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I. Introducción 
 
Este informe plantea opciones de política de mediano y largo plazo para la reforma del 
Sector Eléctrico de Nicaragua, teniendo en cuenta el desarrollo del mercado eléctrico 
regional.  Un estudio separado, denominado en adelante Informe Blanlot, examina los 
problemas coyunturales de corto plazo, en particular aquellos relacionados con la gestión 
y regulación de las empresas de distribución privadas1. 
 
El informe presenta en una primera parte un diagnóstico del sector eléctrico orientado a 
analizar la viabilidad a largo plazo del marco institucional y regulatorio vigente y del 
modelo de mercado mayorista.  En una segunda parte, se presentan las opciones y 
recomendaciones sugeridas.  El consultor basó su trabajo en: (i) la documentación 
recibida del BID sobre la legislación y normativas vigentes, estudios de consultoría sobre 
el mercado mayorista2 y presentaciones del Instituto Nicaragüense de Energía (INE) 
sobre el esquema regulatorio; e (ii) información recolectada y entrevistas realizadas con 
las principales instituciones y empresas del sector durante la visita a Managua realizada 
por el consultor del 12 al 18 de Octubre de 2003.   

                                                                 
1 “Diagnostico de la Reforma del Sector Eléctrico”, Vivianne Blanlot, informe preliminar, octubre 2003. 
2 “Esquema y simulación tarifaria para el proceso de privatización de ENEL”,  Mercados Energéticos, Julio 
2000; “Revisión Normativas de Operación y Transporte ENTRESA/CNDC”, PA Consulting, Julio 2003; 
“Auditoría de las pérdidas de transmisión y transacciones de energía en el mercado eléctrico 
Nicaragüense”, Quantum, Noviembre 2002. 
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II. Recuento de la reforma 
 
En los años 80´s, durante la época del Gobierno Sandinista, el sector eléctrico 
Nicaragüense se caracterizó por la presencia del Estado en todas las actividades del sector 
a través del INE, creado en 1979 por decreto y consolidado mediante Ley Orgánica en 
1985 como un ente autónomo con rango de Ministerio, monopolio estatal integrado 
verticalmente, responsable exclusivamente de la planificación, regulación, formulación 
de políticas, manejo, desarrollo y operación de los recursos energéticos del país.  Durante 
esa década el sector enfrentó serios problemas financieros y operativos como resultado de 
la devaluación de la moneda y el bloqueo comercial, la pérdida de valor de las tarifas de 
electricidad y la falta de recursos para la inversión, operación  y mantenimiento del 
sistema eléctrico. 
 
A comienzos de la década de los 1990´s el Gobierno de Nicaragua inicia un proceso de 
reforma del sector eléctrico con el fin de asegurar el abastecimiento eficiente de la 
demanda, promover la eficiencia económica y atraer recursos para ampliar la 
infraestructura.  En 1992 reformó la ley orgánica del INE para permitirle negociar 
contratos o concesiones con inversionistas privados.  A finales de 1994 se crea la 
Empresa Nicaragüense de Electricidad (ENEL), empresa comercial del estado encargada 
de las funciones de generación, transmisión, distribución, comercialización y 
coordinación de la operación anteriormente asignadas al INE.  El INE mantiene sus 
funciones de planificación, formulación de políticas, regulación y fiscalización. 
 
El proceso de reforma se consolida en 1998 con la promulgación de la Ley 272, Ley de la 
Industria Eléctrica (LIE) y la Ley 271, Ley de Reforma a la Ley Orgánica del INE. La 
LIE establece los principios básicos para la operación de un mercado mayorista 
competitivo con la participac ión de empresas privadas: 
 
1. 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. La INE, reformada por la Ley 271, es responsable por la 
regulación y fiscalización de las actividades del sector, incluyendo el otorgamiento de 
licencias y concesiones. 

2. Papel subsidiario de Estado en caso que ningún agente económico esté interesado en 
expandir la oferta para asegurar el abastecimiento de la demanda. 

3. 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. 

4. Libre acceso a la actividad de generación bajo el esquema de licencias 
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5. El Sistema Nacional de Transmisión será propiedad de una empresa estatal de 
transmisión 

6. 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. 

7. 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.  

8. 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. 

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

10. 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. 

 
ENEL se reestructuró en cuatro empresas de generación, Hidrogesa (Generadora 
Hidroeléctrica S.A.), GEOSA (Generadora Eléctrica Occidental S.A.), GECSA 
(Generadora Eléctrica Central S.A.) y GEMOSA (Empresa Generadora Geotermia 
Momotombo S.A.), dos empresas de distribución, DISNORTE (Distribuidora de 
Electricidad del  Norte S.A.) y DISSUR (Distribuidora de Electricidad del Sur S.A.) y 
una empresa de transmisión (ENTRESA).  ENEL quedó con el papel residual de atender 
los sistemas aislados y servir de holding de las otras empresas durante el proceso.  El 
proceso de privatización de las empresas distribuidoras y generadoras se reglamentó por 
medio del Decreto 128-99 de Diciembre de 1999, el cual estableció procesos paralelos de 
venta del 95% de las acciones de estas sociedades a inversionistas estratégicos y 5% a 
trabajadores. 
 
El proceso se inició en el 2000 con la oferta pública de las empresas de distribución, las 
cuales fueron adjudicadas en forma conjunta a Unión Fenosa, único proponente 
calificado.  De hecho se estaba creando un monopolio privado a cargo de la distribución, 
en contra de los objetivos de la reestructuración de crear dos empresas de distribución 
que compitieran en su gestión y facilitaran el proceso de regulación de esta actividad.  
Las 3 empresas de generación, Hidrogesa, GECSA y GEOSA fueron ofrecidas a la venta 
en varias ocasiones durante el periodo 2000-2002, pero solamente GEOSA pudo ser 
privatizada en 2002.  Varios intentos fallaron por problemas legales y otros, en el caso de 
GECSA, por ser una inversión poco atractiva.  La operación de la planta de GEMOSA 
fue contratada con una empresa privada bajo un contrato PPA, que establece pagos 
únicamente de operación y mantenimiento. 
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El caso de la privatización de Hidrogesa merece mención especial.  Al tercer intento, las 
mejoras ofertas fueron de Enron y El Paso, empresas dueñas de plantas termoeléctricas 
con contratos PPA con ENEL.  ENRON presentó la mejor oferta pero no cumplió con 
otros requisitos y las acciones fueron adjudicadas a El Paso.  Sin embargo ENRON 
impugnó la decisión y la disputa involucró a la Contraloría y la Asamblea Nacional.  
Finalmente creció la  oposición política a la idea de privatizar el recurso hidráulico y la 
Asamblea Nacional dictó la Ley 440 de 2003 que prohíbe al Estado otorgar concesiones a 
particulares para el desarrollo de proyectos hidroeléctricos y establece que Hidrogesa no 
podrá ser concesionada ni privatizada en cuanto no se apruebe una Ley del Uso del Agua. 
 
Debido a las dificultades para privatizar las empresas generadoras, ENEL no quedó con 
el papel residual que se había previsto originalmente y se abrió camino la idea de 
fortalecer su papel como empresa holding que utiliza las utilidades de Hidrogesa para 
financiar las pérdidas financieras de GECSA y los programas de electrificación rural en 
zonas aisladas.  Aparentemente GECSA puede ser más atractiva si se renegocian los 
contratos de arrendamiento muy onerosos de las turbinas a gas y se invierte en la 
rehabilitación para extender la vida útil de las unidades a vapor.  La idea actual es 
intentar privatizar nuevamente a GECSA y concentrar las actividades de ENEL en la 
generación hidroeléctrica y atención de zonas aisladas. 
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III. Funcionamiento mercado mayorista 
 
A. Normas establecidas en el marco regulatorio 
 
La Ley de la Industria Eléctrica y su Reglamento General (Decreto 42-98 de junio de 
1998, reformado con decreto 128-99 de Diciembre de 1999) establecen en forma general 
el régimen de funcionamiento del mercado mayorista: 
 
1. El CNDC es responsable por la programación, despacho y supervisión de la 

operación integrada del SIN en forma económica y confiable, y por la administración 
comercial del mercado mayorista, incluyendo la determinación del precio y la 
liquidación de los intercambios de ocasión. 

2. Se crea el Consejo de Operación, integrado por 4 miembros,  representantes de las 
empresas de generación, transmisión, distribución y grandes consumidores, con la 
participación de un observador del INE con voz pero sin voto.  El Consejo tiene la 
función de vigilar la operación del SIN, evacuar las consultas del CNDC y resolver 
las quejas de las empresas sobre las decisiones tomadas por el CNDC. 

3. Las distribuidoras deberán contar a finales de cada año con contratos de compra de 
energía que cubran el 80% de su demanda prevista para el año siguiente y 60% para 
el segundo año.  

4. Las distribuidoras pueden trasladar a las tarifas a usuario final los costos de compra 
de energía y potencia en el mercado mayorista autorizados por el INE. Son elegibles 
los contratos de compra resultantes de procesos de licitación. 

 
Las reglas y procedimientos para el funcionamiento del mercado mayorista se definen y 
desarrollan en detalle en las normativas de operación y transporte dictadas en el año 2000 
por resoluciones del Consejo de Dirección del INE.  Las normativas definen con mucho 
detalle los productos que se comercializan, los agentes que participan, las transacciones 
permitidas, los tipos de contratos, el funcionamiento del mercado de ocasión y los 
procedimientos de liquidación, facturación y pago de las transacciones en el mercado 
mayorista. 
 
En el mercado mayorista pueden participar agentes consumidores y productores.  Se 
consideran consumidores a los distribuidores, grandes usuarios, contratos de exportación 
y autoproductores que compran en el mercado.  Se consideran productores a los 
generadores, contratos de importación, autoproductores y cogeneradores. Se permite 
tanto a productores como consumidores la compra y venta de energía y potencia en el 
mercado de contratos y de ocasión, con la restricción que los distribuidores no podrán 
vender por contrato su generación propia a terceros y que la reventa de contratos por 
parte de los distribuidores requiere la autorización previa de INE. 
 
En relación al comercio internacional la normativa establece reglas relativamente 
flexibles para intercambios de energía y potencia.  Una empresa habilitada en el mercado 
mayorista de otro país podrá realizar operaciones en el mercado de contratos de 
Nicaragua actuando como agente externo sin estar habilitado para participar en el 
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mercado de ocasión. Los contratos de importación y exportación deben cumplir los 
mismos requisitos que los contratos en el mercado interno, excepto que los contratos de 
importación son compromisos firmes que no podrán ser cubiertos con compras en el 
mercado de ocasión.  Los intercambios de ocasión con otros países serán intermediados y 
coordinados por el CNDC.   
 
La normativa distingue contratos de suminis tro y de generación que pueden ser 
habilitados en el mercado de contratos.  Los de suministro son contratos financieros que 
pueden establecer compromisos de volumen y precio que no interfieran con el despacho 
económico y están sujetos a que se liquiden en el mercado de ocasión las diferencias que 
surjan entre los compromisos contractuales y la operación real.  Hay dos diferencias 
importantes con los contratos puramente financieros. Primero, un productor solo puede 
comprometer en contratos de suministro la suma de la potencia firme en sus propias 
unidades mas la potencia contratada. Segundo, los compromisos firmes otorgan prioridad 
de abastecimiento en caso de racionamiento si el vendedor puede cumplir con el 
compromiso utilizando generación propia. Los contratos de generación establecen 
compromisos de potencia con entrega de energía asociada calculada con base en el 
despacho real de la planta. Los contratos de generación también son contratos financieros 
que no interfieren con el despacho económico. La diferencia con los contratos de 
suministro es que en los contratos de generación el vendedor no asume el riesgo de tener 
que comprar energía en el mercado de ocasión para cumplir con el contrato (en el caso 
que el contrato de suministro fije cantidades de energía), pues el compromiso de entrega 
de energía se expresa como un porcentaje de la energía realmente despachada por la 
planta. 
 
Las transacciones en el mercado de ocasión son determinadas por el CNDC como la 
diferencia entre el consumo/generación real y las compras/ventas comprometidas en 
contratos. El precio de la energía en el mercado de ocasión se calcula horariamente para 
un nodo único como el costo marginal de corto plazo en un despacho ideal sin 
restricciones pero con las condiciones reales de demanda y disponibilidad del sistema de 
generación y transmisión.  La generación obligada no define el costo marginal y CNDC 
asigna el sobrecosto al agente responsable por la restricción. Para el despacho económico 
el CNDC calcula los costos variables de plantas termoeléctricas con base en parámetros 
reconocidos de eficiencia y precios de combustible, excepto en el caso de plantas con 
PPAs preexistentes,  para las cuales se utiliza el costo variable declarado por el 
comprador.  Para propósitos del despacho el racionamiento de energía se modela como 
una planta de generación con 3 escalones de costo variable con un máximo igual al costo 
de racionamiento, estimado en 420 US$/MWh. 
 
La normativa establece que los agentes tienen obligación de comprar potencia para 
confiabilidad en base a las proyecciones anuales de demanda máxima, incluyendo las 
pérdidas de transmisión y un porcentaje de reserva.  El CNDC determina para cada 
productor la potencia máxima garantizable, la cual tiene en cuenta la potencia efectiva de 
las unidades generadoras corregida por la disponibilidad media.  Las transacciones de 
potencia en el mercado de ocasión se calculan como la diferencia entre la potencia 
contratada durante los periodos de máxima demanda y la potencia disponible/demanda de 
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potencia.  Como algo novedoso, todos los agentes deben presentar diariamente al CNDC 
oferta de precios para la venta de excedentes de potencia los cuales se despachan por 
orden de mérito y el precio de la oferta mas cara aceptada determina el precio de la 
potencia en el mercado de ocasión.  Sin embargo, el precio tiene un tope denominado 
precio máximo de la potencia que se determina como el mayor valor entre el precio 
promedio de la potencia en los contratos que se trasladan a tarifas y un precio de 
referencia calculado como el costo fijo representativo de una unidad de punta (turbina a 
gas). 
 
