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Resumen Ejecutivo 

El Centro Nacional de Despacho (CND), en su calidad de operador del sistema, es responsable de elaborar 

cada dos a¶os el Plan de Expansi·n de la Red de Transmisi·n (PERT), el cual se prepara contemplando un horizonte 

de estudio de diez a¶os, conforme a lo establecido en la Ley General de la Industria El®ctrica [1], para el presente 

estudio, dicho periodo corresponde al 2026ï2035. 

Dentro de este horizonte, se identifican con base en criterios t®cnicos y econ·micos, las obras de infraestructura 

m§s adecuadas para incrementar la capacidad de transporte de potencia del sistema, y en consecuencia facilitar el 

suministro de demanda de forma segura, confiable, y al menor costo posible.  

Actualmente la red de transmisi·n cuenta con diversas restricciones que limitan el suministro de la demanda. 

Como objetivo prioritario, se busca eliminar estas limitaciones, de forma que la red de transmisi·n no represente 

una barrera al crecimiento del consumo el®ctrico. El cual constituye un indicador clave del desarrollo social y 

econ·mico de una regi·n o pa²s.  

El PERT utiliza diferentes insumos para su elaboraci·n. Dentro de estos, se encuentra el Plan Indicativo de 

Expansi·n de la Generaci·n (PIEG) 2026-2035. A partir de dicho estudio se consideran diferentes condiciones 

operativas previsibles en el horizonte de planificaci·n, las cuales se utilizan como punto de partida para los an§lisis 

necesarios para elaborar el PERT. 

Con el fin de facilitar la elaboraci·n del Plan de Expansi·n, el proceso se ha estructurado en diferentes etapas. 

La primera corresponde a una fase preparativa de diagn·stico, en la cual se estudian las restricciones y limitantes 

que afectan la operaci·n diaria del sistema el®ctrico. En esta etapa se identificaron las principales restricciones a 

causa de la red de transmisi·n, las cuales se presentan a continuaci·n sin un orden espec²fico de severidad.  

¶ Circuito radial en El Para²so 

¶ Circuito radial en el Litoral Atl§ntico 

¶ Circuito radial en Olancho 

¶ Circuito radial en Occidente 

¶ Capacidad de transformaci·n en Distrito Central 

¶ Corredor 138 kV en zona central del pa²s 

¶ Limitantes en la zona sur, l²neas de transmisi·n L615, L637 y L617. 

¶ Capacidad de transferencia de potencia con el Sistema El®ctrico Regional 

Como paso intermedio, e insumo a la planificaci·n, se toman en cuenta los proyectos de transmisi·n que se 

encuentran en desarrollo, o que cuentan con financiamiento para su ejecuci·n. Estas obras, para efectos del Plan de 

Expansi·n, se consideran como decididas y se incluir§n en los diferentes modelos usados en el presente estudio. 

Los proyectos considerados son los siguientes: 

En desarrollo Con financiamiento 

¶ Compensaci·n reactiva capacitiva 

¶ Subestaci·n Terrero Blanco 

¶ L²nea de transmisi·n LNZ-MFL en 138 kV 

¶ L²nea de transmisi·n PGR-SPS en 230 kV, y 

ampliaciones en subestaci·n Santa Marta 

¶ Subestaci·n El Sitio 

¶ Proyecto NEG-YRD-ARN-CCD-RGU 

¶ Proyecto LEC-SRD-SRS 

¶ L²nea de transmisi·n AMT-TLG 

¶ Proyecto MAS-LVI-BER 

¶ Proyecto L613-ZMD-DND-TRB 

Posterior a la etapa de diagn·stico, se inicia el proceso de planificaci·n de la red de transmisi·n. El cual se 

compone de tres etapas secuenciales, la primera corresponde a una etapa de planificaci·n optimizada, orientada a 
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mitigar las restricciones previamente identificadas, as² como las restricciones identificadas posteriores a la 

incorporaci·n de adiciones ·ptimas al parque de generaci·n, conforme a lo definido en el Plan Indicativo de 

Expansi·n de la Generaci·n (PIEG).  

La siguiente etapa de planificaci·n tiene como objetivo principal la confiabilidad y resiliencia del sistema ante 

condiciones de alta exigencia. Esto para asegurarse que la red de transmisi·n sea lo suficientemente robusta para 

enfrentar escenarios adversos, tales como demanda o hidrolog²as extremas, as² como condiciones de emergencia, 

incluyendo fallas o indisponibilidad de elementos de la red. En esta etapa se busca que la red de transmisi·n nacional 

cuente con capacidad de transporte adecuada para mantener el suministro el®ctrico continuo y seguro bajo dichas 

condiciones. 

El objetivo conjunto de estas dos etapas es permitir el suministro de demanda bajo el despacho ·ptimo, 

resultado del PIEG, mientras se busca que ante condiciones adversas la red de transmisi·n pueda mantener ese 

despacho ·ptimo con impacto m²nimo sobre las condiciones operativas esperables en el sistema. Estas dos etapas 

buscan que la red de transmisi·n no sea un obst§culo al despacho econ·mico, sino que sea una herramienta para el 

sistema, de forma que pueda suministrarse la demanda del pa²s al menor costo posible.  

La siguiente etapa del proceso de planificaci·n identifica los proyectos de transmisi·n que buscan mejorar la 

calidad del servicio a nivel de distribuci·n. Estos proyectos buscan mejorar la capacidad de suministro de demanda 

a nivel de distribuci·n, lo que en consecuencia habilita un crecimiento de demanda energ®tica sostenible y 

estrat®gico a largo plazo, el cual tiene como beneficio agregado un impacto positivo sobre las p®rdidas del sistema 

en los sectores de transmisi·n y distribuci·n.  

