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RESUMEN DEL PROYECTO:

El caracter estratégico de la energia eléctrica ha dado lugar a que este sector tenga,
en comparacion con otros, un alto nivel de regulacion. Las diferentes reformas legales
aprobadas por los distintos gobiernos han permitido la liberalizacion parcial del sistema.
El comienzo de la liberalizacién vino marcado por la Ley 54/1997 en la que se fijaban las
normas que regularian el sector eléctrico. Esta liberalizacion ha afectado a la generacion
y a la comercializacion, mientras que el transporte y la distribucion, por sus caracteristicas

particulares como monopolios naturales, han permanecido como actividades reguladas.

En los diecinueve afios transcurridos desde el comienzo de la liberalizacion se han
aprobado un gran namero de leyes y reales decretos destinados a dirigir la evolucion del
parque de generacion. Los distintos ejecutivos han impulsado normativas no siempre
dirigidas en la misma direccion. Las variaciones en los objetivos marcados, el cambio de
ciclo econdmico experimentado en este periodo y los desajustes con respecto a las
previsiones iniciales han llevado al sector a una situacion comprometida desde el punto

de vista econémico.

El objetivo de este proyecto es estudiar cuales son los costes que se integran en el
precio final de la energia eléctrica, analizar las consecuencias de las diferentes normativas
aprobadas y proponer alternativas para solventar los problemas que en el anélisis se han

encontrado.

El estudio se ha dividido en dos partes que coinciden con las dos componentes del

precio de la electricidad: la componente de mercado y la componente regulada.

10



En el apartado correspondiente a la componente de mercado se ha estudiado cuales
son los diferentes mercados en los que tras la liberalizacién del sector eléctrico se negocia
el precio de la energia. Se presta especial atencién al mercado diario e intradiario, a los
mercados a plazos regulados y a los mercados a plazos no regulados. De los diferentes
mercados se ha analizado cuales son los mecanismos de participacion, las exigencias
normativas para intervenir como agente de mercado y las diferentes estrategias que

pueden seguir los agentes para presentar sus ofertas en el mercado diario.

Se ha llegado a la conclusion de que en contra de lo pretendido, la liberalizacion
no ha supuesto una disminucion de los precios de la electricidad. Desde 1998 el precio de
la electricidad en los mercados ha mantenido una tendencia alcista. El principal motivo
que se ha encontrado para este aumento es la alta correlacion entre el precio de la
electricidad en el mercado diario y el precio del gas natural en los mercados

internacionales a corto plazo.

A partir de 2008 se produjo un rapido crecimiento de las tecnologias
pertenecientes al régimen especial. Sus bajos costes de operacion les permiten ofertar a
precios cercanos a cero con lo que se esperaba una reduccion del precio de la energia
eléctrica en su componente de mercado. Los datos obtenidos dejan de manifiesto que tras
el cambio normativo de 2007 el precio en el mercado ha sido superior al registrado entre
1998 y 2006.

En la segunda parte del estudio se ha analizado la componente regulada de la
electricidad centrando el interés en tres partidas: las primas al régimen especial, los pagos

por capacidad y el déficit de tarifa.

Para el estudio de las primas a las tecnologias del régimen especial se ha analizado
los datos de la CNMC y de REE. Se ha realizado un estudio comparativo por tecnologias
centrado en la cuantia de las primas, en su repercusion en la potencia instalada y en la
generacion energeética que cada tecnologia ha aportado. Con ello se ha podido analizar el
grado de cumplimiento de los diferentes planes energéticos aprobados por el IDAE, asi

como el coste real que el desarrollo de estas tecnologias ha tenido para los consumidores.

En cuanto a los pagos por capacidad el estudio se ha enfocado en analizar las horas

de funcionamiento de las diferentes centrales, su coste de mantenimiento como centrales
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de respaldo y el papel de las mismas en la garantia de suministro. Se han presentado

diferentes conclusiones encaminadas a disminuir el coste de esta partida.