Además de las transacciones en el mercado de ocasión, el CNDC factura servicios 
auxiliares por pérdidas de energía, reactivos y control de tensión, arranque en negro, 
reserva rodante y reserva fría.  Se incluye en los servicios de reserva fría las ofertas de 
consumidores para reducir demanda. 
 
La Normativa de Tarifas establece, entre otras cosas, las reglas para trasladar a tarifas los 
costos de compra de energía y potencia en el  mercado mayorista, los cuales incluyen el 
costo de las compras bajo contrato y el costo de las compras en el mercado de ocasión. El 
INE es el responsable por aprobar el traslado a tarifas de los costos de los contratos.  
Como principio general, los contratos deben ser adjudicados mediante licitación pública 
internacional supervisada por el INE.  La normativa establece normas y procedimientos 
detallados que debe cumplir la licitación con el fin de garantizar un proceso transparente 
y objetivo que seleccione la oferta de menor precio evaluado y que garantice que los 
contratos cumplan con los requisitos del mercado mayorista.  Las compras de energía a 
plantas de generación propia se valoran al precio de potencia de referencia y al precio 
promedio de energía de los otros contratos de suministro. Los contratos preexistentes 
asociados con la privatización serán trasladados a tarifas. 
 
Con el fin de suavizar el impacto tarifario de las variaciones mensuales de los precios del 
mercado mayorista, los costos mayoristas son trasladados a tarifas en dos componentes: 
costos previstos y los desvíos entre los costos reales y los previstos.  Los costos previstos 
son calculados anualmente por INE con base en estudios preparados por CNDC sobre el 
costo previsto de los contratos y de las compras en el mercado de ocasión de acuerdo a 
criterios y procedimientos establecidos en la normativa. Inicialmente, hasta finales de 
2001, solo se traslada a tarifas los costos previstos y se acumulan los desvíos.  
Mensualmente INE calcula el desvío entre los costos reales y los previstos, el cual se 
acumula en una cuenta de desvíos que se traslada a tarifas al cabo de un año o cuando su 
impacto sobre la tarifa a consumidor final sea superior al 10% 3 . 
 
La normativa de transmisión establece el uso abierto y no discriminatorio del sistema de 
transmisión, con procedimientos bien definidos para presentar solicitudes de acceso y 
para ampliar la red de transporte.  Las ampliaciones pueden ser definidas por iniciativa de 
la empresa de transmisión nacional, por solicitud de terceros debido a la operación de la 
red fuera de los parámetros definidos de confiabilidad y calidad del servicio o por 

                                                                 
3 En 2002 el INE redujo el porcentaje a 5% para evitar ajustes bruscos en las tarifas.  La Ley 465 de 2003, 
aún no sancionada,  estableció un porcentaje de 10% aplicable a variaciones en el precio del combustible, 
lo cual equivale a menos de 5% de la tarifa al consumidor final. 
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iniciativa de otros agentes del mercado.  La empresa de transmisión nacional 
(ENTRESA) presenta anualmente al INE un plan de inversión el cual es adoptado una 
vez el INE lo revise y apruebe, después de recibir la opinión del Consejo Nacional de 
Operación. Además, ENTRESA deberá incluir obras identificadas por otros agentes y 
requeridas para una operación confiable y de buena calidad. 
 
La remuneración de los servicios prestados por ENTRESA incluye una remuneración 
anual general que corresponde a instalaciones de uso común pertenecientes al Sistema 
Nacional de Transmisión, una remuneración anual particular que corresponde a 
instalaciones secundarias que no son de uso común y una remuneración por el costo anual 
de funcionamiento del CNDC.  La remuneración general cubre la anualidad de las 
inversiones y los costos AOM reconocidos, calculados para un periodo de 5 años y 
actualizados anualmente por variaciones en el índice de precios y por las inversiones en 
nuevas obras reconocidas que entren en servicio en el periodo.  El pago de la 
remuneración general será realizada por productores y consumidores mediante cargos por 
cone xión, por exigencia máxima y por uso de la capacidad de transporte.  La normativa 
establece que para los primeros 5 años de aplicación no se reconocerá la inversión inicial 
ni las inversiones nuevas que se incorporen en ese periodo.  Por lo tanto, en ese periodo 
solo se remunerarán los costos de operación y mantenimiento y de funcionamiento del 
ENTRESA. 
 
B. Experiencia funcionamiento del mercado 
 
En el año 1999, cuando se inició el proceso de reestructuración y privatización de la 
ENEL, el sistema de generación era predominantemente térmico y contaba prácticamente 
con toda la capacidad instalada actualmente de 660 MW (ver Tabla 3), la cual está 
compuesta por 15.7% en centrales hidroeléctricas, 10.6% en geotérmicas, 14.4% en 
turbinas a gas quemando combustible diesel, 4.9% en termoeléctricas operando con 
bagazo de caña, 23% en plantas térmicas a vapor operando con fuel oil No. 6  y 31.4% en 
motores diesel operando con fuel oil No.6.  Por lo tanto, aproximadamente  69% de la 
capacidad instalada opera con combustibles líquidos importados.  Por otra parte, 
aproximadamente 43% de la capacidad instalada (CENSA, TPC, EEC, NCEL y Gemosa) 
habían suscrito recientemente con ENEL  contratos a largo plazo tipo PPA.  
 
Los PPAs suscritos por ENEL se caracterizaban por ser contratos de suministro a 15 años 
con obligaciones take or pay (TOP) por la potencia contratada (pero sin obligaciones de 
compra de energía, por lo cual solamente se paga por la energía despachada), con cargos 
de capacidad relativamente altos que fluctúan entre 14 y 20 US$/kw-mes y cargos por 
energía indexados al precio del fuel oil No.6, 3%S en la costa del golfo de los Estados 
Unidos (ver Tabla 1).  En Agosto de 2003, con precios relativamente altos del fuel oil 
No.6 de 26 US$/bbl, el precio monómico pagado por la energía y potencia suministrada 
bajo los PPA fluctuaba entre 70 y 86 US$/MWh  (ver Tabla 2), a excepción del contrato 
con la planta geotérmica (ORMAT) que no tiene cargo por capacidad. 
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Tabla 1 

Generadores Fecha firma Plazo Entrada en Operación
Capacidad 
Contrada

Cargo por 
Demanda

Escalamiento
Cargo por          

O & M
Escalamiento Rendimientos

Otros Cargos 
Combustible

Escalamiento

y Finalización kW US$/kW-mes US$/kWh kWh / Galón US$/kWh

COASTAL (TIPITAPA) Dic. 19, 1997 15 años Feb. 1999 - Feb. 2014 50,900 14.74 0.0118 s  IPP - USA  1/ 18.06 0.022014   2/ - - - - - -

CENTRANS (CORINTO) Julio 3, 1998. 15 años Sept. 1999 - Sept. 2014 50,000 19.02 - - - 0.0036 s   IPP - USA  3/ 17.41 0.02735 4/ 0.001736 s   IPP - USA

ORMAT (MOMOTOMBO) Marzo 26, 1999. 15 años  Junio 1999 - Junio 2014
15,000 a 
70,000 --- --- 0.0458 s   IPP - USA  5/ --- --- ---

CENSA  Julio 12, 1999 15 años

  Fase I Julio 12, 1999 - Sep. 12, 2000 30,000 20.00 - - - 0.0113 s   IPP - USA  6/ 16.00 0.014170 7/ 0.00410 s   IPP - USA

  Fase II Sept. 12, 2000 -  Jul. 12, 2013 57,000 16.38 - - - 0.0092 s   IPP - USA  6/ 16.37 0.013850 7/ 0.00400 s   IPP - USA

  Fase III Julio 12, 2013 - Julio 12, 2014 27,000 14.35 - - - 0.0084 s   IPP - USA  6/ 16.81 0.01349 7/ 0.00389 s   IPP - USA

INTERGEOTERM Octubre 6, 1999. 20 años Año 2002 66,000 0.0595 --- --- ---

  Relativo a la Inversión, 75% 0.0446 1.3% anual

  Relativo a al O&M, 25% 0.0149 s   IPP - USA

NSEL (ING. SAN ANTONIO) Dic. 10, 1999. 12 años  Diciembre 1999

 NSEL ZAFRA 18.0 0.0275 --- --- ---
    Zafra 1999 - 2000 7,500 2001-2005 = 2.5% 2001-2005 = 2.5%
    Zafra 2000 - 2001 14,000 2006 - 2011 = 1% 2006 - 2011 = 1%
    Zafra 2002 ....Zafra 2011 30,000

 NSEL NO ZAFRA 11.8 --- 0.0360 s  F. Oil USGC --- --- ---
    Años 2000 y 2001 14,000 s    IPP - USA

    Años 2002 - 2011 30,000

1/: Indice de Precios al  Productor USA de referencia 131.1
2/: En base al precio del bunker US GULF COAST del 1 de octrubre 1997 16.70 US$/Barril
3/: Indice de Precios al  Productor USA de referencia
4/: En base al precio del bunker US GULF COAST 20.00 US$/Barril
5/: Indice de Precios al  Productor USA de referencia Máximo incremento 3%
6/: Indice de Precios al  Productor USA de referencia 133 Máximo incremento 3%
7/: En base al precio del bunker US GULF COAST 9.525 US$/Barril

CONDICIONES DE LOS CONTRATOS PPA

Cargos por 
Combustible 

US$/kWh
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Tabla 2 
 
 

Precios medios contratos PPA (US$/MWh)
Agosto de 2003

Tipitapa 46.7 69.7
C E N S A 51.4 86.2
E E C (CORINTO) 41.1 71.4
O R M A T 47.8 47.8

Precio 
energía

Precio 
monómico

Empresa

 
 

Tabla 3 
 

Fuente: CNDC

Numero de Tipo de Tipo de
Empresa Unidades Planta Combustible

MW
HIDROGESA 100.8

Planta CentroAmérica 2 Hidro Agua 50.4 1965
Planta Santa Bárbara 2 Hidro Agua 50.4 1972

GECSA 139.2
Planta Managua 3 1 TV FO 6-3%S 13.3 46.9 1971
Planta Managua 4 1 MMV FO 6-3%S 15.0 6.3 1995
Planta Managua 5 1 MMV FO 6-3%S 15.5 6.3 1998
Planta Las Brisas 1 1 TG-A Diesel 9.3 30.9 1992
Planta Las Brisas 2 1 TG Diesel 14.2 48.8 1998

GEOSA 121.3
Planta Nicaragua 2 TV FO 6-3%S 13.5 105.4 1976
Planta Chinandega 1 TG Diesel 8.8 15.9 1985

GEMOSA 70.0
Planta Momotombo 2 Geotermia 70.0 1999

CENSA - AMFELS 63.6
Unidades Carterpillar 9 MMV FO 6-3%S 16.0 36.0 1999

   Unidades Mack 4 MMV FO 6-3%S 16.0 27.6 1999
TPC- COASTAL 5 MMV FO 6-3%S 18.1 57.8 1999
EEC-ENRON 3 MMV FO 6-3%S 17.4 55.3 1999
EEC ADIC. - ENRON 1 MMV FO 6-3%S 16.3 18.4 1999
NSEL-PSA 1 TV Bagazo 19.3 1999
MONTE ROSA 1 TV Bagazo 12.8
WABULE 3 Hidro Agua 1.5
LAS CANOAS 3 Hidro Agua 1.5

661.6
MMV : Motores diesel de Mediana Velocidad. TG:  Turbina a gas
TV:  Turbina a vapor TG-A:  Turbina a gas aeroderivada

Año 
puesta 

operación

Capacidad Instalada Generación del S.I.N

vapor 
geotérmico

Rendimiento 
(kwh/galón)

Capacidad 
Instalada

 
 

 
Para las nuevas empresas de generación creadas a partir de la reestructuración de la ENEE se 
diseñaron contratos de suministro iniciales, que serían transferidos a las empresas de 
distribución, que cumplían con los siguientes criterios: 
 
1. Amortiguar el impacto de las variaciones de los precios del combustible de las plantas 

térmicas en la tarifa a usuario final.  
2. Permitir el desmonte gradual de los contratos iniciales por medio de plazos relativamente 

cortos con compromisos decrecientes de compra de capacidad. 
3. Cargos de capacidad congruentes con el cargo de potencia de referencia en el mercado 

mayorista. 
4. Garantizar a los nuevos generadores ingresos mínimos durante un periodo inicial para 

facilitar su privatización. 
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El contrato de Hidrogesa (ver Tabla 4) es un contrato de suministro por 6 años, con capacidad 
contratada decreciente, con un cargo de capacidad creciente que tiende al precio de referencia de 
potencia en el mercado mayorista de aproximadamente 7 US$/kW-mes. El precio de la energía 
fluctúa entre valores mínimos y máximos que corresponden a un  intervalo de variación del 
precio del petróleo, pero que se ajustan en forma contraria a las oscilaciones del precio del 
petróleo (precio de energía bajo cuando el precio del petróleo está alto). 
 

Tabla 4 

Años
Capacidad 
Contrada

Cargo por 
Demanda

Coeficiente de 
Contratación 

Energía

kW US$/kW-mes Máximo Mínimo Máximo Mínimo Máximo Mínimo (%)

2000 75,200 4.00 26.6 6.65 13.65 3.41 19.00 4.75 100

2001 75,200 4.00 26.6 9.31 14.87 5.20 19.00 6.65 100

2002 75,200 5.00 26.6 13.30 15.21 7.61 19.00 9.50 70

2003 60,160 6.00 26.6 15.96 14.13 8.48 19.00 11.40 50

2004 45,120 6.00 26.6 19.95 12.81 9.61 19.00 14.25 30

2005 22,560 7.00 26.6 23.94 14.18 12.76 19.00 17.10 20

Los precios mínimo y máximos corresponden a niveles mínimos y máximos de una banda de precios del WTI, 
pero se mueve en sentido contrario para amortiguar el impacto de las variaciones del precio del petróleo.

