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1. INTRODUCCION 

El presente documento es el Informe sobre el estudio para el establecimiento de 
una metodologfa para el clculo de costos marginales de generaci6n elctrica y 
lineamientos para contratos con cogeneradores en Guatemala. El estudio fue realizado 
por un grupo de consultores contratado por Winrock International, a trav6s de su 
proyecto Biomass Energy Systems and Technology (BEST), y por T. Head, Inc. a 
trav6s de su proyecto Pivate Sector Energy Development (PSED). El estudio cont6 
con la financiaci6n y coordinaci6n de la mision de ]a Agencia de los Estados Unidos 
para el Desarrollo Internacional en Guatemala (USAID/Guatemala) y de la Oficina de 
Energfa del Departamento de Ciencia y Tecnologfa de la Agencia de los Estados 
Unidos para el Desarrollo Internacional en Washington, D.C. 

2. ASPECTOS GENERALES 

2.1 La Situaci6n de la Energfa El~ctrica en los Pafses 
en Vfa de Desarrollo 

La energfa el6ctrica representa un importante factor de crecimiento econ6mico 
para los pafses en vfa de desarrollo. La mayorfa de los palses confrontan una alta tasa 
de crecimiento de ]a demanda de electricidad y dificultades cada vez mayores por parte 
de las empresas estatales para financiar nueva capacidad de generaci6n. 

La participaci6n del sector privado en la generaci6n de electricidad abre una 
nueva opci6n para financiar ]a electrificaci6n, sin afectar negativamente los sistemas 
econ6mico-sociales de los parses en vfa de desarrollo. 

2.2 El Pafs 
Guatemala es un pals predominantemente montafioso y cuenta con un clima 

variado pero jamAs extremo en el que se marcan dos estaciones: la estaci6n seca, que 
en Guatemala es Ilamada popularmente "verano", que transcurre de noviembre a abril, 
y ]a estaci6n Iluviosa, Ilamada "invierno", que transcurre de mayo a octubre. 

Se calcula que para 1990 Ia poblaci6n de Guatemala sobrepasarA los 9 millones 
de habitantes. La tasa de crecimiento natural de la poblaci6n es de 3.2%. El ingreso per 
cApita en 1986 fue de US$930 anuales y ]a esperanza de vida al nacer es de 64 ahios 
para 1990.1 

2.3 La Energfa El~ctrica en Guatemala 

El Sistema Nacional Interconectado (SNI) de Guatemala, incluye tres 
instituciones: el Instituto Nacional de Electrificaci6n (INDE), la Empresa EIdctrica de 
Guatemala (EEGSA) y las Empresas E16ctricas Municipales. El Sector Piiblico 
Energdtico estA bajo )a jurisdicci6n del Ministerio de Energfa y Minas (MEM). 
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Aunque todas las polificas energ6ticas y la ejecuci6n del Plan Nacional 
Energ6tico estAn a cargo del Ministerio de Energfa y Minas (MEM), el INDE es la 
entidad encargada de la planificaci6n del SNI y de establecer, de acuerdo con el 
ministerio, las polfticas para el subsector el6ctrico. 

El sistema ue generaci6n el&ctrica de Guatemala se caracteriza por ser 
predominantemente hidroel6ctrico. Las plantas hidroel&ctricas proveen 488 megavatios 
(mW) de toda la capacidad instalada de 788 mW, y de estos 488 mW, unos 300 mW 
dependen del proyecto hidroeldctrico Chixoy, puesto en operaci6n en 1986.2 Dadas las 
condiciorx.s climatol6gicas del pafs, con prdcticamente dos estaciones, una seca y otra 
lluvio~t, durante los meses de ]a estaci6n seca (de noviembre a abril) la baja hidrologfa 
obliga a requerir el apoyo de ]a generaci6n t6rmica. Este impacto de las variaciones 
hidrol6gicas en el sistema el6ctrico es determinante en la planificaci6n que realiza el 
INDE. 

El INDE ha realizado un anlisis de mediano y largo plazo para el SNI, 
deduciendo que entre 1991 y 1996 dicho sistema deberA incrementar su capacidad 
instalada en 191 mW y 1033 gigavatios/hora (gWh) por afio. A largo plazo, entre 1997 
y 2000 se requerird ]a adici6n de 229 mW y 967 gWh por afio, con lo que se podrfa 
cubrir ]a demanda pronosticada cumpliendo cin niveles de seguridad y de reserva 
aceptables. 3 

En vista de las circunstancias, el INDE se interes6 en otras opciones para la 
generaci6n de energfa y/o potencia el&ctrica. Estas opciones implican una decidida 
participaci6n del sector privado en la generaci6n de electricidad. 

2.4 La Cogeneraci6n 
La participaci6n del sector privado en la cogeneraci6n de energia el6ctrica tiene 

s6lidos antecedentes y fundamentos polfticos, econ6micos y legales en Guatemala. 
Entre estos 61timos destaca ]a Ley de Fomento de Fuentes Nuevas y Renovables de 
Energfa (Decreto Ley 20-86, 8 de enero 1986). 

El Plan Nacional de Energfa de Guatemala comenz6 a formularse y a ejecutarse 
a principios de 1986. Las acciones del Plan incluyen - para el sub-sector el6ctrico - la 
promoci6n de ]a cogeneraci6n el]ctrica por parte del sector privado en ingenios 
azucareros y en otros procesos productivos. En el Sub-sector de Fuentes Alternas se 
incluye el estudio integral de los subproductos de la cafia de azticar y otros residuos 
animales y vegetales. 4 

Desde 1986 el INDE inici6 estudios para determinar el potencial de 
cogeneraci6n con que cuenta el pai's e identific6 un gran potencial a partir del bagazo 
de cafia de azticar (uno de los subproductos de la gran industia azucarera del pais). 
Como se seial6 en estudios realizados por consultores del Banco lnteramericano de 
Desarrollo (BID), 5 los sectores con mayor potencial para cogeneraci6n incluyen los 
molinos de caria (ingenios o trapiches) y otros sectores de ]a industria azucarera. 

Durante 1989 se realizaron una serie de actividades con participaci6n del 
MEM, el INDE y la Agencia de los Estados Unidos para el Desarrollo Internacional 
con su Oficina Regional en Guatemala, USAID/ROCAP y ]a Oficina de Energfa en el 
Departamento de Ciencia y Tecnologfa. Los participantes concluyeron en la necesidad 
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de establecer correctamente los costos marginales y el desarrollo de disposiciones para 
los contratos de generaci6n. 

De esa forma se plante6 la cooperaci6n de USAID y se determinaron los 
tdrminos de referencia del Estudio cuyo Informe final presentamos. 

3. OBJETIVOS DEL ESTUDIO 

Los objetivos del estudio fueron: 
lo. Desarrollar un marco de trabajo que permitiera determinar los precios de la 

transferencia de electricidad desde los cogeneradores hacia ]a empresas 
el&ctricas. 

2o. 	 Desarrollar una metodologfa para a fijaci6n de precios a la energfa 
el6ctrica que sean los adecuados para maximizar los beneficios econ6micos 
netos del consumo de electricidad para la sociedad. 

30. 	 Sugerir orientaciones generales para los contratos de compra y venta de 
potencia y/o energfa entre productores privados y empresas elctricas. 

Para cumplir estos objetivos se establecieron tres tareas: 
a) La aplicaci6n de la metodologfa para a determinaci6n de los costos 

marginales de generaci6n 

b) 	 El adiestramiento necesario para ]a aplicaci6n de la metodologfa 

c) 	 La sugerencia de lineamientos generales para los contratos de compra y 
venta de energfa y/o potencia entre las empresas eldctricas y los 
cogeneradores privados en Guatemala 

4. METODOLOGIA 

La metodologia puso enfisis en la utilidad operativa y prActica de los resultados 
del estudio para su aplicaci6n en contratos de cogeneraci6n. 

La metodologfa para fijar los costos marginales a corto plazo (CMCP) tom6 
como referencia el Plan de Expansi6n para el Sistema Nacional Interconectado (SNI). 
En cooperaci6n con el INDE y ]a EEGSA, el grupo de consultores revis6 los datos 
usados para la planificaci6n de expansi6n del SNI a costo mfnimo y estableci6 cuales 
son los datos necesarios para el cilculo de los costos marginales a corto plazo. 

AdemAs, siempre de acuerdo a los t6rminos de referencia, se seleccion6 un 
modelo de simulaci6n computarizado para producir los resultados requeridos. Dicho 
modelo debfa ser compatible con el equipo disponible y con los modelos de 
planificaci6n que ya existen en INDE y en EEGSA y que son apropiados para las 
condiciones existentes en el SNI. 

Dado que el establecimiento de los costos de transferencia depende de la 
habilidad del personal local para realizar las revisiones peri6dicas tanto a los costos 
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marginales como a la tabulaci6n de los costos de potencia y energfa, se previ6 un 
proceso de adiestramiento para el personal local. 

Finalmente se hiaeron recomendaciones con respecto a lenguaje, a las 
disposiciones y a las clusulas que podrfan incluirse en los contratos. La adecuaci6n de 
los t6rminos contractuales a la situaci6n especffica de Guatemala se logr6 por medio de 
]a discusi6n de dichos lineamientos con los propios involucrados (INDE, EEGSA, 
sector privado). 

El 6xito del desarrollo de ]a industria de cogeneraci6n en Guatemala depende en 
gran medida de que pueda establecerse un marco de trabajo institucional y un proceso 
de planeamiento en el cual puedan confiar todas las entidades involucradas, tanto 
ptiblicas como privadas. El establecimiento de dicha estructura institucional y de dicho 
proceso requirieron una metodologfa participativa en la cual todas las partes interesadas 
se involucraron en todos los aspectos y en ]a toma de decisiones de consecuencia para 
el proyecto a travds del estudio. Esto se logr6 a trav6s del Comit6 Ejecutivo de 
Cogeneraci6n. 

5. COSTOS MARGINALES 

En este estudio, los costos marginales se calcularon con base en el plan de 
expansi6n adoptado por INDE. El modelo utilizado para determinar el Plan de 
Expansi6n fue el modelo WASP (Wien Automatic System Planning Package). Para el 
cAlculo de los costos marginales se us6 el modelo LMSTM (Load Management Strategy 
Testing Model) y se tuvieron en cuenta los valores de energfa y potencia 
correspondientes a las tres hidrologfas (alta, media y baja) tanto para plantas filo de 
agua como de regulaci6n. Los datos de entrada para ambos programas se hicieron 
consistentes. 

Con base en los resultados obtenidos, se sugiere el establecimiento de tarifas 
horario-estacionales de acuerdo a la estaci6n (seca o lluviosa) y al perfodo del dfa (pico 
o fuera-de-pico). Se incluyen tambi6n los costos marginales de potencia distribufdos 
segin el perfodo horario-estacional. 

En vista de que el sistema de potencia de Guatemala es predominantemente 
hidrAulico (tan s6lo Chixoy aporta el 65% de ]a energfa total del pais), se obtuvo del 
Plan de Expansi6n ]a disponibilidad de proyectos hidroel6ctricos. El cdculo de la 
disponibilidad de energia hidroel&ctrica se hizo en base a las series hidrol6gicas 
hist6ricas y sintdticas de aportes de las plantas y simulaciones de generaci6n del 
embalse de Chixoy, utilizando curvas gufa que - a nivel anual - producen valores 
razonables. 

La estacionalidad de ]a oferta, definida por el carActer binario del clima de 
Guatemala en dos estaciones, ]a seca y ]a Iluviosa, tiene el efecto esperado sobre los 
costos marginales. Estos resultan mayores en ]a estaci6n seca y menores en la estaci6n 
Iluviosa. Por otra parte, el comportamiento de la demanda hist6rica es relativamente 
estable a nivel estacional y presenta variaciones importantes a nivel horario-diario con 
un pico pronunciado en los dfas entre semana y de las 19 a las 21 horas. 
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La importancia de la energfa hidroei6ctrica se puede apreciar en el efecto que
tiene sobre los costos marginales, los cuales ilegan a un promedio anual de US$20 por
megavatio/hora (mWh) en ]a dpoca Iluviosa de ahios con precipitaci6n alta y adquieren 
un promedio de US$41/mWh con baja precipitaci6n pluvial. La participaci6n de la 
energfa hidroelctrica amortigua el impacto del incremento en el precio del combustible 
sobre los costos de operaci6n del sistema. 

En las proyecciones, los costos marginales promedio de energfa (CMPE)
anuales se incrementan de US$25/mWh a US$37/mWh entre 1990 y 1993 a medida 
que ]a demanda sube y se reduce ]a reserva de capacidad en el sistema. Estos costos 
bajan en 1994 a US$31/mWh como resultado de ]a nueva capacidad instalada en el 
sistema ese afio. Este proceso es consistente con la teorfa y la experiencia que se tiene 
en materia de costos marginales. En caso de retrasarse la entrega en las unidades 
generadoras programadas para 1994, los costos marginales continuarfan subiendo. 

Los costos marginales para el caso base fueron evaluados usando el costo del
 
combustible vigente para las empresas generadoras fijado por el Gobierno. Dichos
 
precios son similares al costo cuando el precio internacional del barril de crudo es de
 
US$18. Teniendo en cuenta los cambios bruscos que sufre actualmente el precio del
 
combustible, le corresponde a] Ministerio de Energfa y Minas establecer los precios que 
se fijardn para uso del INDE y otras entidades que consumen este tipo de combustibles. 
Despu6s de ]a hidrologfa, el costo del combustible es ]a variable que mAs incide sobre 
los costos marginales. Asf, cuando el precio del barril de petr6leo aumenta de US$18 a 
US$25 resulta un incremento de US$32 /mWh a US$52/mWh en los costos marginales 
promedio del perfodo 1990-2000. 

En Ia parte dedicada a costos marginales se incluyen tambi6n el andlisis de 
racionamiento, los costos marginales de potencia y el amilisis de sensibilidad. 

6. CONTRATOS 

6.1 Introducci6n 
En esta parte del informe se expone ]a manera en que se podrfan estructurar los 

contratos de compra y venta de electricidad. Los lineamientos generales que se 
presentan estAn orientados en base a los contratos de este tipo que se han desarrollado 
en los Estados Unidos de Am6rica a partir de 1978, cuando el Congreso de ese pafs 
puso en vigor Ia Ley para Regulaci6n de Empresas El6ctricas (Public Utility Regulatory
Power Act, PURPA). En base a esta ley se han ido desarrollando durante los tiltimos 
12 afios contratos de compra y venta de energfa y potencia elctrica los cuales han 
hecho necesario definir nuevos riesgos segiin se han ido identificando. 

6.2 Balance de Riesgos 
Los modelos de contratos sugeridos por el grupo de consultores, usan un 

lenguaje que permite equilibrar los riesgos de ambas partes. Los riesgos que se tratan 
son: 

a) Riesgos del vendedor 
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- riesgos de venta
 

- riesgos de pago
 

- riesgos regulatorios y polfticos
 

b) Riesgos del comprador
 

- riesgos de compra
 

- riesgos de servicio
 

- riesgos de precio
 

En este balance de riesgos se han enfocado los riesgos principales que ambas 
partes deben evaluar al negociar el contrato de compra y venta de e"ergfa y/o potencia, 
especialmente al negociar la tarifa de precios. No todos los riesgos pueden cubrirse o 
disminuirse mediante disposiciones y cltusulas contractuales, pero podrfan ser 
aceptables siempre y cuando el precio que se establezca compense los riesgos que una u 
otra parte no pueden dejar de correr. 

6.3 Disposiciones para los Contratos de Compra y 
Venta de Electricidad 

Las disposiciones generales que deberfan incluirse en los contratos son: plazo 
del contrato, frecuencia y forma de los pagos, pagos por energfa, pagos por potencia 
el6ctrica, pruebas de disponibilidad de la energfa y/o potencia y multas que se imponen 
por falta o falla de 6sta, disputas y forma de dirimirlas e incumplimientos y manera de 
penalizarlos. 

7. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

Es importante hacer notar que muchas de las conclusiones y recomendaciones 
surgieron de las discusiones de grupo del Comit6 Ejecutivo, el cual incluy6 
representantes del sector ptiblico energ6tico (MEM, INDE y EEGSA), y del sector 
privado (industrias azucareras). 

7.1 Conclusiones 

En general puede decirse que: 
A) 	 Existe un acuerdo en el sector energ6tico de Guatemala en cuanto a la 

importancia de ]a participaci6n del sector privado en Ja generaci6n de 
electricidad a trav6s de ]a cogeneraci6n. El sector piibiico ha principiado 
pues, a contar con la cogeneraci6n entre los recursos eldctricos. El 
potencial para cogeneraci6n y uso de recursos renovables en Guatemala es 
considerable y podrfa proveer un porcentaje significativo de ]a producci6n 
el6ctrica total del pais. 

B) 	 El proceso participativo - utilizado en este estudio -permiti6 a las entidades 
ptiblicas y privadas nacionales involucradas en proyectos de generaci6n de 
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energfa, obtener una mejor comprensi6n del proceso de cogeneraci6n y
compartir sus puntos de vista, sus necesidades e intereses con mayor
fluidez. Ha demostrado ser un procedimiento eficaz para viabilizar 
contratos de cogeneraci6n. 

C) Gracias a la participaci6n conjunta del INDE y ]a EEGSA en el desarrollo 
de ]a metodologia para el c,.lculo de los costos marginales, ambas 
instituciones comparten ahora una mejor comprensi6n del planeamiento de 
los sistemas eldctricos hidro-t6rmicos y del impacto que tiene ]a
hidrogeneraci6n en los costos de generaci6n el&ctrica en Guatemala. 

D) La inclusi6n de ]a cogeneraci6n dentro del sector el&ctrico producirfa 
necesariamente cambios traducibles en ajustes estructurales y funcionales 
en el sector el6ctrico. La previsi6n de este hecho permiti6 iniciar algunas
reflexiones en el seno del Comitd Ejecutivo, acerca de los ajustes 
institucionales que facilitaran el desarrollo de la cogeneraci6n en el pais 
con sus consecuentes beneficios econ6mico y social. 

E) Se iniciaron las discusiones acerca de la necesidad de cambios estrat6gicos 
e institucionales para que se asignen las responsabilidades regulatorias a 
agencias gubernamentales distintas del propio Estado para operar las 
empresas el6ctricas. Esto suministrarA a las empresas el6ctricas una meta 
clara y una visi6n empresarial que las aliente a proveer eficientemente sus 
servicios a] consumidor. 

7.2 Recomendaciones 

7.2.1 Establecimiento de Costos Marginales 
En ]a parte institucional, se recomienda que se establezca un proceso peri6dico

de evaluaci6n de costos marginales de energfa y potencia para el SNI. Esta 
reevaluaci6n peri6dica deben'a coincidir con el ciclo de planificaci6n usado por el SNI. 
Los nuevos datos de costos marginales sendan luego suministrados al sector privado para 
ser usados en ]a evaluaci6n de proyectos de cogeneraci6n.

En ]a parte tfcnica, se recomienda que ]a informaci6n sobre costos marginales
obtenida en el presente estudio se use para afinar los resultados producidos por el 
modelo WASP al identificar el nuevo plan de expansi6n con costo mfnimo. Este 
proceso ya ha sido iniciado por personal del sector de planificaci6n del INDE. 

Tambi6n se recomienda que se evalie la posibilidad de variar ]a operaci6n del 
sistema hidroelctrico para proveer m~s potencia y/o energfa en perfodos secos. 

7.2.2 Orientaciones Generales para Contratos 
Se recomienda que los contratos iniciales sean simples y tengan la forma y el 

valor de un contrato/tlemorbmdum de Entendimiento, pero que incluyan las 
disposiciones importantes para el balance de riesgos. Usando como referencia el 
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MemorAndum de Entendimiento, se establezca tambi6n un contrato bsico 
estandarizado para todas las transacciones de proyectos independientes de energfa. 

Los aspectos que deberdn tratarse en los contratos son: 
- Los precios de venta, los cuales deberd.n fijarse usando como referencia los 

costos marginales calculados segtin la metodologfa desarrollada en este 
estudio tienendo en cuenta las variables que inciden en dichos costos. 

- El plazo del contrato, cuyo tdrmino inicial mfnimo debern ser de 10 afios 
con una renovaci6n posible en plazos de 2 a 5 afios. 

- La responsabilidad de ambas partes en cuanto a la interconexi6n, los 
medidores (contadores) de electricidad, el voltaje, la comunicaci6n, la 
transmisi6n de energfa el6ctrica y cualquier otro aspecto de interds. 

- El procedimiento para resolver disputas entre las partes utilizando arbitraje, 
para lo cual se recomienda que se establezca un comit6 ad hoc para resolver 
problemas, dirimir disputas o zanjar controversias en las interpretaciones 
del contrato. 

- La disposici6n de los pagos por potencia, la cual debe ocurrir cuando las 
partes estdn seguras de poder cumplir y/o estLn en capacidad de aceptar 
multas o penalizaciones por fallas o incumplimientos. 

7.2.3 Recomendaciones Generales para el Sector 
Pdblico 

En tdrminos generales se hace ver que un programa de ajustes que fomente la 
participaci6n del sector privado en la generaci6n el6ctrica deberfa proceder partiendo de 
nuevas polfticas de energdticos para luego hacer los ajustes a la estructura institucional 
y finalmente establecer la capacitaci6n t6cnica en un proceso racional y organizado. 

Entre las recomendaciones a las polfticas nacionales se hacen sugerencias en 
cuanto a ]a forma de aplicaci6n del subsidio para lograr que dste cumpla su cometido 
pero a ]a vez fomente ]a eficiencia tanto para los que sirven como para los que 
consumen electricidad. Se hacen sugerencias para reforzar los criterios ecol6gicos de 
las polfticas nacionales y para buscar la integraci6n de un sistema el6ctrico regional 
coordinado para la Amdrica Central. 

En relaci6n a las estructura institucional se recomienda una reestructuraci6n 
institucional para responder a las nuevas condiciones tecnol6gicas, econ6micas y 
sociales. Concretamente, se recomienda que dicha reestructuraci6n provea la 
facilitaci6n de ]a participaci6n del sector privado en ]a generaci6n de electricidad, 
separe las funciones productoras de las reguladoras en el sector el6ctrico y evale en 
general ]a estructura institucional en bdsqueda de un modelo mAs eficiente. 

En cuanto a ]a asesorfa t6cnica, se recomienda que se provea al sector pdiblico 
de capacitaci6n t~cnica para: 

a) El estudio de los costos de transmisi6n y distribuci6n. Para complementar 
el presente estudio y proveer a las empresas el~ctricas de herramientas 
an.1iticas para optimizar la expansi6n de su sistema el6ctrico. 

15 



b) 	 La optimizaci6n del sistema hidrot6rmico de Guatemala. Ya que ]a energfa 
hidroel6ctrica es el componente mis grande del SNI y es el recurso 
energ6tico mayor de Guatemala, el uso 6ptimo de este recurso tendrfa un 
efecto importante sobre la operaci6n de todo el sistema. 

c) 	 El mejoramiento de ]a eficiencia de producci6n y transmisi6n de 
electricidad. Este programa identificarfa Areas para el mejoramiento de la 
eficiencia de operaci6n de plantas generadoras y todo el sistema el6ctrico e 
incluirfa aspectos t&.nicos de disefio, mantenimiento, operaci6n y gerencia. 

d) 	 El manejo de la demanda. El objetivo es permitir que se posponga la 
construcci6n de nuevas plantas generadoras. Este manejo de la demanda 
requiere informaci6n sobre el consumo y el costo del servicio para cada 
tipo de consumidor. El modelo LMSTM suministra las herramientas 
necesarias para dicha planificaci6n. AdemAs se necesita ]a asesorfa t&cnica 
y el apoyo financiero para las entidades planificadoras. 

e) 	 El levantamiento de mapas de Ael reas con potencial hidroel6ctrico. La 
ubicaci6n de proyectos hidroel6ctricos con mayor eficiencia de costo es de 
suma importancia para asegurar el Plan de Expansi6n a costo mfnimo para 
la naci6n. Este estudio tambi6n proveerfa una evaihaci6n de Areas 
institucionales y t~cnicas que necesitan ser tenidas en cuenta por la 
entidades ptiblicas o privadas interesadas en el desarrollo de tales 
proyectos. 

7.2.4 Recomendaciones Generales para el Sector 
Privado 

Para sector privado se recomiendan asesorfas t6cnica y financiera. 

A. Asesorfa Tecnica 

La asesorfa t6cnica al sector privado permitirfa ]a participaci6n mdxima de 
entidades con potencial para ]a cogeneraci6n. Este programa incluirfa informaci6n 
t6cnica sobre ]a operaci6n de sistemas el~ctricos, maquinaria para la cogeneraci6n, 
formas de instalar equipos de cogeneraci6n en sus sistemas de producci6n, asesorfa en 
la evaluaci6n de proyectos. 

B. Asesorfa Financiera 

La informaci6n acerca de entidades nacionales y multinacionales que proveen 
financiamiento para proyectos de cogeneraci6n contribuirfa a promover una 
participaci6n mAs completa del sector privado en esta nueva industria. Parte de la 
asesorfa podria ser informar a las entidades financieras locales acerca de la naturaleza 
de la industria de cogeneraci6n para que 6stas puedan tomar decisiones mejor 
informadas acerca de )as solicitudes de cr&Iito que se les planteen con ese fin. 

ITodos los datos demogrificos son proyecciones realizadas por el Instituto Nacional de Estadfstica de 
Guatemala (INE). No hay datos censales directos recientes. 
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2 Inforniaci6n proporcionada por el INDE.
 
3informaci6n proporcionada por )a Unidad de Planificaci6n del Sector Elctrico (UPSE) del Instituto
 
Nacional de Electrificaci6n (INDE) de Guatemala.
 
4 Ministerio de Energfa y Minas de Guatemala. Publicaciones.
 
5BID & MEM. "Private Power Generation in Guatemala: Opportunities and Issues" ("La Generaci6n
 
Privada de Electricidad, sus oportunidades y productos'). Informe preparado por Jack J. Fritz, 1990.
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1. INTRODUCTION 
This is the final report of the study for the establishment of a method for 

calculating marginal costs of electrical generation and guidelines for contract 
preparation for cogeneration in Guatemala. The study was carried out by a group of 
consultants contracted by Winrock International under its Biomass Energy Systems and 
Technology (BEST) project and by T. Head, Inc., as part of the Private Sector Energy 
Development (PSED) program. The study was funded by and coordinated with the U. 
S. Agency for International Development Mission in Guatemala and the Office of 
Energy, Bureau for Science and Technology, U.S. Agency for International
 
Development, Washington, D. C.
 

2. GENERAL ASPECTS 

2.1 The Electric Energy Situation in Developing 
Countries 

Electricity represents an important factor in economic growth in developing 
countries. The majority of countries are experiencing rapidly increasing demand for 
electricity while at the same time state electric utilities face growing difficulties in 
financing new generating capacity. 

The participation of the private sector in the generation of electricity offers a 
new option for financing electrification without negative effects on the socio-economic 
systems of developing countries. 

2.2 The Country 
Guatemala is a predominantly mountainous country with a climate which is 

variable but never extreme. The dry season, popularly called "summer" in Guatemala, 
occurs from November to April, and the rainy season, called "winter," extends from 
May to October. 

The population of Guatemala was expected to exceed 9 million inhabitants in 
1990. The population growth rate is 3.2%. Mean annual income per capita was $930 in 
1986, and life expectancy was 64 years in 1990.' 

2.3 Electrical Energy in Guatemala 
The national grid, Sistema Nacional Interconectado (SNI), of Guatemala 

includes three institutions: National Institute of Electrification (INDE), Electrical 
Power Company of Guatemala (EEGSA) and municipal power companies. The public 
energy sector is under the jurisdiction of the Ministry of Energy and Mines (MEM). 

Although all energy policies and the implementation of the National Energy 
Plan are the responsibility of MEM, the National Institute of Electrification is the entity 
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responsible for planning the oper?%ons of the national power grid and establishing 
policies for the electricity subsector. 

The electrical generation system of Guatemala is predominantly hydroelectric. 
The plants provide 488 megawatts (mW) of the total installed capacity of 788 mW, and 
300 mW of the 488 are from the Chixoy hydroelectric project, which began operation 
in 1986.2 Because of the relatively limited water supply during the dry season, from 
November to April, hydroelectric generation must be supplemented by thermal 
generation. This a major factor in INDE's planning. 

INDE has prepared an analysis for the medium and long range operation of the 
national grid, calculating that between 1991 and 1996 the system should increase 
installed capacity by 191 mW and 1033 gigawatthours (gWh) per year. For the longer 
term, between 1997 and 2000, the system will require the addition of 229 mW and 967 
gWh per year to satisfy predicted demand with safe levels of generation and acceptable

3 reserves. 
In view of these circumstances, INDE is interested in other options for its 

supply of energy and capacity. These options require a major participation by the 
private sector in generating electricity. 

2.4 Cogeneration 
The participation of the private sector in the cogeneration of electrical energy 

has solid political, economic and legal foundations in Guatemala. Among them is the 
Law of Production of New and Renewable Sources of Energy (Decree Law 20-86, 8 
January 1986). 

The formulation and implementation of the Guatemalan National Energy Plan 
began in early 1986. The Plan is the framework for the development of the production, 
transformation, use and conservation of the country's energy. The provisions of the 
plan include--for the electrical subsector-- the promotion of electrical cogeneration by 
the private sector in sugar refineries and in other produtive processes. The Alternate 
Sources sub-sector included the integral study of the byproducts of sugar cane and other 
animal and vegetable residues.4 

Beginning in 1986, INDE carried out studies to determine the cogeneration 
potential of the country and identified a great potential for sugarcane bagasse (a 
byproduct of the large sugar industry in Guatemala). As is noted in studies carried out 
by consultants from the InterAmerican Development Bank (IDB), 5 the sectors with the 
largest potential for cogeneration include sugar mills and other segments of the sugar 
industry. 

During 1989 a series of activities were carried out cooperatively by MEM, 
INDE, and USAID. The participants agreed upon the need for determining marginal 
costs and developing conditions for contracting for private cogeneration. 

This formalized the cooperation of USAID and determined the terms of 
reference of the study reported here. 
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3. STUDY OBJECTIVES 
The objectives of the study were: 

1. 	 Develop a study plan for determining the costs of transferring electricity 
from the cogeneration entities to the electric utilities. 

2. 	 Develop a methodology to establish electrical energy prices adequate to 
maximize net economic benefits of electrical consumption to society. 

3. 	 Recommend general provisions for power purchase contracts between 
private generators and electric utilities. 

To achieve these objectives, three essential tasks were identified: 

a. 	 The application of a methodology to determine marginal costs of 
cogeneration 

b. 	 Training in the application of the methodology. 

c. 	 Recommendation of basic provisions for power purchase contracts between 
the electric utilities and private cogenerators in Guatemala 

4. METHODOLOGY 

The methodology puts emphasis on the operational and practicalI utility of the 
study results for application in cogeneration contracts. The methodology for 
determining short term marginal costs (CMCP) is based on the Expansion Plan for the 
SNI. In cooperation with INDE and EEGSA, the consultants reviewed the data used for 
SNI's minimum cost expansion plan and determined the data necessary to calculate 
short term marginal costs. 

In addition, in accordance with the terms of reference, a computerized 
simulation model was selected to process the data and produce the required results. The 
model had to be compatible with available equipment and with the planning models 
currently used by INDE and EEGSA, which were also appropriate for SNI conditions. 
Since establishing transfer costs depends on the ability of local personnel to make 
periodic adjustments to marginal costs and to calculate the actual costs of energy and 
capacity, a training program was included for local personnel. 