La evolucion del déficit de tarifa y las diferentes causas de su formacion han sido
el tercer punto de estudio dentro de este apartado. Para su analisis se han marcado dos
periodos diferenciados el primero 2000-2007 y el segundo 2008-2015. El motivo de esta
division es intentar comprender las causas de la deuda antes y después de la aprobacién
del R.D. 661/2007 ya que segun se ha podido concluir la evolucion en el primer periodo
vino muy ligada a las fluctuaciones del precio del gas, mientras que en el segundo su

evolucion estuvo marcada por el desarrollo de las tecnologias del régimen especial.

Para concluir el trabajo se ha estudiado el papel que debe desempefiar la energia
fotovoltaica en el futuro. Para ello se ha analizado cual ha sido el desarrollo de esta
tecnologia en Espafia en los Gltimos afios, que coste ha tenido para los consumidores y

cual ha sido la evolucion de los precios de los paneles fotovoltaicos.

ABSTRACT:

The strategic nature of the electricity has led to this sector being, in comparison
to others, highly regulated. The different legal reforms passed by the different
governments have allowed the partial liberation of the system. The beginning of this
liberation was started by the Spanish law 54/1997 which established the rules of the
regulation of the electricity sector. This liberation has affected the generation and the
introducing to the market, but not the transportation and distribution that, due to the fact

of being natural monopolies, has remained as regulated activities.

Since the beginning of the liberation, nineteen years ago, a big quantity of laws
and royal decrees has been passed in Spain. All of them were destined to guide the
evolution of the electricity generation park. The different governments have promoted
regulations which didn’t always pull in that same direction. The variations in the
established objectives, the changes in the economic cycle suffered during that period and
the imbalance related to the initial estimates has provoked the electricity sector to be in a

delicate situation financially speaking.
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The objective of this project is to study the costs included in the final price of the
electrical power to analyse the consequences of the different rules passed and to propose
different alternatives to solve the problems detected in the analysis.

The research has been divided in two parts which coincide with the two

components of the electricity price: the market component and the regulated component.

In the section related to the market component, the different markets in which the
electricity price is negotiated after the liberation of the electricity sector are analysed.
Special attention is paid to the daily and intraday electricity market, regulated forward
market and unregulated forward market. The market mechanisms, the regulatory
requirements to act as a trading agent and the different strategies that the agents can adopt

to make an offer in the daily market are analysed for each of the aforementioned markets.

The conclusion reached is that, contrary to the claims of the authorities, the
liberation of the market has not been translated into a decrease of the electricity prices.
From 1998 on, an upward trend has been observed in the price of electricity in the
markets. The main reason found for this increase is the high correlation between the
electricity price in the daily market and the price of natural gas in the international

markets.

For 2008 on, a fast growth of the technologies included in the special scheme was
registered. Its operating costs allowed them to offer prices about 0. Therefore, a decrease
of the price of the electricity in its market component was to be expected. Data obtained
bring to light that, after the legislative change in 2007, the price in the market has been
higher to that registered between 1998 and 2006.

In the second part of this research, the regulated component of the electricity was
analysed, focusing on three elements: the premium of the special scheme, payments for
capacity and the tariff deficit.

The data of the CNMC and the REE have been analysed in order to conduct
research about the premiums of the technologies of the special scheme. A comparative
research of the technologies focused on the price of the premiums, its impact on the
installed power and the energy generation of each one of the technologies was carried

out. With that research it has been possible to analyse the amount of compliance of the
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different energy plans approved by the IDAE as well as the real cost that the development

of these technologies has had for consumers.