CONDICIONES DE LOS CONTRATOS CEDIDOS EN EL PROCESO DE PRIVATIZACION

Horas RestantesHoras Pico Horas Madrugada

Precio de la Energía, US$/MWh

HIDROGESA

 
 
En el caso de GEOSA Y GECSA (ver Tabla 5 para GEOSA el cual tiene las mismas condiciones 
del de GECSA, excepto por la capacidad contratada) se suscribieron contratos de generación y 
suministro con duración de 9 y 6 años respectivamente, con cargos de potencia crecientes que 
tienden al precio de referencia de la potencia en el mercado mayorista.  La peculiaridad de estos 
contratos es que el cargo de energía de 50 US$/MWh funciona como un piso que se ajusta hacia 
arriba si los costos variables utilizados para el despacho superan este valor, lo cual ha sido 
motivo de controversia con INE para autorizar su traslado a tarifas.  
 
Tanto los contratos PPA con los generadores privados como los contratos iniciales con las 
empresas de generación creadas a partir de ENEL fueron trasladados a las empresas de 
distribución.  Sin embargo, existe una diferencia notable en el tratamiento de estos contratos en 
el mercado mayorista.  Los contratos PPA con generadores privados son representados en el 
mercado por el comprador, quien asume ante el mercado todos los derechos y responsabilidades 
que le corresponden a un generador.  Por lo tanto, el generador privado tiene sus obligaciones 
definidas en el PPA y  juega un rol pasivo en el mercado.  En el caso de los contratos iniciales, el 
generador es un agente activo en el mercado mayorista que responde por las obligaciones y 
cargos establecidos en el mercado. 
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Tabla 5 

Años
Capacidad 
Contrada

Cargo por 
Demanda 1/

Precio de la 
Energía 2/

Coeficiente de 
Contratación 

Energía

Capacidad 
Contrada

Cargo por 
Demanda 2/

Precio de la 
Energía 

kW US$/kW-mes US$/MWh (%) kW US$/kW-mes US$/MWh

2000 46,000 4.00 50 56 30,000 4.00 50.00

2001 46,000 4.00 50 56 30,000 4.00 50.00

2002 46,000 5.00 50 44 30,000 5.00 50.00

2003 50,000 6.00 50 40 30,000 6.00 50.00

2004 50,000 6.00 50 40 30,000 6.00 50.00

2005 60,000 7.00 50 40 30,000 7.00 50.00

2006 60,000 7.00 50 34

2007 52,000 7.00 50 22

2008 44,000 7.00 50 16

2/: A partir del año 2001 este precio se ajusta conforme las variaciones del costo variable reconocido por el CNDC.

GEOSA GENERACION GEOSA SUMINISTRO

CONDICIONES DE LOS CONTRATOS CEDIDOS EN EL PROCESO DE PRIVATIZACION

1/: A partir del año 2002 se elegirá el precio que resulte mayor entre estos precios y el calculado por el CNDC 
usando como índice el precio de referencia de la potencia inicial (US$7.0 por kW - mes).

 
 

Con el traslado de los PPAs y los contratos iniciales,  los distribuidores tenían contratada 
prácticamente toda su demanda máxima hasta el 2003, debido al efecto conjunto de una tasa de 
crecimiento de la demanda relativamente baja (2.5% anual) y un nivel de contratación inicial alto 
(Figura 1).  A partir del 2003, cuando se comienzan a desmontar los contratos iniciales y se 
espera una tasa de crecimiento mayor de la demanda, se abre un espacio para que las empresas 
de distribución realicen procesos de licitación para la compra de energía de acuerdo a lo 
establecido en la normativa4.  La Figura 1 también muestra que la capacidad instalada, 
descontada la capacidad de turbinas a gas con costos variables bastante altos,  es suficiente para 
atender la demanda hasta el 2006 con un margen de reserva de potencia adecuado, lo cual es 
determinante en un sistema predominantemente térmico. 
 

Figura 1 

 
 

El precio medio de compra de energía y potencia bajo contratos para el año hidrológico 
comprendido entre Junio de 2002 y Mayo 2003 fue de 64.3 US$/MWh, con una notable 

                                                                 
4 Hasta el momento no ha sido necesario hacer nuevos contratos excepto para el suministro en un sistema aislado. 
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diferencia entre el precio medio de compra a los generadores térmicos privados que operan con 
combustibles líquidos (67.5 a 95.6 US$/MWh) y el precio medio de compra a la geotermia y a la 
hidroeléctrica (48.1 a 54.4 US$/MWh).  También se observa que los PPAs  tienen un cargo de 
energía similar al promedio pero un cargo de potencia mucho mayor que el promedio (ver Tabla 
6).  
 

Tabla 6 

 
 
Los contratos iniciales de suministro y el contrato con la planta geotérmica efectivamente 
tuvieron un efecto moderador sobre el precio medio de energía adquirida en el mercado de 
contratos.  No obstante variaciones relativamente fuertes entre 14 y 30 US$/bbl en el precio del 
fuel oil No. 6 desde el inicio de la operación del mercado, el precio medio de compra de energía 
para las distribuidoras (sin incluir el cargo por capacidad) se ha mantenido en el rango de 40 a 50 
US$/MWh (ver Figura 2).  
 

Figura 2 
Precios compra energía UF
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Las compras de las distribuidoras en el mercado de ocasión han sido muy pequeñas en 
comparación con las compras en el mercado de contratos (ver Figura 3).  Para el periodo Oct/00-

MERCADO DE CONTRATOS

Tipo de planta
Potencia 

Contratada
Cargo  

Potencia Energia
Cargo por 

Energía
Precio 

Monómico
Factor  
planta

años KW
US$/kW-

mes
MWh US$/MWh US$/MWh %

Tipitapa Power 
company

Motores diesel, 
Bunker C 3%S

15
Fuel oil #6    
3% USGC

50,900 17.1 400,695 42.9 67.5 90%

C E N S A
Motores diesel, 
Bunker C 3%S 15

Fuel oil #6    
3% USGC 57,000 18.9 268,713 47.5 95.6 54%

E E C (CORINTO) Motores diesel, 
Bunker C 3%S

15 Fuel oil #6    
3% USGC

50,000 21.2 407,885 37.1 67.9 93%

O R M A T Geotermia 12 PPI 70,000 0.0 227,346 48.1 48.1 37%
N S E L TV - Bagazo 15 PPI 30,000 10.7 65,455 21.8 35.3 25%
HIDROGESA Hidro 6 Banda precios 67,680 5.3 183,983 20.8 54.4 31%

GECSA Generación 9
Opción con 

piso 38,200 5.4 114,196 52.4 77.1 34%

GECSA Suministro 6 Fijo 10,000 5.4 116,800 50.0 55.6 133%

GEOSA Generación 9 Opción con 
piso 46,000 5.4 212,995 51.3 66.6 53%

GEOSA  Suministro 6 Fijo 30,007 5.4 292,000 50.0 56.7 111%

ICE ocasional 1,592 0.0 8,440 11.1 11.1 61%

323,215 11.4 2,298,507 43.3 64.3

P
P

A
C

o
n

tr
at

o
 m

ay
o

ri
st

a

Planta

Sub-Total CONTRATOS

47 MW (TV -Bunker) 
12.5 MW (MD-Bunker) 
79 MW (TG-diesel)

105 MW (TV -Bunker) 
16 MW (TG-diesel)

Promedio Junio 2002 a Mayo 2003
Escalamiento 

precio energía
Plazo 

contrato
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Ago/03 el volumen de energía comprado en el mercado de ocasión por las distribuidoras de 
Unión Fenosa representaron un 5.3%  de la energía comprada en el mercado de contratos y el 
volumen vendido representa un 2.3%, por lo que las compras netas representaron apenas 3% del 
mercado de contratos.  Estos resultados se explican por el hecho que, durante ese periodo, las 
distribuidoras cubrían con contratos casi un 100% de su demanda máxima y contaban con exceso 
de potencia contratada durante algunos períodos.  Aun cuando el precio medio mensual de las 
compras de energía en el mercado de ocasión ha tenido variaciones sustanciales (entre 25 y 70 
US$/MWh), solo ha tenido un efecto marginal sobre la tarifa en barra (debido al bajo peso 
relativo de esas compras), la cual sigue las variaciones en el precio de compra bajo contrato (ver 
Figura 2). 
 

Figura 3 
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Los precios de potencia pagados por las distribuidoras muestran diferencias marcadas entre las 
compras bajo contrato y las de ocasión (ver Figura 4).  En las compras bajo contrato los precios 
de potencia son altos y estables, con variaciones entre 10 y 12 US$/kW-mes, que reflejan el 
efecto combinado de los altos precios de potencia en los PPA y precios de potencia bajos y 
crecientes en los contratos iniciales con las empresas generadoras de ENEL.  En las compras de 
ocasión, los precios de potencia son bajos y muy variables, lo cual refleja las variaciones en los 
precios de  las ofertas de potencia en un mercado con capacidad sobr ante y con un precio tope 
igual al precio de referencia de la potencia (6.7 US$/kw-mes para el 2003) 5.  
 
Las variaciones en el precio de la potencia en el mercado de ocasión cuestiona su efectividad 
como una señal estable para mantener un nivel de confiabilidad adecuado en el sistema de 
generación. Para el diseño del mercado se definió un cargo de potencia relativamente bajo 
teniendo en cuenta que el precio de la energía en el mercado de ocasión ya reflejaba el riesgo de 
racionamiento y debería ser suficiente para remunerar, en promedio durante la vida de la planta, 
los costos de inversión y operación de una planta eficiente operando en un sistema con una oferta 
bien ajustada a la demanda. Sin embargo, parecería conveniente  analizar si la determinación del 
                                                                 
5 La normativa de operación (TOC 5.5.3) establece que finalizada la fase II de transición tarifaria (diciembre de 
2004), el precio tope se calcula  como el mayor valor entre el precio de referencia de la potencia y el precio 
promedio de la potencia en los contratos de compra de los distribuidores que se trasladan a tarifas y que tienen 
excedentes que se ofertan en el mercado de ocasión.  
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precio de capacidad en un mercado diario realmente remunera adecuadamente la contribución de 
los generadores a la confiabilidad del sistema y si provee los incentivos de largo plazo para que 
los agentes del mercado mantengan una confiabilidad adecuada. Los mercados de ocasión para 
capacidad no han funcionado bien en otros países y parece ser más conveniente establecer 
compras de capacidad a más largo plazo que aseguren la confiabilidad de suministro.    
 

Figura 4 
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La LIE establece la categoría de gran consumidor, inicialmente aquellos con una carga 
concentrada mayor a 2 MW, los cuales podrán escoger libremente su suministrador.  
Actualmente hay 4 usuarios habilitados como gran consumidor, con una demanda total de 
aproximadamente 15 MW y 2 se encuentran en proceso de habilitación, lo cual muestra un 
mercado limitado de usuarios con libertad de elección.  Sin embargo, el INE anunció 
recientemente que a partir de Enero/05 se reduce a 1 MW la carga requerida para calificar como 
gran consumidor.  Por otra parte, aparentemente el INE ha autorizado el by-pass técnico, según 
el cual un usuario conectado a la red de distribución construye una línea eléctrica para conectarse 
directamente a la subestación de distribución, dejando de pagar el peaje de distribución (caso de 
la empresa de acueducto ENACAL).  El  by-pass técnico es permitido en mercados competitivos 
pero ha sido disputado por UF porque no se han eliminado todavía los subsidios cruzados en el 
pliego tarifario vigente.  
 
La normativa de operación clasifica los agentes del mercado en productores y consumidores y 
detalla el tipo de transacciones que pueden realizar en el mercado.   En la práctica se han 
presentado casos no contemplados explícitamente en las reglas, que han sido motivo de 
controversia.  El tema de la importación de energía por parte de generadores y la exportación por 
parte de distribuidores no ha sido  resuelto oficialmente por el regulador.  Aparentemente, el INE 
conceptuó que los generadores se dedican solamente a generar y exportar y que los distribuidores 
a comprar e importar. Posteriormente, el Consejo de Operación opinó que la normativa permite 
importar a los generadores y exportar a los distribuidores y solicitó una posición oficial al INE, 
el cual aun no se ha pronunciado.  
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El tratamiento regulatorio de la importación y exportación de energía es un tema importante que 
tiene muchas implicaciones.  La normativa de operación establece (TOC 4.4.4) que la CNDC 
deberá administrar comercialmente todo contrato preexistente que no pertenece al Mercado de 
Contratos como si la generación perteneciera a la parte compradora, a la cual le corresponden la 
responsabilidad y derechos de esa generación.  Los distribuidores (UF) arguyen que asumen las 
obligaciones de las plantas con PPA en el mercado (contribución a la reserva rodante y otros 
servicios) pero no tienen derecho a los beneficios (venta de reserva fría, exportación, etc.) porque 
no son agentes productores. En segundo lugar, se debe aclarar si las exportaciones e 
importaciones se tienen en cuenta para determinar el costo marginal de corto plazo en el mercado 
interno.  Esto es, si se segmentan los mercados interno y externo o se considera un solo mercado.  
Los dos temas se discuten más adelante. 
 