Finally, recommendations were made for language, general terms, and 
performance clauses to be included in the contracts. The adequacy of the contract terms 
for the specific conditions in Guatemala was determined by discussing the provisions
with those actually involved (INDE, EEGSA, and members of the private sector). 

The successful development of the cogeneration industry in Guatemala depends 
in large part on the establishment of a planning process which can be relied upon by all 
entities involved, public as well as private. The establishment of an institutional 
structure and process requires a participatory methodology in which all those concerned 
are involved in all aspects and the consequent decision making for the project 
throughout the study. This was ensured by the Executive Committee for Cogeneration. 
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5. MARGINAL COSTS 
In this study, the marginal costs calculated were based on the expansion plan 

adopted by INDE. The Wien Automatic System Planning Package (WASP) model was 
used to determine the expansion plan and the Load Management Strategy Testing 
Model (LMSTM) was used for calculating marginal costs. The values of energy and 
capacity corresponding to three hydrologies (high, medium, and low) were considered 
both for run-of-the-stream water levels and for reservoir-controlled levels. The data 
entered was consistent for both programs. 

Based on the results obtained, the recommendation was to establish rates related 
to time of day (during peak-demand or off-peak) and season (dry or rainy). Also 
included were marginal costs of power distribution according to the same time and 
seasonal variations. 

Since the electrical power system of Guatemala is predominantly hydroelectric 
(Chixoy alone provides 65% of the total electricity used in the country), the Expansion 
Plan incorporated the availability of hydroelectric projects. The calculation of 
availability of hydroelectricity was based on historical and calculated hydrologic 
patterns from actual results and simulations of generation at the Chixoy reservoir, using 
model curves which --on an annual basis-- give reasonable values. 

Seasonality of production, influenced by the marked difference in rainfall 
between the wet season and the dry, affected the marginal costs, as was to be expected, 
with costs higher in the dry season and lower during the rainy season. On the other 
hand, the historic behavior of demand is relatively stable at the seasonal level and 
presents important variations with hour of the day, with a pronounced peak from 19:00 
to 21:00 hours on weekdays. 

The importance of hydroelectric power can be appreciated by its effects on 
marginal costs. Average annual marginal cost is US$20 per megawatthour (mWh) in 
the rainy season and $41/mWh during the dry season. Hydroelectric energy absorbs the 
impact of price increases of fossil fuels on the operational costs of the system. 

In the projections, average annual marginal cost of energy increases from 
$25/mWh to $37/mWh between 1990 and 1993, assuming increased demand and 
reduced reserve capacity in the system. These costs will drop to $31/mWh in 1994 as a 
result of the new capacity installed in the system in that year. This process is consistent 
with the theory and experience of marginal costs. If the programmed new generating 
capacity for 1994 is not provided, marginal costs will continue to rise. 

The marginal costs for the base case were evaluated using the current fuel cost 
set by the government. Those prices are equivalent to a price of $18/barrel of crude oil. 
In view of the abrupt changes in actual crude oil prices, MEM set the prices to be used 
for planning by INDE and other entities. After hydrology, fuel cost is the variable 
which most affects marginal costs. For example, an increase in petroleum cost from 
$18/barrel to $25/barrel would result in an increase from $32/mWh to $52/mWh in 
average marginal costs during the period 1990 - 2000. 

The section dedicated to marginal costs also includes analyses of electricity 
rationing, marginal costs of power potential, and sensitivity analyses. 
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6. CONTRACTS 

6.1 Introduction 

This part of the report explains how power purchase contracts for electricity can 
be structured. The general provisions presented are based on contracts of this type 
which have been developed in the United States since 1978, when Congress enacted the 
Public Utility Regulatory Power Act (PURPA). Based on this law, over the last 12 
years, power purchase contracts have been developed for electrical power and have 
necessitated definition of new risks which have been identified. 

6.2 Balance of Risks 

The model contracts recommended by the consultant group are written to 
balance the risks for both parties. The risks treated are: 

a) Seller risks 

-- Selling risks 

-- Paying risks 

-- Regulatory and policy risks 

b) Buyer risks 

-- Buying risks 

-- Service risks 

-- Pricing risks 

In this balancing of risks, focus has been on the principal risks which both 
parties should evaluate in negotiating a power purchase contract for electrical power, 
especially in negotiating a table of prices. Not all risks can be eliminated or minimized 
by contractual provisions and clauses, but they can be considered acceptable when the 
established price compensates for those risks which one party or the other cannot avoid. 

6.3 Provisions for Power purchase Contracts of 
Electricity 

The general provisions which should be included in the contracts are: 1) 
durations of contract, 2) frequency and form of payment, 3) payment for electricity and 
payment for capacity, 4) proofs of availability of electricity and/or capacity, and 
penalties for shortages, 5) manner of resolving differences, failures in compliance, and 
establishment of penalties. 

7. CONCLUSIONS AND RECOMMENDATIONS 

It is important to note that many of the conclusions and recommendations arose 
during the discussions of the Executive Committee, which included representatives of 
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the public energy sector (MEM, INDE, and EEGSA) and of the private sector (sugar 

industry). 

7.1 Conclusions 

In general, it can be said: 

A. 	 There is agreement in the energy sector in Guatemala in regard to the 
importance of the participation of the private sector in the generation of 
electricity by means of cogeneration. The public ;:ector has begun to count 
on cogeneration among the sources of electricity. The potential for 
cogeneration and use of renewable resources in Guatemala is considerable 
and can provide a significant percentage of total national electricity 
production. 

B. 	 The participatory process --used in this study-- permitted both public and 
private entities to obtain a better and quicker understanding by of the 
process of cogeneration, as well as the respective points of view, 
necessities, and interests. The process has been shown to be an efficient 
way to produce viable cogeneration contracts. 

C. 	 Thanks to the joint participation of INDE and EEGSA in the development 
of methods for calculating marginal costs, both institutions now havc a 
better understanding of planning hydro-thermal electric systems, and of the 
impact hydro-generation has on the costs of electricity in Guatemala. 

D. 	 The inclusion of cogeneration within the electricity sector necessarily 
produces certain changes affecting structural and functional adjustments in 
the electricity sector. Acknowledgement of this fact permitted the 
Executive Committee to consider initial institutional adjustments which will 
facilitate the development of national cogeneration, with consequent 
economic and social benefits. 

E. 	 Discussions were begun on the necessity for strategic and institutional 
changes in order to assign regulatory responsibilities for electricity 
companies to government agencies which are separate from the State. This 
will give electric utilities both a clear goal and an entrepreneurial vision 
which will motivate them to provide more efficient services to the 
consumer. 

7.2 Recommendations 

7.2.1 	 Establishment of Marginal Costs 

Jn the institutional areas, a periodic process of evaluation of marginal costs for 
electricity and capacity for the national grid was recommended. This periodic re
evaluation should coincide with the planning cycle used for SNI. The new marginal 
costs data will then be supplied to the private sector to be used in evaluating 
cogeneration projects. 
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In the technical area, it was recommended that the information on marginal 
costs obtained in the present study be used to refine the results produced by the WASP 
model to develop a new expansion plan with minimum cost. This process has been 
initiated by personnel of the INDE planning sector. 

7.2.2 	 General Orientation of Contracts 
It is recommended that initial contracts be simple, having the form and value of 

a Memorandum of Understanding, but including the important arrangements for 
balancing risks. It is also recommended that the Memorandum of Understanding format 
be used as a reference or a basic standardized contract for all independent energy 
project transactions. 

In this 	sense, the aspects which should be treated in contracts are: 

Sales prices, which should be set using marginal costs as a reference, 
calculated according to the methodology developed in this study and 
considering the variables which affect those costs. 

Length of contract, which should be, initially, a minimum of 10 years, 
with extensions permitted for terms of 2 to 5 years. 

Responsibility of both parties for the interconnection, the meters, the 
voltage, the communication, the transmission of electricity, and any other 
related aspect. 

Procedure for resolving disputes i.e., arbitration. Establishing an ad hoc 
committee is recommended for resolving problems, disputes, and 
controversies in interpreting the contract. 

Payments for capacity should occur when compliance is assured and/or the 
parties have the ability to accept fines or penalties for shortages or non
compliance. 

7.2.3 	 General Recommendations for the Public Sector 

In general terms, it is noted that a new adjustment program to promote the 
participation of the private sector in electricity generation should follow a rational and 
organized process. This process would start with a new energy policy, continue with 
changes to the institutional structure, and finally establish the needed technical 
capabilities within the private sector. 

Among the recommendations for national policies are suggestions regarding the 
procedures for applying for subsidies so that their objectives are met, while at the same 
time promoting efficiency in serving consumers of electricity. Strengthening the 
ecological criteria of national policies and seeking integration of Central America 
power grid are also recommended. 

Modification of institutional structures is recommended to respond tro new 
technological, economic, and social conditions. Specifically, re-structuring should 
facilitate participation of the private sector in electricity generation, separate the 
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functions of generation and regulation in the electricity sector, and in general evaluate 
the institutional structure for a more efficient model. 

In regard to technical assistance, it is recommended that the public sector be 
provided with technical training for: 

a) 	 Studying Transmission and Distribution Costs. To complement the present 
study and provide electric companies with analytical tools for optimizing 
the expansion of the electricity system. 

b) 	 Optimizing the hydro-thermal system in Guatemala. Since hydroelectric 
energy is the largest component of the SNI and is the largest energy 
resource of Guatemala, the optimum use of this resource may have an 
important effect on operations of the whole system. 

c) 	 Improving the Efficiency of Production and Transmission of Electricity. 
This program will identify areas for the improvement of operating 
efficiencies of generator plants and the entire system, including technical 
aspects of design, maintenance, operation, and management. 

d) 	 Managing Demand. The objective is to permit postponing the construction 
of new generator plants. This demand management requires information on 
the consumption and cost of service for each type of consumer. The 
LMSTM model provides the tools necessary for such planning. In addition, 
technical assistance and financial support is needed for the planning 
entities. 

e) 	 Mapping Areas with Hydroelectric Potential. Locating hydroelectric 
projects for maximum cost efficiency is very important to assure minimum 
cost of the planned expansion. This study also provides an evaluation of 
institutional and technical areas which need to be considered by public or 
private entities interested in the development of such projects. 

7.2.4 General Recommendations for the Private Sector 

For the private sector, technical and financial advice are recommended. 

A. TechnicalAdvice 

Technical advice to the private sector will permit the maximum participation of 
entities with potential for cogeneration. This program includes technical 
information on the operation of electrical systems, machinery for cogeneration, 
forms of installing cogeneration equipment in the production systems, and 
advice in evaluating projects. 

B. FinancialAdvice 

Information about national and multinational entities providing financing for 
cogeneration projects contributes to promoting more complete participation of 
the private sector in this new industry. Part of the advice will be informing the 
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local financial entities about the nature of the cogeneration industry so that they 
can make better informed decisions about credit applications for such activities. 

All demographic data are projections of the Guatemala National Statistics Institute (INE). There are no 
recent direct census data.2Information provided by the National Electrification Institute (INDE).
 
3Information supplied by the Planning Unit of the Electrical Sector (UPSE) of INDE.

4Publications of the Ministry of Energy and Mines of Guatemala.
 
5IDB and MEM. "Private power generation in Guatemala: Opportunities and issues.* Report prepared
 
by Jack J. Fritz, 1990.
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1. INTRODUCCION 

El presente informe describe las principales variables econ6micas, t6cnicas y 
polfticas que estAn incidiendo en el proceso de participaci6n del sector privado en la 
industria de generaci6n elctrica a travds de la cogeneraci6n. Como marco referencial. 
se resumen algunos datos acerca de la estructura ffsica, polftica y socio-econ6mica de 
Guatemala y se incluye una descripci6n del SNI de la electricidad en Guatemala. 

1.1 	 Participaci6n del Sector Privado en la Generaci6n 
de Energfa El&6trica 

El sector privado tiene una larga historia de participaci6n en la generaci6n de 
energfa eldctrica 	tanto en los pases desarrollados como en los parses en vfa de 
desarrollo. En los 	Estados Unidos, han funcionado desde el inicio de esta industria, 
compaias privadas que venden servicios el6ctricos al consumidor. Los servicios de 
energfa el6ctrica 	en los paises en vfa de desarrollo fueron inicialmente prestados por 
compafifas privadas pero, en su mayorfa fueron convertidas a empresas estatales. 

La participaci6n del sector privado como cogenerador se inici6 en los Estados 
Unidos en el ahio 	1978 cuando el Gobiemo Federal emiti6 la Ley para Regulaci6n de 
las Empresas El6ctricas, Public Utility Regulatory Policy Act (PURPA). Esta ley 
requiere a las empresas el6ctricas comprar energfa producida por empresas privadas en 
proyectos que llenen los requisitos estipulados por esta misma ley. Desde cuando esta 
ley fue puesta en 	vigor, han surgido miles de compahifas privadas que usan el calor 
residual de los procesos de producci6n para generar electricidad. Los cogeneradores 
producen ahora un gran porcentaje de ]a energfa el6ctrica que sirven las empresas 
eldctricas. 

Entre los factores que influyeron en el desarrollo de la cogeneraci6n hay 
aspectos econ6micos y t6cnicos. El gobiemo de los Estados Unidos puso en vigor la 
mencionada ley PURPA con el fin de reducir ]a dependencia del sistema energ6tico del 
pas del petr6leo extranjero y para promover el desarrollo de los recursos renovables. 
La ley PURPA dio como resultado una gran oferta de electricidad por parte de 
cogeneradores. Las empresas el6ctricas por su parte, vieron en ]a participaci6n del 
sector privado un 	medio para reducir sus riesgos de sobrecosto en la construcci6n de 
nuevas plantas generadoras. Hoy, las empresas el~ctricas dependen de la cogeneraci6n 
como fuente alternativa de energfa y ellas mismas ofrecen cogeneraci6n a otras 
empresas. 

En vista de los obvios beneficios que la cogeneraci6n trajo en los Estados 
Unidos, otros pases han optado por incluirla en sus sistemas de generaci6n. En un 
informe que present6 al Congreso de los Estados Unidos en marzo de 1988, Ia Agencia 
para el Desarrollo Internacional (USAID)' destac6 el papel que el sector privado podria 
jugar contribuyendo a resolver el problema de ]a escasez de energfa el6ctrica en los 
parses en via de desarrollo. 
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1.2 La Situaci6n Energ6tica en los Parses en Via de 
Desarrollo 

Mundialmente se reconoce que la energfa el6ctrica juega un papel muy 
importante en el crecimiento sostenido de los paises en via de desarrollo. La mayorfa 
de estos paises necesitan instalar mds capacidad de generaci6n el&ctrica para propiciar 
un desarrollo econ6mico mayor que el que pueden producir bajo las condiciones 
existentes. 

La falta de energia tiene efectos paralizantes y regresivos sobre el desarrollo de 
los pueblos. Muchos parses en vfa de desarrollo, ademds de la falta de electricidad, 
carecen de recursos financieros para expander la capacidad generadora que tienen. El 
problema energrtico en estos parses tiene sfntomas y condiciones comunes: alto 
porcentaje de crecimiento de la demanda, dificultad de las empresas estatales para 
financiar nueva generaci6n, problemas con el abastecimiento de combustibles, 
organizaciones institucionales con dificultad para desarrollar eficiencia suficiente f a'a 
Ilenar las crecientes necesidades del sistema el6ctrico, e impacto negativo sobre el 
medio ambiente. 

1.2.1 	Crecimiento de ia Demanda 
Para su crecimiento econ6mico los parses en vfa de desarrollo requieren un 

incremento de sus recursos energrticos mayor que el que requieren los parses 
desarrollados. Las proyecciones de la demanda de electricidad en los parses en via de 
desarrollo indican que esta aumenta en un promedio de 7% anual, lo cual representa ]a 
necesidad de aumentar la generaci6n de energfa elrctrica en aproximadamente 
1,500,000 mW mds entre los afios 1988 y 2008.2 

A medida que un pafs en vfa de desarrollo se moderniza, los usos productivos 
de ]a electricidad de los sectores agricola e industrial introducen una nueva y mayor 
demanda en el mercado. En los parses desarrollados, en cambio, ]a nueva demanda de 
electricidad proviene del crecimiento del sector de servicios el cual es menos intensivo 
en el uso de electricidad que los otros sectores (agrfcola e industrial) mencionados. El 
uso de la electricidad en los sectores comercial y residencial en parses en vfa de 
desarrollo tambi6n aumenta mAs rApidamente que en los paises desarrollados. 

1.2.2 Las Dificultades Financieras del Sector Elctrico 
Para supli: el crecimiento de la demanda en los parses en vfa de desarrollo, la 

cual serna de I mill6n de mW para el ahio 2008, las empresas elctricas tendrian que 
invertir unos US$120 mil por ahio. El significado de esta cifra puede comprenderse si 
se compara con los US$ 60 mil que invierten anualmente en ]a actualidad. 

Las empresas el&ctricas estatales tienen ademis dificultades crediticias. En la 
medida en que usaron cr6ditos internacionales para construir las plantas de generaci6n 
mAs recientes, ]a deuda externa de sus paises aument6 hasta el punto de afectar su 
capacidad de obtener nuevos cr6ditos. Tambidn, a medida que las polfticas nacionales 
de subsidios establecen tarifas que no cubren los costos reales de proveer la electricidad 
a los consumidores, ]a tasa de recuperaci6n de estas empresas elrctricas se reduce y 
elimina su capacidad de obtener financiamiento privado. 
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Por otro lado, las entidades financieras multinacionales, que solfan proveer 
financiamiento para las empresas eldtricas, estAn ahora confrontando el problema del 
alto monto de la deuda externa de los paises en via de desarrollo y no estn interesadas 
en suministrar nuevo financiamiento sobre garantfas nacionales. Las condiciones para 
prdstamos tienden a requerir cambios politicos y econ6micos drdsticos de parte de los 
parses que los solicitan, lo cual los hace poco atractivos. 

Como resultado de estas y otras circunstancias internas y externas, las empresas 
eldctricas estatales en paises en via de desarrollo estn afrontando grandes dificultades 
para financiar nuevos proyectos de generaci6n. 

1.2.3 Las Condiciones Institucionales y ia Necesidad de 
Mejorar la Eficiencia 

Las empresas encargadas de producir, transmitir y distribuir energfa elctrica a 
los consumidores, en muchos de los paises en via de desarrollo son monopolios 
estatales cuya funci6n no estA claramente establecida y por lo tanto carecen de los 
incentivos normales de otro tipo de empresas para producir eficientemente. Esto se 
manifiesta en el hecho de que este tipo de empresas contintien usando m6todos 
tradicionales para el planeamiento y operaci6n del sistema el6ctrico. 

Generalmente, las plantas de generaci6n en los parses en via de desarrollo se 
caracterizan por tener un nivel de eficiencia mAs bajo que el de paises desarrollados 
(13,000 BTUs por kWh vs. 9,000 a BTUs). La falta de mantenimiento apropiado 
provoca ademds que las plantas se encuentren disponibles para la generaci6n menos 
tiempo que sus equivalentes en parses desarrollados. Todo esto se suma para agudizar el 
problema de ]a falta de capacidad de generaci6n en los paises en via de desarrollo. 

1.2.4 	 Limitaciones de Combustibles 

La mayorna de los paises en via de desarrollo tienen una producci6n limitada de 
petr6leo y se ven obligados a importar combustibles para las plantas de generaci6n 
el6ctrica. La importaci6n de petr6leo afecta el mercado de divisas y ]a deuda externa de 
estos paises. Incluso si el pafs tiene suficiente petr6leo para cubrir el consumo interno, 
el uso de combustibles en la generaci6n el6ctrica reduce el potencial de exportaci6n de 
petr6leo y con ello el ingreso de las divisas necesarias para ]a importaci6n de otros 
productos. 

Dadas las limitaciones de combustibles, los parses en via de desarrollo estAn 
tratando de reducir su consumo de combustibles y de usar recursos nativos. Esto 
tambi6n requiere inversiones en nuevas tecnologfas. 

1.3 Efectos de la Falta de Energfa EI6ctrica en los 
Palses en Via de Desarrollo 

La calidad de un servicio eldctrico depende de ]a uniformidad, continuidad y 
confiabilidad con que pueda prestarse bajo todas las diversas condiciones de demanda 
que se le presenten. Para esto se requiere tener una capacidad de generaci6n ma. or que 
]a demanda para poder cumplir con el servicio en casos criticos. Este requisito aumenta 
los costos de operaci6n para el sistema. Aunque cada pafs tiene diferentes criterios de 
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planeamiento, existe un acuerdo generalizado en el sentido de que el servicio el6ctrico 
debe ser fundamentalmente de alta calidad y confiabilidad. 

El nivel de confiabilidad en el servicio el]ctrico en parses desarrollados es muy 
alto, de un nivel del 99.98 %, y las interrupciones del servicio son muy raras y de 
corta duraci6n. Por lo general, la confiabilidad del servicio en los parses en vfa de 
desarrollo es mAs baja y las interrupciones son de mayor duraci6n. 

Los servicios el6ctricos de baja confiabilidad dan como resultado mayores costos 
a corto y largo plazo para la economfa de los parses en vfa de desarrollo. Estos costos 
incluyen ajustes hechos por los consumidores para cubrir las pordidas producidas por 
malos servicios. Los ajustes a corto plazo incluyen a su vez, cambios en la forma de 
trabajo para adaptarse a las p-rdidas de servicio. Los ajustes a largo plazo por su parte, 
incluyen inversiones para autogeneraci6n o para suplementar el servicio suministrado 
por las empresas. 

La p~rdida de energfa tambidn puede causar p6rdida de productos en el proceso 
de producci6n y destrucci6n de equipo. Estos costos pueden Ilegar a ser muy elevados 
para las empresas en particular y para la economia en general. 

Los problemas cr6nicos de servicio requieren ajustes mAs duraderos, incluyendo 
inversiones como la instalaci6n de equipo de emergencia o Ia autogeneraci6n. Otra 
forma de ajuste para muchos inversionistas puede ser ]a decisi6n de invertir en otros 
paises en donde el servicio el6ctrico sea mAs confiable o posponer nuevas inversiones 
en el pais cuyos servicios elctricos sean poco confiables. 

El costo de las prdidas por deficiencias en los servicios el]ctricos se calcula 
entre US$0.50/kWH y US$5.00/kWH. 3 Este costo no incluye componentes como el 
valor de servicio no provisto, ]a fuga de divisas al tener que importar mds cantidades de 
combustible y las pHrdidas al sector privado y ptiblico. Se calcula tambi6n que el costo 
econ6mico de no tener un servicio eldctrico confiable representa del 1.5 %al 2.0% del 
Producto Nacional Bruto (PNB) de un pais. 

1.4 Efectos de la Inversi6n en Generaci6n 
La construcci6n de nuevas plantas de generaci6n requiere un uso intensivo de 

capital. Esto hace que un pals en via de desarrollo tenga que divertir una gran parte de 
sus escasos fondos fuera de programas sociales o de infraestructura, para poder proveer 
el nivel necesario de servicio el6ctrico. Tal concentraci6n de recursos econ6micos 
podrna dar como resultado serios problemas para el pais. 

Aproximadamente 45% de los US$120 mil en inversi6n anuales en nueva 
generaci6n necesitad6s en los paises en vfa de desarrollo tendrian que ser en moneda 
extranjera con los consiguientes efectos en ]a balanza de pagos local. Tales necesidades 
de financiamiento crearfan una gran presi6n sobre la economfa y dados los niveles de 
subsidios existentes, no podrian ser sostenidas. 

Las opciones que siguen ]a forma tradicional de financiamiento son siempre 
costosas, o no se logra el crecimiento necesario del sistema elctrico, o se sacrifica el 
desarrollo de otros sectores de ]a economfa. La participaci6n del sector privado, provee 
una alternativa nueva para el financiamiento del sistema el6ctrico de una manera que no 
afecta negativamente a la xonomfa. 
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2. LA ENERGIA ELECTRICA EN GUATEMALA 

2.1 Informaci6n General sobre el Pafs 

Guatemala es la mis septentrional de las reptiblicas de America Central y la 
tercera en tamahio con una superficie de 108,889 km cuadrados. Su nombre oficial es 
Reptiblica de Guatemala y su capital es la Ciudad de Guatemala. El territorio que ocupa 
estA limitado al oeste y al norte por Mdxico, al Este por el territorio de Belice, el Mar 
de las Antillas y las repiiblicas de Honduras y El Salvador. Al sur lo limita el OceAno 
Pacffico. 

El parses predominantemente montahioso, pero en el norte se encuentra una zona 
baja y selvitica que forma el departamento de Pet6n. Por su relieve montahioso y 
ubicaci6n, a pesar de encontrarse a un promedio de 14 grados sobre el ecuador 
terrestre, Guatemala tiene un clima muy variado pero jamis extremo. La temperatura 
puede ser muy diferente de un lugar a otro que se encuentre a poca distancia y ademis 
segdn ]a 6poca del ahio. 

Las estaciones del ahio se marcan segin la precipitacion pluvial. De mayo a 
octubre se producen las Iluvias, ]a estaci6n Iluviosa coincide con el verano y otofio del 
hemisferio norte, y en Guatemala se llama "invierno". De noviembre a abril se produce 
la estaci6n seca, entre el invierno y la primavera del hemisferio, pero que en Guatemala 
se denomina popularmente "verano". Esta aclaraci6n es necesaria, porque estas 
denominaciones a] ser traducidas textualmente pueden dar origen a confusi6n. Por su 
clima moderado y floraci6n continua, Guatemala recibe el sobrenombre de "Pals de la 
Eterna Primavera". Al norte se extiende una selva tropical htmeda, en la zona en que 
tuvo su asiento el Imperio Maya. Por las costas de ambos ocednos se extienden tierras 
bajas y cdlidas. 

La poblacin total de Guatemala se calcula en aproximadamente 9 millones de 
habitantes con una tasa de crecimiento del 3.2% anual. 4 

2.2 Desarrollo de la Industria de Energfa EIctrica en 
Guatemala. 

La electrificaci6n de ]a zona central de Guatemala se inici6 en 1896 con la 
instalaci6n de una planta hidroel6ctrica de 1632 kW, en el municipio de Palfn en el 
departamento de Escuintla al sur de ]a capital. Esa primera planta fue propiedad de 
empresarios alemanes y luego, durante ]a primera guerra mundial, pas6 a manos de una 
empresa estadounidense, ]a American Foreign Power Company. 

Durante mAs de cincuenta ahios ]a distribuci6n de energfa el6ctrica en esa zona 
central del pals, estuvo sujeta a una concesi6n otorgada a la Empresa El6ctrica de 
Guatemala (EEGSA) como subsidiaria de una compafifa extranjera. La concesi6n para 
la zona del centro cubria los departamentos de Guatemala, Escuintla y SacateP~luez 
que representan en conjunto ]a zona de mayor desarrollo. La EEGSA instalaba todas las 
unidades de generaci6n en el sistema, la mayorfa de las cuales fueron t6rmicas. 

En el ahio de 1959, se cre6 el Instituto Nacional de Electrificaci6n (INDE), 
como entidad estatal descentralizada responsable del desarrollo nacional del sector de 
energia el6ctrica. En el afio 1965, el INDE instal6 su primera unidad t6rmica de 
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generaci6n de 12,500 kW; y adquiri6 en 1967 las plantas de la EEGSA situadas sobre 
el rio Michatoya (12,132 kW). Posteriormente, en el ahio de 1968, instal6 una nueva 
unidad trmica de 12,250 kW. La primera planta hidroel~ctrica construfda por el 
INDE, fue la del rio Los Esclavos en 1966, con una capacidad instalada de 13,000 kW; 
la segunda fue la de Jurin Marinald con 60,000 kW de capacidad instalada. 

2.3 Resumen de la Situaci6n Actual 

El SNI en Guatemala incluye tres grupos principales: el INDE, la EEGSA y las 
Empresas El6ctricas Municipales (EEM). 

El INDE tiene una capacidad instalada de aproximadamente 645 mW. Es la 
entidad encargada de la planificaci6n del SNI y de establecer las polfticas para el 
subsector el6ctrico de acuerdo con el Ministerio de Energfa y Minas. 

La EEGSA es una empresa privada con personalidad juridica como tal, pero el 
94% de sus acciones son propiedad del INDE. La EEGSA es primordialmente una 
entidad distribuidora que compra energia en bloque del INDE y ]a distribuye en la 
Ciudad de Guatemala y otras Areas urbanas en la zorna central de! pais. 

En ]a actualidad hay cerca de once empresas municipales de energfa el6ctrica 
con una capacidad generadora total de aproximadamente 8 mW y que compran energfa 
del INDE para distribuirla en Areas de baja densidad de poblaci6n. 

El sistema generador nacional se caracteriza por ser predominantemente 
hidroelctrico. Las plantas hidroel6ctricas proveen ahora 488 mW de ]a capacidad total 
instalada de 788 mW. Se requiere apoyo de ]a generaci6n t6rmica durante los meses de 
la estaci6n seca de diciembre a mayo. Esto viene ocurriendo desde el ahio de 1986 
cuando se puso en operaci6n el proyecto hidroel6ctrico de Chixoy con una capacidad 
instalda de 300 mW. La dependencia en energfa hidroel6ctrica hace que el sistema de 
Guatemala se yea afectado por las variaciones en las condiciones hidrol6gicas. Este 
hecho, el INDE lo tiene en cuenta a hacer su planificaci6n. 

2.3.1 Crecimiento de la Demanda y Desarrollo del 
Sistema Generador 

El departamento de planificaci6n del INDE ha realizado los pron6sticos de 
potencia 	y energfa el6ctrica a trav6s de tres m6todos: 

a) El m6todo de proyecci6n global, 

b) El m6todo de proyecci6n semiglobal sectorizado, y 

c) El m6todo de estudio del mercado y proyecci6n regional sectorial. 

La proyecci6n y pron6stico adoptado ]a obtiene de ]a comparaci6n de los 
resultados y criterios utilizados en las tres previsiones. Los resultados de estas 
proyecciones sirven de referencia para el estudio del mercado el&ctrico y la previsi6n de 
]a demanda a nivel departamental y sectorial. 

En agosto de 1989 el INDE revis6 la proyecci6n de ]a demanda para el SNI 
para el perfodo 1990-2005, en base a los datos hist6ricos del Pr6ducto Interno Bruto 
(PIB) hasta 1988 y a los datos hist6ricos de potencia y energia hasta junio de 1989. 
Dicha proyecci6n estA dada en el Cuadro II - 1. 
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Cuadro l -1 
DEMANDA DE POTENCIA Y ENERGIA DEL SN 1 

Potencia Energfa 
Mixima Anual T.C. Total Anual T.C.2 

Afio (mWh) (M) (gWh) M 
1990 467.6 7.7 2383.7 7.4 
1991 496.7 6.2 2541.1 6.6 
1992 530.1 6.7 2716.4 6.9 
1993 565.3 6.6 2906.6 7.0 
1994 603.9 6.8 3115.8 7.2 
1995 642.7 6.4 3321.5 6.6 
1996 682.8 6.2 3540.7 6.6 
1997 727.4 6.5 3785.0 6.9 
1998 773.5 6.3 4038.7 6.7 
1999 821.1 6.1 4301.2 6.5 
2000 869.5 5.9 4570.0 6.3 
2001 921.1 5.9 4867.0 6.3 
2002 976.0 5.9 5183.0 6.3 
2003 1035.0 5.9 5520.0 6.3 
2004 1097.0 5.9 5879.0 6.3 
2005 1164.0 5.9 6261.0 6.3 
Notas: Datos proporcionados por el INDE. 
1 SNI - Sistema Nacional Interconectado de Guatemala. 
2 TC = Tasa de crecimiento anual. 

