0.145 59,700 

 

28. El argumento de que el incremento de tarifas es contraproducente y una mala opción 
porque el fraude se incrementaría en respuesta a tarifas más elevadas, es débil en este caso. Unos 
subsidios bien focalizados pueden proteger a los consumidores de bajos ingresos que podrían no 
tener la capacidad de pagar un incremento grande. Los otros consumidores residenciales tienen 
tarifas relativamente bajas, y muy probablemente pueden pagar un incremento grande distribuido 
en ajustes mensuales a lo largo de dos a tres años. Lo que es importante es mostrar que el 
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aumento de tarifas y la reducción de las pérdidas comerciales son acciones necesarias para evitar 
los racionamientos de energía, los cuales serían la opción de más alto costo económico para los 
consumidores y, tal vez, de mayor costo político para el Gobierno. 

29. La renegociación de los PPAs, incluida en el plan de reestructuración de la ENEE, puede 
reducir marginalmente la carga financiera de las compras de energía y debería usarse con 
cuidado. Los cargos anuales por capacidad de los PPAs actuales son cerca de US$110 millones, o 
25 por ciento del costo de las compras de energía. Una revisión de los precios de los PPAs en 
Centro América completada en el 2001 muestra que sólo los precios de los contratos de 
LUFUSSA I y ELCOSA se salen del rango normal, lo cual puede reflejar los altos riesgos 
percibidos por los primeros inversionistas en generación y el uso de soluciones de emergencia. 
Los nuevos contratos de LUFUSSA III y ENERSA tienen precios muy competitivos. Se ha 
reportado un acuerdo preliminar para reducir en $20 millones los pagos anuales en 2007-09, pero 
presumiblemente LUFUSSA y ELCOSA están pidiendo una extensión de los contratos caros que 
expiran en el 2010, por lo cual se debe evaluar cuidadosamente el impacto financiero.  

Medidas para Evitar la Crisis Energética  
30. El análisis del plan de expansión de generación muestra que en el corto plazo hay un 
déficit de capacidad firme en 2007-10 de entre 170 MW y 380 MW, dependiendo del escenario 
utilizado (sin tomar acción, acciones moderadas y acciones mayores). Este déficit sólo puede ser 
enfrentado arrendando plantas diesel móviles, que pueden ser instaladas en un plazo breve, e 
implementando programas de gestión de la demanda. Los márgenes entre oferta y demanda de los 
países vecinos parecen ser muy estrechos como para que puedan proveer capacidad firme en este 
período a Honduras. 

31. Todo avance en la adopción de medidas efectivas para reducir las pérdidas eléctricas, 
introducir tarifas que recuperen los costos, así como para ejecutar programas de eficiencia 
energética, contribuiría significativamente a evitar la crisis energética al reducir los 
requerimientos de capacidad de generación adicional.  Estas medidas producirían también 
grandes beneficios financieros para la ENEE al evitarle la contratación de costosa generación de 
emergencia para 2007-10. La diferencia entre la demanda eléctrica en el caso de no tomar 
acciones y en el caso con acciones mayores es tal que se pueden ahorrar 180 MW de generación 
costosa. 

OPCIONES DE MEDIANO Y LARGO PLAZO 

Cómo Asegurar la Sostenibilidad Financiera del Sector 
32. El programa de reducción de pérdidas y los ajustes de tarifas son opciones de corto plazo 
necesarias para mejorar la situación financiera de la ENEE. Sin embargo, es poco probable que se 
logren mejoras sustanciales y sostenibles del desempeño de la ENEE si no se fortalece la gestión 
de la empresa.  El buen desempeño es una condición necesaria para la sostenibilidad financiera 
de la ENEE, porque el traslado a tarifas de las ineficiencias de la empresa o el apoyo con recursos 
fiscales no son opciones factibles. La regulación creíble y competente de los precios es otra 
condición necesaria. El informe discute opciones institucionales de mediano plazo para mejorar 
el desempeño de la ENEE, incluyendo la creación de unidades de negocios independientes, 
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contratos de gestión, corporatización y control privado parcial, y alternativas para usar la 
competencia como una presión adicional para mejorar el desempeño.  

33. La reorganización de la ENEE y la creación de unidades de negocios independientes 
(UNI) para la distribución, transmisión/despacho y generación, con contabilidad separada y 
precios de transferencia, son una opción que introduce incentivos necesarios para mejorar la 
eficiencia (el desempeño de las UNI puede ser monitorizado y recompensado), facilita la 
regulación de la distribución y transmisión (cuentas regulatorias separadas, precios transparentes, 
comparación de desempeño), y facilita el desarrollo de la competencia (reduce las barreras para el 
libre acceso e incrementa la autonomía del despacho). Esta es una opción a mediano plazo que 
puede ser iniciada con el estudio de reestructuración de la ENEE que el Gobierno piensa contratar 
en el corto plazo. 

34. Sin embargo, la creación de las UNI es una primera medida para mejorar la gestión de la 
ENEE.  La transformación de estas unidades en empresas separadas sujetas al derecho comercial 
privado, con una junta directiva y gerencia profesionales y con la participación de accionistas 
minoritarios, es una opción que debería ser considerada para el largo plazo. 

35. Entretanto, es esencial reducir las pérdidas comerciales y mejorar la administración de la 
ENEE. Las recientes intervenciones ad-hoc del Gobierno en la gerencia de la ENEE (cuatro 
cambios en un solo año) no han sido efectivas ni son sostenibles. Un contrato de gestión (con 
transferencia total o parcial de la responsabilidad operativa día a día a un operador externo) es 
una opción de bajo riesgo que puede ser utilizada interinamente para atraer operadores privados 
especializados y mejorar el desempeño. Sin embargo, la experiencia internacional con contratos 
de gestión en el sector eléctrico ha mostrado que usualmente fracasan si el operador no tiene 
plena autonomía para tomar decisiones clave e implementar las medidas que haya propuesto para 
mejorar el desempeño, y si no tiene un interés financiero en la operación de la empresa (pagos 
ligados a mejoras especificas y medibles del desempeño). 

36. El contrato con la empresa Servicios de Medición Eléctrica de Honduras (SEMEH) para 
la lectura, facturación y cobranza no es un contrato de gestión apropiado para reducir las 
pérdidas, porque su alcance es limitado y crea incentivos débiles para el desempeño. El informe 
sugiere varias opciones, como la licitación internacional competitiva para un nuevo contrato de 
gestión, la renegociación del contrato existente con SEMEH, o la contratación de operadores 
privados con plena responsabilidad para reducir las pérdidas en grupos de circuitos primarios de 
distribución con altas tasas de pérdidas. 

37. Una transición gradual del modelo de comprador único a un mercado mayorista 
competitivo es una opción para mejorar la eficiencia del sector eléctrico de Honduras. En el corto 
plazo, es posible incrementar los beneficios de la competencia por contratos de largo plazo bajo 
el modelo del comprador único, utilizando alianzas público-privadas para facilitar el desarrollo 
privado de proyectos intensivos en capital requeridos para el año 2013, fortaleciendo la posición 
financiera del comprador y estableciendo procedimientos de licitación competitivos transparentes 
para las nuevas compras de energía. 

38. En el mediano plazo, una vez que la ENEE haya sido reestructurada y corporatizada, los 
PPAs con precios competitivos pueden ser transferidos a las empresas de distribución, que serán 
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en el futuro las responsables de comprar la nueva capacidad requerida para hacer frente al 
crecimiento proyectado de la demanda, bajo contratos de largo plazo adjudicados mediante 
procesos de licitación competitivos. Se puede introducir competencia adicional promoviendo el 
desarrollo del mercado para grandes consumidores (libre acceso a las redes de transmisión y de 
distribución). 

39. Finalmente, en el largo plazo, una vez que el proyecto del Sistema de Interconexión 
Eléctrica para América Central (SIEPAC) entre en operación en 2009 y se expanda el mercado 
de los grandes consumidores con la creación de nuevos parques industriales, se puede establecer 
un mercado spot para complementar el mercado de contratos de suministro de largo plazo, 
facilitar el comercio regional, y promover la competencia por el mercado de los grandes 
consumidores. Para ello, sería necesario introducir cambios a la Ley Marco vigente a fin de crear 
las instituciones y los arreglos comerciales requeridos para operar un mercado competitivo. 

40. Las mejoras del Gobierno corporativo de la ENEE y el desarrollo de un mercado 
competitivo requieren el fortalecimiento de las funciones de formulación de políticas y de 
regulación. Una solución de corto plazo es mejorar la capacidad de formulación de políticas con 
el fortalecimiento del grupo de energía de la SERNA y la eliminación del Gabinete Energético. 
Las mejoras en la regulación requieren, antes que nada, el apoyo político y el compromiso del 
Gobierno de aplicar las reglas. Mejorar la credibilidad de la CNE es un proceso de largo plazo 
que requiere también cambios en la Ley para incrementar su autonomía, transparencia y 
competencia profesional. 

41. La Tabla 4 muestra el cronograma y los vínculos entre las opciones para un desarrollo 
gradual de un mercado competitivo y las opciones para mejorar el gobierno corporativo de la 
ENEE. 



 

 - xii -

Tabla 4 – Honduras: Desarrollo del mercado mayorista de electricidad 

 

Cómo Asegurar un Suministro Sostenible y Confiable de Energía 
42. El informe analiza los requerimientos de expansión de generación y los resultados 
financieros de la ENEE bajo tres escenarios de demanda para el período 2007-15, basados en 
supuestos diferentes sobre las medidas correctivas para reducir las perdidas eléctricas y ajustar las 
tarifas. En el escenario de negocios a la manera usual (caso alto) no se toma ninguna medida (las 
tarifas de la electricidad se mantienen congeladas en términos nominales y las perdidas continúan 
aumentando gradualmente). En el caso base, se toman medidas correctivas moderadas (los 
precios de la electricidad aumentan al ritmo de la inflación y las pérdidas eléctricas se reducen a 
un ritmo moderado).  En el caso bajo, se toman medidas correctivas sustanciales (los precios de 
la electricidad se incrementan hasta alcanzar el nivel del costo económico, y las pérdidas se 
reducen al 12 por ciento). 

43. En el mediano plazo, serán necesarias adiciones de capacidad de aproximadamente 600 
MW en proyectos hidroeléctricos y termoeléctricos grandes, que deben entrar en la fecha más 
temprana posible, la cual se estima será el 2013, para hacer frente al crecimiento de la demanda y 
reemplazar la costosa generación de emergencia a fin de reducir los costos de generación. Atraer 
al sector privado para el desarrollo de estos proyectos intensivos en capital, que además tienen un 
periodo de construcción largo, es un desafío mayor. Será necesario completar estudios de 
factibilidad técnica y económica y de impacto ambiental, encontrar y seleccionar los 
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patrocinadores de esos proyectos e implementar una estructura financiera adecuada (asociación 
publico-privada) para manejar los riesgos de proyecto y de mercado.  

44. El proceso de planificación y adquisición de nuevas plantas de generación debe ser 
mejorado. La ENEE ha tenido que apoyarse en generación de emergencia costosa para satisfacer 
la demanda eléctrica durante 2001-04, y tendrá que hacer lo mismo en 2008-10, debido a los 
retrasos y deficiencias en este proceso. El proceso de planificación debe guiar las futuras acciones 
del Gobierno (políticas, incentivos a la inversión) y proveer una señal a los inversionistas para 
inducirlos a una asignación eficiente de recursos. La CNE debería establecer reglas y 
procedimientos para los procesos de licitación de energía que promuevan la competencia y la 
expansión de la generación al mínimo costo, dando suficiente plazo para la preparación de 
propuestas, a fin de permitir el financiamiento y construcción de proyectos competitivos.  

45. La implementación oportuna del plan indicativo de expansión de generación de mínimo 
costo es esencial para reducir los costos globales de generación. El informe muestra que el precio 
promedio de compra de energía se reduciría de cerca de US$95/MWh en 2007–10 a 
US$87/MWh en el 2011, y hasta US$75/MWh en el 2013, con el retiro de PPAs caros y de la 
generación de emergencia y con la puesta en operación de las plantas de generación de menor 
costo a partir del 2011.  

Diversificación de las Fuentes de Energía 

46. Honduras tiene la oportunidad de poner en marcha una política de diversificación para 
reducir la volatilidad de los precios de la energía, disminuir los costos de generación, y mejorar la 
seguridad energética. Hay un potencial importante de recursos naturales en el país que puede ser 
desarrollado a precios competitivos,  ya que es probable que la tendencia alcista del precio del 
petróleo se mantendrá en el largo plazo. Además, la puesta en operación del proyecto SIEPAC 
expandirá el potencial de comercio regional de energía y el desarrollo de grandes proyectos 
regionales de generación. Los proyectos térmicos grandes y económicos a base de carbón y de 
gas no reducirán la dependencia de los combustibles importados, pero pueden contribuir a reducir 
la volatilidad de los precios de generación (proyectos de carbón) o al desarrollo de energía limpia 
(proyectos de gas). 

47. Para implementar una política de diversificación efectiva, se recomienda: 

a) Promover esquemas de asociación público-privada para desarrollar proyectos 
hidroeléctricos medianos y grandes, así como proyectos termoeléctricos usando carbón o 
GNL, en que el Gobierno apoya la elaboración de los estudios de factibilidad y de 
impacto ambiental; asegura el otorgamiento oportuno de licencias y permisos, y la 
implementación de planes de mitigación ambiental y programas de reasentamiento; 
provee mecanismos financieros de apoyo que aseguren el financiamiento de largo plazo; e 
implementa los proyectos necesarios para reforzar la red de transmisión de 230 kV. 

b) Eliminar las barreras al comercio regional de energía, principalmente la falta de un 
mercado spot de corto plazo en Honduras, la operación de la ENEE como un monopolio 
integrado verticalmente, la falta de claridad sobre los derechos exclusivos de la ENEE 
para importar y exportar electricidad, y el derecho preferencial de la demanda local sobre 
la generación local. 
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48. Renovables. El desarrollo de fuentes de energía renovables es un elemento importante de 
la estrategia para diversificar el suministro de energía, reducir la vulnerabilidad a los choques 
externos, y mitigar los impactos ambientales de la producción de energía.  Recientemente se ha 
progresado en la implementación de esta estrategia en buena parte debido a incentivos fiscales y 
de precio aprobados en una ley de 1998. El enfoque actual es el desarrollo de grandes proyectos 
hidroeléctricos y la provisión de incentivos adicionales para proyectos que usan fuentes 
renovables, conectados a la red. El potencial para el desarrollo de proyectos pequeños usando 
fuentes renovables en zonas aisladas de la red parece estar inexplorado, aun cuando no se dispone 
de una evaluación adecuada de la base de recursos. Poco se ha hecho para promover micro y pico 
centrales hidroeléctricas y el uso de capacidad fotovoltaica debido a la falta de incentivos 
específicos y políticas para programas de electrificación rural en zonas aisladas. Aún el nuevo 
proyecto de ley sobre Recursos Renovables, el cual está siendo discutido en el Congreso, falla en 
enfatizar incentivos específicos y mecanismos para soluciones en zonas aisladas. 

49. Eficiencia energética. Las medidas de eficiencia energética tanto en la oferta como en la 
demanda son opciones económicas para reducir la necesidad adicional de capacidad y para 
mejorar la seguridad de la oferta. En el caso de Honduras, como se discutió en los párrafos 
precedentes, la ejecución de un buen programa de reducción de perdidas puede efectivamente 
reducir la necesidad de corto plazo de generación eléctrica de emergencia o el riesgo de 
racionamiento. Además, las medidas de eficiencia energética en el lado de la demanda pueden ser 
utilizadas en conjunto con programas de electrificación rural para mejorar el acceso y reducir el 
impacto de precios más altos de la electricidad. 

50. A pesar del progreso reciente bajo el proyecto Generación Autónoma y Uso Racional de 
Energía Eléctrica (GAUREE), financiado por la Unión Europea entre el 2000 y 2007, Honduras 
aun está atrasado con respecto a otros países de la región en términos de diseño e implementación 
de programas de eficiencia energética. Se podrían hacer mejoras importantes de eficiencia 
energética en al área de aire acondicionado tanto para el sector comercial como para el 
residencial. La estructura de las tarifas eléctricas para los consumidores residenciales, con tarifas 
para bajos consumos que no cubren el costo marginal de generación, es también un impedimento 
para el éxito de programas de eficiencia energética. 

51. Una buena oportunidad para iniciar un programa completo de eficiencia energética en el 
país es el reciente establecimiento del Grupo Interinstitucional para el Uso Eficiente de Energía 
(GIURE), con la participación de SERNA, el Consejo Hondureño de la Empresa Privada 
(COHEP), la Secretaria de Educación, ENEE, la Universidad Nacional Autónoma de Honduras 
(UNAH), el Consejo Empresarial Hondureño para el Desarrollo Sostenible/Proyecto de 
Eficiencia Energética en los Sectores Industrial y Comercial de Honduras (CEHDES/PESIC), 
CNE, y el Colegio de Ingenieros Mecánicos, Electricistas y Químicos de Honduras (CIMEQH).  
El Grupo ha formulado un plan para reducir la demanda nacional de energía en 100 MW para el 
2008, equivalente a una reducción del 8 por ciento en la demanda máxima pronosticada por la 
ENEE. El plan incluye diversas actividades y proyectos a ser ejecutados por las agencias 
individuales. 
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Mejora de la Cobertura Eléctrica 

52. La electrificación social es una componente importante de la Estrategia para la Reducción 
de la Pobreza del Gobierno, particularmente en áreas rurales donde la cobertura del servicio 
eléctrico alcanza únicamente el 45 por ciento, comparada con el 94 por ciento en las áreas 
urbanas en el 2006. Los programas de electrificación fueron establecidos bajo la Ley Marco de 
1994 con la creación del Fondo Social de Desarrollo Eléctrico (FOSODE). Los resultados han 
sido positivos, incrementando la cobertura nacional de 43 por ciento en 1994 a 69 por ciento en el 
2006. 

53. El Gobierno estableció la meta de incrementar la cobertura del servicio eléctrico a nivel 
nacional a un 80 por ciento para el 2015, dando igual prioridad a las áreas urbanas y rurales. Se 
proyecta que el costo unitario de conexión por extensión de la red va a aumentar debido a que las 
áreas a conectar son más remotas y menos densamente pobladas. Los requerimientos de inversión 
anual estimados por FOSODE son de aproximadamente US$16 millones. Sin embargo, esta 
estimación de costo cubre sólo los costos directos de extender la red existente hasta llegar a los 
usuarios, y no incluye las inversiones en la red de sub-transmisión y los costos operativos de la 
capacidad adicional necesaria. Además, dado que las tarifas para los nuevos usuarios se 
encuentran muy por debajo de los niveles que recuperan los costos del suministro, habrá impactos 
fiscales profundos de los subsidios cruzados y directos asociados al logro de la meta de 
electrificación del Gobierno. A los niveles actuales de las tarifas y del consumo de los nuevos 
usuarios, el déficit tarifario y el subsidio directo resultantes de las nuevas conexiones se estiman 
en US$4.1 millones para 2007, incrementándose a US$48 millones en el 2015. 

54. La política actual del Gobierno de subsidiar el consumo parece ser ineficiente. Primero, el 
esquema de subsidio cruzado incorporado en la estructura tarifaría actual ha beneficiado al 
segmento de la población que no es el más necesitado. Solamente 42 por ciento de los hogares 
pobres tienen acceso a la electricidad, sugiriendo un error de exclusión de cerca del 58 por ciento 
y un error de inclusión del 52 por ciento.  Segundo, el subsidio directo al consumo de los usuarios 
conectados a la red nacional ha dado como resultado que los usuarios conectados a la red pagan 
mucho menos que los que no están conectados a la red, para el mismo nivel de servicio eléctrico, 
aun cuando la evidencia muestra que los usuarios conectados a la red pueden pagar una tarifa más 
alta. 

55. Los retos futuros incluyen la necesidad de adoptar una política integrada de electrificación 
rural, que mejore la capacidad del personal y el nivel de financiamiento de FOSODE, incremente 
la participación del sector privado y de los Gobiernos locales, movilice recursos financieros para 
cubrir las necesidades de inversión, promueva y desarrolle soluciones económicamente viables 
para zonas aisladas, rectifique el error de inclusión en el subsidio y reasigne estos recursos a 
realizar más nuevas conexiones. 

56. Para superar estos retos en el frente institucional, se recomienda en el corto plazo: 
(a) fortalecer a la SERNA, como el ministerio de energía de facto, en su capacidad para 
desarrollar una estrategia, planificación y formulación de políticas de electrificación rural y (b) 
fortalecer la capacidad técnica de FOSODE con la capacitación necesaria en opciones de 
electrificación basadas en tecnologías adecuadas para operación aislada, energía renovable, y en 
el desarrollo de modelos de negocios para el uso de fuentes de energía alternativa. En el largo 
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plazo, se recomienda transformar FOSODE en un fondo autónomo y unificado, a través del cual 
se pueda promover todos los esfuerzos actuales, tanto para extensiones de red como para sistemas 
aislados. Es también deseable corregir la distorsionada estructura tarifaria residencial y transferir 
el subsidio actual al consumo residencial a inversiones para el incremento de la cobertura.  

57. Sobre las opciones de política relativas a las tarifas y subsidios, se recomienda 
incrementar las tarifas hasta un nivel que permita recuperar los costos, y focalizar el subsidio en 
los más necesitados, liberando así recursos que se podrían usar para incrementar la cobertura del 
servicio. Una combinación de políticas de incremento de la tarifa residencial en 20 por ciento, y 
de reducción del subsidio directo en 10 por ciento, llevaría a casi duplicar los beneficios a los 
usuarios con bajos consumos, a incrementar los ingresos de la ENEE en US$ 2.6 millones 
mensuales, y a liberar US$ 121,000 mensuales en recursos del Gobierno hoy destinados a 
subsidios.  Si estos recursos estuviesen disponibles, se podría agregar 46,000 nuevas conexiones 
cada año, suponiendo un costo de US$700 por conexión. Esto significaría que se puede lograr la 
meta del Gobierno de 400,000 nuevas conexiones para el 2015 sin necesidad de buscar fondos 
adicionales (ver Tabla 5). 
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Tabla 5.  Matriz Resumen de Objetivos y Opciones a Corto y Mediano Plazo 
 

Objetivo Medidas de Política Opciones de Corto Plazo Opciones de Mediano Plazo 

Mejora del desempeño financiero 
de la ENEE y reducción del 
impacto fiscal negativo 

• Mejorar la eficiencia del sector • Opciones institucionales dirigidas a fortalecer la 
gerencia y Gobierno corporativo 

• Reducir las perdidas del sistema 
• Apoyo del Gobierno a la penalización del hurto de 

electricidad 
• Nuevas inversiones con apoyo externo incluyendo 

la participación del sector privado en la gestión de 
circuitos de distribución de baja y media tensión 

• Opciones institucionales que lleven a una 
estructura de la industria más orientada al mercado 

• Mantener un nivel bajo de perdidas. 
• Mantener el apoyo del Gobierno 
• Inversiones financiadas a través de fuentes 

internas y comerciales 

• Focalizar subsidios • Reducir gradualmente el subsidio cruzado 
• Reducir los niveles de elegibilidad para Bono 80 

• Mantener subsidios para los mas pobres 
• Canalizar subsidios a través de “tarjetas para los 

pobres” 
• Ajustar las tarifas para que reflejen el 

costo económico del suministro 
• Incrementar gradualmente la tarifa en términos 

reales 
• Revisar la tarifa base 

• Aplicar las formulas de ajuste automático a la 
nueva tarifa base 

• Renegociaciones de los PPAs y  del 
contrato con SEMEH 

• Ponerse de acuerdo sobre el proceso de 
renegociación, e iniciarlo 

Mejora de  la confiabilidad del 
suministro 

• Implementar medidas de manejo de 
demanda 

• Introducir tarifas horarias y tarifas para servicio 
interrumpible 

• Diseño de un programa para disminuir la demanda 
en horas de punta 

• Implementar el programa 

• Fortalecer el proceso de planificación 
eléctrica y de licitaciones para compra 
de energía 

• Aplicar el debido proceso regulatorio para aprobar 
el programa de expansión, y preparar y lanzar 
oportunamente los procesos de licitación 

• Incrementar la capacidad técnica y operativa de la 
ENEE, CNE y SERNA, para identificar y estudiar 
proyectos ligados a sitios específicos 

• Establecimiento por CNE de reglas y 
procedimientos para las licitaciones de compra de 
capacidad y energía que promuevan competencia 
y generación al mínimo costo 

• Desarrollar políticas apropiadas a fin de promover 
la asociación publico-privada para nuevos 
proyectos de generación 

• Iniciar los procesos de licitación para 
nueva capacidad de generación 
térmica. 

• Iniciar el proceso de licitación internacional 
competitiva para los proyectos de generación de 
emergencia 

• Preparar estudios de factibilidad y de impacto 
ambiental para nuevos proyectos de generación 
térmica 
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Objetivo Medidas de Política Opciones de Corto Plazo Opciones de Mediano Plazo 

• Aumentar las inversiones en 
transmisión y distribución. 

• Preparar proceso de licitación internacional 
competitiva para inversiones en transmisión bajo 
contratos tipo BOO/BOT 

• Promover soluciones descentralizadas para las 
inversiones en distribución y la gestión comercial 

• Adaptar la regulación para participar 
activamente en el Mercado Eléctrico 
Regional 

• Aclarar si se requiere nueva legislación para 
eliminar la exclusividad de ENEE 

• Establecer en la ENEE Unidades de Negocios 
Independientes y precios de transferencia entre 
ellas 

• Si fuera necesario, reformar la Ley 

Diversificación de fuentes de 
energía 

• Promover la eficiencia energética • Iniciar la Campaña de Promoción del Ahorro y de 
la Eficiencia Energética 

• Consolidar y expandir el programa 

• Promover el desarrollo de proyectos 
hidroeléctricos 

• Preparar evaluaciones de impacto ambiental y 
social para los grandes sitios o cuencas 

• Preparar plan para participación del sector privado 

• Implementar esquemas hidroeléctricos con 
desarrollo publico-privado bajo licitación 
internacional 

• Promover el desarrollo de pequeños 
proyectos de energía renovable, 
incluyendo micro hidroeléctricas y 
fotovoltaicos 

• Revisar el proyecto de Ley de Energía Renovable 
para promover los sistemas aislados usando 
fuentes de energía renovables 

• Promover proyectos basados en 
carbón y gas natural licuado 

• Preparar estudios de factibilidad y de impacto 
ambiental para plantas de carbón y gas natural 
licuado 

• Preparar proceso de licitación internacional 
competitiva para los nuevos proyectos 

Mejora de  la cobertura del 
servicio eléctrico 

• Fortalecer la capacidad institucional y 
la coordinación de SERNA y 
FOSODE 

• Mejorar la capacidad técnica de SERNA para 
desarrollar estrategias, planificación y formulación 
de política para la electrificación rural 

• Incrementar la capacidad técnica de FOSODE con 
capacitación en opciones tecnológicas para 
electrificación aislada, energía renovable y 
modelos de asociación publico-privada 

• Corregir la distorsionada estructura tarifaria a fin 
de proveer incentivos para incrementar la 
electrificación 

• Transformar al FOSODE en un fono autónomo y 
unificado para promover tanto la extensión de la 
red como los sistemas aislados 

• Promover soluciones de 
electrificación aislada con 
participación del sector privado y de 
los municipios 

• Revisar el Anteproyecto de Energía Renovable 
para promover la electrificación aislada usando 
fuentes renovables y participación del sector 
privado y de los municipios 
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EVALUACIÓN DEL IMPACTO FINANCIERO DE LAS OPCIONES 

58. Sobre la base de los análisis anteriores, se desarrollaron proyecciones financieras para 
2007-15.  Los resultados para el corto plazo (2007-10) fueron ya presentados arriba. La Tabla 6, 
que resume los resultados  para el mediano plazo (2011–15), muestra lo siguiente: 

a) La adopción de políticas de fondo, incluyendo mejoras sustanciales en el gobierno 
corporativo de la ENEE y la operación del mercado mayorista, podría reducir las pérdidas 
eléctricas a niveles eficientes en el 2015, disminuir la necesidad de nueva capacidad de 
generación, y proveer importantes excedentes de flujo de caja en el mediano plazo. 

b) El incremento de la tarifa promedio al nivel de costos de referencia eficientes de Lps 
2.40/kWh produce un superávit sustancial de flujo de caja para el 2015, cuando las 
pérdidas del sistema eléctrico se habrían reducido y el costo de generación promedio 
habría disminuido en US$15/MWh con respecto al de 2009 (como resultado de la puesta 
en servicio de generación de menor costo). Esto indica que los actuales costos de 
referencia podrían resultar altos una vez que se pongan en servicio plantas de menor 
costo, a condición de que el precio internacional del petróleo se mantenga en el nivel 
actual de aproximadamente US$60/bbl. Los precios de la electricidad se podrían reducir a 
partir de 2013, teniendo en cuenta el costo económico de generación que prevalezca en 
ese momento. 

Tabla 6.  Resumen de Resultados de los Escenarios 

 Políticas 
Moderadas 

(escenario base de 
de demanda) 

Política Agresiva 
(escenario de demanda 

bajo) 

Reducción de Pérdidas del Sistema 
2006 
2015 

 
25.2% 
19.7% 

 
25.2% 
12.0% 

Tarifa Promedio 
2010 
2015 

 
2.28 
2.40 

 
2.40 
2.40 

Mediano Plazo  
Requerimientos Acumulados de 
Capacidad 2007–2015 

 
1,258MW 

 
1,137MW 

Flujo de Caja Acumulativo (2011–15) US$ 710MM US$ 1,180MM 
Inversiones en Electrificación Rural y 
meta 

Cobertura del 80% en 2015; inversiones a ser 
financiadas con donaciones, contribuciones del 
Gobierno, y fondos liberados por la reducción de 
subsidios directos 

Opciones Institucionales Mejorar la gerencia 
y el Gobierno 
corporativo a través 
de un contrato de 
gestión. 

Evolución hacia una 
estructura industrial con 
más orientación de 
mercado, con inversión y 
gestión privadas. 

 

 



 

 

PARTE A – DIAGNOSTICO DEL SECTOR ELECTRICO 

En los últimos años, el desempeño financiero y operacional de la empresa estatal 
verticalmente integrada, Empresa Nacional de Energía Eléctrica (ENEE), se ha deteriorado 
seriamente, y con un déficit equivalente al 2 por ciento del producto interno bruto (PIB) amenaza 
la estabilidad del marco macroeconómico y las perspectivas para la reducción de la pobreza. 
También se requieren acciones para asegurar que habrá capacidad de generación adicional 
disponible para 2008. El alza del precio del petróleo en los últimos dos años se ha traducido en un 
gran aumento en el costo del suministro de electricidad pues la generación eléctrica en Honduras 
en gran parte se basa en las importaciones de petróleo. Además, la política de congelar las tarifas 
de la electricidad y los precios de los derivados del petróleo, introducida en la víspera de las 
elecciones nacionales, ha sido continuada por la nueva Administración, y ha ampliado la brecha 
entre los costos e ingresos de la empresa. Las causas fundamentales son (a) los desequilibrios 
institucionales en el sector; (b) la interferencia política en las operaciones de la ENEE; (c) los 
subsidios mal focalizados; (d) los altos costos de generación; y (e) las políticas inciertas con 
respecto al desarrollo de nuevos proyectos de generación, incluyendo los basados en energías 
renovables. Estos temas se describen en la presente sección. 
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1. SITUACIÓN FINANCIERA DE LA ENEE 

Este capítulo presenta los resultados financieros de la ENEE para 2001-2005, a través del estado 
de resultados, flujo de caja, y balance; analiza los factores internos y externos de mayor impacto 
en los resultados; e identifica los principales determinantes del desempeño financiero futuro.   

1.1 ESTADO DE RESULTADOS 

Por los últimos seis años, la ENEE ha incurrido en pérdidas financieras sustanciales. De 2001 a 
2006, las pérdidas netas pasaron de Lps.18.9 millones a Lps. 2,400 millones, después de alcanzar 
Lps. 3,200 millones en 2003. Los ingresos de explotación no cubren los gastos operativos. Las 
pérdidas financieras después de excluir el “diferencial cambiario”, que es una “pérdida” o 
“ganancia” puramente contable, debida a las variaciones de la tasa de cambio, son de 
aproximadamente Lps. 2,000 millones por año después de 2001. Los gastos de compra de 
combustible y de energía, y de depreciación representan alrededor del 85 por ciento de los costos. 
Las pérdidas financieras aumentaron sustancialmente después de 2001, principalmente debido al 
marcado incremento de los costos de compra de energía y de los precios del combustible, un 
fuerte ajuste en cargos por depreciación, y los muy limitados ajustes de tarifas (ver la Figura 1.1). 

Figura 1.1. 
ENEE - Pérdidas y Ganancias 2001-2006
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1.1.1 Altos costos de compra de energía 

Los costos de compra de energía fueron altos durante 2001-2006 debido a: (a) el pobre 
desempeño de la ENEE (elevadas pérdidas comerciales), (b) ineficiencias en la adquisición de 
energía (generación de emergencia adicional y PPAs caros), y (c) la dependencia de la generación 
eléctrica de los combustibles importados y su vulnerabilidad a los choques externos (altos precios 
internacionales de los combustibles y lluvias inferiores al promedio). La combinación de estos 
factores hizo aumentar el volumen de las compras de energía y su precio promedio. 
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El monto de las compras de energía se incrementó en un 77 por ciento, en tanto que las ventas de 
electricidad subieron solamente un 32 por ciento. Dos factores contribuyen a este resultado: (a) 
pérdidas de electricidad – en su mayoría debidas a robo, fraude y conexiones ilegales – que 
aumentaron del 20.1 por ciento al 25.2 por ciento; y (b) disminución de la generación 
hidroeléctrica, que se mantuvo por debajo del promedio (ver la Figura 1.2). El impacto de las 
altas pérdidas comerciales es sustancial; una empresa eficiente, con 12 por ciento de pérdidas, 
habría tenido ventas de electricidad un 15 por ciento más altas.  

Figura 1.2 
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La disminución de la generación hidroeléctrica se analiza en detalle en el Anexo 1.1. Una 
combinación de factores explica la disminución. En primer lugar, los aportes al embalse de El 
Cajón fueron inferiores al 70 por ciento del promedio en 2001, 2002, y 2004, lo cual redujo la 
generación de energía secundaria. Para compensar el faltante de energía, durante 2001-2004 la 
ENEE utilizó hasta agotarla la reserva almacenada en el embalse. ENEE compensó también 
incrementando la generación térmica de emergencia, pero se vio limitada en ello por restricciones 
financieras. La operación de El Cajón a bajos niveles del embalse redujo su capacidad firme  en 
alrededor de 90 megavatios (MW), requiriendo generación diesel de emergencia adicional para 
satisfacer la demanda de punta. 

