[image: image7.png]


[image: image7.png]

BOLETIN QUINCENAL

[image: image1.jpg]



SECTOR ELÉCTRICO EN NICARAGUA
Elaborado por: Adolfo Acevedo

Para: Instituto de Investigaciones y Gestión Social (INGES)

Junio 09

Reciban un cordial saludo.
Con el objetivo de dar a conocer un análisis económico y del contexto social y político, el Instituto de Investigaciones y Gestión Social-INGES- realiza una publicación quincenal que pretende contribuir al conocimiento de la ciudadanía sobre temas que afectan su vida y sus derechos.
Dicho documento cuenta con información que puede ser aprovechada, como referencia de estudios o reflexiones a los que se pueda recurrir en el análisis de la coyuntura económica, política y social en la que se encuentra nuestro país. Esta publicación se realiza con un carácter ético y profesional por lo tanto esperamos sirva de referencia.
En esta ocasión la publicación trata sobre el sector eléctrico en nuestro país. Dicho escrito está elaborado por el especialista Adolfo Acevedo.
Para cualquier reproducción parcial o total de este documento debe citar o hacer mención al Instituto de investigaciones y Gestión Social, o puede realizar una solicitud a través del correo electrónico inges@cablenet.com.ni y/o comunicación@inges.org.ni. Puede consultarlo en la página web www.inges.org.ni.
Éxito en sus labores

Oficina de comunicación y divulgación
INGES
SECTOR ELÉCTRICO EN NICARAGUA

Por: Adolfo José Acevedo Vogl

1. Al iniciar la década de los 90, Nicaragua contaba con una capacidad instalada nominal de generación de energía eléctrica de 380.8 MW. El 53.3% de dicha capacidad instalada, equivalente a 203 MW, correspondía a capacidad de generación basada en la combustión de hidrocarburos (fuel oíl y diesel), el 28.3%, equivalente a 107.8 MW, correspondía a capacidad de generación hidroeléctrica, y el 18.4% restante, equivalente a 70 MW, correspondía a capacidad de generación geotérmica. 

La demanda máxima de energía se situó en 330 MW en la primera mitad de los 90, de manera que cualquier desperfecto, salida de operación de alguna planta generadora por mantenimiento o lluvias insuficientes para hacer funcionar a plena capacidad las plantas hidroeléctricas, daban lugar a fuertes racionamientos y apagones.

La actividad empresarial relativa a la generación, la transmisión y la distribución de energía eléctrica era monopolio de una sola entidad estatal, el INE, que al mismo tiempo ejercía el papel de ente rector sectorial. Creado en 1979, el INE tenía estatus de ministerio y era un monopolio estatal integrado verticalmente, responsable de la planificación, la regulación, la elaboración de políticas, el desarrollo y el funcionamiento de los recursos energéticos del país.

Las “reformas estructurales” que se implementan en el sector eléctrico en Nicaragua, a partir de los años 90, han estado estrechamente condicionadas por la asesoría y la condicionalidad de los organismos financieros internacionales. Dentro de la división técnica del trabajo entre los organismos financieros multilaterales, correspondió principalmente al Banco Interamericano de Desarrollo (BID), a través de sus servicios de “asesoría”, el diseño de la estrategia de reestructuración, “desincorporación” (privatización) de empresas públicas y promoción de la inversión privada en el sector. 

Esta estrategia pasó a integrarse en el esquema de “condicionalidad cruzada”, y sus principales hitos aparecen como “condicionalidad estructural” en los Programas ESAF con el FMI anteriores a la incorporación de Nicaragua en la Iniciativa HIPC, como en las condiciones posteriormente establecidas en los Programas PRGF para alcanzar el “Punto de Culminación flotante” de la propia Iniciativa HIPC.
El principal “incentivo” para avanzar en la línea de estas reformas, cuyo eje fundamental seria la desincorporación de empresas públicas y la atracción de la inversión privada, lo constituiría el hecho de que los organismos multilaterales ya no financiarían el desarrollo de obras de infraestructura pública, como en el pasado – incluyendo la construcción de plantas hidroeléctricas -, de manera que la inversión privada sería la única fuente posible de inversiones en el sector.

2. Ya en 1994, el BID aprobó “un proyecto (Programa de Reforma de Empresas de Servicios Públicos, PRESP) para contribuir a la reforma de las compañías de servicios públicos así como de las de telecomunicaciones y de agua y alcantarillado. Este programa tuvo como objetivos la separación de las funciones de planificación, regulación y operación; el mejoramiento de la situación financiera mediante la adopción de políticas tarifarías que permitan sufragar los costos, la eliminación de subsidios cruzados y el fomento de la participación del sector privado.

Dicho programa permitió apoyar la reestructuración del Instituto Nicaragüense de Energía (INE), que solía desempeñar las funciones de planificación y operación para los sectores de electricidad e hidrocarburos. Las funciones operativas de generación, transmisión y distribución de electricidad quedaron transferidas a una compañía recién creada, la ENEL”.

Bajo la asesoría del BID, se efectuaron reformas legales que separaban las actividades regulatorias y empresariales del sector eléctrico. Se creó la Empresa Nicaragüense de Electricidad (ENEL) que continuaría desempeñando las actividades empresariales de generación, transmisión, distribución  y comercialización de la energía eléctrica anteriormente asignadas al INE. El INE fue designado para desempeñar las funciones de formulación de políticas, regulación y fiscalización. 

Así, mediante Decreto Ejecutivo No. 46-94 del 28 de Octubre de 1994 se creó la Empresa Nicaragüense de Electricidad (ENEL), como empresa responsable de prestar el servicio público de energía eléctrica. 

Igualmente, mediante Decreto Ejecutivo No. 30-95 del 14 de Junio de 1995 se reformó la Ley Orgánica del INE, determinándose que se constituiría en ente regulador del sector, con funciones de planificación, formulación de políticas, regulación y fiscalización y de otorgar, modificar, renovar o cancelar, según sea el caso, concesiones de distribución, permisos, licencias o autorizaciones para ejercer las actividades de la industria eléctrica y de la importación, transporte, refinación, almacenamiento y comercialización de hidrocarburos.
3. Posteriormente, a  inicios de 1998 el BID aprobó el Proyecto “Nicaragua: Asistencia para la Reestructuración de ENEL e Incorporación del Sector Privado”. El programa propuesto tenía por objeto “facilitar la reestructuración de ENEL y la privatización de las compañías distribuidoras resultantes. Se proyecta privatizar primero las compañías distribuidoras de electricidad; sin embargo se propone estructurar esta cooperación técnica de manera tal que también se puedan privatizar las empresas generadoras, en la eventualidad de que igualmente se decida privatizarlas”.