El traslado a las tarifas de los costos de compra en el mercado mayorista ha experimentado 
dificultades debido a su impacto sobre las tarifas al consumidor final.  En primer lugar, el 
regulador no ha autorizado el traslado a tarifas de los contratos preexistentes con GECSA y 
GEOSA puesto que el cargo por energía es en la práctica una opción de venta con un piso en 50 
US$/MWh lo cual, en concepto del INE, no es justo para el usuario que tendría que pagar el 
aumento en los precios de los combustibles pero no se beneficiaría por la caída en los precios. En 
segundo lugar,  los registros detallados de UF de Oct/00 a Jun/02 muestran que se acumularon 
desvíos, por diferencias entre los costos reales de compra y el valor proyectado del costo en el 
mercado mayorista cobrado en la tarifa (ver Figura 2), de aproximadamente US$12.8 millones, 
equivalentes a aproximadamente 6% del costo de las compras en el mercado mayorista, los 
cuales aparentemente no se trasladaron a tarifas en los plazos y en los montos establecidos en la 
normativa puesto que fueron cuestionados por el regulador.  Estos dos casos, que parecerían 
coyunturales, son un síntoma de problemas más estructurales que se discuten adelante. 
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IV. Marco Institucional 
 
En la sección II. Recuento de la reforma se describió brevemente el marco institucional creado 
por las leyes 271 y 272.  En esta sección se describe en detalle la asignación de las funciones de 
planeación, formulación de políticas, regulación y fiscalización entre los nuevos organismos y se 
examina su funcionamiento y resultados durante los primeros años de operación. 
 
A. Planeación y formulación de políticas 
 
La Ley 272 de 1998 creó la Comisión Nacional de Energía (CNE) como organismo 
interinstitucional integrado por un delegado del Presidente de la República,  el Ministerio de 
Economía y Desarrollo, el INE y dos representantes de la sociedad civil nombrados por el 
Presidente de la República.  La Comisión nombra un Secretario Ejecutivo responsable por la 
administración de la CNE y el apoyo técnico y operativo.  La CNE funciona con partidas 
asignadas en el Presupuesto General de la República. 
 
La CNE es responsable por: 
 
1. La formulación de los objetivos, políticas, estrategias y directrices generales de todo el sector 

energético, incluyendo la preparación y presentación al Ejecutivo de los anteproyectos de 
Ley del Sector.  

2. La planificación indicativa y estrategia de desarrollo del sector energía.  
3. Promover el uso de fuentes alternas de energía para generación eléctrica. 
4. La promoción de la electrificación rural. 
 
Actualmente el delegado del Presidente de la República actúa como presidente de tiempo 
completo de la CNE. La CNE cuenta con 7 empleados permanentes y 33 temporales que son 
contrapartida para los proyectos que adelanta.  Está organizada en 3 direcciones: Electrificación 
Rural, Políticas Energéticas y Promoción de Inversiones, y Administración y Finanzas.  
 
La política energética está orientada a promover el desarrollo de recursos renovables. 
Recientemente la CNE completó con la asistencia de consultores canadienses el plan indicativo 
de generación eléctrica para el periodo 2003-20146. El estudio proyecta una tasa de crecimiento 
anual de la demanda de 6% y analiza dos escenarios básicos de desarrollo del sistema nacional 
respecto al mercado regional, aislado e integrado.  El estudio concluye que en el corto plazo, si 
no se concreta la segunda etapa del proyecto geotérmico San Jacinto-Tizate 7 será necesario 50 
MW adic ionales en el periodo 2007-2008. Que a corto plazo (2006-2008) los proyectos 

                                                                 
6 “Plan Indicativo de la Generación del Sector Eléctrico, Periodo 2003-2014”, Informe Final, CNE, Septiembre de 
2003   
7 El proyecto geotérmico de San Jacinto se comenzó a desarrollar en 1992 en asociación con los rusos que 
finalmente abandonaron el proyecto y fue retomado por una empresa promotora que en 1999 suscribió un contrato 
de suministro con la ENEL para una capacidad de 66 MW.  El promotor ha desistido de un desarrollo de 66 MW en 
una etapa y actualmente ha planteado el desarrollo de 2 unidades a boca de pozo de 10 MW cada una para 2004 y 
2005.  UF recibió el contrato en el proceso de la privatización, lo cual representa un riesgo pues no hay certidumbre 
sobre la fecha de entrada en operación del proyecto pero el contrato podría ser activado en cualquier momento.    
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hidroeléctricos pequeños 8 son competitivos y  que a largo plazo (después del 2012)  los  
proyectos hidroeléctricos medianos 9 serían atractivos. También concluye que las plantas térmicas 
más atractivas para Nicaragua continúan siendo los motores diesel operando con Bunker C 
debido al tamaño pequeño del mercado. Aun cuando las conclusiones del estudio pueden ser 
debatibles, lo importante es que los costos marginales de energía de corto plazo para todas las 
opciones fluctúan entre 40 y 50 US$/MWh, asumiendo precios medios de combustible (WTI a 
24 US$/bbl) y que el costo incremental promedio de largo plazo (incluye potencia y energía) 
fluctúa entre 64 y 70 US$/MWh dependiendo del escenario de desarrollo. 
 
La CNE ha promovido el desarrollo de fuentes renovables para generación eléctrica por medio 
de incentivos tributarios y tratamiento preferencial a estos proyectos.  La Ley 467/03 de 
Promoción a Proyectos hidroeléctricos establece exoneraciones temporales de derechos 
arancelarios, IVA e impuestos de renta para el desarrollo y explotación de proyectos 
hidroeléctricos y permite otorgar permisos de aprovechamiento de agua a empresas privadas para 
minicentrales hasta 5 MW de capacidad.  El acuerdo presidencial 279/02 promueve el desarrollo 
de centrales hidroeléctricas a filo de agua y centrales de generación eólica hasta una capacidad 
igual a 5% de la demanda máxima, permitiendo que inyecten energía a la red a un precio igual al 
precio en el mercado de ocasión mas 70% de la diferencia entre el precio del mercado mayorista 
y el precio de ocasión.  El acuerdo fue reglamentado por INE como una modificación a la 
Normativa de Operación, pero no tiene aplicación  práctica pues estable que el incentivo no debe 
causar recargo al pliego tarifario.  
 
La iniciativa de proponer incentivos en el mercado de ocasión para los proyectos renovables fue 
motivada por la preocupación de la CNE de que los contratos preexistentes coparon el mercado 
de contratos y que el mercado de ocasión es muy pequeño y con precios volátiles y muy bajos 
que no garantizan un ingreso para hacer viable el desarrollo de estos proyectos. Las iniciativas 
buscan establecer las ventas de energía de estos proyectos en el mercado de ocasión a un precio 
monómico fijo que remunere la inversión.  El dilema está en definir quién paga los posibles 
sobrecostos. Este asunto se discute mas adelante. 
 
Otra área de acción de la CNE es el desarrollo de proyectos de electrificación rural.  El tema es 
muy importante pues el índice de cobertura del servicio eléctrico se ha mantenido constante 
durante los últimos 20 años a niveles muy bajos cercanos a 47% y la participación de capital 
privado en la distribución no ha mejorado la situación.  La CNE estima un índice de cobertura de 
60% en el área concesionada y 21% en el resto del país (ver Figura 5).  El CNE desarrolla 
actualmente varios programas de energización rural con recursos del Fondo para el Desarrollo de 
la Industria Eléctrica (FODIEN) creado por la LIE y fondos concesionales: el programa 
FCOSER con fondos suizos para electrificación rural en área concesionada; el plan piloto de 
energización rural en áreas no concesionadas con fondos del BID y el plan de estudios de 
electrificación rural en zonas aisladas con financiamiento del Banco Mundial.   Sin embargo, los 
recursos son limitados y solo permiten lograr aumentos marginales  en la cobertura del servicio. 
 

                                                                 
8 Larreynaga (17 MW), Fantasma (27 MW) y Valentín (28 Mw) 
9 Copalar (150 MW) y Tumarín (160 MW) 
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Figura 5 

 
Fuente: CNE 
 
 
 

B. Regulación sectorial 
 
La Ley 271 de 1998 reformó la Ley orgánica del INE, para convertirlo en un organismo 
autónomo del Estado, con autonomía orgánica, financiera y administrativa, encargado de las 
funciones de regulación, supervisión y fiscalización del sector energía y de la aplicación de las 
políticas energéticas fijadas por la CNE. El INE es el organismo regulador para los sectores de 
electricidad e hidrocarburos. En relación con el subsector de energía eléctrica, el INE tiene las 
siguientes funciones principales: 
 
5. Elaborar, aplicar y fiscalizar el cumplimiento de normas y regulaciones técnicas que rigen 

todas las actividades de la cadena de suministro del subsector. 
6. Otorgar, prorrogar, cancelar y fiscalizar el cumplimiento de las licencias de generación y 

trans misión de energía, así como las concesiones de distribución. 
7. Velar por los derechos de los consumidores de energía. 
8. Velar por el buen funcionamiento del servicio eléctrico y definir sus indicadores de calidad, 

confiabilidad y seguridad. 
9. Aprobar y controlar las tarifas por el uso de las redes de transmisión y distribución y las 

tarifas a  los consumidores finales.  
10.  Resolver las controversias entre los agentes económicos que participan en el sector de 

energía. 
11.  Aplicar sanciones a los prestadores del servicio. 
12.  Establecer la categoría de gran consumidor que tiene opción de escoger libremente su 

suministrador y adoptar las medidas necesarias para impedir prácticas restrictivas de la 
competencia en el suministro o prestación de los servicios regulados.  

13.  Desarrollar y presentar al Ejecutivo proyectos de leyes relacionadas con el sector. 
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La dirección del INE está a cargo de un Consejo de Dirección integrado por tres miembros de 
reconocida experiencia y capacidad profesional, nombrados por la Asamblea Nacional de ternas 
propuestas por el Presidente de la República. Los miembros del Consejo son nombrados en 
forma escalonada por un período de 6 años. El presupuesto del INE está financiado por un cargo 
por servicio de regulación de hasta 1.5% de la facturación de las distribuidoras y por un cargo de 
hasta seis (6) centavos de dólar norteamericano por barril de petróleo o derivados vendido en el 
mercado interno. 
 
El Consejo de Dirección del INE funciona, en la práctica,  con solamente su presidente, un 
ingeniero con mucha experiencia que cumple su período de 6 años en 2004. El segundo miembro 
fue nombrado, pero por motivos personales permanece la mayor parte del tiempo fuera del país.  
El tercer miembro no ha sido nombrado por desacuerdos políticos en la Asamblea. El INE cuenta 
con aproximadamente 95 funcionarios distribuidos en las direcciones generales de electricidad e 
hidrocarburos. La dirección general de electricidad está organizada en 3 direcciones: tarifas y 
análisis económico, calidad del servicio y normas, licencias y concesiones. 
 
Las resoluciones del INE son emitidas por las direcciones generales en su área de actuación 
previa consulta con el Consejo de Dirección. Los afectados pueden presentar recursos de 
reposición ante el Consejo Directivo y como última instanc ia, apelar ante la Corte Suprema de 
Justicia. El proceso de regulación de las distribuidoras privadas ha generado muchas 
controversias que no han sido resueltas al nivel del Consejo y actualmente se estima que hay más 
de 20 procesos en trámite ante la Corte Suprema. 
 
El marco regulatorio establecido en Nicaragua para el sector de electricidad consiste de una 
legislación primaria muy general que establece los principios básicos (LIE y su reglamento 
general) y una legislación secundaria, elaborada y promulgada por INE, que establece en detalle 
todas las reglas del funcionamiento del sector. El cuerpo de la regulación está contenido en 7 
normativas, elaboradas con la asistencia de consultores internacionales expertos en los temas, 
que cubren los temas de operac ión, transporte, licencias y concesiones, calidad del servicio, 
servicio eléctrico, multa y sanciones y tarifas. Las normativas no han sufrido modificaciones 
mayores, con la notable excepción de la normativa de tarifas. El procedimiento establecido para 
trasladar a las tarifas los costos mayoristas no se ha aplicado rigurosamente y se eliminó el 
periodo de transición tarifaria del 2002 al 2004, necesario para hacer el tránsito entre la 
estructura tarifaria de la ENEL y la tarifa técnica.  Estos dos temas son discutidos en detalle en el 
Informe Blanlot.    
 
El INE ha tenido dificultades en manejar la transición del sector eléctrico al nuevo modelo de 
separación vertical de actividades, libre acceso, apertura del mercado, aplicación de tarifas que 
reflejen costos y participación de empresas privadas, en circunstancias macroeconómicas y 
políticas difíciles y teniendo que enfrentar una situación no prevista en el modelo, la 
concentración horizontal de la distribución. Las dificultades son comunes a muchos países 
latinoamericanos: falta de consistencia en la aplicación de las reglas y regulaciones, falta de 
fortaleza del regulador, falta de transparencia en el proceso regulatorio, dificultades en la 
regulación de empresas multinacionales poderosas en un país con instituciones débiles y  
dificultades en establecer tarifas que cubran costos. Se podría argüir  que estas dificultades 
forman parte del proceso natural de aprendizaje y crecimiento, lo cual es parcialmente cierto, 
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pero no se puede negar que el programa de reforma subestimó las dificultades de implantar un 
esquema que se aparta de la tradición institucional del país y de establecer un ente regulador 
capaz de hacer cumplir las normas en un país con instituciones relativamente débiles y con poca 
experiencia en regulación económica.  
 
La mayoría de los problemas relacionados con la regulación de la distribución se discuten en el 
Informe Blanlot, pero los más notorios son la aplicación del programa de transición tarifaria, el 
traslado a las tarifas de los costos de compra en el mercado mayorista y el manejo del conflicto 
con UF. Otros problemas a destacar son: 
 
1.  Falta de claridad y demoras en la definición del tratamiento regulatorio de los contratos de 

suministro preexistentes y de los PPAs.  Aparentemente preocupados por su impacto 
tarifario, el Consejo de Directivo del INE no ha establecido con claridad los criterios para 
habilitar contratos, para manejar los PPAs en el mercado y para autorizar contratos de 
importación y exportación.  El tema es complejo, pero no conviene dar la impresión que se 
están aplicando criterios subjetivos. 