El promedio anual del precio de compra de energía durante 2001-2006 permaneció alto pero 
relativamente estable, en el rango de US$90/megavatio-hora (MWh) a US$100/MWh, a pesar de 
que el precio internacional del bunker se duplicó en ese mismo período (ver la Figura 1.3). El 
estable, pero alto, precio de compra se explica por los siguientes factores: 

a) Durante 2002-2004, cuando los precios del bunker eran relativamente bajos, en el rango 
de US$22/bbl a US$28/bbl, aumentó la generación usando combustible diesel, más caro, a 
causa de las demoras en agregar nuevas plantas operando con bunker.   

b) Durante 2005-2006, cuando las nuevas plantas operando con bunker desplazaron la 
generación de emergencia que usaba diesel, un fuerte incremento en el precio del bunker, 
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a cerca de US$45/bbl, ocasionó que los precios de la energía permanecieran al mismo 
nivel. 

c) Durante este período, la ENEE tuvo que pagar los costos adicionales de los PPAs caros 
que fueron contratados a mediados de los ‘90s (LUFUSSA I y ELCOSA).  

Figura 1.3. 

 

 
La ENEE ha venido revaluando sus activos anualmente desde 1978, con base en las condiciones 
de un Crédito de la Asociación de Desarrollo Internacional (AIF). Recientemente, los auditores 
externos de la ENEE descubrieron que ciertos errores aritméticos se habían cometido de manera 
sistemática al aplicar el método, y recomendaron a la ENEE corregir los errores y ajustar el 
monto de la revaluación acumulada. Este ajuste se hizo en 2002 y, como resultado, el valor de los 
activos fijos, incluyendo la revaluación, se incrementó de Lps.14,000 millones a Lps.33,000 
millones, con lo cual el gasto anual de depreciación pasó de Lps.700 millones a Lps.1,600 
millones. Un análisis preliminar muestra que los activos están sobrevaluados, sugiriendo la 
necesidad de una revaluación que, además de las consideraciones contables, se apoye en una 
evaluación de ingeniería, económica y legal. 

1.1.2 Bajas tarifas eléctricas 

Las inadecuadas tarifas eléctricas que no cubrieron los costos del suministro, han contribuido a 
las graves pérdidas financieras. Las tarifas eléctricas fueron bajas en el período, consideradas 
tanto desde el punto de vista financiero como desde el punto de vista económico. Desde el punto 
de vista financiero, una comparación de los precios promedio de la electricidad con los costos 
unitarios (ver la Figura 1.4) muestra que: 

a) El precio promedio de la electricidad aumentó durante 2001-2006 de US$85/MWh a 
US$105/MWh. 

b) El costo unitario de suministro (los gastos operativos y costos financieros totales – 
excluyendo el diferencial cambiario – divididos por las ventas de energía totales), se 
incrementó de US$87/MWh a US$135/MWh. El mayor incremento de los costos 
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unitarios ocurrió en 2002 cuando hubo un ajuste sustancial del gasto de depreciación más 
un aumento de la generación alimentada por diesel. 

c) Los precios promedio de la electricidad para 2006 no cubrieron ni siquiera los costos 
unitarios corregidos para tomar en cuenta solamente el nivel eficiente de pérdidas (12 por 
ciento).1   

Desde el punto de vista económico, un análisis de los costos eficientes de suministro (ver el 
Capítulo 5 sobre precios de electricidad) muestra que el costo promedio de suministro que se le 
puede reconocer a la ENEE es de alrededor de US$127/MWh. Un incremento de las tarifas de un 
23 por ciento sería necesario para cubrir estos costos. Este incremento de tarifas habría producido 
en 2006 ingresos adicionales por US$93 millones o Lps. 1,780 millones, suficiente para cubrir 
alrededor del 75 por ciento del déficit financiero.  

Figura 1.4 – Costos y precios del suministro de energía 

 
 

1.2 DESEMPEÑO DEL FLUJO DE CAJA DE LA ENEE 

El análisis del flujo de caja de la ENEE para 2003-2005 muestra que la generación interna de 
fondos fue negativa durante ese período, y que ENEE tuvo que manejar una situación de efectivo 
muy difícil (ver la Figura 1.5) mediante: 

a) El atraso de inversiones que se necesitaban en transmisión y distribución urbana. La 
inversión anual fue muy reducida, de alrededor de US$15 millones si se excluye la 
inversión en electrificación rural la mayor parte de la cual es financiada por 
contribuciones del Gobierno. 

b) El financiamiento de alrededor del 50 por ciento de la inversión más el servicio de la 
deuda con préstamos rotativos caros de bancos locales (alrededor de Lps.2,300 millones 
durante el período). 

                                                 
1 Las regulaciones actuales permiten trasladar a tarifas costos basados en pérdidas del 15 por ciento. No obstante, 
otros países en la región con buen desempeño tienen pérdidas inferiores al 12 por ciento (Costa Rica y El Salvador).  
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c) Contribuciones del Gobierno por aproximadamente Lps.1,200 millones, 70 por ciento de 
las cuales fueron destinadas a electrificación rural, con contribuciones marginales de 
fondos provenientes de la condonación de la deuda (ver el Capítulo 2).  

Figura 1.5. 
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Las cuentas por cobrar para 2002-2004 muestran un fuerte contraste entre el desempeño de la 
ENEE en la cobranza a clientes privados y a clientes del sector público. La mora promedio, 
expresada en meses de ventas, estuvo entre 9 y 13 meses para los clientes del Sector Público, en 
tanto que para los clientes privados fue de alrededor de 1 mes (Tabla 1.1). Aunque las ventas a 
los clientes del Sector Público representan solamente cerca del 6.8 por ciento de las ventas 
totales, el monto de las cuentas por cobrar de los clientes del Sector Público a finales de 2005 
representaba el 48 por ciento de las cuentas por cobrar a todos los clientes. 

Tabla 1.1. 
ENEE
Cuentas por cobrar

Mora Cartera Mora Cartera Mora Cartera
meses M LPs meses M LPs meses M LPs

Sector público 11.4 273 8.9 401 13.4 360
Otros sectores 1.0 341 0.8 447 1.1 451
Total 1.7 614 1.4 848 1.9 810

2002 2003 2004
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La Tabla 1.2 muestra el porcentaje de los montos facturados en febrero de 2006 que fue cobrado 
cada mes hasta 12 meses después de la facturación. 

Tabla 1.2 - Porcentaje del Monto Facturado en Febrero de 2006 Cobrado hasta Doce Meses 
después de la Facturación 

Meses 
desde 
Factura 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 

Después 
de 12 
meses 

% 
cobrado 
en mes 52.6% 26.6% 6.4% 2.1% 1.0% 0.4% 0.4% 0.3% 0.3% 0.2% 0.2% 0.2% 0.1% 90.8% 

 

Considerando que las ventas a clientes del Sector Público son cerca del 6.8 por ciento de las 
ventas totales y que se pagan hasta después de los 12 meses, ello significaría que alrededor del 
2.4 por ciento de las ventas se quedan sin cobrar. La Tabla 1.2 asimismo resalta las dificultades 
de flujo de caja debido a la demora en el cobro de lo facturado ya que menos del 80 por ciento de 
las facturas se pagan dentro de 1 mes. 

1.3 INDICADORES FINANCIEROS 

La Tabla 1.3 muestra indicadores financieros clave que resumen el desempeño financiero de la 
ENEE. La relación corriente cayó a menos de 1 después de 2002, reflejando las dificultades de la 
ENEE en pagar sus obligaciones a corto plazo. En cuanto a la cobertura del servicio de la deuda, 
fue satisfactoria en 2001, pero se volvió negativa para el resto del período. La contribución de la 
ENEE a las inversiones también fue negativa durante el mismo período. 

 

Tabla 1.3. Indicadores Financieros Clave que  

Resumen el Desempeño Financiero de la ENEE 

 
ENEE- Indicadores Financieros Básicos

Indicador 2001 2002 2003 2004 2005
Razón corriente 1.9 1 0.6 0.4 0.4
Relación deuda/patrimonio 39/61 26/74 28/72 30/70 30/70
Cobertura del servicio de deuda-veces 4.9 -0.2 -0.1 -0.1 0.1
Contribución a la inversión -142.2 -140.4 -114.2 -279.1  
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2. IMPACTO FISCAL 

El impacto fiscal del sector eléctrico lo determinan básicamente los subsidios a la electricidad – 
que comprenden subsidios directos del Gobierno y subsidios implícitos en la estructura de las 
tarifas – las pérdidas financieras de la ENEE, los aportes de capital del Gobierno a la ENEE y la 
transferencia neta bajo una cuenta compensatoria que la ENEE y el Gobierno mantienen. Varias 
exenciones de impuestos concedidas al sector eléctrico tienen asimismo un impacto fiscal 
indirecto representado por rentas fiscales perdidas. 

2.1 SUBSIDIOS A LA ELECTRICIDAD Y PÉRDIDAS FINANCIERAS 

La subsidios a la electricidad incluyen subsidios directos pagados por el Gobierno a usuarios 
residenciales que consumen menos de 300 kWh por mes y un subsidio generalizado implícito 
debido a que la tarifa promedio no cubre el costo del suministro. 

El subsidio directo fue establecido en 1994 para compensar incrementos de la tarifa a usuarios 
residenciales elegibles (aquellos que consumen menos de 300 kWh por mes). Comenzando en 
2001, y para controlar su impacto fiscal, se fijó para ese subsidio directo un techo de Lps.53/mes 
para usuarios residenciales con un consumo superior a 135 kWh/mes y un techo global de 
Lps.275 millones por año.  

El subsidio generalizado a la electricidad se refleja en las grandes pérdidas financieras anuales en 
que la ENEE ha incurrido en años recientes, que han reducido el patrimonio, y representan una 
pasivo contingente, pues el volumen acumulado de inversiones pospuestas y de mantenimiento 
diferido en transmisión y distribución ocasiona una acumulación gradual de necesidades de 
rehabilitación que pronto requerirán de inversiones extraordinarias. Los subsidios anuales totales 
a la electricidad se estiman en cerca de Lps3,000 millones, de los cuales alrededor del 90 por 
ciento corresponden a las pérdidas financieras (ver la Tabla 2.1). Es importante notar que el 
subsidio implícito a los consumidores de electricidad es solamente una parte de las pérdidas 
financieras, porque por ley, ellos no tienen obligación de pagar por las ineficiencias de las 
operaciones de la ENEE (pérdidas comerciales y altos costos de generación en algunos 
contratos). 

 

Tabla 2.1 Subsidios Anuales a la Electricidad 
Subsidios de electricidad
en millones de Lps

2002 2003 2004 2005 2006 Promedio
Subsidio directo a 
residencial 337 276 247 260 275 279
Pérdidas financieras 2,989 3,195 3,118 1,506 2,405 2,643
Total 3,326 3,471 3,365 1,766 2,680 2,922  

2.2 CONTRIBUCIONES DE PATRIMONIO Y TRANSFERENCIAS NETAS A LA ENEE 

Los aportes de capital a la ENEE incluyen fondos provistos por el Gobierno para financiar 
inversiones en electrificación rural y fondos provenientes de la condonación de la deuda dejados 
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en la empresa como reserva patrimonial. Los fondos para electrificación rural incluyen 
asignaciones anuales del presupuesto nacional por alrededor de Lps.33 millones, y préstamos 
contratados directamente por el Gobierno con donantes extranjeros.  

Los créditos a la cuenta de compensación son pagos hechos por el Gobierno a nombre de la 
ENEE, principalmente servicio de la deuda extranjera y, hasta 2003, exenciones de impuestos a la 
importación de diesel usado para generación eléctrica, y los débitos corresponden a los subsidios 
directos del Gobierno a los usuarios residenciales, que son costeados inicialmente por la ENEE, y 
pagos para reducir la mora acumulada por consumo de electricidad del Sector Público (ver el 
Anexo 2). Las exenciones de impuestos al combustible fueron establecidas en 1997 e incluidas en 
la cuenta de compensación porque se suponía que la ENEE usaría los “ahorros” resultantes para 
electrificación rural y para subsidios al consumo residencial. Sin embargo, para 2002-2006 las 
tarifas de la ENEE ya no recuperaban los costos, por lo que estos montos no se pueden contar 
como una contribución válida del Gobierno. Consecuentemente, para el análisis presentado en el 
Anexo 2, los impuestos al combustible fueron excluidos de la cuenta de compensación e 
incluidos como parte de las exenciones de impuestos. El promedio anual de los aportes de capital 
y de las transferencias netas sumó Lps439 millones (Tabla 2.2).  

Tabla 2.2. 
Capitalización y trasferencias a la ENEE
en millones de Lps

2002 2003 2004 2005 2006 Promedio
Capitalización
   Para electrificación rural 107 172 495 206 980 392
Aumento en perdón deuda 128 -70 299 93 450 180
Contribuciones netas de la 
cuenta de compensación -203 -76 -52 -1 -332 -133
Total contribuciones
Gobierno 33 25 743 298 1,098 439  

2.3 EXENCIONES DE IMPUESTOS 

El sector eléctrico goza de varias exenciones de impuestos: exenciones de impuestos a la 
importación de combustibles usados por la ENEE y otras empresas para generación eléctrica, 
impuestos a la importación e impuesto de ventas para equipo y materiales destinados a proyectos 
de electrificación rural, impuestos de importación para equipos y materiales destinados a 
centrales generadoras que usan fuentes renovables, e impuesto de ventas para ventas de 
electricidad. El promedio anual total de exenciones de impuestos se estima en cerca de Lps.2,000 
millones, mayormente impuestos a los combustibles e impuesto sobre ventas para el consumo de 
electricidad (Tabla 2.3). 
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Tabla 2.3. 
Exenciones de impuestos
en millones de Lps

2001 2002 2003 2004 2005 Promedio
Impuestos a equipos 16 18 20 41 29 25
IVA electricidad 527 607 728 844 939 729
Impuestos combustibles 363 553 1,328 1,820 1,757 1,164
Total: 905 1,178 2,077 2,705 2,725 1,918  

En resumen, las contribuciones anuales directas del Gobierno al sector se estiman en cerca de 
Lps.3,400 millones o alrededor del 2 por ciento del PIB, en gran parte representadas por pérdidas 
financieras, y contribuciones anuales indirectas en exenciones de impuestos que se estiman en 
cerca de Lps1,900 millones o 1.1 por ciento del PIB. 
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3. CONFIABILIDAD DEL SUMINISTRO DE ELECTRICIDAD 

Todos los segmentos del sistema eléctrico de Honduras muestran los signos de inversión 
retrasada o insuficiente para expandir la infraestructura al ritmo requerido por el crecimiento de 
la demanda. Este problema se agudiza por las bajas tarifas para los usuarios residenciales, que 
inflan la demanda, acelerando así la necesidad de nuevas inversiones, al tiempo que reducen la 
capacidad de la Empresa Nacional de Energía Eléctrica (ENEE) para financiarlas. 

La capacidad instalada de generación es relativamente alta comparada con la demanda de punta, 
pero gran parte de la misma no es firme, debido a diferentes limitaciones y restricciones 
operativas. Hoy en día, la ENEE está atrasada en la preparación del proceso de compra de nueva 
capacidad de generación, así que existe nuevamente el prospecto de un período de costos más 
elevados y de posibles interrupciones del suministro.  

La congestión de varias partes de la red de transmisión obliga a la ENEE a usar generación local 
cara cerca de Naco y La Ceiba. La falta de inversión en la expansión de la red de transmisión 
restringe asimismo la expansión de las redes de distribución. La capacidad de transformación en 
la interfase entre transmisión y distribución es inadecuada. Las interrupciones de energía 
localizadas se volverán más frecuentes si no se hacen inversiones en la red. 

3.1 RETROSPECTIVA 

3.1.1 Generación 

En la Figura 3.1, la barra que representa la capacidad firme refleja una situación de estrechez, ya 
que la capacidad firme es sustancialmente inferior a la capacidad instalada debido a la 
estacionalidad de algunas fuentes, la incertidumbre natural que afecta a la generación 
hidroeléctrica, la antigüedad de algunas de las plantas, y el paro temporal de dos centrales 
térmicas de la ENEE en Puerto Cortés. 

Figura 3.1 – Capacidad de generación, diciembre 2006 
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Las centrales térmicas, incluyendo las plantas que utilizan bagazo y otras formas de biomasa, 
representan el 67.5 por ciento de la capacidad instalada total. Las plantas térmicas que usan 
solamente combustibles derivados del petróleo representan el 62 por ciento del total. Hay 110 
MW instalados bajo el régimen de incentivos a las energías renovables, o 7.2 por ciento del total. 

La Tabla 3.1 muestra la demanda máxima y la capacidad de generación disponible al final del 
mes en que ocurrió dicha demanda máxima, para 2001-2006. 

Tabla 3.1 
Capacidad y Demanda Máxima 

en MW 

 Capacidad Disponible el Mes de la Demanda Máxima Anual 
 2001 2002 2003 2004 2005 2006 
Térmica ENEE 93.1 77.1 91.0 40.9 34.4 45.5 
Hidroeléctrica ENEE  393.0 388.0 342.7 253.4 348.5 366.0 
Otra hidroeléctrica estatal 1.6 1.6 30.0 30.0 30.0 30.0 
Total capacidad estatal 487.7 466.7 463.7 324.3 412.9 441.5 
   
Grandes generadores privados 311.0 401.0 375.1 739.0 736.0 654.0 
Pequeño hidro, bagazo, etc 8.5 8.5 10.2 32.7 33.2 62.5 
Total capacidad privada 319.5 409.5 385.3 771.7 769.2 716.5 

GRAN TOTAL 807.2 876.2 849.0 1,096.0 1,182.1 1,158.0 
Demanda máxima 758.5 798.0 856.5 920.5 1,014.0 1,088.0 
Importación, MW 4.0 0.0 35.5 1.0 15.0 29.2 

  
                          

Los márgenes entre capacidad disponible y demanda máxima fueron estrechos, excepto en 2004 
y 2005. La capacidad de El Cajón se vio limitada en la mayoría de los años por el bajo nivel del 
embalse, y en 2004 y 2006, también debido a mantenimiento. La Tabla 3.1 muestra la potencia 
que estaba siendo importada en el momento de la demanda máxima anual. 
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La Tabla 3.2 muestra la evolución de la generación, las ventas y las pérdidas de energía.  

Tabla 3.2 
Energía Generada, Ventas y Pérdidas 

en GWh 

 2001 2002 2003 2004 2005 2006 
ENEE       
Hidroeléctrica 1,903 1,610 1,738 1,371 1,647 1,938
Térmica* 352 432 540 484 76 64

Total ENEE 2,255 2,042 2,278 1,855 1,722 2,003
Otras fuentes       
ELCOSA** 332 343 458 422 130 168
EMCE-ENERSA 397 403 361 915 1,347 1,525
LUFUSSA 735 777 691 935 2,052 1,968
Plantas arrendadas 159 508 708 570 56 31
Ingenios azucareros 0 4 20 43 76 100
Pequeña hidro privada 1 1 3 30 71 132
Autogeneradores industriales 0 0 0 61 42 13

Total otras fuentes 1,624 2,034 2,241 2,975 3,774 3,938
Producción nacional  3,879 4,076 4,519 4,831 5,496 5,940

       
Importaciones 311 427 351 456 132 96
Exportaciones 3 5 8 49 84 113
Importación neta 308 422 343 407 48 -17
       

Total disponible 4,187 4,498 4,862 5,237 5,543 5,924
       
Ventas totales 3,341 3,541 3,765 3,996 4,172 4,431
Pérdidas, GWh 847 957 1,097 1,241 1,371 1,493
Pérdidas, porciento 20.2 21.3 22.6 23.7 24.7 25.2
aumento del porcentaje de pérdidas  1.1 1.3 1.1 1.0 0.5

* Incluye generación en las plantas de La Ceiba, Puerto Cortés I y Puerto Cortés II, operadas por EMCE, 
cuya producción aparece en la tabla 1.2 en el Capítulo I como parte de las “Compras de Energía”. 
** Excluyendo la energía producida por ELCOSA para ventas directas a sus clientes industriales más las 
pérdidas de transmisión asociadas. 

 

La Tabla muestra la subida de la generación de plantas arrendadas ocasionada por las demoras en 
contratar nueva capacidad de generación base. Asimismo muestra el dramático incremento en la 
generación eléctrica de los ingenios azucareros y las pequeñas centrales hidroeléctricas en 
respuesta al régimen de incentivos para el desarrollo de fuentes de energía renovables. También 
las ventas a la ENEE por co-generadores industriales despegaron debido a la compra garantizada 
por ENEE  al costo marginal de corto plazo, con base en el Artículo 12 (b) de la Ley Marco. 

Aunque la generación basada en fuentes renovables ofrece poca capacidad firme, y puede 
contribuir solamente con un pequeño porcentaje de los requerimientos totales de energía del 
sistema, es un complemento deseable a las fuentes de generación más tradicionales por la 
diversificación que aportan, por el desarrollo doméstico, y por su menor impacto ambiental. La 
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ENEE podría hacer más para promover este tipo de plantas, determinando un costo marginal de 
corto plazo realista, y también asegurando suficiente capacidad de transmisión, lo que a menudo 
es una restricción para poder tomar su producción. 

La generación hidroeléctrica de la ENEE disminuyó del 2001 al 2004, y comenzó luego a 
recuperarse, pero permaneció por debajo del promedio durante todo el período, debido en gran 
parte a las reducidas precipitaciones. Por los bajos niveles del embalse, la capacidad de El Cajón 
fue inferior a su valor nominal la mayor parte del tiempo. Lo anterior implica un costo para 
sustituir el faltante de capacidad y de energía producida, ya que un bajo nivel del embalse 
significa menos energía generada por cada metro cúbico de agua utilizado. 

En lo que concierne a las pérdidas de energía, la Tabla 3.2 muestra cómo se incrementaron del 20 
al 25 por ciento de la energía total inyectada a la red. No obstante, el crecimiento de este 
porcentaje aparentemente se ha vuelto más lento durante el pasado año, cuando la ENEE 
comenzó a implementar un programa de reducción de pérdidas. 

3.1.2 Transmisión 

La red de transmisión de la ENEE comprende 620 kilómetros (km) de líneas de 230 kilovoltios 
(kV), 860 km de líneas de 138 kV, y 400 km de líneas de 69 kV. La capacidad de los 
transformadores que interconectan estos diferentes niveles de alta tensión es de 750 Mega-
voltioamperios (MVA). La capacidad total de los transformadores de alta a media tensión (AT-
MT) que interconectan la red de transmisión con las redes de distribución es de 1,550 MVA.  

La falta de financiamiento ha impedido a la ENEE expandir la transmisión de conformidad con 
sus planes. Lo anterior ha hecho muy lento el desarrollo de la red, causando que se haya rezagado 
con respecto al ritmo de crecimiento de la demanda y de la generación. La mayor inversión en 
transmisión después de 1985 fue de aproximadamente US$38 millones aportados en 2004 y 2005 
por LUFUSSA y ENERSA para construir líneas y subestaciones de 138 y 230 kV en conexión 
con sus más recientes centrales generadoras. 

Cuando la ENEE inició en 2001 el proceso de licitación que resultó en la construcción de esas 
nuevas centrales, la red de transmisión no tenía capacidad para absorber y evacuar los 210 MW 
que originalmente se pretendía adquirir. Por ese motivo, los documentos de licitación pidieron a 
los oferentes que incluyeran en sus proyectos los refuerzos de transmisión necesarios. Toda la 
transmisión construida con esos proyectos de generación fue luego transferida a la ENEE. 

La congestión en el sistema de transmisión, particularmente alrededor de Naco, obliga a la ENEE 
a usar costosa generación de plantas arrendadas que utilizan combustible diesel. El más reciente 
complejo industrial en esta área, el Parque Industrial Green Valley, tuvo que instalar su propia 
generación, 14 MW, en vista de la falta de capacidad de la red de transmisión de la ENEE para 
suplir su demanda. Otro caso similar es el de La Ceiba y el Valle del Aguán, donde la demanda 
ha crecido considerablemente desde que fueron incorporadas a la red de transmisión en 1974 y 
1978 respectivamente. Las líneas de transmisión en esas zonas no han sido reforzadas desde 
entonces, y la ENEE está experimentando problemas con la regulación de voltaje. Los registros 
de voltaje de la ENEE en La Ceiba muestran que el voltaje de transmisión durante los períodos de 
demanda de punta cae a 121 kV, es decir a 88 por ciento del valor nominal de 138 kV.  
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La ENEE ha tenido en sus planes por muchos años una línea de 230 kV desde Tegucigalpa al 
Valle del Aguán atravesando el Departamento de Olancho, que no puede construir por falta de 
financiamiento. Olancho es un área grande servida actualmente desde Tegucigalpa por medio de 
líneas de 69 kV que han llegado al límite de su capacidad. 

Durante los meses del verano, hay congestión de transmisión también entre El Cajón y San Pedro 
Sula y sus alrededores. Una solución puede ser convertir las conexiones entre El Progreso y San 
Pedro Sula a 230 kV. La interconexión de Río Lindo y El Cajón es asimismo necesaria, y de 
hecho está incluida en el Proyecto del Sistema de Interconexión Eléctrica para América Central 
(SIEPAC). 

La ENEE recientemente contrató el suministro de cuatro subestaciones móviles de alta a media 
tensión, de 25 MVA cada una, a un costo de US$37 millones para incrementar su capacidad de 
transformación AT-MT en el norte. En efecto, prácticamente en todos los casos, la pérdida de 
uno de los transformadores que sirven un centro de carga de esa zona causa interrupciones de 
servicio, sea porque no hay transformador de respaldo o porque los transformadores restantes no 
tienen suficiente capacidad para tomar el flujo adicional. 

En lo que concierne al Centro de Despacho, su tecnología de los ‘70s es obsoleta. Los enlaces 
con las plantas y subestaciones son asimismo insuficientes, porque la ENEE no ha podido 
incrementar su número al ritmo de crecimiento del sistema eléctrico. Un nuevo Centro de 
Despacho está incluido en un reciente préstamo del Banco Interamericano de Desarrollo (BID) a 
la ENEE. 

La insuficiente inversión en el desarrollo de la red de transmisión incrementa los costos totales de 
generación: 

a) Al obligar a la ENEE a usar generación local costosa en las áreas afectadas. Este es 
actualmente el caso alrededor de Naco. 

b) De manera similar, la alta carga de ciertas líneas ocasiona que el voltaje caiga por debajo 
de lo normal en áreas relativamente alejadas de los principales centros de generación. En 
esos casos, se necesita generación local para mantener el voltaje dentro del rango normal. 
Este es el caso de La Ceiba. 

c) Asimismo, la operación de líneas de transmisión con poca carga, en períodos de baja 
demanda del sistema, requiere la absorción de energía reactiva para mantener el voltaje 
dentro del rango normal. La manera más eficiente de hacerlo es por medio de 
“compensadores de energía reactiva”. La ENEE usa El Cajón para ese propósito, 
haciendo de esta manera un uso ineficiente del agua. 

La falta de suficiente capacidad de reserva de transmisión obliga a la ENEE a mantener en 
operación durante las madrugadas unidades hidroeléctricas cargadas ligeramente, lo que es otra 
desviación con respecto al despacho óptimo, para poder tomar carga rápidamente en caso de que 
se pierda una línea de transmisión. También en este caso el agua se usa ineficientemente. 
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3.1.3 Distribución 

Las redes de distribución de la ENEE pueden clasificarse en tres grupos. El primer grupo está 
formado por las redes que sirven a los centros de carga más grandes, con más de 10,000 clientes 
cada uno, específicamente: San Pedro Sula, Puerto Cortés, El Progreso, Tela, La Ceiba, 
Tegucigalpa, y Choluteca. Los sistemas que forman este grupo fueron reconstruidos por el 
Proyecto Siete Ciudades entre 1994 y 1999 (ver Anexo 3), aplicando normas de diseño y 
construcción modernas que fueron adoptadas como las normas oficiales de la ENEE para los 
grandes centros. El segundo grupo está formado por redes que sirven a pequeñas comunidades 
con menos de 3,000 clientes, construidas durante los últimos 20 años por los programas de 
electrificación rural. Estas redes tienen condiciones técnicas aceptables, aunque sus circuitos 
secundarios son a veces muy largos, lo que puede causar fuertes caídas de voltaje y altas 
pérdidas. No obstante, los niveles de demanda son muy bajos, lo que limita el impacto de estas 
condiciones. 

El tercer grupo está formado por sistemas entre 3,000 y 10,000 clientes. Son redes muy antiguas, 
en malas condiciones, con altas pérdidas de energía y que ofrecen un servicio de mala calidad. La 
ENEE necesita reconstruir estas redes pero no cuenta con los medios financieros para hacerlo. 
Los grupos segundo y tercero a menudo sirven áreas remotas y son alimentados por líneas 
radiales muy largas, difíciles de mantener y expuestas a fallas que toman mucho tiempo para ser 
reparadas. 

En los centros urbanos más grandes, la ENEE aprovecha una disposición contenida en el Artículo 
43 de la Ley Marco que estipula que, en zonas urbanas, exceptuando las “áreas marginales”, le 
incumbe a las partes interesadas en obtener el servicio eléctrico, construir las instalaciones 
requeridas. El Artículo 43 es ambiguo en lo que concierne a la transferencia de las instalaciones a 
la ENEE y la compensación a los inversionistas. En prácticamente todos los casos, los 
inversionistas, o las municipalidades en el caso de obras públicas, invierten en construir las 
extensiones de red necesarias y luego las transfieren a la ENEE sin compensación alguna. 

La inversión propia de la ENEE en áreas urbanas es muy limitada. Por ejemplo, el presupuesto de 
inversión para 2007 de la Región de Distribución Centro-Sur es solamente de Lps32 millones, o 
US$1.7 millones. Asimismo, a medida que han crecido los centros de población, la falta de 
financiamiento para la expansión de la transmisión ha significado que no se han podido crear 
nuevas subestaciones como habría sido necesario, así que las normas introducidas por el Proyecto 
Siete Ciudades limitando la carga por circuito y la longitud de los circuitos han tenido que ser 
abandonadas. Lo anterior incrementa las pérdidas de energía y reduce la calidad del servicio. 

Una componente esencial de la inversión en distribución tendría que ser la electrificación de 
todas las “colonias marginales”. No prestarle atención a este componente significa crecientes 
pérdidas comerciales para la empresa. La proliferación y crecimiento de estos asentamientos 
ilegales es un factor importante en las pérdidas de energía de la ENEE, pues estos grupos 
construyen sus propias redes rudimentarias y toman la electricidad sin pagarla. 

3.1.4 Confiabilidad del Suministro 

El Anexo 3 incluye un análisis de la confiabilidad de la red de transmisión detallando las 
consecuencias de perder líneas y transformadores principales. En la mayoría de los casos, la 
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pérdida ocasiona extensas interrupciones del servicio. En áreas donde no hay redundancia, la red 
se divide en dos partes, una de la cuales tiene un déficit de capacidad de generación. En áreas 
donde hay redundancia de la red, las rutas paralelas generalmente no tienen la capacidad de 
absorber el flujo que antes circulaba por la línea que se perdió. 

La ENEE da seguimiento a la confiabilidad del suministro a las redes de distribución por medio 
de un indicador llamado “Duración Equivalente de Interrupción”, calculado a partir de los datos 
de energía no servida.2 La Tabla 3.3 muestra la evolución de este parámetro para diferentes áreas 
geográficas y para el sistema globalmente. 

Tabla 3.3 Duración Equivalente de Interrupción en Horas 

Area 2001 2002 2003 2004 2005 
Costa Atlántica 
Noroeste 
Cañaveral 
Centro-Sur 
Sur 

90.4 
34.5 

419.3 
29.1 
71.5 

72.7 
22.6 

220.2 
20.7 
48.8 

29.2 
23.4 
72.8 
31.2 
39.2 

20.3 
18.5 
79.1 
26.5 
41.5 

35.3 
31.4 
57.4 
39.5 
50.8 

Nacional  47 32.7 28.6 24.1 36.3 
 

La Tabla 3.3 muestra que la situación mejoró marcadamente de 2001 a 2004. La ENEE explica 
esta evolución, que a primera vista parece inconsistente con los estrechos márgenes de capacidad 
en 2002 y especialmente en 2003, como resultado de la continuación de un esfuerzo, iniciado 
dentro de un programa de “calidad total” implementado por la Gerencia durante 1998-2001, para 
investigar y corregir sistemáticamente las causas de las interrupciones en los sistemas de 
generación, transmisión y distribución.  

Una comparación de indicadores de la calidad del suministro en Honduras con la de otros países 
de América Central (ver la Figura 3.2) muestra que la duración de las interrupciones por 
conexión es muy alta, aunque su frecuencia es inferior a la de los países vecinos. 

                                                 
2 Para cualquier circuito o región, la “duración equivalente de interrupción” es igual a la energía no servida dividida 
por la demanda promedio de potencia. Un apagón de una hora durante la punta, tiene una duración equivalente de 
más de una hora. Un apagón de una hora a las 3:00 a.m., cuando la demanda es muy baja, cuenta por menos de una 
hora en duración equivalente. 
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Figura 3.2.  
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Aunque los efectos de los estrechos márgenes de capacidad de generación no se detectan en 
términos de energía no servida y tiempo equivalente de interrupción, la ENEE de hecho tuvo que 
recurrir al recorte de las puntas desde abril hasta septiembre de 2003 para satisfacer la demanda 
máxima. La Tabla 3.4 muestra para ese período la demanda máxima restringida suplida por la 
generación, la potencia interrumpida al momento de la punta, y lo que habría sido la demanda 
máxima no restringida. El máximo corte ocurrió en mayo y fue de cerca de 56 MW o 6.5 por 
ciento de la demanda máxima no restringida. 

Tabla 3.4 - Recorte de la Punta en MW en 2003 
 Abril Mayo Junio Julio  Agosto  Septiembre 

Punta servida 
Energía cortada en punta 
Punta no restringida 

819 
46.5 

865.5 

810 
56.1 

866.1 

807.5 
50.5 
858 

812 
25.4 

837.4 

827 
0 

827 

837 
28.8 

865.8 

 
La ENEE estimó la energía no servida debida únicamente a estos cortes en 2.93 GWh, lo que se 
traduce en una contribución de 6.5 horas al Tiempo Equivalente de Interrupción de 28.6 horas 
para 2003 mostrado en la Tabla 3.3. 