En el “Memorándum de Políticas Económicas y Financieras” de Marzo de 1998  dirigido al Directorio Ejecutivo del FMI, para solicitar la aprobación del segundo Programa ESAF con dicho organismo, se informa de que en Noviembre 1997, se produjo la “aprobación por la Asamblea Nacional de la Ley de la Industria Eléctrica y su reglamento en base a lo acordado con el BID. Esta ley permitiría dividir las operaciones de transmisión, generación y distribución, a cargo de ENEL. Adicionalmente, se autoriza a desincorporar (privatizar) activos y otorgar concesiones al sector privado para la generación y la distribución”.

Asimismo, se establecía el compromiso, para ser cumplido a más tardar en Diciembre de 1999, de “desincorporar los activos de ENEL o asegurar concesiones al sector privado para la generación y la distribución”.

En la Carta de Intención del 27 de Enero de 1999, el Gobierno de Nicaragua se comprometía a “asegurar concesiones de largo plazo en las actividades de distribución y generación de ENEL. En preparación de esto, a mediados de 1999, los activos y funciones de ENEL serán separados en distribución, transmisión y generación, y una invitación internacional a precalificar será hecha a inversionistas, en septiembre de 1999”. 

En efecto  la Ley 272, Ley de la Industria Eléctrica (LIE) fue  promulgada el 23 de Abril de 1998, y el DECRETO No. 42-98 “Reglamento a la Ley de la Industria  Eléctrica” fue publicado en la Gaceta Diario Oficial No 74 del 23 de Junio de 1998. La LIE establece los principios básicos para la operación de un mercado mayorista competitivo con la participación de empresas privadas: 

· Separación de los roles de formulación de políticas, regulación y empresarial. Se crea la Comisión Nacional de Energía (CNE) responsable de la formulación de políticas y la planificación indicativa. El INE, reformado por la Ley 271, es responsable por la regulación y fiscalización de las actividades del sector, incluyendo el otorgamiento de licencias y concesiones.

· Papel subsidiario de Estado en caso que ningún agente económico esté interesado en expandir la oferta para asegurar el abastecimiento de la demanda.
· Separación vertical de las actividades de generación, transmisión y distribución con prohibición expresa para que los generadores sean propietarios o accionistas de instalaciones de transmisión o distribución y para que las distribuidoras participen en actividades de generación y distribución. Se exceptúa la participación de generadores en sistemas secundarios de transmisión para conectarse al Sistema Interconectado Nacional, la participación de las distribuidoras, directa o indirectamente, en generación hasta una capacidad total de 10 MW y la operación en zonas aisladas de distribuidores integrados verticalmente. 

· Libre acceso a la actividad de generación bajo el esquema de licencias.
· El Sistema Nacional de Transmisión será propiedad de una empresa estatal de transmisión.
· La actividad de distribución se desarrolla bajo un esquema de concesiones otorgadas por un plazo máximo de 30 años, mediante licitación o negociación directa. La concesión otorga el derecho exclusivo de desarrollar esa actividad en un área geográfica determinada.

· Creación de un mercado mayorista de energía basado en contratos de suministro complementado con “transacciones de oportunidad” para liquidar las diferencias entre la operación real y los compromisos contractuales a precios horarios determinados en base al costo marginal de abastecer la demanda.

· Los grandes consumidores (inicialmente aquellos con demanda máxima mayor a 2 MW) tendrán libertad de escogencia de suministrador de energía, a precios libres en caso de generadores y con tope de precios en el caso de distribuidores.

· Operación integrada del SIN a cargo del Centro Nacional de Despacho de Carga (CNDC), unidad de negocio de la empresa estatal de transmisión.

· Segmentación de la ENEL en las empresas independientes que determine un estudio técnico, constituidas como sociedades anónimas regidas por el derecho privado. La Ley autoriza al ejecutivo a privatizar las empresas de generación y distribución resultantes de la segmentación de la ENEL. La segmentación debe llevarse a cabo en un plazo de 12 meses a partir de la promulgación de la Ley. 

Sobre esta base, ENEL fue dividido en siete empresas: la Empresa Nacional de Transmisión Eléctrica S.A. (ENTRESA), de carácter estatal, la distribución de la energía eléctrica y sus activos quedarían a cargo de dos empresas distribuidoras, la Empresa Distribuidora de Electricidad del Norte (DISNORTE) y la Empresa Distribuidora de Electricidad del Sur (DISSUR); y cuatro empresas generadoras: dos térmicas, Generadora Eléctrica Central S.A. (GECSA), Generadora Eléctrica Occidental S.A. (GEOSA), una hidráulica, Generadora Hidroeléctrica S.A. (HIDROGESA) y una geotérmica, Generadora Momotombo S.A. (GEMOSA).

ENEL quedó con el papel residual de atender los sistemas aislados y servir de holding de las otras empresas durante el proceso. 

4. Como se ha dicho, la prioridad de las reformas consistió en abrir el sector a la participación del sector privado, tanto a través de la “desincorporación” de empresas del sector público (privatización) como a través de la atracción de inversionistas privados. 

· Así, en 1996 se instaló AMFELS, planta térmica, ahora llamada CENSA AMFELS, la cual agregó 36 MW de capacidad instalada de generación al sector. En 1998 ENRON creó la Empresa Energética de Corinto, planta térmica que añadió 74 MW de capacidad de generación. 

· Asimismo en 1998, dentro de la política de “promover la participación del sector privado” en el sector eléctrico, el BID otorgó un préstamo por US$ 24.8 Millones para la construcción de la planta térmica “Tipitapa Power”  que se convertiría en la primera planta generadora privada en el país. Entre los socios accionistas está el nicaragüense Ernesto Fernández Hollmann, radicado en Guatemala, líder del Banco de Exportación (BANEXPO, actualmente BANCO UNO). 

El resumen del Proyecto, publicado por el BID, decía que: “El proyecto de Tipitapa es el resultado de una licitación competitiva internacional lanzada en junio 1997 por Empresa Nicaragüense de Electricidad ("ENEL"), para contratar aproximadamente 50 MW de capacidad firme y energía asociada bajo los términos y condiciones de un Acuerdo de Compra de Potencia (“Purchase Power Agreement” - "PPA") de 15 años. 