Regarding capacity payments, the study has focused on analysing the operating
hours of the different plants, their maintenance costs as supporting centrals and their role
in the security of supply. In addition, different conclusions have been presented in order

to reduce these costs

The evolution of the tariff deficit and the different causes of its annual growth
have been the third point of study within this section. For the analysis, the period has been
divided in two parts: the first one from 2000 to 2007 and the second one from 2008 to
2015. The reason for this division is to try to understand the causes of the debt before and
after the approval of the Royal Decree 661/2007. As a conclusion, in the first period the
evolution of the debt has been closely linked to fluctuations in gas prices, while in the

second period it has been linked to the development of the special scheme technologies.)

To sum up, the role that the photovoltaic solar energy should play in the future
has been evaluated. For this, it has been studied the development of this technology in
Spain in the recent years, the cost of this development for consumers, and the evolution

of photovoltaics panels prices.
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1. Historia del sector y evolucion normativa.

1.1 Primeras décadas del siglo XX.

A principios del siglo XX comienzan a surgir en Espafa las primeras empresas eléctricas.
Inicialmente se configuraron como empresas de &mbito regional dedicadas tanto a la explotacion
de los recursos hidricos locales como a su distribucion. Estas sociedades se configuraron en forma
de monopolios naturales en las diferentes partes del territorio. Entre las empresas que surgieron
en estos afios destacan: Hidroeléctrica Ibérica, La Canadiense, Hidroeléctrica el Chorro,

Eléctricas Reunidas, Hidroeléctrica Espafiola y Uni6n Eléctrica Madrilefia.

Debido a la orografia espafiola, las grandes centrales hidraulicas de produccion se situaron
a distancias considerablemente largas de los puntos de consumo gue se ubicaban en las principales
ciudades. Las elevadas distancias dieron lugar a la construccidn de lineas cuyas tensiones eran las

mas altas construidas en Europa hasta el momento.

Figura 1: Mapa de centrales hidroeléctricas y puntos de consumo a
principios del siglo XX
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Fuente: Elaboracion propia

Bilbao era abastecido en 1908 a través de una linea de 75 km a una tension de 30 kV. Por
su parte, la electricidad se suministraba a Madrid desde diferentes centrales, entre las que
destacan: La central de El Molinar de 22.500 kW, situada en el rio Jucar y conectada a través de

una linea de 250 km y 66 kV; Navallar de 7.500 kW, situada en Manzanares y conectada a través
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de una linea de 25 km a 15 kV; y Bolarque construida en el rio Tajo. Barcelona estaba conectada

a la central de Las Nogueras situada a 110 km y cuya tensién de transporte era de 40 kV.

En el sur de Espafa la central de El Corbacho ubicada en la provincia de Malaga fue
construida por Hidroeléctrica el Chorro. El tendido que se utiliz6 fue de 150 km de longitud a una
tensién de 40.000 V. EI promotor de esta obra de vital importancia para el desarrollo industrial

de la zona fue D. Rafael Benjumea, Conde de Guadalhorce.

La necesidad de construir largos tendidos entre los centros de produccion y consumo dio
lugar a la regulacion de la servidumbre forzosa de paso de corrientes eléctricas en la Ley y
Reglamento de Instalaciones Eléctricas y Servidumbres de paso del 23 de marzo de 1900. Con
ella se pretendia crear un marco legal que amparase el tendido de este nuevo tipo de redes sobre

propiedades de terceros.

El reconocimiento de la energia eléctrica como servicio pablico aparece por primera vez
en el R.D. de 1924, en el que se afirma el deber de las compafiias de suministrar electricidad a
todo aquel que lo solicite, asi como de mantener la tension y la frecuencia. Ademas, en este
decreto aparece recogido el derecho de la Administracion a fijar las tarifas. Entre las razones

recogidas en el R.D. para justificar la intervencion estatal aparecen:

a) Las necesidades de la vida moderna.

b) Las exigencias del sector industrial.

c) Lasdeficiencias en la prestacion de servicios que han ocasionado problemas de orden
publico.

d) La necesidad de ocupar terrenos de dominio publico.