Para representar mejor el proceso de planificaci·n de la red de transmisi·n, la Figura 1 muestra la secuencia 

en la cual se desarrollan las etapas generales de la elaboraci·n del PERT. La secci·n V 2 describe con m§s detalle 

el procedimiento a seguir en cada una de las etapas.  

Figura 1. Proceso de planificaci·n de la red de transmisi·n 

 
    Fuente: Elaboraci·n propia. 

Como resultado de la implementaci·n del procedimiento y metodolog²a de planificaci·n de la red de 

transmisi·n se identifican 41 proyectos de expansi·n distribuidos en diferentes zonas del pa²s. Estos proyectos 

atienden diferentes necesidades para el suministro de demanda a largo plazo. El costo total estimado para todas las 

obras de transmisi·n es de 899.10 MUSD como se observa en la Tabla 1. En la etapa de expansi·n optimizada se 

identifican cinco proyectos con un costo de 91.27 MUSD, la etapa de expansi·n para confiabilidad y resiliencia 
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suma 14 proyectos con un costo combinado de 457.66 MUSD. Para finalizar, los proyectos de expansi·n orientados 

a la mejora del servicio a nivel de distribuci·n suman 350.17 MUSD repartidos en 22 proyectos de expansi·n. 

Tabla 1. Costos de inversi·n por etapa del PERT 2026-2035 

Etapa Costo total de inversi·n [MUSD] 

Expansi·n optimizada 91.27 

Expansi·n para confiabilidad y resiliencia 457.66 

Expansi·n para mejora en la calidad de distribuci·n 350.17 

Total 899.10 
       Fuente: Elaboraci·n propia. 

Se presenta as² mismo, en la Figura 2, la temporalidad de las inversiones consideradas en cada etapa del 

proceso de planificaci·n. Para el a¶o 2031, se proyecta la mayor inversi·n en obras de transmisi·n con un monto 

total de 240.92 MUSD, distribuidos en ocho proyectos de transmisi·n.  

Figura 2. Cronograma de las inversiones consideradas en cada etapa 

 
                    Fuente: Elaboraci·n propia. 

Para ilustrar el impacto de los proyectos identificados, para el a¶o 2025 el Sistema Interconectado Nacional 

(SIN), cuenta con aproximadamente 1,328 km de l²neas de transmisi·n en 230 kV, 1,053 km en 138 kV y 694 km 

en 69 kV. Al contabilizar las obras resultantes del Plan de Expansi·n, se incorporan al sistema 1,341 km de l²neas 

de transmisi·n en 230 kV, 56 km en 138 kV y 36 km en 69 kV. Adem§s, se incorporan 35 nuevas subestaciones en 

diferentes proyectos, esto respecto a las 89 subestaciones actualmente operativas en los diferentes niveles de alta 

tensi·n. La Figura 3 muestra la comparativa en la longitud de las l²neas de transmisi·n por nivel de tensi·n, as² 

como la comparativa en la cantidad de subestaciones identificadas en las diferentes etapas de planificaci·n.  

Figura 3. Infraestructura de transmisi·n 

 
                Fuente: Elaboraci·n propia. 
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En la Figura 4 se muestra el mapa con la red de transmisi·n existente, la cual es identificada seg¼n los niveles 

de tensi·n de transmisi·n, y las obras resultantes del Plan de Expansi·n de la Red de Transmisi·n 2026-2035. 

Figura 4. Sistema Interconectado Nacional (SIN), con ampliaciones del PERT 2026-2035 

 
Fuente: Elaboraci·n propia. 
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I  Introducci·n 

El Centro Nacional de Despacho (CND), en su calidad de operador del sistema el®ctrico de Honduras, tiene la 

responsabilidad de elaborar el Plan de Expansi·n de la Red de Transmisi·n (PERT) para el horizonte comprendido 

entre 2026 y 2035. El estudio tiene como objetivo identificar la infraestructura necesaria para garantizar una 

transmisi·n eficiente y confiable de electricidad en todo el territorio nacional.  

La planificaci·n de esta infraestructura debe considerar criterios econ·micos, como la minimizaci·n de costos 

de inversi·n, y criterios t®cnicos, como la capacidad de satisfacer la creciente demanda de electricidad, integrar 

nuevas fuentes de generaci·n, mejorar la confiabilidad del sistema y la calidad del suministro el®ctrico. 

Entre 2022 y 2024 se ha observado un incremento en la demanda nacional, este crecimiento es notable, incluso 

considerando el impacto de la pandemia de COVID-19 en 2020. Se registraron demandas m§ximas de 1788.8 MW, 

1820.0 MW y 1949.8 MW para los a¶os 2022, 2023 y 2024 respectivamente. Este crecimiento resalta la necesidad 

de planificar con anticipaci·n las inversiones en infraestructura para fortalecer la red de transmisi·n y garantizar la 

capacidad de transportar la energ²a desde los centros de generaci·n hasta los centros de consumo, en cumplimiento 

con la regulaci·n vigente en el pa²s. 

El PERT contempla un horizonte de estudio de diez a¶os, de 2026 a 2035, y busca identificar de manera 

oportuna las inversiones necesarias para afrontar los desaf²os del sistema el®ctrico ante nuevas condiciones 

operativas. Finalmente, en cumplimiento con la Ley General de la Industria El®ctrica (LGIE), el PERT 2026-2035 

deber§ ser presentado a la Comisi·n Reguladora de Energ²a El®ctrica (CREE) para su revisi·n y aprobaci·n. 