Para poder satisfacer la creciente demanda de potencia y energfa elctrica se ha 
desarrollado ]a secuencia optimizada (mfnimo costo), del programa de expansi6n de las 
nuevas centrales que deben entrar en servicio durante el perfodo 1990-2005 presentado 
en el cuadro 11-2. 

Cuadro Il - 2 
PROGRAMA DE ADICION DE CENTRALES GENERADORAS 
EXPANSION DEL SISTEMA GENERADOR 

Potencia Energfa Afio Entrada 
Proyecto (mW) (gWh) En Operaci6n 
Geo Zunil 1 15 110 1994 
Rio Bobos 8 46 1994 
Vapor 111 100 700 1994 
Santa Maria 11 68 177 1996 
El Palmar 54 180 1998 
Jocotin 40 148 2000 
Serchil 80 209 2000 
Geotdrmica II 55 430 1999 
Chulac 334 1222 2003 

TOTAL 754 3222 
Notas: Datos proporcionados por el INDE. 

Este programa de adici6n de centrales, tiene como premisa fundamental el 
aprovechamiento m.ximo de los recursos naturales renovables, y es el resultado de un 
an,5isis del sistema generador con base en simulaciones de operaci6n del mismo, que 
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incluye las unidades generadoras existentes y el catIogo de proyectos, utilizando 
modelos de despacho de carga hidro-t6rmica anual y mensual. 

Atin asf, el cuadro de expansi6n tiene atrasos en la operaci6n de nuevas plantas
de generaci6n, entre otras causas, por problemas de financiamiento. Estos retrasos 
tienen 	como consecuencia el incremento de ]a dependencia sobre plantas t6rmicas y la 
construcci6n de plantas con costos mayores de los considerados en el plan de 
expansi6n. 

En el Cuadro II - 3 se muestran las caracterfsticas de los proyectos
hidroeldctricos que forman pare del Plan de Expansi6n. 

2.4 Proyecciones Futuras 

2.4.1 	 Anfilisis de Corto Plazo 
En 1986 se puso en operaci6n Hidro Chixoy, una central que con su aporte

puede cubrir el 70% de la demanda total anual de energfa del pais. En condiciones 
normales de operaci6n el sistema podfa cubrir ]a demanda pronosticada para 1990 y
1991 asf como solventar contingencias en unidades generadoras independientes. Un 
aspecto especial que presenta el sistema y que merece atenci6n es una eventual salida de 
operaci6n de la central hidroeldctrica de Chixoy, a causa del riesgo de colapso del tutnel 
principal. 

El INDE ha determinado que tal salida forzada de Chixoy provocarfa una 
condici6n critica en el sistema el6ctrico que podrfa conducir a medidas drdsticas de 
racionamiento de electricidad. 

Una de las medidas que se recomendaron para aliviar el potencial problema
causado por la falla de Chixoy es adelantar ]a puesta en operaci6n de ]a central t6rmica 
de vapor No.3. Otras medidas para corto plazo incluyen ]a reparaci6n del parque
t6rmico de Escuintla, de la unidad No. 2 de Aguacapa y de otras plantas hidroel6ctricas 
en Jurin Marinali, Los Esclavos, El Salto, El Porvenir y Rfo Hondo, lo que permitirfa
mejorar las condiciones de operaci6n de esas centrales y aumentar la generaci6n de 
energla en las mismas. Todo esto pone fuerte presi6n al sector piblico para encontrar 
financiamiento necesario a muy corto plazo. 

2.4.2 	 Anilisis de Mediano y Largo Plazo. 
Segdn este andlisis, en el perfodo 1991 a 1996 el sistema generador nacional 

incrementarA su capacidad instalada en 191 mW y 1033 gWh. 
A largo plazo, el plan de expansi6n incluird ]a adici6n de 225 mW y 1007 gWh 

en el perfodo 1991 - 2000, con lo que se podrA cubrir ]a demanda pronosticada y 
cumplir con los niveles de seguridad y reserva aceptables. 

Debe observarse que el presente plan de expansi6n incluye atrasos en la 
construcci6n de proyectos sobre lo ya contemplado y que si hubieran mAs atrasos esto 
podrfa requerir cambios totales en el plan existente que es muy sensitivo a retrasos. 

37
 



Cuadro 11 - 3 
PRINCIPALES CARACTERISTICAS DE LOS PROYECTOS HIDROELECTRICOS 
PLAN DE EXPANSION 1990-2005 

Bobos Santa El Palmar Serchil JocotAn 
Marfia II (Saltos I y II) 

Ubicaci6n Izabal Quezaltenango Quezaltenango Quich6 Chiquimula 
Potencia (mW) 9 68 55 80 40 
Energia (gWh) 43 282 236 209 180 
Cuenca Motagua Samal SamalA Chixoy Motagua 
Rio Bobos Samahi Samnalf Serchil Grande 
Caudal Medio 

(M3/seg) 2.4 7.2 11.0 12.5 24.2 
Caudal de di

sefio (M3/seg) 3.5 13.7 19.0 39.6 40.0 
Cafda bruta (m) 308 601 353 280 131 
Volumen ditil de 

Embalse (m3) 22,000 146,000 65,500 98,000,000 5,042,000 
Nivel de los 
estudios Factibilidad Factibilidad Prefactibilidad Prefactibilidad Prefactibilidad 

Nota: Datos proporcionados por la Unidad de Plan Maestro del INDE. 

2.5 Conclusiones 

El sistema de generaci6n en Guatemala depende de la confiabilidad en la 
operaci6n del proyecto Chixoy. A medida que este proyecto experimenta mayores 
fallas, como por ejemplo, una falla en el ttinel principal, todo el sistema eldctrico 
entraria en una condici6n crftica de servicio. 

El plan de expansi6n incluye proyectos nuevos de generaci6n cuyas fechas de 
entrada en operaci6n han sido ya pospuestas, entre otras causas, por falta de 
financiamiento. Se puede observar que muchas de las nuevas plantas entrarAn en 
operaci6n en 1994. Esta coincidencia ejerce una gran presi6n sobre la capacidad de 
financiamiento de las empresas el&tricas estatales en el perfodo de 1990 a 1994. 

Las medidas propuestas para disminuir la dependencia del sistema el&ctrico del 
proyecto Chixoy, incluyen ]a aceleraci6n del plan de construcci6n de nuevas plantas 
sobre un plan ya bastante avanzado de inversi6n. A esto se agrega ]a necesidad de 
paralelamente invertir en la rehabilitaci6n de las plantas existentes que no estAn en 
funcionamiento. Una vez mds, el efecto es el apremio de ]a necesidad de 
financiamiento para las empresas el6ctricas. El INDE indica en su plan el6ctrico que 
hay financiamiento para el estudio de los proyectos incluidos en el plan de expansi6n 
pero, a excepci6n del Proyecto geot6rmico Zunil I, no hay financiamiento para ]a 
construcci6n de estos proyectos. 

El INDE tambi6n hace notar que posponer la construcci6n de las nuevas plantas 
de generaci6n incluidas en el plan de expansi6n, podn'a dar como resultado un cambio 
sustancial del plan de expansi6n con mayor dependencia de plantas termales que son 
mds costosas de lo contemplado. 

Dadas las situaciones que se prev6n es imprescindible realizar estudios sobre 
otras posibilidades alternativas de generaci6n de energfa. 
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2.6 Otras Opciones de Generaci6n 

En base a todas las proyecciones de la oferta y la demanda de energfa en el pafs 
tanto en un futuro inmediato como mediato, el MEM y el INDE estAn considerando 
seriamente en sus andlisis otras opciones para incrementar ]a generaci6n a corto y 
mediano plazo. BAsicamente estas nuevas opciones estAn relacionadas con ]a apertura 
del subsector el6ctrico a la participaci6n privada, para la creaci6n de nuevas fuentes je 
generaci6n paralela. 

Para que esto sea posible es necesario que tanto las empresas el6ctrica.s Como los 
potenciales cogeneradores comprenda, el requisitu indispensable que representan las 
seguridadades para ambas partes, tanto para los que invertirAn en cogeneraci6n 
(vendedores) como para los que depender'An de ella para el suministro al consumidor 
(compradores), asi como incentivos econ6micos que son necesarios para hi iniciativa 
privada, por medio de una estructura de precios de compra y venta de energfa eldctrica 
en base a precios reales de generaci6n y mercado. 

3. POTENCIAL PARA COGENERACION EN 
GUATEMALA 

En 1986 el INDE inici6 los estudios para determinar el potencial de 
cogeneraci6n con que cuenta el pais en el cual se ha identificado un potencial de 
generaci6n de energfa el6ctrica a partir del bagazo de caria, el cual puede ser utilizado 
dentro del sistema el6ctrico nacional con inversiones aceptables. 

El uso de ]a energfa cogenerada por la industria azucarera en Guatemala tiene 
las ventajas de reducir el uso de combustibles derivados del petr6leo y ]a contaminaci6n 
ambiental entre otras, ademds de que promueve nuevas fuentes de trabajo y mejora ]a 
productividad de ]a industria azucarera. La industria de caria de azdicar utiliza por ese 
medio ]a totalidad de los sub-productos ( azticar, melaza, bagazo, alcoholes, cachaza y 
otros) a] usar los excedentes energdticos del propio proceso. 

La industria azucarera es propicia a la cogeneraci6n porque el proceso de 
elaboraci6n del azticar a partir de la cafia de azticar es esencialmente un proceso 
t6rmico-mecinico en donde el bagazo proporciona toda la energfa. Cuanto mis 
eficiente sea el proceso industrial, mayor seri el ahorro de energfa. La energfa ahorrada 
puede usarse en cambio para la generaci6n de energia ei6ctrica. 

De acuerdo a estudios realizados por consultores del Banco Interamericano de 
Desarrollo (BID), los sectores que potencialmente pueden producir mis energia entre 
los que examinaron incluyen los molinos de caria, las mini-hidroel6ctricas y otras 
industrias distintas de ]a industria azucarera. 

Segtdn el estudio del BID, los azucareros pueden aportar entre 15 y 20 mW y 
de 43 a 57 gWh por ahio, con inversiones poco significativas y en un plazo corto. Con 
niveles medios de inversi6n (US$58 millones), tendrfan una capacidad disponible de 78 
mW y 225 gWh/afio en un plazo de 4 ahios. El perfodo de producci6n de energfa 
el&ctrica se estima en 120 dfas durante la dpoca de zafra (diciembre-abril). 5 

Un estudio realizado en Guatemala calcula el potencial te6rico para ]a 
cogeneraci6n en base a bagazo de caria en 136 mW aproximadamente. En el Cuadro II 
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- 4 puede apreciarse dicho potencial te6rico de cogeneraci6n en comparaci6n con 
generaci6n diesel. 6 

El mismo estudio del BID calcula el potencial de cogeneraci6n basado en el 
proceso industrial no azucarero en 20 a 25 mW que provienen de una decena de 
plantas. Esta capacidad podrfa aumentar a 35 mW en un perfodo de tres afios. 

El potencial de generaci6n en base a pequefias hidroel~ctricas no se puede
calcular con exactitud, pero el INDE calcula como posibles unos 400 mW con plantas 
de un tamahio de aproximadamente 5mW. 

Cuadro 11 -4 
POTENCIAL TEORICO DE COGENERACION Y COMPARACION CON 
GENERACION DIESEL 

Valor De La Valor De La 
Generaci6n Generaci6n 

Ingenio 1 

Concepci6n 
Pantale6n 

Energfa Generada 
(gWh) 
52.93 
80.96 

Potencia Generada 
(kW) 

18,380 
28,100 

C/Bagazo
(nufllones Q) 

10.59 
16.19 

C/Diesel 
(nillones Q) 

14.82 
22.70 

Palo Gordo 30.33 10,530 6.07 8.49 
Madre Tierra 37.05 12,860 7.41 10.37 
La Uni6n 
Santa Ana 

39.99 
59.15 

13,880 
20,540 

8.00 
11.83 

11.20 
16.56 

Magdalena 30.12 10,460 6.02 8.43 
El Pilar 37.29 12,500 7.46 10.44 
Tierra Buena 25.98 9,020 5.20 7.27 

TOTAL 393.80 136,270 78.77 110.28 
Nota: Los datos provienen de el estudio sobre el "Potencial de Cogeneraci6n de la Industria Azucarera
 
en Guatemala" hecho por el sefior GuzmAn Flores como pane de su tesis presentada en 1990 a la Escuela
 
de Ingenieria E16ctrica en Guatemala.
 
I Incluye ingenios con molienda mayor de 4,000 toneladas por dfa.
 

4. 	 FUNDAMENTOS DE LA PARTICIPACION DEL 
SECTOR PRIVADO 

4.1 Estrategfas 	Energ~ticas Nacionales 

4.1.1 Plan Nacional de Energfa, Ministerio de Energfa 
y Minas (MEM) 

El Plan Nacional de Energfa de Guatemala comenz6 a formularse y ejecutarse a 
principios de 1986. Este fue el primer esfuerzo que se hizo por integrar todo el sector. 
Al mismo tiempo se inici6 la puesta en vigor de una polftica econ6mica-energdtica de 
precios de ]a energfa. Este plan define el marco general para ]a formulaci6n de las 
acciones necesarias para el desarrollo de la producci6n, transformaci6n, consumo y
conservaci6n de la energfa del pafs. Entre sus objetivos estA ]a btisqueda de la 
independencia energdtica mediante la exploraci6n y explotaci6n de los recursos 
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energdticos naturales a ]a par que incentivos para ]a conservaci6n y el uso racional de la 
energia. 

El sector energfa en Guatemala estA formado por tres sub-sectores: 
hidrocarburos, electricidad y fuentes alternas de energfa. 

El sub- sector el~ctrico estA bdsicamente integrado por el INDE, la EEGSA, las 
Empresas El6ctricas Municipales y los autoproductores o sea entidades que generan 
electricidad para sus propias necesidades. 

Dentro del sub-sector de fuentes alternas de energifa est.n entidades privadas y 
organismos gubernamentales que promueven y patrocinan ]a producci6n, distribuci6n, 
comercializaci6n y consumo de recursos naturales energ6ticos renovables de tipo 
"biomdsico" tales como ]a lefia y el bagazo de caia de azdcar. Tambi6n se incluyen acA 
pequefias centrales hidroel6ctricas, el vapor geotdrmico de baja y mediana temperatura, 
el alcohol carburante y otras. 

Entre las acciones del plan para el sub-sector el6ctrico, se incluye ]a 
incentivaci6n de la cogeneraci6n el6ctrica por parte del sector privado en ingenios 
azucareros y en otros procesos productivos. En el sub-sector de fuentes alternas se 
incluye el estudio integral de los sub-productos de la carla de azticar y de otros residuos 
animales y vegetales. 

El MEM ente gubernamental a cargo de ]a ejecuci6n del Plan, es ademds quien 
debe regular los precios de todo tipo de energfa y realiza esfuerzos tendientes a disefiar 
el sistema nacional de precios de ]a energfa para el mercado interno. 

4.1.2 El Instituto Nacional de Electrificaci6n (INDE) y 
el Plan de Electrificaci6n. 

El INDE es el ejecutor del plan nacional de electrificaci6n que constituye el 
instrumento rector del desarrollo futuro del sub-sector elctrico en Guatemala. 

Este plan pretende establecer el desarrollo integral del sistema el&ctrico del pais 
para los pr6ximos ahios. El plan del INDE se enmarca dentro del Plan Nacional de 
Desarrollo del Gobierno de la Repfiblica de Guatemala (1987-1991) y proporciona los 
lineamientos necesarios para orientar a la instituci6n en ]a identificaci6n de los 
proyectos de energfa el6ctrica y el mejoramiento de ]a calidad del servicio que exige el 
desarrollo econ6mico del pals. 

Los proyectos seleccionados se orientan a ampliar ]a infraestructura del SNI, en 
la cantidad necesaria para satisfacer la demanda de energfa el6ctrica del pals hasta el 
afio 2,005. El INDE tiene las funciones de direcci6n y coordinaci6n del sub-sector 
el6ctrico de acuerdo a su ley orgdnica y por ser propietario de ]a mayor porci6n de 
acciones de la EEGSA. 

De acuerdo con el Plan Nacional de Desarrollo el Plan Nacional de 
Electrificaci6n debe proveer, desde el sub-sector energfa el]ctrica, al cumplimiento de 
las estrategfas relacionadas directamente con aumento de ]a capacidad de servicio del 
sector y mejoramiento de su calidad, aumento de la infraestructura de la transmisi6n y 
distribuci6n de energfa el6ctrica, y fomento de ]a participaci6n del sector privado en la 
ejecuci6n de proyectos de energia. 
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El sub-sector elctrico (formado bdsicamente por el INDE y la EEGSA) cuenta 
entre sus estrategias el desarrollo del sistema de generaci6n por medio de la explotaci6n 
de recursos naturales renovables del pals, con fines de aprovechamientos el6ctricos, en 
proyectos de generaci6n de pequenia, mediana y gran capacidad para aumentar la oferta 
de energfa eldctrica, tendiente a la satisfacci6n del crecimiento previsto de la demanda. 

Teniendo en cuenta la demanda actual y las proyecciones de dicha demanda el 
INDE, dentro de las acciones tendientes al cumplimiento del Plan Nacional de 
Electrificaci6n, estA analizando otras opciones alternativas para incrementar la 
generaci6n a corto y mediano plazo apoyadas por el sub-sector y por el gobierno 
central. 

Estas opciones nuevas se relacionan blsicamente con la apertura del sector 
elctrico a la participaci6n privada, para la creaci6n de nuevas fuentes de generaci6n 
paralela. 

4.1.3 La Empresa EI6ctrica de Guatemala (EEGSA) y 
la Participaci6n del Sector Privado. 

La EEGSA como componente importantfsimo del sub-sector el~ctrico al lado del 
INDE y dentro del Plan Nacional de Energfa y el Plan Nacional de Electrificaci6n ha 
puesto en acto polfticas tendientes a ]a inserci6n del sector privado en la generaci6n de 
energfa. En 1989, impuls6 como mecanismo de desarrollo a mediano y a largo plazo, 
la cogeneraci6n, con resultados satisfactorios. 

De acuerdo con la "Memoria de Labores 1989- 7 de la EEGSA, en ese ahio se 
establecieron los mecanismos para que el ingenio Pantale6n se interconectara a las 
lineas de transmisi6n y distribuci6n de ]a EEGSA en 1990 para vender energfa 
excedente de su proceso de producci6n azucarera. La EEGSA estA fuertemente 
comprometida a seguir impulsando la cogeneraci6n con otras industrias y agro
industrias (especialmente de caha de azticar) para interconectarlas al SNI. 

4.2 Bases Legales 

Existen fundamentos legales para la participaci6n del sector privado en la 
generaci6n de energfa elctrica. La Constituci6n Polftica de la Repiblica de Guatemala 
en Artfculo 129, contempla esta participaci6n. 

El Decreto 57-78 (30 de Octubre de 1978) que elev6 ]a antigua Secretarfa de 
Energfa y Minas a ]a categorfa de ministerio, ratific6 en su Artfculo 5o., Inciso 3, la 
existencia de ]a Direcci6n General de Fuentes Nuevas y Renovable- de Energfa, para
"estudiar, fomentar, controlar, supervisar y fiscalizar todo lo relacionado con fuentes 
nuevas y renovables de energfa", dentro de ese ministerio. Segin el Acuerdo 66-84, del 
MEM, esta Direcci6n, a travds de su Departamento de Investigaciones debe "estudiar y 
dictaminar sobre las instalaciones de prototipos productores de energfa no 
convencionales en el sector ptiblico" y a trav6s de su Departamento de Desarrollo 
"supervisar y evaluar la ejecuci6n de proyectos que en el campo de las fuentes nuevas y 
renovables de energfa Ileven a cabo en el territorio nacional instituciones pdiblicas y 
privadas". 
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La Ley de Fomento al Desarrollo de Fuentes Nuevas y Renovables de Energfa8, 
por su parte, concede la facultad para realizaci6n de proyectos de fuentes nuevas y 
renovables de energfa a "toda persona individual o jurfdica, nacional o extranjera, que 
pueda actuar legalmente en el pals" dentro del marco de las leyes vigentes. 

Aunque ]a ley de creaci6n del INDE concede a dste el derecho de controlar la 
producci6n de electricidad en el pals, de acuerdo a decretos y acuerdos posteriores 
como los que hemos mencionado, no hay impedimento legal para establecer contratos 
de compra y venta de energfa con el sector privado. 

5. ANTECEDENTES DEL PROYECTO 

En 1986 el INDE inici6 estudios para determinar el potencial de cogeneraci6n 
con que cuenta el pafs. De acuerdo con los informes preliminares se identific6 un 
potencial de cogeneraci6n usando el bagazo de cafia, que puede ser utilizado dentro del 
sistema el6ctrico nacional con inversiones aceptables. 

Basado en esa informaci6n, el MEM solicit6 el apoyo de ]a USAID para realizar 
un seminario a nivel nacional sobre cogeneraci6n. La Oficina de Energfa del 
Departamento de Ciencia y Tecnologfa (ST/EY) y la Oficina Regional para 
Centroamdrica y Panami (ROCAP), coordinaron con el MEM ]a organizaci6n de ]a 
conferencia sobre cogeneraci6n que tuvo lugar en Guatemala en agosto de 1989 
contando con ]a participaci6n de t~cnicos norteamericanos y guatemaltecos, los cuales 
totalizaron 104 participantes. 

Una de las recomendaciones mAs importantes que surgi6 de ese Seminario fue la 
de integrar una comisi6n especffica, con personas de nivel ejecutivo y decisorio 
adecuado, que propusiera acciones a corto plazo para ]a implementaci6n de un 
programa de cogeneraci6n. La comisi6n propuesta debfa trabajar con lineamientos 
realistas, concretos y especfficos. 

En noviembre de 1989, el Ministro de Energfa y Minas present6 al Director de 
la USAID en Guatemala el "Perfil del Programa de Cogeneraci6n de Energfa" 
preparado por ]a Direcci6n General de Planificaci6n y Desarrollo Energdtico. Este 
documento contenfa los lineamientos para el desarrollo del programa de cogeneraci6n 
en Guatemala, los cuales presentaban las proyecciones a corto, mediano y largo plazo. 
En ese mismo momento el MEM de Guatemala solicit6 a USAID su apoyo para 
promover ]a integraci6n, dentro del sistema el6ctrico, de bloques importantes de 
energfa el6ctrica e indic6 que la polftica del MEM al respecto es promover e 
implementar efectivamente proyectos de cogeneraci6n que promuevan eficientemente el 
consumo de energfa renovable en el pals. 

Especfficamente el MEM propuso que ]a participaci6n del sector privado en la 
generaci6n de energfa podrfa iniciarse a trav6s del uso del bagazo de la cafia de azticar 
para cogenerar el vapor del proceso como electricidad y que parte de esta Oltima sea 
vendida a las empresas eldctricas. 

En discusiones posteriores entre el MEM y los funcionarios de USAID se lleg6 
a ]a conclusi6n de que ]a necesidad mds urgente era obtener asesoria para la 
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formulaci6n de una metodologfa itil y practicable, para determinar y ajustar el costo de 
]a transferencia de electricidad entre los molinos de caria y el SNI. 

La USAID consider6 muy positivo el interes del MEM en ]a promoci6n y
realizaci6n de proyectos de cogeneraci6n el]ctrica para el aprovechamiento racional de 
los recursos renovables. Por eso en noviembre de 1990 acept6 empezar a concretar su 
apoyo inmediatamente para la etapa a corto plazo definida en el Programa de 
Cogeneraci6n de Energfa, proporcionando asistencia t~cnica para la fijaci6n de las 
bases t6cnico-legales para la operaci6n comercial de la cogeneraci6n. La USAID
 
sugiri6 ]a elaboraci6n de t6rminos de referencia para dicha asistencia t&cnica, 
 con la 
participaci6n de t6cnicos del Ministerio de Energfa y Minas, de la Asociaci6n de 
Azucareros y de la propia USAID. 

La ST/EY en Washington y la Misi6n de la USAID en Guatemala coordinaron 
una serie de reuniones en Guatemala para facilitar discusiones entre el sector ptiblico y
privado sobre ]a participaci6n del sector privado en ]a generaci6n eldctrica. Las 
reuniones se llevaron a cabo en el mes de febrero de 1990 con ]a participaci6n del 
MEM, INDE, EEGSA, la Asociaci6n de Azucareros de Guatemala y la USAID. La 
efectiva participaci6n de los representantes de la ST/EY y de la USAID/Guatemala
contribuy6 a que se lograra en estas reuniones consenso sobre el uso de costos 
marginales para el SNI como gufa para establecer el precio de ]a energfa generada por 
el sector privado en Guatemala. 

Las reuniones en febrero de 1990 tuvieron como producto el establecimiento de 
los tdrminos de referencia para este proyecto y la formaci6n de el comit6 ejecutivo para
cogeneraci6n con representaci6n de las entidades antes mencionadas. La ST/EY,
proporcion6 sus servicios a ]a USAID/Guatemala, para contratar a Winrock 
International y T. Head Inc. quienes subcontrataron al grupo de consultores y 
administraron ]a ejecuci6n del proyecto. 

6. OBJETIVOS DEL ESTUDIO 

6.1 Objetivos del Estudio 
El objetivo del presente estudio es facilitar el aprovechamiento de la generaci6n

de energfa el~ctrica por parte de co-generadores privados en Guatemala, desarrollando 
para ello un marco de trabajo que permita determinar los precios de la transferencia de 
electricidad por parte de estos co-generadores hacia las empresas eldctricas. 

El prop6sito es crear mecanismos para determinar precios atractivos que, como 
parte de los contratos de compra y venta de energfa entre estos productores y las 
empresas e]6ctricas, promuevan la participaci6n del sector privado en ]a generaci6n de 
electricidad. Para ello era necesario establecer una metodologfa para ]a determinaci6n 
de los costos marginales de generaci6n a usarse como gufa para establecer los precios
de ]a electricidad vendida por el sector privado a las empresas eldctricas. Considerando 
]a necesidad de crear y garantizar un clina de confianza mutua entre las partes
negociantes se pens6 ademAs en sugerir cl:usulas, disposiciones y lenguaje para los 
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contratos que permitieran minimizar los riesgos y maximizar los beneficios mutuos asf 
como los beneficios sociales. 

6.2 Tirminos de Referencia 

Para cumplir adecuadamente con el objetivo de la consultorfa, se establecieron, 
de acuerdo a los tdrminos de referencia, tres tareas medulares que deberfan Ilevarse a 

cabo. 

Tarea 1: Determinaci6nde los Costos Marginales. 

La metodologia para fijar los costos marginales a corto plazo (CMCP), tomarfa 
como punto de referencia el Plan de Expasi6n para el SNI, basado en proyecciones de 

]a demanda de electricidad y cargas pico (punta), y modelos de bajo costo para 
generaci6n de electricidad. 

En cooperaci6n con el INDE y con la EEGSA, el equipo de consultores debfa: 
a) revisar los estudios de,proyecci6n de la demanda existente.s y los modelos 

de planeamiento de menor-costo para el SNI. 

b) 	 establecer cudles son los datos necesarios para el cdlculo de los costos 
ma.rginales, y establecer las hip6tesis necesarias para Ilevar a cabo la tarea. 

c) 	 seleccionar un modelo de simulaci6n computarizado que produjera los 
resultados requeridos y que fuera compatible con el equipo de computaci6n 
disponible y con los modelos de planeaci6n que ya existen en INDE y en 
EEGSA, y que fueran al mismo tiempo apropiados para las condiciones 
existentes en el SNI. 

d) 	 calcular los costos marginales para las diversas condiciones operacionales, 
y para dfas representativos. Explorar la opci6n de diferenciar los costos 
marginales sobre la base de diferentes condiciones hidrol6gicas. 

e) 	 tabular los costos de potencia y energfa en funci6n de los bloques de 
tiempo que deberAn determinarse como parte del estudio (para cada 
temporada, tiempo por dfa, dfa de la semana). 

Tarea 2: Adiestramiento 

El equipo de consultores debfa proveer un modelo de simulaci6n para las 

operaciones de ]a empresa de electricidad, que pudiera usarse para calcular los costos 

marginales tal como se describen en la Tarea 1. Este modelo debfa ser instalado en las 

computadoras de INDE. Como parte de dicha asistencia, el personal de INDE, 
EEGSA, MEM y un representante del sector privado debfan ser adiestrados en el uso 

del modelo de simulaci6n. 
El equipo de consultores debia organizar un curso de adiestramiento de una 

semana de duraci6n para un grupo de aproximadamente 10 personas en Guatemala. El 
objetivo de dicho adiestramiento es que el grupo de trabajo sea capaz de poner a dfa y 

tabular los costos de potencia y energfa. 
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Tarea 3: Preparaci6nde los Lineamientos Generalesde los 
Contratosparala Compray Venta de Potenciay/o Energla 
El equipo de consultores debfa sugerir el 1enguaje para los artfculos y las
 

cladsulas de los convenios de compra y venta de potencia y/o energfa, entre
 
productores privados y empresas el6ctricas. M~s ain, los consultores suministrarfan 
muestras de contratos que se usan en los Estados Unidos de America, que se refieren 
ampliamente a los asuntos que deben tenerse en cuenta. 

7. METODOLOGIA 

7.1 Combinaci6n de Teorfa, Mktodo Tknico y 
Proceso Institucional 

El objetivo primordial de este proyecto fue combinar ]a aplicaci6n de una teorfa 
y una metodologfa confiables para determinar los costos marginales de las empresas
el6ctricas con el establecimiento de un proceso autosostenible y permanente de 
planificaci6n que provea datos confiables de costos y que sea utilizado por dichas 
empresas el~ctricas y por los cogeneradores en sus transacciones. Este objetivo requerfa
prestar atenci6n a ]a parte t~cnica para suministrar una metodologfa viable para el 
desarrollo de los costos marginaes y de un proceso de planificaci6n que proveyera ]a
suficiente confianza, tanto a las entidades piblicas como a las privadas, para decidirlas 
a entrar en contratos de cogeneraci6n poco despu6s de la finalizaci6n de este proyecto. 

7.2 Costos Marginales de Energfa y de Potencia 
Este estudio evalda los costos marginales de energfa a corto plazo y los costos 

marginales de potencia del SNI. La decisi6n de usar los costos marginales de energfa a 
corto plazo como directriz para ]a negociaci6n de contratos de cogeneraci6n surgi6 de 
las discusiones con el comit6 ejecutivo en febrero de 1990 cuando se definieron los 
t6rminos de referencia del proyecto. 

Los costos marginales de energia a corto plazo se escogieron porque reflejan 
apropiadamente los costos que evita la empresa el6ctrica cuando reemplaza por
cogeneraci6n su propia generaci6n el6ctrica. El desarrollo de costos marginales
horarios suministra suficiente informaci6n detallada para que ]a metodologia pueda ser 
aplicada a proyectos con diferentes tipos de modelos de generaci6n. Ahora, por lo 
tanto, es posible evaluar los costos de energfa que se evitan en proyectos de 
cogeneraci6n que operan durante todo un afo (con carga base) asf como los de 
proyectos que operan inicamente durante ciertas horas del dfa, ciertos dfas del mes o 
ciertos meses del aio. 