El BID apoyó activamente este proceso, y el proyecto es el primer proyecto privado que gana una licitación competitiva en Nicaragua desde que la nueva legislación para el sector (Ley de la Industria Eléctrica) fue decretada en octubre de 1997. 
“La construcción de la planta empezó en febrero 1998 y la operación comercial se planifican para ocurrir por el 14 de abril de 1999. La supervisión de la construcción así como la operación, la conservación, y la administración del Proyecto son proporcionadas por “Coastal Technology Nicaragua S.A.” ("CTN"). CTN es una filial directa de entera propiedad de la Corporación Coastal. El PPA de 15 años entre la compañía del proyecto y ENEL proporciona ingresos que consisten principalmente de pagos por capacidad y energía de la siguiente manera: 

Los pagos por capacidad o potencia instalada: expresados en US$ por Kw por mes de la firma y la capacidad demostrada, y sujeto a la disponibilidad equivalente y ajustes equivalentes de confiabilidad. 

Los pagos de energía: expresados en el US$ por kWh de energía despachada y entregada, sujeta a un escalamiento según: (I) el precio promedio pagado realmente por el combustible; (II) los costos anuales variables de operación y mantenimiento; y (III) los factores parciales de carga”.

· Por otra parte, siempre dentro de la ruta de aumentar la participación del sector privado, en Marzo de 1999, la planta generadora geotérmica estatal “Momotombo” (GEMOSA) fue entregada en concesión a la Empresa israelí ORMAT, y también se firmó con esta empresa un Acuerdo de Compra de Potencia (PPA), que vencería en 2004. El convenio con los israelitas contemplaba que GEMOSA vendería el kilovatio hora a razón de 4.58 centavos dólar y aumentaría la capacidad instalada de 15 a 70 megavatios.

El plazo del contrato fue establecido en 15 años, debiendo entregar Ormat un Plan Objetivo de Recuperación de la Planta, que incluyese las obras relativas a mantenimiento de los pozos existentes y equipos de superficie, mejoramiento del sistema de reinyección, mejoramiento y mantenimiento de la Planta Eléctrica, y perforación de hasta tres pozos en el reservorio profundo. 

El programa de recuperación de la Central de Momotombo preveía llevar la capacidad disponible, de los 15 MW que estaba entregando el campo, a 35 MW en el año 2002, y progresivamente llegar en los siguientes tres años a la capacidad de diseño original de 70 MW. Actualmente GEMOSA genera solo 7 MW.

· En 2001 se concedió permiso de exploración geotérmica a la empresa SAN JACINTO POWER S.A., que más adelante (2004) fue adquirida por POLARIS ENERGY CORPORATION, pasando a llamarse Polaris Energy Nicaragua S.A. (PENSA).
· Finalmente en 2002, la Planta Nicaragua GEOSA, instalada en 1976 y con capacidad de 106 MW, y la Planta Chinandega, con turbinas a gas, instalada en 1985 con capacidad de 14 MW, fueron vendidas a una sociedad compuesta por la norteamericana Costal Power Nicaragua Holding Company Ltd, con sede Islas Caimán y subsidiaria de la multinacional EL PASO, y por accionistas guatemaltecos nicaragüenses.

Como resultado, a finales de 1999 la capacidad instalada nominal o teórica de generación se había incrementado a 621 MW, principalmente como resultado de la adición de 36 MW de AMFELS, 74 MW de la Planta Corinto (ENRON), 52 MW de la Planta Tipitapa Power, 12 MW de generación del Ingenio TIMAL y 15.8 MW del Ingenio San Antonio (en base a bagazo de caña) y de 40 MW de la Planta Las Brisas de GECSA. 

Más del 85% de la nueva capacidad instalada fue de naturaleza termoeléctrica, como resultado de lo cual la participación de la capacidad de generación basada en  la combustión de hidrocarburos escaló del 53.3% en 1991 al 66.9% en 1999.
5. El procedimiento establecido para que las Empresas Distribuidoras adquirieran la energía de las Empresas Generadoras asumió la forma de “Acuerdos de Compra de Potencia” (“Purchase Power Agreement” o PPA). 

· El Primer Acuerdo de Compra de Potencia (PPA), suscrito con AMFELS-CENSA, data de Marzo de 1996. Era un acuerdo de compra por 30 MW de potencia, con una duración de 7 años, 1997-2004. Las relaciones contractuales entre el generador Censa (originalmente AMFELS) y la ENEL tienen dos fases: la primera de ellas comprende un contrato originalmente negociado en 1996, que entró en servicio comercial a mediados de 1997, y la segunda, que entrará en servicio en 2001, prolonga el plazo del contrato original y amplía la capacidad contratada a 55 MW.

· Posteriormente, como hemos visto, se suscribieron contratos con Tipitapa Power y Ormat; 30 MW, potencia de pico y reserva, fueron contratados en diciembre de 1997 con la firma Stewart & Stevenson, a través de un contrato de “leasing”, y una Turbina a Gas, de 40 MW de potencia máxima, en Las Brisas, que entró en operación en marzo de 1998. 

· Adicionalmente, a fin de contribuir a la solución del problema de abastecimiento y de las reiteradas situaciones de emergencia que presentaba el sistema como consecuencia de las prolongadas salidas de servicio para mantenimiento del parque existente, tanto térmico como hidroeléctrico, a principios de 1998, ENEL inició negociaciones con inversionistas privados, para la contratación de 50 MW adicionales que, para aportar energía de base, entrarían en servicio en el año 1999.

· Estas negociaciones culminaron en la contratación directa de 50 MW, instalados en la localidad de Corinto. La empresa comprometida con esta nueva planta fue la Empresa Energética Corinto Ltda., del grupo estadounidense ENRON, y ahora bajo el control del Grupo Pellas. Esta empresa instaló 74 MW, con lo cual ofrece al recién creado mercado mayorista 24 MW.

· También se concretaron las contrataciones de energía y potencia a dos ingenios azucareros: Nicaragua Sugar Estates (ISA, S.A.), con una capacidad efectiva de 14 MW (15.8 MW de capacidad teórica), y Agroindustrial Azucarera S.A. (Timal), ya desaparecido, con una capacidad efectiva de 10 MW.

6. Los procedimientos para el establecimiento de los precios pagados a las Empresas Generadoras en los Contratos de Compra de Potencia (PPP); se desprenden de una formulación binómica, con los cargos por capacidad o potencia (cargos fijos), y los cargos por energía (cargos variables).

· El primer concepto está asociado a los cargos fijos por potencia contratada (cargo por capacidad), y puede considerarse como el responsable de generar los flujos financieros a lo largo de la vida del proyecto (el plazo del PPA) que permitirán recuperar la inversión. 

Este cargo por potencia o capacidad instalada se paga a la empresa generadora, aun cuando no se haga uso de esta potencia instalada para generar energía – a través de este cargo, se le paga a dicha empresa por la capacidad de generación o potencia instalada, no por la energía efectivamente generada. 