1 Objetivo 

El estudio de expansi·n en la red de transmisi·n busca identificar las obras m§s adecuadas para el crecimiento 

de la red de transmisi·n, buscando la eficiencia y robustez del sistema el®ctrico en el horizonte indicado. El resultado 

principal de este Plan de Expansi·n es proporcionar un cronograma de obras que permita el crecimiento de la 

demanda de forma sostenible desde la perspectiva del sistema de transmisi·n, habilitando las incorporaciones, 

identificadas como ·ptimas, al parque de generaci·n. Y a su vez, permitiendo ampliaciones que mejoren la calidad 

de servicio a los usuarios finales de distribuci·n.  

Para ello se contemplan insumos como el crecimiento esperado en la demanda, los proyectos tanto de 

transmisi·n y distribuci·n que se encuentran en desarrollo, las incorporaciones y retiros al parque de generaci·n 

previstas para el horizonte de estudio. Tambi®n se toman como insumo los resultados del Plan Indicativo de 

Expansi·n de Generaci·n 2026-2035. 

2 Estructura del informe 

El cap²tulo II presenta un breve contexto del subsector el®ctrico en el pa²s, donde se muestra el crecimiento de 

la demanda y la proyecci·n para los pr·ximos a¶os dentro del horizonte de planificaci·n. Adem§s, se describe la 

matriz energ®tica operativa, y se aborda la infraestructura actual de la red de transmisi·n en el pa²s.  

El cap²tulo III describe con mayor detalle las condiciones operativas del sistema de transmisi·n, las cuales 

afectan el suministro de demanda en diferentes zonas del pa²s. Se da una descripci·n por zona de las circunstancias 

adversas y limitaciones a la capacidad de transporte, en el sistema de transmisi·n nacional. 

Los cap²tulos IV y V dan una descripci·n de las consideraciones utilizadas para la elaboraci·n del Plan de 

Expansi·n y tambi®n de la metodolog²a utilizada en el presente estudio. Estos cap²tulos buscan dar una visi·n 

general del procedimiento seguido para la identificaci·n de las obras de transmisi·n m§s adecuadas a largo plazo 

para el sistema.  
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El cap²tulo VI presenta una descripci·n de los proyectos que se encuentran en desarrollo. Tambi®n se presentan 

los resultados de la planificaci·n, obtenidos en las diferentes etapas establecidas en la metodolog²a, siendo una 

etapa de optimizaci·n, una para confiabilidad y resiliencia del sistema, y finalmente la etapa de ampliaciones para 

la mejora de calidad del servicio de distribuci·n.  
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II  Contexto del subsector el®ctrico nacional 

Para realizar la planificaci·n de la expansi·n de la red de transmisi·n es necesario contextualizar las 

particularidades del sistema el®ctrico hondure¶o y su estado actual. En ese sentido, las siguientes secciones 

presentan el crecimiento de la demanda nacional hist·rica, la producci·n y la capacidad instalada de las tecnolog²as 

que componen la matriz de generaci·n de energ²a el®ctrica. Adem§s, se describe el sistema de transmisi·n nacional, 

los elementos que lo componen, las limitaciones existentes para el transporte de energ²a, as² como los desaf²os 

operativos recurrentes. 

1 Crecimiento de la demanda 

En la Figura 5 se presenta, para el per²odo 2007 al 2024, la variaci·n de la demanda de energ²a, as² como de 

la m§xima demanda anual de potencia. Comparando los registros desde el 2007 hasta 2024, el consumo de energ²a 

ha incrementado de 6,271 GWh a 12,558 GWh, representando un crecimiento anual de 3.93%. Por su parte, la 

m§xima demanda de potencia increment· de 1,126 MW a 1,950 MW, estim§ndose un crecimiento anual de 3.10%, 

exceptuando la demanda del a¶o 2020, la cual fue impactada por las medidas adoptadas de confinamiento. Para el 

a¶o 2024, el consumo de energ²a se registr· en 12,558 GWh equivalente a un crecimiento de 7.2% comparado con 

el a¶o 2023. Para la demanda de potencia en el 2024, se registr· un valor m§ximo de 1,950 MW, representando 

7.1% de incremento con respecto al registro del a¶o 2023. 

Figura 5. Demanda de energ²a y m§xima demanda de potencia anual hist·rica 2007-2024 

 
   Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n del CND [3] y Boletines Estad²sticos ENEE [4]. 

Basado en los registros hist·ricos de los boletines estad²sticos ENEE [4], la demanda m§xima de potencia 

anual ha ocurrido en los meses de abril y mayo, exceptuando los a¶os 2011 y 2020, cuyo registro de demanda 

m§xima se obtuvo en febrero, as² mismo la demanda m§xima para el a¶o 2023 registrada en el mes de octubre. En 

la Tabla 2 se presentan estos registros para cada a¶o del per²odo 2007-2024, especificando el a¶o, valor m§ximo de 

demanda, d²a y hora de la ocurrencia.   

Tabla 2. M§xima demanda de potencia anual, periodo 2007-2024 

Año Registro máximo [MW]  Fecha Hora 

2007 1,126.0 18/04/2007 19:00 

2008 1,205.0 07/04/2008 11:30 

2009 1,203.0 27/05/2009 11:42 
2010 1,245.0 26/04/2010 11:06 

2011 1,240.0 28/02/2011 11:24 

2012 1,282.0 07/05/2012 18:43 

2013 1,336.0 02/04/2013 19:08 
2014 1,383.0 08/05/2014 18:56 

2015 1,445.0 27/04/2015 19:19 

2016 1,514.8 23/05/2016 11:47 
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Año Registro máximo [MW]  Fecha Hora 

2017 1,560.5 03/04/2017 19:05 
2018 1,602.0 24/04/2018 19:08 

2019 1,639.4 14/05/2019 11:44 

2020 1,618.3 26/02/2020 19:04 

2021 1,738.3 19/05/2021 18:55 
2022 1,788.8 07/04/2022 11:57 

2023 1,820.0 11/10/2023 18:28 

2024 1,949.8 27/05/2024 12:13 
  Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n del CND [3] y Boletines Estad²sticos ENEE [4]. 