La informaci6n detallada acerca de los precios ayuda a los cogeneradores a 
disefiar sus proyectos para maximizar el valor de su producto, y tambi6n ayuda a la 
empresa el&ctrica a proveer incentivos para la construcci6n de nuevos proyectos. Las 
empresas el6ctricas pueden tambidn usar estos datos para optimizar ]a operaci6n de sus 
propias instalaciones. 
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El modelo LMSTM se eligi6 para calcular los costos marginales de energfa por 
la facilidad de su uso y su capacidad para incluir la evaluaci6n de la planificaci6n de 
otras Areas de recursos el~ctricos tales como el manejo de la demanda, las tarifas al 
consumidor y los costos de la inversi6n financiera. Otro criterio empleado para ]a 
selecci6n de este modelo fue su compatibilidad con el modelo WASP III que 
actualmente estA usando el INDE para la selecci6n del plan de expansi6n a costo 
mfnimo del SNI. 

Los costos marginales de energfa a corto plazo se evaluaron con base en este 
plan de expansi6n ya selecionado por las instituciones pfiblicas guatemaltecas. Aunque 
es posible que como parte de este proyecto se hubiera podido identificar un plan de 
expansi6n a menor costo, se decidi6 utilizar este plan por las siguientes razones: 

1. 	 El plan de expansi6n oficial fue seleccionado antes del inicio del presente 
estudio despu6s de una amplia revisi6n de las opciones disponibles y de 
extensas consultas entre las entidades responsables en Guatemala. 

2. 	 El financiamiento y otras dificultades que estAn afectando el desarrollo de 
nuevos proyectos que se incluyen en el plan de expansi6r) oficial, afectarAn 
a cualquier otro plan que se decida recomendar. 

3. 	 Centrar la atenci6n en el desarrollo de un nuevo plan de expansi6n no nos 
hubiera permitido prestar atenci6n a establecimiento de un nuevo proceso 
de planificaci6n que se necesita para la operaci6n sostenida de los 
proyectos de cogeneraci6n en Guatemala. Fue necesario hacer un balance 
entre obtener los costos marginales tan precisos como fuera posible en las 
actuales circunstancias y, establecer un proceso que seguird su marcha 
despuds de que nuestra participaci6n acA haya concluido. 

4. 	 La relaci6n dinAmica que existe entre costos marginales y la planificaci6n 
de recursos el6ctricos requiere que los costos marginales sean puestos al dfa 
peri6dicamente. Se le hizo nfasis al comit6 Ejecutivo en la necesidad de 
recalcular los costos marginales peri6dicamente y cada vez que ocurre un 
cambio importante en ]a estructura del sistema eJ6ctrico. 

Los costos marginales de potencia se calcularon utilizando los costos de 
inversi6n para una turbina de gas como aproximaci6n. Se eligi6 la turbina de gas 
porque es el tipo de unidad de generaci6n con mayor probabilidad de ser construida en 
Guatemala, especialmente si las nuevas plantas incluidas en el plan de expansi6n actual 
no llegan a operar como y cuando estn programadas. 

Es importante observar que ]a industria de cogeneraci6n en Guatemala estA 
apenas principiando a operar y las empresas el~ctricas todavfa no han establecido 
claramente los requisitos para una ejecuci6n confiable de dstas. Tampoco los 
potenciales cogeneradores tienen claro el tipo de inversi6n y los cambios que necesitan 
hacer para que su proceso productivo sirva de potencia firme a las empresas el&ctricas. 
Por este motivo se recomienda que los cogeneradores y las empresas elctricas se 
dediquen inicialmente s6lo a negociar la energfa y que incluyan negociaciones de 
potencia mds adelante, cuando hayan ganado experiencia en la nueva industria. 
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7.3 Proceso Participativo 

Uno de los factores fundamentales que caracteriza el presente proyecto, radica 
en que a trav6s del propio proceso de estudio, por ser un proceso participativo, 
consigue metas importantes como un valor agregado a sus objetivos. 

Dado que el estudio era importante para el sector pilblico tanto como para el 
sector privado que se verdn involucrados en la cogeneraci6n, durante su proceso se 
form6 un comit6 ejecutivo, como equipo de trabajo integrado por personas delegadas 
por las instituciones ptiblicas del sector energ6tico (MEM, INDE, EEGSA) y por 
personas representantes del sector privado potencialmente cogenerador (industrias 
azucareras). La representaci6n de la consultorfa actu6 como facilitador para la 
investigaci6n participativa. 

Todo el estudio a la postre es resultado de los aportes de todos, pero durante el 
proceso se discutieron cada uno de los aspectos que fueron saliendo a luz y hubo 
oportunidad de entrar en acuerdos y desacuerdos que al final resultaron en 
conclusiones. Este encuentro entre los sectores que van a ir adelante con los proyectos 
de cogeneraci6n permiti6 no s6lo escuchar los puntos de vista - a veces opuestos - de 
todos, sino ]a abierta discusi6n de ellos y por supuesto obtener consensos y 
convergencias de opiniones que al final son tan o mAs valiosas que el estudio mismo, 
porque permitirdn ]a puesta en prActica de las metodologfas y sugerencias aquf 
expuestas con mayor fluidez que si tuvieran todavfa que ser discutidas. La puesta en 
comdin previa no s6lo permitirA esa fluidez sino ha dejado un mejor conocimiento 
mutuo de las partes. En este sentido el haber aplicado un mdtodo participativo hizo la 
mayor diferencia. 

1 Informe de ]a USAID al Congreso de los Estados Unidos., Marzo 1988. 
2 Ibid.
 
3 Ibid.
 
4 Todos los dalos estadisticos son proyecciones del Instituto Nacional de Estadistica. No existen datos
 
censales directos recientes.
 
5 BID & Ministerio de Energfa y Minas de Guatemala: Generaci6n Privada de Electricidad en
 
Guatemala, oportunidades y productos. Informe final del estudio preparado por Jack J. Fritz. 
6 GuzmAn Flores, Estuardo: "Potencial de Cogeneraci6n de ]a Industria Azucarera en Guatemala" USAC,
 
Escuela de Ingenieria Eldctrica, Facultad de Ingenieria.
 
7 Empresas Electricas de Guatemala S.A. , "Memoria de Labores, 1989".
 
8 Decreto Ley 20-86 del 8 de enero de 1986. 
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1. INTRODUCCION 
Esta secci6n del informe estA dedicada a la obtenci6n de costos marginales de 

generaci6n (o producci6n), para ser utilizados en el establecimiento de tarifas de 
generaci6n privada, particularmente en proyectos de cogeneraci6n que usan bagazo de 
cafia de azticar. Se obtienen ademAs costos marginales de capacidad y costos 
incrementales de transmisi6n, con el objeto de ilustrar su caculo. Los costos de 
capacidad y transmisi6n pueden ser utilizados para proyectos posteriores de generaci6n
privada, de mayor envergadura que los que se consideran acA, y para el establecimiento 
de tarifas basadas en costos marginales. 

Los costos marginales de generaci6n a corto plazo se obtienen utilizando el 
programa de computaci6n LMSTM I (Load Management Strategy Testing Model), el 
cual es un modelo que simula la operaci6n 6ptima del sistema de potencia. El plan de 
expansi6n de Guatemala se obtuvo empleando el programa WASP. Los datos de 
entrada a ambos programas se hicieron consistentes. El Anexo B hace una breve 
descripci6n de los dos modelos (WASP y LMSTM). 

En base a los resultados de costos marginales de generaci6n se sugieren tarifas 
horario-estacionales, segtin la estaci6n (seca, lluviosa) y el perfodo del dfa (pico, fuera 
de pico). Se calculan tambidn costos marginales de potencia y se distribuyen segtin el 
periodo horario-estacional. Se hace lo mismo con los costos incrementales promedios 
de largo plazo (CIPLP) de transmisi6n a 230 y a 138 kV y de transformaci6n a 69 kV. 

El Anexo A.3 contiene las bases te6ricas para la obtenci6n de costos marginales 
y las f6rmulas mAs importantes que se utilizan en esta secci6n, en la que se hace 
referencia a ese material, cuando se considera necesario. 

2. COSTOS MARGINALES DE GENERACION 

2.1 Hip6tesis de Trabajo 
Para realizar el presente estudio de costos marginales se mantuvo el Plan de 

Expansi6n adoptado por el INDE, cuyos lineamientos generales se encuentran en el 
documento llamado " Plan Nacional de Electrificaci6n" de noviembre de 1988. Dicho 
plan de expansi6n se obtuvo empleando ciertos valores de energfas (y de potencias) 
hidradilicas correspondientes a tres hidrologfa baja, media y alta), para plantas filo de 
agua y de regulaci6n. Los mismos valores se utilizaron en este trabajo. 

Debe anotarse que en el momento actual el sistema eldctrico de Guatemala es 
predominantemente hidratilico, ya que 95% a 98% del total de energfa generada
proviene de las plantas hidroel&ctricas. Mas atin, el solo proyecto hidratilico de Chixoy, 
con regulaci6n anual, proporciona cerca del 65 % de la energfa total. 

Para fijar el plan de expansi6n, se obtuvo ]a disponibilidad de potencia de 
plant.. termales y proyectos hidroel6ctricos para los perfodos bimensuales en los cuales 
se dividi6 el perfodo del plan asumiendo tasas de salida forzada; y calendarios de 
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mantenimiento preventivo tambidn fueron establecidos para cada unidad de generaci6n. 
Las disponibilidades de energia se calcularon en base a series hist6ricas y sint~ticas de 
aportes y a simulaciones de Chixoy utilizando curvas gufa que, aunque no 
necesariamente reflejan una operaci6n 6ptima, a nivel anual producen valores 
razonables e incluyen aumentos planificados en ]a capacidad del embalse. Las curvas 
gufa se obtuvieron maximizando la energfa producible en el proyecto, haciendo que el 
embalse se encuentre Ileno a comienzo de la estaci6n seca. Se procur6 ademds 
homogeneizar la producci6n energftica a nivel mensual. 

Los datos del sistema de generaci6n que se usan aquf se encuentran descritos en 
el Anexo A. 1. 

La utilizaci6n de perfodos bimensuales en este informe proviene de la divisi6n 
anteriormente anotada, del horizonte de planificaci6n en los mismos perfodos, el cual 
se hizo con el objeto de aliviar los requisitos computacionales de WASP. Esta divisi6n 
se mantuvo por consistencia, aunque el perfodo mayo-junio, que aquf se clasific6 como 
seco, incluye un mes predominantemente de verano, mayo, y otro predominantemente 
lluvioso, junio. 

LMSTM puede ficilmente manejar perfodos inensuales, sin aumentos 
considerables de tiempo de computaci6n. Para andlisis posteriores serfa preferible 
utilizar perfodos mensuales. 

2.2 Plan de Expansi6n de Generaci6n 

El plan de expansi6n de generaci6n para el perfodo 1990-2005 se proporciona 
en el cuadro III-I a continuaci6n. Como puede observarse, se trata de un plan que 
preserva el carActer predominantemente hidrAulico del sistema de generaci6n 
guatemalteco. 

Cuadro 111-1 
Afio De Central Tipo Potencia Energ(a 
Entrada (mW) (gWh) 
1994 Go Zunil I GT 15 110 
1994 Rio Bobos H 8 46 
1994 Vapor III T 100 700 
1996 Sta. Maria 11 H 68 177 
1998 El Palmar H 54 180 
2000 Jocotn H 40 148 
2000 Serchil H 80 209 
1999 Geotdrmica 11 GT 55 430 
2003 Chulac GT 334 1222 

TOTAL 754 3222 

Adicionalmente, el plan de expansi6n contempla los retiros incluidos en el 
cuadro III - 2: 
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Cuadro m-2 
PLAN DE RITIRO DE UNIDADES GENERADORAS 
Afio De Central Potencia 
Retiro (mW) 
1990 
1993 
1993 

Efcuintla Gas I y 2 
Laguna Vapor 1y 2 
Laguna Gas 1 

20 
7 

10 
1995 Diesel INDE 5 
1995 Hidro. Sta. Marfia 1 6 

Total 48 
Nota: Datos proporcionados por el INDE. 

2.3 Estacionalidad de la Oferta 
El carActer predominantemente hidradlico del sistema de Guatemala hace clara 

la existencia de dos estaciones: ]a seca (verano) que abarca predominantemente los 
meses de noviembre a mayo y la iluviosa (invierno), que incluye los meses dejunio a 
octubre. 

2.4 Andlisis de la Curva de Carga 
La figura III-I proporciona el promedio anual hist6rico de ]a curva de carga

tfpica del sistema, para un dfa entre semana y para un dfa de fin de semana. La figura
111-2 proporciona ]a misma informaci6n para el mes de diciembre, en el cual 
usualmente se observan las demandas mAximas de potencia y de energfa. Como era de 
esperarse, ]a curva de carga de un dfa de trabajo durante ]a semana estA por encima de 
la curva de carga de un dfa de fin de semana. Adicionalmente, el per'odo pico abarca 4 
horas (las horas 18, 19, 20 y 21), con el pico localizado en ]a hora 19 cuando la 
demanda en el sector residencial Ilega a su m6ximo nivel. 

El comportamiento de las curvas de carga para SNI sugiere que, para efectos 
tarifarios, lo anterior sugiere el establecimiento de cuatro perfodos horario-estacionales: 

(1) estaci6n seca, perfodo pico durante ]a semana. 

(2) estaci6n seca, perfodo fuera de pico y de fin de semana. 
(3) estaci6n Iluviosa, perfodo pico durante la semana. 

(4) estaci6n Iluviosa, perfodo fuera de pico y de fin de semana. 

2.5 Costos Marginales de Energia 
La figura 111-3 proporciona los costos marginales promedio esperado de energfa 

para cada uno de los afios entre 1990 y el 2000, correspondientes al caso base y a la 
hidrologfa media. [N6tese que la energfa anual producible en Chixoy bajo hidrologfa
media tiene un valor igual a 1493 gWh, por encima del promedio ponderado de energfa
bajo las tres hidrologfas, que es 1426 gWh]. Puede observarse que, a medida que la 
demanda en el SNI incrementa y no se pone en operaci6n nuevas unidades de 
generaci6n, los costos aumentan gradualmente entre 1990 y 1993 hasta alcanzar un 
nivel promedio de US$35/mWh. Los costos marginales promedio bajan a US$30/mWh 
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en 1994 cuando un nuevo bloque significante de generaci6n es puesto en lfnea. Entre 
los aflos 1994 al 2000, los costos marginales se mantienen casi constantes en un nivel 
de US$33/mWh. Los costos para cada una de las condiciones hidrol6gicas y el costo 
promedio bajo las tres hidrologfas se pueden observar en ]a figu -a 111-3. La marcada 
diferencia entre los costos marginales para las condiciones hidr 2 licas baja, media, y 
alta sobresalta la importancia de ]a generaci6n hidratilica en los costos marginales. El 
costo promedio aparece un poco por encima del costo correspondiente a la hidrologfa 
media (unos US$32/mWh), pero presenta una evoluci6n similar en el tiempo. 

Los costos marginales para cada perfodo bimensual y para cada afio del 
horizonte de planificaci6n aparecen en las figuras 5 y 6. Como era de esperarse, se 
observa una variaci6n estacional que corresponde a la estacionalidad de la oferta: los 
costos marginales de producci6n son mayores en la estaci6n seca (noviembre a junio) y 
bajan en la estaci6n lluviosa (Julio a septiembre). Para efectos de costos marginales, 
puede escogerse como representativo el ahio 1996, que se encuentra en un perfodo de 
adaptaci6n de la oferta a la demanda y, en consecuencia, puede suponerse que tiene 
equipamiento 6ptimo. El precio promedio para la estaci6n seca de este ahio (1996) es de 
US$34 /mWh y para la estaci6n Iluviosa de US$27 /mWh. Estos valores no requieren 
de ajuste al ser referidos a 1990, dado que los precios de combustible no se 
escalonaron. 

La figura 111-6 permite apreciar los costos marginales por estaci6n (lluviosa, 
seca) y por perfodo (pico, fuera de pico). La poca variaci6n en los costos marginales 
para las horas pico refleja el hecho de que la carga para dichas horas es casi el doble 
de ]a carga promedio en el sistema. Esto requiere la operaci6n de plantas t6rmicas para 
complementar ]a generaci6n hidrAulica en horas pico, ain durante la dpoca lluviosa. 

En base a promedios ponderados para costos por estaci6n y por perfodo, se 
puede obtener ]a estructura horario-estacional de costos marginales de energfa 
presentada en el Cuadro 111-3. 

Cuadro III - 3 
COSTOS MARGINALES DE ENERGIA 
1996 

Pico Fuera De Pico 
$/mWh $/mWh 

Estaci6n Seca 36 33 
Estaci6n Lluviosa 33 26 

Notas: Basadas en los costos marginales horarios producidos 
por el modelo CMSTM y datos del SNI proporcionados por el 
INDE. 

2.6 Andlisis de Racionamiento 

El Cuadro 2 proporciona ]a energfa esperada de racionamiento (mWh) en cada 
perfodo para el afio de 1996. En base a estos valores (se asume que el racionamiento 
ocurre tinicamente en el pico) se calcula la distribuci6n del racionamiento, la cual se 
incluye en el mismo Cuadro entre pardntesis. 
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Figura III - I 
DEMANDA SNI 
PROMEDIO ANUAL HISTORICO 

FIN PE 
SIEMANA 

•EN TR E 

5EMANA 

,. x 

IGO 

I0
 

1 3 5 7'9 11 13 15 17 19 21 23
 
2 4 6 8 10 12 14 16 18 20.22 24
 

Notas: Datos proporcionados por el INDE. Refleja demanda actual. 



Figura III - 2 
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Figura III - 3 
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Notas: Datos generados usando el modelo LMSTM y los datos de planificaci6n para el caso base 
proporcionado por el INDE. 



Figura III - 4 
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Notas: Datos generados usando el modelo LMSTM y los datos de planificaci6n para el caso base 
proporcionado por el INDE. 



Figura III - 5 
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Notas: Datos generados usando el modelo LMSTM y los datos de planificaci6n para el caso base 
proporcionado por el INDE. 



Figura III - 6 
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Notas: Datos generados usando el modelo LMSTM y los datos de planificaci6n para el caso base 
proporcionado por el INDE. 
1/ FS = Das de Fin de Semana 
2/ P = Horas Pico 

3/ FP = Horas fuera de Pico 
4/ ES = Dfas entre Semana. 



Cuadro H-4 
ENERGIA (Y DISTRIBUCION) DEL 
RACIONAMIENTO EN EL SNI 

Pico 
Estaci6n Seca 1,830 (73%) 
Estaci6n Lluviosa 680 (27%) 

Nota: Basado en los datos del SNI proporcionados por el INDE. 

2.7 Costos Marginales de Potencia 

El costo marginal anual de potencia puede obtenerse en base a la anticipaci6n un 
afio de 1 kw de equipo de pico, menos los ahorros de combustible que esta anticipaci6n 
produce. En el sistema guatemalteco el equipo de pico es una turbina de gas, para la 
que se supone en este estudio un costo unitario de inversi6n igual a US$450 /kw, 
incluyendo intereses. El factor de recuperaci6n de capital, para la vida titil de la turbina 
(que se supone es de 15 afios) y una tasa de descuento del 10% es igual a 13%, de 
acuerdo con ]a f6rmula de la Secci6n 1.3.3 del Anexo 3. Los costos anuales de 
operaci6n y mantenimiento pueden calcularse suponiendo un promedio de 4 horas 
diarias durante 8 meses al afio de uso (estaci6n seca) durante. Sobre ]a base de 
US$1/kw-mes para costo fijo de mantenimiento y de US$0. 10/mWh para costo 
variable, se encuentra para gastos de operaci6n y mantenimiento un factor igual a un 
total anual de US$8.096, es decir, 0.018 con relaci6n a ]a inversi6n anual. La tasa de 
salida forzada (incluyendo mantenimiento) puede suponerse igual al 10% y la de 
pordidas totales (por calor, altura, transmisi6n) al 5%. 

Los ahorros en costos de operaci61n obtenidos a introducir en el sistema una 
turbina de gas nueva, pueden estimarse por medio de la siguiente f6rmula: 

ACO = 8.76 x FCP x CMPE 

en donde el ahorro en costos de operaci6n FCP es el factor de carga de pico del 
sistema, que se puede estimar en . 11, correspondiente a 240 dias y 4 horas promedias 
de trabajo por dia. CMPE, el Costo Marginal Promedio de Energfa, en este caso es 
igual a US$34/mWh. 

Substituyendo estas cantidades en la f6rmula [6] del Anexo A.3, tenemos: 

((.13 + .018 ) * 450- 8.76 * .1 * 34) / (.9 * .95 ) = 40 

El costo marginal de potencia obtienido es US$40/kW por afio. La repartici6n 
de esta cantidad sobre los cuatro perfodos definidos anteriormente se hace en base a ]a 
distribuci6n del racionamiento en cada uno de esos perfodos, tal como aparece en el 
Cuadro 111-4. Los resultados se encuentran en el siguiente Cuadro 111-5, en $/kW. 

Cuadro m -5 
COSTOS MARGINALES DE POTENCIA 
($1Kw - Yr) 

Pico 
Estaci6n Seca 29 
Estaci6n Lluviosa II 
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2.8 Anflisis de Sensibilidad 
Se hicieron andlisis de sensibilidad con respecto a los siguientes factores: 
(a) tasas de salida forzada de las unidades 

(b) costos de operaci6n y mantenimiento 

(c) reserva rodante 

(d) costos de energfa no servida 

(e) costos de combustible 

Se encontr6 que los costos marginales para el SNI son poco sensibles a cambios 
en los primeros tres factores. Sin embargo, como era de esperarse, varfan con el 
precio del combustible y con el de la energfa no servida. 

La siguiente figura 111-7 indica la evoluci6n de los costos marginales cuando el 
precio del barril de petr6leo se eleva de US$18 (correspondiente a] caso base) a US$ 25 
y los demfs par~metros permanecen iguales. Los precios del crudo, diesel y bunker 
correspondientes a un determinado valor del barril de petr6leo, dependen de ]a polftica 
de precios del MEM y son considerados por el INDE como ex6genos a la operaci6n del 
SNI.
 

Se puede concluir entonces que cuando el precio del barril de petr6leo se pasa 
de US$18 a US$25, el costo marginal promedio para 1996 pasa de US$32/mWh a unos 
US$52/mWh. Los costos marginales por perfodo horario-estacional son entonces, 
aproximadamente, los dados en el Cuadro 111-6. 

Cuadro 111-6 
COSTOS MARGINALES DE ENERGIA CON 
PETROLEO A $25 POR BARRIL ($/mWh) 

Pico Fuera De Pico 
Estaci6n Seca 59 54 
Estaci6n Lluviosa 52 54 

Nota: Basado en los datos del SNI y usando US$2 por barril de 
petr6leo. 

La figura 111-8 y el cuadro 111-7 muestran los costos marginales del SNI si el 
precio del barril de petr6leo se incrementa a US$30, se obtiene la evoluci6n de costos 
marginales de )a figura 9. 

Puede observarse en ]a figura 111-8 que el costo marginal promedio de energfa 
para 1996 adquiere el valor de US$62/mWh, lo que conduce a la siguiente distribuci6n 
horario-estacional: 
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Figura HI - 7 
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Notas: Basado en costos marginales calculados con el modelo LMSTM, basados en datos 
proporcionados por el INDE y usando US$ 25 por barril de petr6leo. 
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Figura I - 8 
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Notas: Costos marginales calculados con el modelo LMSTM, basados en los datos del SNI 
proporcionados por el INDE y usando US$30 por barril de pefr6leo. 
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Cuadro M -7 
COSTOS MARGINALES DE ENERGIA CON 
PETROLEO A $30 POR BARRIL ($/mWh) 

Pico Fuera De Pico 
Estaci6n Seca 70 64 
Estaci6n Lluviosa 62 50 
Nota: Basado en datos del SNI proporcionados por el INDE 
y usando US$30 por barril de petr6leo. 

2.9 Costos Incrementales de Transmisi6n 
Esta secci6n calcula el costo incremental promedio de largo plazo (CIPLP) de 

transmisi6n a 230 y 138 kV y de transformaci6n a 69 kV. Para el efecto se utilizaron 
los datos que se encuentran en el "Plan Nacional de Electrificaci6n" de 1988, p~ginas 
55 y 56, correspondientes al programa de expansi6n de 1990 al 2000. Para los cAlculos 
se supuso una tasa de cambio de 2.50 quetzales (moneda local) por US$1.00. Se 
utilizan las iltimas predicciones de la demanda. Las inversiones se expresan en miles 
de d6lares y las demandas en megavatios (mW). Como el Plan de Transmisi6n ha sido 
actualizado, esta Secci6n tiene un cardcter meramente ilustrativo. Los cIculos se 
indican en el Cuadro 111-8. 

Cuadro HI -8 
COSTOS INCREMENTALES DE TRANSMISION A230 Y 
138 KV Y DE TRANSFORMACION A69 KV 

Inversi6n Demanda Incremento en 
demanda 

1990 467.6 
1991 21,809 496.7 29.1 
1992 26,995 530.1 33.4 
1993 16,148 565.3 35.2 
1994 7,356 603.9 38.6 
1995 12,398 642.7 38.8 
1996 11,328 682.8 40.1 
1997 3,162 727.4 44.6 
1998 22,314 773.5 46.1 
1999 20,638 821.1 47.6 
2000 30,323 869.5 48.4 

Utilizando los valores del Cuadro 111-8, se obtiene una inversi6n total 
actualizada igual a US$105,860,000 (se emple6 una tasa de descuento igual al 10%) e 
incrementos actualizados de demanda pico iguales a 236.82 mW. 

El factor de recuperaci6n de capital se calcula en base a treinta (30) aflos de 
vida titl de la inversi6n y resulta ser: 

rec = 0.106 

Si suponemos que los gastos relacionados con prdidas el~ctricas y operaci6n y 
mantenimiento representan un 2% de la inversi6n anual, una aplicaci6n directa de ]a 
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f6rmula [7] del Anexo A.3, permite obtener el siguiente resultado para el CIPLP de 

transmisi6n y transformaci6n hasta 69 kV. 

( .106 + .02) * (105,860/ 236.82) = $56/kw aflo. 

La repartici6n de este valor en pico y fuera de pico, puede hacerse 
proporcionalmente a la duraci6n del perfodo de pico en ambas estaciones, en base a la 
suposici6n de que para los equipos considerados, el perfodo crftico se presenta en el 
pico. 

Cuadro I - 9 
REPARTO DE CICLO DE TRANSMISION 
(230,138 KV) YTRANSFORMACION A 
69 KV. ($/mWh) 

Pico 
Estaci6n Seca 37 
Estaci6n Lluviosa 19 
Nota: Basado en datos para el sistema de 
transmisi6n proporcionado por el INDE. 

3. ESTRUCTURAS TARIFARIAS BASADAS EN 
COSTOS MARGINALES 

3.1 Introducci6n 
La estructura de ta-fas que se establezca para generaci6n privada debe ser 

sencilla, clara y debe enviar las sefiales adecuadas para asegurar que el uso que se le d6 
a ]a generaci6n privada est6 acorde con los objetivos fijados en el plan energdtico 
nacional. Debe tambidn incluir tdrminos que tengan en cuenta la calidad del suministro, 
lo cual se puede medir en funci6n de factores de carga ( o disponibilidad), para cada 
uno de los perfodos horario-estacionales. Tanto la estructura tarifaria de venta al 
usuario final como la de compra de generaci6n privada deben estar basadas en costos 
marginales, entre otras razones, para dar las sefiales de precio correctas a los 
potenciales productores de energfa y para asegurar consistencia. 

Como principios bAsicos adicionales, se establecen costos marginales de energfa 
y de potencia, por estaci6n (Iluviosa, seca) y por hora del dfa (pico, fuera de pico). Los 
costos de potencia incluyen generaci6n, transmisi6n y transformaci6n AT/MT (Alta 
Tensi6n/ Media Tensi6n) y los de energfa, costos de combustible. 

3.2 Compensaci6n por Energfa 

Una compensaci6n por energfa puede hacerse en base a los costos marginales 
que se encontraron en la secci6n 2.5 para ventas segtln la estaci6n (seca, lluviosa) y el 
perfodo (pico, fuera-de-pico). Estos costos de nuevo, son calculados para el ahio 1996 2 
en el cuadro 111-10. 
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Cuadro EIT- 10 
Pico Fuera De Pico 

($/mWh) ($/mWh) 
Estaci6n Seca 36 33 
Estaci6n Lluviosa 32 26 

3.3 Compensaci6n por Potencia 
Una compensaci6n por potencia y por transmisi6n/transformaci6n puede hacerse 

en base a los valores indicados en los Cuadros III - 3 y III - 4 anteriores y a la calidad 
del suministro de la energfa entregada, ]a cual pudiera estimarse utilizando para el 
efecto el factor de carga, o la disponibilidad que se define en funci6n de la energfa
suministrada (E), ]a potencia contratada (Pc) y el ntimero de horas (T) por el cual se 
contrata esta potencia, como sigue: 

D = (E /(Pc x T) ) x 100 

3.4 Fjemplo de Chlculo 
Esta secci6n ilustra el c~Iculo de cantidades que se pueden utilizar para el 

establecimiento de estructuras tarifarias. Ejemplos de estas tiltimas se encuentran en la 
secci6n de contratos. 

Supongamos que un generador privado propone el siguiente contrato de venta de 
energfa: 

Cuadrom - 11 
Periodo Factor De 

Ndmero 
Potencia 

Contratada 
Carga 

Contratado 
Horas-Estimadas De Horas (mW) (%) 
Nov-Jun Pico 640 10 80 
Jul-Oct Pico 320 10 80 

Supongamos ademfs, que ]a energfa que en realidad se suministra es como 
sigue: 

(a) En pico, de noviembre a junio = 5,600 mnWh. 

(b) Fuera de pico,de noviembre a junio = 20,000 mWh. 

(c) En pico, dejulio a octubre = 2,600 mWh. 
(d) Fuera de pico, dejulio a octubre = 10,000 mWh. 
De los totales anteriores las siguientes cantidades de energfa fueron 

suministradas a una potencia superior a 10 mW: 
(a) En pico, de noviembre ajunio = 400 mWh. 

(b) En pico, de julio a octubre = 300 mWh. 
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Entonces, las energfas que intervienen para el clculo del factor de carga son las 
siguientes: 

(a) 	 En pico, de noviembre ajunio = 5,200 mWh. 

(b) 	 En pico, de julio a octubre = 2,300 mWh. 

Con estas energfas puede calcularse el factor de carga observado: 

En pico, de noviembre a junio: 

100 * (5,200/(640 * 10)) = 81.25% 

En pico, de julio a octubre: 

100 * (2,300 / (320* 10)) = 71.88% 

Las cantidades relacionadas con compensaci6n por capacidad se pueden calcular 
suponiendo que por debajo de un factor de carga igual al 50% la compensacion es nula 
y que, por encima del 50%, aumenta linealmente entre 0 y 100% de su valor. La 
aplicaci6n de esta regla conduce a los resultados que se incluyen a continuaci6n. 

(a) 	 En pico, de noviembre a junio, el costo marginal de capacidad es 
US$29/kW. Se obtiene entonces una cantidad total por potencia igual a: 

2 * ( ( 80 - 50 )/100 ) * 29 * 10,000 = 174,000. 