El cargo por capacidad o potencia no tiene como propósito cubrir los costos de operación y mantenimiento de la empresa generadora, asociados a la generación de energía por parte de esta, sino que tiene como objetivo esencial permitir a los inversionistas recuperar el capital propio invertido, generar las utilidades sobre ese capital y pagar el principal y los intereses de la parte de la inversión financiada con deuda. 

De acuerdo con los expertos, los pagos fijos por potencia instalada, son muy altos en Nicaragua, y este es un factor determinante de que en nuestro país los precios de la energía sean tan elevados. El precio de la potencia por capacidad de kilovatios instalados que se aplica en la tarifa energética es mayor al promedio internacional. El promedio internacional de estos acuerdos por el factor potencia es de entre siete a diez dólares por kilovatio instalado, pero en Nicaragua este rubro alcanza hasta 20 dólares.

Con Tipitapa Power Company en el contrato para la compra de 50,900 KW de potencia mensual se estableció un precio de 17.1 dólares por KW. Con CENSA, 57,000 KW a 18.9 dólares. Con EEC (Corinto) 50,000 KW a 21.2 dólares, y con NSEL 30,000 KW a 10.7 dólares.

Así, para una planta con una capacidad instalada de 50 MW, a US$ 20 por Kilovatio el pago fijo por potencia instalada ascendería a US$ 1 Millón al mes, y a US$ 12 Millones al año, de tal manera que, si la inversión en la planta ascendió a US$ 45 Millones, en 4 años el inversionista habría recuperado la totalidad de su inversión (12 * 4 = 48). 

Si el contrato se firmó, por ejemplo, hace 8 años, los pagos fijos mensuales por potencia instalada de los primeros 4 años como hemos visto le hubiesen permitido recuperar la totalidad de la inversión, mientras que en los restantes 4 años el inversionista habría recibido un flujo total de US$ 48 Millones de puro beneficio, “limpios” de cualquier costo de operación y mantenimiento de la planta.

Para poner otro ejemplo, en el caso de GEOSA, una Empresa con una potencia instalada de 100 MW, el pago fijo por potencia ascendería, al precio de US$ 5.4 por KW que se le pagaba cuando la Empresa era estatal, a US$ 6.48 Millones al año. Esta empresa fue privatizada en 2002 a favor del Grupo Banco Uno, por US$ 11.7 Millones. En este caso, si se mantuvo el mismo pago fijo tras privatizarse la empresa, el inversionista hipotéticamente habría recuperado su “inversión” en los primeros 2 años de operar la empresa, y los siguientes 3 años habrían obtenido ganancias libres de todo costo de operación y mantenimiento, por US$ 19.44 Millones.

Estos elevados cargos o pagos fijos por potencia instalada contratada, se trasladan enteramente al consumidor final a través de la tarifa de la energía.

· El segundo concepto sí está relacionado con los costos asociados a la energía producida a lo largo de la vida del proyecto, y por tanto será el responsable de generar un flujo financiero que haga posible solventar los costos de operación y mantenimiento.

El principal componente de este cargo lo constituyen los costos asociados a la compra del combustible requerido para generar la energía, en el caso de las plantas térmicas. Este componente reviste especial importancia en Nicaragua, porque más del 74% de la capacidad de generación de energía es térmica.

Como se comprenderá, la reciente alza en los precios del combustible se ha traducido en un importante aumento en estos costos, los cuales, al agregarse a los cargos por potencia instalada, están determinando precios muy altos de la energía.

· Al precio pagado a las empresas generadoras de energía, que incluye tanto los cargos fijos por potencia instalada como los cargos por los costos de operación y mantenimiento asociados a la generación de energía, se agregan los costos de transmisión, que deberían cubrir los costos de operación y mantenimiento de ENTRESA, y el denominado valor agregado o margen bruto de distribución (VAD), que es el margen que queda a las empresas distribuidoras. 

En este margen,  se incluye un componente, asociado a las pérdidas de distribución reconocidas. La tarifa traslada al consumidor el pago de todos estos componentes.

[image: image2.png]EFECTO DEL TRASLADO DEL PRECIO DE LOS PPA AL CONSUMIDOR FINAL

Generacion Transmision Distribucion

Consumidor
final: Usuarios
> regulados y
P Gundes
consumidores

Otros Agentes
Empresas Estatales y

otros productores

privados




7. El 16 de Diciembre de 1999 se publicó en “La Gaceta” el Decreto de “Reforma al Decreto No.42-98, Reglamento de la Ley de Industria Eléctrica”, mediante el cual “haciendo uso de la autorización conferida por el artículo 137 de la misma ley, el Presidente de la República procede a realizar las actividades que permitan la incorporación del sector privado al capital de las sociedades Generadora Eléctrica Occidental. S.A. ("GEOSA"), Generadora 
Hidroeléctrica, S.A. ("HIDROGESA"), Distribuidora de Electricidad del Norte, S. A. ("DISNORTE") y Distribuidora de Electricidad del Sur, S.A. ("DISSUR")”. 
Este Decreto estableció procesos paralelos de venta del 95% de las acciones de estas sociedades a inversionistas estratégicos y 5% a trabajadores.
En el “Documento del Punto de Decisión de la Iniciativa HIPC” para Nicaragua, del 7 de Diciembre del 2000, se anuncia que “en Septiembre, las unidades de distribución de la empresa estatal de electricidad (ENEL) fueron privatizadas y las autoridades intentan privatizar las unidades de generación a inicios temprano en 2001”.
En efecto, como se sabe, la Empresa española “Unión Fenosa” adquirió los activos de DISNORTE y DISSUR y se hizo cargo de la actividad de distribución de la energía que antes estaba en manos de ENEL. De hecho se estaba creando un monopolio privado a cargo de la distribución, en contra de los objetivos teóricos de la reestructuración de crear dos empresas de distribución que compitieran en su gestión y facilitaran el proceso de regulación de esta actividad.
En el “Documento del Punto de Culminación de la Iniciativa HIPC” se encuentra el reconocimiento de que, para atraer a los inversionistas a participar en la privatización de las empresas de distribución de energía, se establecieron unos márgenes de distribución muy elevados: 
“Siguiendo las recomendaciones del banco de inversión que asesoró al gobierno en la privatización en el sector de la energía, el gobierno estableció un alto margen de valor agregado (margen de comercialización) para las empresas distribuidoras de electricidad (DISNORTE y DISSUR) para tornar atractivas estas empresas a los inversionistas extranjeros, a pesar del pequeño tamaño del mercado y las elevadas pérdidas de electricidad que afligen al sistema (estimadas actualmente en alrededor del 33 por ciento).
Estos altos márgenes de comercialización se suman a los elevados precios de compra de la energía a las empresas generadoras, y a los costos reconocidos de las pérdidas de energía, para determinar los elevados precios de la energía prevalecientes en Nicaragua.
Asimismo, en el “Documento del Punto de Decisión”, se dice que “el BID continuará proveyendo apoyo en la privatización de las empresas públicas, especialmente en la reforma del sector eléctrico (lo cual incluye la privatización de las unidades de generación y distribución de ENEL) y entregar en concesión de las empresas de suministro de agua a administradores/inversionistas privados”
Finalmente, en dicho Documento, el FMI, el Banco Mundial y el BID establecieron la siguiente condición establecida para alcanzar el “Punto de Culminación” de la Iniciativa HIPC: “Desincorporación (privatización) de ENITEL y de todas las unidades de generación de electricidad de ENEL”.