2. Falta de transparencia en el proceso regulatorio.  Aun cuando el INE considera que la 
mayoría de la información que maneja es pública y debe estar disponible para consulta por 
terceras personas, en la práctica es notable la dificultad de conseguir información sobre el 
funcionamiento del mercado y documentos que sustenten las decisiones principales del 
instituto. Además, no hay evidencia que se apliquen procesos de consulta pública para la 
toma de decisiones. 

3. Falta de fortaleza del regulador.  Aun cuando el INE cuenta con funcionarios con experiencia 
conocedores del tema técnico, como institución se ha debilitado debido al desgaste político 
del manejo de los problemas de UF, la intervención frecuente del ejecutivo y la Asamblea en 
los asuntos del regulador, su falta de experiencia en regulación económica, las demoras en 
tomar decisiones  y a que no cuenta  con un Consejo de Dirección completo para poder 
atender oportunamente todos los asuntos internos y manejar su imagen externa. Como lo 
demuestra la experiencia en países de la región, con organismos reguladores mas fuertes que 
han enfrentado dificultades similares, se requiere además contar con instituciones 
complementarias sólidas responsables, entre otras cosas, por la vigilancia de la competencia  
y por la solución de conflictos.  
 

C. Operación del sistema y administración del mercado    
 
El manejo de la operación del SNI y la administración del mercado ha funcionado relativamente 
bien no obstante la complejidad del esquema de liquidación de intercambios de energía y 
servicios auxiliares y su interrelación con el mercado regional, lo cual requiere que el CNDC 
haga varias rondas de predespacho para el mercado nacional y regional, asigne  el sobrecosto por 
restricciones, administre mercados separados de energía y potencia, estime los costos futuros del 
mercado mayorista y realice todo el proceso de liquidación y cobro de las transacciones en el 
mercado.  El CNDC cuenta con un personal capacitado y con experiencia y a finales de 2003 va 
a poner en servicio un centro de control moderno.  
 
Los principales problemas operativos que se han presentado  están relacionados con las demoras 
en completar un Sistema de Mediciones Comercial (SIMEC) independiente del sistema de 
supervisión y control (SCADA), lo cual ha generado muchos reclamos y estudios sobre la 
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medición de pérdidas,  y con la aplicación parcial y tardía de lo previsto en la normativa sobre el 
cobro de los servicios auxiliares10. Por otra parte, no se está utilizando el esquema de pago de las 
transacciones en el mercado de ocasión a través de un banco de cobranzas y en su lugar el CNDC 
emite facturas bilaterales entre deudores y acreedores a prorrata, lo cual complica el proceso de 
cobranza y podría aumentar el riesgo de crédito, que hasta ahora no se ha convertido en un 
problema debido al tamaño muy pequeño del mercado de ocasión.  
 
En aspectos más estructurales, los agentes privados que participan en el mercado han expresado 
su inquietud sobre la vinculación del CNDC a ENTRESA, lo cual crea conflictos de interés pues 
el CNDC es responsable de asignar los sobrecostos por restricciones, incluyendo restricciones 
por transmisión. Además, ENTRESA es una empresa estatal parte del holding de ENEL, el cual 
mantiene una presencia importante en la generación. Por otra parte, los agentes privados han 
sugerido fortalecer y ampliar las funciones del Consejo de Operación en materia de vigilancia, 
resolución de controversias  y rol consultivo. 
 
Las dos inquietudes son válidas pero las soluciones no son sencillas. En el año 2000 se estudió y 
propuso organizar al CNDC como una unidad independiente de ENTRESA pero esta propuesta 
no fue aprobada por la Junta Directiva de la empresa.  Hay experiencias en la región sobre 
diferentes esquemas organizativos para manejar la programación y operación del sistema 
interconectado y la administración del mercado.  Por ejemplo, en Colombia estas funciones han 
estado integradas y hacen parte de la empresa estatal de transmisión; en República Dominicana 
se separa la operación en tiempo real, a cargo de la empresa de transmisión, de la programación 
de la operación y la administración del mercado, a cargo de un organismo independiente de 
carácter privado.  A pesar de las diferenc ias, en los dos países se considera conveniente mantener 
la independencia de la administración del mercado de cualquiera de los agentes del mercado.  
 
La separación del CNDC de ENTRESA tiene sentido en la medida que se garantice que el 
CNDC opere en forma independiente de los otros agentes del mercado.  Sin embargo, al separar 
el CNDC de ENTRESA, surge la inquietud sobre el mecanismo de gobierno de este nuevo 
organismo para garantizar que no esté sujeto a una mayor influencia política o a la captura por 
agentes privados con una posición muy fuerte en el mercado, como las distribuidoras de UF.  En 
general se acepta que no es conveniente que el administrador del mercado esté controlado por las 
empresas que participan en la cadena de sumininstro, o por los usua rios o por entidades de 
gobierno.  Se requiere un balance entre los diferentes grupos de interés y establecer mecanismos 
para que las decisiones del administrador del mercado y del operador del sistema sean 
transparentes y se divulguen públicamente.  En relación con el fortalecimiento de las funciones 
del Consejo de Operación parece conveniente mantenerlo como un organismo de la industria 
responsable por la supervisión del mercado y la operación del sistema, pero fortalecer los 
mecanismos de solución de conflictos.  

                                                                 
10 Hubo una demora de dos años en aplicar el cobro de los servicios de pérdidas, reserva rodante, arranque en negro 
y está pendiente el cobro de seguimiento de la demanda y control de reactivos.  El CNDC ha presentado sus 
propuestas pero el proceso de aprobación por el INE ha sido lento. 
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V. Diagnóstico y ajustes para el mediano y largo plazo 
 
Como en otros países  de la región que emprendieron un proceso de reforma del sector eléctrico 
en los 1990´s, Nicaragua tenía el objetivo básico de asegurar el abastecimiento eficiente de la 
demanda, promover la eficiencia económica y atraer capital privado para rehabilitar y ampliar la 
infraestructura.  El diseño inicial del marco legal e institucional incorporó las mejores prácticas 
utilizadas en su momento para lograr este objetivo: separación vertical y horizontal de las 
actividades del sector; separación de las funciones de política y regulación, creación de un 
mercado mayorista compuesto por un mercado de contratos y un mercado de ocasión basado en 
costos; despacho centralizado; tarifas de transmisión y distribución reguladas con base en costos 
de eficiencia. 
 
El proceso de reforma contemplaba reestructurar y privatizar la empresa estatal para que esta 
quedara únicamente con las funciones de transporte y despacho y la atención de zonas aisladas, 
cediendo a las nuevas distribuidoras los PPAs firmados recientemente con empresas privadas. 
Para asegurar la viabilidad del proceso de privatización, se diseñaron unos contratos iniciales de 
suministro de las empresas generadoras creadas a partir de ENEL de tal forma que suavizaran el 
impacto tarifario de trasladar los PPAs relativamente costosos a las nuevas empresas 
distribuidoras, viabilizaran la privatización de las empresas generadoras recién formadas y 
abrieran, a mediano plazo, espacios para la competencia en el mercado de contratos. 
 
Sin embargo, para culminar con éxito el proceso de privatización se hicieron algunas 
concesiones que afectan el desempeño del nuevo modelo a mediano plazo: 
 
1. Se aceptó la única propuesta para comprar las dos empresas distribuidoras, creando de hecho 

un monopolio privado concentrado horizontalmente. 
2. Se mantuvo un margen tarifario amplio para la actividad de distribución a costa del 

hundimiento de los costos de inversión de transmisión durante los primeros 5 años y parte de 
los costos de generación hidroeléctrica. 
 

Como se muestra en la Tabla 7 y se discute en detalle en el Informe  Blanlot, hasta ahora la 
reforma  no ha tenido éxito en reducir las pérdidas de electricidad y ampliar la cobertura del 
servicio, dos aspectos claves para la sostenibilidad de la reforma a mediano plazo. 
 
Las secciones anteriores describen el diseño y funcionamiento del nuevo marco institucional y 
regulatorio y del mercado mayorista y, en muchos casos, identifican los problemas que se han 
presentado y analizan sus posibles causas.  En esta sección se amplía el diagnóstico de los 
problemas que afectan la sostenibilidad  de la reforma a mediano y largo plazo y se discuten 
opciones de política para solucionarlos. La discusión se organiza por grandes temas: racionalidad 
tarifaria e institucional, integración vertical y concentración horizontal, ampliación de la oferta, 
aumento de cobertura e inserción en el mercado eléctrico regional.  
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Tabla 7 
 

 
A. Racionalidad tarifaria e institucional 
 
El Infor me Blanlot identifica y analiza problemas tarifarios y de gestión que amenazan la 
sostenibilidad de la reforma.  Sus principales conclusiones son: 
 
1. Ha habido incumplimiento en la aplicación del programa de transición para ajustar la 

estructura tarifaria inicial a la tarifa técnica.  Igualmente, se ha manifestado una resistencia a 
trasladar a tarifas los desvíos en el precio del mercado mayorista. Fuera del impacto 
financiero sobre la distribuidora, lo más importante es que este incumplimiento le resta 
credibilidad a la política tarifaria y afecta las inversiones privadas en un futuro.  

2. Persisten altas pérdidas y el programa para controlar el fraude generó fuerte oposición del 
público y de la clase política en contra de UF, por presuntos abusos, y del INE, por 
deficiencias en la vigilancia.  Los efectos son graves, pues la Asamblea Nacional aprobó una 
reforma a la Ley 272 que dificulta las labores de control del fraude y cobranza y aumenta su 
injerencia en el nombramiento de los miembros del Consejo Directivo del INE11.  

3. Con las tarifas vigentes y los subsidios actuales, el negocio de distribución es rentable si se 
reducen pérdidas a niveles de eficiencia y se aumenta la cobertura.    

4. Es aconsejable establecer una política de subsidios directos a los usuarios más pobres o a 
consumos de subsistencia financiados por el presupuesto de la Nación y con aportes de 

                                                                 
11 La Ley 465 de julio de 2003 establece entre otras cosas, procedimientos muy engorrosos para que el INE 
intervenga directamente en la verificación de la exactitud de la medida de los consumos de los usuarios; el requisito 
que la inspección de  los medidores de los clientes debe contar con la autorización previa por parte del cliente; la 
obligación del distribuidor de indemnizar al cliente en caso que no se comprueben anomalías en las investigaciones 
que inicie la empresa; en caso de fraude se limita a 3 meses la recuperación de la energía  no consumida; propone 
que los miembros del Consejo sean elegidos con el voto del 60% de los diputados de listas propuestas por el 
Presidente de la República o los diputados y que puedan ser destituidos con por la mayoría simple de la Asamblea 
Nacional.  El Presidente de la República vetó selectivamente la Ley pero según parece la Asamblea tiene la 
intención de ratificarla. 

Nicaragua:  Indicadores Técnicos del Sistema Eléctrico

Capacidad Instalada MW 407.7 633.2 658.5 10%

Capacidad Hidro Instalada MW 103.4 103.4 103.4 0.0%

Demanda Máxima MW 354 411.6 421.8 3.6%

Generación Total GWh 1708.4 2286.1 2401.9 7.1%

Importaciones GWh 180.9 17.3 15.3

Exportaciones GWh 24.1 0 6.8

Oferta Interna Neta GWh 1865.2 2303.4 2401.4 5.2%

Generación Hidro GWh 397.9 189.5 299.2 -5.5%

Pérdidas totales % 27 32.5 32.5

Ventas Totales GWh 1361.9 1554 1577.7 3.0%

Indice cobertura % 48.6 46.8 47 -0.7%

Precio Medio Venta CtvsUS/kWh 10.6 11.2 11.3 1.3%

Fuente: CNE

Tasa anual 
crecimiento 

/97-/02          
(%)

Variable 1997 2001 2002Unidad



 

 25 

subsidios cruzados, para que sea efectivo en incentivar el aumento de la cobertura del 
servicio de electricidad.  

5. El traslado anual a tarifas de  los desvíos acumulados en el precio del mercado mayorista, o 
cuando estos superen el 10% del valor de la tarifa, pueden causar ajustes tarifarios grandes 
que no son viables políticamente.  Conviene un ajuste más frecuente. 

 
El tema del traslado a tarifas de las variaciones en los costos del mercado mayorista es 
importante en el caso de un país que dependa de generación termoeléctrica a base de 
combustibles líquidos.  La metodología adoptada en la normativa tenía el objeto suavizar el 
impacto sobre las tarifas de la volatilidad de los precios de los combustibles, como complemento 
del efecto moderador que habían tenido los contratos iniciales.  Esta es una política válida, pues 
las variaciones bruscas en las tarifas a usuario final son de difícil manejo, especialmente en el 
caso de pequeños y medianos consumidores. Sin embargo, el procedimiento utilizado de 
pronosticar los costos anuales en el mercado mayorista y acumular los desvíos tiene el problema 
que concentra los ajustes en escalones, algunas veces mayores a 10% (cuando se acumulan los 
desvíos y se combina con un pronóstico en la tarifa en barra para el siguiente año más alto que el 
vigente). 
 
El problema de las variaciones en los precios en el mercado mayorista tiende a agudizarse en el 
futuro cuando terminen los contratos iniciales y su efecto moderador sobre las variaciones en los 
precios de los combustibles y se sienta el impacto de la volatilidad en el precio de un mercado de 
ocasión más grande. El precio de energía en los nuevos contratos a largo plazo con GECSA, 
GEOSA o HIDROGESA probablemente van a reflejar en mayor grado las variaciones en el 
precio de los combustibles o en el mercado de ocasión. Por lo tanto, lo recomendable es diseñar 
una fórmula de suavización que aplique ajustes tarifarios más frecuentes que reflejen la 
tendencia de los precios en el mercado de combustibles pero sin tratar de pronosticarlos 12. 
 