3.1.5 Pérdidas de Energía 

Un estudio reciente de una firma consultora colombiana, en preparación para el programa de 
reducción de pérdidas de la ENEE que es un componente del proyecto a ser financiado por el 
BID, estimó que las pérdidas técnicas totales son del 10 por ciento de la energía inyectada a la 
red, de los cuales 3 puntos porcentuales corresponden a transmisión y 7 a distribución. Debido a 
que la pérdida total se estima en 25 por ciento de la energía inyectada a la red, lo anterior 
significa que las pérdidas comerciales corresponden al restante 15 por ciento del total de energía 
inyectada.  La Tabla 3.5 muestra el desglose de las pérdidas comerciales por categoría de usuario 
y por causa: 
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Tabla 3.5 - Desglose de Pérdidas Comerciales en Porcentaje 

Desglose de Pérdidas Comerciales en Porcentaje Causa 
Residenciales Comerciales Industriales Otras Total 

Fraude 15.0 8.4 12.0 3.2 38.6 
Errores de Facturación 11.4 6.4 9.2 2.4 29.4 
Colonias Marginales 11.1 6.2 8.9 2.4 28.6 
Calibración del Contador 0.6 0.3 0.5 0.2 1.6 
Otras causas 0.7 0.4 0.6 0.2 1.8 

Totales  38.8 21.8 31.2 8.3 100.0
Fuente: Consultora Colombiana, Estudio de Pérdidas. 

La subdivisión del renglón “Colonias Marginales” en residencial, comercial, industrial y otros, es 
un estimado basado en observaciones de los consultores. “Industrial” en este caso significa 
talleres de diferentes tipos. Para las otras líneas, la subdivisión corresponde a la categoría de 
usuario en el listado comercial de la ENEE. 

La ENEE ya ha comenzado un programa de reducción de pérdidas. Como parte del mismo, la 
empresa recientemente lanzó una muy publicitada “Operación Tijera”. Este esfuerzo, ordenado 
por el Presidente y que involucró una sustancial inyección de recursos de todas las Secretarías y 
agencias del Gobierno — particularmente vehículos para el gran número de cuadrillas 
organizadas para el propósito — iba dirigido a cortar el servicio (a) a clientes morosos, y (b) a 
todo usuario que la operación detectara con una conexión irregular o con un contador alterado. La 
operación produjo un inmediato aumento de los pagos cuando su alto perfil indujo a los usuarios 
en mora o en situación irregular a pagar sus facturas y solicitar su regularización para evitar los 
anunciados cortes del servicio.  

La operación detectó una gran cantidad de irregularidades, lo cual es una indicación clara de la 
inadecuada intensidad del esfuerzo normal de la ENEE para la reducción de pérdidas, esfuerzo 
para el cual se han recortado significativamente los recursos desde los niveles alcanzados en 
2000, y de la deficiente supervisión por la ENEE del trabajo de SEMEH, asimismo atribuible a 
recursos inadecuados. A medida que la intensidad de la operación comienza a disminuir y los 
vehículos de otras agencias son retirados, la ENEE está volviendo al anterior nivel de reducción 
de pérdidas. La ENEE tiene que completar tan pronto como sea posible la preparación de su 
programa de reducción de pérdidas y lanzarlo a fondo. La Operación Tijera mostró la importancia 
de la participación directa de los altos niveles gerenciales en el esfuerzo de reducción de 
pérdidas, como ya se vio en el pasado cuando la ENEE redujo las pérdidas totales al 18 por ciento 
en 2000 del 28 por ciento alcanzado en 1995. 

3.2 EXPANSIÓN DE LA GENERACIÓN 

Esta sección analiza los requerimientos de expansión de la generación en Honduras durante 2007-
2015. El análisis se basa en tres escenarios de demanda que consideran el mismo crecimiento del 
PIB pero diferentes supuestos sobre los determinantes de la demanda que están bajo control de la 
ENEE o del Gobierno, como son las pérdidas de energía, las tarifas eléctricas y el factor de carga 
del sistema:  
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a) Un caso alto corresponde a un escenario de “negocios a la manera usual” en que las 
tarifas se congelan en términos nominales, las pérdidas de electricidad continúan 
incrementándose, alcanzando un nivel del 28 por ciento en 2015, y el factor de carga 
disminuye del 65.3 por ciento al 60 por ciento como resultado de la creciente proporción 
de carga residencial y la falta de políticas de gestión de la demanda. 

b) En el escenario del caso base, se toman medidas correctivas moderadas. Las tarifas 
aumentan a la par de la inflación, pero no se hacen incrementos en términos reales; las 
pérdidas de electricidad se reducen a un ritmo moderado comenzando en 2008 para 
alcanzar el 19.7 por ciento en 2015, y el factor de carga permanece inalterado.   

c) En el escenario del caso bajo, se toman medidas correctivas sustanciales. Las tarifas se 
incrementan 5 por ciento por año en términos reales durante 2007-2009 hasta alcanzar el 
nivel del costo económico, y las pérdidas de electricidad se reducen en cerca de 2.3 
puntos porcentuales por año para llegar al 12 por ciento en 2013. El factor de carga anual 
se incrementa gradualmente del 65.3 por ciento al 68 por ciento en 2015 debido a la 
implementación de programas de gestión de la demanda y acciones de mejora de la 
eficiencia energética. 

3.2.1 Proyecciones de la Demanda 
Los supuestos y la metodología usados para proyectar la demanda se explican en el Anexo 3. Los 
resultados de los tres escenarios de demanda se resumen en la Tabla 3.6. Se debe notar que: 

a) La tasa de crecimiento anual de la demanda de energía al nivel de la generación es de 
entre 5.6 por ciento y 7.3 por ciento, reflejando los diferentes supuestos en cuanto a 
política de precios y reducción de pérdidas. 

b) La demanda máxima se incrementaría a una tasa de entre el 5.2 por ciento  y el 8.2 por 
ciento, reflejando los supuestos relativos a la reducción de pérdidas y a la implementación 
de los programas de gestión de la demanda y de eficiencia energética. 

 
Tabla 3.6. Proyecciones de Demanda Máxima, Tres Escenarios 

Proyecciones de demanda
2007-2015

Esc. Crec Anual 2,006 2,007 2,008 2,009 2,010 2,011 2,012 2,013 2,014 2,015
Alto 7.3% 6,226 6,741 7,319 7,862 8,423 9,011 9,633 10,287 10,974 11,695
Base 6.5% 6,226 6,731 7,229 7,706 8,200 8,710 9,237 9,785 10,355 10,945
Bajo 5.6% 6,226 6,627 7,060 7,428 7,797 8,170 8,620 9,089 9,631 10,199
Alto 8.2% 1,090 1,192 1,306 1,415 1,530 1,651 1,781 1,920 2,068 2,225
Base 6.5% 1,090 1,184 1,271 1,355 1,442 1,531 1,624 1,720 1,820 1,923
Bajo 5.2% 1,090 1,157 1,227 1,285 1,343 1,401 1,472 1,545 1,631 1,719

Demanda energía en 
generación (GWh)

Demanda máxima 
(MW)  

La Figura 3.3 muestra las proyecciones de crecimiento de la demanda máxima para los tres 
escenarios. La tasa de crecimiento anual de la demanda para 2007-2015 fluctúa entre el 5.2 por 
ciento y el 8.2 por ciento para los escenarios de los casos bajo y alto, y es del 6.5 por ciento para 
el caso base. La diferencia en demanda máxima para el 2015 entre los escenarios de los casos 
bajo y alto es de cerca de 500 MW.   
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Figura 3.3  
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3.2.2 La reserva de capacidad de generación durante 2007-2010 

La capacidad instalada de generación existente, complementada con la capacidad de generación 
actualmente en construcción, no alcanza a proveer una reserva firme adecuada para hacer frente a 
la demanda esperada en 2007-2010. Un indicador simple del problema de confiabilidad es el 
faltante de capacidad firme para alcanzar un margen de reserva del 10 por ciento3. Bajo todos los 
escenarios de demanda, hay un déficit en 2007 (en el rango de 30 MW a 69 MW), que se 
incrementaría hasta un nivel de 172 MW a 377 MW para 2010 (ver la Tabla 3.7). Este déficit 
toma ya en cuenta los pequeños proyectos renovables en construcción que se anticipa serán 
puestos en operación en ese período (alrededor de 120 MW), algunas adiciones de capacidad 
térmica disponibles a corto plazo4 (90 MW), y el retiro de servicio de alrededor de 36 MW en 
motores diesel viejos. 

El déficit de capacidad firme para 2007-2010 sólo puede ser enfrentado mediante el 
arrendamiento de generadores diesel móviles que pueden ponerse en servicio a corto plazo, 
importaciones del mercado eléctrico regional, o medidas de recorte de las puntas de demanda. 
Informaciones preliminares indican que no habría disponibilidad de capacidad firme en el 
mercado regional en este período porque el balance oferta/demanda es estrecho en la mayoría de 
los países de la región. Las medidas para recortar la demanda de punta (tarifas horarias, 
introducción de lámparas eficientes, y otras similares)  y el racionamiento tanto voluntario como 

                                                 
3 Una reserva del 10 por ciento de la demanda máxima es un indicador simple que se puede usar para un estimado 
grueso de la reserva requerida en Honduras y actualmente excede el tamaño de la unidad más grande del sistema (75 
MW). No obstante, la ENEE determina los requerimientos de reserva usando el programa de simulación Stochastic 
Dual Dynamic Programming (SDDP), que toma en cuenta los factores de disponibilidad de las unidades generadoras 
individuales y el impacto de la hidrología sobre la capacidad firme. 
4 Por la puesta en servicio nuevamente de 60 MW de generación diesel de la ENEE anteriormente bajo un contrato 
de Rehabilitación-Operación-Mantenimiento (ROM) y la aceptación de una propuesta de incrementar en cerca de 30 
MW la capacidad actual contratada con LUFUSSA III y ENERSA, lograda mejorando la eficiencia de estas plantas. 
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forzado se podrían implementar y contribuirían a reducir la demanda máxima, pero no eliminan 
la necesidad de arrendar capacidad de generación a corto plazo. 

El proceso de contratar y desarrollar nueva generación de más bajo costo (diesel de media 
velocidad, centrales hidroeléctricas, centrales de vapor a carbón) tomará más de cuatro años y por 
lo tanto no contribuiría a reducir el déficit de capacidad en 2007-2010. La capacidad en fuentes 
de energía renovable que se podría desarrollar antes del 2011 aprovechando los incentivos 
existentes (costo marginal de corto plazo de la energía, más el 10 por ciento, e incentivos 
fiscales) es una opción atractiva para reducir el déficit de capacidad siempre que contribuya con 
capacidad firme.  

Tabla 3.7  
Balance de potencia a mediano plazo
en abril de cada año

2007 2008 2009 2010
Demanda máxima

Alto 1,192 1,306 1,415 1,530
Medio 1,180 1,267 1,351 1,437
Bajo 1,157 1,227 1,285 1,343

Capacidad firme actual o en construcción
Hidro ENEE 419 418 419 418
Pequeñas renovables 81 105 114 114
Térmica contrato + ENEE 742 772 771 747
Nueva térmica 0 26 26 26
Total 1,242 1,322 1,329 1,305

Déficit de capacidad para 10% reserva
Alto 69 114 227 377
Medio 56 71 156 275
Bajo 30 27 85 172

Adiciones netas capacidad nominal incluídas en capacidad firme
Pequeños renovable 42 18 0 60
Térmicas 90 -19 0 -27  

 

3.2.3 Planes de expansión de la generación 
Desde finales de los ‘90s, la expansión de la generación en Honduras se ha basado 
principalmente en centrales diesel de media velocidad, caracterizadas por costos de capital 
relativamente bajos, cortos períodos de construcción y eficiencia relativamente alta, una 
combinación de factores que redujo los riesgos de proyecto para los inversionistas y proveyó 
generación de bajo costo hasta el 2004, antes del abrupto incremento en los precios 
internacionales del petróleo.  

Los planes de expansión de la generación suponen que los precios internacionales del petróleo se 
mantendrán altos para 2007-2010, en el rango de US$50/bbl a US$60/bbl. La Figura 3.4 compara 
la evolución proyectada de los precios, expresados en US$/Millón de Unidades Térmicas 
Británicas (MBTU por sus siglas en inglés). Los precios del combustible pesado y del gas natural 
licuado (LNG por sus siglas en inglés) se mantienen en un rango medio de US$6/MBTU a 
US$8/MBTU.  Los precios del combustible diesel se mantienen en un rango muy alto 
(US$11/MBTU a US$13/MBTU) y los precios del carbón en un rango bajo (US$2.5/MBTU a 
US$3/MBTU).  
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Figura 3.4. 
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Los planes de expansión de generación de la ENEE consideran una amplia cartera de proyectos 
de generación candidatos: generación térmica (generador diesel, plantas de vapor convencionales, 
con combustión en cama fluidizada, turbina de gas, y turbina de gas de ciclo combinado (CCGT 
por sus siglas en inglés), proyectos hidroeléctricos grandes y medianos que cuentan con estudios 
de prefactibilidad y de factibilidad, y pequeños proyectos actualmente en desarrollo basados en 
fuentes renovables). Un análisis de los costos de generación nivelados muestra que el proyecto 
hidroeléctrico Patuca 2, las plantas de vapor usando carbón, y el CCGT quemando gas son los 
proyectos más atractivos para operación en la base (costos de generación de cerca de 
US$60/MWh) y podrían contribuir a reducir los costos de generación, y que la mayoría de los 
otros proyectos hidroeléctricos medianos y grandes son competitivos para operación en la punta, 
con costos promedio de cerca de US$90/MWh. 

El plan de expansión preparado por la ENEE a finales de 20065 fue revisado para tomar en cuenta 
las nuevas proyecciones de demanda, los precios del combustible, y las nuevas fechas más 
tempranas de entrada en operación para los proyectos de generación considerados. Con base en 
los resultados para los tres escenarios, notamos que: 

a) Los proyectos más competitivos (centrales de carbón e hidroeléctricas) son introducidos 
en el plan de expansión en las fechas más tempranas de entrada en operación.  

b) La posposición de las fechas más tempranas de entrada en operación de las centrales de 
carbón y de los nuevos proyectos hidroeléctricos al 2013, forzaron la selección de un 
proyecto diesel de media velocidad para 2011 (la mejor opción entre los candidatos que 
pueden entrar en operación para esa fecha) a fin de evitar el déficit de suministro antes del 
2013. 

                                                 
5 Esta es una versión actualizada del plan de expansión usado por la ENEE para calcular el costo marginal de corto 
plazo de generación para 2007, que suponía que las plantas de carbón podían entrar en operación en 2011. El plan de 
expansión de generación de mínimo costo se determina usando el modelo de planificación SUPEROLADE y se 
ajusta para satisfacer las normas de confiabilidad usando el modelo de optimización SDDP. 



 

 - 24 -

c) Una capacidad sustancial en generación de emergencia es necesaria para cubrir el déficit 
antes de 2011 (entre 160 MW y 340 MW). 

d) Los planes de expansión de la generación seleccionan las mismas tecnologías para 2007-
2015, con diferencias en la capacidad requerida (Tabla 3.8). 

e) Los costos de inversión para las centrales de carbón y el CCGT usando LNG son 
estimados gruesos que no evaluaron las inversiones requeridas en instalaciones portuarias 
y de manejo de combustible y en obras de transmisión. Es necesario elaborar los estudios 
de factibilidad técnica y económica de esas alternativas. 

 

Tabla 3.8. 
Planes de expansión de generación 2007-2015
Adiciones de capacidad de generación

ENEE Medio Bajo Alto
Arrendamiento 300 250 160 340
Ampliación térmica 90 90 90 90
MDMV 300 160 80 280
Hidros 570 570 570 570
Renovables 161 161 120 120
Carbón 600 400 400 600
Retiros -543 -373 -283 -463
Total 1,479 1,258 1,137 1,537  

 

Las siguientes son algunas importantes conclusiones y observaciones sobre los planes de 
expansión de la generación: 

a) Los avances en la implementación de medidas efectivas para reducir las pérdidas de 
electricidad, introducir tarifas que cubran los costos y la implementación de medidas de 
eficiencia energética tendrían un impacto considerable al reducir los requerimientos de 
capacidad adicional. Lo anterior produciría también grandes beneficios financieros para la 
ENEE al evitar la contratación de generación de emergencia cara durante 2007-2010. La 
diferencia entre la demanda de electricidad del escenario de negocios a la manera usual y 
el escenario del caso bajo es tal que se podrían evitar cerca de 180 MW de generación 
cara.  

b) Los planes de expansión no consideran el impacto del comercio regional de energía sobre 
la oferta y demanda de Honduras. Informaciones preliminares sugieren que a corto plazo 
(2007-2010) no hay excedentes de generación en los países vecinos para proveer 
capacidad firme a Honduras. A más largo plazo, después de 2013, Honduras podría 
beneficiarse de las economías de escala de grandes proyectos regionales (centrales 
térmicas y algunos proyectos hidroeléctricos) que podrían ser desarrollados para el 
mercado regional. En cualquier caso, Honduras podría continuar aprovechando el 
mercado regional para optimizar la operación de sus centrales generadoras con 
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transacciones en el mercado spot de acuerdo con la disponibilidad estacional y los precios 
spot prevalecientes. 

c) Para 2013, será necesario añadir una importante capacidad en grandes proyectos 
hidroeléctricos y termoeléctricos (cerca de 600 MW) a fin de satisfacer el crecimiento de 
la demanda, sustituir contratos de arrendamiento costosos, y reducir los costos de 
generación. El desarrollo de estos proyectos para 2013 es un desafío mayor, pues están 
pendientes las actividades críticas: buscar o confirmar a patrocinadores, preparar los 
estudios de factibilidad técnica y económica y los estudios de impacto ambiental, 
seleccionar un desarrollador de proyecto, y asegurar el financiamiento. Una asociación 
público-privada facilitaría el desarrollo de estos proyectos intensivos en capital. 

d) Como ocurrió durante los ‘90s, Honduras tendrá que recurrir a soluciones de emergencia 
caras para hacer frente al crecimiento de la demanda en 2007-2010. Además de las 
medidas de manejo de la demanda y de los programas de ahorro de energía, es muy 
importante diseñar procedimientos de licitación adecuados para reducir el costo del 
arrendamiento, incluyendo contratos de varios años de duración, y lanzamiento de las 
licitaciones con antelación a fin de proveer suficiente tiempo para la preparación de 
propuestas y el despliegue del equipo de generación.  

e) La terminación de los contratos de suministro de ELCOSA y de LUFUSSA I en 2010 
incrementará el déficit de capacidad de generación en 2011 y requiere decisiones rápidas. 
Estos contratos podrían ser sustituidos por nuevos contratos con generación que pueda 
entrar en operación para 2011 (turbinas de gas o generadores diesel) si el proceso de 
preparación de pliegos y de licitación se completa en 2007. La otra opción es negociar 
nuevos contratos de corto plazo con ELCOSA y LUFUSSA I con reducciones 
sustanciales de los cargos fijos y variables para volver a estas plantas competitivas con la 
nueva generación. La posición de la ENEE para las negociaciones se vería fortalecida si la 
empresa avanza en la preparación del proceso de licitación y demuestra así que tiene la 
opción de contratar suministros de energía con generación nueva para 2010–2011. 
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Tabla 3.9.  Planes de Expansión de Generación 
Planes de expansión de generación

Adición Acumulado Adición Acumulado Adición Acumulado Adición Acumulado
Pequeñas renovables 42 42 Pequeñas renovables 42 42 Pequeñas renovables 42 42 Pequeñas renovables 42 42

Térmicas Alsthom, Sulzer, 
ENERSA, Lufussa III 90 132 Térmicas Alsthom, Sulzer, 

ENERSA, Lufussa III 90 132 Térmicas Alsthom, Sulzer, 
ENERSA, Lufussa III 90 132 Térmicas Alsthom, Sulzer, 

ENERSA, Lufussa III 90 132

Pequeñas renovables 18 150.4 Pequeñas renovables 18 150 Pequeñas renovables 18 150 Pequeñas renovables 18 150
Arrendamiento 70 220.4 Arrendamiento 80 230 Arrendamiento 40 190 Arrendamiento 120 270
Retiro NACO, Santa Fe -19 201.9 Retiro NACO, Santa Fe -19 212 Retiro NACO, Santa Fe -19 172 Retiro NACO, Santa Fe -19 252

2009 Arrendamiento 80 281.9 Arrendamiento 70 282 Arrendamiento 40 212 Arrendamiento 100 352
Eólico 60 341.9 282 212 352
Arrendamiento 120 461.9 Arrendamiento 100 382 Arrendamiento 80 292 Arrendamiento 120 472

Eólico 60 442 Eólico 60 352 Eólico 60 532
Retiro Lufussa I, Elcosa -120 342.4
Retiro Ceiba -27 315.8 Retiro Ceiba -27 415 Retiro Ceiba -27 325 Retiro Ceiba -27 505
Cangrejal 40 355.8 Cangrejal 40 455 Cangrejal 40 365 Cangrejal 40 545
Arrendamiento 30 385.8 455 365 545
Platanares 41 426.8 455 365 545
Patuca 3 100 526.8 455 365 545
MDMV 300 826.8 MDMV 160 615 MDMV 80 445 MDMV 280 825

2012 Tornillitos 160 986.8 615 445 825
Patuca 2 270 1256.8 Patuca 3 100 715 Patuca 3 100 545 Patuca 3 100 925

1256.8 Tornillitos 160 875 Tornillitos 160 705 Tornillitos 160 1,085
PFBC 400 1656.8 PFBC 300 1,175 PFBC 400 1,105 PFBC 600 1,685
Retiro arrendamientos -300 1356.8 Retiro arrendamientos -250 925 Retiro arrendamientos -160 945 Retiro arrendamientos -340 1,345

1356.8 Platanares 41 966 945 1,345
1356.8 PFBC 100 1,066 945 1,345

Retiro Alsthom y Sulzer -60 1296.8 Retiro Alsthom y Sulzer -60 1,006 Retiro Alsthom y Sulzer -60 885 Retiro Alsthom y Sulzer -60 1,285
Patuca 2 270 1,276 Patuca 2 270 1,155 Patuca 2 270 1,555

PFBC 200 1496.8
Retiro La Puerta -18 1478.8 Retiro La Puerta -18 1,258 Retiro La Puerta -18 1,137 Retiro La Puerta -18 1,537

2013

2014

2015

Escenario base ENEE

Planta Capacidad

2007

2008

2010

2011

Escenario alto

Planta CapacidadAño
Escenario base modificado

CapacidadPlanta

Escenario bajo

Planta Capacidad

 
 

 

 



 

 - 27 -

4. ARREGLOS INSTITUCIONALES Y EL MERCADO 
DE ENERGIA REGIONAL 

4.1 INTRODUCCIÓN 

Hasta 1957,6 cuando se crea la ENEE como una empresa de propiedad estatal, 
verticalmente integrada, responsable de promover la electrificación del país, el servicio 
público de electricidad era provisto mediante sistemas eléctricos aislados operados por 
compañías privadas en el norte, y por municipalidades o el Gobierno en otras áreas. 
Durante sus primeros 25 años, la ENEE se expandió rápidamente, desarrollando una red 
de transmisión nacional y la primera interconexión internacional con Nicaragua en 1976. 
En 1985, con el apoyo de las Instituciones Financieras Internacionales (IFIs) ENEE puso 
en operación la central hidroeléctrica de El Cajón, de 300 MW. Esto elevó la capacidad 
instalada total a 550 MW, en un año en que la demanda máxima fue de sólo 220 MW. 

El alto crecimiento de la demanda previsto años antes no se había materializado, y ahora 
el país quedaba con un gran excedente de capacidad y la ENEE con una insostenible 
carga de deuda. Después de la entrada en operación de El Cajón se inició un agresivo 
programa de electrificación rural, pero la tarifa no fue ajustada para cubrir el costo del 
servicio de la deuda, empeorando la situación financiera de la ENEE. Eventualmente, la 
ENEE dejó de pagar su servicio de la deuda, contribuyendo al incumplimiento de pago de 
Honduras a las instituciones financieras multilaterales que se produjo en 1989. 
Posteriormente, la devaluación erosionó el valor en dólares de los ingresos, lo que, 
combinado con las crecientes pérdidas de electricidad (que llegaron a alcanzar el 28 por 
ciento), condujo a una crisis financiera. 

La motivación para la reforma del sector en 1994 fue una combinación de factores: la 
crisis financiera de finales de los ‘80s que originó la crisis energética de 1993-1994; la 
urgente necesidad de movilizar inversión privada para la expansión de capacidad; la falta 
de tarifas que cubrieran los costos; y las ineficiencias y pobre desempeño de la ENEE 
(altas pérdidas de electricidad, personal excesivo, e inadecuado mantenimiento de las 
centrales térmicas).  

4.2 LA REFORMA DEL SECTOR DE 1994 

La Ley Marco del Subsector Eléctrico, aprobada en 1994, define una estructura 
institucional y una organización de la industria de la energía eléctrica que contiene los 
elementos básicos del modelo estándar usado prácticamente a nivel mundial para 
promover el desarrollo sostenible de un suministro de energía eficiente y adecuado para 
satisfacer la demanda esperada. El modelo introdujo la competencia en los segmentos de 

                                                 
6 Consultar el Anexo 4 para los antecedentes históricos de la creación y evolución de la ENEE. 
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la industria donde ello era posible; la regulación económica de los segmentos que son 
monopolios naturales; la separación de los papeles de formulación de políticas, 
regulación y provisión del servicio; y el suministro de servicios de electricidad por 
agentes privados.  

La Ley Marco promueve la competencia en el mercado mayorista de energía mediante la 
separación vertical de la generación, la transmisión/despacho y la distribución; la libertad 
de entrada a todas las actividades del sector; el libre acceso a las redes de transmisión y 
de distribución, y la libertad de los grandes consumidores de escoger a su proveedor de 
energía, así como transacciones de energía en un mercado mayorista. Los segmentos 
monopolísticos, transmisión y distribución, quedaron sujetos a una regulación de precios 
basada en los costos económicos.   

En la Ley Marco, la función de formulación de políticas fue asignada a un Gabinete 
Energético presidido por el Presidente de la República y a la Secretaría de Recursos 
Naturales y Ambiente (SERNA) como Secretario y Coordinador del Gabinete. La ley 
creó además una nueva agencia reguladora, la Comisión Nacional de Energía (CNE). 

La implementación del nuevo modelo introducido por la Ley Marco fue sólo parcial y 
tuvo un éxito limitado en resolver los problemas que habían motivado la reforma. 
Crucialmente, las redes de distribución no fueron privatizadas como lo mandaba la Ley, 
dejando a la ENEE como una empresa verticalmente integrada, único distribuidor servido 
por la red de transmisión, y en control de todas las instalaciones de generación, ya fuera 
como propietario o a través de los respectivos Acuerdos de Compra de Energía (PPAs). 
En efecto, en ausencia de otros distribuidores, la ENEE se convirtió en el comprador 
único para todo el sistema y conservó su presencia dominante en el sector. 

4.2.1 Logros: Nuevas inversiones en generación de energía térmica 
La reforma resolvió la causa fundamental de la crisis energética de 1994. A pesar de las 
dificultades en los procesos de contratación de energía, el modelo de comprador único de 
facto ha tenido éxito en atraer inversión privada para expandir la capacidad de 
generación, ayudado también por los incentivos al desarrollo de fuentes renovables. 
Desde 1994, los inversionistas privados han invertido cerca de US$600 millones en 
alrededor de 800 MW en capacidad diesel de media velocidad y turbina de gas. Además, 
han invertido unos US$70 millones en 110 MW en pequeñas centrales hidroeléctricas y 
centrales que usan bagazo. El financiamiento privado se ha convertido así en la norma 
para la expansión de la capacidad de generación. 

Desde 1994, la expansión de la generación se ha basado predominantemente en centrales 
térmicas. La capacidad en centrales hidroeléctricas ha pasado del 90 por ciento a 
solamente el 30 por ciento de la capacidad total. Lo anterior resulta de una combinación 
de factores. En primer lugar, una vez que desapareció el financiamiento blando de las 
instituciones financieras internacionales para el desarrollo hidroeléctrico, la generación 
hidroeléctrica se volvió sustancialmente más cara y por lo tanto menos competitiva a los 
precios del combustible de aquel entonces. En segundo lugar, desde el punto de vista de 
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los inversionistas privados, los menores riesgos y el más corto período de retorno de los 
proyectos de generación térmica favorecía una expansión basada en motores diesel de 
media velocidad usando bunker. Finalmente, al licitar la compra de nueva capacidad, la 
ENEE ha concedido a los licitantes tiempos de solamente 18 a 24 meses para el 
desarrollo de los proyectos, limitando así el rango de las opciones tecnológicas 
disponibles. 

A medida que ha transcurrido el tiempo, el desarrollo de proyectos hidroeléctricos más 
grandes se ha vuelto también más difícil debido a una mayor conciencia de sus impactos 
ambientales y a la aparentemente inevitable oposición de las poblaciones rurales, 
organizadas y apoyadas por organizaciones no gubernamentales internacionales, que 
vuelven su desarrollo más complicado para el Gobierno.  

4.2.2 Dificultades 

Formulación de políticas y regulación. El Gabinete Energético se ha reunido sólo unas 
pocas veces desde su creación, menos de una vez al año, presidido no por el Presidente de 
la República sino por el Secretario de la Presidencia. SERNA no ha sido proactiva en su 
papel de Secretaria y Coordinadora del Gabinete para establecer la agenda y proveer el 
trabajo técnico de base para las decisiones. La consecuencia de este vacío a nivel de 
Gabinete es que la ENEE se convierte para el Gobierno en el punto focal de 
conocimientos sobre energía al que recurre incluso para asuntos que caen dentro de los 
campos de la formulación  de políticas y de la regulación, contribuyendo así a una débil 
separación de papeles. 

La debilidad de la SERNA se debe en parte a los limitados presupuestos, y en parte a la 
debilidad del sistema de Servicio Civil. El personal de la Secretaría cambia 
completamente cada cuatro años cuando asume el poder una nueva administración, 
incluso cuando es del mismo partido político. El Gobierno debería poder contar con un 
grupo profesional en la Secretaría, con presupuesto adecuado y capaz de aislar a su 
personal de la sustitución periódica debida al ciclo electoral.  

El proceso de planificación del sector eléctrico no ha funcionado bien. Aunque la ENEE 
ha preparado regularmente planes de expansión de generación indicativos, la 
presentación formal de estos planes al Gabinete Energético y su aprobación por este no se 
ha llevado a cabo. Más importante aun, el proceso de licitación para contratar nueva 
capacidad de generación ha experimentado dificultades y demoras, haciendo necesario 
contratar generación de emergencia cara. Recientemente, la promoción y desarrollo del 
proyecto hidroeléctrico Patuca 3, necesario para satisfacer el crecimiento de la demanda y 
diversificar las fuentes de energía, experimentó demoras sustanciales debido a la falta de 
políticas y procedimientos claros para movilizar financiamiento privado, haciendo 
probablemente necesaria otra vez la contratación de generación de emergencia cara. 

El regulador ha jugado un papel marginal, en coherencia con la incompleta 
implementación de la reforma, la falta de conciencia de los Gobiernos sobre el esquema 
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definido por la Ley, la continuada posición dominante de la estatal ENEE y la 
politización de su gestión, y la sensitividad política de las tarifas. Todo lo anterior socava 
la credibilidad de una agencia reguladora cuya responsabilidad es la aplicación 
transparente y objetiva de las nuevas regulaciones y el establecimiento de tarifas que 
recuperen los costos. 

Pobre desempeño de la ENEE.  Después de la reforma de 1994, la anunciada 
reestructuración y privatización de la ENEE no se llevó a cabo y su gobierno corporativo 
y gestión no mejoraron. La ENEE se enfrenta hoy a una nueva crisis financiera, 
ocasionada en parte por su pobre desempeño. Los problemas de la ENEE se pueden 
relacionar con la falta de compromiso del Gobierno y los partidos políticos de aplicar 
tarifas que recuperen los costos y de reestructurar y mejorar el gobierno corporativo de la 
empresa. Para garantizar un suministro eléctrico sostenible y de buena calidad se requiere 
de finanzas sólidas y gestión profesional, incluyendo sistemas de información modernos. 

La Constitución de Honduras, en su Artículo 264, estipula que “los Gerentes Generales 
de empresas propiedad del Estado durarán hasta cuatro años en sus cargos…”. Cada vez 
que un nuevo Gobierno es juramentado, se nombra a un nuevo Gerente General – no 
necesariamente con conocimiento previo del sector. Las posiciones de Subgerente 
Regional de Distribución de la ENEE se han vuelto también sujetas a designación 
política. La rotación de personal en los niveles superiores de gerencia vuelve difícil 
mantener una estrategia de largo plazo. 

En términos de empleo, la Figura 4, que compara el número de conexiones residenciales 
por empleado y la energía vendida por empleado en Honduras con los de otras empresas 
de servicios públicos de América Central, muestra que la ENEE tiene un exceso de 
personal. 

Figura 4.1.  Electricidad – Conexión Residencial por Empleado 

Electricidad – Energía Vendida por Empleado 

10
00

20
00

30
00

40
00

 

1995 2000 2005
year

Costa Rica El Salvador Guatemala Honduras
Nicaragua R. Dominicana Panama

Source: LAC Electricidad Benchmarking Database, The World Bank, 2007.

Electricidad - Energía Vendida por Empleado

20
0

40
0

60
0

80
0

10
00

 

1995 2000 2005
year

Costa Rica El Salvador Guatemala Honduras
Nicaragua R. Dominicana Panama

Source: LAC Electricidad Benchmarking Database, The World Bank, 2007.

Electricidad - Conexiones Residenciales por Empleado

 



 

 - 31 -

Bajo los Subgerentes Regionales de Distribución se encuentran los puestos clave de Jefes 
de Sistema, jefes de los sistemas de distribución de la ENEE en poblaciones con 5,000 
clientes o más,7 que supervisan las operaciones de distribución y comerciales en esos 
centros y en un número de poblaciones más pequeñas a su alrededor. No obstante que 
desde 1991 la Junta Directiva de la empresa emitió una resolución requiriendo que estas 
posiciones fuesen asignadas a ingenieros, han venido siendo reservadas para activistas 
políticos, igualmente reemplazados cada tres o cuatro años. 