Para analizar la relaci·n del consumo con respecto a su registro horario del per²odo 2022 a 2024, la Figura 6 

muestra las respectivas curvas de duraci·n de carga. Para el a¶o 2022, se observa que la demanda excedi· los 1,700 

MW durante 37 ocasiones y los 1,600 MW en 417 ocasiones. En comparaci·n para el a¶o 2023 donde la demanda 

supero los 1,800 MW en 3 ocasiones y en 2024 este mismo limite fue superado en 359 ocasiones, finalmente la 

demanda alcanzo al menos 1,900 MW en 44 ocasiones en el a¶o 2024.  

Figura 6. Diagrama de duraci·n de carga anual periodo 2022-2024 

 
 Fuente: Elaboraci·n con informaci·n propia [3] y Boletines Estad²sticos ENEE [4]. 

2 Matriz el®ctrica de Honduras 

La evoluci·n de la capacidad instalada del sistema durante el periodo 2007-2024, se presenta en la Figura 7. 

Durante los a¶os 2007-2010 la producci·n de energ²a el®ctrica era compuesto principalmente por generaci·n 

hidroel®ctrica y t®rmica, adicional una peque¶a proporci·n de generaci·n basada en biomasa. Siendo a partir del 

2011 que la matriz energ®tica alcanza una mayor diversificaci·n al integrarse m§s proyectos renovables. 

Figura 7. Capacidad instalada en el SIN por tecnolog²a, periodo 2007-2024 

 
  Fuente: Elaboraci·n con informaci·n propia y Boletines Estad²sticos ENEE. 
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Para el per²odo 2021-2024, la capacidad instalada por tecnolog²a de generaci·n ha tenido un crecimiento 

notable, principalmente en la capacidad instalada t®rmica (di®sel y b¼nker), hecho que se ilustra en la Figura 8. La 

matriz de generaci·n de Honduras para el 2024 se conforma por diversos tipos de tecnolog²as, cuya integraci·n de 

acuerdo con el informe de planificaci·n operativa de largo plazo [5], representa una capacidad total instalada de 

3,275.8 MW. Esta capacidad se constituye de 39.7%, equivalente a 1,301.6 MW, de centrales termoel®ctricas a base 

de combustible f·sil, 28.3% de generaci·n hidroel®ctrica, representando 927.4 MW, conformado por centrales con 

embalse de regulaci·n y las centrales de pasada. La generaci·n basada en energ²a renovables variables como ser 

solar fotovoltaica y e·lica representa un 24.1%, equivalente a 788.0 MW en conjunto, las centrales basadas en 

biomasa aportan 218.8 MW, lo que refleja un 6.7% y, finalmente, la ¼nica central geot®rmica en operaci·n 

representa un 1.2% de la capacidad instalada con 40 MW. 

Figura 8. Capacidad instalada en el SIN por tecnolog²a 2022-2024 

 
  Fuente: Elaboraci·n con informaci·n propia y Boletines Estad²sticos ENEE [4]. 

3 Topolog²a actual del sistema de transmisi·n 

La red de transmisi·n de Honduras se conforma por un conjunto de l²neas de transmisi·n con diferentes niveles 

de tensi·n superior a 69 kV, junto con subestaciones, transformadores y otros elementos necesarios para transportar 

la energ²a el®ctrica a trav®s del SIN. Los niveles de tensi·n que se utilizan actualmente en la red de transmisi·n son 

69 kV, 138 kV y 230 kV. Hasta mediados de 2025, las l²neas de transmisi·n de 69 kV, 138 kV y 230 kV alcanzaban 

longitudes alrededor de 694 km, 1,050 km y 1,328 km, respectivamente. La Figura 9 ilustra la red de transmisi·n 

nacional, donde es posible identificar los niveles de tensi·n correspondientes. Cabe mencionar que, de las obras 

descritas en el Plan de Expansi·n de la Red de Transmisi·n 2024-2033, se encuentran operativos los proyectos: 

¶ L²nea de transmisi·n San Pedro Sula Sur ï San Buenaventura en 230 kV 

¶ Subestaci·n El Centro y l²nea de transmisi·n Bellavista ï Centro 

¶ Construcci·n de subestaci·n La Victoria 

¶ Construcci·n de subestaci·n Calpules 

¶ Construcci·n de subestaci·n Siguatepeque 
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Figura 9. Sistema Interconectado Nacional actualizado a octubre 2025 

 
Fuente: Elaboraci·n propia. 

Se destaca que existe una alta concentraci·n de consumo de energ²a el®ctrica en la zona norte, mientras que la 

zona sur alberga una cantidad significativa de generaci·n renovable variable. Esta disparidad provoca un flujo de 

potencia predominante de sur a norte, transportando la energ²a desde los principales centros de generaci·n hacia 

importantes §reas de consumo. La zona norte cuenta, principalmente, con l²neas de transmisi·n en nivel de tensi·n 

de 138 kV, formando una red altamente mallada y la zona sur cuenta con una red en 230 kV.   

La red de transmisi·n cuenta con cinco circuitos radiales que suministran energ²a a diferentes zonas del pa²s, 

un circuito alimenta la zona occidente, dos alimentan la zona de oriente cubriendo los departamentos de Olancho y 

El Para²so, otro parte del departamento de Yoro y el ¼ltimo cubre el Litoral Atl§ntico. De estos circuitos, el circuito 

que conecta al Litoral Atl§ntico opera en 138 kV, mientras los dem§s circuitos radiales operan en 69 kV. Es 

importante mencionar que la descripci·n de los par§metros el®ctricos de las l²neas de transmisi·n existentes en la 

red de transmisi·n se detalla en el Anexo I.1 del presente plan de expansi·n. 