8. Con respecto al cumplimiento de esta condicionalidad, esto es lo que registra el “Documento del Punto de Culminación de la Iniciativa HIPC” para Nicaragua de Abril de 2004:
“El gobierno ha avanzado sustancialmente en la implementación de su programa de desincorporación, pero no ha cumplido a plenitud con la condición final del “Punto de Culminación flotante”, el cual llama a la desincorporación de la Empresa de Telecomunicaciones, ENITEL, y de todas las unidades de generación de electricidad de la Empresa de Energía, ENEL. El gobierno tuvo éxito  en desincorporar dos unidades de generación eléctrica, pero otras dos permanecen en manos públicas. Una de esas unidades, GECSA, es tan obsoleta que será difícil de privatizar, aunque el gobierno monitoreará periódicamente el interés de los inversionistas y mientras tanto mantiene la planta operacional por propósitos de emergencia. La otra unidad, HIDROGESA, no pudo ser desincorporada a causa de la oposición política a la privatización. Aunque hubiese sido posible, sin embargo, su desincorporación podría no haber sido aconsejable en ese momento, porque esto habría creado una concentración indeseable de poder de mercado (en manos del “Grupo Banco Uno”, AA) y generado problemas financieros en el sector eléctrico. En todo caso, el rápido crecimiento de la provisión privada de electricidad desde finales de los 90, indica que la desincorporación de esas unidades residuales ha probado no ser indispensable”.

9. En este Documento, se refleja una valoración muy optimista de los resultados de las políticas promovidas por la condicionalidad y la “asesoría” de los organismos financieros internacionales.
“Se ha hecho un progreso significativo en atraer inversión privada para expandir los servicios de electricidad. Después de enfrentar crecientes cuellos de botella en la disponibilidad de electricidad a medidos de los 90, la capacidad de generación del país se incrementó desde 400 MW en 1997 hasta más de 600 MW en 2002, mientras los niveles de demanda máxima se han elevado sólo hasta 400 MW. El prospecto de cuellos de botella (y los apagones, AA) en los 90 proveyeron el principal estímulo para buscar desincorporar las unidades de generación de energía, como la vía más pragmática de atraer rápidamente inversión privada al sector. En línea con esta estrategia, el gobierno tuvo éxito en vender una de las compañías de generación térmica (GEOSA) en 2001, mientras entregaba la compañía de generación geotérmica, GEMOSA, en concesión a un operador privado. La mayor parte del incremento en la capacidad de generación, sin embargo, fue debido a la entrada de muchas nuevas plantas (incluyendo plantas de co-generación) a finales de los 90, administradas por operadores privados quienes invirtieron en el sector más vigorosamente que lo inicialmente esperado y ahora dan cuenta de casi la mitad de la capacidad total de generación”.

En el documento... el Banco Mundial es más optimista aún (esto fue escrito en 2005):

“Esas reformas tuvieron éxito en mejorar los niveles de eficiencia en el sector y, particularmente, en movilizar inversiones privadas en el sector. Como resultado, Nicaragua actualmente no tiene un problema de capacidad de generación, y no está más sujeta a apagones regulares como a mediados de los 90...Desde 1999...la capacidad nominal de producción de capacidad ha crecido por sobre 600 MW, mientras la demanda máxima ha crecido más gradualmente, a 400 MW. De acuerdo a la Comisión Nacional de Energía, la demanda máxima de electricidad está proyectada a crecer a una tasa anual de 4.4 a 6.1 por ciento en los próximos 15 años alcanzando entre 800 y 1,000 MW en 2017. En base a esta proyección, la capacidad de producción de electricidad no es probable que devenga una restricción en el mediano plazo”. 

10. Esta expansión en la capacidad nominal de generación, no estuvo asociada, en lo absoluto, a ninguna estrategia dirigida a modificar la matriz energética del país, para hacerla menos dependiente de las importaciones de combustibles fósiles. Se trató de una estrategia de privatización y de promoción de la inversión privada prácticamente como un fin en sí, más que una estrategia de desarrollo energético vinculada a los requerimientos del desarrollo sostenible del país. 

La expansión de la capacidad de generación se produjo casi exclusivamente por la instalación de plantas de generación térmica, de manera que la capacidad de generación térmica instalada pasó de representar el 55.6% de la capacidad de generación total en 1995, al 75.5% de la misma en 2004, acentuando de manera pronunciada la dependencia del país de las importaciones de hidrocarburos. 

Así, mientras la capacidad de generación de Costa Rica se expandió en 790 MW entre 1995 y 2004, de los cuales 670 MW correspondieron a fuentes renovables de energía (hidroeléctrica, geotérmica y eólica), en Nicaragua, la capacidad de generación aumentó en 351 MW en el mismo período, de los cuales sólo 7 MW correspondieron a fuentes renovables de energía.

Como resultado de esta elevada dependencia de la importación de combustibles fósiles para la generación de energía, cuando se produce el alza tan pronunciada en los precios internacionales de los combustibles, esto se traduce en un enorme crecimiento en la factura petrolera del país, y en un aumento muy fuerte en los costos de generación que, al trasladarse al precio de la energía, adicionándose a los ya elevados cargos por potencia instalada, las pérdidas reconocidas de energía y el margen de distribución, amenaza con asfixiar a los consumidores y al resto de la economía. 