La viabilidad financiera de las empresas de distribución es esencial para la sostenibilidad de  
reforma a largo plazo, pues sus dificultades financieras terminan afectando directamente a los 
generadores y a las demás empresas de la cadena por problemas de pago, que ya han comenzado 
a aflorar. Los distribuidores están en mora en el pago de sus obligaciones contractuales con los 
generadores y hace algunos meses la empresa El Paso ejecutó garantías que amparaban el pago.  
El Informe Blanlot concluye que estas empresas no son viables con los niveles de pérdidas y 
cobranzas actuales pero producen altas rentabilidades si mejoran estos índices a niveles de 
eficiencia y se mantiene un margen de distribución bastante amplio como el actual.  Por lo tanto, 
su viabilidad financiera va a depender no solamente de las mejoras en su gestión, sino también 
del nuevo margen de distribución que tendrá que establecer el regulador a comienzos de 2005 
para cumplir con la revisión periódica de la estructura tarifaria estipulada en la ley.  Por lo tanto, 
es del interés de todos que las distribuidoras tengan éxito en su programa de mejoras en la 
gestión.  
 

                                                                 
12 La experiencia muestra que los pronósticos de precios de los combustibles en general no son acertados, pues 
dependen de eventos difíciles de anticipar, y pueden ser manipulados. Como opción se puede utilizar un promedio 
móvil de los precios en los meses anteriores   Existen otras opciones mas sofisticadas como el uso de instrumentos 
de cobertura en el mercado de derivados. 
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Otro tema importante es el impacto tarifario de la terminación en el 2005 del contrato de 
suministro de Hidrogesa y la incorporación de los costos de inversión en las tarifas de 
transmisión. El impacto del contrato de Hidrogesa es difícil de calcular pues va a depender de los 
precios de los combustibles en esa época y de las nuevas condiciones contractuales Sin embargo, 
se puede analizar el efecto moderador que ha tenido en el pasado sobre los precios en el 
mercado.  Como se muestra en la Tabla 8, para el periodo junio 2002 a mayo 2003 el precio 
promedio de compra de UF bajo los contratos iniciales fue 15% inferior al precio de compra de 
los PPAs incluyendo la geotermia y los cogeneradores.  Casualmente el precio medio de los 
PPAs refleja los costos incrementales promedio calculados en el plan indicativo (64 a 70 
US$/MWh).  Si se supone que los nuevos contratos con Hidrogesa, Geosa y Gecsa se igualan 
con el precio medio de los PPAs, esto representaría un aumento de 4 US$/MWh en el precio de 
compra en el mercado de contratos. 
 
Actualmente se cobra un peaje de transmisión de 4 US$/MWh que cubre únicamente los costos 
variables de ENTRESA, de acuerdo al régimen transitorio de 5 años establecido en la ley durante 
el cual se hunden los costos de inversión.  Aun cuando no dispone mos de la información sobre 
los costos totales de transmisión, es de esperarse que el peaje aumente por lo menos a 10 
US$/MWh, un valor representativo de los costos de transmisión.  El aumento combinado de los 
dos factores anteriores sería de 10 US$/MWh, lo cual representa casi 10% de la tarifa promedio a 
usuario final.  Este resultado solamente indica que es importante tener en cuenta este factor en el 
diseño de la transición tarifaria en 2005. 

Tabla 8 
Mercado de contratos

MWh US$/MWh
Tipitapa 400.695       67,5
Censa 268.713       95,6
ECC 407.885       67,9
Subtotal 1.077.293    74,7
Ormat 227.346       48,1
NSEL 65.455         35,3
PPAs 1.370.094    68,4

Contratos iniciales 928.413       58,3          

Total 2.298.507    64,3

Junio 2002-Mayo 2003

 
 
En relación con el tema institucional, el problema más importante es la debilidad del INE y la 
amenaza que existe de una mayor intervención de la Asamblea Nacional en el nombramiento del 
Consejo de Dirección.  El organismo regulador tiene un papel vital en dirigir y acompañar el 
proceso de reforma para que cumpla sus objetivos. La transición hacia el nuevo modelo está a 
mitad de camino y el INE ha tenido dificultades en manejar el proceso durante la primera etapa.  
Se requiere fortalecer al INE en los siguientes aspectos: 
 
1. Establecer un Consejo de Direcc ión con el prestigio profesional y peso político adecuado 

para liderar el proceso de reforma. En 2004 quedarán  2 vacantes en el Consejo y se presenta 
una buena oportunidad para llegar a un acuerdo con la Asamblea Nacional para seleccionar 
dos profesionales adecuados. 

2. Mejorar la transparencia del proceso de regulación.  (i) Establecer un sistema de información 
y consulta pública de las estadísticas de operación del mercado, de los costos mayoristas, los 
desvíos y las tarifas, y otras estadísticas de interés; (y de las resoluciones aprobadas y la 
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normativa vigente con las anotaciones y concordancias respectivas; (ii) establecer 
procedimientos de audiencias públicas para las principales decisiones regulatorias, y (iii) 
publicar para consulta con los agentes del mercado y otras personas  interesadas los cambios 
propuestos a la regulación, poniendo a disposición los estudios y documentos  que sustentan 
las propuestas. 

3. Fortalecimiento de la capacidad operativa y técnica de la Dirección de Electricidad.  La 
legislación primaria en Nicaragua es muy general y las reglas del funcionamiento del sector 
se establecen en la regulación secundaria emitida por el INE, lo cual le otorga un gran poder 
a este organismo que está debilitado y ha perdido credibilidad en el sector eléctrico.  Por lo 
tanto, es conveniente evaluar la capacidad operativa y técnica de la Dirección de Electricidad 
y preparar un plan para fortalecerla, incluyendo un programa de capacitación. Además, sería 
conveniente contar con un grupo de expertos externos que avalen las decisiones 
controversiales adopte el INE, lo cual aumenta su credibilidad como organismo técnico y 
objetivo.  

 
En relación con el tema de la independencia del CNDC y el fortalecimiento del rol del Consejo 
de Operación discutidos en la sección “Operación del sistema y administración del mercado”, es 
conveniente analizar en más detalle la conveniencia de separar el CNDC de ENTRESA, diseñar 
un mecanismo de gobierno adecuada para el CNDC, establece r mecanismos para que las 
decisiones sobre el manejo del mercado y la operación del sistema sean transparentes y, en su 
mayoría sean de conocimiento público.  Por otra parte, fortalecer los mecanismos de solución de 
conflictos entre los agentes del mercado. 
 
B. Integración vertical y concentración horizontal 
 
El proceso de privatización creó situaciones de hecho que generan inquietudes sobre problemas 
de integración vertical y concentración horizontal.  La transferencia  a las distribuidoras de los 
PPAs firmados por ENEL con generadores privados y el manejo de estos contratos en el 
mercado ha sido interpretado por algunos como integración vertical entre las actividades de 
distribución y generación.  El problema se origina porque el generador privado cumple una 
función pasiva en el mercado y el distribuidor asume todas las obligaciones y derechos del 
generador en el mercado, incluyendo el pago y cobro de servicios auxiliares y la venta y 
exportación de excedentes de generación.  En estas condiciones, el distribuidor pasa a ser el  
“dueño de la planta” ante el mercado, convirtiéndose en un generador virtual. 
 
En el caso Nicaragüense el problema de los PPAs no se origina por interés de los distribuidores 
sino por la posición de los generadores privados, que prefieren establecer todas sus obligaciones 
y derechos en un contrato, el PPA, y no estar expuestos a los riesgos de variaciones de precio en 
el mercado de ocasión y los riesgos regulatorios de cambios en las reglas de juego.  Por otra 
parte, el problema está limitado a los PPAs preexistentes pues en los nuevos contratos de 
suministro el generador debe someterse a las reglas del mercado mayorista y convertirse en 
agente del mercado, esto es, transar las diferencias entre la generación real y la contratada en el 
mercado de ocasión y prestar los servicios auxiliares. 
 
El impacto en el mercado interno de la presunta “integración vertical” es limitado pues las 
distribuidoras utilizan la capacidad contratada para atender su propia demanda y solo transan 
excedentes  en el mercado de ocasión. La generación contratada no se convierte en competencia 
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desleal respecto a otros generadores para suministrar energía a un mercado cautivo puesto que 
fue contratada para atender la demanda del distribuidor y ha sido habilitada por el regulador. En 
el caso de las exportaciones de excedentes de capacidad UF podría tener un rol mas activo pues 
se trata de competir en otros mercados, incluyendo ventas a empresas filiales en la región, pero 
estará limitado por el volumen reducido de los excedentes disponibles. 
 
Bien distinto es el caso de permitir a los distribuidores instalar generación propia para atender el 
mercado cautivo pues crea complicaciones  en la regulación (definir el costo trasladable a tarifas) 
y afecta la competencia.  En Nicaragua el tema está bien regulado pues se limita la capacidad a 
10 MW, no se puede vender a terceros y solo se permite trasladar a tarifas los precios del 
mercado mayorista. 
 
Aun cuando el impacto de la posible “integración vertical” resultante de los PPAs es marginal y 
limitado a los contratos preexistentes, la representación de los PPAs en el mercado por parte de 
la distribuidora ha generado situaciones confusas y poco consistentes en la aplicación de las 
reglas del mercado y es conveniente analizar la posibilidad de trasladar al mercado los PPAs. En 
otros países latinoamericanos como Colombia y República Dominicana, donde los PPAs se 
suscribieron antes de crear el mercado mayorista existe un problema similar. Aun cuando en 
estos países se reconocía que era conveniente que el generador privado pasara al mercado, la 
renegociación de los PPAs implicaba un acuerdo financiero complejo sobre los stranded costs, 
dado que el precio de la energía y potencia en el  mercado era mucho menor que el costo de 
suministro ba jo los PPAs 
 
En el caso Nicaragüense el traslado del PPA al mercado es más fácil pues el costo de los PPAs se 
reconoce en el precio del mercado mayorista.  Por lo tanto, no está en discusión la remuneración 
que recibe el generador privado por la venta de potencia y energía sino mas bien si al convertirse 
en agente del mercado mayorista el generador privado asume mas riesgos u obligaciones que las 
estipuladas en el PPA. Sin embargo, es difícil prever la posición que adopten los privados y las 
dificultades que se presenten en la renegociación.  En la medida que el proceso se complique, 
probablemente sería más conveniente mantener el esquema actual, pero aclarar en la normativa 
los derechos y obligaciones de las distribuidoras al representar los PPAs en el mercado.  
 
El caso de la concentración horizontal resultante de la privatización de las distribuidoras es más 
preocupante.  En primer lugar se pierde el beneficio de contar con comparadores de eficiencia de 
la operación de empresas independientes, lo cual convierte  la regulación del valor agregado de 
distribución en un ejercicio teórico de estimar los costos de una empresa ideal.  Segundo, al tener 
una sola empresa que prácticamente atiende todo el país, la regulación se convierte en un 
problema nacional, pues las decisiones del regulador y su efecto sobre el desempeño de la 
empresa tiene impacto nacional.  El regulador pierde grados de libertad, queda cautivo de la 
empresa y se expone a las injerencias políticas. 
 
Por otra parte, está el problema del poder de monopsonio que tiene UF, de imponer sus 
condiciones en la compra de energía.  Generadores como GEOSA, con contratos que vencen a 
partir de 2005 han manifestado sus inquietudes de tener que negociar con un solo comprador o 
que las licitaciones preparadas por un solo comprador tengan sesgos.  En el caso de un sistema 
pequeño como el nicaragüense con un esquema de pass-through de los costos de compra de 
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energía, la posición de UF como comprador único no es necesariamente mala siempre y cuando 
se aprovechen las economías de escala para reducir los costos de compra.  El problema consiste 
en que UF tiene incentivos débiles para comprar eficientemente pues no se beneficia 
directamente de los ahorros en las compras, aun cuando está interesado mantener su margen de 
distribución sin que aumenten las tarifas a usuario final.  
 
C. Ampliación de la oferta 
 
La ampliación de la oferta de generación en el mercado Nicaragüense está determinada 
fundamentalmente por el mercado de contratos doméstico y el mercado de exportación, pues se 
exige que las distribuidoras tengan contratado el suministro para al menos el 80% de su 
demanda, limitando el mercado de ocasión, y los precios en este mercado probablemente no 
remuneran los costos de expansión. El requisito de contratar el 80% de la demanda tiene la 
ventaja de limitar el mercado de ocasión y las oportunidades de abusos de poder de mercado y 
manipulación de estos precios. Tiene la desventaja que la entrada de nuevos proyectos está 
limitada a la participación en las licitaciones públicas en el mercado de contratos y a la venta 
directa en el pequeño mercado de grandes consumidores13. 
 
El procedimiento de habilitación de nuevos contratos de suministro establecido en las normativas 
exige que estos sean el resultado de una licitación pública internacional. El criterio básico es que 
la oferta mejor evaluada es la opción más económica para atender la demanda y que, por lo tanto,  
sus costos deben trasladarse directamente a la tarifa.  En el caso de un sistema pequeño como el 
Nicaragüense, con una demanda máxima de apenas 450 MW, crecimiento moderado de demanda 
y un solo comprador habrá pocas oportunidades de adicionar demanda y el diseño de los criterios 
y parámetros de evaluación y las condiciones de la licitación definirán el plan de expansión.  La 
capacidad y energía contratada, el plazo del contrato, la modalidad de remuneración e indexación 
de los costos fijos y variables y los criterios aplicados para calcular el menor precio evaluado 
definirán las ventajas relativas de las diferentes opciones que se presenten.  Habrá que decidir si 
la planeación de la expansión determina las condiciones de la licitación o si  las condiciones de 
la licitación determinan el plan de expansión. 
 
La primera opción, esto es, orientar la licitación a las opciones de mínimo costo establecidas en 
el plan indicativo representa un regreso a la planificación centralizada y va en contravía del 
objetivo de la ley de establecer competencia en la generación y libertad de entrada.  La compra 
de energía y potencia por licitación pública que permita una oferta amplia de tecnologías, con la 
aplicación de criterios, parámetros y procedimientos objetivos y transparentes parece ser el mejor 
instrumento para permitir la libertad de entrada y lograr el menor costo de prestación del 
servicio. 
 