En general, la red de transmisi·n en Honduras comprende un total de 89 subestaciones el®ctricas, cada una 

desempe¶ando diversas funciones que abarcan desde el suministro de la demanda, la interconexi·n de centrales de 

generaci·n y la conmutaci·n entre distintos elementos de transmisi·n y, en otras circunstancias, una combinaci·n 

de estas funciones. Considerando las caracter²sticas de los equipos de transformaci·n instalados, estos pueden 

clasificarse como se describe a continuaci·n: 

1. Dos subestaciones con niveles de tensi·n 230, 138, 69 kV; 

2. Tres subestaciones con niveles de tensi·n 230, 138 kV; 

3. Una subestaci·n con niveles de tensi·n 230, 69 kV; 

4. Tres subestaciones con niveles de tensi·n 138, 69 kV; 

5. Dieciocho subestaciones en 230 kV; 

6. Treinta y nueve subestaciones en 138 kV; 

7. Veinticuatro subestaciones en 69 kV. 
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Otro grupo de elementos relevantes en la red de transmisi·n son los transformadores de potencia, que tambi®n 

se clasifican por su funci·n y nivel de tensi·n al que operan. Los transformadores de potencia que se consideran 

que forman parte la red de transmisi·n son los que operan con al menos dos devanados a niveles de alta tensi·n. 

Actualmente, el sistema de transmisi·n cuenta con un total de 18 transformadores que operan en diferentes niveles 

de tensi·n, 230, 138 y 69 kV. La informaci·n detallada de la configuraci·n de las subestaciones existentes en la red 

de transmisi·n se describe en la secci·n I.2 del Anexo del presente PERT. La descripci·n de los transformadores de 

potencia, especificando su nivel de tensi·n y capacidad es ampliada en la secci·n I.3 del Anexo del presente PERT. 

Para finalizar, es importante destacar la presencia de los enlaces regionales que forman parte integral de la red 

de transmisi·n, permitiendo la integraci·n de Honduras con el sistema interconectado centroamericano por medio 

del Sistema de Interconexi·n El®ctrica para Pa²ses de Am®rica Central por sus siglas, (SIEPAC), las interconexiones 

que conforman el SIEPAC, se expone en la Figura 10. Estos enlaces habilitan un intercambio operativo de al menos 

300 MW entre pares de pa²ses, siempre que las condiciones operativas lo permitan. Concretamente, se cuenta con 

un enlace hacia Guatemala que conecta las subestaciones Panaluya y La Entrada. Adem§s, se mantienen dos enlaces 

con El Salvador, ambos conectan la subestaci·n 15 de Septiembre, en El Salvador, uno con la subestaci·n Agua 

Caliente y el segundo con la subestaci·n Nueva Nacaome. Por ¼ltimo, se dispone de dos enlaces con Nicaragua, 

siendo el primero el que parte de la subestaci·n Agua Caliente y termina en la subestaci·n Sandino, mientras el 

segundo se origina en la subestaci·n de Prados y finaliza en la subestaci·n Le·n. Adicionalmente se representa en 

la Figura 10 la interconexi·n entre las subestaciones Tapachula en M®xico y Los Brillantes en Guatemala la cual 

no es parte del SIEPAC siendo demostrada con car§cter informativo, tambi®n se agrega la intenci·n a futuro de la 

conexi·n entre las subestaciones Panam§ II y Cerro Matoso, esta ¼ltima en Colombia. 

Figura 10. Sistema de Interconexi·n El®ctrica para Pa²ses de Am®rica Central (SIEPAC) 

 
          Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n del EOR [6]. 
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III  Condiciones de la red de transmisi·n 

Esta secci·n busca dar el contexto de las limitantes y los desaf²os operativos del sistema de transmisi·n. Esto 

para mostrar las regiones del sistema que requieren de mayor atenci·n, y que presentan limitaciones para el 

suministro de demanda. Las limitaciones que se detallar§n a continuaci·n surgen de una combinaci·n de factores, 

principalmente de la capacidad de l²neas de transmisi·n y transformadores de potencia, as² como el suministro de 

potencia reactiva local.  

1 El Para²so 

El departamento de El Para²so se alimenta de forma radial en 69 kV por medio de la l²nea de transmisi·n L422 

entre las subestaciones Suyapa y Zamorano con capacidad de 47 MVA como se observa en la Figura 11. Esta zona 

cuenta con generaci·n local proporcionada por la azucarera Tres Valles, conectada a la subestaci·n El Porvenir, con 

una capacidad de 22 MW. Dicha producci·n depende del per²odo de zafra, el cual comprende desde enero hasta 

agosto. Estos elementos contribuyen a que, en ocasiones, no se logre suministrar completamente la demanda 

el®ctrica de la zona. Adem§s, la limitada capacidad de transporte de las l²neas de transmisi·n y la ausencia de 

generaci·n local provoca condiciones de bajo voltaje recurrentes. 

Figura 11. Red de transmisi·n existente en zona oriental 

 
Fuente: Elaboraci·n propia. 

Para ilustrar dicha problem§tica, en la Figura 12, se presenta una simulaci·n de flujo de potencia en la cual, la 

central Tres Valles opera a su capacidad m§xima, y la l²nea L422 SUY-ZAM est® cargada en 85% de su capacidad 

m§xima. A pesar de que este escenario parece ser favorable para la zona, es posible observar que el nivel de tensi·n 

en las subestaciones Danl² y Chichicaste est§n por debajo del l²mite inferior establecido en los CCSDM. 