La generación de energía eléctrica en base a la combustión de hidrocarburos pudo haber aparecido como relativamente “barata” en la década de los 90, cuando los precios del petróleo se mantuvieron cercanos a los US$ 20 por barril, pero ciertamente comenzaron a hacer estragos en la economía y en los usuarios cuando este precio supero la barrera de los US$ 40 por barril a inicios de 2004, y alcanzo casi US$ 147 por barril a mediados de 2008.
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Estos altos costos, se agregan a los ya de por sí elevados cargos por potencia instalada, que se paga a las generadoras, a los altos márgenes de distribución que se establecieron para hacer atractiva la privatización de la distribución de la energía, y a los costos asociados a las pérdidas de distribución que son reconocidas por las tarifas.
11.Por otra parte, el planteamiento de que la capacidad de generación había superado los 600 MW mientras la demanda máxima era de solo 400 MW, y que no se preveían problemas hasta 2017 por lo menos para que la capacidad instalada cubriese la demanda máxima, se probo como falso ya en 2006-2007, cuando el sector colapso. 
En este momento, se puso abruptamente de manifiesto que la capacidad teórica instalada de generación, no necesariamente se traducía en un monto equivalente de capacidad de generación efectiva. Así, mientras como hemos visto, la capacidad teórica o nominal instalada había aumentado de 380 MW a 621 MW de 1991 a 1999, la capacidad efectiva de generación apenas había aumentado de 361.4 MW a 477.23 MW.
En 1999, la capacidad efectiva de generación era apenas del 76.8% de la capacidad nominal.
En efecto, mientras en 1999 la capacidad instalada de la Planta Nicaragua es de 106 MW, su capacidad efectiva era de 95 MW. La capacidad nominal de la Planta Managua era de 57.4, pero su capacidad efectiva era de 36 MW. Mientras la capacidad teórica de Hidrogesa era de 104 MW, su capacidad efectiva de generación era de 96 MW. La Planta Geotérmica Momotombo, con una capacidad nominal instalada de 70 MW, solo tenía una capacidad efectiva de 13 MW. Esta discrepancia obedecía a la ausencia de inversiones de mantenimiento y reposición en estas plantas.
Entre 1999 y 2006 la capacidad instalada nominal se expandió de 621 MW en 1999 a 837 MW en 2007, principalmente como resultado de la instalación de las plantas Hugo Chávez con una capacidad de 60 MW y del aumento de la capacidad del Ingenio San Antonio de 15.8 MW a 59.3 MW y del Ingenio Monte Rosa de 21.5 MW en 2002 a 67.5 MW en 2007. 
Pero la capacidad efectiva de generación sólo aumentó de 477.2 MW en 1999 a 669 MW en 2007. La capacidad efectiva de generación en 2007 representaba el 79.9% de la capacidad nominal.
En ese periodo, la capacidad efectiva de generación de ANFELS se redujo de 62 MW en 2000 a 43 MW en 2007, aun cuando su capacidad nominal es de 63.9 MW. La Capacidad efectiva de la Planta Managua se redujo de 56 MW a 51 MW. La capacidad de generación efectiva de GEOSA de Chinandega de 13.5 MW desapareció desde 2005, aunque su capacidad nominal se mantiene incambiada. La capacidad instalada de GECSA Las Brisas se redujo de 62 MW en 2002 a 33 MW en 2007. Ormat, que se había comprometido a llevar la capacidad de generación de la Planta Momotombo a 70 MW, solo mostraba una capacidad efectiva de generación de 31.5 M.
De esta manera, mientras que la capacidad instalada nominal de generación de energía eléctrica de 2007 estimada en 837 MW se compara muy favorablemente con la demanda máxima por energía eléctrica registrada ese año por 507.8 MW, con un margen de reserva de 329.2 MW de la capacidad de generación sobre la demanda máxima, en realidad la capacidad efectiva de generación solo ascendió a 669 MW, y el margen efectivo de la capacidad de generación sobre la demanda máxima es de solo 161 MW.
Con esta “reserva” efectiva de solo 161 MW, es evidente que con la salida de plantas importantes, por ejemplo con la salida de los ingenios azucareros de la etapa de generación, más un mal invierno que impida a las plantas hidroeléctricas operar a plena capacidad, y la salida de una planta termoeléctrica grande por mantenimiento, se producirían los apagones y racionamientos que según el Banco Mundial ya no volverían a ocurrir.
12. En lo que esta estrategia ha tenido éxito, ha sido en modificar de manera radical la estructura de los agentes encargados de generar la energía: mientras a inicios de los 90 prácticamente el 100%  de la capacidad de generación estaba en manos privadas, en 2008 solo el 40.3% de dicha capacidad estaba en manos públicas, mientras el restante 59.7% estaba en manos privadas.
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La nueva capacidad instalada corresponde a la Planta Comandant
Dentro de GECSA se han incluido las plantas del grupo Alba Pet
(Albanisa). que corresponden a las centrales Hugo Chévez de 60 MW y Comandante
Guevara de 61.2 MW.





13. Tampoco se ha avanzado en resolver otro problema estructural fundamental del sector: las considerables pérdidas de energía que se producen en la distribución. El 28 por ciento de la energía generada se pierde en la distribución, debido a las conexiones ilegales y a la obsolescencia de la red de distribución. Las pérdidas de distribución son casi el doble del promedio centroamericano de 15.5 por ciento, y no se ha verificado una reducción significativa de las mismas desde que la distribución fue privatizada a favor de Unión Fenosa.

[image: image5.png]35

30

25

20

15

10

PERDIDAS DEENERGIA ELECTRICAEN LA DISTRIBUCION
(porcentajes de la energia generada)

31.9 32.5

30.4

%S 88 293 288

28.4

1990

1995 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006

2007





Estas pérdidas tienen un costo considerable para el país. Significan además que poco menos de un tercio de los recursos utilizados para cubrir la factura de importación de hidrocarburos que se utilizan para la generación de energía, se pierde. Significa que, aunque se utilizase a plenitud la capacidad instalada de generación (lo cual no es el caso) la energía realmente disponible será 28% menor que la generada. El país vería incrementarse de manera importante su capacidad efectiva de generación de energía automáticamente, si estas pérdidas se redujesen significativamente. 

Una parte del costo de estas pérdidas, las “pérdidas reconocidas”, equivalente al 13% del valor de la energía generada, se traslada a los usuarios a través de la tarifa. 
	¿QUIEN PAGA LAS PERDIDAS DE DISTRIBUCION?

Las pérdidas financieras que sufren las Empresas Distribuidoras como resultado de las pérdidas de energía, pueden medirse por la diferencia entre lo que Unión Fenosa paga a las empresas generadoras de electricidad, y lo que logra recuperar a través de las facturas que cobra a los consumidores. Vale la pena preguntarse a que se debe, en lo fundamental, esa diferencia.

 

En la tarifa por consumo de energía eléctrica que Unión Fenosa cobra a los consumidores, se reconocen los siguientes elementos:

 

I) Los costos en que incurren las empresas generadoras para producir la energía que le venden a Unión Fenosa, que en gran medida dependen del precio  del petróleo.