Desde aproximadamente 1998 a 2001, la ENEE llevó a cabo un programa para 
profesionalizar los cargos de Jefes de Sistema. Tomó años implementarlo, porque se tuvo 
que hacer contra la oposición de padrinos políticos, pero produjo resultados dramáticos, 
tanto en términos de reducción de las pérdidas comerciales como de mejoras en la calidad 
del servicio (ver el Anexo 3 en relación con el Proyecto Siete Ciudades). Sin embargo, en 
cuanto entró un nuevo Gobierno, los ingenieros fueron remplazados de nuevo por 
activistas políticos. 

Con el aumento de la generación privada, las nuevas compañías han reclutado a muchos 
de los mejores profesionales de la ENEE. Gradualmente, la ENEE parece haber llegado a 
considerar al Sector Privado y a los mecanismos de mercado introducidos por la Ley 
Marco como una amenaza, particularmente cuando sus pagos a generadores privados se 
han incrementado y las tarifas no. 

La ENEE usa software de gestión obsoleto, que data de los ‘70s, y está lleno de 
“parches”. Para una alta proporción de las cuentas de servicio, quizás el 50 por ciento, la 
ENEE no sabe quiénes son sus clientes. Para la mayoría de cuentas de servicio 
residencial, la cuenta está a nombre de la primera persona que solicitó el servicio para el 
inmueble de que se trate. Muchos ya han fallecido. Lo mismo ocurre incluso con clientes 
corporativos grandes y bien conocidos. Lo anterior significa que en la mayoría de los 
casos la ENEE no puede demandar legalmente a los usuarios por falta de pago, ya que no 
existe un contrato que obligue al usuario.  

Regulación de Tarifas. La aplicación de tarifas que recuperen los costos y de subsidios 
focalizados, dos principios establecidos en la Ley Marco, no han sido implementados. En 
lugar de ello, los precios de la electricidad se han vuelto cada vez más un asunto político. 
La ENEE no aplica los métodos y procedimientos establecidos en la ley para fijar tarifas. 

La ENEE no ha presentado ante la CNE una propuesta para tarifas en barra o tarifas a 
usuarios finales en años, y la actual estructura y nivel de las tarifas no reflejan los costos 
económicos actuales del suministro como lo establecía la Ley. 

Implementación de un mercado competitivo. El diseño del mercado mayorista en la 

                                                 
7 Tales como Puerto Cortés, Tela, Trujillo, Progreso, Santa Bárbara, Santa Rosa de Copán, Ocotepeque, 
Gracias, Siguatepeque, Comayagua, La Esperanza, Juticalpa, Catacamas, Choluteca, y otras. 
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Ley Marco ignoró las limitaciones técnicas y económicas de un sistema eléctrico pequeño 
que no podía satisfacer una de las condiciones básicas para introducir competencia 
efectiva: la participación de un número suficiente de compradores y vendedores capaces, 
necesaria para reducir los potenciales problemas de poder de mercado. Las posibles 
ganancias en precios de energía más bajos debido a la competencia no compensarían la 
pérdida en economías tanto de escala como de alcance de compañías desagregadas en un 
mercado pequeño; el número de grandes consumidores industriales dispuestos a 
participar en el mercado era pequeño, y el comercio de energía regional se vio restringido 
por la limitada capacidad de transmisión de la interconexión regional. Algunos analistas 
argumentan que el modelo de comprador único de facto era más apropiado para 
Honduras y que afortunadamente el modelo de mercado contemplado en la ley no fue 
implementado completamente.8 

Otras condiciones básicas para garantizar la competencia efectiva en el mercado no se 
cumplieron: el libre acceso a la red de transmisión se vio obstaculizado al permanecer la 
ENEE como una empresa verticalmente integrada; el método usado para determinar el 
peaje de transmisión es complejo y ha desmotivado las transacciones de energía por parte 
de grandes usuarios; los métodos aplicados para regular los precios mayoristas a los 
distribuidores, a través de la tarifa en barra, han desmotivado la expansión de generación; 
y la falta de un mercado spot transparente ha obstaculizado las necesarias transacciones a 
corto plazo. 

Grandes consumidores. El mercado potencial de grandes consumidores industriales (>1 
MW) es hoy, en principio, relativamente importante: 76 consumidores con una demanda 
máxima no coincidente de 255 MW (ver la Tabla 4.1). Sin embargo, este mercado no se 
ha desarrollado. Existen varias razones que explican esta situación: 

a) El método para determinar el peaje, emitido por la CNE en 2000, carga los costos 
variables y fijos a cada transacción, y los costos se incrementan con la distancia. 
En varios casos se han negociado transacciones, pero las partes interesadas se han 
quejado de que los peajes que les cotizó la ENEE son excesivos.  

b) La ENEE en su posición de monopolio verticalmente integrado, no está interesada 
en promover el desarrollo de un mercado de grandes consumidores en que los 
generadores locales y regionales podrían escoger a los mejores clientes de la base 
de consumidores de la ENEE.  

c) La erosión gradual de las tarifas de la ENEE para clientes industriales elimina el 
incentivo de éstos para buscar proveedores alternos. 

                                                 
8 Ian Walker y Juan Benavides, “Sostenimiento de la Reforma del Sector Energía en América Latina: La 
Reforma en Honduras,” BID, 2002; Jaime Millán, “Entre el Mercado y el Estado: tres décadas de reformas 
en el sector eléctrico de América Latina,” BID, 2006. 
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Tabla 4.1.  
Grandes consumidores

Número 
usuraios

Demanda máxima 
no coincidente

Min Max MW
100 200 290 41
200 500 180 53
500 1000 30 23

1000 76 255

Demanda máxima 
(kW)

Fuente: Estimativo CNE basado en base de datos facturación. 
Incluye industria y comercio  

Regulación de precios de generación. En el esquema de precios introducido por la Ley 
Marco, el costo marginal de corto plazo es básicamente una señal económica para los 
generadores para promover el suministro. Como componente de la tarifa en barra – que 
debía ser propuesta cada año por los generadores a la CNE – es el precio al cual los 
generadores están dispuestos a garantizar el suministro a los distribuidores. Por ese 
motivo, es también el costo de generación trasladado a los consumidores finales en las 
tarifas.  

La Ley Marco define el costo marginal de corto plazo como el costo económico de 
suministrar un kilovatio y un kilovatio-hora adicionales durante cinco años. La definición 
se refiere al costo de suministrar potencia, o capacidad, adicional (un kilovatio) y al costo 
de suministrar energía adicional (un kilovatio-hora). No obstante, la práctica actual es que 
cada año la ENEE calcula únicamente el costo marginal de corto plazo de la energía.  

El cálculo de una tarifa en barra que excluye el costo marginal de la capacidad y se 
calcula anualmente como un promedio sobre cinco años de costos marginales de energía 
futuros, es efectivo para garantizar la estabilidad de precios, pero desalienta el desarrollo 
de un mercado de contratos entre generadores y distribuidores. La teoría y la práctica 
muestran que un generador eficiente que vende su producción al costo marginal de la 
energía puede no llegar a cubrir todos sus costos de inversión, y que el cálculo de costos 
marginales futuros es muy sensible a muchos parámetros y supuestos que pueden ser 
manipulados.9 

Por lo tanto, no es sorprendente que los generadores privados prefieran vender energía a 
la ENEE bajo contratos de largo plazo a precios determinados por procedimientos de 
licitación competitiva, que incluyen cargos fijos, y cargos por energía indexados al precio 
del combustible y a las variaciones del Índice de Precios al Consumidor (IPC), o que los 
pequeños generadores basados en energías renovables prefieran un precio fijo de energía 

                                                 
9 En Chile y Perú, las regulaciones incluyen un cargo por capacidad y establecen que el costo marginal de 
la energía debe estar en línea con el precio de la energía en el mercado de grandes consumidores, que es 
competitivo. 
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por la duración del contrato, eliminando el riesgo de futuras reducciones en el costo 
marginal.  

El Mercado de Oportunidad (Spot).10  La Ley Marco permitió transacciones de 
oportunidad o “spot” entre generadores y la ENEE pero no estableció un mercado 
mayorista formal basado en precios horarios de la energía. Hay solamente dos 
generadores que venden regularmente a la ENEE al costo marginal de corto plazo del 
sistema, Elásticos Centroamericanos y Textiles, S.A. (ELCATEX), un auto-generador 
industrial que vende entre 3 y 5 MW de excedentes de capacidad, y EMCE, uno de los 
generadores privados, usando 5 MW de capacidad adicional no incluida en su PPA con 
ENEE. También podrían clasificarse en la misma categoría las ventas de generadores que 
tienen PPAs con la ENEE, pero que le presentan ofertas “fuera de contrato” para 
asegurarse de ser despachados. 

El despacho de la ENEE no determina el costo marginal horario del sistema. Aunque la 
ENEE usa una herramienta de software muy conocida para planificar sus operaciones a 
mediano plazo, designada como Stochastic Dual Dynamic Programming (SDDP), nunca 
habilitó el módulo de corto plazo del programa, que el centro de despacho debería usar 
para el despacho diario y que le permitiría determinar el costo marginal de corto plazo 
horario. El cálculo del costo marginal horario facilitaría la implementación de un 
mercado spot o de balance, requerido para acomodar contratos de energía flexibles11 e 
incrementar la eficiencia de las transacciones de energía. 

El Mercado de energía regional. 10 A finales de los ‘90s, los países de América Central, 
Costa Rica, El Salvador, Guatemala, Honduras, Nicaragua, y Panamá decidieron reforzar 
las interconexiones eléctricas bilaterales entre ellos mediante la construcción de líneas de 
transmisión de 230 kV a lo largo de 1,800 km. El proyecto incrementará la capacidad 
para transacciones comerciales de electricidad entre los seis países de los 50 MW 
actuales a cerca de 300 MW inicialmente y hasta 600 MW después (Figura 4.2).12 
Paralelamente fueron creadas dos instituciones regionales, la Comisión Regional de 
Interconexión Eléctrica (CRIE) y el Ente Operador Regional (EOR) para la regulación y 
la operación del sistema, respectivamente, relativas a las transacciones regionales en el 
mercado. El desarrollo de mecanismos de mercado más abiertos y competitivos, y la 
mayor capacidad de transmisión para el intercambio de energía, proveerá incentivos para 
el desarrollo de nuevos proyectos de generación para servir el mercado regional. 

                                                 
10 Consultar el Anexo 4 para detalles sobre los mercados eléctricos mayoristas nacional y regional. 
11 Los PPAs existentes son contratos físicos que imponen restricciones a la operación del sistema eléctrico 
y del mercado eléctrico. Por ejemplo, los generadores rehúsan proveer servicios complementarios porque 
los PPAs no incluyen remuneración específica por la provisión de esos servicios. Los PPAs no requieren 
pagar las desviaciones entre la energía contratada y la energía despachada por orden de mérito. Lo anterior 
es bueno porque no restringen el despacho económico, pero es malo porque no pueden manejar contratos 
financieros flexibles y eficientes que resuelvan las diferencias valorándolas al costo marginal.  
12 Todas las líneas del Sistema de Interconexión Eléctrica para América Central (SIEPAC), serán 
construidas para doble circuito, pero serán equipadas inicialmente con solo un circuito. 
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Figura 4.2. Capacidad de Interconexión Actual, 2005-2007 

 
Los arreglos comerciales entre países toman la forma de contratos y de transacciones 
pactadas en el mercado de oportunidad. Como lo muestra la Tabla 4.2, en 2005 la 
mayoría de los intercambios se basó en contratos entre países, y en particular con origen 
en Guatemala. 

Tabla 4.2. Electricidad Comercializada en 2005 en América Central (GWh) 
                        

 Total General 
Inyec.    Retiro 

Balance Neto 
Inyec.    Retiro 

Por Contrato 
Inyec.    Retiro 

Mercado Spot 
Inyec.    Retiro 

Total 
Costa Rica 
El Salvador 
Guatemala 
Honduras 
Nicaragua 
Panamá 

530.05 
69.76 
22.20 
322.78 
2.81 
8.35 
104.15 

530.05 
80.33 
300.22 
14.77 
58.26 
22.24 
54.22 

357.94 
 
 
308.1 
 
 
49.93 

357.94 
10.57 
278.02 
 
55.45 
13.90 

436.64 
69.19 
15.85 
283.98 
0.21 
 
67.42 

417.38 
64.57 
264.74 
1.03 
38.94 
2.53 
45.57 

93.41 
0.57 
6.35 
38.8 
2.60 
8.35 
36.73 

112.67 
15.76 
35.48 
13.74 
19.32 
19.71 
8.65 

Fuente: PNUD–CEPAL– Istmo Centroamericano, Estadísticas del Subsector Eléctrico 2005. 
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5. POLITICA DE PRECIOS 

5.1 FIJACION DE LAS TARIFAS DE LA ELECTRICIDAD 

El régimen tarifario de la electricidad en Honduras fue establecido en la Ley Marco, que 
en este aspecto se inspiró en la Ley de Concesiones Eléctricas del Perú, de 1992. El 
esquema, que se presenta en la Casilla 5.1, corresponde a la estructura de la industria que 
contemplaba la Ley, con múltiples generadores y múltiples distribuidores privados 

 

La Empresa Nacional de Energía Eléctrica, que se mantuvo verticalmente integrada, 
nunca ha aplicado los métodos oficiales de cálculo o de ajuste de tarifas, ni ha cumplido 
con la periodicidad indicada por la ley para los cálculos de tarifas.13 

                                                 
13 La ENEE presentó una propuesta a finales de 2001, y nuevas tarifas fueron publicadas en mayo de 2002, 
pero su aplicación fue suspendida unos días después, luego de un congelamiento temporal de los precios de 
los servicios públicos acordado por el Gobierno con las asociaciones de trabajadores y de empleadores. El 
congelamiento finalizó en julio de 2003, pero la ENEE aun tiene pendiente presentar una nueva propuesta. 

Recuadro 5.1.  Principios de Cálculo y Fijación de Tarifas Eléctricas según la Ley Marco 

Los distribuidores podrían comprar potencia y energía a un precio regulado, designado como la “Tarifa 
en Barra”, que reflejaría los costos de generación y transmisión. Esta tarifa sería calculada anualmente 
por los generadores y aprobada por el regulador junto con fórmulas de ajuste que permitirían su 
modificación a lo largo del año cada vez que los costos cambiaran en más de un 5 por ciento debido a 
variaciones del precio de los combustibles y de la tasa de cambio. La tarifa y sus eventuales 
modificaciones en caso de ajustes, entrarían en vigencia al ser publicadas en el diario oficial la Gaceta . 

Los distribuidores presentarían cada cinco años las tarifas a usuarios finales y sus fórmulas de ajuste 
para aprobación del regulador. (Las tarifas podían calcularse nuevamente antes del final de los cinco 
años si el ajuste indicado por las fórmulas llegaba a exceder el valor de la tarifa original). Estas tarifas 
reflejarían el costo de las compras al por mayor de potencia y energía a la Tarifa en Barra, más el 
“Valor Agregado de Distribución” basado en los costos de una “empresa modelo eficiente.” Las tarifas 
se ajustarían al variar los costos en más del 5 por ciento debido a variaciones de la Tarifa en Barra y de 
la tasa de cambio. 

Al calcular el valor agregado de distribución, los costos de distribución se promedian sobre los 
diferentes tipos de zonas, lo que implica un subsidio de las áreas urbanas a las rurales. Además, la Ley 
permite, pero no manda, un subsidio cruzado explícito a favor de los “Pequeños Consumidores 
Residenciales”, definidos como aquellos que usan menos de 300 kWh por mes, estableciendo límites 
para ese subsidio. Actualmente, el Gobierno provee un subsidio directo adicional a los pequeños 
consumidores residenciales, equivalente en promedio a US$1.90 por cliente por mes, que ENEE deduce 
de la factura eléctrica y que el Gobierno le reembolsa a la ENEE. 
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5.2 NECESIDAD DE ACTUALIZAR LAS TARIFAS 

Las tarifas actuales de la ENEE, publicadas por la Comisión Nacional de Energía (CNE) 
en la Gaceta oficial en febrero de 2000, ya no reflejan los costos económicos del 
suministro. En primer lugar, el estudio que determinó las tarifas se basó en proyecciones 
de costos para el período 2000-2004. Desde 1999, la capacidad instalada se ha duplicado 
y la estructura de costos de la ENEE ha cambiado. Las fórmulas de ajuste ya no son 
apropiadas. El ajuste acumulado de conformidad con las fórmulas es actualmente de más 
del 100 por ciento de la tarifa original. 

La Figura 5.1 muestra la evolución del precio promedio de la ENEE (tarifa más ajuste) 
tanto en términos nominales como reales. El precio promedio expresado en lempiras 
corrientes se incrementó en un 53 por ciento entre 2001 y 2006. Expresado en lempiras 
constantes de 2001, sin embargo, ha permanecido prácticamente constante.  

Figura 5.1.  Tendencia Histórica de la Tarifa Promedio en Términos Nominales y 
Reales (Lps/kWh) 
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5.3 COMPARACIÓN CON LOS COSTOS ECONÓMICOS 

La Tabla 5.1 muestra una comparación para todas las categorías de usuarios de: (a) el 
costo económico del suministro (que reconoce un 15 por ciento de pérdidas); (b) las 
tarifas de la ENEE; y (c) los precios finales pagados por los consumidores después de 
deducir el subsidio directo del Gobierno. El costo económico del suministro fue estimado 
por la CNE aplicando los métodos prescritos por la Ley Marco y usando datos obtenidos 
de la ENEE y de otras fuentes, como se explica en el Anexo 5. 

La Tabla muestra que, globalmente, las tarifas de la ENEE cubren solamente el 81 por 
ciento del costo económico del suministro y que su estructura está distorsionada, con 
precios del consumo residencial sustancialmente inferiores al correspondiente costo 
económico. La tarifa promedio para los usuarios residenciales es de 60 por ciento del 
costo económico del suministro, y el precio promedio que finalmente pagan, una vez 
deducido el subsidio directo del Gobierno, es de solamente el 54 por ciento del costo. La 
tarifa para hogares que consumen menos de 100 kWh por mes es equivalente al 22 por 
ciento del costo, y para aquellos que consumen entre 0 y 300 kWh – que son el 84 por 
ciento de todos los clientes residenciales – el 39 por ciento del costo. Aun los clientes que 
consumen más de 500 kWh por mes, pagan solamente el 82 por ciento del costo del 
suministro. Las tarifas para las municipalidades equivalen a cerca del 77 por ciento del 
costo. Para las restantes categorías de usuarios, las tarifas son aproximadamente iguales 
al costo, dejando por lo tanto a la ENEE con un déficit. 

 

 

 

 



 

 - 39 -

Tabla 5.1 

Costo Precio
Clase de Usuario Económico después de %

y Bloque de Consumo Promedio Número de Σ Dmax Energía Subsidio del Costo
$/kWh $/kWh % del Costo Clientes MW MWh US$ $/kWh Directo

A- Residencial
0-20          kWh/mes 0.4043 0.0917 22.7% 86,498 634 15,159 0.0239 0.0678 16.8%
21-50 0.1878 0.0481 25.6% 87,840 3,114 47,978 0.0154 0.0327 17.4%
51-100 0.1578 0.0572 36.3% 132,804 10,062 177,397 0.0176 0.0396 25.1%
101-130 0.1488 0.0639 43.0% 77,017 9,643 185,838 0.0193 0.0446 30.0%
131-150 0.1458 0.0693 47.5% 51,344 6,429 123,892 0.0193 0.0500 34.3%
151-300 0.1408 0.0783 55.6% 242,723 51,906 658,408 0.0127 0.0656 46.6%
301-500 0.1367 0.0887 64.8% 83,368 31,292 0 0.0887 64.8%
> 500 0.1336 0.1091 81.7% 43,747 39,419 0 0.1091 81.7%
Total Residencial 0.1420 0.0852 60.0% 805,341 152,499 1,208,672 0.0079 0.0773 54.4%

B- Comercial
Monofásico 0.1318 0.1328 100.8% 53,950 36,851 0.1328 100.8%
Trifásico 0.1291 0.1328 102.9% 5,795 58,171 0.1328 102.9%
Total Comercial 0.1302 0.1328 102.0% 59,745 95,021 0.1328 102.0%

C- Industrial Media Tensión 0.1070 0.1052 98.3% 134 114.13 44,919 0.1052 98.3%

D- Industrial Alta Tensión 0.0985 0.0933 94.7% 18 121.52 51,443 0.0933 94.7%

E- Sector Público 0.1254 0.1362 108.6% 5,041 12,940 0.1362 108.6%

Municipal
Monofásico 0.1267 0.0973 76.8% 625 598 0.0973 76.8%
Trifásico 0.1256 0.0973 77.5% 728 1,542 0.0973 77.5%
Total Municipal 0.1259 0.0973 77.3% 1,353 2,140 0.0973 77.3%
Total ENEE 0.1275 0.1034 81.1% 871,632 358,962 1,208,672 0.0034 0.1000 78.4%

Comparación de Costos Unitarios, Tarifas (con Subsidio Cruzado) y Precios Finales (después del Subsidio Directo)

Subsidio DirectoTarifa Promedio Consumo
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5.4 COMPARACIÓN CON OTRAS TARIFAS DE AMÉRICA CENTRAL 

La Figura 5.2 presenta una comparación de las tarifas eléctricas promedio de la ENEE para 
consumidores residenciales e industriales con las de otras distribuidoras de América Central. Las 
tarifas residenciales de ENEE son las más bajas de la región mientras que las tarifas industriales 
se ubican entre la parte baja y la mitad del rango. 

Figura 5.2. Comparación de tarifas residenciales e industriales de Centro América 
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5.5 SUBSIDIOS 

El subsidio cruzado explícito incorporado en la actual estructura tarifaria va más allá de los 
límites fijados por la Ley Marco. La mayoría de los consumidores residenciales han estado 
subsidiados desde que las tarifas se publicaron en febrero de 2000. Para compensar ese subsidio, 
los recargos a otras categorías de usuarios excedían también al inicio los límites establecidos en la 
Ley. A medida que el costo del servicio ha aumentado y que las tarifas no se han ajustado de 
manera correspondiente, el subsidio a los consumidores residenciales ha crecido aún más, en 
tanto que los recargos a otros consumidores se han visto mermados. 

Ni el subsidio cruzado ni el subsidio directo del Gobierno están eficientemente focalizados. La 
Tabla 5.2 muestra la distribución de ambos subsidios en julio de 2006 y el porcentaje de cada uno 
que beneficia a los pobres, con base en el supuesto de que un consumo de 130 kWh por mes es, 
en promedio, la línea divisoria entre pobres y no pobres.14 La Tabla muestra también un indicador 
de focalización, Ω, definido como el porcentaje del subsidio total que va a los pobres, dividido 
entre el porcentaje de la población que es pobre – 62 por ciento en el caso de Honduras. Un valor 
de Ω = 1.0 indicaría una distribución neutral. Un Ω menor que 1.0 refleja una distribución 
regresiva, con proporcionalmente más subsidio yendo a hogares no pobres que a hogares pobres.   

Tabla 5.2. Distribución de Subsidios, Julio de 2006 

Subsidio Cruzado Subsidio Directo Subsidio Total Bloque     
kWh/mes 

Número de 
Usuarios 

US$ 
Porcentaje 
a Pobres y 

Ω 
US$ 

Porcentaje 
a Pobres y 

Ω 
US$ 

Porcentaje 
a Pobres y 

Ω 
0–20 86,498 200,463 15,159 215,622 
21–50 87,840 439,562 

28.102% 
47,978 

35.3% 
487,540 

29.0% 

51–100 132,804 1,018,727 177,397 1,196,124 

101–130 77,017 784,694 

Ω = 0.453 

185,838 

Ω = 0.569 

970,532 

Ω = 0.467 

131–150 51,344 523,126  123,892  647,018  
151–300 242,723 3,253,443  658,408  3,911,851  
301– 500 83,368 1,508,603    1,508,603  
> 500 43,747 966,229    966,229  

Totales 805,341 8,694,847  1,208,672  9,903,519  

 
La Tabla muestra que el subsidio cruzado y el subsidio directo son muy regresivos. El subsidio 
cruzado incorporado en la tarifa ha sido estimado como la diferencia entre el costo económico del 
servicio y la factura basada en la tarifa actual. Su valor mensual total es de US$8.7 millones. En 
cuanto al subsidio directo15 provisto por el Gobierno, solo 35 por ciento del mismo beneficia a los 
hogares pobres. 

                                                 
14 Esta línea divisoria ha sido estimada con base en encuestas del Instituto Nacional de Estadística de Honduras (INE) 
y la base de datos comerciales de la ENEE. 
15 El subsidio directo del Gobierno es para todos los usuarios residenciales que consumen menos de 300 kWh por 
mes. El monto total de ese subsidio se ha limitado a Lps275 millones por año, equivalente a cerca de US$1.2 
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Las bajas tarifas y el subsidio directo del Gobierno promueven el consumo excesivo. El consumo 
residencial promedio en Honduras es de cerca de 200 kWh por mes, casi el doble del consumo 
residencial promedio en El Salvador y Guatemala (ver la Figura 5.3), a pesar de que el ingreso 
per cápita en esos países es más del doble del de Honduras. Los bajos precios de la electricidad 
promueven asimismo una ineficiente sustitución de combustibles, particularmente para la cocina 
y el calentamiento de agua, pues la electricidad, aunque es una opción mucho menos eficiente y 
económicamente más costosa, es más barata para el usuario que el gas licuado de petróleo (LPG). 

 

Figura 5.3.  Electricidad Vendida por Conexión  (GWh/año) 
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Source: LAC Electricidad Benchmarking Database, The World Bank, 2007.
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5.6 NORMALIZACIÓN DE LAS TARIFAS DE LA ENEE 

Para determinar cuáles deberían ser las tarifas de la ENEE, la CNE realizó una simulación a fin 
de calcular un pliego tarifario de referencia aplicando los métodos indicados en la Ley Marco y 
usando costos actualizados. El pliego de referencia incorpora un subsidio cruzado de los usuarios 
no residenciales y de los usuarios residenciales con consumos mayores de 300 kWh/mes a los 

                                                                                                                                                              
millones por mes. El monto del subsidio mensual por consumidor aumenta con el nivel de consumo hasta un 
determinado punto, y luego queda fijo de acuerdo con un método propuesto por la ENEE y aprobado por el Gabinete 
Energético. A la fecha, el subsidio queda fijo a partir de los 135 kWh por mes. A medida que se ha incrementado el 
volumen de consumo a ser subsidiado, debido al aumento del número de usuarios, la ENEE, a fin de respetar el 
límite global, ha venido reduciendo gradualmente tanto el consumo a partir del cual el subsidio per cápita se deja fijo, 
como el monto máximo per cápita. 
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usuarios residenciales con consumos menores de 300 kWh/mes, con el mayor subsidio 
concentrado en los hogares que consumen hasta 50 kWh/mes. La tarifa residencial promedio 
resultante es aproximadamente 5.7 por ciento menor que el costo promedio del suministro. Para 
financiar esa brecha, las otras categorías de usuarios pagan un recargo del 5.1 por ciento sobre su 
costo de suministro. La Tabla 5.3 compara la tarifa residencial actual y la de referencia. 

Tabla 5.3. Comparación entre la Tarifa Actual y la de Referencia 

Tarifa Actual Nueva Tarifa 
Bloque 
kWh/mes 

Costo 
Promedio 

$/kWh 
$/kWh 

Promedio 
% del 
Costo 

$/kWh 
Promedio 

% del 
Costo 

Incremento 
de Tarifa 

Número de 
Usuarios 

0–50 0.224 0.056 24.7% 0.112 50.0% 102.2% 174,338 
51–100 0.158 0.057 36.3% 0.106 67.0% 84.7% 132,804 
101–150 0.147 0.066 45.1% 0.126 85.4% 89.4% 128,361 
151–300 0.141 0.078 55.6% 0.134 94.9% 70.6% 242,723 
301–500 0.137 0.089 64.8% 0.139 101.9% 57.2% 83,368 
501– 0.134 0.109 81.7% 0.143 106.7% 30.7% 43,747 

       805,341 
 
Para reducir el impacto del incremento tarifario sobre los pequeños consumidores residenciales, 
es necesario reasignar el subsidio directo del Gobierno. La Tabla 5.4 presenta una comparación 
del precio final pagado actualmente por los usuarios residenciales después de descontar el 
subsidio directo del Gobierno, con el precio final que resultaría de aplicar la tarifa de referencia y 
de descontar un subsidio directo que ha sido reasignado para focalizarlo en los consumidores más 
pequeños.  

Tabla 5.4 - Opción 1: Precio Final Actual y Propuesto 

Precio Final Actual 
(después del 

subsidio directo) 

Precio Final Nuevo 
(después del Nuevo 

subsidio directo) Bloque 
kWh/mes 

Costo 
Prom. 

$/kWh 
Prom. 

% del 
Costo 

$/kWh 
Prom. 

% del 
Costo 

Incremento Número de 
Usuarios 

0–50 0.224 0.039 17.2% 0.056 24.8% 44.1% 174,338 

51–100 0.158 0.040 25.1% 0.063 39.7% 58.0% 132,804 

101–150 0.147 0.047 32.0% 0.091 61.6% 92.5% 128,361 

151–300 0.141 0.066 46.6% 0.134 94.9% 103.5% 242,723 

301–500 0.137 0.089 64.8% 0.139 101.9% 57.2% 83,368 

501– 0.134 0.109 81.7% 0.143 106.7% 30.7% 43,747 
       805,341 

 

Al pliego tarifario presentado en la Tabla 5.4 y al subsidio directo del Gobierno se les puede 
hacer ajustes adicionales para que los usuarios residenciales con consumos de hasta 150 kWh/mes 
no experimenten cambio en el precio final que pagan. Lo anterior se puede lograr modificando la 
tarifa de referencia para reducir el precio para estos usuarios y aumentar por otra parte el recargo 
a los consumidores no residenciales, que pasaría a ser del 11 por ciento de su costo de suministro. 
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La Tabla 5.5 muestra la comparación del precio final para los consumidores residenciales con la 
nueva tarifa y una nueva asignación del subsidio directo después de estos ajustes. 

Tabla 5.5. Opción 2. Precio Final Actual y Propuesto 

Precio Final Actual Nuevo Precio Final 
Bloque 
kWh/mes 

Costo 
Promedio 

$/kWh 
$/kWh 
Prom. 

% del 
Costo 

$/kWh 
Promedio 

% del 
Costo 

Incremento Número de 
Usuarios 

0–50 0.224 0.039 17.2% 0.039 17.4% 1.1% 174,338 
51–100 0.158 0.040 25.1% 0.041 25.7% 2.3% 132,804 
101–150 0.147 0.047 32.0% 0.048 32.6% 1.9% 128,361 
151–300 0.141 0.066 46.6% 0.125 89.0% 91.0% 242,723 
301–500 0.137 0.089 64.8% 0.139 101.7% 56.9% 83,368 
501– 0.134 0.109 81.7% 0.143 106.6% 30.6% 43,747 
        805,341 

 

La nueva tarifa recuperaría el costo económico del servicio, generando US$8.9 millones por mes 
en ingresos adicionales para la ENEE. El aumento de la tarifa para los clientes industriales, que 
actualmente pagan un precio ligeramente inferior al costo del servicio, sería del 13 por ciento 
para el servicio en media tensión y del 17 por ciento para el servicio en alta tensión. Una 
comparación de la tarifa de media tensión resultante16 con las que prevalecen en otros países 
centroamericanos muestra que el impacto no sería muy grande (Tabla 5.6).   

Tabla 5.6 - Tarifas de Mediano Voltaje en América Central 

Industrial 
Mediano Voltaje 

 $/kW-mes $/kWh 
Honduras (actual) 10.86 0.078 
Honduras (conforme a la Opción 2) 9.41 0.095 
Guatemala 9.16 0.062 
El Salvador 8.68 0.079 
Nicaragua 12.03 0.104 
Costa Rica 9.97 0.034 
Panamá 9.45 0.110 

                                                 
16 Las tarifas de alta tensión no están disponibles para una comparación similar, pues en el resto de América Central 
la mayoría de las grandes industrias consiguen su energía en el mercado eléctrico. Dada la relación entre costos de 
media tensión y alta tensión, no obstante, se estima que la situación sería similar a la de las tarifas de media tensión. 
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6. ACCESO A LA ELECTRICIDAD 

6.1 INTRODUCCION 

En el campo de la electrificación, la Ley Marco de 1994 dispone la creación del Fondo Social de 
Desarrollo Eléctrico (FOSODE) diseñado para apoyar la electrificación tanto en las zonas rurales 
como en áreas marginales de las zonas urbanas. La administración del FOSODE se le asignó a la 
Empresa Nacional de Energía Eléctrica (ENEE), quien la realiza por medio de la Oficina de 
Electrificación Social creada con ese fin. 

Los primeros resultados de la electrificación social promovida por la Ley han sido positivos en 
términos de cobertura, incrementando la tasa de acceso en aproximadamente 2 puntos 
porcentuales por año, y extendiendo la cobertura nacional de 43 por ciento en 1994 a 69 por 
ciento en 2006.17 Además, FOSODE ha jugado un papel clave en conectar a comunidades 
aisladas y anteriormente relegadas, extendiendo el servicio eléctrico a 2,381 comunidades rurales 
en sus primeros 10 años de operación.18 

Sin embargo, a pesar de los esfuerzos de electrificación llevados a cabo en los últimos 10 años, la 
tasa global de acceso al servicio eléctrico en Honduras continúa siendo una de las más bajas de 
Latino América, y la segunda más baja de América Central, después de Nicaragua (ver la Figura 
6.1).  

Figura 6.1. Electricidad - Cobertura 
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Source: LAC Electricidad Benchmarking Database, The World Bank, 2007.

Electricidad - Cobertura del Servicio

 
 

En áreas rurales, la tasa de cobertura es particularmente baja comparada con la cobertura 
promedio en áreas urbanas (45 por ciento contra 94 por ciento, en 2006). Asimismo, hay casos 
extremos de acceso desigual tanto entre regiones como entre grupos de ingresos. Por ejemplo, el 
Departamento de Cortés reporta una cobertura promedio del 98.8 por ciento, en tanto que el 
Departamento de Lempira apenas llega al 24.6 por ciento. El quintil más pobre de la población 
está al 30 por ciento, mientras que el quintil más rico disfruta de una cobertura prácticamente 

                                                 
17 A diciembre de 2006. 
18 A febrero de 2007; información provista por la Oficina de Planificación de la ENEE.  
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universal.19 Para acelerar el acceso a la electricidad de la mayoría de la población menos 
privilegiada, el área de mayor preocupación es la falta de un adecuado marco institucional para 
implementar programas de electrificación rural. Aunque la Ley Marco ordenó en 1994 la creación 
de FOSODE, no fue sino hasta 2002 que se diseñó un plan estructurado para la electrificación 
social, el llamado Plan Nacional de Electrificación Social (PLANES). 