Figura 12. Condiciones operativas normales en El Para²so, demanda m§xima nocturna, temporada seca 

 
        Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 
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Considerando el mismo escenario, se eval¼a una condici·n operativa bajo indisponibilidad de la central Tres 

Valles. Al analizar esta condici·n, los problemas de voltaje se acent¼an dado que la demanda de la zona es 

suministrada, en su totalidad, desde la subestaci·n Suyapa, lo cual provoca una sobrecarga severa en la l²nea L422 

y voltajes de 0.738 p.u. y 0.727 p.u. en las subestaciones Danl² y Chichicaste, respectivamente. Dicha condici·n es 

presentada en la Figura 13. 

La condici·n descrita, respecto a la falta de generaci·n de la central Tres Valles, ocurre en la temporada lluviosa 

que es fuera del periodo de zafra de la central. De forma temporal, y para entre otras limitantes, mitigar el efecto de 

la falta de generaci·n de Tres Valles se dispone de una central en la subestaci·n Danl². Esta central termoel®ctrica 

es parte de las centrales que operan en modalidad de arrendamiento, la misma opera con di®sel y conlleva a costos 

operativos elevados para el sistema. La central termoel®ctrica es una medida transitoria mientras se desarrollan 

obras de transmisi·n necesarias para esta regi·n del pa²s. 

Figura 13. Condiciones operativas con indisponibilidad de TRV en El Para²so, demanda m§xima nocturna, temporada seca 

 
          Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 

2 Zona Sur 

En la zona sur del pa²s se concentra la mayor producci·n de generaci·n solar y e·lica a nivel nacional. Dicha 

producci·n debe ser transportada hacia los mayores centros de consumo del pa²s, provocando altos flujos de 

potencia en la zona, m§s notorio en las l²neas L615, Pavana-Santa Luc²a, y L637, Santa Luc²a-Prados. Adem§s, 

estos elementos transportan parte del flujo de potencia proveniente del enlace Honduras - Nicaragua en condiciones 

de transferencia regional.  

Frente a condiciones de falla en la l²nea L615 o L627 Aguacaliente ï Sandino, se activan esquemas de 

desconexi·n de generaci·n solar fotovoltaica en las subestaciones Santa Luc²a y Prados para prevenir sobrecargas 

en los componentes de la red de transmisi·n. Esta acci·n tambi®n conlleva a desbalances de generaci·n en el SIN. 

Considerando un escenario de demanda m§xima diurna, temporada seca sin transferencias regionales y con un alto 

nivel de generaci·n solar, la Figura 14, ilustra que la l²nea L615 presenta carga del 60% de su capacidad. Es 

importante destacar que una contingencia en esta l²nea impacta en una p®rdida de alrededor de 152 MW, vitales 

para el sistema, y que pueden tener consecuencias en la operaci·n del sistema regional. 
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Figura 14. Condiciones operativas sin transferencias en zona sur, demanda m§xima diurna, temporada seca 

 
        Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 

Con el mismo escenario de demanda anteriormente mencionado, pero considerando el porteo Sur ï Norte de 

150 MW de potencia desde Nicaragua, la carga de la l²nea L615 aumenta a 111%, seg¼n se ilustra en la Figura 15, 

lo cual representa un flujo de potencia de 285 MW circulando a trav®s de esta l²nea, que son condiciones de alta 

exigencia en las subestaciones de la zona y l²neas de transmisi·n asociadas. 

Figura 15. Condiciones operativas en zona sur con porteo sur-norte, demanda m§xima diurna, temporada seca 

 
    Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 

Es importante mencionar, que en las figuras que muestran la problem§tica de la zona sur del pa²s no se 

consideran las contingencias que agravan las condiciones operativas de la red. La l²nea L615 presenta un cuello de 

botella para evacuar la generaci·n actualmente instalada, as² como para las transferencias de potencia entre pa²ses 

de la regi·n. Bajo contingencia simple las condiciones no ser²an sostenibles y existe un riesgo elevado de impactos 

adversos a gran escala en el sistema nacional y regional, como se ha registrado hist·ricamente.  

3 Litoral Atl§ntico 

Esta zona es energizada de forma radial mediante una l²nea de transmisi·n con longitud de 340 km, la cual se 

extiende desde la subestaci·n Progreso hasta la subestaci·n SHOL como se muestra en la Figura 16. La mayor²a de 

la carga se concentra en las subestaciones Ceiba T®rmica y San Isidro, ambas en la ciudad de La Ceiba. Debido a 

la longitud de la l²nea de transmisi·n que transporta energ²a desde la subestaci·n Progreso, la cual actualmente se 

encuentra con restricciones operativas, resulta necesaria la inyecci·n de generaci·n t®rmica forzada en la zona para 

mantener los niveles de voltaje dentro de los l²mites establecidos en los CCSDM.  
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Figura 16. Red de transmisi·n existente en Litoral Atl§ntico 

 
 Fuente: Elaboraci·n propia. 

Esta condici·n se ilustra en la Figura 17, donde se observa que, las unidades de generaci·n en la subestaci·n 

La Ensenada (END) se encuentran fuera de servicio, lo cual provoca voltajes cercanos a 0.94 pu en las subestaciones 

de la zona. 

Figura 17. Condiciones operativas del Litoral Atl§ntico, sin unidades de generaci·n en END 

 
  Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 

La condici·n anterior mejora al arrancar la generaci·n t®rmica de la zona, como se ilustra en la Figura 18. En 

este escenario, seis de las unidades de generaci·n en la central La Ensenada se encuentran operando para poder 

mantener los voltajes en la zona dentro del rango estipulado. 

Figura 18. Condiciones operativas del Litoral Atl§ntico, con unidades de generaci·n en END 

 
  Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 
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4 Olancho 

El circuito radial que alimenta la zona de Olancho ha presentado limitaciones para poder abastecer la demanda. 