(b) 	 En pico, de julio a octubre, el costo marginal de capacidad es US$11 /kw. 
Se obtiene entonces una cantidad total por potencia igual a: 

2 * ( ( 80 - 50 )/ 100)* II * 10,000 = 66,000 

Para este perfodo, sin embargo, se observ6 un factor de carga (71.88%) inferior 
al contratado (80%). Es necesario entonces, aplicar una penalizaci6n cuyo monto se 
calcula de acuerdo con el contrato respectivo. Supongamos que ]a penalizaci6n es igual 
a $10,725 

Los totales por transmisi6n y transformaci6n pueden hacerse utilizando una 
f6rmula parecida a ]a de capacidad, pero con un umbra del 75 %. Se obtiene entonces 
para el perfodo de pico de noviembre a junio un total igual a: 

2 * ( ( 80 - 75 ) / 100 ) * 37 * 10,000 = 37,000 

De manera similar, para el perodo de pico dejulio a octubre el monto total por 
transmisi6n y transformaci6n serfa: 

2 * ( ( 80 - 75) /100) * 19 * 10,000 = 19,000 

Sin embargo, puesto que para este perfodo el factor de carga observado estA por
debajo del contratado, se hace necesario aplicar una penalizaci6n que, de nuevo, se 
calcularia de acuerdo con el contrato. Supongamos que su valor resulta ser igual a 
US$3,088. 
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La cantidad total por energfa se calcula utilizando los costos marginales del 

Cuadro 1. Se obtiene entonces el siguiente resultado: 

(5,600) * 36 + (20,000) * 33 + (2,600) * 32+ (10.000) * 26 = 1,204,800 

Las cantidades totales serfan entonces: 

1,204,800 + 174,000 + 37,000 - 10,725 - 3,088 = 1,402,000 

Esto corresponde a un promedio anual total de US$36.70 /mWh, de los cuales 
aproximadamente US$31.54 /mWh son atribuibles a energfa y US$5.16/ mWh a 
potencia. Aunque en este ejemplo los cAlculos se han hecho a nivel anual, en realidad 
lo mis probable es que se hagan a nivel mensual, para de obtener los pagos a los 
generadores privados de acuerdo con el contrato que se negocie (ver Secci6n de 
Contratos). 

3.5 Evoluci6n de la Tarifa 

Los costos marginales en base a los cuales se calculan las tarifas dependen del 
plan de expansi6n y de pardmetros tales como los costos de combustibles. Deben por 
tanto actualizarse cuando se produzcan cambios significativos en los datos de entrada. 
Para cambios pequefios puede suponerse que se mantiene el mismo parque generador. 

La introducci6n de proyectos de cogeneraci6n significativos en el sistema de 
generaci6n, sin embargo, podrfa forzar a una nueva optimizaci6n del plan de 
expansi6n. En este caso, los beneficios del proyecto de generaci6n privada se podrfan 
estimar representando el proyecto por medio de una unidad de generaci6n (proxy) y 
simulando ]a operaci6n del sistema, con y sin esta unidad representativa. Los pagos por 
generaci6n privada se calcularfan en base a estos beneficios. 

1El modelo LMSTM fue producido por Decision Focus Inc. bajo contrato con EPRI (Electric Power 
Research Institute) y es administrado por la compafifa Power Software Inc. 
2 Costos marginales calculados para el caso base: con un precio de petr6leo fijado a US$18 por barril en 
1990 y sin ser escalado hasta 1996. 
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1. INTRODUCCION 
Esta secci6n del informe estA dedicada a explicar la manera en que se 

estructuran los contratos de compra y venta de energfa eldctrica. 
En general, el contrato debe contener los detalles suficientes para que ambas 

partes contratantes cubran sus riesgos. Antes de negociar, ambas partes deben estudiar 
y evaluar los riesgos que el contrato implica: riesgos para el comprador y riesgos para 
el vendedor, tal como se detallan en el Capftulo 2 de esta parte.

Las 	sugerencias que aci se presentan estAn orientadas en base a los contratos de 
compra y venta de energfa eldctrica que se han desarrollado en los Estados Unidos de 
Am6rica desde 1978. En 1978, el Congreso de los Estados Unidos puso en vigor una 
ley reguladora, "Public Utilities Regulatory Policies Act" (PURPA), para promover la 
cogeneraci6n y el uso de los recursos renovables. 

En base a ]a ley PURPA, se ha desarrollado en los Estados Unidos de Am6rica 
una 	industria de producci6n de energfa el~ctrica que alcanza a varios miles de millones 
de d6lares anualmente. De igual manera, se han ido desarrollando durante los 6ltimos 
12 ahios, los contratos de compra y venta de energfa el6ctrica de tal forma que puedan
cubrir nuevos riesgos cada vez que 6stos van siendo identificados. 

En el presente informe, despu6s de explicar los riesgos que el comprador y el 
vendedor deben analizar, se sugieren aspectos que deberfan incluirse en un contrato de 
compra y venta de electricidad. Estas modalidades o aspectos surgen de las 
recomendaciones que se hacen en ]a Parte III de este mismo informe, en relaci6n con 
los costos marginales. 

El Anexo C. I contiene lenguaje para los aspectos importantes que debe 
contemplar el contrato. 

1.1 Antecedentes de Contratos de Compra y Venta de 
Energfa Eltrica en Guatemala 

Existen en Guatemala dos antecedentes para los contratos de compra y venta de 
electricidad. El primer antecedente surge de la relaci6n entre el INDE y ]a EEGSA, los 
cuales han firmado un contrato de largo plazo para ]a compra y venta de energfa 
el6ctrica que tiene como prop6sitos: 

lo. 	 Fijar y regular las bases y condiciones bajo las cuales el INDE venderA 
potencia y energfa eldctrica a la EEGSA. 

2o. 	 Fijar los tdrminos bajo los cuales ambas partes pueden transmitir energfa 
el6ctrica a trav6s de sus respectivas instalaciones. 

3o. 	 Fijar las normas para ia operaci6n interconectada entre ambas partes para 
poder asf suministrar mejor calidad de servicio. 

En dicho contrato se le adjudica a la EEGSA ]a responsabilidad de suministrar 
energfa el6ctrica al consumidor en un Area de servicio. Este tipo de compra y venta 
puede calificarse como una vep',a al por mayor y se hace con toda las formalidades de 
un contrato. 
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El contrato INDE-EEGSA es una buena base para la negociaci6n de los 
contratos de compra y venta con los generadores privados ya que dicho contrato 
contiene muchas de las disposiciones que se acostumbra incluir en los contratos cuando 
el comprador (en este caso EEGSA) depende de que se cumpla el contrato para poder 
servir al consumidor. 

El segundo antecedente es un proyecto de contrato preparado por la EEGSA en 
1989 para la compra de energfa el6ctrica de una empresa azucarera. Ese proyecto de 
contrato tenfa como prop6sitos los mismos que se definen en el contrato INDE-
EEGSA. 

Cabe notar que entre los prop6sitos de estos contratos, no se menciona ]a 
compra de energfa y potencia, sino que se habla solamente de la venta. Estos 
antecedentes de contratos pueden servir como base para los nuevos contratos con los 
cogeneradores, ampliando los puntos para incorporar las sugerencias que se presentan a 
continuaci6n. 

1.2 Incorporaci6n de Riesgos 

Miembros de las diferentes entidades que forman parte del comit6 ejecutivo para 
los proyectos de compra y venta de energfa el6ctrica y que han participado en este 
estudio para establecer los costos marginales, han expresado preocupaciones que 
pueden traducirse en previsi6n de riesgos. Los compradores expresaron preocupaci6n 
sobre la seguridad de poder contar con ]a energfa el6ctrica que los vendedores se 
proponen o prometen proveer; el vendedor por su parte, verbaliza el riesgo de pago que 
debe facturar en el precio de compra y venta. En el Capftulo 2 se definen los riesgos 
para ambas partes. 

El contrato de compra y venta debe tratar de incorporar disposiciones que sirvan 
para disminuir los riesgos y para determinar ]a forma de compensar reparar el 
incumplimiento, aunque existen riesgos que, al no poderse disminuir por medio del 
contrato, deberdn facturarse en el precio. 

2. BALANCE DE RIESGOS 

2.1 Introducci6n 

Los riesgos que cada parte prev6 que tendrA al ent~ar en el proyecto de 
cogeneraci6n deben ser identificados y estudiados claramente antes de empezar las 
negociaciones del contrato. El conocimiento de estos riesgos servir- para establecer el 
precio al cual el vendedor puede justificar la inversi6n de capital para llevar a cabo su 
venta asi como el precio que el comprador estA dispuesto a pagar. 

Los riesgos que se explican a continuaci6n, surgen de las preocupaciones 
expresadas al grupo de consultores por los miembros de las entidades que forman el 
comit6 ejecutivo para proyectos de cogeneraci6n. Ademis, se agregan algunos riesgos 
derivados de la situaci6n general en Guatemala, por ejemplo, el hecho de no tener un 
6rgano regulador independiente. 
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2.2 Riesgos del Vendedor 
Los riesgos a los cuales se sujeta el cogenerador dispuesto a vender electricidad 

o potencia se clasifican en tres tipos generales: riesgos de venta, riesgos de pago y 
riesgos regulatorios. 

2.2.1. 	 Riesgos de Venta 

Una planta de generaci6n elctrica requiere una inversi6n de capital por parte 
del vendedor. Esta in-versi6n generalmente se hace despu6s de firmar el contrato de 
compra y venta de electricidad o por lo menos un Memorandum de Entendimiento que 
tenga fuerza de ley. En base al contrato y a la expectativa de venta, el vendedor toma 
una obligaci6n a pagar la inversi6n necesaria para construir una planta para la 
generaci6n de energfa el6ctrica. El riesgo de venta - que se puede caracterizar como 
"riesgo de que no exista el mercado para vender la electricidad" y al no existir el 
mercado no se puede recuperar la inversi6n de capital- se disminuye con la firma de un 
contrato que obligue a ambas partes, pero no se elimina dadas las posibilidades de 
incumplimiento per parte del comprador. 

Este riesgo se debe a que el contrato de compra y venta le permite al 
cogenerador/vendcoor el acceso al mercado pero s6lo a trav6s de un comprador. Por 
otra parte, basado en cl contrato de compra y venta, el cogenerador/vendedor adquiere 
obligaciones financieras pero en el caso de que el comprador, en este caso "su" 
comprador, no pueda o se niegue a cumplir con el contrato su acceso al mercado est, 
cerrado y carece de opciones para la venta de su producto. 

2.2.2. 	 Riesgos de Pago 

Este es el riesgo ms severo para el vendedor. El riesgo implica que el vendedor 
tiene a quien venderle la generaci6n de la planta pero que el comprador no paga por la 
electricidad o potencia, o paga siempre con retraso. Ciertamente el vendedor tiene el 
recurso de no producir mAs si no recibe pago, pero esto no disminuye sus riesgos sino 
que traslada el riesgo de pago a riesgo de venta (ver 2.2. 1) 

Tambi6n el vendedor tiene el riesgo de que aunque se le pague, el precio que se 
acord6 en el contrato no sea lo suficiente para recuperar el costo de inversi6n o los 
costos reales de mantenimiento de la planta el6ctrica. Esto puede ocurrir si la estructura 
tarifaria establecida en el contrato no flucttia o aumenta proporcionalmente a las 
fluctuaciones de los costos reales del vendedor. Este hecho afecta mAs en los casos de 
generadores que usan productos derivados de petr6leo como combustible. 

Este riesgo tambi6n aumenta si los precios de compra y venta no se fijan de 
antemano para todo el tiempo de vigencia del contrato o si se establecen en base a una 
f6rmula que luego no los incrementa - cuando es necesario - al nivel esperado. 

De ]a misma forma, la estructura tarifaria basada en costos marginales de las 
empresas el6ctricas, y cualquier f6rmula que se establezca para ajustes estas tarifas, 
dependerA, en gran medida, de cierta informaci6n que existe fuera del control del 
vendedor. Esto se debe, tal como se indica en el Capftulo 3 de ]a Parte II de este 
informe, a que los costos marginales, que son la base para la negociaci6n de la 
estructura tarifaria, se han calculado tomando como referencia un plan de expansi6n 
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suministrado por el INDE y unos costos de combustible - fijados por el momento por el 
Gobiemo - en lIs cuales los cogeneradores no pueden influir salvo que negocien sobre 
el costo de combustible en el contrato. 

2.2.3. 	 Riesgos Regulatorios y Politicos 

En Guatemala no existe un 6rgano regulador independiente con poderes 
reguladores para controlar las actividades de las empresas el~ctricas y de los 
cogeneradores cuando 6stos generen electricidad. Los 6rganos, entidades o agencias 
reguladoras independientes han jugado un papel de mucha influencia en los parses en 
donde la cogeneraci6n ha llegado a ser parte importante de la electrificaci6n. A base de 
incentivos tales como tarifas de compra y venta a precios mfnimos que exceden los 
costos marginales, los reguladores han conseguido promover Ia industria de 
cogeneraci6n. Esto lo han podido hacer porque una de las tareas mds importantes de los 
6rganos reguladores es ejecutar la polftica energ6tica del pais y velar por los intereses 
de los consumidores. Estas agencias regulan el fincionamiento de las empresas 
el&ctricas en sus transacciones con cogeneradores y controlan las tarifas que las 
empresas el6ctricas cobran a los consumidores. 

En los Estados Unidos de Am6rica las empresas el6ctricas ptiblicas y privadas 
estAn sujetas a regulaciones para controlar que no abusen de su monopolio dado que 
cada cual tiene un cierto territorio de servicio garantizado. Estas empresas estn sujetas 
a regulaci6n a nivel estatal para garantizar que cumplan con su obligaci6n de servir al 
consumidor, y a nivel federal, para controlar principalmente las ventas al por mayor. 
Los miembros de estos 6rganos reguladores son personas electas o nombradas sin 
conexi6n alguna con ]a empresa eldctrica. 

En Guatemala, la funci6n reguladora Ia comparten el MEM y el INDE. La ley 
de creaci6n del INDE le concede a 6ste muchos poderes de caricter regulador tales 
como la obligaci6n de "dar soluci6n.. .a la escasez de fuerza el6ctrica en la Naci6n y 
procurar que haya en todo momento energfa disponible para satisfacer la demanda 
normal" y "proponer la emisi6n de las leyes, ordenanzas y reglamentos que tiendan a 
normar, facilitar y expeditar el uso de energfa eldctrica en el pafs." 

Existe pues una cierta confusi6n sobre qui6n tiene el exclusivo derecho de 
controlar el servicio el6ctrico en el pals. Ademts, a nivel ejecutivo existe participaci6n 
de miembros del MEM en las directivas del INDE y EEGSA. 

Al no existir en Guatemala un 6rgano regulador independiente, los compradores 
o vendedores no tienen a quien acudir para dirimir disputas que surgen del contrato. 
Las ventajas de acudir a los reguladores, en vez de a otros medios legales disponibles, 
se deben a que 6stos poseen experiencia en asuntos de cogeneraci6n y acudirfan a 
dirimir disputas teniendo en cuenta no s6lo los intereses y objetivos de ambas partes 
sino tambi6n la politica energ6tica nacional y los intereses del consumidor. 

Otro riesgo de carActer regulador y/o polftico al que estAn sujetos los 
vendedores de electricidad es el riesgo de nacionalizaci6n al pasar la planta 
cogeneradora a ser parte integral de la red de electrificaci6n del pafs, de la cual puede 
Ilegar a depender el comprador para suministrar su servicio. 
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En igual forma, existen riesgos de cambios futuros en la legislaci6n que
influyan de manera negativa la compra y venta de electricidad y de potencia entre los 
cogeneradores y las empresas el6ctricas. Peor adn, que una nueva legislaci6n prohfba
estas transacciones y las vuelva al control exclusivo del estado sin participaci6n del 
sector privado.

Al permitir la participaci6n del sector privado en ia electrificaci6n del pals, la
Constituci6n Polftica de la Repdblica de Guatemala no define c6mo se deberd Ilevar a
cabo esa participaci6n. Sin embargo, lo que sf se puede suponer es que ni la 
Constituci6n ni ninguna otra legislaci6n vigente contempla ventas de parte de los
cogeneradores directamente al consumidor. Esto queda bajo la jurisdicci6n completa del
INDE y la EEGSA. Al no tener la posibilidad de vender directo a otras terceras partes, 
y a] tener que recurrir a medios tradicionales para resolver disputas, los vendedores 
corren 	el riesgo, como mfnimo, de demoras durante las cuales pueden perder ]a
oportunidad de vender electricidad. 

2.3 Riesgos al Comprador 
Los riesgos a los cuales se sujeta el comprador de electricidad y potencia se
 

pueden categorizar en tres dreas generales: riesgo de compra, riesgo de servicio y
 
riesgo de precio.
 

2.3.1 	 Riesgo de Compra 
El comprador corre el riesgo de no tener disponible en el momento necesario la

potencia o la energfa el&ctrica contratada. Generamente, en los contratos que se 
estructuran solamente con tarifas para el pago por energfa elkctrica, si no se le vende 
energfa el6ctrica, el comprador queda sin responsabilidad de pagar.

Solamente en los casos de ventas de potencia se acostumbra imponerle multas al
vendedor si la potencia resulta no estar disponible en el momento necesario. Como 
resultado, en contratos de compra y venta de energfa el&ctrica, el comprador puede
quedar sin protecci6n si el vendedor abandona la generaci6n de electricidad y dsta (de

]a cual dependia el comprador) ya no le estA disponible.


Este riesgo aumenta en cuanto la potencia contratada es un porcentaje

significativo de ]a potencia total del sistema el&ctrico. El comprador tambi6n se sujeta
a] riesgo de firmar un contrato de compra y venta y a que luego el vendedor nunca 
ileve a cabo sus planes de generaci6n. 

2.3.2 	 Riesgo de Servicio 
Mis serio para el comprador es el riesgo que corre al depender del vendedor 

pam suministrar su servicio a] consumidor. Este riesgo se manifiesta al depender de que
]a potencia y electricidad est6n disponibles y al depender del servicio que el vendedor le 
aporte. El comprador en Guatemala estarfa comprando energfa el&ctrica de un
vendedor que en principio no tiene experiencia en gencraci6n de energfa elctrica para 
uso en el SNI. 

El comprador corre tambi6n el riesgo de que al interconectarse su sistema
el~ctrico con ]a planta el6ctrica del vendedor, dste pueda -por no tener ]a experiencia 
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necesaria en el sistema el6ctrico - causarle algdin dafio al sistema el6ctrico (del 
comprador). 

2.3.3 Riesgo de Precio 

De igual manera como el vendedor, el comprador corre el riesgo de que la 
estructura tarifaria no refleje el valor de la energfa o potencia. Al negociar una tarifa, 
el comprador se sujeta a que cambios econ6micos o ambientales afecten sus costos 
marginales de tal manera que acabe pagando mucho mAs por energfa o potencia 
eldctricas de lo que hubiere pagado con su propia generaci6n. 

El comprador tambidn corre el riesgo de convenir con el vendedor en una 
estructura tarifaria que refleje y acomode los riesgos de ambas rpw-ps pero que, sin 
embargo, 1o limite en su capacidad para recuperar estas tarifas del consumidor. Es 
decir que, aunque la estructura tarifaria sea factible, el comprador de hecho est6 
pagdndole mds al vendedor de lo que pueda cobrarle a] consumidor. Este riesgo surge 
dado que las tarifas al consumidor estAn actualmente subsidiadas y no se fijan en base a 
los costos reales de generaci6n. 

2.4 Conclusi6n 

Estos son los riesgos principales que ambas partes deben consideran al negociar 
el contrato de compra y venta y especialmente al negociar ]a tarifa de compra y venta. 
En muchos casos, al no poder disminuir los riesgos mediante disposiciones 
contractuales, estos se pueden aceptar si el precio compensa a las partes. Es decir que, 
algunos de los riesgos se pueden aceptar y disminuir en el contrato (ej. riesgo de 
servicio), mientras que otros (ej. riesgo regulatorio y polftico) no hay manera de 
disminuirlos y se deben tener en cuenta a] negociar los precios. 

El contrato de compra y venta es el vehfculo para que las partes negocien 
protecciones contra los riesgos que estas partes perciban. En el Capftulo 4, se explican 
varias disposiciones que se han venido desarrollando como manera de prevenir los 
riesgos y/o disminuirlos. Como se indic6 en el Capitulo 1, los contratos de compra y 
venta se han ido desarroilhndo a medida que las plantas el~ctricas de los cogeneradores 
han aumentando en tamafio y constituyen un alto porcentaje de la generaci6n disponible 
a] comprador, pasando a ser parte integral de su red eletrica. 

3. DISPOSICIONES PARA LOS CONTRATOS DE 
COMPRA Y VENTA DE ENERGIA ELECTRICA 

3.1 Disposiciones Generales que Deberfan Incluirse en 
los Contratos 

Se recomienda que el contrato incluya disposiciones generales que establezcan la 
intenci6n de las partes contratantes y las bases para las negociaciones. Es decir, que se 
establezcan en la parte introductoria del contrato las intenciones y expectativas de 
ambas partes. 
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En general, en el contrato se debe establecer qu6 tipo de planta va a utilizarse 
para vender electricidad, qud uso se le va a dar (si va a ser planta de carga blsica o
despachable), si las ventas van a ser de energfa solamente o si se incluirA un factor de
potencia. De igual manera el contrato debe establecer la fecha de inicio y ciertas etapas
cuyas metas deben cumplirse para que el comprador tenga la certeza de que ]a planta
el6ctrica se esi. construyendo. 

Aunque lo que se firme sea un memorAndum inicial para la compra y venta, 6ste 
puede incluir todas estas mismas disposiciones generales.

Las disposiciones que acA se desarrollan se han identificado en base a las
reuniones que ha tenido el grupo de consultores con los miembros del comit6 ejecutivo 
que participa en el proyecto de cogeneraci6n. Este capftulo no intenta exponer todas las 
disposiciones que se podrfan incluir en un contrato de compra y venta. De igual 
manera, las secciones que se incluyan se pueden ir expandiendo y desarrollando a 
medida que las partes vayan obteniendo experiencia en ]a cogeneraci6n.

El Anexo C. I contiene ejemplos de disposiciones que se pueden ir incorporando 
en contratos a medida que dstos se vayan desarrollando. Aunque el primer contrato no
tiene necesariamente que incluir tal nivel de detalles, se recomienda que ambas partes
consideren estas disposiciones e incluyan aqu61las que sean an1 icables a su contrato. 

3.2 Plazo del Contrato 
Es importante que se establezca de antemano el plazo del contrato. Esto 

contribuye a que el vendedor pueda prever el tipo de financiamiento y el perfodo que le
tomarA recuperar su inversi6n y le permita al comprador prever sus gastos e impactos a 
sus planes de potencia. 

Generalmente un contrato de compra y venta tiene un perfodo mfnimo de 10
ahios. La duraci6n del contrato depende de la vida titil de ia planta el&ctrica. Los
 
contratos para ]a compra 3'venta de electricidad hidrAulica 
son de mAs larga duraci6n
(generalmente Ilegan a 40 afos) en vista de que el equipo hidrdulico tiene, por regla

general, una larga vida ditil.
 

El contrato de cogeneraci6n se puede establecer por un tdrmino fijo

(aproximadamente 10 a 15 afios) o se puede establecer por un perfodo mAs corto
(aproximadamente 7 ahos, con plazos fijos de renovaci6n). Al terminarse el primer
perfodo, el contrato automAticamente serfa renovable por uno o dos perfodos mAs de 
igual duraci6n. 

El contrato INDE- EEGSA se estableci6 con un plazo mfnimo de nueve (9)
ahios con ]a posibilidad de renovarse. Usando este contrato entre INDE y EEGSA 
como referencia, el grupo de consultores sugiere que el contrato inicial con los
cogeneradores tenga un primer plazo de entre 5 y 10 ahios para permitir reajustes a 
medida que las partes ganan experiencia en esta nueva industria. 

3.3 Frecuencia y Forma de Pago 
El contrato debe establecer la frecuencia y forma de los pagos. Se recomienda 

que los pagos se hagan mensualmente dentro de los treinta (30) dfas posteriores a la 
medici6n y que las tarifas se fijen en d6ares. Los pagos pueden ser hechos en 
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quetzales, ajustados mensualmente segtdn las variaciones que muestre la cotizaci6n del 
quetzal con respecto al d6lar. 

3.4 Pagos por Energfa 

Dado que la industria de generaci6n privada estA surgiendo en Guatemala, deben 
tenerse en cuenta diferentes opciones de pago por energfa eldctrica. 

Existen dos formas blsicas para estructurar la secci6n de tarifas de pago por 
energfa el6ctrica en los contratos de compra y venta. Se pueden establecer tarifas a base 
de precios fijos proyectados o contar con una estructura tarifaria a base de precios que 
fluctden en base a una f6rmula. 

3.4.1 	Tarifa en Base a Precios Fijos 

Para una estructura tarifaria basada en precios fijos proyectados, la empresa 
el6ctrica (comprador) calcula los precios de la electricidad usando como base las 
proyecciones futuras de sus costos marginales. Estos liegan a establecerse en base a los 
datos conocidos en el momento en que se hacen los cAlculos y se proyectan hacia el 
futuro para todo el tiempo de vigencia del contrato. 

En base a dichas proyecciones, el comprador y el vendedor negocian una tabla 
de tarifas el6ctficas para ]a vigencia del contrato, las cuales se pueden afinar para 
incluir algunos otros factores blsicos como las horas del dfa (pico y fuera-de-pico) y las 
estaciones del ao (hdimeda, seca). 

Al ceavenir en una tabla de tarifas pre-establecidas, el vendedor puede prover 
sus ingresos siendo entonces su dnico riesgo la generaci6n de electricidad. Desde el 
punto de vista del vendedor, ya que es 61 quien genera ]a electricidad, deben pagdrsele 
las tasas pre-convenidas. Sir. embargo, el vendedor pasa por alto el beneficio potencial 
que puede derivarse si una f6rmula de escalonamiento basada en los factores que 
influyen sobre los costos marginales fuera la base para el aumento de las tarifas y el 
costo del vendedor no se escalonara proporcionalmente al del comprador, de acuerdo 
con ]a f6rmula. 

Los precios fijos facilitarfan la participaci6n de inversionistas que dependen de 
financiamiento para desarrollar sus proyectos de inversi6n. 

Para el comprador, la ventaja de tener una tabla de tarifas fijas es que le 
representa ]a oportunidad de comprar electricidad a precios fijos sin equipararla a su 
costo de generaci6n, lo cual le permite (al comprador) los beneficios de obtener tasas 
potencialmente mds bajas en dpocas de sequfa extrema o al tener imprevistamente ia 
planta fuera de servicio, cuando estas tasas se han fijado en base a un caso promedio. 

Sin embargo, una tarifa pre-establecida priva al comprador de la posibilidad de 
obtener ahorros futuros como resultado de mejoras que haga en su sistema de 
generaci6n o de ]a eficiencia de dicho sistema. 

3.4.2 	 Tarifa de Pago en Base a Precios Fluctuantes 

La forma mis convencional de establecer tarifas de pago en los contratos, es 
por medio de una estructura tarifaria que ajuste el precio de acuerdo a una f6rmula 
basada en las variables que inciden sobre los costos marginales del comprador. En el 

77
 



contrato se establecerfa un precio base para las ventas de energfa el~ctrica y/o potencia 
y deberfa ser aplicable a todo el primer afio de su vigencia. El precio base se 
escalonarfa de conformidad con la f6rmula convenida. La f6rmula se negociarA entre el 
comprador y el vendedor teniendo en cuenta los supuestos usados para determinar el 
precio base inicial asignando diferentes valores a los distintos componentes. 

Dado que los precios del combustible y las condiciones hidrol6gicas son factores 
que inciden en los costos marginales, la f6rmula para escalonamiento de precios deberd 
tener en cuenta dichos factores. Por ejemplo una f6rmula recomendable para el 
escalonamiento se podrfa establecer usando, entre otros, los siguientes componentes: 
precio del combustible, contenido calorffico, rendimie.ito kWh/Btu. 

La ventaja que esta estructura tarifaria le ofrece al comprador es que el precio 
por energfa el6ctrica se incrementarfa en relaci6n con los incrementos en sus costos 
marginales. 

La estructura tarifaria puede tambi6n establecer mts de un precio base, para 
acomodar diferencias durante los perfodos pico, o fuera-de-pico, aunque la f6rmula 
para escalonar los precios serfa ]a misma. 

En el Anexo C se presentan varios ejemplos para estructuras tarifarias con base 
en precios fluciuantes. Estas se presentan con cardcter puramente ilustrativo para servir 
como gufa para negociar posibles estructuras tarifarias. 

3.5 Pagos por Potencia Eltrica 

El contrato tambidn se puede estructurar con un pago por potencia separado del 
pago por energfa el~ctrica. Los pagos por potencia tienen el prop6sito de compensar al 
vendedor por proveer potencia el&ctrica al comprador con la misma disponibilidad de 
sus propias plantas. El comprador conviene en pagar un precio por potencia porque 
espera tenerla disponible para suministrarla al consumidor e incluirla en sus cAlculos de 
reserva y planes de expansi6n. 

Al convenir en recibir un pago por potencia, el vendedor se compromete a 
mantener toda la capacidad de generaci6n de la planta (o parte de ella de acuerdo a lo 
indicado en el contrato) disponible para el comprador. Los pagos por potencia pueden 
tomar diferentes formas: pago por potencia firme y/o pago por potencia disponible. 

Tambi6n es recomendable que, si las empresas el6ctricas de Guatemala 
consideran conveniente tener la posibilidad de despachar la planta (por ejemplo, 
dejAndola fuera de operaci6n), el pago por la potencia est6 estructurado de tal forma 
que garantice al vendedor el reembolso de su inversi6n sin perjuicio de si la electricidad 
sea o no concedida y vendida, ya que el motivo para la disminuci6n o cese de las 
ventas es ]a capacidad que se le concede al comprador para despachar. 

El Anexo C incluye - en calidad de ilustraci6n - ,arios modelos previstos para 
pago de potencia, sea que dsta se entregue en forma con inua o se suministre si se tiene 
disponible como se indica a continuaci6n. El contrato tambi6n puede establecer 
condiciones para los pagos por potencia, de acuerdo a ]a capacidad tecnol6gica y 
operativa de la planta. 

78
 



3.5.1 Pago por Suministro Continuo de Potencia 
(Potencia Firme) 

Si se establecen pagos por el suministro continuo de potencia, 6stos se 
determinan en base a la potencia que el vendedor se compromete a suministrarle al 
comprador. Esta potencia, para efectos del contrato, se denomina "potencia firme" y 
debe mantenerse al inicio de operaciones comerciales. 

El pago por potencia se puede estructurar como un pago separado del pago de 
energfa o se puede incluir como parte de la misma tarifa por ventas de energfa 
eldctrica. 

En contratos por venta de electricidad con base en el despacho, siempre se 
acostumbra determinar pagos por la potencia firme. Por ejemplo, cuando el comprador 
tiene el derecho de "despachar" la planta del vendedor y dejarla sin operar. En este 
caso, el pago por potencia debe ser suficiente para reembolsar al vendedor su inversi6n 
ain en los casos en que el comprador decida no comprar ]a energfa el6ctrica. 

Este tipo de compromiso requiere tener mucha confianza en la capacidad 
operacional de ]a planta a los niveles requeridos dado que se acostumbra negociar la 
imposici6n de multas si la potencia no estA disponible. 