Este capítulo presenta una descripción crítica de los aspectos y resultados centrales de los 
programas de electrificación en Honduras y los desafíos para cumplir con las metas de 
electrificación del Gobierno.   

6.2 MARCO INSTITUCIONAL 

La ENEE es responsable por la electrificación de áreas rurales y de áreas urbanas pobres y, con 
ese fin, administra el FOSODE. El Fondo fue creado por la Ley Marco (Artículo 62, 
subsecuentemente reformado por el Decreto 89-98 de octubre de 1998).  

La Ley Marco manda que el FOSODE sea capitalizado con sendos aportes anuales de no menos 
de Lps.15 millones del Gobierno y de la ENEE. Específicamente FOSODE es financiado con 
contribuciones de la ENEE equivalentes al 1 por ciento de sus ingresos anuales por ventas de 
energía (o no menos de Lps.15 millones). Además, el Fondo recibe financiamiento de las 
municipalidades, siempre que la electrificación se lleve a cabo dentro de las municipalidades en 
particular, proveniente de tasas que éstas imponen a las empresas eléctricas en su jurisdicción. 
Finalmente, el Fondo tiene también acceso a financiamiento externo por medio de préstamos 
concesionales y donaciones.  

La ENEE creó la Oficina de Electrificación Social (OES) para planificar, administrar y ejecutar 
proyectos de electrificación social en áreas rurales y urbanas. Actualmente, la OES comprende 
tres áreas principales: servicio al cliente, diseño técnico y planificación.  

Mientras la OES continúe desempeñando sus funciones desde el interior de la ENEE, no se 
convertirá en la agencia que dirija a todos los actores involucrados en la electrificación social. La 
extremadamente baja cobertura eléctrica en las zonas rurales justifica que la electrificación social 
se convierta en una política dirigida por el Estado, liderada y coordinada a nivel ministerial, en 
lugar de serlo desde una División u Oficina ubicada dentro de la empresa estatal de servicio 
público. Por lo tanto, debería hacerse una revisión del Enfoque Sectorial a Largo Plazo y del Plan 
Estratégico para el Sector de la Electrificación Social preparados por la OES, que no sólo 
proponen la actualización de la legislación relativa a la electrificación social, sino que promueven 
además elevar la política del sector a un nivel gubernamental superior.  

                                                 
19 El peor de los casos en términos de cobertura eléctrica es el Departamento de Gracias a Dios, que alcanza apenas el 
12.36 por ciento. 
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6.3 POLITICAS Y REGULACIONES DE ELECTRIFICACION SOCIAL EXISTENTES 

Desde el establecimiento del FOSODE, la demanda de proyectos de electrificación por las 
comunidades aisladas ha crecido considerablemente. Durante los más de 10 años de operación del 
Fondo, la respuesta a dicha demanda fue el financiamiento de proyectos de electrificación rural 
con fondos del Gobierno y de otras fuentes internas y externas que alcanzó aproximadamente los 
US$10 millones por año. Entre 1995 y 2006, estos esfuerzos permitieron la electrificación de 
2,381 comunidades rurales en Honduras.  

No obstante, para alcanzar metas de corto y mediano plazo realistas, apoyándose en un plan de 
electrificación ordenado que permitiera la priorización de proyectos con base en su necesidad, las 
autoridades de OES-FOSODE y ENEE decidieron elaborar el Plan Nacional de Electrificación 
Social (PLANES) en 2002. 

OES ha liderado el desarrollo de un plan de electrificación a largo plazo (2005-2015) alineado 
con las directrices establecidas en la Estrategia de Reducción de la Pobreza, y que busca 
coordinar acciones y recursos con instituciones públicas, privadas e internacionales. Con el apoyo 
del Gobierno de Canadá (la Agencia Canadiense de Desarrollo Internacional – ACDI), y por 
medio del Proyecto de Energía Eléctrica del Istmo Centroamericano (PREEICA), la ENEE 
preparó PLANES para las áreas rurales. PLANES tiene dos componentes; (a) un plan de 
electrificación de largo plazo (hasta 2012), y (b) un plan de electrificación de corto plazo (2003–
05).  

El proceso metodológico usado para preparar PLANES incluyó tres etapas principales aplicadas a 
un conjunto total de proyectos concebidos exclusivamente como programas de extensión de la 
red.  

La primera etapa es la elaboración de una lista corta de proyectos, con base en criterios de 
sostenibilidad financiera, para excluir proyectos cuyos ingresos tarifarios anuales no sean 
suficientes para cubrir al menos sus costos recurrentes (es decir, el costo de las compras de 
energía por el distribuidor más los costos de operación y mantenimiento de la red y los costos 
comerciales). La segunda etapa es el arreglo y priorización de proyectos, orientada a maximizar 
el impacto de los fondos asignados a electrificación, dándole prioridad a los proyectos de menor 
costo. La tercera y última etapa implica el arreglo de proyectos de conformidad con las 
prioridades del Gobierno a fin de identificar aquellos con mayor impacto en la reducción de la 
pobreza.  

Con base en el programa PLANES de 2002, se ha completado una definición preliminar de 
inversiones y programas que permitirían cumplir con las metas propuestas en la Estrategia de 
Reducción de la Pobreza, y algunos de estos programas están siendo ya implementados.  

6.4 ACTUAL COBERTURA DEL SERVICIO DE ELECTRICIDAD 

La tasa global de acceso al servicio eléctrico era del 69 por ciento a finales de 2006. De acuerdo 
con el último censo y proyecciones subsiguientes, la población total de los 18 departamentos de 
Honduras, incluyendo áreas rurales y urbanas, es de aproximadamente 7.36 millones. Por lo 
tanto, de la aplicación del índice de electrificación resulta que aproximadamente 5.09 millones de 
habitantes cuentan con el servicio eléctrico y un poco más de 2.2 millones carecen de él. 
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Tabla 6.1.  Acceso Urbano y Rural a la Electricidad, 2006 
  

Población 
 

% 
No. de 

Hogares 
 

% 
No. de 

Clientes 
 

% 
Acceso         

% 
Urbano 
 
Rural 

3,350,081 
 

4,016,940 

45.5 
 

54.5 

700,507 
 

729,611 

49.0 
 

51.0 

661,582 
 

327,114 

66.9 
 

33.1 

94.4 
 

44.8 
Total 7,367,021 100.0 1,430,118 100.0 988,696 100.0 69.1 

 Fuente: ENEE, Dirección de Planificación 

 

Con base en las Encuestas de Hogares realizadas por el Gobierno, y que incluyen a usuarios 
ilegales (los cuales no se toman en cuenta en el índice de cobertura calculado por la ENEE), la 
cobertura total es de 75 a 80 por ciento. 

Como se muestra en la Tabla 6.1, se estima que más de la mitad de la población de Honduras vive 
en áreas rurales (54.5 por ciento), donde la cobertura eléctrica solamente llegaba a 44.8 por ciento 
en 2006. En contraste, existen cerca de 3.35 millones de habitantes viviendo en áreas urbanas, de 
los cuales 94.4 por ciento cuentan con electricidad. 

Existen aproximadamente 420,000 hogares sin electricidad en áreas rurales, totalizando 
2.2 millones de personas sin acceso al servicio. Mientras tanto, en áreas urbanas, solamente 
128,000 carecen del servicio. Adicionalmente, existen diferencias significativas de cobertura 
entre departamentos, y en particular entre las áreas rurales de los 18 departamentos. Existen casos 
extremos de acceso desigual tanto entre regiones como entre grupos de ingreso. Mientras que en 
el Departamento de Cortés, por ejemplo, el promedio de cobertura es de 98.8 por ciento, y hay 
poco más de 15,000 habitantes rurales sin electricidad, la cobertura en el Departamento de 
Gracias a Dios alcanza apenas un 12.4 por ciento. Además, los departamentos de Choluteca, 
Lempira y Olancho, tienen cada uno más de 200,000 habitantes rurales sin electricidad (ver el 
Anexo 6 para detalles).  

Existen 298 municipios en Honduras, 167 de los cuales tienen menos de 10,000 habitantes. 
Varias de estas comunidades han escogido asociarse y formar mancomunidades con estatus legal 
independiente, a fin de llevar a cabo programas locales de desarrollo y de protección ambiental. 
Existen aproximadamente 50 de tales mancomunidades en el país, muchas de las cuales apenas 
tienen acceso a la electricidad. Como se muestra en la Tabla 6.2, hay 23 municipalidades (7.7 por 
ciento) que no cuentan en lo absoluto con acceso a la electricidad y 119 municipalidades (39.9 
por ciento) en que la cobertura es inferior al 30 por ciento. 
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Tabla 6.2. Acceso por Municipalidades 
 

% de Acceso 
No. de 

Municipalidades 
 

% 
% 

Acumulado 
90 – 100 
80 – 90 
70 – 80 
60 – 70 
50 – 60 
40 – 50 
30 – 40 
20 – 30 
10 – 20 
0 – 10 

Sin acceso (0%) 

41 
11 
13 
19 
30 
27 
38 
41 
33 
22 
23 

13.8 
3.7 
4.4 
6.4 

10.1 
9.1 

12.8 
13.8 
11.1 
7.4 
7.7 

100.0 
86.2 
82.6 
78.2 
71.8 
61.7 
52.7 
39.9 
26.2 
15.1 
7.7 

 298 100.0  
   Fuente: ENEE 

6.5 NIVEL DE INVERSIÓN Y FUENTES DE FINANCIAMIENTO 

En el campo de la electrificación social, las inversiones grandes han sido hechas por FOSODE, 
que ha demostrado amplia capacidad para captar fondos de recursos para el desarrollo y de 
financiamiento externo, en adición a los recursos presupuestarios que el Gobierno provee cada 
año como lo requiere la Ley. Como se muestra en el Anexo 6, entre 1995 y 2006, FOSODE 
invirtió US$91.4 millones en electrificación rural, incrementando la cobertura del 45 por ciento 
en 1995 al 69.1 por ciento en 2006, a un costo de conexión relativamente bajo por hogar de 
US$300 a US$400. 

Los proyectos de electrificación se han llevado a cabo con recursos de organizaciones financieras 
como el Banco Centroamericano de Integración Económica (BCIE), y con la cooperación de 
países como Finlandia, Japón, Corea, y Noruega. Además, existe un acuerdo con el Fondo 
Cafetero Nacional (FCN) para la electrificación de regiones productoras de café. La Tabla A6.2 
en el Anexo 6 presenta un resumen de los proyectos de electrificación social ejecutados de 1995 a 
2006. 

6.6 RETOS PARA LA ELECTRIFICACION 

La meta global del subsector de electrificación social es extender la cobertura eléctrica a nivel 
nacional al 80 por ciento de toda la población para el 2015, concediendo igual prioridad a las 
áreas urbanas y rurales.  

El PLANES en su versión original establece una meta de tasa de acceso a la electricidad del 
71 por ciento para 2012, con un estimado del 100 por ciento para las áreas urbanas. El 
cumplimiento de estas metas sería posible mediante la inversión de US$144.4 millones en tres 
etapas: 2004-2005, 2006-2009, y 2010-2012. A fin de cumplir estas metas para el 2012, PLANES 
pretende generar 160,000 nuevas conexiones, con una inversión anual de US$16 millones y un 
costo promedio de conexión de US$900.  

El programa de electrificación ha sido actualizado para 2004-2015 usando la metodología 
PLANES, buscando incrementar el nivel de cobertura del 62.1 por ciento en 2004 (cuando fue 
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diseñado el programa) al 80 por ciento para el 2015, tomando en cuenta el crecimiento 
poblacional. Esta nueva meta del 80 por ciento de cobertura nacional representa más de 400,000 
nuevas conexiones y una tasa de crecimiento anual de cobertura eléctrica de 4.9 por ciento. Se 
estima que las nuevas conexiones representarán el 10 por ciento del consumo residencial y el 7 
por ciento del consumo total para 2015. 

A la fecha, virtualmente todos los proyectos de electrificación rural patrocinados por el Gobierno 
se han centrado en la extensión de la red. Sin embargo, esta opción técnica no es económicamente 
viable para muchas comunidades aisladas y dispersas que están más alejadas del sistema 
interconectado. Muchas de las nuevas conexiones serán más complejas que las llevadas a cabo 
por la ENEE durante los primeros años del programa y, si las nuevas conexiones han de ser 
eficientes, deberían usar tecnologías alternativas basadas en energía renovable para sistemas 
aislados en lugar de extensiones de la red.  

A medida que aumentan los requerimientos de interconexión de las más distantes comunidades 
rurales, los costos suben rápidamente, tanto así que en los últimos proyectos apoyados por la 
ENEE, los costos excedieron los US$700 por hogar.20 Otros analistas, como Dussan (2005), 
consideran que los costos de inversión por cada nueva conexión realizada vía extensión de red 
son superiores a los US$1,000, ya que los estimados de costo de conexión de la ENEE no 
incluyen las inversiones adicionales en redes de sub-transmisión requeridas para dichos 
proyectos.21 Por lo tanto, para alcanzar la meta del 80 por ciento para 2015, Dussan estimó una 
inversión anual promedio de US$40 millones durante los próximos 10 años, más de cuatro veces 
la inversión anual hasta 2008 anticipada por FOSODE. Adicionalmente, como se discute en el 
Capítulo 5, la tarifa residencial en Honduras es mucho menor que el costo del suministro. Los 
nuevos clientes conectados están sujetos a la misma tarifa que los clientes existentes y, por lo 
tanto, reciben el mismo subsidio. Cuando se contabiliza el subsidio a los nuevos clientes, la 
inversión necesaria para electrificación resulta ser aún mayor. El capítulo 9 presenta un análisis 
de diferentes opciones institucionales, tecnológicas y financieras para enfrentar estos retos. 

 

 

                                                 
20 De conformidad con “Honduras: Documento de Evaluación del Proyecto GEF.” 
21 M. Dussan, “Problemática de la energía eléctrica en Honduras: Impacto Fiscal,” FIDE, 2005, p.16. 
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PARTE B – OPCIONES DE POLÍTICA PARA AFRONTAR LOS 
RETOS DEL SECTOR  

La revisión del desempeño del sector eléctrico en los últimos cinco años (Parte A) muestra que 
aunque se ha progresado, muchos de los problemas que motivaron el proceso de reforma en 1994 
aun persisten. En particular, el sector se ve afectado por la ineficiencia y pobre desempeño de la 
ENEE (con altas pérdidas de electricidad y deficiente gobierno corporativo); la falta de inversión 
privada, para la expansión de la generación en el período analizado, y ahora también para 
transmisión y distribución; una crisis financiera en la ENEE; demoras en tomar acciones efectivas 
para asegurar las adiciones necesarias de capacidad de generación para satisfacer la demanda 
esperada; tarifas eléctricas que no cubren los costos y subsidios mal focalizados; y la necesidad 
de continuar expandiendo el acceso al servicio eléctrico en las áreas rurales.  

La revisión muestra que aunque la crisis financiera y el pobre desempeño del sector se vieron 
exacerbados por choques externos (altos precios del petróleo, períodos de sequía) y por algunos 
PPAs caros, fundamentalmente fueron ocasionados por problemas estructurales y pueden 
continuar durante muchos años o volverse un evento recurrente si estos problemas no son 
atacados. 

En primer lugar, si no se fortalece la gestión y el gobierno corporativo de la empresa estatal, es 
poco probable que se puedan lograr mejoras sustanciales y sostenibles en el desempeño de las 
actividades de transmisión y de distribución de la ENEE. Las altas pérdidas no técnicas, la falta 
de pago del consumo eléctrico por parte de las instituciones gubernamentales, y una acumulación 
de inversiones atrasadas en transmisión y distribución son factores importantes que contribuyen a 
la actual crisis financiera y a la crisis energética que se avecina. 

En segundo lugar, ninguna estructura de la industria o modelo de mercado, público o privado, 
monopólico o competitivo, puede ser sostenible en Honduras si las tarifas eléctricas no cubren los 
costos eficientes, y si el hurto de electricidad y el fraude no se penalizan y se hace cumplir la 
obligación de pago a tiempo. Sencillamente, no es posible reducir el déficit financiero bajo estas 
condiciones, y el Gobierno no tiene el espacio fiscal ni la ENEE tiene ya la renta económica de 
los recursos hídricos para financiar el déficit de flujo de caja esperado durante los próximos cinco 
años. El tema de las tarifas tiene un fuerte componente político (la electricidad es una mercancía 
política), pero se vuelve también más difícil de resolver cuando los precios de la generación son 
vulnerables a los altos y volátiles precios internacionales del petróleo. 

En tercer lugar, el actual modelo de comprador único de facto limita las opciones para 
reestructurar a la ENEE, mejorar su desempeño, introducir competencia factible en el mercado, y 
aprovechar los beneficios de expandir el comercio en el mercado mayorista regional.    

En cuarto lugar, la generación de energía es vulnerable a los altos y volátiles precios 
internacionales del petróleo, lo que dificulta, desde el punto de vista político, trasladar el costo de 
generación a las tarifas. La diversificación de las fuentes de energía es necesaria para mitigar este 
problema. 
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En quinto lugar, incrementar el acceso al servicio eléctrico para los pobres, en su mayoría 
localizados en áreas rurales con bajas densidades de población, requiere de nuevas políticas y 
estrategias centradas en soluciones para electrificación aislada de la red.   

Los siguientes capítulos abordan las opciones a corto y mediano plazo para implementar una 
nueva estrategia energética, basada en cuatro componentes principales, que pueden ser efectivos 
para atacar los problemas estructurales: (a) mejorar la eficiencia del sector; (b) garantizar la 
sostenibilidad financiera; (c) mejorar la cobertura eléctrica; y (d) diversificar las fuentes de 
energía.  

 



 

 - 53 -

7. MEJORA DE LA EFICIENCIA DEL SECTOR 

Este capítulo aborda las siguientes opciones para mejorar la eficiencia del servicio eléctrico: el 
establecimiento de las condiciones para una buena gestión y gobierno corporativo de la Empresa 
Nacional de Energía Eléctrica, la promoción de la competencia efectiva en el mercado eléctrico 
mayorista, y el fortalecimiento de la capacidad para formulación de políticas y para regulación. 

7.1 BUENA GESTIÓN Y GOBIERNO CORPORATIVO DE LA ENEE 

Las demoras, incertidumbre, y falta de decisión en el proceso de desagregar las actividades de la 
ENEE y de privatizar la distribución deterioraron la gestión y desempeño de la empresa. Por una 
parte, continuó operando como una empresa estatal verticalmente integrada, pero, con la 
expectativa de una reestructuración pendiente, pospuso inversiones y planes necesarios para 
reorganizar sus operaciones, y actualizar y mejorar sus sistemas de información y de contabilidad, 
sus oficinas, la plataforma tecnológica y el software requeridos para supervisar y administrar sus 
operaciones eficientemente. Por otra parte, continuó operando como una empresa estatal con un 
débil gobierno corporativo. La combinación de un pobre gobierno corporativo y de tecnología, 
saber hacer, prácticas comerciales, y sistemas de información y de administración obsoletos, 
contribuyeron a producir un pobre desempeño.22 
 
 
Falta la “Casilla” 7.1 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Para mejorar el desempeño de las empresas eléctricas estatales (ver la Casilla 7.1), se debe 
cambiar las reglas y prácticas a fin de dificultarle a los políticos y a otras partes interesadas el uso 
de la empresa para propósitos no comerciales, y para facilitar la introducción de nuevas fuentes 

                                                 
22 Timothy Irwin y Chiaki Yamamoto, “Algunas Opciones para Mejorar la Gobernabilidad de los Servicios Públicos 
Propiedad del Estado,” Banco Mundial, Documento de la Junta del Sector de Energía y Minería No. 11, 2004. 

Recuadro 7.1. El gobierno corporativo de las empresas estatales 

La expresión “gobierno corporativo de las empresas estatales” se refiere a las reglas que definen la relación entre 
la empresa y el Gobierno como su propietario. El gobierno corporativo de la mayoría de las empresas estatales 
en países en vías de desarrollo es débil, y la ENEE no es la excepción. Hay dos problemas fundamentales: (a) los 
políticos y los funcionarios gubernamentales no actúan como accionistas ordinarios, motivados por la ganancia, 
y muchas veces empujan a la empresa a perseguir objetivos no comerciales; (b) el Gobierno, en sus papeles de 
formulador de políticas por una parte y de suministrador del servicio por otra, enfrenta un conflicto de interés 
que mina la calidad de las políticas y de la regulación cuando las reglas se modifican de manera más bien 
arbitraria para proteger a la empresa o para lograr objetivos no comerciales. 

Esto explica por qué las empresas estatales están usualmente sujetas tanto a la micro-gestión como a la 
interferencia política por parte del Gobierno; la responsabilidad por el desempeño de las empresas estatales es 
difusa, con la intervención de Juntas Directivas, ministerios, Casa Presidencial y de los políticos; las empresas 
estatales a veces tienen una posición monopólica y no están sujetas a la disciplina del mercado; no aplican 
estándares elevados de transparencia y de publicación de sus resultados financieros y operativos; la 
administración de las empresas estatales carece de autonomía operacional para definir su presupuesto, tomar 
decisiones de inversión y de endeudamiento, adquirir bienes y servicios, etcétera; y la Junta Directiva carece de 
la autoridad e independencia para guiar y supervisar la gestión. Adicionalmente, las empresas estatales son 
inmunes a dos amenazas que imponen disciplina a la gestión de las empresas privadas y que proveen incentivos 
para el buen desempeño: la posibilidad de toma de control por otra empresa o la quiebra. 
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de presión para el buen desempeño. La privatización, la competencia, y la buena regulación, son 
instrumentos efectivos para mejorar el gobierno corporativo y fueron adoptadas en la Ley Marco. 
Se realizaron avances sustanciales en la participación privada con el desarrollo de toda la nueva 
capacidad de generación por inversionistas privados desde 1994. Aunque la privatización de la 
distribución no se llevó a cabo, y parece no ser ya una opción desde el punto de vista político, se 
hicieron algunos avances para involucrar a operadores privados en la distribución. ENEE contrató 
en 1999 a la empresa Servicios de Medición Eléctrica de Honduras (SEMEH) para manejar las 
operaciones comerciales de lectura, facturación y cobro. Recientemente, la ENEE ensayó un 
esquema Build-Own-Transfer (BOT) de corto plazo para financiar, construir, y operar ciertas 
obras de distribución y de sub-transmisión y está considerando el desarrollo de líneas de 
transmisión bajo esquemas BOT. 

No obstante, estas acciones no mejoraron el desempeño del negocio de distribución ya que las 
pérdidas de distribución continuaron aumentando. La ENEE y el Gobierno ahora proponen, como 
parte de un plan de acción a corto plazo para el rescate del sector eléctrico, modernizar los 
sistemas de información, contabilidad, y de gestión de la ENEE y contratar a un consultor 
internacional para preparar en un plazo de un año un estudio de las opciones para reestructurar a 
la ENEE en unidades de negocios independientes (UNIs) para la generación, transmisión, 
distribución y control del sistema. Las UNIs tendrían contabilidad y estados financieros 
separados, y administraciones con autonomía financiera. 

La creación de las UNIs para la generación, transmisión/despacho, y dos o tres regiones de 
distribución con contabilidades separadas, precios de transferencia entre ellas, y autonomía 
financiera, puede traer varios beneficios potenciales: 

a) Proveer incentivos para un mejor desempeño. Cada UNI establecerá un plan de 
negocios y metas de desempeño, consistentes con el plan corporativo de la ENEE. El 
desempeño de las unidades individuales puede ser monitorizado usando indicadores de 
valor económico agregado o similares y puede ser recompensado con bonos salariales, 
promociones, y convirtiéndose en referencia para otras unidades. Cada gerente individual 
será responsable por los resultados financieros y operativos de su unidad de negocios y 
estará aislado de las otras unidades al tener cuentas separadas, precios de transferencia, y 
procedimientos transparentes para asignar los costos comunes de la unidad central.  

b) Mejorar y facilitar la regulación económica. La creación de cuentas separadas para la 
regulación facilitará el cálculo del valor agregado de distribución y de transmisión con 
base en costos económicos y la aplicación de los principios y procedimientos establecidos 
en la Ley para la regulación económica de las tarifas. La separación en dos o tres unidades 
de distribución hará posible usar la regulación por referencia (benchmarking). 

c) Facilitar el desarrollo de la competencia. La creación de una unidad de negocios 
separada responsable por la transmisión/operación del sistema/despacho reducirá las 
barreras para abrir el acceso de grandes consumidores y generadores independientes a la 
red de transmisión. Asimismo, incrementará la independencia y transparencia del 
despacho económico y del cálculo de los costos marginales de corto plazo. Además, la 
unidad de transmisión será responsable de planificar y ver que se ejecute la expansión de 
la transmisión y de reducir las restricciones de transmisión.  
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La creación de UNIs no es una tarea sencilla y puede tomar tiempo – un año para completar el 
estudio de reestructuración y otro año para modernizar los sistemas de información y de 
contabilidad de la ENEE. No obstante, ninguna mejora sustancial del desempeño se puede lograr 
si las UNIs continúan operando como parte de la ENEE, sujetas a los problemas de pobre 
gobierno corporativo mencionados anteriormente. La creación de las UNIs representa un arreglo 
transitorio que abre las puertas a soluciones más permanentes y sostenibles – corporatización de 
las UNIs con la participación de accionistas locales minoritarios – o complementa otros arreglos 
transitorios – contratos de gestión o de arrendamiento de distribución con operadores 
internacionales experimentados. 

7.1.1 Corporatización sin llegar a la privatización total 

La corporatización de una empresa estatal sin llegar a la privatización, somete a la empresa al 
derecho privado y le asegura que tenga una identidad legal separada de la de sus accionistas; que 
los directores, no los accionistas, sean los legalmente responsables por la administración de la 
empresa; y que la administración tenga autonomía operativa pero sea responsable del desempeño 
comercial de la empresa. En principio, la corporatización de las UNIs, la buena regulación y la 
competencia introducirían los principios del buen gobierno corporativo del sector privado y 
ayudarían a mejorar el desempeño de dichas unidades. 

Un requisito esencial para una corporatización exitosa es que la empresa estatal sea primero 
reestructurada y comercializada – con tarifas que cubran los costos, renegociación de la deuda y 
de otras obligaciones, renegociación de los contratos laborales – para que pueda volverse 
financieramente viable si mejora su desempeño. Los gerentes no pueden ser responsables de una 
compañía que no puede ser financieramente viable debido a problemas estructurales.  

La experiencia en algunos países que han probado esta solución es que la corporatización facilita 
una operación comercial de la empresa (procedimientos de adquisición menos engorrosos, más 
autonomía operacional, etc.) pero, para que sea efectiva en mejorar el desempeño, es necesario 
establecer una Junta Directiva independiente y una gerencia profesional para crear una operación 
comercial que reduzca la interferencia política.23 Usualmente son necesarias presiones 
comerciales adicionales para un mejor desempeño. 

La disciplina que imponen los préstamos comerciales, la participación de accionistas 
minoritarios, y una regulación más fuerte e independiente han sido utilizadas para crear presiones 
comerciales adicionales sobre las empresas estatales y mejorar su desempeño. Requerir que la 
empresa recurra a préstamos comerciales sin garantía soberana pondrá sobre la empresa la 
presión de los bancos para que tenga un mejor desempeño financiero. Los accionistas 
minoritarios (fondos de pensiones, pequeños inversionistas locales, empleados) tienen un derecho 
residual sobre los activos de la empresa y dependen fuertemente de su desempeño financiero para 
mantener el valor de su inversión. El apoyo a una regulación fuerte e independiente mitiga el 

                                                 
23 Colombia reformó su sector eléctrico en 1993, introdujo un mercado eléctrico mayorista competitivo, y estableció 
reglas iguales para la participación de las empresas estatales y privadas. Todas las empresas estatales tuvieron la 
opción de convertirse en nuevas entidades legales sujetas al derecho privado. Muchas de ellas fueron corporatizadas 
sin participación privada, pero los resultados fueron mixtos porque muchas de ellas continuaron bajo el control y la 
interferencia de políticos y funcionarios del Gobierno.   
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conflicto de intereses del Gobierno en sus papeles de propietario, formulador de políticas y 
regulador, y pone más presión sobre la empresa estatal para que mejore su desempeño. Un 
requisito esencial para la participación exitosa de accionistas minoritarios es que las empresas 
estatales corporatizadas hayan logrado resultados financieros adecuados y sean capaces de 
distribuir dividendos. 

Hay algunas historias de éxito en este tipo de acciones. Interconexión Eléctrica, S.A. (ISA) de 
Colombia, una empresa estatal con tradición de buena administración, fue corporatizada y colocó 
el 24.2 por ciento del capital entre 90 mil accionistas pequeños en dos ofertas públicas de 
acciones comunes. El Gobierno nacional que controla esta compañía adoptó y ha respetado los 
principios de buen gobierno corporativo, incluyendo la protección de los derechos de los 
accionistas minoritarios. ISA ha podido expandir sus operaciones en América Latina, tomando el 
control de compañías y proyectos de transmisión en Bolivia, Brasil, Ecuador, y Perú. 

7.1.2 Contratos de gestión y de arrendamiento 

Honduras ha usado como principal modelo de participación privada en el sector eléctrico, el 
financiamiento por proyecto, de parte de productores de energía independientes respaldados por 
Acuerdos de Compra de Energía (PPAs). Este arreglo es adecuado para un país con un marco 
regulatorio débil y con sustanciales riesgos de mercado y de país. Los inversionistas privados 
están protegidos de los riesgos de mercado y de precios por sus PPAs con garantía del Gobierno. 
La ENEE asimismo ha usado contratos de rehabilitación, operación y mantenimiento (ROM) para 
movilizar capital privado y saber-hacer técnico para la operación de sus unidades térmicas, 
reduciendo los riesgos de inversión asumidos por el sector privado. 
 
En el caso de la distribución eléctrica en Honduras, donde la privatización directa no parece ser 
una opción hoy en día debido a oposición política y a la falta de voluntad de los inversionistas 
privados de asumir los altos riesgos regulatorios y de inversión que implicaría involucrarse en un 
negocio en crisis financiera, existen modelos de asociaciones público-privadas que se pueden usar 
para atraer a operadores privados y mejorar el desempeño, al tiempo que se reducen los riesgos 
asignados al socio privado. 

Bajo un contrato de gestión, la empresa estatal continúa siendo propietaria de los activos de 
distribución, continúa siendo responsable de hacer inversiones de capital, y controla los ingresos 
de la compañía, pero asigna la responsabilidad completa o parcial por las operaciones día a día a 
un operador privado externo. El operador es compensado con un honorario por sus servicios. En 
un contrato de arrendamiento, la empresa estatal continúa siendo la propietaria de los activos y es 
responsable de las inversiones de capital, pero asigna a un operador privado el control completo 
de la gestión y de los resultados financieros de la empresa. El operador paga a la empresa estatal 
una renta por el uso de los activos. 

Los contratos de gestión se han usado extensamente en compañías de suministro de agua y 
compañías de distribución eléctrica en países con servicios públicos en crisis y pobres climas de 
inversión, especialmente en Africa. Una evaluación de ocho contratos de gestión para el sector 
eléctrico en Africa durante los ‘90s (Congo, Ghana, Mali, Ruanda, Sierra Leone, y Zimbabwe) 
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indican que en su mayoría no tuvieron éxito en mejorar el desempeño y que los proveedores de 
servicios no tuvieron incentivos suficientes para asumir riesgos.24 Las principales dificultades han 
sido lograr una clara definición de las responsabilidades entre el propietario y el operador y 
asegurar el apoyo de los propietarios y empleados para este arreglo. Las lecciones aprendidas 
incluyen que el operador debe tener plena autonomía para tomar decisiones clave e implementar 
las medidas que haya propuesto para mejorar el desempeño, y debe tener una interés financiero 
en la operación de la empresa (pagos ligados a mejoras específicas y medibles del desempeño), 
que el contrato debe preferiblemente ser financiado por el incremento de los ingresos, y que el 
Gobierno debe estar altamente comprometido con las reformas.  

Se han reportado algunos éxitos con contratos de gestión bien estructurados, como el caso de 
Tanzania donde un operador privado pudo en dos años reducir las pérdidas en 5 puntos 
porcentuales, reducir los gastos operativos en un 10 por ciento, y revertir el déficit financiero de 
la empresa eléctrica. El contrato de gestión fue estructurado con un pago base y un pago ligado al 
éxito de la gestión del operador, financiado a partir del incremento en la cobranza. 

Un contrato de gestión puede ser considerado como un arreglo interino para mejorar el 
desempeño del negocio de distribución en Honduras: 

a) La reestructuración de la ENEE puede tomar cerca de dos años. La corporatización y la 
comercialización se podrían implementar en paralelo si se cuenta con un sólido apoyo 
político. Mientras tanto, es esencial reducir las pérdidas eléctricas para mitigar la crisis 
financiera. La implementación del programa de reducción de pérdidas sin apoyo de 
expertos probablemente fracasará, como se demostró en el Proyecto Siete Ciudades (ver el 
Anexo 3). 

b) ENEE está proponiendo modernizar todos sus sistemas de información y de gestión como 
una acción clave para mejorar el desempeño. No obstante, si la gestión y gobierno 
corporativo de la ENEE no se mejoran primero, esta propuesta difícilmente producirá 
resultados positivos. 

c) Un contrato de gestión de dos años para implementar un plan de recuperación corporativa 
de corto plazo (reducir las pérdidas eléctricas, mejorar los sistemas de información, y 
asistir en la reestructuración de la ENEE) puede ser un primer paso efectivo para mejorar 
el gobierno corporativo y reestructurar la ENEE, en lugar de insistir con intervenciones ad 
hoc. 