Con todo el desarrollo hidroeléctrico se llegd en Espafia a una potencia instalada del
entorno de los 1.500 MW. En ese momento, y poco antes del comienzo de la Guerra Civil, la

demanda era ain baja por lo que habia un exceso de capacidad de produccion.

1.2 El déficit productivo y el comienzo de la diversificacion.

En 1940 la construccion de nuevas centrales se habia paralizado como consecuencia de
la guerra, el estancamiento se prolong6 hasta el afio 1947. Este hecho, unido al crecimiento de la
demanda, desembocd en una situacion de déficit productivo. La fuerte sequia que afecté a Espafia
entre los afios 1942 y 1945 puso de manifiesto la necesidad de diversificar la produccion eléctrica

que en ese momento era en un 80% de origen hidroeléctrico.
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Figura 2: Evolucion de la potencia instalada en los afios 40

Potencia Instalada(MW)
3000
2500
2000
1500
1000

500

1940 1941 1942 1943 1944 1945 1946 1947 1948 1949 1950

[ Potencia Hidraulica Potencia Tota

Fuente: Elaboracién propia a partir de los datos de Unesa, Informe eléctrico y Memoria

de actividad

En el afio 1944 el Estado funda dos empresas publicas de generacién (ENDESA Y
ENHER). Con ello se pretendia dar solucion a los problemas de déficit que habian quedado
patentes como consecuencia de las duras sequias de los afios anteriores. Su primer objetivo fue
por lo tanto reducir la dependencia de la energia hidraulica. En el afio 1949 Endesa inaugur6 su
primera central térmica en Espafia, Compostilla I, con una potencia de 167 MW. Once afios mas
tarde entré en funcionamiento el segundo grupo, Compostilla 11, con una potencia de 141 MW.

Como combustible utilizaban el carb6n nacional de alto contenido en azufre.

A iniciativa de 18 empresas del sector y con el objetivo de coordinar la utilizacion de las
instalaciones y recursos eléctricos disponibles se crea en 1944 UNESA, Ilamada entonces Unidad
Eléctrica S.A. Se pretendia lograr la coordinacion e interconexion entre las distintas zonas de
produccion y consumo, con el objetivo de pasar de los sistemas eléctricos regionales, explotados
en exclusiva por los monopolios locales, a uno altamente interconectado. Se marcaba con ello los
primeros pasos para la creacion un verdadero sistema eléctrico nacional. En este mismo afio se
constituye el RECA, despacho de reparto de cargas, cuyo objetivo era optimizar el reparto de

energia en los puntos de consumo y los de generacion.

Durante estos primeros afios de reorganizacion del sector, aumento de la generacion e
interconexion de las redes, Endesa optd por la utilizacion de centrales moviles para solventar

problemas puntuales de desabastecimiento en las regiones peor interconectadas. Esta situacion se
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solventdé mediante un rapido crecimiento de las redes de 220 kV y afios méas tarde con la

instalacion de lineas de 400 kV.

1.3 El desarrollo nuclear.

El afio 1964 estuvo marcado por la mejora de la posicion espafiola en el dmbito
internacional, lo que facilito la entrada de capitales extranjeros. En estos afios el sector eléctrico
comenz0 a crecer a tasas superiores al 10% anual en términos de generacion de energia. Esta
coyuntura permitio a las empresas privadas optar por las centrales nucleares como centrales de
base para la produccidn de electricidad. EI desarrollo nuclear se Ilevo a cabo con la construccion

de tres tipos de centrales.

La primera generacion de centrales esta formada por: Zorita en Guadalajara, Santa Maria
de Garofia en Burgos, y Vandell6s | en Tarragona. Todas ellas fueron construidas con tecnologia
extranjera y fueron entregadas a las compafiias encargadas de su explotacion totalmente
terminadas. Esta primera generacion de centrales, que fue fuertemente impulsada desde el

Ejecutivo, aportd cierto conocimiento tecnoldgico a las empresas nacionales.