 

ii) Los elevados pagos fijos por potencia instalada que se hacen a las generadoras, establecidos en los contratos de compra de potencia (PPA): estos pagos se hacen por la potencia instalada, no por la energía generada, y se efectúan ya sea que las empresas generen energía o no. Estos pagos fijos por potencia instalada, en Nicaragua son el doble o más que el promedio internacional.

 

iii) El costo del peaje por la transmisión, que debería cubrir los costos operativos y las necesidades de inversión de la empresa estatal de transmisión (ENTRESA), pero no lo hacen (este es un subsidio implícito a Fenosa).

 

iv) El margen de distribución (o valor agregado de distribución) establecido para Unión Fenosa, que cubre una rentabilidad garantizada, los costos de operación y un nivel mínimo de costos de inversión, que son elaborados según los costos de una operadora eficiente. 
v) Se reconoce el costo de una parte de las pérdidas de energía que se producen en la distribución (se reconoce el 13% de las pérdidas de energía, del 28% de la energía generada que se pierde en la distribución).
 

Cuando uno analiza esta lista de elementos que integran la tarifa, resulta evidente que existe un costo en que incurre Unión Fenosa, que no es reconocido por esta: la tarifa le reconoce a Unión Fenosa (es decir, le traslada a los consumidores) un 14% de pérdidas de distribución. Por tanto, Unión Fenosa no logra recuperar, a través de la tarifa, el restante 13% de pérdidas de distribución. Es decir, a través de la tarifa Unión Fenosa solo logra recuperar el 87% del costo de la energía que le compra a las generadoras.

 

Si asumimos que en 2006 Unión Fenosa compro la energía generada por las plantas generadoras por un monto de US$ 400 Millones, y si estimamos las pérdidas de distribución no reconocidas por la tarifa en 13%, entonces Unión Fenosa no recuperaría a través de la tarifa un monto de US$ 52 Millones. Por tanto, mientras no se eliminen dichas pérdidas, Unión Fenosa padecería, permanentemente, una diferencia significativa entre los montos que paga a las empresas generadoras, y los montos que logra recuperar a través de los montos que la tarifa reconoce por el consumo de energía.

 

A que se deben las elevadas pérdidas de energía, que se producen en la distribución? Una parte de estas pérdidas, alrededor de la mitad, son perdidas técnicas. En todo sistema de distribución de energía que utilice alambres de cobre, es inevitable que se produzca un determinado nivel de perdidas técnicas, pero en Nicaragua esas pérdidas son excesivas, lo cual obedece a la elevada obsolescencia de las redes de distribución. Esta elevada obsolescencia y deterioro de las redes de distribución se debe a que Unión Fenosa no ha invertido en renovarlas y modernizarlas.

 

El mal estado de las líneas de distribución, además de contribuir a explicar el nivel excesivo de las perdidas técnicas,  constituye un gran riesgo para la vida de las personas.

 

La otra parte de las pérdidas de distribución, se debe a las conexiones ilegales que efectúan, por una parte grandes consumidores, y por otra parte pobladores de muy bajos ingresos que recurren a este medio como la única vía posible para obtener acceso a la energía eléctrica, porque no podrían obtenerlo por las vías "normales" del mercado. Mientras más aumentan las tarifas, mas aumenta la proporción de pobladores que recurren a las conexiones ilegales.

Es preciso analizar en qué medida dichas pérdidas no reconocidas en realidad no han logrado ser recuperadas por Unión Fenosa. El hecho de que Hidrogena se haya visto forzada a vender a Unión Fenosa la energía que genera muy por debajo de los precios del mercado, representa un subsidio implícito de Hidrogena a la empresa distribuidora, que le compensa en parte por las pérdidas de energía no reconocidas por la tarifa.

 

Además, según se ha denunciado, en un intento por recuperar el costo de estas pérdidas, Unión Fenosa ha recurrido a efectuar una serie de cobros irregulares, adicionales al costo del consumo de energía. Por ejemplo, aplica un "cargo por comercialización", es decir por la lectura del medidor, por el envío de la factura y por la emisión de la misma. 

Estos costos ya están cubiertos por la tarifa como costo operativo, y por tanto están tomados en cuenta en el Valor Agregado o Margen de Distribución. No debe olvidarse que Unión Fenosa, en la tarifa, ya tiene incluido un Margen de Distribución muy alto, a través del cual debe cubrir el costo operativo de los servicios que presta.

Hasta hace algún tiempo, Unión Fenosa cobraba ilegalmente el 1% del impuesto municipal sobre ventas, sin haber sido autorizada por el ente regulador ni haber establecido convenios al respecto con las alcaldías. Este cobro ha cesado, pero ni un solo centavo ha sido retornado a los consumidores, por los años en que este cobro ilegal fue aplicado a la factura.

Ha sido frecuente además la inclusión de cargos por mora en las facturas de usuarios que jamás han faltado a un solo pago de sus facturas. Asimismo, han sido frecuentes las denuncias de la alteración de los cobros por parte de Unión Fenosa, como en el caso de usuarios a quienes, súbitamente, les aparecía duplicado el consumo mensual de energía.

 

Es evidente que las pérdidas de distribución no reconocidas por la tarifa se constituyen en un "Talón de Aquiles" financiero fundamental del sistema eléctrico descrito. Mientras el problema de las grandes pérdidas no reconocidas por la tarifa no se resuelva, se producirán problemas financieros en el sector, presiones incesantes por aumentos adicionales de la tarifa, demanda por mayores subsidios para FENOSA, y se producirá todo tipo de cobros arbitrarios adicionales al cargo por consumo, en un intento de la distribuidora por recuperar este enorme "peso muerto".  

Normalmente, el porcentaje de perdidas reconocido por la factura debería ser decreciente, para inducir a Unión Fenosa a invertir para modernizar la red de distribución para reducir fuertemente las perdidas técnicas de energía. La modernización de la red de distribución al mismo tiempo haría más difíciles las conexiones ilegales. Pero si este porcentaje se mantiene fijo, y se le cubren o compensan a Unión Fenosa por otros medios la parte de las perdidas no reconocidas por la factura, esta empresa no tendría ningún incentivo para invertir en modernizar la red de distribución.

En el reciente protocolo suscrito entre el Gobierno y Unión Fenosa, precisamente se acordó mantener fijo el porcentaje de pérdidas a ser reconocidas por la tarifa, y cubrir mediante un subsidio presupuestario el costo de las pérdidas debidas a las conexiones ilegales de los asentamientos pobres, mientras representantes de los denominados Consejos del Poder Ciudadano en los asentamientos se convierten en cobradores asalariados de esta empresa. 