3.5.2 Pago por Potencia Disponible que Excede a la 
Potencia Comprometida 

En este tipo de contratos, se negocia un margen de potencia que puede estar 
disponible excediendo a ]a potencia comprometida de una manera firme, y el 
comprador se compromete a comprar esa potencia si el vendedor la pone a su 
disposici6n a un precio mds bajo. 

A las empresas el6ctricas de Guatemala les interesa poder contar en el futuro 
con la potencia de plantas generadoras del sector privado. Sin embargo, a medida que 
]a generaci6n privada es una nueva industria en Guatemala no se tiene ain la suficiente 
experiencia como para comprometer toda ]a potencia de las unidades cogeneradoras 
siendo consideradas de manera firme, a un precio y con posibilidad de que se les 
impongan multas. Por consiguiente, se recomienda que solamente se comprometa una 
parte de ]a potencia de manera firme y el resto se venda tinicamente si estA disponible a 
un precio mAs bajo. 

3.6 Pruebas y Multas 
Los contratos con estructuras tarifarias que suponen pagos por potencia, 

acostumbran siempre incluir pruebas para verificar la capacidad de la planta de tener 
disponible ]a potencia. Las pruebas pueden realizarse anualmente o semi-anualmente. 
Tambidn los contratos estipulan ciertas penalidades (multas por ejemplo) que deber n 
cubrirse como reparaci6n a] comprador si la potencia con la que 6ste contaba no estA 
disponible. 

Dado que ]a producci6n de los recursos de generaci6n de Guatemala varfan de 
acuerdo a los cambios estacionales, el grupo de consultores recomienda que los 
contratos en los que se establezcan pagos por potencia prevean las pruebas de la 
capacidad de la planta que deban efectuarse por 1o menos una vez a] afio, y que en el 
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contrato se fijen las fechas para las pruebas. Las fechas que se establezcan en dicho 
contrato pueden seleccionarse para que coincidan con el inicio previsto de la baja 
hidrol6gica. Esto suministrarA al comprador un nivel confiable de certeza de que la 
potencia generada estard disponible al ser necesaria. 

Si la planta no puede operar al nivel requerido cuando se haga la prueba inicial, 
el contrato puede autorizar que la prueba de potencia se vuelva a realizar dentro de un 
perfodo de tiempo especificado. 

En el Anexo C. 1 se sugiere tambi6n lenguaje para pruebas de potencia. 
Las multas que se le impongan al vendedor si ]a potencia no estA disponible, se 

convierten en una garantia financiera a favor del comprador, que le permite ser 
compensado si se viera obligado a obtener potencia proveniente de otras fuentes como 
resultado de la incapacidad del vendedor para servfrsela. 

3.7 Disputas e Incumplimientos 

El grupo de consultores estA consciente de que existe un cierto grado de 
preocupaci6n tanto de parte del comprador como de parte del vendedor en cuanto a 
c6mo resolver diferencias una vez que el contrato ha sido firmado. 

Al comprador le preocupa ]a posibilidad de incumplimiento de parte de el 
vendedor (generador privado) si no fuera capaz de generar electricidad con el mismo 
grado de confiabilidad que una empresa el6ctrica. 

Al vendedor le preocupa que el comprador falle en comprarle ]a potencia 
despuds de haber invertido considerables cantidades de dinero, como resultado del 
hallazgo de fuentes alternativas de potencia o como consecuencia de cambios en las 
regulaciones, expropiaci6n, nacionalizaci6n, etcetera. 

El grupo de consultores tambign percibi6 cierto grado de preocupaci6n de 
ambas partes en cuanto a la capacidad de una y otra de cumplir con las obligaciones 
financieras que puedan resultar en pago3 por faltas; ya sea que el comprador sea 
incapaz de pagar la potencia vendida o que ei comprador no pueda pagar las multas 
debidas. En tiltima instancia, muchas de las fallas en la ejecuci6n o incumplimientos 
pueden traducirse en faltas de pago. 

El grupo de consultores recomienda que todos los actos o condiciones 
consideradas como faltas se detallen en el contrato. En el Anexo C. I se sugieren, en 
una lista, los posibles casos de incumplimiento. Se recomienda que se definan lo ms 
posible las causas de incumplimiento, dado que siempre suelen surgir en el contrato 
disputas acerca de los casos que se consideran como incumplimiento. 

El grupo de consultores recomienda que en el propio contrato se establezcan 
mecanismos para resolver disputas de una forma expedita como prevenci6n y previsi6n 
de posibles fallas. Ain antes de que un acontecimiento resulte en una falla de 
incumplimiento total, posiblemente emergern alguna disputa que requiera soluci6n. Ya 
que ambas partes cuentan con que se cumpla el contrato (el vendedor dependiendo de 
las ventas y el comprador de las compras) cualquier disputa, sea de car~cter tgcnico, 
financiero o de otro tipo, deberA resolverse por la vfa mds expedita de tal forma que no 
afecte ]a ejecuci6n inmediata que se requiere de cada una de las partes y para prevenir 
una situaci6n que pudiera a la postre resultar en un fallo total. 
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Con este prop6sito, el grupo de consultores recomienda que se establezca un 
comitd cuya funci6n sea la resoluci6n de disputas que puedan aparecer entre las partes 
contratantes. La necesidad de tener una entidad que arbitre la resoluci6n de disputas 
surge de dos motivos principales: 

1) La naturaleza de la transacci6n que, como se indica anteriormente, con 
cada una de las partes contando en una ejecuci6n programada se verfa 
seguramente afectada si cualquier disputa solamente fuera a resolverse a 
nivel de procesos legales que pueden ser tardados y costosos. 

2) La presente falta de un cuerpo regulador independiente que tenga poder y 
capacidad para interferir, controlar, regular y administrar los contratos de 
compra y venta de electricidad. 

Por consiguiente, se recomienda que todo tipo de controversias sean referidas en 
primera instancia a esta entidad, la cual puede estan compuesta por miembros elegidos 
por ambas partes contratantes. Tambi6n es recomendable que un tercer miembro 
independiente en el comit.6 tenga conocimiento de los intereses de ambas partes. El 
comitd de tres miembros tendrfa como funci6n esencial ser un grupo de arbitraje para 
resolver disputas que surjan durante la vigencia del contrato. 

Si el comit6 fracasa en hallar una soluci6n, tendrd que pasarse a las reparaciones 
legales tradicionales o a un arbitraje formal. El Anexo C.5 muestra un lenguaje que se 
puede utilizar para ]a resoluci6n de disputas. 

3.8 Otras Disposiciones 

En el Anexo C. 1 tambidn se incluyen disposiciones que tratan con los siguientes 
asuntos: medidores de electricidad, procedimientos operativos de interconexi6n, 
programa de etapas-meta y garantfas. Estos asuntos se presentan tinicamente a guisa de 
ilustraci6n, como ejemplo de ]a forma como se han resuelto estos asuntos en otros 
contratos de compra y venta. Se sugiere que estas disposiciones se empleen como 
orientaciones para ]a negociaci6n de los contratos. Mds adelante, la forma final del 
contrato, deberi redactarse de acuerdo a los riesgos y a los resultados de las 
negociaciones. 
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1. CONCLUSIONES 

Esta secci6n del informe presenta las conclusiones del estudio y 
recomendaciones para lograr una participaci6n efectiva del sector privado en la 
cogeneraci6n. Las conclusione., y recomendaciones que aquf se presentan abarcan, 
ztecesariamente, un aspecto global sobre las condiciones en Guatemala y aspectos 
particulares para el sector cogenerador. 

Existe en Guatemala acuerdo en cuanto al importante papel que el sector 
privado puede jugar complementando a] sector ptiblico en la generaci6n de energfa 
eldctrica por medio de la cogeneraci6n. 

El potencial para cogeneraci6n y uso de recursos renovables en Guatemala en 
enorme y podrfa proveer un porcentzje considerable de ]a producci6n el&ctrica total del 
pafs. Esto vendrfa a cambiar radicalmente la estructura y el funcionamiento presentes 
del sector el6ctrico. El sector el6ctrico necesitarfa organizarse de tal forma que pudiera 
proveer la informaci6n necesaria para una eficiente participaci6n del sector privado. 
Las decisiones sobre los recursos que se deben desarrollar tendrfan que ser tomadas de 
forma expedita y clara para no retardar ]as inversiones de beneficio social y para evitar 
la duplicidad de proyectos de desarrollo. 

1.1 Impacto del Presente Estudio 
El proceso usado en este proyecto para la determinaci6n de los costos 

marginales de generaci6n y para desarrollar orientaciones generales para contratos de 
cogeneraci6n, ha dado como resultado una mayor comprensi6n acerca de lo que 6sta 
significa y puede representar en Guatemala. 

Ha habido bastante progreso en la comprensi6n de la cogeneraci6n y en la 
formaci6n de las polfticas a nivel nacional e institucional para incluir la cegeneraci6n 
en ]a planificaci6n de los recursos energ6ticos en Guatemala. Los progresos realizados 
en los tiltimos quince meses han sido en el aspecto conceptual de la cogeneraci6n. Se ha 
establecido un proceso de participaci6n conjunta que ha aumentado la confianza entre el 
sector privado y el ptiblico. Ahora s6lo resta que los avances conceptuales se traduzcan 
en nuevas polfticas y en la puesta en marcha de estrategias para que la cogeneraci6n sea 
una realidad en Guatemala. 

En general puede decirse que: 
A) 	Existe un acuerdo en el sector energ~tico de Guatemala en cuanto a la 

importancia de la participaci6n del sector privado en la generaci6n de 
electricidad a trav6s de la cogeneraci6n. El sector ptiblico ha principiado 
contar con la cogeneraci6n entre los recursos el~ctricos. El potencial para 
cogeneraci6n y uso de recursos renovables en Guatemala es considerable y 
podra proveer un porcentaje significativo de ]a producci6n el6ctrica total 
del pais. 

B) 	 El proceso participativo - utilizado en este estudio -permiti6 a las entidades 
ptiblicas y privadas nacionales involucradas en proyectos de generaci6n de 
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energia, obtener una mejor comprensi6n del proceso de cogeneraci6n y 
compartir sus puntos de vista, sus necesidades e intereses con mayor 
fluidez. Ha demostrado ser un procedimiento eficaz para viabilizar 
contratos de cogeneraci6n. 

C) 	 Gracias a la participaci6n conjunta del INDE y la EEGSA en el desarrollo 
de ]a metodologfa para el cilculo de los costos marginales, ambas 
instituciones comparten ahora una mejor comprensi6n del planeamiento de 
los sistemas el&ctricos hidro-t6rmicos y del impacto que tiene la 
hidrogeneraci6n en los costos de generaci6n el6ctrica en Guatemala. 

D) 	 La inclusi6n de la cogeneraci6n dentro del sector el6ctrico producirfa 
necesariamente cambios traducibles en ajustes estructurales y funcionales 
en el sector el6ctrico. La previsi6n de este hecho permiti6 iniciar agunas 
reflexiones en el seno del comit6 ejecutivo, acerca de los ajustes 
institucionales que facilitarAn el desarrollo de la cogeneraci6n en el pafs 
con sus consecuentes beneficios econ6mico y social. 

E) 	 Se iniciaron las discusiones acerca de la necesidad de cambios estratdgicos 
e institucio.ales para que -e asignen las responsabilidades regulatorias a 
agencias gubernamentales distintas del propio Estado para operar las 
empresas el~ctricas. Esto suministrarA a las empresas el6ctricas una meta 
clara y una visi6n empresarial que las aliente a proveer eficientemente sus 
servicios a consumidor. 

1.2 Costos Marginales 

Los costos marginales calculados en este estudio estn basados en el plan de 
expansi6n adoptado por INDE. A medida que este plan de expansi6n no se pone en 
marcha, los costos marginales para los ahios que principian en ]a fecha de operaci6n 
para la primera adici6n al sistema, se verAn afectados. 

Los costos marginales promedio de energfa incrementan de US$25/mWh a 
US$37/mWh entre 1990 y 1993 a medida que la demanda sube y reduce ]a reserva de 
capacidad en el sistema. Los costos marginales bajan en 1994 a US$31/mWh como 
resultado de la nueva capacidad instalada en el sistema ese ahio. Este proceso es 
consistente con la teorfa y ]a experiencia que se tiene en costos marginales. En caso de 
tardarse la operaci611 de las unidades gerieradoras programadas para 1994, los costos 
marginales continuarnan subiendo. 

La importancia de la energfa hidroel&ctrica se puede apreciar en el efecto que 
tiene scbre los costos marginales, los cuales Ilegan a un promedio anual de 
US$20i'niWh en la 6poca lluviosa de ahios con precipitaci6n alta y adquieren un 
promedio de US$4 1/mWh con baja precipitaci6n pluvial. Es ]a participaci6n de la 
energfa hidroeldctrica la que amortigua el impacto del incremento en el precio del 
combustible sobre los costos de operaci6n del sistema. 

Los costos marginales para el caso base que se mencionan acA fueron evaluados 
usando un costo de combustible de US$18 por barril de petr6leo. Teniendo en cuenta 
los cambios bruscos que sufre actualmente el precio del combustible, iecorresponde al 
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MEM establecer los precios que se fijarAn para uso de INDE y otras entidades que 
consumen este tipo de combustibles. Hay que hacer notar que el costo del combustible 
es la variable que mAs incide sobre los costos marginales despu6s de la hidrologfa. Es 
asf que cuando el barril de petr6leo aumenta su precio de US$18 a US$25 da como 
resultado un incremento en los costos marginales de US$32/mWh a US$52/mWh. 

El costo marginal de potencia se calcula usando ]a turbina de gas como proxy. 
Este m~todo es correcto porque son las turbinas de gas las unidades que m s 
probablemente se construirn para suministro de potencia, si los proyectos que 
actualmente se incluyen en el plan de expansi6n no se materializan. 

1.3 Contratos 

Tanto el sector publico como el sector privud, en Guatemala tienen interds en 
que se Ileve a cabo la participaci6n del sector privado en ]a cogeneraci6n. Por otra 
parte, miembros de las diferentes entidades que forman el comite ejecutivo que trabaj6 
en este proyecto, han manifestado su preocupaci6n en cuanto a los riesgos que se 
corren al entrar en un contrato de cogeneraci6n. 

Uno de los aspectos determinantes para la participaci6n efectiva del sector 
privado en la cogeneraci6n es el desarrollo de ]a confianza entre todas las partes 
involucradas en el proceso. Esa confianza crece a medida que cada parte gana 
experiencia en la nueva industria y a medida que ]a comunicaci6n entre las partes se 
mantiene abierta. 

El proyecto de estudio de costos marginales, usando un mdtodo participativo, ha 
promovido el intercambio de informaci6n como una forma de aumentar la confianza 
entre el sector pdblico y privado. Esta apertura de comunicaci6n se manifest6 en cierta 
forma durante el intercambio de data de planificaci6n entre las diferentes entidades 
pblicas y entre el sector piiblico y el sector privado. 

La funci6n del contrato de cogeneraci6n es proveer a cada parte las garantfas 
necesarias para poder participar en la compra y venta de energfa el~ctrica y hacer 
posible un balance entre riesgos y beneficios para ambas partes. La descripci6n que se 
hace en el presente informe de los riesgos percibidos por cada parte incluye solamente 
algunos de los tipos de riesgos identificados en contratos de cogeneraci6n, pero se 
dirige especialmente a las preocupaciones expresadas por las entidades guatemaltecas. 

1.4 Sistema Regional Centroamericano 

La participaci6n de Guatemala en un sistema el~ctrico a nivel regional 
centroamericano beneficiarfa tanto a Guatemala como a los otros paises. La 
coordinaci6n de las demandas nacionales con caracterfsticas temporales y geogrficas 
diferentes ayudaria a optimizar los recursos de cada naci6n y los beneficios resultantes 
sedfan compartidos por todos. La misma experiencia ganada en las transacciones con los 
cogeneradores se puede usar para establecer transacciones mutuamente bInficiosas 
entre parses. El primer paso dado por Guatemala con el establecimiento de los costos 
marginales de producci6n, al ser utilizado por todas las entidades nacionales en la 
regi6n centroamericana, podrfa tambien servir para promover el intercambio de energfa 
e]6ctrica a trav~s de las fronteras. 
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La informaci6n sobre costos de produci6n y transmisi6n de cada pafs y el 
principio de mercado se podrfan usar para optimizar la inversi6n en recursos 
energdticos a nivel regional en vez de solamente nacional. 

2. RECOMENDACIONES 

Las recomendaciones que aquf se incluyen se refieren a los tres objetivos del 
proyecto: 

a) establecimiento de costos marginales 

b) orientaciones para contratos de compra y venta de energfa y 

c) recomendaciones generales para estudios y actividades consecutivas. 

2.1 Costos Marginales 

Las recomendaciones del grupo de consultores cubren aspectos institucionales y 
t6cnicos. 

En la parte institucional, se recomienda que se establezca un proceso peri6dico 
de evaluaci6n de costos marginales de energfa y potencia para el SNI. Esta 
reevaluaci6n peri6dica deberfa coincidir con el ciclo de planificaci6n usado por el SNI. 
Los nuevos datos de costos marginales serfa suministrada al sector privado para su uso 
en la evaluaci6n de proyectos de cogeneraci6n. 

Podr'an incluirse representantes del INDE y de la EEGSA entre el equipo 
humano que hard la planificaci6n y que determine el plan de expansi6n para el SNI y 
otra data que deba usarse en el ciculo de costos marginales. 

Los resultados del proceso de reevaluaci6n de costos marginales sedan 
consistentes con la data usada en el sistema el6ctrico para planificaci6n. Estos 
resultados sedan presentados al MEM o a otra entidad con responsabilidad reguladora 
de los asuntos de cogeneraci6n. 

En ]a parte t6cnica, se recomienda que la informaci6n obtenida en el presente 
estudio de costos marginales se use para afinar los resultados producidos por el modelo 
WASP para identificar el nuevo plan de expansi6n con costo rifnimo. Este proceso ya 
ha sido iniciado por personal del sector de planificaci6n del INDE. 

Tambi6n recomendamos que se evahie la posibilidad de variar la operaci6n del 
sistema hidroel6ctrico para proveer mds potencia y/o energfa en perfodos secos. Esta 
evaluaci6n se beneficiarfa del programa de asesorfa t~cnica incluido a continuaci6n en 
las recomendaciones generales. 

2.2 Orientaciones Generales para Contratos 

En relaci6n a los contratos de compra y venta de energfa y/o potencia entre 
empresas eltricas y cogeneradores, el grupo de consultores recomienda tener en 
cuenta los siguiente aspectos: 

a) Que los contratos iniciales tengan la forma y el valor de un contrato/ 
memorandum de entendimiento pero que incluyan las disposiciones 
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importantes para el balance de riesgos. Los aspectos que deberfn tratarse 
incluyen: 

- los precios de venta, que deberAn fijarse en base a la metodologfa de 
costos marginales usados en el estudio y que deberdn variar de acuerdo a 
una f6rmula que tenga en cuenta las variables que inciden en dichos costos. 

- el plazo del contrato, cuyo plazo inicial mfnimo deberA ser de 10 ahios 
con 	una renovaci6n posible en plazos de 2 a 5 ahios. 

- ]a responsabilidad de ambas partes en cuanto a la interconexi6n, los 
medidores de electricidad, el voltaje, la comunicaci6n, la transmisi6n de 
energia eldctrica y cualquier otro aspecto inter6s. 

- el procedimiento para resolver disputas entre las partes a un nivel 
ejecutivo o utilizando arbitraje, para lo cual es necesario que se establezca 
un comitd ad hoc para resolver problemas, dirimir disputas o zanjar 
controversias en interpretaciones del contrato. 

- la disposicfon de los pagos por potencia hasta despuds de un perfedo de 
prueba o hasta ]a primera renovaci6n del contrato cuando las partes estdn 
seguras de poder cumplir y/o estdn en capacidad de aceptar multas o 
penalizaciones por fallas o incumplimientos. 

b) 	 Que estas recomendaciones se tengan en cuenta y se incorporen en los 
contratos, conforme se va estudiando y comprendiendo mejor su finalidad e 
intenci6n. 

c) 	 Que usando como base el memorandum de entendimiento, se establezca un 
contrato bisico estandarizado para todas las transacciones de proyectos 
independientes de energfa. 

2.3 Recomendaciones Generales para el Sector Pdblico 
Las recomendaciones generales se agrupan en polfticas nacionales, estructura 

institucional, y asesorfa t6cnica. Generalmente, se nota que un programa de cambio y 
adaptaci6n para fomentar la participaci6n del sector privado en la generaci6n el~ctrica 
debe iniciarse con nuevas polfticas de energ~ticos, despuds hacer ajustes a la estructura 
institucional que permitan la participaci6n del sector privado y establecer programas de 
capacitaci6n t~cnica. La idea es comenzar con nuevas polfticas y evolucionar hacia el 
detalle en forma racional y organizada. 

2.3.1 Polfticas Nacionales 
El m6todo usado en Guatemala para proveer subsidio al consumidor de 

electricidad no permite determinar con claridad los costos de suministro de los servicios 
el~ctricos. Esto da como resultado una disminuci6n de la eficiencia. Al no tener la 
informaci6n sobre costos, los empleados de las empresas elctricas carecen de 
incentivos para ilevar a cabo proyectos para el incremento de la eficiencia. La gerencia 
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tambidn tiene dificultades para establecer programas de eficiencia y para darles 
retroalimentaci6n en cuanto a niveles de eficiencia a sus empleados. 

El subsidio a la energia el6ctrica tambi6n trae como consecuencia el mal uso del 
servicio. Las tarifas al consumidor deberfan reflejar el costo real de suministro del 
servicio. Esta "seial correcta" del costo indica a los usuarios c6mo y en cudnto ajustar 
su consumo y promueve ]a eficiencia en el consumo. 

La ineficiencia en la producci6n y operaci6n de las empresas se podrfa 
solucionar en parte, aun manteniendo una polftica de subsidio al consumidor. Para esto, 
el subsidio deberfa de aplicarse directamente al consumidor en el momento de pagar las 
tarifas. Actualmente en Guatemala, el INDE genera y vende energfa en bloque a 
EGGSA, para que 6sta ]a distribuya al consumidor cobrando las tarifas establecidas por 
el mismo INDE de acuerdo a las polfticas nacionales. Gracias a estas polfticas, las 
tarifas son menores que los costos de suministrar los servicios y ocultan los costos de 
producci6n, transmisi6n, distribuci6n, etc. Estos "costos ocultos" no permiten 
estab cer programas para mejorar ]a eficiencia de INDE o EEGSA. 

Un programa de estudios de tarifas ayudarfa a determinar la forma como los 
costos de servicios son consecuencia del proceso de servicios, producci6n, transmisi6n, 
distribuci6n, etc. para los varios grupos y tipos de consumidores. Este estudio 
permitirfa al Gobierno de Guatemala tomar una decisi6n mejor informada sobre el nivel 
del subsidio que deba proveerse a los consumidores y los tipos de consumidores que 
deberfan recibirlo. 

Se debernan incluir dentro de un plan energ6tico otros aspectos de las polfticas 
nacionales incluyendo programas de conservaci6n de la energfa el6ctrica, protecci6n del 
medio ambiente, reducci6n de emisiones, etc. 

Aunque no se puede clasificar propiamente como polftica nacional, la 
p rticipaci6n de Guatemala en un sistema el~ctrico a nivel regional centroamericano 
beneficiarfa tanto a 6ste como a los otros pafses. 

2.3.2 	 Estructura Institucional 

La organizaci6n institucional en Guatemala refleja la evoluci6n del sistema 
el6ctrico del pais que principi6 con una co;npahiia privada y continu6 con la creaci6n 
del INDE en 1959 como empresa estatal encargada de todos los aspectos del servicio 
elctrico. Esta estructura de integraci6n vertical de producci6n, transmisi6n y 
distribuci6n de electricidad era ]a mis generalizada en aquella dpoca y la que se 
consideraba como mAs eficiente dadas las circunstancias polfticas, econ6micas y 
tecnol6gicas. 

La estructura institucional de la industria el~ctrica estA cambiando a nivel 
mundial. Este cambio responde a las nuevas condiciones tecnol6gicas y econ6micas 
prevalentes. El monopolio de ]a producci6n y la integraci6n vertical de todas las partes 
y componentes del servicio el6ctrico estAn ahora siendo reemplazados por una nueva 
estructura en ia que ]a producci6n se comparte entre varias entidades ptiblicas y 
privadas. Se estA contemplando ademAs )a participaci6n de varias entidades en la 
transmisi6n y distribuci6n. 
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La nueva polftica de participaci6n del sector privado en generaci6n electrica en 
Guatemala, trae consigo la necesidad de que la estructura institucional del sistema 
eldctrico cambie a su vez para permitir una efectiva participaci6n del sector privado. 
Independientemente de la participaci6n de este sector, la reestructurci6n institucional 
de la industria el6ctrica en Guatemala se hace necesaria para lograr que funcione 
eficientemente. 

Un aspecto clave de ]a reestructuraci6n institucional es la separaci6n de las 
funciones de regulaci6n y de producci6n. La entidad reguladora debe tener como 
funci6n ]a protecci6n de los intereses de los consumidores y ser independiente de la 
entidad productora (empresas el6ctricas), cuyo objetivo es suministrar la energfa 
el&ftrica demandada por los consumidores. La independencia de ]a entidad reguladora 
tambien serfa vital para que funcione como drbitro en las transacciones entre las 
empresas el6ctricas y los cogeneradores, lo que proveerfa un recurso legal para los 
generadores privados, incentivando asf la participaci6n del sector privado. 

Se recomienda un estudio que evaie la estructura institucional actual del sector 
eldctrico en Guatemala y que recomiende los cambios estructurales que promuevan su 
desarrollo institucional en btisqueda de la eficiencia. Dicho estudio tambidn evaluarfa 
los ajustes que son necesarios para una eficiente y eficaz participaci6n de los 
cogeneradores con el sector. 

2.3.3 	 Asesora Tcnica 

El avance tdcnico de la industria el6ctrica de Guatemala, tanto en cuanto al 
desarrollo de nuevas herramientas analfticas o de operaci6n como en la capacitaci6n del 
personal en las entidades ptiblicas y privadas, es esencial para el disehio de nuevas 
polfticas energdticas y la reestructuraci6n institucional. Con una polftica energ6tica 
clara y una estructura institucional eficiente, la capacitaci6n t6cnica tambidn permitird 
el desarrollo eficaz de ]a cogeneraci6n y permitirg el alcance de los objetivos 
nacionales. 

Las cinco dreas en las cuales se recomienda que se provea asesorfa t6cnica al 
sector pdiblico se describen a continuaci6n. 

2.3.3.1 Estudio de Costos de Transmisi6n y Distribuci6n 

Este estudio complementarfa el estudio de costos marginales de producci6n 
contemplado como parte de este proyecto y permitirfa al Gobierno de Guatemala 
calcular los costos totales del servicio el&ctrico. La informaci6n sobre los costos totales 
del sistema permitirfa establecer tarifas al consumidor que reflejen el costo de servicio 
y tambidn establecer todos los efectos que la energfa suministrada por los 
cogeneradores tendrfa sobre el SNI. 

El estudio de los costos de transmisi6n y distribuci6n tambidn proveerd 
informaci6n y herramientas analfticas que permitan a las empresas el6ctricas optimizar 
]a expansi6n de su sistema eldctrico. 
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2.3.3.2 Optimizaci6n del Sistema Hidrot6nnicode
 
Guatemala
 

La energfa hidroel6ctrica es el componente m.s grande del SNI y es el recurso 
energdtico mayor de Guatemala, por lo tanto el uso 6ptimo de este recurso tendrfa un 
efecto importante sobre la operaci6n de todo el sistema. 

Se recomienda hacer un estudio hidrol6gico de Guatemala para determinar la 
frecuencia de los flujos en las cuencas principales y evaluar diversas opciones de 
funcionamiento y expansi6n del sistema hidroel6ctrico. Este estudio incluirfa la 
determinaci6n del potencial para el desarrollo de sistemas de embalse multianuales y 
para la optimizaci6n de ]a operaci6n de dichos sistemas, para reducir la necesidad de 
nueva potencia t~rmica. 

2.3.3.3 Levantamiento de Mapasde Areas Con Potencial
 
Hidroelectrico
 

Dada la magnitud del plan de expansi6n en Guatemala y la abundancia de Areas 
con potencial hidroel6ctrico para proyectos de mediana y pequefia envergadura, una 
polftica de inserci6n de tecnologfa a nivel apropiado serfa recomendar la construcci6n 
de plant-as hidroel6ctricas de hasta 50 mW. 

La ubicaci6n de proyectos hidroelctricos con mayor eficiencia de costo es de 
suma importancia para asegurar el Plan de Expansi6n de costo mfnimo para ]a naci6n. 
Esto se puede lograr por medio de un estudio de las cuencas en Guatemala en el que se 
identifiquen Areas con potencial para desarrollo de proyectos hidroel6ctricos 
clasificAndolos por eficiencia econ6mica. Este estudio tambien proveerfa una evaluaci6n 
de Areas institucionales y t&cnicas que necesiten ser tenidas en cuenta por la entidades 
ptiblicas o privadas interesadas en el desarrollo de tales proyectos. 

2.3.3.4 Mejoramiento de la Eficiencia de Producci6ny
 
Transmisi6n de Electricidad
 

Este programa identificarfa Areas para el mejoramiento de la eficiencia de 
operaci6n de plantas generadoras y todo el sistema el6ctrico e incluirfa aspectos 
t&nicos de disefio, mantenimiento, operaci6n y gerencia. 

Las plantas t6rmicas del SNI han sido operadas en los tiltimos ahios con un nivel 
de mantenimiento mfnimo. Varias de ellas han Ilegado a su tiempo de retiro. Su 
eficiencia y por 1o tanto su producci6n total, se ha reducido afectando la base 
generadora accesible al SNI. 

Los sistemas de transmisi6n y distribuci6n necesitan ser evaluados para 
determinar Areas de mejoraminto y para reducir prdidas. Se puede lograr un 
incremento significativo de ia eficiencia de las plantas generadoras y del sistema de 
transmisi6n con un nivel bajo de inversi6n. 

2.3.3.5 Conservaci6n y Manejo de la Demanda 

El manejo de ]a demanda permite posponer ia construcci6n de nuevas plantas 
generadoras. Ya que el nivel de consumo existente es bajo comparado con el nivel de 
consumo en pafses desarrollados, los programas de conservaci6n de energfa tendrAn un 

91
 



impacto limitado en el consumo total de energfa. An asf, el impacto de programas de 
conservaci6n y manejo de la demanda serfa mayor sobre la demanda de pote icia en las 
horas-pico reduciendo la presi6n existente pam construir nuevas plantas de generaci6n.

El manejo de ]a demanda requiere informaci6n sobre el consumo y el costo del 
servicio para cada tipo de consumidor. Los programas para el manejo de la demanda 
deben coordinarse con programas para establecer planes de expansi6n del sistema de 
ger.-raci6n. Esto debe ser incluido en un programa de planeamiento de costo mfnimo. 

El modelo LMSTM suministra las herramientas necesarias para establecer un 
programa de planeamiento de costo mfnimo en forma efectiva. Lo que se necesita es la 
asesorfa t~cnica y financiera para que las entidades planificadoras de Guatemala 
obtengan ]a informaci6n necesaria y establezcan su programa. 