Este circuito opera en 69 kV y tiene una longitud alrededor de 194 km como se observa en la Figura 19. Esta zona 

presenta problemas de inestabilidad de tensi·n por lo que afecta el servicio el®ctrico en dicha zona. Actualmente, 

esta zona cuenta con la central hidroel®ctrica Patuca III con una capacidad instalada de 104 MW, pero a causa de la 

longitud considerable del circuito y su capacidad t®rmica de 68 MVA, no es posible aprovechar a su totalidad la 

capacidad de generaci·n de esta central, limit§ndose a una generaci·n m§xima de 77 MW. 

Figura 19. Red de transmisi·n existente en zona de Olancho 

 
      Fuente: Elaboraci·n propia. 

Para un escenario de demanda m§xima en estaci·n lluviosa, donde la central Patuca III cuenta con un alto 

recurso hidrol·gico, el despacho de la central a 90 MW provoca bajo voltaje en la subestaci·n de Guaimaca, seg¼n 

se ilustra en la Figura 20. Esta condici·n cr²tica se agrava ante la contingencia de la l²nea L443 JUT-CAT, seg¼n se 

ilustra en la Figura 21. Este escenario es causado por la p®rdida de la carga en la subestaci·n Catacamas, lo cual 

produce un aumento en el flujo de potencia transportado por la red de 69 kV. Esta situaci·n impacta directamente 

en la l²nea L442 GMC-JUT, en la cual se alcanza un 107% de sobrecarga de su capacidad nominal y, por 

consiguiente, se obtiene una ca²da de tensi·n hasta aproximadamente 0.80 pu en la subestaci·n Guaimaca. 

Figura 20. Condiciones operativas normales en Olancho, demanda m§xima nocturna, temporada h¼meda 

 
                         Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 
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Figura 21. Condiciones operativas en Olancho, demanda m§xima nocturna, temporada h¼meda, contingencia l²nea L443 

 
                  Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 

5 Zona Occidental 

Esta zona est§ compuesta por las subestaciones de Santa Rosa, N²spero, Las Flores y Erandique, las cuales son 

energizadas ¼nicamente por la l²nea de transmisi·n en 69 kV, L429 CRL-NIS. Esta l²nea de transmisi·n, con 

capacidad de 68 MVA, inicia en la subestaci·n de Ca¶averal y se conecta a la subestaci·n N²spero, como se muestra 

en la Figura 22. Debido a esta configuraci·n radial, y el nivel de tensi·n en el que opera, la red de transmisi·n en 

esta zona del pa²s se observan voltajes por debajo del l²mite establecido en los CCSDM.  

Figura 22. Red de transmisi·n existente en zona occidental 

 
Fuente: Elaboraci·n propia. 

Para mitigar estos problemas de voltaje se dispone de una central termoel®ctrica (ASR), en modalidad de 

arrendamiento, en la subestaci·n Santa Rosa que tambi®n es la subestaci·n con la mayor concentraci·n de carga en 

la zona. En la Figura 23 se observa que, en condiciones de demanda m§xima en estaci·n seca, se requiere de toda 

la capacidad de la central en Santa Rosa, 20 MW, para evitar ca²das severas en los voltajes de la zona. 
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Figura 23. Condiciones operativas en Occidente, demanda m§xima diurna, temporada seca y ASR a su capacidad m§xima 

 
       Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 

En la Figura 24, se observa que reducir el despacho de esta central, a 10 MW, tiene como consecuencia una 

reducci·n notable en los voltajes de la zona, para el caso de la subestaci·n Santa Rosa (SRS) una ca²da de voltaje 

hasta 21.2% por debajo de su valor nominal, para la subestaci·n Las Flores (LFL) de 18.7% por debajo de su valor 

nominal, para la subestaci·n El N²spero (NIS) de 10.6%, provocando para todas las subestaciones anteriores voltajes 

muy por debajo del l²mite m²nimo establecido en los CCSDM. 

Figura 24. Condiciones operativas en Occidente, demanda m§xima diurna, temporada seca y ASR a mitad de capacidad 

 
             Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 

Otro aspecto relevante para la zona es la contingencia en la l²nea L429 CRL-NIS, ante la cual las subestaciones 

en la zona quedan sin energ²a. Debido a la antig¿edad de la l²nea y la dificultad de acceso a su ruta, los tiempos de 

restablecimiento se prolongan. Por lo tanto, es necesario iniciar un protocolo de arranque mediante una se¶al remota 

de la central Geoplatanares, lo cual se logra enviando una se¶al de voltaje a trav®s de un circuito de distribuci·n 

L358 conectado a la subestaci·n de La Entrada. Este circuito se interconecta con el circuito L338 de la subestaci·n 

Santa Rosa. Considerando la capacidad limitada de este v²nculo, por ser un circuito de distribuci·n, no es posible 

atender toda la demanda en horarios de alto consumo y en algunas ocasiones no es posible sincronizar la planta de 

Geoplatanares. 

6 Distrito Central 

El Distrito Central cuenta con dos anillos a nivel de transmisi·n, uno en 138 kV y otro en 69 kV, para 

suministrar la demanda en la zona. Adicionalmente, la subestaci·n Toncont²n contribuye al suministro de la 

demanda desde 230 kV. Esta configuraci·n provoca un flujo de potencia elevado en los transformadores de 

transmisi·n en las subestaciones de la zona. En la subestaci·n de Suyapa, se observa en los transformadores 230/138 

kV una carga de hasta 86% de su capacidad y en cuanto a los transformadores de 138/69 kV se observan flujos de 
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potencia equivalentes hasta un 99% de su capacidad en las subestaciones de Santa Fe y Suyapa, y para Toncont²n, 

en el transformador 230/138 kV, hasta un 81%, como se ilustra en la Figura 25-a). Adicionalmente, el crecimiento 

de la demanda para los pr·ximos a¶os incrementar²a la carga de estos elementos, quedando expuestos a futuras 

sobrecargas y restricciones al suministro de carga. 