El pago por potencia en el mercado de ocasión a un precio determinado en un mercado de ofertas 
diarias de precios de potencia con un tope, probablemente no remunere adecuadamente la 
contribución de los proyectos a la confiabilidad del sistema y no dará incentivos para que se 
desarrollen proyectos para vender energía en el mercado de ocasión.  Por esta razón, para 
promover proyectos hidráulicos filo de agua y proyectos eólicos, el Gobierno ha sugerido 
                                                                 
13 Este mercado se ampliará en la medida que el INE reduzca el nivel de carga requerido para calificar como gran 
consumidor. 
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establecer en la normativa de operación que estos proyectos puedan vender energía en el 
mercado de ocasión a un precio monómico fijo que remunera la inversión.  Este tipo de 
soluciones forzadas son indeseables pues distorsionan los precios en el mercado y abren la puerta 
a que se traslade al consumidor los sobrecostos de proyectos que no son económicos, 
dificultando la gestión de las distribuidoras al tener que cobrar tarifas más altas.  Parece más 
conveniente que el Gobierno promueva estos proyectos por medio de incentivos tributarios (tal 
como ya lo está haciendo) y que, desde el punto de vista regulatorio, se analicen mecanismos 
alternos al mercado de ocasión de potencia para estimular que se mantenga una reserva adecuada 
para confiabilidad y se verifique que los criterios y parámetros utilizados en las licitaciones para 
la compra de energía no discriminen en contra de este tipo de proyectos14. 
 
D. Aumento cobertura 
 
Actualmente existen varios obstáculos al aumento de la cobertura de prestación de servicio de 
electricidad en Nicaragua:  
 
1. Las empresas de distribución privada no tienen incentivos para aumentar la cobertura pues la 

tarifa a usuarios con consumos bajos está subsidiada y no cubre los costos incrementales de 
desarrollo (ver informe Blanlot),  

2. El contrato de concesión de servicio obliga a las distribuidoras a conectar nuevos usuarios 
cuando estén localizados a menos de 150 mts de la red de distribución o cuando el usuario 
esté dispuesto a financiar los costos de conexión.  El INE ha solicitado a las distribuidoras 
sus planes de inversión pero los ha rechazado aparentemente arguyendo que deberían tener 
metas más agresivas de aumento de cobertura.   

3. Las fuentes de financiamiento para desarrollar proyectos de electrificación rural  son 
limitadas.  El FODIEN se nutre con el valor de los derechos  de las concesiones y licencias 
otorgadas por INE, pero ha sido insuficiente. 

 
En los dos primeros casos, se ha identificado un problema regulatorio, pues las tarifas 
subsidiadas a los usuarios residenciales de bajos consumos no cubren los costos de ampliación 
del servicio a zonas donde prevalecen este tipo de usuarios y los subsidios cruzados vigentes no 
funcionan bien, pues no se asignan en forma exclusiva a financiar el subsidio a los pobres.  El 
Informe Blanlot sugiere focalizar los subsidios en los consumidores más pobres por medio de un 
fondo con aportes directos del presupuesto nacional y contribuciones de los subsidios cruzados, 
lo cual crearía los incentivos para que las empresas distribuidoras incorporaran en su plan de 
inversiones la ampliación de l servicio a esas zonas y acordaran con el regulador  metas de 
aumento de cobertura.  
 
En el último caso, los programas de electrificación rural que adelanta la CNE con los recursos 
disponibles en el FODIEN y préstamos concesionales tienen un alcance modesto en  cobertura. 
Sin embargo, la CNE cuenta con estudios15 y la experiencia en ejecución de proyectos que 

                                                                 
14 La normativa vigente sobre contratación de suministro de energía para cubrir la demanda en los dos primeros años 
puede introducir una visión de corto plazo en la compra de energía que tiende a favorecer generación termoeléctrica 
con plazos cortos de ejecución.  Por lo tanto, es necesario revisar entre otros criterios, la anticipación con que se 
compra la energía y la determinación de la capacidad requerida.   
15 El estudio de NRECA sobre “La estrategia y plan indicativo de desarrollo de energización rural” de 2002 
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permitiría definir un plan de energización rural, establecer criterios para seleccionar proyectos, 
diseñar proyectos prioritarios y definir una política de subsidios a la inversión.  Además, la 
ENEL ha planteado como estrategia para atender las zonas aisladas: (i) reducir los costos de 
prestación de servicio por medio de la interconexión de algunas zonas y el retiro de servicio de 
pequeñas plantas generadores de alto costo de operación, y (ii) utilizar las utilidades de 
Hidrogesa para financiar programas de electrificación rural.  Los recursos combinados del 
FODIEN, de la ENEL, de las distribuidoras y préstamos concesionales permitirían establecer 
metas más ambiciosas de cobertura.  
 
Actualmente UF tiene un área exclusiva de servicio amplia que cubre zonas no electrificadas.  El 
INE ha propuesto que UF renuncie a algunas zonas para abrirle espacio al desarrollo de 
cooperativas de electrificación rural que  podrían recibir recursos  del Estado o proyectos 
desarrollados por la CNE.   Sin embargo, en la medida que las distribuidoras  puedan prestar en 
forma más eficiente el servicio en estas zonas valdría la pena explorar dos mecanismos: (i) 
subsidios directos  a la oferta para que UF amplíe la cobertura en su área exclusiva en zonas 
donde el subsidio a la demanda no sea suficiente para cubrir los costos de inversión y (ii) 
trasferirle a las distribuidoras la operación y explotación de las obras desarrolladas en el área 
exclusiva por la CNE u otras entidades, a cambio del pago de un peaje que nutriría los fondos de 
CNE para desarrollar nuevos proyectos. 
 
E. Inserción en el mercado eléctrico de Centroamérica y México 
 
Nicaragua tiene el sistema eléctrico más pequeño y más dependiente de generación térmica en 
Centroamérica (ver  Tabla 9). Además, está localizada en la zona central del nuevo mercado 
regional (MER).  Por su tamaño pequeño, localización y dependencia de proyectos térmicos 
costosos de pequeña capacidad, Nicaragua es uno de los países que mas se podría beneficiar  de 
un mercado regional integrado, aprovechando las economías de escala y de tecnología de 
proyectos localizados fuera o dentro del país.  Los resultados del estudio de planeamiento 
indicativo indican que Nicaragua cuenta con algunos proyectos hidroeléctricos de tamaño 
mediano que podrían ser competitivos en un escenario de integración regional y que sería un país 
atractivo para desarrollar proyectos termoeléctricos de mayor escala para atender el mercado 
regional. 

                                                                                                                                                                                                                 
identificó 8 conjunto de proyectos para conectar aproximadamente 46000 usuarios que se podrían desarrollar por 
empresas separadas. El costo de inversión es del orden de US$800 por usuario que, para el caso de las zonas 
aisladas, debería ser subsidiado en una buena parte para que las taridas sean viables. 
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Tabla 9 

 
 
La Ley y su reglamento general no tienen disposiciones expresas que promuevan o restrinjan las 
transacciones internacionales de energía, pero este vacío se llena por la participación de 
Nicaragua en los acuerdos y proyectos de integración energética, como el CEAC y el SIEPAC.  
La normativa de operaciones establece reglas que promueven y facilitan el comercio 
internacional de energía (ver sección III): 
 
1. Libertad de acceso a las redes de transporte 
2. Libertad de importación y exportación de energía sujeta al cumplimiento de los mismos 

requisitos que aplican a los contratos internos,  excepto que los contratos de importación son 
compromisos firmes que no podrán ser cubiertos con compras en el mercado de ocasión.  

3. No se identificaron disposiciones expresas que den prioridad a abastecer  el mercado interno.  
4. Los contratos de importación o exportación se consideran, respectivamente, agentes 

productores y cons umidores y son representados en el mercado por la parte vendedora o 
compradora, según sea el caso 

5. Una empresa habilitada en el mercado mayorista de otro país podrá realizar operaciones en el 
mercado de contratos de Nicaragua actuando como agente externo sin estar habilitado para 
participar en el mercado de ocasión.  

6. Los intercambios de ocasión con otros países serán intermediados y coordinados por el 
CNDC. 

 
Los estudios para el desarrollo del Mercado Eléctrico Regional (MER) han avanzado con la 
aprobación del diseño general y la preparación de la versión final del diseño de detalle del 
MER16, base para preparar las normativas detalladas para el funcionamiento del mercado con la 
entrada del proyecto de interconexión SIEPAC.  Los principios y reglas básicos adoptados para 
el MER son: 
 
1. Competencia (libertad de entrada), gradualidad (aumento progresivo de la integración) y 

reciprocidad (derecho de aplicar las mismas restricciones temporales que el otro Estado 
aplica), 

                                                                 
16 Informe de Diseño de Detalle del MER, Versión Final, KEMA Consulting/ISA, Junio 2003. 

Capacidad Instalada a diciembre del 2002

Tipo Guatemala El Salvador Honduras Nicaragua Costa Rica Panamá Istmo
Hidráulica            558               422           466           104           1,271           702        3,523 
Térmico          1,112               553           607           477              318           830        3,897 
Geotérmico              33               161             -              77              145             -             416 
Eólico               -                   -               -               -                  62             -              62 
Total          1,703            1,136        1,073           658           1,796        1,532        7,898 

Tipo Guatemala El Salvador Honduras Nicaragua Costa Rica Panamá Istmo
Hidráulica 33% 37% 43% 16% 71% 46% 45%
Térmico 65% 49% 57% 72% 18% 54% 49%
Geotérmico 2% 14% 0% 12% 8% 0% 5%
Eólico 0% 0% 0% 0% 3% 0% 1%
Total 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100%

CAPACIDAD INSTALADA POR TIPO DE PLANTA EN MW

% CAPACIDAD INSTALADA POR TIPO
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2. El MER es un séptimo mercado que se superpone a los 6 mercados nacionales existentes Por 
lo tanto, no se trata de una integración de mercados y no es indispensable compatibilizar los 
diferentes esquemas nacionales. La interacción con el MER se realiza a través de una interfaz 
nacional. 

3. Podrán mantenerse diferencias  entre los precios de energía en los mercados nacionales y en 
el MER 

4. El MER consiste de un mercado de contratos y uno de oportunidad.  
5. Se permiten contratos financieros y contratos firmes, que se convierten en físicos en 

situaciones de racionamiento. 
6. No se refleja el costo de racionamiento en los precios del mercado de oportunidad. El 

mercado de oportunidad no remunera explícitamente la potencia, solo el precio marginal de 
energía. 

7. El mercado de oportunidad funciona con ofertas de precio de inyección y retiro coordinadas 
por el coordinador nacional (OS&M).  Se calculan precios nodales que reflejan la congestión 
y pérdidas marginales en la red de transmisión.   

8. Los países que operan el mercado de oportunidad con base en costos pueden hacer ofertas de 
precio mayor o igual a los costos en el mercado nacional.  

 
La concepción del MER como un séptimo mercado facilita el desarrollo gradual de un mercado 
regional integrado, en una región donde existen diversidad de reglas y condiciones para el 
funcionamiento de los mercados nacionales, pues no es requisito indispensable compatibilizar las 
reglas de funcionamiento de los mercados nacionales.  Sin embargo, el diseño de la interfaz con 
el mercado regional es una tarea compleja, pues es necesario coordinar los procedimientos de 
predespacho y despacho diarios, definir la metodología para presentar ofertas de precio en cada 
uno de los nodos de conexión a la red regional de transporte y manejar los problemas que crea la 
desvinculación de precios entre los dos mercados17.   

                                                                 
17 El Dr. Frank A. Wolak comentó recientemente que las diferencias de precios entre el mercado regional y los 
mercados nacionales y en los mecanismos para manejar la congestión en transmisión crea oportunidades de arbitraje 
y problemas de monitoreo de los mercados.  Además, considera que es necesario armonizar el esquema de 
penalizaciones y sanciones por violaciones a las reglas del mercado que se aplican en el MER y en los mercados 
nacionales. 
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VI. Recomendaciones y programa de implantación 
 
A. Recomendaciones 
 
El proceso de reforma del sector enfrenta actualmente una crisis de credibilidad pues la reforma 
no ha sido efectiva en mejorar la eficiencia de la gestión de la distribución, mejorar la imagen de 
las empresas de servicios públicos ante los clientes y aumentar la cobertura del servicio.  Esta 
situación es muy grave pues la actividad de distribución no es viable con sus niveles actuales de 
eficiencia, lo cual genera una cascada de incumplimientos en la cadena de pagos.  Por otra parte, 
es muy difícil mejorar la gestión de pérdidas y recaudo sin apoyo de la clase política y la 
colaboración de la ciudadanía, el cual se ha perdido debido a la mala imagen de las empresas 
distribuidoras. 
 
La prioridad del Gobierno es enfrentar y resolver la crisis de las distribuidoras que amenaza la 
sostenibilidad de la reforma a mediano y largo plazo.  La solución no está simplemente en 
reemplazar la empresa extranjera por otra que haga mejor gestión, sino en rescatar la confianza 
pública en la reforma, fortalecer el ordenamiento institucional y lograr el respaldo político y 
público a un programa de ajustes tarifarios y mejoras en la gestión de pérdidas y recaudo, 
esencial para viabilizar el negocio de distribución, base de la cadena de suministro.  
 
El Informe Blanlot sugiere una serie de acciones específicas de corto plazo: 
 
1. Ejecución de un plan de inversiones en mejoramiento de redes y regularización de consumos 

ilegales. 
2. Adelantar campaña pública sobre la ilegalidad del fraude 
3. Rediseño del esquema de subsidios para restringirlos a los consumidores mas pobres, 

manejado como un subsidio directo del estado  
4. Revisión de las metas de cobertura y estructuración de un programa acordado entre Gobierno 

y empresa. 
 