2.4 Sector Privado 
Solamente ]a participaci6n mAxima del sector privado en ]a nueva industria de 

generaci6n el6ctrica puede garantizar el incremento de la eficiencia en ]a producci6n de 
electricidad y la reducci6n de costos marginales. Para promover la competencia en esta 
industria se necesitan empresas saludables y efectivamente competitivas. Como en 
cualquier otra industria, ]a participaci6n limitada del sector privado producirfa la 
concentraci6n de poder econ6mico y con ]a consecuente falta de incentivos para lograr
]a eficiencia que promueve un sistema de mercado. 

El sector privado necesitarfa en suma dos tipos de asesorfa: una asesorfa t6cnica 
y una asesorfa financiera. 

2.4.1 Asesorfa T~cnica 
La asesorfa t6cnica al sector privado permitirfa la participaci6n mAxima de 

entidades con potencial para la cogeneraci6n. Este programa incluirfa informaci6n 
t&cnica sobre la opera i6n de sistemas elctricos, maquinaria para la cogeneraci6n,
formas de instalar equipos de cogeneraci6n en sus sistemas de producci6n, asesorfa en 
]a evaluaci6n de proyectos, etc. 

Esta asesorfa cubrirfa aspectos de cogeneraci6n y aspectos de desarrollo de 
recursos renovables. Este iltimo harfa uso de ]a informaci6n acerca del potencial para
desarrollo de proyectos hidroel~ctricos. La publicaci6n de informaci6n t&cnica y
econ6mica para proyectos hidroel6ctricos basada en el programa de mapeo
hidroel6ctrico mencionado anteriormente, permitirfa que el sector privado tambien 
participara en el desarrollo organizado y l6gico del recurso energdtico mis abundante 
de Guatemala. 

2.4.2 Asesorfa Financiera 
La informaci6n acerca de entidades nacionales y multinacionales que estAn 

proveyendo financiamiento para proyectos de cogeneraci6n contribuirfa a promover una 
participaci6n mAs completa del sector privado en esta nue'a industria. Parte de ]a
asesorfa podrfa ser informar a las entidades financieras locales acerca de la naturaleza 
de ]a industria de cogeneraci6n para que dstas puedan tomar decisiones mejor
informadas acerca de las solicitudes de crdito que se les planteen con ese fin. 
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INFORMATION TECNICA SOBRE PLANTAS
 

EN EL SISTEMA NACIONAL INTEGRADO
 

PLANTAS INDE: 

HIDRAULICAS: 

No. Unidad Capacidad Factor 
de 

carga 

Factor 
de 

hidro. 

Promedio 
(kwh/gal) 

Aflo 
entrada 

Afto 
salida 

Combustible 
utilisado 

I 
2 
3 
4 
5 
6 
7 
8 
9 

10 
11 
12 
13 
14 

Chaixoy 
Aguacapa 
Jurun Mgrinala 
Los Esclavos 
Santa Maria 
Michatoyas 
Rio Hondo 
El Porvenir 
Chichaic 
Rio Bobos 
Santa Maria 2 
Jocotan Wq 
El Palmar 
Serchil 

280.00 
60.00 
60.00 
13.00 
6.00 
3.00 
3.00 
2.00 
0.80 
8.00 

68.00 
40.00 
55.00 
80.00 

5373 
1528 
2740 
1325 
6438 
5690 
8209 
9428 
6087 
7850 
2980 
3770 
3750 
2982 

1983 
1982 
1970 
1966 
1966 
1950 
1962 
1968 
1979 
1994 
1996 
2000 
1998 
2000 

1996 

TERMICAS: 

15 
16 
17 
18 
19 
20 
21 
22 
23 

Zunil 1 
Zunil 2 
B. Vapor 1 
B. Vapor 2 
B. Vapor 3 
B. Gas I y 2 
B. Gas 3 
B. Gas 4 
B. Gas 5 

15.00 
55.00 
30.00 
50.00 

100.00 
20.00 
20.00 
20.00 
32.00 

7865 
8925 
8000 
8875 
8000 
5000 
5500 
5500 
2800 

.0000 
.0000 

12.0000 
12.7800 
13.0000 
8.7000 
9.7000 
9.7000 
9.7000 

1994 
1999 
1972 
1977 
1994 
1968 
1976 
1976 
1985 

1990 

Bunker 
Bunker 
Bunker 
Diesel 

Diesel 
Diesel 

PLANTAS EEGSA: 

24 
25 
26 
27 
28 
29 
30 

L. Vapor I y 2 
L. Vapor 3 
L. Vapor 4 
L. Gas 1 
L. Gas 2 
L. Gas 3 
L. Gas 4 

1.00 
13.00 
13.00 
9.00 

17.00 
17.00 
30.00 

8000 
8740 
8740 
5500 
7030 
7030 
7030 

8.3100 
10.2000 
10.2000 
7.9060 
8.6432 
8.6432 

10.5000 

1949 
1959 
1961 
1964 
1978 
1978 
1990 

1993 
2001 
2002 
1993 
2001 
2002 

Bunker 
Bunker 
Bunker 
Bunker 
Diesel/Crudo 
Diesel/Crudo 
Diesel/Crudo 
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PRODUCCION ANUAL DE ENERGIA DEL SISTEMA
 
HIDROELECTRICO 

BAJO DIVERSOS GRADOS DE PROBABILDAD 
(GWH AL ARO) 

Nombre 95% 90% 80% 70% 60% 50% 40% 30% 20% 10% 

I Hidro Peque 57.1 60.1 64.0 67.0 68.9 70.9 73.8 75.8 77.8 80.7 
2 Los Esclavos 40.0 43.0 46.0 49.0 51.0 53.0 55.0 57.0 59.0 62.0 
3 Jurun Marinala 123.9 132.9 144.0 151.0 158.1 164.1 171.2 178.2 185.3 195.4 
4 Aguagapa y 136.3 177.2 238.0 268.4 298.8 353.3 377.4 401.6 429.9 482.3 

Unidades 
5 Pueblo Viejo 1030.5 1172.8 1318.0 1346.5 1406.3 1465.2 1499.6 1535.9 1570.2 1608.5 

(Chixoy) 
6 Sta. Maria II 133.0 151.1 177.0 198.6 220.2 243.5 261.6 289.2 323.8 379.9 
7 Bobos 44.8 49.4 55.5 59.3 63.6 67.7 71.8 76.2 81.4 90.1 
8 Palmar 138.0 155.0 180.0 201.0 221.0 242.0 265.0 290.0 325.0 380.0 
9 Serchil 161.5 178.0 200.0 213.8 229.2 214.1 258.7 274.5 293.5 324.8 

10 Jupilingo 6.9 7.6 9.0 9.7 11.1 11.8 13.2 13.8 15.2 18.3 
II Canotan 32.3 35.0 39.0 41.7 45.1 47.7 51.1 55.1 59.2 65.9 
12 Jocotan 93.8 108.0 131.0 146.0 162.9 179.7 199.2 221.3 256.7 309.8 
13 Geozunil 1 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 
14 Geozunil 2 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 
15 Geo-AMAT 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 
16 Chulac 1031.6 1120.2 1222.0 1313.7 1384.9 1450.1 1527.5 1629.3 1731.2 1934.8 
17 Xalala 1160.6 1234.7 1317.0 1358.2 1440.5 1496.0 1543.4 1646.3 1718.3 1831.5 
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A N E X 0 S A.2 DATOS BASICOS
 



RIEGIONALIZAcI DE LA R PURLICA DE GUATEMAL A 
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POBLACION 1990 
Regi6n y 

Departamentos 
Repdblica 

I-Metropolitana 
Guatemala 

II- Norte 
Baja Verapaz 
Alta Verapaz 

III- Nororiente 
El Progreso 
Izabal 
Zacapa 
Chiquimula 

IV- Suroriente 
Santa Rosa 
Jalapa 
Jutiapa 

V- Central 
Sacatep&luez 
Chimaltenango 
Escuintla 

VI-	 Suroccidente 
SoloA 
TotonicapAn 
Quetzaltenango 
Suchitep&iuez 
Retalhuleu 
San Marcos 

VII-	 Noroccidente 
Huehuetenango 
Quich6 

VIll- Petn 

Pet~n 


Poblaci6n 
(millares) 

9,198.4 

1.963.0 
1,963.0 

753.3 
179.6 
573.7 

828.0 
106.2 
316.2 
158.7 
246.9 

795.1 
262.3 
186.1 
346.8 

1.035.3 
175.0 
334.1 
526.2 

2.332.5 
234.7 
289.1 
542.6 
352.0 
231.9 
682.3 

1 

693.8 
557.0 

240.4 
240.4 

Area Habitanter por 
km2 2
Vkm


108,889 84
 

2.126 923
 
2,126 923
 

11.810 	 §A
 
3,124 57
 
8,686 66
 

16026 2
 
1,922 55
 
9,038 35
 
2,690 59
 
2,376 104
 

8.237 47
 
2,955 89
 
2,063 90
 
3,219 108
 

6.828 152
 
465 376
 

1,979 169
 
4,384 120
 

12.230 	 191
 
1,061 221
 
1,061 272
 
1,951 278
 
2,510 140
 
1,856 125
 
3,791 180
 

15.778 	 79
 
7,400 94
 
8,378 66
 

35,854 2
 
35,854 7
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ANEXO A.3. TARIFACION BASADA EN COSTOS 

MARGINALES 

1. Costos Marginales De Generaci6n 

1.1 Costos Marginales y Teorfa Econ6mica 
La teorfa de Pareto aduce que, en una economfa en la que el nivel de precios de 

los bienes corresponde a su 6ptimo de producci6n, una empresa individual alcanza su 
punto 6ptimo cuando, entre otros requisitos, vende a costos marginales. 

Adicionalmente, la empresa debe satisfacer la demanda y minimizar sus costos 
de producci6n. N6tese que estas condiciones son dindmicas puesto que la demanda 
cambia con el tiempo, lo que requiere una continua adaptaci6n por parte 'e la oferta. 
En el caso de empresas de electricidad existe, en efecto, un continuo conuicionamiento 
de ]a oferta (que se decide durante la planificaci6n de expansi6n) por parte del 
consumidor, a travds de la demanda, y de ]a demanda por parte de ]a empresa, a travds 
de la tarifaci6n. Esto lo podemos representar en la figura VI - 1. 

"PI:'-/N IF I CA C I CX' I 

TAR IR=AC 10N 

F'gura VI - 1 

1.2 Definici6n y Propiedades Importantes 

Los costos marginales corresponden a costos de generaci6n, transmisi6n y 
distribuci6n producidos por el suministro de una unidad adicional de energfa el~ctrica 
en un perfodo determinado de tiempo. Son de corto plazo cuando no se puede ampliar 
la capacidad de los equipos y de largo plazo ceando sf se puede. 
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Los costos marginales de largo y corto plazo son iguales para cualquier 
suministro cuando el equipamiento es 6ptimo, se mantienen los criterios de reserva y no 
cambia el costo unitario de construcci6n de nuevos proyectos durante el horizonte del 
largo plazo. Efectivamente, si el costo de corto plazo es mayor al del largo plazo, 
conviene anticipar ampliaciones en la capacidad del sistema. El hecho de que el costo 
de corto plazo est6 por debajo del de largo plazo es indicativo de un sobre
equipamiento. 

Generalmente se prefiere trabajar con costos de corto plazo, puesto que en el 
corto plazo se tiene mAs informaci6n, en particular, relacionada con el despacho. Esto 
permite descomponer el costo marginal en costo de potencia y costo de energfa y 
asignar costos diferentes segdn perfodos horario estacionales. 

La condici6n de optimalidad enu,,iada anteriormente, garantiza que los costos 
de corto plazo coinciden con los de largo plazo cuando existe un nivel 6ptimo de 
equipamiento. 

Con el objeto de seleccionar una estructura tarifaria para consumidores estable, 
que le envfe sefiales adecuadas a los consumidores, se acostumbra escoger para el 
andlisis un ahio lo suficientemente alejado en el futuro, para el cual el parque de 
producci6n est6 adaptado a la demanda. 

1.3 Costos Marginales de Generaci6n 

1.3.1 Definici6n 

Los costs marginales de generaci6n son iguales a ]a derivada parcial de la 
funci6n de costos de expansi6n de generaci6n con respecto al crecimiento de la 
demanda. Este crecimiento en demanda es io que crea la necesidad de hacer ]a 
expansi6n. La funci6n de costos se puede expresar de la manera que se indica a 
continuaci6n que, tal como se verA mAs adelante, es equivalente a expresarla en 
tdrminos de las demandas de potencia pico y de energfa. 

CT = f( INV, O&M, CMB, PER, RAC)... [1] 

en donde:
 
CT = Costos Totales,
 

INV= Costos de Inversi6n, 

O&M = Costos de Operaci6n y Mantenimiento, 

CMB = Gastos de Combustible, 

PER = Coslos de P6rdidas 

RAC = Costos de Racionamiento (Energfa no servida) 

La inversi6n en equipamiento se hace generalmente para satisfacer incrementos 
en la demanda mAxima (potencia). En sistemas predominantemente hidrallicos, sin 
embargo, puede tambidn hacerse para satisfacer incrementos en ]a demanda de energfa. 

Los costos de operaci6n y mantenimiento pueden ser fijos, asociados al tipo y 
tamahio de las instalaciones (en cuyo caso se originan por ii,,-rementos en la demamda de 
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pico) o variables, si dependen de la generaci6n, (en cuyo caso se deben a incrementos 
en la demanda de energia). 

Los gastos de combustible dependen de la demanda de energfa y los de 
racionamiento de ambas, la demanda de pico y la de energfa. 

Las observaciones anteriores nos indican que la funci6n de costos depende 
enteramente de la demanda de potencia de pico (P) y de la demanda de Energfa (E); 

CT = f(P,E) [2] 

El costo marginal de generaci6n puede separarse entonces en costo marginal de 

potencia y costo marginal de energfa: 

CMP= bf(P,E) [3] 

bp 

CME= bf(P,E) [4] 

6E 

El cAlculo de costos marginales de generaci6n con ]a ayuda de las anteriores 
ecuaciones se dificulta por el hecho de que no existe una funci6n analitica "'. 
Adicionalmente, no hay una adaptaci6n permanente de la oferta a ]a demanda, ya que 
los incrementos de oferta son discretos. Esto hace que el problema no sea continuo y 
que la funci6n "T'no sea diferenciable, lo que requiere el uso de metodologfas 
especiales d- cdJculo. 

1.3.2 Costo MarginalPromediode Generaci6n(CMPG) 

Se acostumbra a expresar costos marginales de generaci6n con respecto a 
incremento en ]a demanda energ6tica, lo que conduce a introducir el concepto de costo 
marginal promedio de generaci6n (CMPG), el que se define como la relaci6n entre los 
costos de generaci6n en un perfodo dado y el incremento correspondiente de la 
demanda de energia en el mismo perfodo. Se expresa en US$/ kWH, por ejemplo, y se 
calcula como ]a suma del costo marginal de potencia (CMP) y el costo marginal de 
energfa (CME). 

1.3.3 Costo de Marginalde Potencia (CMP) 

Este costo se puede obtener a partir de la anticipaci6n de la inversi6n en equipo 
de pico, generalmente una turbina de gas, menos las economfas de combustible que se 
obtienen como resultado de su funcionamiento. Para un afho determinado, el costo de 
anticipaci6n (CANT) puede obtenerse como sigue: 

CANT = (rec + om) * INV... [5] 

en donde: 
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INV = inversi6n anual unitaria (US$/kW), incluyendo los intereses durante la 
construcci6n (IDC); 

rec = factor de recuperaci6n del capital, que incluye reemplazo de la unidad de 
generaci6n al final de su vida dtil y una tasa apropiada de descuento (por 
ejemplo, 10%). Este factor se calcula como sigue: 

n) / (( l1+ )n - lr=(a *(I +) 1); 

en donde
 
"a" es la tasa de descuento y
 
"n" la vida 6til del equipo. 

om = costos fijos anuales de operaci6n y mantenimiento de la unidad 
marginal. 

Si CEC son las economfas de combustible que se obtienen durante un afo,

gracias a la anticipaci6n del equipo de pico, el costo marginal de potencia se puede
 
expresar como sigue:
 

CMP = (CANT -CEC) / ((1 -TSF) *(I- TPT))... [6] 

en donde TSF es ]a tasa de salidas forzadas de ]a unidad de pico y TPT es una tasa de
pdrdidas que mide consumo propio de la unidad, p~rdidas por calor y p6rdidas de 
transmisi6n. 

1.3.4 Costo Marginalde Energ(a (CME) 
Se pueden distinguir dos posibilidades, segtln la c.apacidad de producci6n sea o
 

no superior a ]a demanda. Si es superior, el costo marginal de energfa es el costo de
 
producci6n de la unidad de generaci6n marginal, que es ]a diltima despachada, para ese 
nivel de demanda. De lo contrario, corresponde al costo unitario de racionamiento.
 

En el ejemplo de ]a figura VI 
- 2, existen tres niveles de demanda. Si la 
demanda estA entre P(1) y P(2), el costo marginal corresponde a la central de carb6n y
depende del precio del carb6n y de la eficiencia de la planta de carb6n. Si la demanda 
estA entre P(2) y P(3), es ]a unidad de bunker la que, junto con el precio del bunker,
determina el costo marginal. Para valores de la demanda superiores a P (3), el CME se 
calcula en base a ]a turbina de gas.

Si en el ejemplo de la figura 2 no hubiera estado presente ]a turbina de gas,
hubiera habido necesidad de racionar. En general, un racionamiento puede presentarse 
por errores de planificaci6n o por factores fortuitos relacionados, por ejemplo, con 
contingencias, condiciones hidrol6gicas bajas, etc. En planificaci6n se utiliza 
comtinmente un criterio de reserva adecuado que, sin embargo, no puede cubrir todas 
las eventualidades que se pueden presentar. Un criterio de reserva muy alto no es 
econ6mico, pues ocasiona que el factor de utilizaci6n de las unidades de pico sea muy 
bajo. 

106 



P
 

P3 

P4 

FILO E AOUA 

Figura VI - 2 

El costo de racionamiento se evahia a veces en forma implfcita y corresponde al 
costo de anticipar equipo nuevo que permita suplir la demanda adicional. Una manera 
alterna de calcularlo consiste en evaluar el impacto del racionamiento sobre la 
economfa nacional. Este procedimiento encuentra una estructura de costos que depende 
del nivel del racionamiento y al colocar el d6ficit en un contexto nacional, produce 
valores acordes con ]a economfa del pais. En planificaci6n (y planificaci6n de 
operaciones), se acostumbra representar el racionamiento por medio de una planta 
tdrmica con costo unitario (US$/kWh) de generaci6n m:s alto que el de todas las demls 
unidades existentes. 

1.4 Bloques Horario-Estacionales 

Las tarifas de generaci6n privada deben reflejar variaciones en costos de 
generaci6n ocasionados por variaciones estacionales (estaci6n seca y estaci6n lluviosa) 
de ]a oferta, debidos a ]a preponderancia del componente hidradlico en el sistema 
guatemalteco y a variaciones de la demanda con la hora del dfa (pico y base). Como se 
explic6 en la Secci6n 2.4 del texto principal, un andlisis del sistema guatemalteco 
conduce a ]a definici6n de cuatro bloques horario estacionales que combinan la estaci6n 
(seca,lluviosa) con la hora del dfa (pico, fuera-de-pico). 

2. Costos de Transmision y Transformacion AT/MT 

Debido a que las inversiones en transmisi6n y transformaci6n AT/MT son 
bastante discretas, los costos marginales de transmisi6n y transformaci6n se estiman 
mediante el costo incremental promedio de largo plazo (CIPLP), que permite "alisar" 
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cambios bruscos en inversiones y obviar la necesid de obtener (mediante modelos de 
gesti6n) la distribuci6n de flujos elctricos en las lfneas del sistema. 

Supongamos que I(t,V) es el costo de inversi6n en lfneas y subestaciones 
durante el aio t, al nivel de voltaje V y que DM (t,V) es el correspondiente incremento 
de demanda de potencia mAxima. Entonces CIPLP al nivel voltaje V puede obtenerse 
como sigue: 

CIPLP (V)= (rec + or) *[t { I(t,V) /(I+ a)t ]/ E t{ DM (t,V) /(I+a)t }] ....[7] 

En la ecuaci6n anterior, "rec" y "om" aparecen a causa de los costos de 
recuperaci6n del capital (rec) y de los costos fijos de operaci6n y mantenimiento (om), 
tal como fueron definidos anteriormente. 
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A N E XO B. MODELOS LMSTM Y WASP 

Paquetes Computacionales 

El modelo LMSTM fue proporcionado por la USAID como parte del proyecto 
para ser usado por las entidades encargadas de planificaci6n del sistema el6ctrico de 
Guatemala. La USAID proporcion6 los servicios de un especialista en computaci6n 
experto en el modelo para instalar este y proveer entrenamiento a los t~cnicos 
guatemaltecos. 

El proceso de entrenamiento incluy6 dos fases: a) entrenamiento general sobre 
la metodologfa usada para el cdlculo de costos marginales de genraci6n electrica y 
aspectos generales de ]a operaci6n del modelo para los representantes t~cnicos del 
INDE, EGGSA, MEM y el sector privado. 

a) El entrenamiento general cubri6 aspectos principales del proceso de 
planificaci6n para sistemas el6ctricos como proyecciones de demanda, 
criterio de operaci6n y mantenimiento, etc. Tambi6n se cubri6 en forma 
general el proceso usado por el modelo LMSTM para calcular los costos 
marginales a corto plazo del sistema el6ctiico. Esto incluy6 una descripci6n 
de los datos de entrada para el modelo LMSTM y su interf,e con el 
modelo WASP, los algoritmos de proceso de datos y reportes producidos 
por el modelo LMSTM. 

b) Referente al entrenamiento especffico, 6ste incluy6 mis detalle sobre la 
operaci6n del modelo LMSTM y entrenamiento prActico, dirigido por el 
especialista en computaci6n en las oficinas del INDE y del Proyecto. 
Representantes del INDE, EGGGSA, MEM y el sector privado operaron el 
modelo LMSTM usando inicialmente datos para una empresa el&ctrica 
imaginaria y despu6s los datos de planificaci6n actual del INDE. Esto 
permiti6 que los representantes t&cnicos se adiestraran completamente en el 
funcionamiento y aplicaci6n del modelo LMSTM. 

El entrenamiento proporcionado en Guatemala para el modelo LMSTM se 
complement6 con ]a asesorfa t6cnica del experto del modelo desde los Estados Unidos. 
Esto permiti6 que los t6cnicos pudieran solucionar preguntas especfficas que 
aparecieran en ]a aplicaci6n del modelo LMSTM. Este servicio se incluy6 para 
asegurar ]a eficiente aplicaci6n del modelo atn despu6s de la visita de los consultores. 

Para Planificaci6n de Expansi6n se us6 WASP, que tiene las siguientes 
caracterfsticas: 

(a) Encuentra ]a opci6n para planificaci6n de mfnimo costo en valor presente. 

(b) Representa ]a demanda por medio de ]a curva de duraci6n de carga. 

(c) Representa salida forzada de unidades por medio de convoluciones. 

(d) Energfas (y potencias) hidratilicas por perfodo, son datos de entrada. 
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(f) 	 Despacha energfa hidrgulica filo de agua en base, y de regulaci6n, 
nivelando la carga ("peak shaving"). 

(e) 	 Simula despachos 6ptimos de energfas de regulaci6n diaria y semanal. 
Los costos marginales de producci6n se encontraron con la ayuda del programa

LMSTM (Load Management Strategy Testing Model) el cual es un Programa de 
Gesti6n que optimiza ]a operaci6n del sistema de potencia al nivel horario, para lo cual: 

(a) 	 Modela la demanda por medio de ]a curva cronol6gica de carga. 
(b) 	Hace una asignaci6n optima de unidades a nivel diario. 

(c) 	 Hace un despacho 6ptimo horario. 
(d) 	 Utiliza tdcnicas de Monte Carlo para simular salidas forzadas de 

unidades. 

(e) 	 La energfa (y potencia) hidr-,ulica filo de agua es un dato de entrada y se 
despacha en base. 

(f) La energia (y potencia) hidrAulica de regulaci6n es un dato de entrada y se 
despacha nivelando la curva de carga ("peak shaving"). 
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ANEXO C. EJEMPLO DE DISPOSICIONES EN UN
 
CONTRATODE COMPRA Y VENTA DE ENERGIA
 

ELECTRICA
 

1. Introducci6n para Contratos a Base de Precios 
Fijos 

Se sugiere que el contrato incluya un lenguaje que manifieste las intenciones de 
las partes y que podrfa ser redactado de la forma siguiente: 

"Los precios que se pagarAn al vendedor por [energfa y/o potencia] de acuerdo 
al presente contrato, han sido fijados [parcial o totalmente] en el momento de su 
realizaci6n. Los costos marginales reales al momento de las ventas podrfan estar 
sustancialmente por encima o por debajo de los precios fijados en el presente contrato. 
Por tanto, las partes expresamente se comprometen a los precios fijados en este 
contrato por el perfodo de ejecuci6n aplicable y no intentardn o no tendr-Sn el derecho 
de renegociar dichos precios por ningtin motivo." 

Los consultores sugerimos que este lenguaje se agregue a la parte introductoria 
del contrato si el contrato se hace por precios fijos. 

2. Ventas De Energfa y Potencia 
(a) 	 El vendedor, venderA y entregarA y el comprador comprarA y aceptard la 

entrega de [potencia y/o energfa] al Nivel de Voltaje__ de (tensi6n 
de) kWs. 

(b) 	 El vendedor proveerA [energfa y/o potencia] de su [descripci6n de la planta 
que provee el servicio] kWs, Instalaci6n localizada en [localizaci6n 
geogrAfica de la instalaci6n]. 

(c) 	 La Fecha Programada de Operaci6n Comercial para ]a Instalaci6n es 
[fecha]. Al final de cada trimestre calendario, el vendedor dard aviso por 
escrito al comprador de cualquier cambio en la Fecha Programada de 
Operaci6n Comercial. 

(d) Para evitar que se excedan las limitaciones fsicas de las Instalaciones de 
Interconexi6n, el vendedor limitarA la tasa de entrega real de la Instalaci6n 
al sistema del comprador a kW. 

(e) 	 La fuente de energfa primaria para la Instalaci6n es 

3. Tarifas de Ventas 

3.1 	 Ventas de Energia Eltrica 
A continuaci6n se presentan varios ejemplos de lenguaje para tarifas por ventas 

de energfa el6ctrica. 
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Ejemplo I 
Despu~s de ]a Fecha de Operaci6n Comercial, el comprador pagar- al vendedor 

por energfa entregada segdin la opci6n de pago de energfa acordada en la siguiente 
forma.[Escoger una de las Opciones siguientes]: 

a) Opci6n de Pago por Energfa a Precio Fijo. Durante el t~rmino del contrato, 
el comprador pagard al vendedor por la energfa neta producida de la 
Instalaci6n sobre la base de kWh de acuerdo a las tasas que se muestran en 
la Tabla I. 

b) 	 Opci6n de Pago por Energfa a Precios Variables. Durante el t~rmino del 
contrato, el comprador pagard al vendedor por la energfa neta producida 
por ]a Instalaci6n, sobre una base de kWh, de acuerdo a una tasa igual al 
Precio de Venta de Energfa. El Precio de Venta de Energfa estA compuesto 
de un Precio Compensatorio Base. El Precio Compensatorio Base fluctuard 
de acuerdo a ]a siguiente f6rmula : 

PRECIO COMPENSATORIO BASE = PCB x [ 

Ejemplo 2 
En este ejemplo, se permite un perfodo de tiempo de prueba y luego de ese 

perfodo de prueba, hay penalizaciones si el vendedor no cumple su obligaci6n de 
vender. En este caso, no habrfa otra multa por potencia. 

(a) 	 El vendedor generari y venderd energfa el~ctrica al comprador durante 
todo el trrrino del presente contrato y durante el t6rmino de cualesquiera 
pr6rrogas o renovaciones que de aquf en adelante se determinen en base 
anual para horas-pico, las cuales, principiando con el [cuarto] ahio de 
operaci6n de la planta despu~s de la Fecha de Operaci6n Comercial y por 
cada 	afio de allf en adelante, no serAn menores del [85 %]del promedio de 
generaci6n anual producida y rendida para horas-pico durante los [tres]
afios inmediatamente precedentes de operaci6n de la planta ("Generaci6n 
Promedio"). 

(b) 	 Si el monto de energia elctrica anual realmente entregada al comprador 
durante ]as horas-pico en cualquier ahio despuds del [tercer] aniversario de 
la Fecha de Operaci6n Comercial ("Generaci6n Real"] es menor del [85%] 
de la Generaci6n Promedio, entonces el vendedor pagar-A al comprador una 
cantidad por ejecuci6n igual a la cantidad de kWh en la cual el [85%] de la 
Generaci6n Promedio (x) excede a ]a Generaci6n Real (y), multiplicado 
por 	[tantos] centavos por kWh. 

(c) 	 Con el fin de calcular la Generaci6n Promedio y la Generaci6n Real de la 
planta, se excluirAn, en cualquier caso, cualesquiera kWh que la planta no 
haya generado durante tal perfodo de [cuatro {4} afios] en horas-pico por 
razones de fuerza mayor, por revisi6n total de ]a instalaci6n, y por 
desconexi6n de ]a planta o por alguna interrupci6n, corte o reducci6n de las 
ventas de electricidad por parte del comprador. 
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3.2 	 Ventas de Potencia 

Ejemplo I 

Este ejemplo, contiene lenguaje para ventas de potencia que permite imponer 
multas al vendedor si la potencia no estA disponible. 

(a) 	 El vendedor deberA demostrar la capacidad de la planta para proveer al 
comprador 	con la Potencia especificada en el contrato, dentro de los 

dfas despu6s de la Fecha de Operaci6n Comercial. 

(b) 	 Despu6s de la Fecha de Operaci6n Comercial, dos veces al afio a solicitud 
del comprador, el vendedor deberA, una vez durante los [Meses-Pico de 
verano] y una vez durante los[ Meses-Pico de invierno], demostrar la 
capacidad de la planta para suministrar la Potencia contratada para dicho 
perfodo de tiempo. 

(c) 	 Si el vendedor no puede demostrar la capacidad de la planta para 
suministrar ]a Potencia contratada, pero puede demostrar ]a capaciad de la 
planta para suministrar por lo menos el [85 %] de la Potencia contratada, el 
vendedor harA todos los esfuerzos razonables para poner la planta en 
condiciones de suministrar ]a Potencia que el contrato determina. 

(d) 	 Si el vendedor no logra demostrar la capacidad de la Instalaci6n para 
suministrar por lo menos el [85 %] de la Potencia contratada, el 
componente de Potencia contratada del precio que deba pagase por energfa 
el6ctrica deberA ser reducido en los siguientes montos por tanto tiernpo 
como el vendedor sea incapaz de demostrar la capacidad de la planta par 
suministrar ]a Potencia contratada: 

Potencia Demostrada 
------------------ X Componente de Potencia en el Precio 
Potencia Contratada 

Ejemplo 2 
El lenguaje que se usa en el siguiente ejemplo, puede utilizarse en un contrato 

para una planta despachable, cuando el comprador determina la cantidad que le interesa 
comprar. Dadas las restricciones que no se utilizan en el ejemplo, se ecomienda que 
dste se use cuando los pagos por potencia que se han negociado son lo suficientemente 
altos. 