El contrato con SEMEH es un contrato de gestión de alcance restringido y con muchas 
limitaciones. SEMEH es responsable por la mayoría de las funciones comerciales: lectura, 
suministro de información para actualizar la base de datos de facturación, facturación, servicio al 
cliente (reclamos por la factura), depuración de la base de datos comercial, reducción de la mora, 
corte y reconexión del servicio, información sobre conexiones ilegales y detección de posibles 
fraudes. Sin embargo, la ENEE mantiene varias funciones comerciales, incluyendo la 
actualización y mantenimiento de la base de datos de facturación, la atención de las quejas y 

                                                 
24 Banco Mundial, “Energía para el Desarrollo: Una Revisión de la Experiencia del Grupo del Banco Mundial con la 
Participación Privada en el Sector Eléctrico,” 2003. 
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reclamos, y la responsabilidad por el control y reducción de las pérdidas eléctricas. El contrato 
con SEMEH tiene débiles incentivos para el buen desempeño: el contratista recibe por sus 
servicios un pago basado en un porcentaje del cobro mensual. 

Aunque SEMEH provee información vital para la detección de fraudes, el alcance del contrato no 
incluye la reducción de las pérdidas eléctricas. SEMEH mantiene un sistema de información 
geográfica (SIG) enlazado con la base de datos sobre los clientes, pero el sistema no incluye los 
mapas de la red de distribución. SEMEH es parte de la solución para reducir pérdidas pero no es 
responsable por esa actividad.   

Con tantos vínculos entre el contrato de SEMEH y el programa de reducción de pérdidas, no 
queda claro si un nuevo contrato de gestión con un operador distinto puede ser efectivo en 
mejorar el desempeño de la ENEE a corto plazo, tomando en cuenta que: 

a) El programa de reducción de pérdidas propuesto por el consultor25 requiere como primer 
paso un levantamiento de las redes de distribución de las principales ciudades y la 
elaboración de mapas de distribución vinculados a la base de datos de clientes en un SIG. 
El consultor recomendó contratar estos servicios externamente. 

b) El consultor asimismo recomienda la adquisición de un sistema de software de un tipo que 
designa como Enterprise Resource Planning (ERP), que integre dentro de un único 
sistema de información corporativo las principales actividades de la ENEE. La ENEE ha 
aceptado esta recomendación y ha asignado recursos en su presupuesto. No obstante, la 
definición y diseño del sistema ERP necesita un claro plan para la reestructuración, 
comercialización y corporatización de la ENEE, el cual todavía no ha sido definido. 

Sugerimos que sería mejor considerar opciones que consoliden la mayor parte de las operaciones 
de la ENEE en un contrato de gestión, tales como: 

a) Terminar el contrato con SEMEH y lanzar una licitación internacional competitiva para 
un nuevo contrato de gestión que incluya la responsabilidad por todas las operaciones 
comerciales, la implementación de un programa de reducción de pérdidas y la mejora de 
los sistemas de información gerencial, con pagos ligados al desempeño.  

b) Renegociar el contrato con SEMEH para incluir la responsabilidad completa por la 
reducción de pérdidas eléctricas y la mejora de los sistemas de información, con pagos 
vinculados al desempeño. Sin embargo, hay muchos aspectos legales que tendrían que ser 
evaluados en este caso, incluyendo la experiencia y capacidad técnica de esta compañía.   

c) Otra opción es considerar una solución descentralizada para reducir pérdidas, asignando, 
mediante un proceso competitivo, la gestión de grupos de circuitos de distribución con 
altas pérdidas a operadores con completa responsabilidad por su reducción, con pagos 
ligados a los incrementos de ingresos producto de dicha reducción de pérdidas.26 

                                                 
25 Consultora Colombiana S.A., “ENEE: Consultoría para la elaboración de un plan de reducción de pérdidas,” 2005.  
26 Este enfoque está siendo considerado por EDEESTE, una compañía de distribución privada en la República 
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7.2 DESARROLLO DE UN MERCADO ELÉCTRICO MAYORISTA COMPETITIVO 

Una estructura de mercado mayorista bien diseñada debe garantizar un suministro de energía 
confiable, suficiente, y económico para satisfacer la demanda de electricidad. Aunque el modelo 
de comprador único de facto usado en Honduras ha sido efectivo en movilizar capital privado 
para desarrollar capacidad de generación adicional y fue una buena opción de transición para un 
mercado eléctrico pequeño, la experiencia de Honduras confirma los riesgos asociados con este 
esquema cuando el comprador único es una empresa estatal integrada verticalmente: 

a) El esquema es a veces usado por los gobiernos para posponer incrementos necesarios de 
las tarifas y para aumentar los subsidios, usando al comprador único para financiar la 
diferencia entre el costo real del suministro y el precio de generación trasladado al cliente. 

b) Centraliza la decisión de nuevas compras de energía, incrementando el riesgo de que 
ineficiencias o errores en el proceso de licitación puedan tener un impacto significativo en 
el costo y confiabilidad del suministro. 

c) Se puede volver un obstáculo para pasar a arreglos más competitivos, pues los PPAs a 
largo plazo son contratos físicos, que imponen muchas restricciones a la participación 
activa en el mercado,27 y pueden tener precios fuera de línea con los precios de mercado 
(costos varados). 

El uso de un promedio sobre cinco años de los costos marginales de corto plazo como referencia 
para regular los precios de generación incluidos en las tarifas, impone serios riesgos de precio 
para compradores o vendedores de energía en el mercado regulado. Por una parte, el promedio de 
costos marginales de corto plazo futuros no necesariamente cubre los costos de generación nueva 
y eficiente en un mercado que no remunera la capacidad firme. Por otra parte, el cálculo de costos 
marginales futuros depende de muchos supuestos hechos por el planificador y puede ser 
manipulado. En estas condiciones, los generadores privados no están dispuestos a vender energía 
a precios regulados y asumir el riesgo de no poder recuperar los costos de inversión.28 Una 
empresa distribuidora, privada o pública, no está dispuesta a comprar energía a un precio 
determinado en licitaciones competitivas y asumir el riesgo de no poder recuperar los costos del 
contrato mediante tarifas eléctricas basadas en costos marginales de corto plazo. Solamente la 
ENEE, respaldada por la renta económica de sus recursos hidroeléctricos y por garantías 

                                                                                                                                                              
Dominicana, para atacar un problema endémico de altas pérdidas comerciales 
27 El PPA usado en Honduras es un contrato físico estándar que define todos los derechos y obligaciones del 
generador, y en la práctica aísla al generador de los riesgos de un mercado eléctrico competitivo. Los PPAs son 
adecuados para la operación en el modelo de comprador único. Imponen, no obstante, muchas restricciones a la 
transición a un mercado competitivo donde todos los generadores juegan un papel activo y cumplen con las reglas 
del mercado: en lugar de balancear su posición contractual con compras y ventas de energía en el mercado de 
oportunidad (spot), con base en los precios de mercado, el generador tiene la obligación de garantizar una capacidad 
firme y, en caso de incumplimiento, pagar penalidades que podrían no ser eficientes. Usualmente, el generador no 
tiene la obligación de proveer servicios complementarios de acuerdo a las reglas del mercado, y no tiene la 
flexibilidad de vender excedentes de generación en el mercado (por sobre la capacidad contratada). 
28 Los generadores privados están desarrollando pequeños proyectos renovables basados en PPAs a largo plazo con la 
ENEE con precios de energía iguales al costo marginal publicado por la SERNA. Sin embargo, el precio queda fijo al 
firmar el contrato y no se ajusta para reflejar futuros valores del costo marginal adoptados por la autoridad. 
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gubernamentales, puede asumir estos riesgos, y continuar firmando PPAs a largo plazo con 
generadores privados para satisfacer la demanda. 

El arreglo de comprador único de facto puede ser mejorado para apoyar un modelo basado en la 
competencia por una parte del mercado de contratos de largo plazo (competencia por el mercado) 
y puede ayudar a reducir los precios mayoristas de la electricidad y mejorar la calidad del 
suministro. La competencia por el mercado es importante en Honduras, pues los contratos de 
suministro de largo plazo continuarán jugando un papel dominante en el mercado eléctrico 
mayorista ya que los generadores privados continuarán requiriendo la seguridad que les proveen 
estos contratos para financiar la nueva generación requerida para satisfacer la demanda, 
especialmente ahora que tendrán que desarrollarse proyectos intensivos en capital. Las mejoras 
básicas son: 

a) Para obtener los beneficios de la competencia por los contratos de largo plazo, se deben 
establecer condiciones adecuadas para promover la participación de un gran número de 
inversionistas calificados: adopción de esquemas financieros que asignen al inversionista 
privado los riesgos de mercado y de proyecto que pueda manejar eficientemente, 
implementar procedimientos de licitación competitivos para reducir los costos de compra 
de energía, y mejorar la salud financiera del comprador. Las asociaciones público-
privadas son necesarias para facilitar el desarrollo privado de proyectos intensivos en 
capital (ver la sección 10.1). Los procedimientos de compra deberían fomentar la 
participación de nuevos generadores, aplicar principios transparentes de licitación 
competitiva, facilitar el financiamiento privado de nueva generación, y ayudar a crear una 
cartera de contratos para manejar los riesgos de precio. Una sólida posición financiera del 
comprador reduce los riesgos de crédito y promueve más competencia.  

b) En este aspecto, es necesario mejorar la planificación de la expansión y los procesos de 
compra de energía (ver el Capítulo 10).  

c) Una vez que los procedimientos de compra sean efectivos en crear condiciones 
competitivas en el mercado, la Comisión Nacional de Energía (CNE) puede autorizar el 
traslado a tarifas de los costos de compra de energía a precios de contrato, eliminando el 
riesgo de precio que actualmente representan unas tarifas en barra basadas en promedios 
de costos marginales de corto plazo futuros. Los costos marginales de corto plazo pueden 
ser usados como precio de referencia para compras de energía a pequeñas centrales de 
energía renovable bajo contratos de largo plazo y para compras a generadores 
independientes bajo contratos de corto plazo. 

El modelo de comprador único de facto puede acomodar, con ciertas limitaciones, un mercado de 
grandes consumidores y de ventas de electricidad de corto plazo por generadores basado en los 
acuerdos comerciales existentes. La ENEE como empresa verticalmente integrada y operador del 
sistema puede proveer servicios de transmisión para transacciones entre grandes consumidores y 
generadores independientes y puede también comprar excedentes de energía a los generadores 
independientes al costo marginal. No obstante, como se explica en la Sección 4.2.2, el mercado 
de grandes consumidores no se ha desarrollado, y las transacciones de energía de corto plazo son 
insignificantes. Se pueden hacer algunas mejoras, principalmente mejorando la regulación de la 
actividad de transmisión (cargos por peaje simples y transparentes). 
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La competencia en el mercado, basada en un mercado eléctrico mayorista de contratos de largo 
plazo entre generadores, distribuidores, y grandes usuarios, complementado con transacciones de 
energía en un mercado spot, es un modelo de mercado que puede capturar los beneficios de una 
competencia más dinámica.  Además de la competencia por el mercado de contratos de largo 
plazo, los agentes del mercado (generadores, distribuidores, y grandes usuarios) pueden realizar 
transacciones de corto plazo para ajustar sus posiciones en el mercado de contratos a las 
condiciones de oferta y demanda en tiempo real en los mercados nacional y regional. 

Sin embargo, las lecciones aprendidas en el diseño de mercados eléctricos mayoristas 
competitivos en los pequeños sistemas eléctricos de la región indican que es necesario mitigar el 
potencial de abuso de poder de mercado en el mercado spot, asegurando: (a) la obligación de las 
distribuidoras de satisfacer una parte sustancial de su demanda proyectada con contratos a largo 
plazo, para que el mercado spot se use básicamente como un mercado de balances y sea pequeño 
en comparación con el mercado de contratos; (b) que las transacciones en el mercado spot se 
basen en un despacho centralizado en orden de mérito con base en los costos variables de las 
unidades generadoras. Por lo tanto, el mercado eléctrico continuaría estando dominado por el 
mercado de contratos de largo plazo. 

Sin embargo, el mercado eléctrico de Honduras actualmente no cumple con las condiciones 
mínimas para implementar la competencia en el mercado: 

a) El tamaño del sistema eléctrico de Honduras es demasiado pequeño para asegurar un 
número suficiente de compradores y vendedores que puedan competir efectivamente en el 
mercado.   

b) Se necesita desagregar verticalmente a la ENEE, creando empresas separadas de 
generación, transmisión/despacho, y distribución.  

c) El esencial libre acceso a la transmisión no será efectivo mientras la ENEE continúe 
integrada verticalmente. Si la ENEE mantiene la generación y la transmisión/despacho en 
el mismo grupo corporativo, encontrará serios conflictos de interés y oportunidades de 
discriminación. 

d) La Ley Marco no estableció los principios y regulaciones básicas para la operación de un 
mercado spot (por ejemplo, transacciones horarias, reglas para determinar los precios 
spot, un administrador del mercado). 

Honduras podría en el mediano plazo cumplir con las condiciones mínimas para introducir 
competencia en el mercado: el desarrollo de nuevos parques industriales incrementará el número 
de grandes usuarios capaces y dispuestos a participar en el mercado; la entrada en operación del 
proyecto SIEPAC en 2009 expandirá tanto las posibilidades de transacciones en el mercado 
regional como el número de compradores y vendedores que pueden participar en el mercado 
nacional; un estudio de opciones para desagregar verticalmente a la ENEE y crear unidades de 
negocios independientes será preparado este año; y se adoptará una metodología más simple para 
calcular el peaje de transmisión, lo que facilitaría el libre acceso. 

Una transición gradual de un esquema de comprador único a competencia en el mercado parece 
posible en el caso de Honduras, de acuerdo con el siguiente proceso: 
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a) Primero, implementar las mejoras sugeridas al modelo de comprador único. 

b) Segundo, crear unidades de negocios independientes. 

c) Tercero, que la unidad de generación de la ENEE desempeñe la función de comprador 
único y venda energía a las unidades de negocios de distribución al precio mayorista 
regulado. 

d) Cuarto, que la unidad de generación de la ENEE transfiera a las unidades de distribución 
los PPAs con precios competitivos, y que firme con dichas unidades de distribución 
contratos de suministro a precio regulado, usando la renta hidroeléctrica para compensar 
el alto costo de los PPAs que expiran a finales de 2010. Que las unidades de distribución 
sean las responsables por la compra competitiva de nueva capacidad y por las compras a 
los pequeños generadores de energía renovable a costos evitados. Que la CNE autorice a 
trasladar a las tarifas el costo de la energía comprada en el mercado de contratos 
competitivo.  

e) Quinto, que se implemente completamente la competencia en el mercado con la creación 
de un mercado spot. 

Los primeros tres pasos se pueden implementar apoyándose en la legislación existente y en la 
creación de unidades de negocios independientes. Sin embargo, el mercado continuaría operando 
bajo el modelo de comprador único, con procedimientos de compra más eficientes, pero con las 
insuficiencias discutidas anteriormente. 

El cuarto paso requiere desagregar a la ENEE en empresas separadas, lo cual se puede hacer con 
base en la legislación existente. El objetivo principal de este paso es corporatizar y comercializar 
las unidades de negocios y crear condiciones para la operación de un mercado mayorista en el 
que las distribuidoras satisfagan su demanda proyectada con contratos de largo plazo, adjudicados 
mediante licitaciones competitivas, y puedan recuperar vía tarifas el costo total de sus compras de 
energía. La participación de grandes consumidores en el mercado continuaría siendo marginal. 

El ultimo paso requiere cambios en la Ley a fin de establecer toda la infraestructura necesaria 
para operar un mercado spot: transacciones horarias, un mercado de capacidad, expandir las 
funciones del centro de despacho para incluir la función de administrador del mercado, y 
formular reglas y regulaciones detalladas para la operación del mercado (procedimientos para el 
despacho económico basado en costos variables, arreglos para el pre-despacho y el post-
despacho, reglas para calcular los costos marginales horarios, reglas para la liquidación de las 
transacciones, facturación y cobro, reglas para la remuneración de la capacidad firme, derechos y 
obligaciones de los agentes del mercado). Esto es algo similar en alcance a las regulaciones del 
mercado eléctrico regional. 

Las opciones y temas para introducir la competencia en el mercado mayorista se resumen en la 
Tabla 7.1. 
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Tabla 7.1. Opciones y Temas para Introducir la Competencia en el Mercado Mayorista  
 Opciones, Mejoras y Restricciones  

Problemas Comprador único, 
integración vertical 

Unidades 
independientes de 
negocios 

Separación de 
actividades 

Competencia en 
el mercado 

Falta de incentivos para 
una expansión eficiente de 
la generación  

Mejorar la planificación y 
procedimientos de compra 
Incluir cargo de capacidad 
en tarifa de barra 
Aplicar tarifas que cubran 
costos 
Generadores independientes 
venden a costo marginal 
ENEE compensa diferencia 
entre precios de contrato y 
tarifas en barra 

 
 
 
Igual 
 
 
 
 

ENEE continúa como 
comprador único y 
vende a las UNI a tarifa 
en barra 

 
 
 
Igual 
 
 
 
 
ENEE transfiere a las 
distribuidoras PPAs 
competitivos y firma 
contratos por el 
complemento a 
tarifas en barra. 
Distribuidoras son 
responsables por 
licitaciones y compra 
de energía a 
renovables. 
 
CNE autoriza el 
traslado a tarifas del 
costo de compra de 
energía por contrato. 

 
 
 
Igual 
 
 
 
 
ENEE-hidro vende 
energía por contrato a 
la tarifa en barra 
 
Distribuidoras son 
responsables por 
licitaciones y compra 
a renovables para 
atender la demanda 
esperada y pueden 
comprar el faltante en 
el mercado spot. 
Igual 

Los grandes 
consumidores no 
participan en el mercado 

Simplificar los peajes de 
transmisión. 
ENEE presta servicios de 
balance o regulación  
Fortalecer regulación para 
facilitar libre acceso 

 
 
Igual 
 

 
 
Igual 
 

Grandes 
consumidores hacen 
transacciones en 
mercado spot para 
balancear su posición 
en los mercados de 
contratos nacional y 
regional  
Se permiten contratos 
financieros y físicos 
flexibles 

Barreras para expandir el 
comercio eléctrico 
regional 

ENEE responsable por la 
operación del sistema y la 
coordinación con el 
operador regional, pero 
permite transacciones de 
terceros en mercado regional  

 

Igual 

Generadores, 
distribuidores y 
grandes 
consumidores 
participan en el 
mercado regional de 
contratos  
Se crea una empresa 
de transmisión y 
despacho 

Generadores, 
distribuidores y 
grandes consumidores 
participan en el 
mercado regional de 
contratos y spot 
La empresa de 
transmisión y 
despacho administra 
el mercado  mayorista  

Espacio para la 
competencia 

Competencia por contratos 
de largo plazo 
Contratos mayormente 
físicos 
Limitadas transacciones de 
corto plazo 

 

Igual 

 
Igual 

Competencia por el 
mercado de largo y de 
corto plazo 
Contratos financieros 
y físicos flexibles 
PPAs tienen papel 
activo en mercado y 
balancean su posición 
en contratos en el 
mercado spot 
Mercado spot activo 
en operación 
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7.3 MEJORA DE LOS ARREGLOS INSTITUCIONALES 

La separación de los papeles del Gobierno en la formulación de políticas, regulación y suministro 
del servicio fue un elemento esencial de la reforma del sector eléctrico de 1994. El Gobierno 
Central debería concentrarse en su papel primario de formulación de políticas y asignar a una 
institución separada e independiente la responsabilidad de aplicar el marco regulatorio para darle 
credibilidad y estabilidad a las nuevas reglas. La separación de papeles es asimismo importante 
para (i) establecer un campo de juego nivelado y no discriminatorio para empresas privadas y 
publicas, (ii) mejorar el clima de inversiones para el capital privado, y (iii) mejorar el gobierno 
corporativo de las empresas estatales. 

No obstante, en Honduras, la separación de papeles no ha funcionado como se preveía (ver el 
Capítulo 4). Las funciones de formulación de políticas y de planificación están dispersadas y son 
débiles. La CNE no tiene la autonomía, transparencia y competencia requeridas para establecer su 
credibilidad. La ENEE no opera como una empresa comercial y está involucrada en la 
formulación de políticas. El Gobierno central continúa interviniendo en los tres papeles. El sector 
privado maneja los riesgos que supone el débil marco regulatorio participando como productores 
de energía independientes, aislados de esos riesgos por los términos de sus PPAs, que están 
respaldados por garantías soberanas. 

La separación y fortalecimiento de papeles es importante para mejorar el desempeño del sector 
eléctrico aunque la distribución no sea privatizada. La reforma del sector iniciada en 1994 fue 
implementada parcialmente, y es necesario definir una nueva estrategia energética y revisar la 
política energética para abordar los problemas estructurales confrontados por el sector. Existe la 
necesidad de contar con un grupo técnico permanente que apoye la formulación de la política 
energética, y que sea responsable de diseñar y coordinar planes de acción para su 
implementación. Un regulador fuerte e independiente es necesario para aplicar el marco 
regulatorio. La ENEE debe reestructurarse y corporatizarse, como se discutió en este capítulo, 
para operar como empresa comercial no involucrada en la formulación de políticas o la 
regulación. 

La Secretaría de Recursos Naturales y Ambiente (SERNA) es la Secretaría de energía de facto 
responsable por la formulación de políticas y la supervisión del sector eléctrico. Es la secretaria y 
coordinadora del Gabinete Energético, preside la Junta Directiva de la ENEE, otorga licencias de 
operación para las compañías del sector, emite regulaciones técnicas, aprueba los PPAs que la 
ENEE propone firmar, y concede licencias ambientales para proyectos eléctricos. No obstante, 
carece de recursos y de un grupo técnico estable para descargar sus responsabilidades (Capítulo 
4). Una solución simple para mejorar la formulación de políticas es fortalecer al grupo de energía 
de SERNA y eliminar el Gabinete Energético. Sin embargo, una Secretaría de Estado diferente 
(la Secretaría de Finanzas) debería ser responsable de representar al Gobierno como propietario 
de la ENEE para evitar conflictos de interés entre formulación de políticas y suministro del 
servicio eléctrico.  
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La CNE ha jugado un papel marginal en el sector, impedida por la falta de autonomía, las 
dificultades de regular a una empresa estatal verticalmente integrada, y la falta de un compromiso 
del Gobierno para implementar la regulación de las tarifas y la separación de papeles. Otras 
instituciones reguladoras en la región han enfrentado dificultades similares (por ejemplo, 
Nicaragua y la República Dominicana). Sin embargo, la falta de una institución con credibilidad 
y capacidad, responsable de aplicar las nuevas reglas del mercado y los principios relativos a las 
tarifas es una barrera al desarrollo del mercado de electricidad, la mejora del desempeño de la 
ENEE y la afluencia de capital privado a otras actividades. La credibilidad puede mejorarse con 
autonomía, transparencia, y competencia técnica. 

Una solución de largo plazo para mejorar la credibilidad de la CNE, es reformar la Ley Marco a 
fin de adoptar las mejores prácticas aplicadas en otros países de la región para el fortalecimiento 
de la función reguladora, principalmente: asegurarle recursos financieros estableciendo una tasa 
por regulación a ser pagada por las empresas eléctricas reguladas; establecer salarios 
competitivos para atraer a los profesionales mejor calificados; períodos de los Comisionados más 
largos (más de un período presidencial) y escalonados a fin de proveer continuidad y estabilidad; 
establecer procedimientos claros para consultas públicas e informes transparentes y justificación 
de las decisiones regulatorias. Estas condiciones son muy conocidas en Honduras, han sido 
discutidas en el pasado, y se han incluido en varias iniciativas fallidas para reformar la Ley 
Marco. Sin embargo, no se puede establecer una regulación creíble si hay falta de apoyo y 
compromiso político para implementar las reglas y fortalecer la regulación. La interferencia del 
Gobierno y de empresas estatales poderosas ha debilitado la autonomía y credibilidad del 
regulador en muchos países de la región. 
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8. LA SOSTENIBILIDAD FINANCIERA 

La dependencia del combustible importado para cerca del 65 por ciento de la generación 
eléctrica, los altos costos de algunos PPAs con generadores térmicos, la vulnerabilidad de los 
costos de generación a precios del petróleo altos y volátiles, y las dificultades en pasar estos 
costos a las tarifas eléctricas, han debilitado la posición financiera de la Empresa Nacional de 
Energía Eléctrica (ENEE) y amenazan la sostenibilidad de la industria eléctrica en Honduras. El 
costo de las compras de energía se incrementó de US$209 millones a US$420 millones durante 
2001-2006, y el precio promedio de dichas compras subió en 2006 a cerca de US$103/MWh, 
cuando el precio promedio del crudo West Texas Intermediate era de US$66/bbl. 

8.1 COSTO DE LAS COMPRAS DE ENERGÍA 

Los costos de generación los determina básicamente el costo de las compras de energía (70 por 
ciento de la generación total en 2006). El costo de las compras de energía de 2007 a 2010, cuando 
sólo pueden entrar en operación proyectos de emergencia, continuaría siendo determinado por 
factores externos no controlables (los altos y volátiles precios del petróleo y las condiciones 
hidrológicas) y por los cargos fijos de los PPAs actuales y los de la nueva generación de 
emergencia. Una parte de los costos fijos se puede reducir: los cargos por capacidad para nueva 
generación de emergencia tendrán un impacto sustancial en el costo de las compras de energía 
durante el período de transición antes de que entren en operación las nuevas centrales más 
eficientes, y se podrían reducir usando procedimientos de adquisición competitivos. La 
diversificación de las fuentes de energía puede contribuir a reducir la vulnerabilidad de los costos 
de generación a los altos y volátiles precios del petróleo, y podría asimismo reducir los costos de 
generación, pero solamente después de 2012.  

El costo de las compras de energía fue calculado con base en los planes de expansión de 
generación y la simulación del despacho económico para cada uno de los tres escenarios de 
demanda, usando para las centrales existentes los precios establecidos en los respectivos contratos 
y para proyectos nuevos estimaciones de los cargos por capacidad y por energía (basados en los 
costos fijos y variables de los proyectos).  

El crecimiento de la demanda hasta 2011 se satisface con generación térmica adicional de los 
PPAs existentes y con generación de emergencia. A partir de 2011, generación térmica de menor 
costo (diesel de media velocidad (MSD) en 2011 y plantas alimentadas por carbón en 2013) 
sustituirá la generación de la mayoría de los PPAs caros y reemplazará la generación de 
emergencia. La generación de los PPAs existentes es desplazada casi completamente en 2015 con 
la entrada en operación de Patuca 2 (ver la Figura 8.1). 
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Figura 8.1. 

Balance de Energía Mensual 2007-2015 
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Para 2007-2011, el costo de las compras de energía es determinado, en gran parte, por los costos 
de combustible de la generación térmica existente y por los cargos fijos tanto de los PPAs 
existentes como de los nuevos contratos de arrendamiento para generación de emergencia. Los 
cargos fijos de los arrendamiento para 2011, después de terminar los contratos de LUFUSSA I y 
de ELCOSA, se estiman en US$54 millones en el caso base (40 por ciento del total de los costos 
fijos) usando un cargo por capacidad alto de US$18/kW-mes, que se puede reducir en una 
licitación competitiva. Para 2013, una vez que las nuevas plantas térmicas e hidroeléctricas hayan 
entrado en operación y se terminen los contratos de arrendamiento, los costos de combustible y 
los cargos fijos de los contratos existentes se reducen en casi 50 por ciento (Figura 8.2). 

 

 

 

 

 

 

 

 



 

 - 68 -

Figura 8.2 – Costos de combustible y costos fijos : Caso Base 2007-2014 
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La reducción del costo de las compras de energía con el retiro de la generación cara y la entrada 
en operación de plantas de menor costo a partir de 2011 tiene un impacto sustancial en el precio 
promedio de compra de energía. Para el caso base, el precio promedio se reduce de 
aproximadamente US$95/MWh durante 2007-2010 a cerca de US$87/MWh para 2011 y a 
US$75/MWh para 2013. Una comparación del precio promedio en los tres escenarios muestra 
diferencias significativas en 2007-2012 (cerca de US$7/MWh entre los escenarios bajo y alto) 
cuando la generación cara de emergencia se usa para satisfacer los incrementos de la demanda en 
el margen, a diferencias menores para 2013 cuando entra en operación la generación de bajo 
costo para satisfacer la demanda anticipada en cada uno de los escenarios (ver la Figura 8.3).   
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Figura 8.3 – Precio Promedio de Compra de Energía 2007-2015 

 

8.2 PROGRAMA DE INVERSIONES DE LA ENEE 

El programa de inversiones de la ENEE para 2007-2015 está muy cargado en los años iniciales 
por los proyectos de transmisión y de sub-transmisión que se han venido acumulando al no 
poderse implementar en el pasado debido a restricciones financieras, las inversiones en el 
programa de reducción de pérdidas, y las inversiones propuestas para mejorar los sistemas de 
información y de gestión de la ENEE. El programa incluye asimismo la implementación del 
proyecto financiado por el Banco Interamericano de Desarrollo (BID) (ver la Tabla 8.1). 
Alrededor del 70 por ciento del programa de inversiones de US$630 millones corresponde al 
reforzamiento de las redes de transmisión y de sub-transmisión de alto voltaje y a la 
rehabilitación y expansión de las redes de distribución. Este es un programa muy ambicioso y 
representa un incremento en las inversiones anuales promedio de la ENEE de US$21 millones 
(2001-2005) a US$70 millones. 

El programa no incluye las inversiones en electrificación rural (conectadas a la red o aisladas), 
que pueden alcanzar más de los US$200 millones en el período. Se supuso que la electrificación 
rural será financiada por donaciones y préstamos subsidiados, contribuciones del Gobierno, y 
contribuciones de las comunidades para cubrir los costos de conexión. 
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Tabla 8.1 – Programa de Inversiones de la ENEE, 2007-2015 (US$M) 
Inversiones ENEE 2007-2015
US$M

Total 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015
Proyecto BID 41.1 17.3 17.2 6.6 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
Gastos Financ.Proyecto BID capitalizados 0.7 0.3 0.4 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
Proyecto Reduccion de perdidas 30.4 27.6 2.8 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
Subestaciones y Lineas 299.8 0.5 102.5 79.8 29.6 3.8 11.3 38.3 33.3 0.6
Expansion Distribucion 141.6 18.7 25.8 13.9 13.9 13.9 13.9 13.9 13.9 13.9
Inversiones en Obras (incluye generacion) 47.3 5.3 5.3 5.3 5.3 5.3 5.3 5.3 5.3 5.3
Inversiones en Obras de Electrif.Rural 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
Programa de Mejora de Gestion 23.8 10.6 6.6 6.6 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
Otras (Maqu.y equipos) 44.7 5.0 5.0 5.0 5.0 5.0 5.0 5.0 5.0 5.0
Total 629.3 85.2 165.6 117.1 53.6 27.9 35.4 62.4 57.4 24.7  
 

La Tabla 8.2 muestra el programa de inversiones en obras de transmisión y de sub-transmisión, 
detallando los proyectos cuya inversión excede los US$10 millones. Notamos que: 

a) Casi todos los grandes proyectos son componentes del plan de expansión de transmisión 
de 230 kV para (i) mejorar la calidad y confiabilidad del suministro en las regiones norte 
y oriental ahora servidas con líneas de 138 kV y de 69 kV respectivamente, y para facilitar 
la conexión a la red de proyectos hidroeléctricos en la cuenca del Patuca: subestación 
Amarateca, líneas de transmisión Amarateca-Juticalpa-Reguleto-El Progreso; y 
(ii) mejorar la calidad y confiabilidad del suministro a las redes de distribución de 
Tegucigalpa y San Pedro Sula: expansión de la Subestación Toncontín, nueva subestación 
de San Pedro Sula Sur, y líneas de transmisión Río Lindo-San Pedro Sula Sur. 

b) Algunas obras de sub-transmisión urgentes (con un costo de cerca de US$40 millones) 
fueron concedidas usando un esquema BOT de financiamiento en tres años. 

Tabla 8.2. Inversiones en Líneas y Subestaciones, miles de US$ 
Inversiones líneas y subestaciones
miles de US$

Total 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015
Lineas y subestaciones

BOT 39.8 11.4 16.0 12.5
Ampliación Tocontín I& II 15.1 13.0 0.8 1.3
Subestación Amarateca 16.9 16.9
Subestación San Pedro Sula Sur 12.3 1.2 4.4 6.6
Linea Rio Lindo-SSS 230 kV 10.3 4.1 6.2
Subestación La Entrada 11.0 4.4 6.6
Línea Amarateca-Juticalpa 230 kV 39.8 15.9 23.9
Línea Juticalpa-Reguleto 230 kV 30.4 12.2 18.3
Línea El Progreso-Reguleto 53.5 21.4 32.1
Linea Tocontín-Danli 138 kV 14.8 5.9 8.9
Otras obras 95.7 0.5 38.9 21.7 15.5 3.8 5.4 8.1 1.3 0.6
Subtotal lineas y subestaciones 339.7 11.9 118.5 92.3 29.6 3.8 11.3 38.3 33.3 0.6
Subtotal sin BOT 299.8 0.5 102.5 79.8 29.6 3.8 11.3 38.3 33.3 0.6  
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8.3 PROYECCIONES FINANCIERAS 

Las principales variables críticas del desempeño financiero de la ENEE que están bajo control de 
la empresa o del Gobierno son las pérdidas de electricidad y las tarifas. Los tres escenarios de 
demanda descritos en el Capítulo 3 toman en cuenta acciones correctivas sobre las variables 
clave: el caso alto corresponde al escenario de negocios a la manera usual, el caso base 
corresponde al escenario en que se alcanzan resultados moderados, y el caso bajo corresponde al 
escenario en que se toman acciones sustanciales y se logran mejoras sustanciales. 

La tarifa promedio se ajustó de acuerdo con los supuestos adoptados en cada escenario: se 
mantuvo fija en términos nominales para el escenario alto, se mantuvo fija en términos reales 
para el caso base, y se incrementó en 15 por ciento en términos reales para el escenario bajo, 
hasta que alcanzó el nivel de los costos eficientes (US$126/MWh o Lps.2.4/kWh). Por lo tanto, el 
costo de las ineficiencias (altas pérdidas y altos costos de generación) no se traslada a los 
consumidores. 