La dificultad principal para ejecutar las acciones anteriores es como involucrar en este proceso a 
los usuarios afectados y lograr apoyo político.  El control del fraude, la legalización de 
conexiones y la limitac ión de los subsidios, vistas aisladamente, son medidas impopulares, por lo 
cual hay que ofrecer a cambio algunos beneficios para la población.  En otros países del área 
como Colombia y República Dominicana se han adelantado con relativo éxito programas de 
legalización de conexiones en barrios subnormales basados en pactos entre la comunidad, las 
empresas y al Gobierno, en los cuales la comunidad se compromete a pagar tarifas menores y a 
aceptar restricciones de suministro si no pagan, las empresas se comprometen a realizar 
inversiones para mejorar las redes y el Gobierno se compromete a subsidiar.  Por otra parte, en el 
caso Nicaragüense se puede vender a la opinión pública  los programas de control del fraude y 
rebalanceo tarifario como parte del plan de aumento de la cobertura de servicio, puesto que estos 
generan recursos para ampliar las redes de distribución. 
 
El diagnóstico de los problemas que afectan la sostenibilidad de la reforma a mediano y largo 
plazo identifica áreas o aspectos específicos donde es recomendable revisar políticas, modificar  
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normas y legislación y ejecutar acciones de corto y mediano plazo.  Las principales 
recomendaciones se resumen a continuación. 
 
Estructura industrial 
 
Integración vertical con los PPAs. Se recomienda apoyar el proceso de renegociación de los 
PPAs y analizar opciones para compensar posibles sobrecostos.  Sin embargo, si los privados no 
están dispuestos a renegociar los PPAs o la negociación se vuelve muy compleja, se recomienda 
mantener el esquema actual en que los distribuidores representan los PPAs en el mercado, pero 
aclarar en la normativa que en el caso de los PPAs iniciales los distribuidores tienen ante el 
mercado todos los derechos y obligaciones de un generador. 
 
Respecto a la concentración horizontal de UF, este es un hecho cumplido irreversible, excepto 
por decisiones propias de UF.  Desde el punto de vista de la regulación tarifaria las dos 
empresas, INE regula  a DISNORTE y DISSUR como negocios independientes con su propia 
contabilidad, presupuesto y plan de negocios,  pero con mayor dificultad por no poder contar con 
comparadores de eficiencia.  En relación con su poder de monopsonio, exige del regulador una 
mayor vigilancia para asegurar la transparencia y eficiencia de los procesos de licitación para la 
compra de energía.   
 
Ampliación de la oferta y de la cobertura 
 
La ampliación de la oferta en el mercado Nicaragüense está garantizada en la medida que se 
ofrezcan condiciones atractivas para la inversión, esto es, que se remuneren los costos eficientes 
de generación, que estos se trasladen a tarifas y que las empresas distribuidoras sean 
financieramente sólidas para pagar las compras de energía en el mercado mayorista.  En la 
coyuntura actual del sector, los mayores riesgos que amenazan la ampliación de la oferta a 
precios razonables son la mala situación financiera de las distribuidoras y las iniciativas para 
promover la energía renovable.   Probablemente en las próximas licitaciones la competencia va a 
ser menor y los precios más altos debido a la preocupación de las empresas generadoras bien 
reconocidas sobre el deterioro del riesgo de crédito de las distribuidoras de UF. 
 
Al respecto, se recomienda lo siguiente: 
 
1. La promoción de las fuentes renovables se debería limitar a incentivos tributarios, u otro tipo 

de incentivos que no distorsionen el mercado eléctrico,  
2. Asegurarse que los  criterios, parámetros y condiciones utilizadas en las licitaciones 

promueva la participación de un espectro amplio de tecnologías y proponentes que sean 
evaluados objetivamente en términos del menor costo para atender la demanda, teniendo en 
cuenta su experiencia y capacidad técnica. 

3. Revisar la metodología para establecer el cargo de la capacidad en el mercado de ocasión 
para verificar que se remunere la contribución de los proyectos a la confiabilidad del sistema 
y que haya incentivos para la participación de proyectos competitivos en el mercado de 
ocasión.  Considerar la opción de establecer contratos a más largo plazo de capacidad firme, 
destinada a mantener una reserva de confiabilidad adecuada. 
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En relación a la ampliación de la cobertura del servicio eléctrico (ver sección Aumento 
cobertura) se recomienda: 
 
1. El rediseño del esquema de subsidios propuesto en el Informe Blanlot con el fin de incentivar 

a las distribuidoras a ampliar el servicio a áreas  financiables con la tarifa. 
2. Promover el desarrollo de programas de electrificación rural en zonas donde se justifique 

económicamente utilizando préstamos concesionales y fortaleciendo el FODIEN con otros 
ingresos fiscales.  Entregar esas obras al operador más eficiente previo el pago de un peaje.  
Considerar la propuesta de ENEL de utilizar las utilidades de HIDROGESA para financiar 
programas de interconexión y electrificación de zonas aisladas. 

3. Estudiar la posibilidad de establecer subsidios directos a la oferta para que las distribuidoras 
amplíen la cobertura en su área exclusiva, en zonas donde el subsidio a la demanda no sea 
suficiente para remunerar la inversión. 

 
Viabilidad Financiera 
 
La viabilidad financiera del sector a mediano plazo va a depender del éxito del programa de 
gestión de pérdidas y recaudo de las distribuidoras (discutido arriba) y de la implementación de 
una tarifa técnica que permita remunerar los costos eficientes de generación, transmisión y 
distribución.  No es sostenible continuar hundiendo los  costos de inversión de transmisión y de 
generación hidráulica pues se pone en peligro la ampliación de la red de transmisión y los 
programas de aumento de la cobertura.  Tampoco es sostenible mantener indefinidamente un 
margen amplio de distribución que cubra ineficiencias en la gestión de las distribuidoras. 
 
Por lo tanto, se recomienda diseñar un programa de transición tarifaria que permita pasar de la 
situación actual en que se remuneran las ineficiencias de las distribuidoras pero se remuneran 
parcialmente los costos de generación y transmisión, a una situación en que se remuneren los 
costos eficientes de generación, transmisión y distribución sin causar aumentos tarifarios 
sustanciales y sin quebrar a las empresas de distribución.   Esto significa que el margen de 
distribución se debe reducir gradualmente y que se destinen los ahorros al aumento del peaje de 
transmisión y a cubrir los costos de generación.  
 
Al respecto se recomienda: 
 
1. Realizar el estudio de la tarifa técnica de transmisión de acuerdo a los criterios establecidos 

en la ley y la normativa y diseñar una estrategia de implantación a partir de 2005. 
2. Evaluar el impacto tarifario de la terminación de los contratos de Hidrogesa, GECSA y 

GEOSA y diseñar un programa de transición 
3. Realizar el estudio del valor agregado de distribución, con un programa de transición para 

exigir gradualmente mejores índices de gestión de pérdidas y cobranza. 
 
Fortalecimiento capacidad regulatoria  
 
En el párrafo 0 se recomienda desarrollar un programa de fortalecimiento del INE consistente en 
establecer un Consejo de Dirección con prestigio profesional y peso político, mejorar la 
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transparencia del proceso de regulación, y reforzar la capacidad operativa y técnica de la 
Dirección de Electricidad. 
 
Mercado Regional de Energía 
 
Se recomienda definir los siguientes aspectos claves para insertar a Nicaragua en el MER: 
 
1. En el pasado Nicaragua ha tenido una actitud de apertura ante el mercado eléctrico regional 

pues ha dependido de importaciones para atender su demanda interna. Las normativas 
actuales no restringen a las distribuidoras para que celebren contratos firmes de importación 
para atender su demanda.  Sin embargo, es conveniente definir a nivel de política si se va a 
promover o permitir la dependencia en el suministro de energía firme de otros países que 
reduzca los costos de suministro en el mercado interno.  

2. Definir el grado de integración con el mercado de oportunidad del MER, en particular si las 
exportaciones e importaciones marcan precio en el mercado local y si se permite importar a 
los generadores y exportar a los distribuidores.  El MER permite que los precios en el MER 
estén desvinculados de los precios en el mercado interno y el CNDC actualmente trata los 
intercambios internacionales como desvíos que no se tienen en cuenta para calcular el costo 
marginal en el mercado interno.  Sin embargo, se recomienda analizar este tema, pues la 
desvinculación de los precios entre los dos mercados crea problemas potenciales de 
monitoreo del mercado debido a las oportunidades que se presentan para hacer arbitraje de 
precios.   

3. El MER permite contratos de plazos muy cortos hasta un día, pero actualmente no se aceptan 
en Nicaragua debido a que las normas requieren la aprobación previa del INE y no hay 
procedimientos expeditos para tramitar contratos con plazos muy cortos. 

4. El diseño de la interfaz entre el mercado nacional y el MER es una tarea compleja pues es 
necesario revisar muchos detalles sobre la coordinación y armonización de procedimientos y 
criterios operativos y sobre las reglas del mercado mayorista, incluyendo la definición de la 
metodología para presentar las ofertas de precios nodales en el mercado de oportunidad del 
MER.  Se recomienda establecer un grupo de trabajo dirigido por el INE, con la participación 
del CNDC y las empresas del sector, para que diseñen el interfaz con la asistencia de 
consultores.   

 
B. Programa de implantación 
 
Las recomendaciones y acciones propuestas en esta sección se pueden agrupar en medidas 
urgentes de corto plazo y medidas importantes de mediano plazo.  La prioridad en este momento 
son las medidas a corto plazo, pues son indispensables para asegurar la sostenibilidad de la 
reforma a mediano y largo plazo. Estas medidas están encaminadas a lograr la viabilidad 
financiera del negocio de distribución; fortalecer el ordenamiento institucional; y obtener el 
respaldo político y de la opinión pública al programa de reforma, rebalanceo tarifario y mejoras 
en la gestión de pérdidas y cobranzas.  Estas medidas, como se comentó en su momento, son 
impopulares y difíciles de ejecutar en el ambiente político actual de rechazo a UF y censura a la 
gestión del INE.  Se propone un plan de acción que se resume a continuación y se sustenta y 
desarrolla en detalle en el informe de otro consultor sobre economía política de la reforma18. 
                                                                 
18 “Nicaragua:  La Economía Política de la Crisis Eléctrica”,  Informe Preliminar, Maria Victoria Murillo, 
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El plan de acción consiste en lograr un acuerdo entre todas las partes involucradas (Gobierno, 
regulador, partidos políticos, sociedad civil, UF) sobre los siguientes puntos: 
 
1. Expansión y mejoramiento del fondo para electrificación FODIEN, con recursos que maneja 

actualmente la CNE, recursos de ENEL, el valor de los cobros retroactivos por legalización 
de conexiones y otros recursos de inversión de UF. Considerar subsidios directos a la oferta.  
Se definirán metas concretas de aumento de la cobertura para los primeros dos años. 

2. Ejecución de un programa de rebalanceo tarifario que incluye la simplificación del pliego 
tarifario, la creación de subsidios directos para los consumos de subsistencia financiados con 
aportes de presupuesto nacional y contribuciones de subsidios cruzados de usuarios de mayor 
consumo. 

3. Mejoras de gestión en la distribución, incluyendo la ejecución de un programa de 
legalización de conexiones en barrios subnormales, control del fraude, mejoras en la 
cobranza, e inversiones en medidores y mejoramiento de redes.  En forma consistente con 
este programa se acordará un plan de transición para la aplicación del VAD técnico.  

4. Fortalecimiento del INE. Incluye un acuerdo político sobre cambios a la Ley 465/03 en lo 
relacionado al nombramiento y destitución de los miembros del Consejo de Dirección del 
INE, sobre el nombramiento de miembros bien calificados para llenar las vacantes en el 
Consejo de Dirección.  Paralelamente se llevará a cabo el plan para mejorar la transparencia 
del proceso regulatorio y fortalecer la capacidad técnica y operativa del INE  

 
La ejecución del plan de acción a corto plazo requiere, además del acuerdo político, algunos 
ajustes a la legislación y normativa vigentes: aceptar el veto parcial del Ejecutivo a la Ley 
465/03, modificar la LIE para permitir ajustes graduales de tarifas entre periodos de revisión y 
modificar la normativa de tarifas para permitir un traslado mas frecuente a tarifas de los desvíos 
en los costos del mercado mayorista y el diseño de una fórmula diferente de suavización tarifaria. 
 
Las medidas propuestas de mediano plazo, que aun cuando son importantes no deberían distraer 
la discusión y adopción del plan de acción a corto plazo, comprenden: 
 
Ampliación oferta 
 
• Revisión cargo capacidad mercado ocasión y posibilidad de contratos a mediano plazo de 

capacidad de reserva. 
• Promoción fuentes renovables:  usar únicamente incentivos fiscales 
• Comprador único:  definir criterios y parámetros objetivos para licitación pública 
• Preparar estrategia para trasladar a tarifas el desmonte de los contratos de Hidrogesa, Gecsa y 

Geosa. 
• Completar estudio de la  tarifa técnica transmisión que remunere inversión  
 
Mercado mayorista  
 
• Estudiar la conveniencia de separar el CNDC de ENTRESA y revisar el rol y las funciones 

del Consejo de Operación 

                                                                                                                                                                                                                 
Noviembre 2003. 
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• Plantear a los generadores privados la posibilidad de renegociar los PPAs para convertirlos 
en contratos de suministro sujetos a las normas del mercado mayorista y, si la opción de 
renegociarlos es muy compleja, continuar con el esquema vigente pero aclarando las 
disposiciones de la normativa sobre la representación de los PPAs en el mercado. 

 
Integración MER  
 
• Aclarar la normativa de operación en lo referente a la importación de energía por parte de 

generadores y la exportación por parte de distribuidores y al impacto de las transacciones 
internacionales sobre el costo marginal en el mercado interno  

• Definir la política de dependencia de importaciones en firme para atender consumo interno 
• Diseño interfaz con MER 
 
 
 