(a) 	 Durante el t~rmino del contrato, el comprader pagarA al vendedor por 
mWs de Potencia Firme [o_ mWs de Potencia Firme durante los Meses 
Pico y _ mWs de Potencia Firme durante los Meses Fuera-de-Pico], los 
cuales se consideran como un "Perfodo", empezando en ]a Fecha de 
Disponibilidad de la Potencia Firme segdn la[s] tasa[s] que se muestran en 
la Tabla II. 

(b) 	 La Fecha de Disponibilidad de la Potencia Firme es el dfa siguiente al dfa 
en el cual todo el equipo y la producci6n de la Instalaci6n se ha 
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demostrado, a satisfacci6n razonable del comprador, que son capaces de 
operar simultAneamente para entregar Potencia Firme continuamente dentro 
del sistema del comprador. El vendedor notificard al comprador cuando la 
Instalaci6n estd lista para la Primera Prueba de este tipo (Prueba Inicial). 
El comprador supervisarA ]a Prueba Inicial. Si la Prueba Inicial se completa 
exitosamente a satisfacci6n de las partes, el comprador situar-A la Potencia 
Firme a cualquier nivel por encima del nivel al que se refiere el ptrrafo (a)
anterior pero no en exceso de dicho nivel. 

(c) 	 No menos de [14] dfas antes del inicio de [los Meses Pico y de los Meses
fuera-de-Pico] durante el t~rmiro de este contrato, el comprador designarA 
una nueva Potencia Firme ( ]a cual no serA mayor de la capacidad a la cual 
se refiere el pirrafo (a) anterior), dado que para tal perfodo los pagos por 
Potencia Firme se basarAn en dicha nueva designaci6n. Si el comprador 
elige cambiar la Potencia Firme haciendo una nueva designaci6n, entonces 
el vendedor tendrA el derecho de supervisar una prueba de Potencia Firme 
en cualquier momento dentro de un perfodo de [catorce] dfas antes del 
inicio del siguiente Perfodo. 

(d) 	 Si ]a Potencia Firme se sitdia por encima del Perfodo Anterior tal como se 
designa de acuerdo con este Artfculo, los pagos por dicha Potencia Firme 
se incrementardn de acuerdo, siendo efectivos en el dfa que comienza el 
nuevo Perfodo. Si la Potencia Firme se sittla por debajo de ]a Potencia 
Firme anterior tal como se designa de acuerdo con este Artfculo, los pagos 
por Potencia Firme deber n ser reducidos siendo efectivos en el dfa en que 
principia el nuevo Perfodo. 

(e) 	 Para recibir pagos por potencia total, ]a Potencia Firme serA entregada en 
todas las Horas-Pico de los Meses-Pico, sujetos a un [20] por ciento de 
aceptaci6n por Interrupciones Forzadas en cualquier mes. El cumplimiento 
de esta disposici6n se basard en las entregas totales en-pico de ]a Instalaci6n 
para cada uno de los Meses-Pico y excluird cualquier energfa asociada con 
niveles de generaci6n mayores que ]a Potencia Firme. 

(f 	 Si el vendedor no ha podido alcanzar los niveles de ejecuci6n requeridos 
porque el comprador considera necesario interrumpir o reducir las entregas 
para [construir, instalar, mantener, reparar, reemplazar, cambiar, 
investigar, o inspecionar cualquiera de sus equipos o cualquier parte de su 
sistema], o [si se determina que dicha interrupci6n o reducci6n es necesaria 
por cualquier motivo aducible al sistema del comprador como emergencias, 
desconexi6n forzada, fuerza mayor, o cualquier prActica prudencial con ]a
Instalaci6n], el comprador continuarA haciendo los pagos por potencia. 

(g) 	 Si el vendedor no puede alcanzar los niveles de ejecuci6n requeridos por 
causa de fuerza mayor, el comprador continuarA haciendo los pagos por 
potencia por (90) dfas despuds de la ocurrencia de ]a fuerza mayor. De allf 
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en adelante se considerari que el vendedor serA el responsable por no haber 
Ilenado las condiciones de ejecuci6n." 

3.3 	Modelo 

Un modelo que ilustra una posible forma de pago que distingue entre pagos por 
potencia y pagos por energfa es el que se presenta a continuaci6n. Los precios son 
ficticios y no tienen ninguna relaci6n con precios reales. 

Componentes del Precio, C/kWh: 4.21 Energfa Nivelada 
8.30 Potencia Nivelada 
4.39 Energfa Variable 

Precio Inicial Total Estimado: 16.90C/kWn (Promedio) 

Pago por Horas-Pico: 	 1.50 x (Energfa Nivelada + Energfa Variable) 

Pago por Horas Fuera-de-Pico .50 x (Energfa Nivelada + Energfa Variable) 

Temporada Pico, en Horas-Pico 
Pago por Potencia 5.31 C/kWh 

El pago por 	Horas-Pico durante los meses de a serA de 
1.50 multiplicado por (Energfa Nivelada + Variable) + ( pago por Temporada- Pico, 
Hora- Pico de 5.31 C/kWh). 

Las Horas-Pico se definen como de a (de lunes a viernes). Todas las 
otras horas, incluyendo dfas festivos deberAn considerarse fuera-de-pico. 

Todos los precios son fijados para ]a vigencia del contrato excepto en el caso del 
Pago por Energfa VLriable el cual se calcula basAndose en [los costos marginales]. Esta 
cantidad se estableceri al inicio del contrato y se indexanr de acuerdo con el porcentaje 
del incremento/decremento en [ ]para todo el perfodo de vigencia del 
contrato. 

4. Incumplimiento y Reparaciones 

Ejemplos de eventualidades que pueden dar como resultado incumplimiento o 
falla: 

. Uno s6lo o mAs de los siguientes eventos constituird causa de incumplimiento 
bajo el presente contrato, y los t6rminos "Casos de Incumplimiento" significarA 
cualquiera uno o mis de los siguientes casos: 

(a) 	 La incapacidad del comprador para vender ]a electuicidad [y/o potencia] de 
acuerdo con los t6rminos del presente contrato; 

(b) 	 La incapacidad de cualquiera de las partes para pagar cualquier monto 
adeudado 	y pagadero de acuerdo con el presente contrato, durante 

dfas despu6s de que dicho monto sea debido y pagadero; 

(c) 	 [subsecuente a la Fecha de Operaci6n Comercial, la incapacidad del 
vendedor para entregar electricidad al comprador por un perfodo de seis (6) 
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meses consecutivos, perfodo que podr- prorrogarse a doce (12) meses 
consecutivos si al final de los primeros seis (6) meses el vendedor estA 
tomando todas las medidas razonablemente necesarias para restaurar sus 
operaciones;]..." 

Reparaciones: 

(a) 	 Siempre que haya ocurrido y continde ocurriendo algtin tipo de 
incumplimiento, ]a pane afectada por el incumplimiento podrdA, dentro de 
los dfas despu6s de haber dado aviso por escrito a ]a pane que 
incumple, dar por terminado el presente contrato y por tanto, el presente 
contrato cesarA y se dard por terminado salvo que dentro de dicho perfodo 
de dfas antes de tal terminaci6n, todas las causas de incumplimiento 
hayan cesado o bien la pane que incumple haya instituido acciones 
correctivas a satisfacci6n de ]a otra pane, para reparar dicho 
incumplimiento. 

(b) 	 Siempre que haya ocurrido cualquier hecho que afecte materialmente la 
ejecuci6n de la pane que incumple y que este hecho continue, la otra parte 
estari autorizada a suspender de inmediato las acciones que para ella 
dispone el presente contrato hasta que se corrija el incumplimiento. Si el 
incumplimiento no cesa o no es corregido, )a pane que no estA en 
incumplimiento procederd a dar por terminado el presente contrato de 
acuerdo con ]a disposici6n anterior (en este mismo -,)ntrato)." 

S. Resoluci6n de Disputas 
Estas disposiciones contemplan tres formas de resolver disputas: Por medio de 

un Comit6, por medio de arbitraje y por los recursos legales. 
"(a) Antes de que cualquier disputa surgida durante el presente contrato, sea 

sometida a lo que prev6 el presente artfculo para los casos de litigio o 
arbitraje, un comit6 conformado por funcionarios de ambas panes (con el 
nivel mfnimo de Vice-Presidente o superior) y que tenga plena autoridad 
para dirimir disputas (en adelante Ilamado "el Comit"), se reunird 
personalmente y tratariA de buena fe de resolver la disputa. Si, a pesar de 
esto, una de las panes se rehdisa a esta reuni6n, se deberAn invocar las 
disposiciones del pirrafo (b) a continuaci6n por ]a otra pane sin las 
negociaciones de buena fe requeridas bajo el presente pirrafo (a). 

(b) 	 Cualquier disputa que sura durante el presente contrato deberd ser resuelta 
en Guatemala por un arbitraje obligado de acuerdo con las condiciones del 
presente pirrafo. 

(i) La pane que desea el arbitraje acerca de un asunto dar-A aviso por escrito 
para tal efecto a la otra pane y deber-A en tal aviso sefialar como Arbitro 
suyo a una persona desinteresada de reconocida competencia en el campo 
en el cual ha surgido dicho asunto, con por lo menos (10) ahios de 
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experiencia en dicho campo. Dentro de los (30) dfas siguientes, el 
recipiendario de dicho aviso deberd, por medio de aviso por escrito a la 
pane que envi6 el aviso original, sefialar como Arbitro por su parte a una 
persona desinteresada de reconocida competencia con por lo menos (10) 
afios de experiencia en el dicho campo. Los rbitros, asf designados, 
designar, n a una tercera persona de reconocida competencia con (10) ahios 
de experiencia en el dicho campo excepto que: 

(X) el segundo Arbitro no fuere designado en el tiempo antedicho, en cuyo 
caso el primer drbitro proceder, por sf solo a determinar los asuntos; y 

(Y) dentro de los (30) dfas despu6s de haberse designado el segundo 
Arbitro, los dos Arbitros no hayan podido ponerse de acuerdo en cuanto a 
designar al tercer Arbitro, en cuyo caso deber'n dar aviso por escrito de 
esta falta de acuerdo a las panes, y si, dentro de (30) dias posteriores, las 
panes no Ilegan a acuerdo en cuanto a la selecci6n de un tercer ,rbitro, 
cualquiera de las panes con la condici6n de dar aviso por escrito a la otra 
pane, podri solicitar que se sehiale a un tercer &bitro por pane de la 
[Asociaci6n Americana de Arbitraje], cuyo designado llenarA a satisfacci6n 
los criterios sefialados en este pfrrafo. 

(c) 	 Los Arbitros actuar.n tan pronto como sea posible para determinar y 
concluir el asunto (s) sometido a su arbitraje. Cada una de las panes 
sefialadas tendrA derecho a presentar evidencias y argumentos a los 
Arbitros. Los drbitros, o el tinico drbitro, cualquiera que sea el caso, 
darA[n] aviso por escrito a las panes declarando su determinaci6n y 
suministrarA[n] a cada pane una copia de dicha determinaci6n. La 
determinaci6n de la mayorfa de los drbitros (o del Onico Arbitro) serA, 
segdn lo previsto en el presente anfculo, conclusiva para las panes y su 
juicio serA comunicado a cualquier corte o juzgado que tenga jurisdicci6n 
sobre las panes y sobre el asunto materia de la disputa. Durante la 
pendencia de cualquier acto de arbitraje, las panes no serdn excusadas de 
continuar haciendo pagos en tiempo que deban hacerse bajo las t6rminos 
del presente contrato. 

(d) 	 Los Arbitros tendr-In jurisdicci6n y autoridad dnicamente para interpretar y 
determinar quejas con las disposiciones del presente contrato, hasta donde 
sea necesario para ]a determinaci6n de los asuntos sometidos 
apropiadamente a ellos. Los Arbitros no tendr-An jurisdicci6n o autoridad 
para alterar, enmendar, cancelar o rescindir ninguna de las disposiciones 
del presente contrato. 

(e) 	 Cada una de las panes pagard los honorarios y gastos de los Arbitros 
sehialados por ella y la mitad de los honorarios y gastos del tercer Arbitro 
(incluyendo los gastos de administraci6n y otros). Si tinicamente se sefiala 
un drbitro, cada una de las panes pagard ]a mitad de los honorarios y 
gastos de dicho Irbitro." 
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6. Garantfas de Construcci6n 
Estas se emplearfan en situaciones cuando se quiere asegurar el comprador de 

que la planta se va a construir e implica que se han negociado en el contrato precios de 
potencia a niveles altos. 

"El vendedor pagari un dep6sito en dinero que podrA ser en la forma de un 
seguro (fianza), carta de cr~lito u otra, por un monto igual a US$ por cada kW 
de la Capacidad Confiable Estimada para asegurar que se complete la planta el6ztrica 
para la fecha prevista como Fecha de Operaci6n Comercial. Si la Fecha de Operaci6n 
Comercial no ocurre en la fecha de Operaci6n Comercial prevista, y salvo que haya
alguna excusa considerada en el contrato, entonces, comenzando meses despu6s 
de ]a Fecha de Operaci6n Comerci.d prevista y siguiendo cada mes durante 
_ meses o hasta la Fecha de Inicio de Operaciones el comprador retendrA el 
_ %mensual del monto del seguro o retirarA _% del valor de ]a Carta de 
Cr&Iito, segin sea el caso, como liquidaci6n de dahios por el efecto en su detrimento 
que haya tenido el retraso de la disponibilidad de la Potencia Confiable sobre los 
planes de generaci6n del comprador. Si despuds de meses de la fecha de 
Operaciones Comerciales prevista la Fecha de Operaciones Comerciales no ha 
ocurrido, entonces el comprador darA por concluido este convenio. Si la Fecha de 
Operaciones Comerciales sucede menos de meses despu6s de ]a Fecha de_ 

Operaciones Comerciales prevista tal como se especifica en el contrato, el comprador
reembolsarA cualquier monto remanente o retomarA la Carta de Cr&iito, segtin sea el 
caso, al vendedor." 

7. Medidores 
A continuaci6n se presentan las disposiciones que mAs comdnmente tratan la 

medici6n de ]a energfa el6ctrica. 
"(a) La energfa el&ctrica [y/o la potencia] entregada por el vendedor al 

comprador se medird por medio de medidores el&ctricos (contadores) y 
equipo adjunto. Tales medidores deberAn ser instalados a costa del 
vendedor y serAn propiedad del comprador quien los operarA y mantendrA. 

(b) El vendedor proveerA, instalarA, poseerA, operarA y mantendrA a costa del 
vendedor todo lo que sea necesario para instalar el medidor (contador) y el 
equipo adjunto. 

(c) El vendedor tendr4 el derecho de instalar medidores y herramientas de 
medici6n con el prop6sito de hacer un doble-control (seguimiento). 

(d) El comprador permitirA que los medidores se fijen en el transformador del 
lado del comprador. Si los medidores estAn fijados en el tranformador del 
lado del comprador el servicio se proveerA al voltaje primario y no se hani 
ningtin ajuste por pArdidas de transformaci6n. Si el vendedor elige tener los 
medidores colocados del lado del vendedor, en el transformador, so deberd 
aplicar un factor de ajuste por prdidas de transformaci6n estimadas, igual 
al [2%], salvo que las partes acuerden algo en contrario. 
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(e) 	 El equipo de medici6n usado para determinar ]a energfa el&trica, o la 
energfa y la potencia entregada al comprador, serA sellado y los sellos 
solamente serAn rotos por el personal del comprador cuando los medidores 
tengan que inspeccionarse, probarse, o ajustarse y el vendedor tendrn el 
derecho de estar presente en dichas ocasiones y se le dard aviso [2] semanas 
antes de esta eventualidad. 

(f) 	 Las pruebas peri6dicas del dicho equipo de medici6n, a intervalos que no 
excedan de afios, serAn llevadas a cabo por el comprador sin costo 
alguno para el vendedor y se IlevarAn a cabo pruebas adicionales en 
cualquier momento razonable a pedido del vendedor. Si, como resultado de 
dichas pruebas, se encuentra que el equipo de medici6n es defectuoso o 
impreciso, serd restaurado para que sea preciso o reemplazado. 

(g) 	 Si se lieva acabo una prueba del equipo de medici6n a solicitud del 
vendedor con el resultado de que dicho equipo de medici6n se encuentra 
registrando correctamente o dentro de (2%) mls o menos del cien (100%) 
por ciento, el vendedor conviene en pagar los gastos de dicha prueba. Si se 
lleva a cabo una prueba del equipo de medici6n con el resultado de que se 
encuentra que dicho equipo est. registrando con un error mayor del dos por 
ciento (2%) mis o menos de un ciento (100%) por ciento, el comprador 
conviene en pagar los gastos de dicha prueba. Todos los medidores deberAn 
ser ajustados tan cerca como sea prActico al cien por ciento (100%) en el 
momento de la instalaci6n y de las pruebas. 

(h) 	 Si cualquiera de las pruebas en el equipo de medici6n demuestra que el 
error de dicho equipo excede al dos por ciento (2%) mis o menos del cien 
por ciento (100%), y el perfodo de inexactitud no puede ser determinado 
razonablemente, entonces el perfodo de inexactitud se asumirA que 
principi6 en el punto medio (]a mediana) entre el hallazgo de !a inexactitud 
y ]a lectura previa del medidor. Cualquier correcci6n de la facturaci6n 
como resultado de dicha correcci6n en los registros del medidor deberAn 
hacerse en el pago del mes siguiente que haga el comprador despuds de que 
se descubre la inexactitud, y dicha correcpci6n -cuando se haya hecho
constituirA un completo y final arreglo de cualquier reclamo que surja entre 
las partes a causa de ]a inexactitud del equipo de medici6n. 

(i) 	 Si cualquier equipo de medici6n instalado por el comprador falla a] 
registrar ]a energia el6ctrica [y/o la potencia] entregada durante cualquier 
perfodo de tiempo, ]a cantidad de energfa el6ctrica entregada durante dicho 
per'odo ia calcularA el comprador seguin las cantidades entregadas 
previamente durante perfodos similares bajo condiciones sustancialmente 
similares; si se diera el caso de que pudieran obtenerse lecturas de 
medidores (contadores) de cualquier equipo instalado por el vendedor, 
entonces las partes se pondrAn de acuerdo para utilizar dichas lecturas en el 
cf.lculo de ]a cantidad adeudada." 
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8. Interconexi6n 
"(a) El vendedor, por su cuenta y riesgo, conviene en construir, instalar, poseer 

y mantener el equipo de Interconexi6n que permitird que la planta del 
vendedor se interconecte a] sistema del comprador tal como se muestra en 
el esquema, y cumpliendo con los requisitos que se exponen mds adelante 
en el Ap~ndice ____ 

(b) 	 El vendedor someter- a] comprador, para su revisi6n y aprobaci6n, los 
disehios y pianos de ingenierfa del equipo de Interconexi6n (del vendedor), 
en detalle (disefios, esquemas, etc.). Dichos disefios de ingenierfa sern lo 
suficientemente amplios y detallados para permitir al comprador comprobar 
que est6n de conformidad con los requisitos suyos (del comprador) que se 
describen mAs adelante en el Ap6ndice 

(c) 	 El vendedor enviarA dichos disefios al comprador por lo menos dfas 
antes de ]a Fecha de Operaci6n Comercial propuesta. Los diseflos finales 
deberdn ser sometidos por lo menos dfas antes de la fecha de 
Operaci6n Comercial propuesta. 

(d) 	 El comprador deberA informar al vendedor si los disefios Ilenan o no lenan 
las requisitos, dentro de los dfas 	despu6s de haberlos recibido. 

(e) 	 El vendedor reembolsarA a] comprador por el incremento razonable de los 
costos y gastos en que haya incurrido el comprador en relaci6n a la 
instalaci6n, continuaci6n o refuerzo de cualesquiera instalaciones que el 
comprador (i) necesite que contintien en servicio para poder recibir energia
elctrica [y/o potencia] estipulada en este contrato, [ii] que necesite instalar 
para poder recibir ]a energfa elctrica [y/o ]a potencia] estipulada en este 
contrato, y (iii) que necesite instalar para poder reforzar el sistema del 
comprador para ]a recepci6n de energfa el]6ctrica [y/o potencia] estipulada 
en este contrato ("Instalaciones Especificas"). 

(f) 	 Dado que el capital de operaci6n y los costos de mantenimiento de las 
Instalaciones Especfficas se recuperan total o parcialmente de otras tasas o 
cargos sefialados por el comprador, incluyendo los cargos por instalaciones 
empleadas por el comprador para vender erergfa elctrica [y/o potencia] al 
vendedor, tales costos no ser n incluidos en ninguno de los pagos 
estipulados en el presente contrato." 

9. Etapas- Meta del Programa para la Planta 
Las siguientes actividades deberdn constituir las Etapas-Meta del Programa de la 

Planta: 
(a) 	 El vendedor suministrard a] comprador documentaci6n por escrito, a 

satisfacci6n del comprador, relativa a que el vendedor tiene derecho a/o
estA autorizado para montar [la planta en tal o cual lugar]. 
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(b) 	 El vendedor suministrarn al comprador documentaci6n por escrito, a 
satisfacci6n del comprador, que demuestre que el vendedor ha solicitado (y 
recibido) todas las licencias, aprobaciones y permisos que sean necesarios 
para, y que le han sido otorgados por [quienes deba otorgarlos]. 

(c) 	 El vendedor suministrarA al comprador documentaci6n por escrito, a 
satisfacci6n del comprador, relativa a que el vendedor ha completado al 
detalle la ingenierfa de ]a planta la cual debe entenderse como todo, la 
situaci6n, construcci6n, mecanizaci6n, electrificaci6n y construcciones 
civiles [realizadas por tal y cual empresa en tal y tal fecha y formal. 

(d) 	 El vendedor suministrard al comprador documentaci6n por escrito, a 
satisfacci6n del comprador, relativa a que el vendedor ha principiado a 
construir por [parte de quien] 

(e)El vendedor comenzar, la Operaci6n Comercial en [tal y tal fecha]." 

10. Procedimientos de Operaci6n 

Se recomienda que el vendedor y el comprador conjuntamente desarrollen por 
escrito los Procedimientos de Operaci6n, a mAs tardar noventa [90] dfas antes de la 
Fecha de Operaci6n Comercial prevista. Los Procedimientos de Operaci6n ser n un 
convenio mutuo basado en el disehio de la planta y en el disehio de la interconexi6n al 
sistema del comprador. Se entenderA que los Procedimientos de Operaci6n son una gufa 
acerca de c6mo integrar )a planta al sistema del comprador. Los asuntos cubiertos en 
dichos Procedimientos de Operaci6n debern incluir, pero no necesariamente estar 
limitados a, m6todos para la comunicaci6n diaria, lista de claves personales para los 
centros de operaci6n tanto del vendedor como del comprador, prdcticas de envfo y 
conexi6n, programa de entregas, informes de potencia y de energia diarios y registros 
de operaciones unitarias. 

11. Despachabilidad 

Este tipo de disposiciones son aplicables tinicamente a las plantas que puedan ser 
despachables: 

(a) 	 El comprador tendrA control operativo sobre la cantidad de energfa 
el6ctrica que debe ser generada por ]a planta y debe dirigir el despacho de 
la planta bas,.ndose en aspectos econ6micos, asf como de seguridad y 
confiabilidad. 

(b) 	 El comprador despacharA la planta tinicamente en las Horas-Fuera-de-Pico. 

(c) 	 El vendedor deberA, por su cuenta y riesgo, instalar y mantener el equipo 
necesario para que el comprador pueda despachar la planta. 

(d) 	El arranque y ]a parada de las operaciones de la planta, excepto cuando se 
refieren a paradas forzosas o de mantenimiento, estar n limitados cada uno 
a un mAximo de veces al afio durante las Horas-Fuera-de-Pico. 
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(e) 	 Ti mfnimo de tiempo par avisar que se arrancarA serA de horas y, 
excepto en casos de emergencia, el tiempo mfnimo de operaci6n despuds de 
cada arranque serA de horas. 

(f) 	 Cada semana, el comprador suministrarA al vendedor los Programas de 
Despacho, que muestren, hora a hora, la cantidad calculada de energfa 
el6ctrica que deberA ser generada por la planta durante la semana siguiente. 
El comprador pondrA al dfa tales programas diarios antes de las operaciones 
de los dfas siguientes." 

12. Mantenimiento 

Estas disposiciones pueden emplearse para coordinar el Mantenimiento de la 
planta con el sistema del comprador: 

(a) 	 Excepto en el caso de cualquier mantenimiento no programado, el 
vendedor harA todo lo posible para coordinar con el comprador el 
mantenimiento que ]a planta necesita para asegurar su perfecto 
funcionamiento y el funcionamiento con sistema del comprador y para 
maximizar los beneficios econ6micos del comprador en circunstancias 
normales. 

(b) 	 Excepto en casos de emergencia, el mantenimiento de mayor envergadura 
no se programarA ni se realizard durante los meses desde [tal y tal] hasta 
[tal y tal]. 

(c) 	 Hacia [tal dpoca de cada ahio] el vendedor deberA suministrar un programa 
de los perfodos fuera de servicio para mantenimiento que se espera tener en 
el ahio. Ademis, el vendedor deberA suministrar datos sobre la duraci6n 
que se espera tengan los perfodos forzosos fuera de servicio dentro de las 
___horas despuds de qile han ocurrido, y un programa para [tantos] afho 
de cuando se espera tener reparaciones y revisiones mayores de la planta. 

(d) 	 El vendedor mantendrA la planta en condiciones de operar correctamente de 
tal manera que pueda garantizar una generaci6n [ininterrumpida] y una 
entrega de energia el6ctrica [tambidn ininterrumpida]." 

13. Fuerza Mayor 

Estas disposiciones sirven par delinear las circunstancias que excusan el 
incumplimiento por ser eventos de Fuerza Mayor. 

(a) 	 El t6rmino "Fuerza Mayor" tal y como se usa en el presente contrato, 
incluye, pero no estA limitado a, fen6menos de ia naturaleza, incendios, 
inundaciones, tormentas, huelgas, conflictos laborales, motines, 
insurecciones, hechos de guerra, [actos de gobierno imprevisibles, 
reglamentaciones, o asuntos judiciales], o cualesquiera otras causas 
imprevisibles allende el razonable control de y sin que haya mediado falta o 
negligencia de la parte que declara Fuerza Mayor. 
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(b) 	 Si cualquiera de las partes por causa de Fuerza Mayor resulta incapaz total 
o parcialmente para cumplir las obligaciones que se le estipulan en el 
presente convenio, dicha parte deberA ser dispensada de ejecutar aquellas 
acciones y de cumplir aquellas obligaciones que han sido afectadas por la 
Fuerza Mayor en la medida en que 6sta las afecte, y no podr- ser 
demandada por los dafios causados por esa falta de ejecuci6n siempre que: 

(i) La parte que no estA cumpliendo, dentro de los dfas despuds de que 
se da cuenta o cuando se dd cuenta de que no podrA cumplir, da aviso por 
escrito a ]a otra parte de la ocurrencia de la Fuerza Mayor, incluyendo un 
clculo de la duraci6n esperada y del probable impacto que esta ocurrencia 
tendrA en el cumplimiento de las obligaciones pactadas ac y presenta 
evidencia satisfactoria de la existencia de la Fuerza Mayor. 

(ii) La suspensi6n de ]a ejecuci6n no es de tal magnitud y de tal duraci6n 
que se requiera apelar a la Fuerza Mayor. 

(iii) Ninguna de las obligaciones de cualquiera de las partes que surgieron 
antes de la ocurrencia que caus6 la suspensi6n son excusadas como 
resultado de la ocurrencia. 

(iv) La parte que no estA ejecutando hace todo cuanto es posible para 
remediar expeditamente su incapacidad para operar. Este pArrafo no 
entiende requeir el arreglo de ninguna huelga, paro o cierre o cualesquiera 
otros conflictos laborales en t6rminos en los que, a juicio dinicamente de la 
parte involucrada en el conflicto, fueran contrarios a sus intereses. Se 
sobreentiende y conviene en que el arreglo de huelgas, paros, cierres u 
otros conflictos laborales estarA enteramente a discrecionalidad de la parte a 
]a que se le presenta tal dificultad. 

(v) Cuando la parte que no estA ejecutando tiene ]a capacidad de reasumir 
]a ejecuci6n de las obligaciones pactadas bajo el presente convenio, tal 
parte darA aviso por escrito a la otra parte para tal efecto. 

(vi) La Fuerza Mayor no fue causada o no estA relacionada con ningtin tipo 
de negligencia o con cualesquiera actos intencionales, errores u omisiones, 
o faltas de cumplimiento con cualquier ley, regulaci6n, orden u ordenanza 
o por cualquier quebrantamiento o falla en relaci6n con el presente 
contrato. 

(c) 	 En ningdn caso la Fecha de Operaci6n Comercial serA prorrogada por 
causa de Fuerza Mayor por mds de afios despu6s de la Fecha de 
Operaci6n Comercial especificada en el presente contrato." 
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The Office of Energy 

The Agency for International Development's Office of Energy plays an increasingly important role in 
providing innovative approaches to solving the continuing energy crisis in developing countries. Three 
probwems drive the Office's assistance programs: high rates of energy and economic growth accompanied 
by a lack of energy, especially power in rural areas; severe financial problems, including a lack of 
investment capital, especially in the electricity sector; and growing energy-related environmental threats, 
including global climate change, acid rain, and urban air pollution. 

To address these problems, the Office of Energy leverages financial resources of multilateral 
development banks such as The World Bank and the InterAmerican Development Bank, the private 
sector, and bilateral donors to increase energy efficiency and expand energy supplies, enhance the role of 
private power, and implement novel approaches through research, adaptation, and innovation. These 
approaches include improving power sector investment planning ("least-cost" planning) and encouraging 
the application of cleaner technologies that use both conventional fossil fuels and renewable energy 
sources. Promotion of greater private sector participation in the power sector and a wide-ranging 
training program also help to build the institutional infrastructure necessary to sustain cost-effective, 
reliable, and environmentally-sound energy systems integral to broad-based economic growth. 

Much of the Office's strategic focus has anticipated and supports recently-enacted congressional 
legislation directing the Office and A.I.D. to undertake a "Global Warming Initiative" to mitigate the 
increasing contribution of key developing countries to greenhouse gas emissions. This strategy includes 
expanding least-cost planning activities to incorporate additional countries and environmental concerns, 
increasing support for feasibility studies in renewable and cleaner fossil energy technologies that focus on 
site-specific commercial applications, launching a multilateral global energy efficiency initiative, and 
improving the training of host country nationals and overseas A.I.D. staff in areas of energy that can 
help to reduce expected global warming and other environmental problems. 

To pursue these activities, the Office of Energy implements the following projects: (1I The Energy 
Policy Development and Conservation Project (EPDAC); (2) The Biomass Energy Systems and 
Technology Project (BEST); (3) The Renewable Energy Applications and Training (REAT); (4) The 
Private Sector Energy Development Project (PSED); (5) The Energy Training Project (ETP); (6) The 
Conventional Energy Technical Assistance Project (CETA); and (7) its follow-on Energy Technology 
Innovation Project (ETIP). 

The Office of Energy helps set energy policy direction for the Agency, making its projects available to 
meet generic needs (such as training), and responding to short-term needs to A.I.D.'s field offices in 
assisted countries. 

Further information regarding the Office of Energy's projects and activities is available in our Program 
Plan, which can be requested by contacting: 

Office of Energy
 
Bureau for Science and Technology
 
U.S. Agency for International Development
 
Room 508, SA-18
 
Washington, D.C. 20523-1810
 
Tel: (703) 875-4052 