Ya en la segunda generacion de centrales se logré una mayor participacion de empresas
esparfiolas gracias al tipo de acuerdo firmado, que obligaba a las empresas foraneas a transferir
conocimientos de este tipo de tecnologia. Esto permitié un aumento de la participacion de
empresas relacionadas con la ingenieria, la construccion, las instalaciones y demas servicios
asociados. En esta segunda generacion se construyeron las centrales de Lemdniz, Almaraz, Ascé
y Cofrentes. Todas ellas entraron en funcionamiento, a excepcién de Lemoniz que fue

desmantelada antes de su apertura por el riesgo de atentado terrorista.

La tercera generacion de centrales formada por Vandellés Il y por Trillo fueron
inauguradas en 1985; en ellas el papel de las empresas espafiolas en todo su proceso de disefio y

construccion superd el 80%.

Asi se logro diversificar el parque de generacion gracias tanto a la instalacion de centrales
térmicas durante el periodo 1945-1980, como al desarrollo nuclear de 1964-1985. La dependencia

de la energia hidraulica pasé de tener un peso de 78% en 1940 a un 35% en el afio 1985.
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Figura 3: Evolucion de la potencia instalada
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Como entidades ligadas al desarrollo nuclear, surgieron en 1980 el Consejo de Seguridad
Nuclear y en 1984 ENRESA (Empresa Nacional de Residuos Radiactivos), encargada de la
gestién de los residuos nucleares. Anteriormente se habian creado ENUSA (Empresa Nacional
del Uranio), encargada de la prospeccion de minerales de uranio, la obtencién de concentrados y
la fabricacién de combustibles nucleares; y ENSA (Equipos Nucleares) destinada a la fabricacion

de componentes nucleares con garantia de la calidad.

1.4 La crisis del petrdleo y el Plan Energético Nacional.

En 1973 se consumia en Europa 13 millones de barriles de petroleo diarios. La decision
de los paises productores de embargar a todos los aliados de Israel en la guerra contra Siria y
Egipto, provocé la elevacion del precio del petréleo en Europa y EEUU, pasando de 1,60 $ al
principio del conflicto a 9 $ en 1974. Al ser el petréleo el combustible esencial en el desarrollo
industrial de Espafia, el Gobierno se vio obligado a replantear la politica energética que, si bien
habia superado su dependencia inicial del sector hidraulico, se encontraba ahora altamente

vinculada al petréleo extranjero.

El Gobierno de UCD reacciond a la coyuntura internacional con el Plan Energético
Nacional 1978-1987, que mantenia unas elevadas previsiones de demanda y la necesidad de
instalar 21.500 MW de potencia. El retraso en la construccion de las centrales nucleares y la
imperiosa necesidad de reducir el consumo de petréleo, dieron lugar a la aprobacion del Plan
Acelerado del Carbdén, destinado a la construccidn de centrales térmicas. Estas nuevas centrales
estaban orientadas principalmente a la utilizacién de carbon foraneo, de mayor poder calorifico y

menor contenido en azufre.
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Las nuevas centrales nucleares, las térmicas de carbon y los grandes grupos de bombeo,
puestos en marcha a partir de 1980, permitieron que Espafia pudiera cubrir la demanda creciente

de electricidad hasta mediados de los afios 90.

En cuanto a la gestion del sector, en el afio 1975 se decidio sustituir el RECA (Repartidor
Central de Cargas) por el CECOEL (Centro de Control Eléctrico), que asumiria desde entonces

las actividades ligadas a la organizacion y control del sistema eléctrico nacional.

1.5 El Plan Energético Nacional (1983-1992) y su desarrollo normativo.

El proceso de interconexion entre las distintas regiones, que comenzé a mediados de los
afios 40, desemboco en la creacién de Red Eléctrica de Espafia en 1985, tras la publicacion de la
Ley 49/1984. REE surgi6 como una empresa de capital publico, constituida con patrimonio de las
empresas publicas Endesa y ENHER y con patrimonio de empresas privadas como Iberduero,

Hidroeléctrica Espafiola, FECSA y Unién Fenosa.