El análisis de las proyecciones financieras para los tres escenarios se dividió en dos períodos 
distintos: 2007-2010 en que los costos de compra de energía son altos; y 2011-2015 cuando estos 
costos disminuyen al entrar en operación generación nueva de bajo costo. Los resultados para 
2007-2010, resumidos en la Tabla 8.3, muestran que: 

a) El escenario de negocios a la manera usual (caso alto) no es sostenible. Las pérdidas 
financieras continuarán creciendo de Lps.2,405 millones (US$126 millones) en 2006 a 
Lps.4,407 millones (US$232 millones) en 2010. Asimismo, el déficit de flujo de caja se 
incrementará de US$91 millones en 2006 a US$205 millones en 2010. 

b) El escenario de mejoras graduales en las tarifas y las pérdidas (caso base) reduce las 
pérdidas financieras y el déficit de flujo de caja para el 2010 a US$80 millones y a US$61 
millones, respectivamente, pero el déficit no es manejable tomando en cuenta que las 
proyecciones financieras se basan en el supuesto de que alrededor de US$300 millones en 
inversiones en transmisión y distribución se pueden financiar en un 100%, una suposición 
dudosa. Este escenario supone que las tarifas eléctricas se ajustarán en términos nominales 
al ritmo de la inflación proyectada, resultando en un incremento nominal del 14 por ciento 
para 2010. En este caso, la reducción de las pérdidas eléctricas en 2.6 puntos porcentuales 
para el 2010 no es lo suficientemente buena para resolver la crisis financiera. 

c) El escenario de medidas sustanciales (caso bajo) produce un excedente de flujo de caja 
para 2008, el cual se incrementa a US$66 millones para 2010. La combinación de una 
caída de 9 puntos porcentuales en las pérdidas eléctricas para 2010 y de un incremento del 
20 por ciento en la tarifa promedio en términos nominales, mejora rápidamente la 
situación financiera de la ENEE. 
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Tabla 8.3 – Resumen de proyecciones financieras de ENEE (2007-2010) 
Resumen proyecciones financieras ENEE
2007-2010

Real
Variable Escenario 2006 2007 2008 2009 2010

Alto 25.2% 25.5% 25.8% 26.1% 26.4%
Medio 25.2% 25.2% 23.8% 23.1% 22.6%
Bajo 25.2% 23.0% 20.7% 18.5% 16.2%
Alto 2.00 2.00 2.00 2.00 2.00
Medio 2.00 2.07 2.15 2.22 2.28
Bajo 2.00 2.18 2.37 2.40 2.40
Alto 9,133 9,792 10,614 11,373 12,154
Medio 9,133 10,201 11,575 12,866 14,191
Bajo 9,133 10,853 12,954 14,223 15,355
Alto 7,985 8,613 9,842 11,180 12,307
Medio 7,985 8,579 9,512 10,541 11,545
Bajo 7,985 8,379 9,034 9,728 10,386
Alto -67 -413 -932 -1,556 -1,738
Medio -67 14 321 516 982
Bajo -67 841 2,125 2,633 3,258
Alto -2,405 -2,454 -3,258 -4,117 -4,407
Medio -2,405 -2,028 -2,005 -2,044 -1,687
Bajo -2,405 -1,200 -201 73 589
Alto -1,737 -1,224 -1,790 -3,285 -3,905
Medio -1,737 -854 -562 -1,221 -1,168
Bajo -1,737 -116 1,216 938 1,158

Financiamiento no asegurado 569 2,568 1,909 826
Inflación 4.1% 3.7% 3.3% 3.0%

Proyectado

EBITDA 
(Mlps)

Utilidad 
(pérdida) 

(Mlps)
Superavit 
(deficit) 
(Mlps)

Pérdidas de 
electricidad 

(%)
Tarifa 

promedio 
(Lps/kWh)
Ingresos 

explotación 
(Mlps)

Costos gener 
energía 
(Mlps)

   

Los resultados de las proyecciones financieras para 2011-2015 para el escenario base y el 
escenario bajo (ver el resumen en la Tabla 8.4) muestra que llevar la tarifa promedio al nivel de 
los costos eficientes de referencia, de Lps.2.4/kWh, produce un gran excedente de flujo de caja 
para 2015, cuando las pérdida eléctricas se han reducido al 19.7 por ciento y 12 por ciento, 
respectivamente, y el costo de generación promedio se ha reducido en cerca de US$15/MWh con 
respecto del costo para 2009, como resultado de la entrada en operación de generación de menor 
costo. Lo anterior indica que los actuales costos de referencia pueden resultar altos una vez que se 
pongan en servicio las plantas de generación de menor costo. 

Del análisis de los resultados financieros se puede llegar a algunas conclusiones básicas: 

a) Para revertir las pérdidas financieras de la ENEE para 2007-2010 se necesitan mejoras 
sustanciales de las pérdidas eléctricas y de las tarifas (escenario de caso bajo). Las 
mejoras graduales de las pérdidas y las tarifas (escenario de caso base) reducirían las 
pérdidas financieras pero acumularían un déficit de flujo de caja durante ese período de 
cerca de US$200 millones, además de los posibles faltantes en movilizar alrededor de 
US$300 millones de financiamiento para las inversiones en transmisión y distribución. 

b) Si se realizan mejoras sustanciales en las pérdidas eléctricas (como en el caso bajo), pero 
no se ajustan las tarifas, se acumularía un déficit de flujo de caja de alrededor de US$236 
millones durante 2007-2010 y no se resolvería la crisis financiera. 
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Tabla 8.4. Proyecciones Financieras de la ENEE, 2011-2015 
Proyecciones financieras ENEE
2011-2015

Variable Escenario 2011 2012 2013 2014 2015
Medio 22.1% 21.5% 20.9% 20.3% 19.7%

Bajo 14.0% 13.0% 12.0% 12.0% 12.0%

Medio 2.34 2.39 2.40 2.40 2.40

Bajo 2.40 2.40 2.40 2.40 2.40

Medio 15,577 17,046 18,301 19,533 20,822

Bajo 16,534 17,668 18,861 20,011 21,213

Medio 11,904 12,061 11,373 11,658 12,217

Bajo 10,493 10,566 10,389 10,494 11,354

Medio 1,913 3,123 4,971 5,822 6,452

Bajo 4,243 5,215 6,494 7,446 7,691

Medio -672 526 2,327 3,147 3,811

Bajo 1,658 2,619 3,850 4,771 5,050

Medio 335 1,375 3,158 3,998 4,652

Bajo 2,710 3,512 4,702 5,643 5,909

EBITDA (Mlps)

Utilidad (pérdida) 
(Mlps)

Superavit (deficit) 
(Mlps)

Pérdidas de 
electricidad (%)

Tarifa promedio 
(Lps/kWh)

Ingresos 
explotación (Mlps)

Costos gener 
energía (Mlps)

 
  

c) En el escenario de mejoras graduales (caso base), la posición financiera de la ENEE 
podría revertirse solamente para el 2012, una vez que se apliquen tarifas que reflejen los 
costos, expiren algunos contratos caros, y entre en operación nueva generación de bajo 
costo. Entretanto, durante aproximadamente cinco años se acumularía un déficit de flujo 
de caja de más de US$200 millones. Es difícil argumentar que este es un problema 
financiero transitorio que puede ser resuelto con medidas financieras (posponer el pago de 
obligaciones a corto plazo y financiar el faltante). 

d) Sería necesario revisar y eventualmente reducir el programa de inversiones a niveles más 
realistas. 

La crisis financiera no es un problema ocasionado por la coyuntura de altos precios del petróleo y 
contratos térmicos caros. Estas condiciones adversas solamente pusieron en evidencia un 
problema estructural de pobre desempeño y gobierno corporativo de la ENEE, de tarifas 
eléctricas que no cubren los costos eficientes, de poca inversión en transmisión y distribución, y 
de contratación de generación de emergencia cara debido a engorrosos y prolongados 
procedimientos que demoraron la contratación de nuevos suministros de energía. Esta crisis 
financiera llega en un momento crítico cuando el presupuesto nacional no cuenta con el espacio 
fiscal para proveer apoyo financiero a la ENEE y la renta hidroeléctrica no es suficiente para 
compensar los altos costos de la energía comprada por la ENEE bajo PPAs. 

La ENEE propuso un plan de corto plazo29 para mejorar y revertir la crítica situación financiera, 
con las siguientes acciones principales: 

                                                 
29 “Plan de acción para la recuperación del sector eléctrico 2007–2015,” ENEE, diciembre de 2006. 



 

 - 74 -

a) Implementación de un programa de reducción de pérdidas que comprende: una inversión 
a corto plazo de cerca de US$30 millones, la aprobación de una nueva ley para penalizar 
el fraude y el hurto de electricidad, y la formación de varios equipos de campo 
responsables por el control de pérdidas; 

b) Renegociación de los PPAs existentes con generadores térmicos para reducir el costo de 
las compras de energía en un 15 por ciento; 

c) Reanudar en 2007 el incremento mensual del factor de ajuste de la tarifa, lo que resultaría 
en un incremento de la tarifa promedio de alrededor del 8.5 por ciento (esta acción no ha 
sido apoyada por el Gobierno Central);  

d) La aprobación de una nueva ley que provea incentivos adicionales para el desarrollo de 
fuentes de energía renovable; 

e) La focalización del Bonochenta; 

f) La reorganización de la ENEE en unidades de negocios y la implementación de un 
programa para mejorar sus sistemas de información y de gestión; y 

g) El refinanciamiento de la deuda a corto plazo con generadores y bancos locales. 

Los resultados de las proyecciones financieras muestran que las acciones propuestas (a) y (c), 
para reducir las pérdidas eléctricas e incrementar las tarifas son ambas esenciales para revertir las 
pérdidas financieras, pero no son suficientes. El programa de reducción de pérdidas tuvo un 
arranque lento y podría no lograr las mejoras a corto plazo que son requeridas.30  El incremento 
propuesto de la tarifa no llega a un nivel que permita la recuperación de los costos, y no fue 
aprobado por el Gobierno. Las acciones (d), (e), y (f) no tendrían un impacto a corto plazo en los 
resultados financieros de la ENEE.   

Las acciones (b) y (g) están orientadas a renegociar las obligaciones a corto plazo de la ENEE y 
posponer su pago, pero no son suficientes para resolver la crisis financiera si las tarifas no se 
incrementan. Las renegociaciones de PPAs usualmente se basan en el principio de que el flujo de 
de los pagos por capacidad y energía puede cambiar para adecuarse mejor a las limitaciones 
financieras del comprador, pero sin que varíe su valor presente. El nuevo Gobierno está 
renegociando los PPAs con generadores térmicos y se ha informado que los cargos por capacidad 
para 2007-2009 podrían reducirse en alrededor de US$20 millones por año. Esta acción reduce el 
déficit de flujo de caja pero no puede sustituir un incremento de las tarifas. Es importante notar 
que una extensión de los contratos de LUFUSSA I y de ELCOSA (manteniendo los mismos 
precios de energía) para compensar la reducción de los cargos por capacidad incrementará el 
costo de las compras de energía después del 2010 y reduciría el espacio para poner en servicio 
generación de bajo costo para el 2012. 

                                                 
30 Hay demoras en proveer equipo de transporte y otro equipo al grupo responsable de detectar y corregir las 
conexiones ilegales y el fraude. Las metas establecidas en el caso bajo aparentemente serían demasiado optimistas si 
no se mejoran los arreglos actuales. El escenario del caso base es más realista.   
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Dos otras acciones de corto plazo que contribuirían a reducir el costo de las compras de energía 
son: 

a) La implementación de programas de manejo de demanda y de ahorro de energía para 
reducir la demanda máxima y la necesidad de costosos arrendamientos de generación. 

b) El estudio de opciones para reducir el costo del arrendamiento de generación: contratos de 
varios años de duración y licitaciones internacionales para promover la competencia. Una 
reducción del 30 por ciento en el cargo por capacidad de US$18/kW-mes representaría 
ahorros anuales de US$16 millones. 
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9. MEJORA DE LA COBERTURA ELÉCTRICA 

Este capítulo: (a) evalúa las políticas de electrificación, incluyendo el respectivo marco 
institucional; (b) identifica las necesidades de inversión en áreas rurales y los incentivos 
apropiados para promover programas basados en energías alternativas; y (c) analiza las opciones 
de política para mejorar el diseño de las tarifas y la focalización de los subsidios para la 
electrificación rural.  

9.1 EVALUACIÓN DE LAS POLÍTICAS DE ELECTRIFICACIÓN 

El Plan Nacional de Electrificación Social (PLANES) fue diseñado y estructurado usando datos 
muy amplios sobre las áreas rurales de Honduras, para las cuales se identificaron los patrones de 
consumo individuales y las necesidades de servicio. No obstante, el modelo aplicado por el 
FOSODE siguiendo el PLANES, si bien es efectivo para extender la cobertura por medios 
convencionales — principalmente la extensión de la red — ha tenido un pobre desempeño en la 
aplicación de opciones descentralizadas. La electrificación descentralizada fue parcialmente 
considerada dentro del PLANES para extender el servicio a 25 comunidades aisladas usando  
generadores diesel, pero se dejaron de lado otras tecnologías, como los sistemas fotovoltaicos 
(FV) o las micro y pequeñas centrales hidroeléctricas, que pueden ser más eficientes y rentables 
porque no dependen del uso de combustibles fósiles.  

La existencia de un débil marco institucional para el sector eléctrico afecta la calidad y eficiencia 
de los esfuerzos de electrificación rural. El principal problema en este campo es que Honduras no 
tiene una política integrada para la electrificación rural. Lo anterior es evidente en el hecho de 
que, en tanto que FOSODE tiene recursos para implementar proyectos de extensión de red 
seleccionados por la metodología PLANES, la Secretaría de Recursos Naturales y Ambiente 
(SERNA) está promoviendo paralelamente algunos proyectos de energía renovable aunque no 
tiene un mandato para electrificación.  

La existencia de dos entidades que promueven programas de electrificación – FOSODE y 
SERNA – socava la legitimidad de los esfuerzos y disminuye la credibilidad de los programas de 
electrificación social al debilitar el marco institucional y los incentivos para atraer a otros 
participantes, como inversionistas privados, comunidades y organizaciones no gubernamentales. 
Además, hay otros problemas que están poniendo a prueba la capacidad de promover la 
electrificación social: (a) la falta de voluntad política para aplicar precios que reflejen 
estrictamente los costos del servicio (aun aceptando que los subsidios cruzados pero explícitos 
para los más necesitados son razonables); (b) el hecho de que el Estado sea en la practica el único 
proveedor del servicio en áreas rurales; (c) la débil estructura gubernamental en el sector, sin 
presencia ministerial; y (d) las demoras para la adopción de normas ambientales flexibles.  

La crítica a los programas de electrificación social de Honduras se centra en el hecho de que 
nunca se diseñó un modelo específico o detallado de cómo llevar a cabo electrificación con 
opciones no convencionales. En lugar de ello se tenía, por una parte, una proliferación articulada 
de proyectos de extensión de red ejecutados de conformidad con el PLANES y, por otra parte, la 
promoción, de manera desarticulada, de las energías renovables, que carecía de planificación o 
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coordinación por una agencia gubernamental con funciones y objetivos claros para impulsar una 
estrategia de electrificación. 

Esta laguna en la política durante los últimos 10 años, y la ausencia de modelos de electrificación 
rurales adecuados, ha alentado la emergencia de propuestas que tienden a profundizar un modelo 
de entrega dependiente del Estado y, en particular, de la ENEE. El hecho de que la ENEE haya 
dominado los programas de electrificación ha llevado a un escepticismo público y de las 
comunidades en cuanto a la posibilidad de una mayor participación de actores privados y no 
gubernamentales. La tesis propuesta en este informe es que los proyectos de electrificación social 
en Honduras, en su mayoría extensiones de red, han sido llevados a cabo sin un programa 
claramente definido que articule, entre otros procesos, la descentralización al nivel local, la 
participación de las municipalidades y del sector privado, y el uso de varios métodos alternativos 
de suministro de energía, que podrían optimizar el uso de recursos locales.  

Las medidas correctivas que se podrían implementar a corto plazo incluyen: (a) el fortalecimiento 
de la SERNA como Secretaría de Energía de facto en su capacidad de desarrollar estrategias, 
planificación y formulación de políticas para electrificación rural; y (b) el fortalecimiento de la 
capacidad técnica del FOSODE con la necesaria capacitación en opciones tecnológicas para la 
electrificación aislada, energías renovables, y el desarrollo de modelos de negocios que utilicen 
opciones de energías alternativas. 

A largo plazo, se recomienda transformar al FOSODE en un fondo autónomo y unificado, a 
través del cual se pueda promover todos los actuales esfuerzos de electrificación, tanto las 
extensiones de red como la electrificación aislada. La experiencia exitosa del FOSODE con las 
extensiones de red, y su record como ejecutor serio y práctico, sugiere que podría transformarse 
en una organización autónoma con políticas claras y reglas transparentes para la selección de 
proyectos con base en criterios de costo-beneficio, usando mecanismos de financiamiento 
racionales y realistas.  

9.2 IDENTIFICACIÓN DE LAS NECESIDADES DE INVERSIÓN 

En proyectos de electrificación, mientras más remota y dispersa sea la comunidad, más difícil y 
onerosa será la extensión del acceso. La paradoja en estos casos es que estas comunidades 
aisladas generalmente son las más pobres y, consecuentemente, tienen menos capacidad de pago, 
requiriendo subsidios considerables.  

Como se menciona en el Capítulo 6, solamente 44.8 por ciento de los hogares en áreas rurales 
actualmente cuentan con electricidad. Se estima que en estas áreas hay aproximadamente 416,879 
hogares sin este servicio (más de 2.1 millones de personas).  

Las áreas rurales de Honduras son las regiones con mayor necesidad de inversión en 
infraestructura eléctrica. Estas áreas usualmente son muy pobres con muchas necesidades básicas 
insatisfechas y dependiendo de la agricultura de subsistencia. Consecuentemente, las necesidades 
de infraestructura corresponden en gran parte al suministro de energía de subsistencia.  

El proceso de electrificación de hogares en las regiones aisladas de Honduras puede tomar dos 
formas. Una consiste en electrificar esas áreas conectándolas a la red nacional o regional, 
integrándolas así al sistema nacional interconectado de Honduras. La otra forma consiste en 
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proveerles soluciones de electrificación autónoma cuando la opción de conectarlas a la red no sea 
viable debido a restricciones técnicas o económicas asociadas con su ubicación geográfica.  

Cuando se considere el uso de las soluciones autónomas de electrificación, las opciones 
disponibles incluyen las fuentes de energía convencionales (básicamente, mini centrales 
hidroeléctricas o plantas diesel), o las fuentes de energía alternativa, no convencionales (por 
ejemplo, viento, sol, biomasa). La adopción de soluciones basadas en fuentes no convencionales 
ha sido poco frecuente en Honduras.  

Para evaluar las necesidades de inversión en áreas rurales, se examinaron tres tipos de escenarios:  

• Primero, se simularon las necesidades de inversión para incrementar el suministro con 
sistemas diesel convencionales. Esto se aplicó a un conjunto de proyectos identificados 
dentro de PLANES y a diferentes departamentos, considerando diferentes precios del 
combustible diesel y costos de inversión y operación del equipo. Para ese fin se utilizaron 
datos disponibles de la ENEE.  

• Segundo, suponiendo que la población no cubierta con ningún tipo de esquema de 
servicio está compuesta por hogares dispersos, se hizo una simulación de lo que costaría 
proveerles electricidad mediante la construcción de micro centrales hidroeléctricas, 
suponiendo que un cierto porcentaje de las áreas satisface las condiciones para aprovechar 
este tipo de tecnología.  

• Tercero, suponiendo de nuevo que la población actualmente no servida por algún tipo de 
esquema de dotación de servicio está compuesta por hogares dispersos, se hizo una 
simulación de lo que costaría instalar paneles fotovoltaicos de 20 Wp o de 50 Wp en cada 
uno de esos hogares.  

Para cada caso, se sumaron los costos y se calculó el valor presente neto de las inversiones 
(monto total en dólares de los EUA de 2006) que serían necesarias para incrementar la cobertura 
en un 10 por ciento, 25 por ciento, 50 por ciento y 100 por ciento en áreas rurales. También se 
estimaron las anualidades para algunas de estas opciones, considerando las restricciones 
financieras que FOSODE reporta. Los resultados de estos análisis se resumen en el Anexo 9, 
Tabla A9-1 y se discuten brevemente a continuación.  

Debe notarse que las inversiones estimadas corresponden a algunas de las muchas combinaciones 
posibles, y el análisis ha omitido las necesidades inter-temporales de financiamiento de las 
mismas. En otras palabras, aunque los estimados indican cuánto costaría hoy mejorar el servicio y 
extender la cobertura, no pretenden sugerir que todas las inversiones deban hacerse en el mismo 
período. 

La Tabla 9.1 compara el costo unitario de conexión para cada tecnología y muestra que: (a) la 
extensión de la red no necesariamente es la opción más eficiente en términos de costo; (b) las 
micro centrales hidroeléctricas son muy caras y deben usarse solamente cuando, existiendo 
disponibilidad de fuentes de agua locales, se hayan hecho los estudios de factibilidad que 
demuestren que ésta es la opción de menor costo para las comunidades locales; y (c) los sistemas 
solares domiciliarios (SSHs) se destacan como una opción atractiva en términos de costo. No 
obstante, es importante notar que el modelo de negocios usado para la entrega de SSHs es un 
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elemento crítico, con el desafío particular de proveer apoyo técnico y servicio en comunidades 
rurales, como lo han mostrado las experiencias en Honduras y en otros países.  

Tabla 9.1 Costo de Inversión Inicial por Conexión usando diferentes Tecnologías 

Tecnología Costo Unitario 
por Conexión 

Comentarios 

US$400 Costo promedio en los últimos 10 años por 
FOSODE  

US$700 Proyectado a futuro sin inversiones en 
subtransmisión Extensión de la Reda  

US$1,000 Proyectado a futuro sin inversiones en 
subtransmisión 

    
US$950 Operando 6 horas al día 

US$1,900 Operando 12 horas al día Planta Diesel 
Aisladab  

US$3,800 Operando 24 horas al día 

    

US$2,700 Excluyendo usos productivos, costos del programa 
de US$400,000 Micro central hídrica 

US$3,300 Excluyendo usos productivos, costos del programa 
de US$500,000 

    
US$400–500 Instalando paneles solares FV de 20 Wp SSHs  (tecnología 

FV) US$600–750 Instalando paneles solares FV de 50 Wp 

a. Esto no incluye el costo marginal del suministro eléctrico, calculado por la ENEE en US$79/MWh para 
2006–2010. 

b. Los costos incluyen costos de capital, diesel, y costos de operación y mantenimiento sobre los 15 años de 
vida útil esperada. 

 

De conformidad con las simulaciones, la opción más económica para cumplir la meta del 
Gobierno de 400,000 nuevas conexiones para 2015 sería instalar en el 50 por ciento de los 
hogares elegibles SSHs de 20 Wp a un costo aproximado de US$400, e instalar en el 50 por 
ciento restante, SSHs de 50 Wp a un costo aproximado de US$600. Esta combinación 
representaría un valor presente neto de US$200 millones, un costo muy inferior al de extender las 
redes. Esta opción económica basada en los SSH requeriría desembolsos anuales del Gobierno de 
aproximadamente US$22 millones en sus años iniciales.  

Si la intención del Gobierno es de invertir alrededor de US$16 millones por año (de acuerdo con 
PLANES), ninguna de las anualidades de las diferentes opciones presentadas en la Tabla A9-4 
provee un escenario viable. En otras palabras, definitivamente se requerirán más fuentes de 
financiamiento para cumplir con la meta del 80 por ciento de electrificación para 2015. No 
obstante, las anualidades presentadas en la Tabla A9-4 proveen flexibilidad en términos de hacer 
diferentes combinaciones de programas de electrificación con diferentes tecnologías.  

Además, el Estado no necesita ser quien financie todas las inversiones. Las inversiones se pueden 
implementar con fondos de varias fuentes, y pueden ser financiadas parcialmente por los 
beneficiarios mismos, siempre que se tome en cuenta su capacidad de pago.  
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Finalmente, el problema de proveer el servicio eléctrico a las áreas rurales no es de naturaleza 
estrictamente financiera, considerando que la mera inyección de fondos – sin cambio en la 
estructura actual – no sería suficiente para mejorar la entrega del servicio. Este déficit de 
financiamiento agrava las otras deficiencias asociadas con la falta de partes responsables por el 
servicio y la escasez de competencias técnicas y administrativas.  

Aunque las comunidades han participado en la provisión del servicio en ocasiones anteriores, se 
necesita un marco general para estimular su participación, como ser apoyo y capacitación, para 
adaptar las organizaciones relevantes, con el beneficio adicional de crear una fuente de empleo 
para las comunidades.  

Por lo tanto, uno de los mayores retos que confronta el Gobierno de Honduras es diseñar modelos 
de negocios para la provisión del servicio a ser usados en proyectos de electrificación de áreas 
rurales distintos de las extensiones de red. Existen actualmente múltiples tecnologías disponibles 
para sistemas autónomos que son más económicas y flexibles para satisfacer la demanda que las 
extensiones de red y hay experiencias internacionales positivas con los diferentes modelos de 
negocios. Sin embargo, ciertos obstáculos deben ser superados a fin de permitir la introducción 
de proyectos de electrificación basados en tecnologías alternativas y modelos de negocios 
diferentes. 

El primero de estos obstáculos tiene que ver con que no existe actualmente un mecanismo 
institucional para asignar subsidios a proyectos de energía renovable aislados de la red. 

El segundo obstáculo es que, debido a las características técnicas y a los diferentes tipos de 
propiedad de la prestación del servicio en áreas rurales, es necesario adaptar las regulaciones 
existentes a los diferentes tipos de modelos de negocios para las energías renovables. El proceso 
no es sencillo y, en ocasiones, requiere de delegación de responsabilidad, control, y tareas de 
supervisión a organizaciones especializadas.  

Finalmente, es esencial trabajar sobre la capacitación técnica del personal de FOSODE para que 
se puedan llevar a cabo en el corto plazo proyectos de electrificación en comunidades aisladas de 
la red. La falta de los conocimiento y habilidades necesarios sobre tecnologías para 
electrificación aislada, y los inadecuados modelos de negocios, son algunas de las barreras para 
implementar estos proyectos. 

 
9.3 ANÁLISIS DE TARIFAS Y SUBSIDIOS, Y RECOMENDACIONES PARA UN ESQUEMA 

SOSTENIBLE 

Esta sección presenta los resultados de un análisis de las tarifas y del mecanismo de subsidios 
relativo a la electrificación que actualmente se usan en Honduras. Considerando que en el 
Capítulo 5 se hizo un análisis completo de las tarifas, la primera parte de esta sección hace una 
breve evaluación del mecanismo de desembolso del subsidio, enfatizando los montos 
desembolsados y el número de beneficiarios, y asimismo verificando si los beneficiarios son 
realmente los sectores poblacionales más necesitados. Una segunda parte evalúa opciones de 
política relativas a las tarifas y subsidios, hace un análisis de cómo se puede focalizar mejor el 
subsidio directo del Gobierno, y de cómo impactarán las finanzas de la ENEE las nuevas 
conexiones planificadas que se llevarán a cabo bajo PLANES.  



 

 - 81 -

9.3.1 Subsidios: Beneficiarios y Receptores 

Contradiciendo las disposiciones de la Ley Marco, actualmente las tarifas se han fijado en un 
nivel muy inferior al requerido para cubrir al menos los costos eficientes del servicio. Por lo 
tanto, los clientes residenciales reciben hoy un subsidio generalizado, con el resultado de que 
muchos clientes no pobres están subsidiados. La Tabla 9.2 resume el número de hogares pobres y 
no pobres que se benefician del subsidio cruzado y del subsidio directo provisto por el Gobierno. 

Tabla 9.2. Hogares que se Benefician de Subsidios 

Hogares Beneficiarios No-beneficiarios Total 

Pobres 384,159 525,523 909,682 

No-pobres 421,182 185,362 606,544 

Total 805,341 710,885 1,516,226 

 

De la Tabla 9.2 es posible derivar el error de exclusión (porcentaje de hogares pobres que no se 
benefician de los subsidios), que es equivalente al 58 por ciento, y el error de inclusión (no pobres 
beneficiados por subsidios sobre el total de los beneficiarios), que es equivalente al 52 por ciento. 
Estos altos niveles indican que los subsidios a la electricidad en Honduras están muy mal 
dirigidos. 

Debido a que en Honduras un porcentaje importante de la población en los deciles más bajos de 
ingreso no tiene acceso a la red, subsidiar el consumo de electricidad no es una solución 
equitativa. Una alternativa más sensata sería subsidiar el acceso, una propuesta que debería ser 
considerada por el Gobierno en su estrategia de electrificación. Sin embargo, no se encontró 
información sobre los subsidios a la conexión, que es la práctica actual de FOSODE. Por lo tanto, 
es necesario evaluar cómo se determina el nivel de subsidio por conexión. 

9.3.2 Opciones de política relativas a las tarifas y subsidios 

Es posible diseñar diferentes alternativas de política que permitan focalizar el subsidio o lograr 
una mayor recuperación de costos para la ENEE mediante incrementos a las tarifas. Un resumen 
de estas opciones se presenta en la matriz de la Tabla A9-14 que combina diferentes alternativas 
de política para la modificación de las tarifas o del subsidio directo, liberando así recursos que se 
podrían usar para promover otras actividades de electrificación.  

Este tipo de análisis es útil para la formulación de políticas. Por ejemplo, viendo los análisis 
mostrados en la Tabla A9-14, una opción de política es incrementar las tarifas residenciales en 20 
por ciento y reducir el subsidio directo en 10 por ciento. En esta opción, la tarifa promedio para 
los clientes residenciales con niveles de consumo entre 0 y 20 kWh pasaría de recuperar 16 por 
ciento del costo del servicio a recuperar 32 por ciento; para aquellos con niveles de consumo 
entre 101 kWh y 150 kWh, la tarifa promedio incrementaría la recuperación de costo del 32 por 
ciento al 66 por ciento; para aquellos con niveles de consumo entre 151 kWh y 300 kWh, del 47 
por ciento al 74 por ciento; y para aquellos con niveles de consumo superiores a los 501 kWh, la 
tarifa promedio quedaría casi a la par del costo de servicio (98.5 por ciento).  
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Aunque los clientes residenciales continuarán estando fuertemente subsidiados, la indicada 
opción de política de precios tendría un impacto financiero significativo. Incrementaría los 
ingresos de la ENEE por el cobro de la tarifa residencial en US$2.6 millones por mes y liberaría 
aproximadamente US$1.5 millones por año de subsidio directo del Gobierno que puede ser 
empleado en inversiones de electrificación alternativas. Para poner las cosas en perspectiva, los 
recursos globales que esta opción haría disponibles son suficientes para financiar 
aproximadamente 46,000 nuevas conexiones adicionales por año, suponiendo un costo de 
US$700 por conexión.   

Si el objetivo de política es liberar la mayor cantidad posible de recursos para usarlos en 
electrificación alternativa, entonces la mezcla óptima de medidas requeriría aumentar las tarifas 
hasta el nivel de los costos de suministro, al mismo tiempo que se elimina por completo el 
subsidio directo del Gobierno a los usuarios residenciales y se reorienta el dinero a promover 
conexiones en áreas rurales remotas. Es necesario, sin embargo, evaluar el grado de aceptación 
social y política que dichas medidas enfrentarían. 

Otra opción de política sería incrementar las tarifas en 20 por ciento y eliminar el subsidio directo 
del Gobierno, al tiempo que se mantiene el subsidio cruzado para la categoría residencial. Dicha 
política de precios implicaría liberar recursos por un monto aproximado de US$3.8 millones por 
mes (alrededor de 65,000 nuevas conexiones por año, bajo el supuesto de US$700 por conexión). 
Nuevamente, la aceptación social y política del incremento de tarifas y de la eliminación del 
subsidio directo tendría que ser evaluada. 

Por ejemplo, Foster y Yepes (2006) estudiaron la carga que el pago del servicio eléctrico 
representa para los hogares urbanos en América Latina, incluyendo a Honduras.31 Descubrieron 
que en Bolivia, Honduras y Nicaragua, facturas del orden de los US$10 por mes, representan ya 
una carga sustancial para entre el 30 y el 50 por ciento de los hogares urbanos. No obstante, 
cuando la misma simulación se repite en términos de purchasing power parity (PPP) para 
Honduras, un alto porcentaje de la población parece poder pagar facturas en el rango de US$10 a 
US$15 por mes, y menos del 14 por ciento de la población parece tener genuinos problemas para 
pagar a cualquiera de los niveles considerados. 

Un asunto adicional que debe ser analizado, es el impacto que las nuevas conexiones planificadas 
bajo PLANES tendrán sobre las finanzas de la ENEE. Si se supone que la tarifa ajustada se 
mantendrá en el nivel actual y que las 400,000 nuevas conexiones en PLANES son para clientes 
con un consumo mensual promedio entre 51 kWh y 100 kWh, la carga financiera de la ENEE se 
incrementará sustancialmente. Si se hacen aproximadamente 45,000 nuevas conexiones por año 
hasta 2015, (a fin de cumplir con la meta establecida en el PLANES), y cada cliente nuevo tiene 
un consumo mensual promedio de 65 kWh,32 entonces el déficit anual de ingresos estimado 

                                                 
31 Foster y Yepes estimaron el porcentaje de la población urbana en cada país de América Latina que tendría que 
gastar más del 5 por ciento de su ingreso para comprar un bloque de subsistencia de agua o electricidad a diferentes 
niveles de precio en dólares EUA actuales. Para mayor detalle, consulte V. Foster y T. Yepes “¿Es la Recuperación 
de Costos un Objetivo Factible para el Agua y la Electricidad? La Experiencia de América Latina,” Documento de 
Trabajo de Investigación Política del Banco Mundial 3943, junio de 2006. 
32 PLANES presenta las tasas anuales promedio de consumo para diferentes departamentos. El promedio nacional de 
la tasa de consumo anual se estimó como el promedio de las tasas de consumo por departamento, totalizando 
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atribuible a las nuevas conexiones es de US$35 millones. El déficit anual de ingresos estimado 
debido tanto a las conexiones nuevas como a las existentes podría llegar a US$41.1 millones en 
2015.   

9.3.3 Focalización de subsidios y mejora del diseño de la tarifa: Resumen  

Un tema clave en el diseño de la tarifa es la tensión que existe entre el criterio económico de 
eficiencia en la asignación de recursos y las consideraciones políticas relativas a la aceptación de 
la tarifa por el público. Este tema puede ser particularmente complejo para algunos sectores 
sociales específicos. El análisis presentado en el Anexo 9 muestra que el status quo no es 
financieramente sostenible para la ENEE, que existen diferentes opciones para mejorar la 
estructura de la tarifa y focalizar el subsidio, y que los recursos financieros actualmente 
focalizados ineficientemente pueden ser liberados y dirigidos a los más necesitados. No obstante, 
estas opciones de política dependen de la voluntad del Gobierno y la aceptación del público.  