La condici·n anterior se agrava ante la contingencia del transformador T610 230/138 kV ubicado en la 

subestaci·n Toncont²n, seg¼n se ilustra en la Figura 25-b), en la cual se observa un aumento en el flujo de potencia 

transportado por la red de 69 kV y 138 kV, dicha contingencia provoca un flujo de potencia elevado en los 

transformadores de transmisi·n de la subestaci·n de Suyapa 230/138 kV con una sobrecarga de 14% sobre su 

capacidad nominal y en cuanto a los transformadores de 138/69 kV se observa carga de hasta un 100% en esta 

subestaci·n, y para los transformadores ubicados en la subestaci·n Sante Fe se alcanza carga de hasta un 91% de 

su capacidad. 

Ante la contingencia de uno de los transformadores 230/138 kV en la subestaci·n Suyapa, seg¼n se ilustra en 

la Figura 25-c), se observa un aumento en el flujo de potencia transportado por la red de 138 kV y 230 kV, para los 

transformadores de transmisi·n de la subestaci·n de Suyapa 230/138 kV, presentan una sobrecarga del 13% sobre 

su capacidad nominal, y para el transformador ubicado en Toncont²n se observa una carga del 94%, y para los 

transformadores de 138/69 kV se observan flujos de hasta un 102% de su capacidad en la subestaci·n Santa Fe. 

Figura 25. Condiciones operativas en el Distrito Central, demanda m§xima diurna, temporada seca 

a) Operaci·n normal 
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b) Contingencia del transformador en la subestaci·n Toncont²n ï T610 

 

c) Contingencia de uno de los transformadores en la subestaci·n Suyapa 

 
     Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 
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7 Corredor de 138 kV en zona central del pa²s 

En el pa²s opera un corredor en 138 kV que se extiende desde la subestaci·n de San Pedro Sula Sur (SPS) en 

el Valle de Sula hasta la subestaci·n de Amarateca (AMT) en el Distrito Central, como se muestra en la Figura 26. 

Este corredor se compone de los tramos L531 SPS-VNU, L504 VNU-CAR, L502 CAR-RLN, L501 RLN-CRL, 

L549 CRL-SGT, L550 SGT-PAZ, L551 PAZ-CYG, y L558 CYG-AMT. 

Figura 26. Red de transmisi·n del corredor en 138 kV 

 
Fuente: Elaboraci·n propia. 

 La contingencia L531 SPS-VNU, como se expone en la Figura 27-(b), provoca ca²das de voltaje en las 

subestaciones que componen este corredor, siendo la m§s grave, con una ca²da de voltaje hasta 0.87 pu en la 

subestaci·n de Villanueva (VNU), as² mismo, provoca niveles de voltaje cercanos a 0.90 pu para las subestaciones 

de Caracol (CAR), Siguatepeque (SGT), Piedras Azules (PAZ) y Comayagua (CYG), y niveles de voltaje cercanas 

a 0.92 para el caso de las subestaciones Rio Lindo (RLN) y Ca¶averal (CRL), todos los valores de voltaje anteriores 

se encuentran fuera de los l²mites establecidos en la regulaci·n.  

La contingencia L501 RLN-CRL, como se expone en la Figura 27-(d), provoca niveles de voltaje cercanos a 

0.65 p.u. para las subestaciones de Ca¶averal (CRL) y Siguatepeque (SGT), y niveles de voltaje cercanos a 0.66 

p.u. para subestaciones de Piedras Azules (PAZ) y Comayagua (CYG). En cuanto a la subestaci·n Amarateca 

(AMT), la anterior contingencia provoca niveles de voltaje de 0.8046 pu y una carga en la l²nea L558 CYG-AMT 

de 103% de su capacidad nominal. 
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Figura 27. Condiciones operativas en el corredor de 138kV, demanda m§xima diurna, temporada seca. 
a) Operaci·n normal b) Contingencia L531 San Pedro Sula -Villanueva 

 
  

 

c) Operaci·n normal d) Contingencia L501 R²o Lindo - Ca¶averal 

  

             Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 
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En cuanto a la contingencia del tramo L558 CYG-AMT, se observa una ca²da de voltaje en la subestaci·n 

Comayagua del 22.6% por debajo de su valor nominal, provocando voltajes muy por debajo del l²mite m²nimo 

establecido en los CCSDM. Esto se aprecia en la Figura 28, adem§s se aprecia tambi®n que el flujo de potencia en 

los transformadores 138/69 kV en el Distrito Central incrementa, ocasionando sobrecargas en estos elementos. La 

contingencia de la l²nea L558 CYG-AMT puede impactar m§s all§ de los niveles de voltaje en las barras de 

transmisi·n.  

Figura 28. Condiciones operativas en Distrito Central ante contingencia del tramo L558 AMT-CYG 

 
                Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n de simulaciones realizadas. 

8 M§xima capacidad de transferencia con el Sistema El®ctrico Regional 

A continuaci·n, se presentan las capacidades operativas de transferencia de Honduras para el a¶o 2024 en 

demanda m§xima, media y m²nima a nivel regional, con informaci·n de los estudios de m§ximas capacidades de 

transferencia de potencia entre §reas de control del Ente Operador Regional [7]. Es importante mencionar que, la 

demanda media regional corresponde con la demanda m§xima en horario diurno nacional. 
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Figura 29. M§xima capacidad de transferencia de porteo 2024 

 
         Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n del EOR [7]. 

Figura 30. M§xima capacidad de transferencia entre Honduras y Guatemala 2024 

 
  Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n del EOR [7]. 

Figura 31. M§xima capacidad de transferencia entre Honduras y El Salvador 2024 

 
  Fuente: Elaboraci·n propia con informaci·n del EOR [7]. 




















































































