Sus funciones eran la operacién del sistema eléctrico y la gestion de la red de transporte

constituida en aquel momento por 10.500 km de lineas de alta tensian.

En 1983 entr6 en vigor la moratoria nuclear, a través del PEN-83, que modificaba la
politica energética vigente. La moratoria supuso por un lado la paralizacién de las centrales que
se encontraban en construccion (dos unidades en Valdecaballeros, dos en Lemoniz y una en
Trillo), y por otro lado cerraba la puerta al desarrollo de nuevas centrales. EI amplio desarrollo
tecnoldgico de las empresas espafiolas, logrado mediante su participacion en la construccion de

las centrales de tercera generacion, se vio paralizado por esta decision politica.

Se decidi6 introducir el coste derivado de la paralizacion de las centrales en construccion
en la factura eléctrica que paga el consumidor final. El coste total de esta decision varia segln las
fuentes, pero todas rondan los 5.800 millones de euros, incluyendo los intereses. No ha sido hasta
2015 cuando los consumidores han dejado de pagar los costes de esta decision politica (se

analizara mas adelante la repercusion real de esta partida en el precio de la electricidad).

En 1984 se aprobd el Plan Energético Nacional para el periodo 1983-1992. En él se fijaron

los tres pilares que debian regir el sector eléctrico:

- Planificacién a medio y largo plazo de las instalaciones.
- Explotacion unificada de los medios de produccidn y transporte.
- Sistema de asignacion de ingresos que asegurara la estabilidad econdmica del

conjunto y de cada empresa.
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Para desarrollar el punto referente a la estabilidad financiera del sector se aprob6 el R.D.
1538/1987 con el que se fija la tarifa de las empresas eléctricas gestoras. Este Real Decreto junto

a la normativa que lo desarrolla es conocido como Marco Legal Estable.

Hasta la aprobacién del MLE el precio de la tarifa era acordado entre el Ministerio de
Industria y las empresas eléctricas. Para estimar el precio que se fijaria se tenian en cuenta dos
variables: Los costes reales, extraidos de la contabilidad de las empresas, y las previsiones de

variacion de factores econémicos como los intereses, la demanda de electricidad y la inflacion.

1.5.1. Marco Legal Estable.

Para evitar que las negociaciones entre el Gobierno y las empresas se emplearan como un

instrumento para contener la inflacion, se aprob6 el nuevo marco retributivo. La nueva norma no
alteraba el sistema tarifario que regia en Espafia desde 1953, es decir, los clientes seguirian
estando acogidos a la tarifa Gnica que era la misma para todos los usuarios que tuvieran el mismo

consumao.

Las empresas en cambio verian su régimen retributivo modificado conforme a las nuevas

bases de MLE. Se introducian dos novedades fundamentales:

- El coste estdndar de generacion y distribucién, que era establecidos para todas las
instalaciones para un afio determinado, siendo posteriormente actualizado.
- La compensacién entre empresas, sistema que permitia la justa distribucion de los

ingresos en funcion de los costes de produccién y mercados de consumidores.

Esta ley dio transparencia al sistema al fijar la retribucion en funcién de los costes
reconocidos y no de los reales en que incurria cada empresa. Aportaba ademas estabilidad al

asegurar la cobertura de la inversion realizada, asi como una rentabilidad razonable.

I. Configuracion de la tarifa.

Para la elaboracion de la tarifa eléctrica anual se tenian en cuenta las siguientes variables:

- Los costes estandar calculados para las instalaciones.

- Los desvios producidos en los afios anteriores entre en el calculo de los costes.
- Los ingresos derivados de la facturacion y otras actividades.

- Laprevision de demanda para el afio.

- Datos macro empleados en los calculos econdmicos.