La estructura de gobierno de las áreas marginales urbanas y rurales, y las relaciones informales 
que caracterizan esos entornos, hacen difícil llegar a los beneficiarios deseados. Por ejemplo, 
diferentes experiencias en otros países han mostrado que, frecuentemente, subsidios recibidos por 
las empresas eléctricas a través de las tarifas pagadas por los clientes existentes, se han 
canalizado a otros clientes que no tenían necesidad de ellos, o en el peor de los casos, en 
beneficio de la propia empresa. En otros casos, los subsidios provistos a residentes de áreas 
marginales urbanas terminaban frecuentemente en manos de proveedores ilegales del servicio.  

Por lo tanto, uno de los mayores retos de proveer subsidios está en minimizar el error de 
inclusión: es decir, minimizar la proporción de receptores del subsidio que no son los clientes  a 
quienes se pretendía canalizarlo. Por eso es que la canalización de subsidios es un reto 
verdaderamente relevante en la formulación de políticas para las autoridades hondureñas. Se 
tendrá que hacer más trabajo analítico sobre los mecanismos de entrega de subsidios, así como 
una revisión de métodos alternativos, por ejemplo, los pagos/transferencias en efectivo que 
también deberían ser evaluados.  

En el diseño de las tarifas para el bloque de consumo de subsistencia, el reto principal está en 
llegar a definir el nivel de consumo apropiado a ser subsidiado, para minimizar los errores de 
inclusión y de exclusión y evitar los incentivos perversos. Para minimizar el error de exclusión, es 
decir, la proporción de clientes que se pretendía fueran receptores del subsidio, pero que en 
realidad no lo reciben, se pueden usar mecanismos tales como sistemas de medición efectivos, 
por ejemplo los contadores de prepago. Sin embargo, aún así pueden presentarse errores de 
exclusión si no se toma en cuenta el tamaño de la familia al fijar la tarifa, algo que puede 
fácilmente ocurrir en el caso de los barrios marginales. 

 

                                                                                                                                                              
aproximadamente 777 kWh (aproximadamente 65 kWh/mes).  
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10. DIVERSIFICACIÓN DE LAS FUENTES DE ENERGÍA 

La diversificación de las fuentes de energía es un elemento clave de la estrategia energética para 
reducir la volatilidad de los precios de generación, reducir la dependencia de los combustibles 
importados y mejorar la seguridad energética. La experiencia de Honduras muestra que depender 
de una sola fuente energética para satisfacer la demanda (por ejemplo, generación hidroeléctrica o 
generación térmica usando derivados del petróleo) incrementa la vulnerabilidad del suministro de 
energía, ya sea a las condiciones de sequía, que podrían acarrear cortes, o a la volatilidad de los 
precios del petróleo. Depender de una única fuente de energía – un gran proyecto de generación, 
o importaciones de un solo país – es también una estrategia riesgosa porque el suministro es 
entonces vulnerable a problemas en la fuente de suministro. 

La diversificación de las fuentes usualmente implica un costo adicional. Puede ser que una 
determinada fuente de energía o de suministro sea más barata que todas las demás, de modo que 
el uso de otras fuentes para diversificar el suministro incrementa los costos. Sin embargo los 
costos adicionales deberían verse compensados por los beneficios de la mayor seguridad o la 
menor vulnerabilidad del suministro.  

Afortunadamente, la diversificación de fuentes energéticas en Honduras en las condiciones 
actuales puede que contribuya a reducir los costos de generación. Los resultados de los planes de 
expansión de generación (Capítulo 3) muestran que la diversificación basada en el desarrollo de 
recursos hidroeléctricos, otras energías renovables, y generación a base de carbón, son 
consistentes con la expansión de la generación al mínimo costo.   

El momento actual es el correcto para promover una política de diversificación por causa de lo 
siguiente: 

a) Es muy probable que continúe en el largo plazo el escenario de altos precios 
internacionales del petróleo. 

b) La generación térmica que utiliza derivados del petróleo deja de ser competitiva en ese 
escenario de altos precios. 

c) Dos PPAs térmicos caros por alrededor de 120 MW expiran en 2010. 

d) Hay en el país un considerable potencial no explotado de recursos hidroeléctricos y de 
otros recursos renovables pequeños. 

e) El proyecto del Sistema de Interconexión Eléctrica para América Central (SIEPAC) 
entrará en operación en 2009. 

f) El consumo per capita de energía es alto. 

Además, Honduras cuenta con muchas opciones para diversificar las fuentes energéticas, 
incluyendo: 

a) El desarrollo de recursos renovables autóctonos, principalmente hidroeléctricas grandes y 
medianas, mini centrales hidro, energía eólica y biomasa, que pueden ser económicamente 
competitivos. 
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b) El desarrollo de generación térmica utilizando carbón o gas importados. 

c) La expansión del comercio eléctrico en el mercado eléctrico regional. 

d) La promoción de la eficiencia energética y de programas de gestión de la demanda. Un 
uso más eficiente de la energía es una opción de diversificación que reduce la necesidad 
de expandir el suministro.  

10.1 DESARROLLO DE PROYECTOS INTENSIVOS EN CAPITAL DE GRAN Y MEDIANO TAMAÑO 

Los planes indicativos de expansión de generación al mínimo costo para los tres escenarios de 
demanda están dominados por plantas utilizando carbón y proyectos hidroeléctricos, proyectos 
intensivos en capital que incrementan los riesgos de mercado y de proyecto para los 
desarrolladores privados. Por lo tanto, los escenarios presentan el desafío político de cómo crear 
los incentivos y condiciones adecuados para movilizar la inversión privada a fin de financiar 
estos proyectos. Esta sección aborda esos temas. 

10.1.1 Proyectos Hidroeléctricos  

El desarrollo de proyectos hidroeléctricos en Honduras enfrenta las siguientes dificultades: 

a) La cuenca baja del río Patuca es un área protegida en el Corredor Biológico 
Mesoamericano. En el pasado, las iniciativas para desarrollar el Proyecto Patuca 2 no 
tuvieron éxito debido a la oposición de los grupos ambientalistas internacionales y las 
organizaciones no gubernamentales. El desarrollo del Proyecto Cangrejal asimismo ha 
tenido fuerte oposición de grupos ambientalistas por otros motivos. Por lo tanto, el 
desarrollo de la cuenca del Patuca requiere una consideración cuidadosa del impacto 
ambiental en el área río abajo y un complejo proceso de consulta pública con las 
poblaciones nativas y las comunidades locales, que tienen importante influencia política 
(apoyo internacional). 

b) Para desarrollar un proyecto hidroeléctrico se deben obtener varias licencias y permisos, 
además de un acuerdo de suministro a largo plazo: licencia ambiental, contrata de aguas, y 
contrato de operación, que tienen que ser aprobados por el Congreso Nacional 
(exceptuando la licencia ambiental). El contrato de operación agrega complejidad e 
incertidumbre, puesto que le da al Gobierno el derecho de terminarlo con antelación y de 
intervenir el proyecto en caso de fallas en la continuidad del servicio (disposiciones para 
garantizar un servicio público esencial).  

c) Los proyectos hidroeléctricos de la cuenca del río Patuca se localizan en la parte sureste 
del país, una región con débiles interconexiones con los centros de carga de Tegucigalpa y 
San Pedro Sula. Una línea de transmisión de 230 kV entre Amarateca y Juticalpa, con un 
costo de US$40 millones, es necesaria para interconectar los proyectos Patuca 2 y 3 con 
los centros de carga. Sin embargo, no se debe cargar el costo completo de esta línea a los 
proyectos de generación, ya que la misma es necesaria para atender el crecimiento de la 
demanda en la región sureste y está incluida en los planes de expansión de transmisión. 
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El desarrollo de proyectos hidroeléctricos por el sector privado bajo esquemas de financiamiento 
de proyecto sin recurso (non-recourse project finance), ha encontrado dificultades. Los arreglos 
por los cuales todos los riesgos quedan circunscritos en contratos son caros, pues cada accionista 
debe hacer una generosa provisión para cubrirse contra riesgos cuyo manejo resulta muy oneroso 
si no es compartido. Por lo tanto, tiene sentido que el sector público asuma los riesgos que no 
pueden ser manejados eficientemente por el sector privado. Este es un caso en que una asociación 
público-privada es necesaria y justificable para conseguir la participación del sector privado. 

10.1.2 Plantas térmicas utilizando carbón y gas 
Una central de vapor utilizando carbón es muy atractiva como planta base para satisfacer la 
demanda proyectada en los 2010s. Los costos de generación nivelados caen en el rango de 
US$56/MWh a US$70/MWh, dependiendo de los costos de inversión y de la tecnología. En el 
rango superior de costo una central a turbina de gas – ciclo combinado (CCGT) usando gas 
natural licuado importado (LNG) se vuelve competitiva. 

Las plantas de carbón son una opción interesante para diversificar las fuentes de energía en 
Honduras y ayudar a reducir los costos de generación y la volatilidad de precios. Aunque estas 
plantas no reducen la dependencia de los combustibles importados, pueden reducir 
sustancialmente la factura petrolera (el costo del carbón por millón de BTUs es de cerca del 25 
por ciento del del petróleo). Los precios internacionales del carbón se han mantenido estables en 
el pasado y han mostrado una baja correlación con los precios del petróleo, así que podrían 
contribuir a reducir la volatilidad de los precios de generación (ver la Figura 10.1). 

Sin embargo la combustión de combustibles fósiles, especialmente el carbón, constituye una 
fuente importante de contaminación del aire (óxido de azufre [SOx], óxido de nitrógeno [NOx], 
material en partículas [PM], y dióxido de carbono [CO2]. El SOx y el NOx contribuyen a la lluvia 
ácida y el CO2 es un gas de efecto invernadero (GHG) que contribuye al cambio climático. Las 
plantas convencionales de vapor sub-críticas quemando carbón pulverizado requieren de carbón 
de buena calidad y de equipo especial para reducir las emisiones de SOx, NOx, y PM por debajo 
de los límites establecidos en las regulaciones ambientales: precipitadores electrostáticos para 
remover PM, limpiadores para SOx, quemadores de bajo NOx, y equipo de reducción catalítica 
selectiva para NOx. 

La combustión en cama fluidizada (FBC) es una tecnología limpia bien establecida que usa un 
proceso de combustión que captura más del 90 por ciento del azufre y previene la formación del 
70 al 80 por ciento de los óxidos de nitrógeno. Los sistemas FBC tienen una alta tasa de captura 
de azufre sin degradar la eficiencia térmica y tienen además la capacidad de usar carbones con 
alto contenido de ceniza. 

 

 



 

 - 87 -

Figura 10.1  
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Source: BP Statistical review of world energy-June 2006  
No obstante, la FBC no puede capturar las emisiones de CO2, y las plantas de carbón producen 
más emisiones de GHG que cualquier otra planta térmica: 100 por ciento más que las CCGT 
alimentadas con gas y 35 por ciento más que las diesel de mediana velocidad usando aceite 
combustible pesado (ver la Tabla 10.1). 

Tabla 10.1. Emisiones de GHG de la Generación Térmica 

 

Fuel 

Factor de 
emisión de CO2 
(combustible)a/ 

tCO2/TJ 

 

Tecnología 

 

Heat Rate 

TJ/GWh 

 

Eficiencia 

% 

Factor de 
emisión de 

CO2 
(generación) 

tCO2/GWh 
Aceite residual 
Aceite residual 

Diesel 
Gas natural 
Gas natural 

Carbón(Cerrejón) 

77.4 
77.4 
74.1 
56.1 
56.1 
94.6 

MSD 
ST 

CCGT 
GT 

CCGT 
AFBC 

8.6 
10.0 
7.8 
11.5 
7.8 
9.5 

42 
36 
46 
31 
46 
38 

666 
774 
580 
644 
439 
896 

a/ Guía para Inventarios Nacionales de Gases de Efecto Invernadero del IPCC, 2006 

Las plantas de carbón requieren también de instalaciones portuarias adecuadas para descargar, 
almacenar, y manejar el carbón. Información preliminar indica que Puerto Castilla en la Bahía de 
Trujillo en la costa del Atlántico podría usarse para importar carbón desde la cercana Colombia. 
Se estima que una planta de 600 MW requeriría de 120,000 toneladas por mes. Estudios de 
factibilidad y de impacto ambiental son necesarios para evaluar las condiciones del puerto, los 
costos de inversión y de operación de las instalaciones portuarias y de manejo del combustible, y 
de las líneas de transmisión requeridas para conectar la planta a la red de transmisión de 230 kV 
en Reguleto, si se desarrolla la línea de transmisión Amarateca-Juticalpa-Reguleto. 

Una opción CCGT alimentada por gas, que tiene la ventaja de usar un combustible limpio con 
bajo impacto ambiental, presenta otros problemas. La idea de un proyecto de gasoducto desde 
Venezuela/Colombia o desde México a América Central se estudió en los ‘90s y se estudiará en 
mayor detalle en 2007 como parte de la Iniciativa Energética Mesoamericana. La factibilidad de 
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este proyecto no es clara, pues México importa gas de los Estados Unidos y Colombia no tiene 
suficientes reservas. Podría ser una solución a largo plazo cuando Venezuela complete los 
gasoductos para transportar gas desde las grandes reservas de gas del oriente del país a la frontera 
colombiana, y la demanda de gas en América Central sea lo suficiente grande como para 
justificar la interconexión con Colombia. Además de estas hay otras opciones que están siendo 
consideradas para traer gas natural a América Central. La tecnología para transportar gas natural 
comprimido (CNG) por barco puede volverse comercial en el futuro cercano33 y Colombia y 
Panamá están estudiando esta posibilidad.  

El LNG es otra opción para traer gas a los países de la región, que tiene la ventaja de encontrar 
pocos problemas transfronterizos. El mercado del LNG en el Atlántico para las Américas está 
dominado por Trinidad y Tobago como principal exportador y los Estados Unidos como principal 
importador. Puerto Rico y la República Dominicana representan alrededor del 5 por ciento de este 
mercado, con importaciones para la generación eléctrica. El precio del LNG importado en las 
Américas es determinado por el precio del gas distribuido por gasoducto en los Estados Unidos, 
que representa la competencia en ese país (y que suministra el 98 por ciento del mercado de gas). 
Ese precio es altamente volátil y está correlacionado con los precios del petróleo (ver la Figura 
10.1). Por lo tanto, esta solución no sería muy efectiva para reducir la volatilidad de los precios 
de la generación eléctrica en Honduras. 

Los costos de inversión en instalaciones para la descarga, almacenamiento, y regasificación del 
LNG, dependen fuertemente del sitio y presentan sustanciales economías de escala. Una planta de 
CCGT de 600 MW necesitaría de una capacidad de regasificación de cerca de 0.7 millones de 
toneladas de LNG por año, lo que se considera como una instalación de pequeña escala, con 
costos de inversión de unos US$90 millones. Una planta de CCGT en la costa Atlántica de 
Honduras necesitaría asimismo de una línea de transmisión de 230 kV para conectarla a la red de 
transmisión. Todos estos aspectos tienen que ser evaluados a nivel de factibilidad antes de tomar 
la decisión de usar la opción LNG. 

10.1.3 Asociaciones público-privadas (APPs) 
El papel de la participación privada en el sector eléctrico de Honduras será determinado no sólo 
por las decisiones de política energética que se tomen y por consideraciones políticas, sino 
también por los riesgos de inversión, de proyecto, de mercado y de país que el sector privado esté 
dispuesto o sea capaz de asumir bajo condiciones específicas de país y de proyecto. En países 
como Honduras, con un débil marco regulatorio y un alto riesgo de país, el sector privado no está 
dispuesto a asumir todos los riesgos de inversión para financiar, desarrollar y operar proyectos de 
generación para vender energía en un mercado mayorista. En estos casos, se han usado 
asociaciones público-privadas (APPs) para compartir los riesgos de inversión entre el sector 
público y el sector privado y para asignarle al sector privado los riesgos de proyecto y de país que 
pueda manejar.  

El desarrollo de capacidad de generación en Honduras por parte de productores independientes 

                                                 
33 Sea NG Corporation recibió autorización a finales de 2006 para construir el primer barco para CNG, usando 
contenedores Coselle (tubería enrollada en carretes), que puede ser competitivo para transportar gas a distancias 
intermedias de 200 a 2,000 km. 
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bajo contratos de largo plazo es un arreglo APP que asigna al sector privado los riesgos que está 
dispuesto y puede manejar: (a) el sector privado asume completa responsabilidad por la 
construcción, financiamiento, y operación de centrales diesel, una opción con bajos riesgos de 
proyecto (relativamente bajos costos de inversión, cortos períodos de preparación y de 
construcción, y fácil despliegue y operación); y (b) la ENEE y el Gobierno asumen todos los 
riesgos de mercado (PPAs de largo plazo con cargos fijos que remuneran los costos de inversión 
y cargos variables que cubren los costos reales de combustible) y los riesgos crediticios y 
cambiarios (PPAs con precios de energía en dólares y pagos garantizados por el Gobierno). 

Este tipo de APP no funciona para el desarrollo de los proyectos hidroeléctricos y de los grandes 
proyectos termoeléctricos incluidos en el plan de expansión de generación de mínimo costo, 
caracterizados por altos costos de capital, largos períodos de construcción y de amortización, 
complejos temas ambientales, y la necesidad de inversiones adicionales en instalaciones de 
transmisión o de manejo de combustible, o en ambos. Es poco probable que el sector privado esté 
dispuesto a asumir todos los riesgos de construcción y de desarrollo de estos proyectos: completar 
los estudios de factibilidad y de impacto ambiental, obtener todas las licencias y permisos 
requeridos, completar las instalaciones portuarias y de transmisión necesarias, obtener 
financiamiento a largo plazo, etcétera. 

Para que este tipo de asociaciones pueda funcionar, tiene que proveerles a sus miembros la 
posibilidad de adelantar sus intereses. Específicamente, los resultados de estos tipos de acuerdos 
de asociación no deben ser inciertos; deben ser predecibles con un cierto grado de seguridad y no 
de manera discrecional. La experiencia muestra que es necesario definir ex ante cuáles serán los 
derechos y obligaciones de cada miembro de la asociación. Los derechos y obligaciones de los 
actores públicos y privados tienen que guardar relación con el grado de control que cada 
participante tenga sobre los factores que dan origen a los riesgos. La justificación lógica para ello 
es que los participantes deben tener incentivos para mitigar o eliminar los eventos adversos en 
que se originan los riesgos.  

Por lo tanto, lo que se necesita es un acuerdo APP en que el socio público se hace cargo de 
completar los estudios de factibilidad y de impacto ambiental; se asegura del oportuno 
otorgamiento de licencias y permisos; apoya el proceso de consultas públicas y de aprobación e 
implementación del plan de mitigación ambiental; facilita la reubicación de la población 
desplazada; provee garantías de pago y facilita otros mecanismos de apoyo financiero que 
reducen los costos financieros y aseguran el financiamiento de largo plazo requerido; y se hace 
cargo de la expansión de la transmisión para reforzar la red de 230 kV. El sector privado aportará 
su experiencia técnica, comercial y de gestión para diseñar, estructurar, conseguir el 
financiamiento, construir, operar y mantener los proyectos de generación.  

10.1.4 Mejora de la planificación de la expansión y de la adquisición de energía 
El proceso de planificación de la expansión de la generación y de adquisición de energía funciona 
como sigue: 

a) La ENEE prepara un plan indicativo de expansión de la generación y lo presenta a la 
consideración de la CNE, quien a su vez lo somete al Gabinete Energético para su 
aprobación. 
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b) El programa de expansión es un plan indicativo que provee información a inversionistas 
sobre el futuro crecimiento de la demanda eléctrica, y necesidades y opciones, para 
desarrollar un suministro eléctrico suficiente y eficiente.  

c) Los desarrolladores de proyectos pueden solicitar a la SERNA que les conceda derechos 
exclusivos para estudiar proyectos de generación usando recursos naturales en sitios 
específicos por un máximo de dos años.  

d) La ENEE, actuando como comprador único, usa la planificación indicativa para 
determinar el tamaño y fecha de entrada de la capacidad de generación adicional, así 
como el tipo de planta requerido (central de punta, de base, etc). 

e) La ENEE solicita ofertas para suministrar la capacidad de generación requerida usando 
procedimientos de licitación competitiva y provee flexibilidad a los oferentes en cuanto a 
la selección de la localización, tecnología, y combustible para la nueva generación. Las 
ofertas incluyen las obras de transmisión requeridas para conectar la planta a la red de 
transmisión, cumpliendo con las normas de confiabilidad vigentes. 

f) Los licitantes deben presentar ofertas de suministro de capacidad firme. 

g) Los documentos de licitación establecen que las plantas de generación termoeléctrica 
estarán sujetas a despacho económico en orden de mérito con base en ofertas de precio de 
energía. 

La planificación de la expansión y los procedimientos de adquisición de capacidad vía 
licitaciones en un esquema de comprador único o en un mercado mayorista que permite la 
competencia por el mercado, deben servir para orientar las futuras acciones del Gobierno 
(políticas y regulación) y proveer una señal a inversionistas para inducir a una eficiente 
asignación de recursos. Los inversionistas privados responden a estas señales y a las políticas e 
incentivos a la inversión establecidos por el Gobierno y toman decisiones de inversión con base 
en sus estrategias y sus expectativas sobre la tasa de retorno ajustada por riesgo. Aunque los 
procedimientos existentes son razonables, se necesitan algunas mejoras para facilitar el desarrollo 
de grandes proyectos de generación intensivos en capital que contribuyan a la diversificación de 
las fuentes energéticas: 

a) Las unidades gubernamentales responsables de planificar y formular políticas deben 
fortalecer su capacidad técnica y operativa para identificar y evaluar el potencial y 
preparar los estudios básicos de proyectos candidatos ligados a sitios específicos: 
pequeñas centrales hidroeléctricas, generación con viento, e hidroeléctricas medianas y 
grandes. 

b) El Gobierno debe formular y adoptar políticas e incentivos apropiados para desarrollar los 
proyectos de generación que puedan contribuir de manera eficiente a la implementación 
de la política de diversificación, incluyendo los arreglos APP discutidos anteriormente.   

c) Los planes de expansión de la generación deberían proveer suficiente información y 
análisis para orientar la política gubernamental: por ejemplo, la necesidad de promover el 
desarrollo de fuentes renovables, un análisis de las vulnerabilidades del suministro 
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eléctrico y de las acciones para manejar los riesgos, y opciones para movilizar 
financiamiento privado. La solución de expansión al mínimo costo por sí sola no es muy 
útil. 

d) La CNE debería establecer las reglas y procedimientos para el proceso de adquisición de 
capacidad vía licitación que promueva la competencia y la expansión de la generación al 
mínimo costo: suficiente tiempo de anticipación para la preparación de propuestas y el 
desarrollo de proyectos competitivos; procedimientos no discriminatorios y transparentes 
para evaluar diferentes tecnologías de generación; planificación anticipada del proceso de 
licitación para garantizar la oportuna entrada en operación de la capacidad requerida; 
establecer límites a la duración del contrato, que debe ser lo suficientemente larga para 
facilitar el financiamiento privado, pero lo suficientemente corta para promover la 
competencia y reducir los riesgos de costos varados; y promover esquemas de precios y 
requerimientos de despacho adecuados para la operación de un mercado eléctrico 
mayorista competitivo. 

10.2 DESARROLLO DE PEQUEÑOS PROYECTOS DE ENERGÍA RENOVABLE 

El desarrollo de pequeños proyectos de generación de energía renovable (definidos como 
aquellos con capacidad instalada de hasta 50 MW) ha sido promovido por los Decretos No. 85-98 
y 267-98, que complementan la Ley Marco de 1994. Estos decretos contempla exenciones 
fiscales para los desarrolladores y un comprador seguro para la energía, a precios atractivos (la 
ENEE garantiza la compra a precios que incluyen una prima). Bajo esta sombrilla, los 
patrocinadores privados han negociado con la ENEE cerca de 30 PPAs para pequeñas plantas de 
energía renovable.  

No obstante lo anterior, el potencial de desarrollo de fuentes renovables fuera de la red parece 
estar en su mayoría desaprovechado, aunque no se cuenta con una evaluación de la base de 
recursos para las diferentes fuentes. Los proyectos de generación basados en biomasa,34 
geotermia,35 y viento36 están en una etapa de desarrollo más avanzado, en tanto que poco se ha 
hecho para promover y desarrollar las micro centrales hidroeléctricas37 y el uso de capacidad 
fotovoltaica (FV),38 debido a la falta de incentivos y políticas específicamente concebidos para 
programas de electrificación rural fuera de la red. Incluso el nuevo proyecto de Ley de 
Renovables que se halla ante el Congreso Nacional, y que se comenta en el Anexo 10, sección 
1.3, falla en enfatizar incentivos y mecanismos específicos para soluciones fuera de la red.  

El Anexo 10, sección 1.5, presenta una revisión de la experiencia internacional sobre el desarrollo 
de energía renovable.   

                                                 
34 Nueve proyectos están en operación, para un total de 81.8 MW. 
35 Tres proyectos con un total de 85.5 MW de capacidad instalada en diferentes etapas de desarrollo. 
36 Un proyecto de viento con cerca de 60 MW de capacidad instalada actualmente en estudio. 
37 Ninguna información sobre micro centrales hidroeléctricas parece estar disponible. Un proyecto financiado 
conjuntamente por AIF, GEF, y la Unión Europea está desarrollando cierto potencial en base de piloto. 
38 Se estima que existen 5,000 sistemas FV en el país. El tamaño del mercado rural potencial, incluyendo hogares, 
usuarios comerciales (tiendas minoristas, restaurantes, etc) parece ser muy grande. 
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10.3 EXPANSIÓN DEL COMERCIO DE ENERGÍA EN EL MERCADO REGIONAL 

La Comisión Regional de Interconexión Eléctrica (CRIE) aprobó en 2005 el Reglamento de 
Operación del Mercado Eléctrico Regional que se aplicará una vez que el proyecto SIEPAC entre 
en operación en 2009. Este Reglamento confirma el diseño de mercado propuesto por los 
consultores en 2003: 

a) El Mercado regional es tratado como un séptimo mercado, independiente de los seis 
mercados nacionales, que puede manejar todos los modelos de mercado adoptados en la 
región: comprador único y mercados mayoristas competitivos con mercados spot basados 
en costos variables declarados o en ofertas de precio. 

b) El Mercado regional se basa en el principio de que los agentes de mercado (generadores, 
distribuidores, comercializadores o grandes consumidores) pueden comprar y vender 
energía libremente, con libre acceso a las redes de transmisión regional y nacionales, y 
que tienen derecho de instalar plantas de generación en cualquiera de los sistemas 
nacionales. 

c) Las transacciones en el mercado regional se hacen en un mercado regional de contratos y 
en un mercado regional de oportunidad o spot. El mercado de contratos permite contratos 
físicos firmes y no firmes y contratos financieros. El mercado spot se basa en ofertas de 
precios horarios para compras y ventas incrementales de energía. 

d) De conformidad con el Tratado Marco del mercado regional, un país puede designar a una 
sola empresa verticalmente integrada para que haga todas las transacciones en el mercado 
regional, siempre y cuando esa empresa haya establecido unidades de negocios 
independientes con contabilidades separadas. 

La expansión de la capacidad de intercambio de energía en el mercado regional en 2009 
representa una oportunidad para diversificar las fuentes de energía en Honduras y facilitar el 
desarrollo de un mercado mayorista nacional competitivo: los inversionistas privados pueden 
desarrollar proyectos de generación en Honduras para vender energía en el mercados local y en el 
regional, las unidades de distribución tienen la opción de comprar energía en el mercado regional, 
y los grandes consumidores en Honduras tienen la opción de comprar energía del mercado 
regional. 

Aparentemente, no todos los beneficios del Mercado regional se pueden alcanzar con el actual 
marco legal de Honduras. La Ley Marco concede a la ENEE derechos exclusivos para firmar 
contratos de importación y exportación de energía (Artículo 9), y establece que las instalaciones 
de generación deberán ser usadas en primer lugar para satisfacer la demanda nacional, y que 
solamente se pueden exportar los excedentes (Artículo 13). Estas reglas limitarían los beneficios 
potenciales del mercado regional: (a) la ENEE se convierte en un intermediario en todos los 
contratos internacionales y puede verse en un conflicto de intereses cuando un gran consumidor 
quiera comprar energía del mercado regional, y (b) los generadores instalados en Honduras no 
podrían firmar contratos físicos firmes para exportar energía. 

Sin embargo, el Gobierno puede optar por aclarar, mediante regulaciones, el alcance de la 
cláusula de exclusividad, dándole una interpretación menos restrictiva: los terceros pueden 
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participar en el mercado regional spot y de contratos a condición de que hayan firmado con la 
ENEE acuerdos para el uso de las líneas de transmisión y para adherirse a las reglas de operación 
y despacho económico del sistema interconectado nacional. La ENEE tiene el derecho exclusivo 
de realizar la coordinación de las transacciones internacionales de energía en su papel de 
operador del sistema y de administrador del mercado, pero no es un intermediario que adquiere la 
propiedad de toda la energía objeto de las transacciones regionales.  

La adopción por Honduras de políticas y regulaciones que promuevan el comercio regional de 
energía y la competencia en el mercado regional, facilitará la transición del modelo de comprador 
único de facto a un mercado eléctrico mayorista competitivo (ver el Capítulo 7). Las barreras al 
comercio regional establecidas en la Ley Marco pueden reducirse sustancialmente a mediano 
plazo con acciones que no requieren cambios en la Ley: una interpretación menos restrictiva de la 
cláusula de exclusividad, la reestructuración de la ENEE y la creación de unidades de negocios 
independientes, y la aplicación de peajes de transmisión sencillos para facilitar el libre acceso. 
Las barreras restantes se pueden eliminar a largo plazo con cambios en la Ley para crear un 
mercado eléctrico spot y permitir la exportación de energía firme, y mediante la corporatización 
de las unidades de negocios independientes. 

10.4 EFICIENCIA ENERGÉTICA 

La mejora de la eficiencia energética tanto en el suministro como en el uso es la opción más 
económica para reducir las necesidades de capacidad de generación adicional, y para mejorar la 
seguridad de suministro a través de una disminución del consumo. En el caso de Honduras, la 
implementación de medidas de eficiencia energética puede reducir de manera efectiva la 
necesidad a corto plazo de adquirir generación de emergencia o de racionar el suministro. 
Adicionalmente, las medidas de eficiencia energética en el lado de la demanda pueden usarse en 
combinación con los programas de electrificación rural para mejorar el acceso y reducir el 
impacto de tarifas eléctricas más altas. En el Proyecto de Generación Autónoma y Uso Racional 
de la Energía Eléctrica (GAUREE), financiado por la Unión Europea desde 1999, la ENEE ha 
desarrollado un número de estudios para identificar oportunidades de mejorar la eficiencia 
energética. El proyecto diseñó un programa piloto de mercadeo y de ventas para incrementar el 
uso de lámparas fluorescentes compactas eficientes (LFCs). El programa contempla entregar 
gratuitamente, en una operación en tres fases, una lámpara LFC de 20W a 800,000 hogares (la 
mayoría de los hogares hondureños todavía usan ineficientes bombillos incandescentes de 60W, 
75W, y 100W).  

Aunque se ha avanzado algo, Honduras todavía está rezagada en comparación con los otros 
países de la región, en términos de diseñar e implementar programas de eficiencia energética. Se 
podrían lograr grandes mejoras de eficiencia en el campo del aire acondicionado tanto para el 
sector residencial como para el comercial. La estructura de las tarifas eléctricas para 
consumidores residenciales constituye también un impedimento para el éxito de los programas de 
eficiencia energética. El potencial para la mejora de la eficiencia energética se presenta en el 
Anexo 10. 

Recientemente, se estableció en Honduras un Grupo Interinstitucional para el Uso Eficiente de la 
Energía (GIURE) con la participación de SERNA, el Consejo Hondureño de la Empresa Privada 
(COHEP), la Secretaría de Educación, la ENEE, la Universidad Nacional Autónoma de Honduras 
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(UNAH), el Consejo Empresarial Hondureño para el Desarrollo Sostenible/Proyecto de 
Eficiencia Energética en los Sectores Industrial y Comercial de Honduras (CEHDES/PESIC), la 
CNE, y el Colegio de Ingenieros Mecánicos, Electricistas y Químicos de Honduras (CIMEQH) 
para promover medidas de eficiencia energética. GIURE ha elaborado un plan para reducir la 
demanda nacional de electricidad en 100 MW para 2008, equivalente al 8 por ciento de la 
demanda máxima anticipada por la ENEE. Con esa finalidad, ha diseñado los programas, 
descritos en la Tabla 10.2: 

Tabla 10.2. Programa para Reducir la Demanda de Energía 

Actividades Entidad Responsable 

Programa de sustitución de bombillos eficientes en energía GAUREE/ENEE/SERNA/UNAH 

Promoción del uso de la estufa de gas COHEP/SERNA 

Racionalización de los subsidios y las tarifas ENEE/SERNA 

Uso del mecanismo de desarrollo limpio SERNA/ENEE 

Campaña educacional GAUREE/ENEE-SERNA 

Mejora de eficiencia en los sectores industrial y comercial PESIC 

Campaña de comunicación masiva COHEP 

Creación de una Fundación COHEP/PESIC 

Fuente: Campaña de Promoción del Ahorro y la Eficiencia Energética, febrero de 2007. 

GIURE asimismo trabaja en una asociación estratégica con la Secretaría de Educación para 
implementar un programa de Guardianes de Energía, para ayudarles a los niños a convertirse en 
impulsores del cambio en sus hogares. Además, la asociación estratégica busca la inclusión del 
tema de la Eficiencia Energética en el currículo escolar usando programas dinámicos e 
interactivos.  

Adicionalmente, el proyecto GAUREE de la ENEE diseñó un proyecto piloto para distribuir 
lámparas ahorradoras. Con esa finalidad, se han hecho arreglos para comprar 50,000 lámparas, a 
ser usadas como parte de un proyecto piloto que se llevará a cabo en ciertas ciudades de 
Honduras, incluyendo las principales. Las lámparas serán vendidas por estudiantes de escuelas 
públicas y privadas que mostrarán a los usuarios potenciales cómo usarlas. El proyecto piloto está 
en su etapa de demostración y no se ha iniciado aún la discusión sobre su continuidad.  

 