Con esto, la empresa distribuidora cubre la mitad de las perdidas, que son reconocidas en la tarifa, y la mayor parte de las perdidas por las conexiones ilegales de los asentamientos de bajos ingresos (o que son legales pero no pagan las facturas).

La parte de las pérdidas que corresponde a las conexiones ilegales o al fraude de los grandes consumidores, se espera que se verá fuertemente reducida por la entrada en vigencia de la Ley Anti fraude Energético, que establece penas de cárcel para los usuarios que cometan este delito, ahora tipificado en el Código Penal.

Al mismo tiempo, en dicho Protocolo se ajusta al alza el Margen Bruto o Valor Agregado de Distribución de Unión Fenosa.

En dicho Protocolo, contrario a lo que se ha dicho, no existe ningún compromiso vinculante que obligue a esta empresa a invertir lo que sería requerido para modernizar y rehabilitar la red de distribución.

	


14. Mientras tanto, Nicaragua continúa siendo el país con la menor cobertura poblacional de la red de distribución de la energía eléctrica. De esta manera, mientras en El Salvador el índice de electrificación pasó del 64% en 1995 al  81% en 2004, y el de Guatemala de 46% a 83%, en Nicaragua este apenas pasó del 48% en 1995 al 52% en 2004. Hay que hacer notar que Guatemala tenía un índice de electrificación cercano al de Nicaragua en 1995, y desde entonces Nicaragua prácticamente se estancó, mientras Guatemala alcanzó el 83%. 
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15 .Los rezagos más grandes en el acceso a la electricidad se concentran en las zonas rurales con mayor dispersión de viviendas, incidencia alta de pobreza y mayores distancias de las redes de distribución primaria. 

Desde el punto de vista de un distribuidor privado, por una parte, los costos unitarios por conexión de cada nuevo usuario aparecieron como muy elevados, tanto por la mayor inversión en redes primarias y secundarias, como por la expansión y reforzamiento de los sistemas de transmisión, sub-transmisión y transformación. Por otra parte, ante los bajos consumos esperados en esas zonas y los menores niveles de ingreso de la población, las inversiones aparecen como menos atractivas.

De esta manera, la estrategia es dejar bajo la responsabilidad del Estado los costos de inversión para asegurar el acceso de las zonas rurales a la energía eléctrica, y más adelante, una vez conectados a la red de distribución privatizada, en todo caso el Estado debería asumir también el costo fiscal de subvencionar el precio de la tarifa para estos nuevos usuarios muy pobres, de bajo consumo de energía. El sector privado se reservaría para sí los segmentos más atractivos del mercado eléctrico. El sector público asume también, a través de HIDROGESA, el papel de subvencionar, vía precios inferiores a los de mercado o transferencias directas de recursos, los déficit financieros que pudiesen afligir a los actores privados. 

16. En este contexto, las principales preocupaciones de los organismos financieros internacionales se centran actualmente en asegurar que los ajustes en las tarifas de la energía se hagan de la manera más automática posible, para cubrir en todo momento los altos cargos por potencia instalada a los generadores, los costos crecientes de compra de combustibles, las pérdidas de distribución reconocidas y el margen de comercialización de Unión Fenosa. 

Este fue el compromiso adquirido por el Gobierno de Nicaragua, ante el Directorio del FMI, en Diciembre de 2005:
“Hemos empezado a incrementar las tarifas de la electricidad para eliminar las pérdidas cuasi-fiscales en el sector. Las plantas que generan petróleo en base a combustible representan cerca del 80 por ciento de la electricidad generada en Nicaragua, y el sector ha sido fuertemente afectado por los crecientes precios internacionales de petróleo. Para empezar el proceso de eliminar estas pérdidas, hemos aumentado las tarifas cerca del 20 por ciento entre julio y diciembre 2005. Estamos comprometidos a efectuar aún más ajustes de tarifas para junio 2006 requeridas para eliminar las pérdidas cuasi-fiscales en el sector para diciembre 2006. Para sostener el logro de estas metas, el Programa incluye un criterio de desempeño de aumentos adicionales en el precio promedio de las tarifas. En línea con esto, hemos estimado que los precios medios de la tarifa necesitarán ser incrementados por un 6½ por ciento adicional antes de junio el año próximo, para alcanzar un nivel de 0,1588 US$/KWh. Revisaremos en coordinación con el ente regulador de energía, la necesidad de mayor acción dependiendo de los desarrollos en los costos reales de la energía. Además, pensamos introducir para junio 2006 un mecanismo para el ajuste automático de las tarifas según las fluctuaciones en los costos del petróleo para evitar una repetición de la crisis reciente en el sector. Continuaremos la política de subvenciones focalizadas para proteger a los consumidores de bajo uso de energía de los aumentos de las tarifas".

Anteriormente, el INE no ajustaba automáticamente las tarifas en función exclusiva de los aumentos de precios del petróleo, sino que toma en consideración otros factores como el cumplimiento de las normativas de calidad del servicio y otros.

El FMI presiono fuertemente para que el ente regulador deseche estos otros criterios, y establezca un mecanismo de “ajuste automático” de las tarifas, de conformidad a los incrementos de precio del petróleo. Las Empresas generadoras, comenzaron a parar sus plantas, en 2005. 2006 y 2007, provocando largos apagones, para forzar ya sea aumentos de tarifas o subsidios a Unión Fenosa, que permitan a esta hacer cumplidamente los pagos a las generadoras.

En el Programa con el FMI para 2007-2010 y en el Protocolo suscrito entre el Gobierno y Unión Fenosa se acordó establecer este mecanismo automático de ajustes.

En todo caso, las restricciones más importantes para continuar enfrentando la crisis con mayores alzas de tarifas, en el país con mayor porcentaje de población sobreviviendo con menos de US$ 1 al día y con el precio de la energía más elevado de la región centroamericana, a través del expediente de trasladar plenamente a los consumidores la totalidad de los costos y (elevados) márgenes implícitos devengados por todos los actores involucrados en la cadena generación-transmisión-distribución, con vistas a generar mediante dichas alzas en las tarifas, los flujos financieros que permitan cubrir dichos costos y márgenes, son principalmente de naturaleza social y política, no técnica. 

En todo caso queda claro que detrás de la actual crisis del sector, no solo hay factores “técnicos” que considerar, sino claros elementos de ECONOMIA POLITICA. Afirmar que “técnicamente” no hay más salida que elevar las tarifas hasta donde sea requerido para validar las expectativas de flujos financieros de los actores privados involucrados en el sector, podría resultar un enfoque “técnico” bastante restringido. 
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