Mediante la suma de todos estos conceptos se obtenia un valor aproximado de los ingresos
que debia tener el sistema para cubrir los costes. Para obtener el precio final de la tarifa se dividian

los ingresos necesarios entre la demanda estimada.
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Ingresos necesarios

Precio tarifa = -
4 Demanda prevista

El ndcleo de la factura estaba formado por los costes estandarizados. De entre los
diferentes costes, se decidié incluir en este apartado los costes de inversion en instalaciones
generadoras de electricidad, los costes de mantenimiento y operacion de las centrales, el coste de
las materias primas empleadas en la generacion, los costes de distribucion, los costes en

infraestructuras y el capital circulante.

El segundo apartado de la tarifa eléctrica estaba integrado por recargos vinculados al

conjunto de la industria eléctrica:

- Programa de investigacion y desarrollo eléctrico.

- Financiacién de la gestion y almacenado de combustible nuclear (Uranio).
- Gestion de los residuos nucleares.

- Moratoria nuclear.

- Ayudas al carbon.

Los ingresos correspondientes a los diferentes apartados eran fijados por el ministerio
anualmente, como un tanto por ciento de los ingresos estimados en el apartado anterior. Las
empresas eran las encargadas de recaudar estas partidas en la tarifa y entregarlos a OFICO
(Oficina de Compensacion), que posteriormente los distribuia entre: OCIDE (Oficina de
Coordinacion de la Investigacion y Desarrollo Eléctrico), ENRESA y ENUSA. Empresas que

realizaban las labores contenidas en los dos primeros puntos.

El tercer concepto era la correccion de los desvios correspondientes a las estimaciones
de ingresos de los afios previos. Este concepto venia a compensar la diferencia entre los ingresos
reales de ese afio y los ingresos que se habian calculado. En este apartado Unicamente se incluian

los desvios asociados a las partidas no incluidas en el apartado de costes estandarizados.

Los desvios ocasionados por las fluctuaciones en la produccion de las empresas
hidroeléctricas no fueron incluidos en este apartado. Las empresas debian asumir en conjunto los
costes de combustible en los afios de poca produccién hidroeléctrica mientras que se beneficiarian

del ahorro en los afios en los que las lluvias fueran abundantes.

Los ingresos obtenidos por las eléctricas como consecuencia de actividades secundarias
eran incluidos en la tarifa. Con ello se lograba disminuir el coste final de la factura al descontar
dichos ingresos de la retribucion correspondiente a cada empresa. En este apartado estan

incluidos:

- El alquiler de los aparatos individuales de consumo y los enganches.
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- Ingresos derivados de la gestion de activos financieros.

- Ingresos asociados a servicios complementarios.

Figura 4: Comparativa entre costes y recargos en el MLE
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Fuente: REE, El Marco Legal Estable. Economia del sector eléctrico espafiol y
elaboracion propia.

La figura 4 nos muestra que en el periodo 1988 a 1995 la parte proporcional de la tarifa
correspondiente a los gastos propios del sistema, se mantuvo en un 94-95% siendo el restante 6%
correspondiente a los recargos asignados por el Gobierno. En el afio 1996 con la entrada en vigor
del real decreto de ayudas al carbdn nacional, el coste total de la tarifa aumentd. Esto aparece en

el grafico anterior como una reduccién del 5% de la parte correspondiente a los costes.

El gasto que supuso la paralizacion de centrales nucleares ya construidas, asi como las

ayudas al carbdn nacional, se muestran en la siguiente tabla:

Tabla 1: Moratoria nuclear y ayudas al carbon

Costes en M€

1988 1989 1990 1991 1992 1993 1994 1995 1996 1997
261,1 285,2 3225 3559 3829 3961 404,3 4229 4357 4345
- - - - - - - - 598,66 597,04,

Moratoria Nuclear
Ayudas al carbon

Fuente: REE, ElI Marco Legal Estable. Economia del sector eléctrico espafiol y elaboracion

propia.

Durante el periodo de vigencia del Marco Legal Estable se produjo un fuerte aumento de
los ingresos necesarios para suplir todas las partidas que se habian incluido en la tarifa eléctrica,
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el salto fue de un 65% con respecto al afio 1988. Durante el mismo periodo, el aumento en la
demanda de electricidad fue Gnicamente de un 35% pasando de los 107.347 GWh a los 144.459
GWh.

Figura 5: Evolucion de la demanda y de los ingresos necesarios durante el

periodo de aplicacion del MLE
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Fuente: REE, EI Marco Legal Estable. Economia del sector eléctrico espafiol.

En consecuencia el precio al que se debia fijar la tarifa para cubrir los costes aumentd
pasando en 9 afios de los 6,8 cent/kWh a los 8,497 cent/kWh (Cambio realizado de pesetas a
euros a 0.006 €/pta).

En 1996 el Consejo Europeo de Ministros aprob6 las Normas Comunes para el mercado
interior de la electricidad, que quedaron recogidas en la Directiva 96/92/EC. Este documento
supuso la base de la Ley 54/1997 con la que comenzd la liberalizacion del sector eléctrico espafiol

y se puso fin a la aplicacion del MLE.

1.6 La liberalizacion del sector eléctrico (Ley 54/1997).

En 1996 se aprobo la directiva 96/92/EC. Su aprobacion tenia como objetivo consolidar
un mercado interior comdn para libre circulacion de personas, mercancias, servicios y capitales.
En su prologo se hace referencia a la importancia de crear un sistema eléctrico competitivo para
“la racionalizacion de la generacion, la transmision y la distribucion de la electricidad, al tiempo
que se refuerza la seguridad del abastecimiento y la competitividad de la economia europea,

respetando la proteccion del medio ambiente”.

Para lograr esta homogeneizacion y fomentar la competitividad se insta a los Gobiernos

a llevar a cabo una liberalizacion de la generacion y de la comercializacion de energia. En Espafia,
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este documento supuso la base de la Ley 54/1997 con la que comenzd la liberalizacion parcial del
sector eléctrico. Con esta ley el Gobierno asume que para garantizar un servicio de calidad y
competitivo, no es necesario la intervencion de forma directa mas alla de la regulacion concreta
del sector. Se pasa por lo tanto del concepto de servicio publico al de servicio garantizado para

todos los consumidores que lo soliciten.

Apoyandose en este nuevo concepto comienzan a surgir sociedades privadas gque son las
gue asumiran la gestién técnica y econémica del sistema acabando asi con la gestién unificada
del sistema que se habia realizado hasta la fecha. Con la creacion de lo que posteriormente se
denominaria operador de mercado, lo que se pretendia era crear un mercado mayorista en el que

el precio de la energia se fijara mediante la intervencion de los diferentes agentes.

Desde el punto de vista retributivo se distinguira entre actividades reguladas y no
reguladas. Las actividades reguladas, el transporte y la distribucion, tendran una retribucion
fijada por la Administracion. Con ello se pretende que la liberalizacion de acceso a las redes no
desemboque en una situacion de abuso de poder por parte de los propietarios de las mismas. Las

actividades no reguladas son por otro lado la generacion y la comercializacion.

Las comercializadoras aparecen como un nuevo sujeto con el que se pretende garantizar
la libertad de contratacion y de eleccion del suministrador. Se pretende que la comercializacién

sea una realidad en un plazo de 10 afios.

1.6.1. Regimenes productivos. Formas de participacion.

La generacion eléctrica se agrupa en régimen ordinario y régimen especial.

Las centrales pertenecientes al Régimen Ordinario (nuclear, carbon, fuel, gas y gran
hidraulica) tenian dos opciones para negociar su energia, ofertarla al operador del mercado para
su casacion en las subastas o venderla a través de contratos bilaterales con clientes cualificado s
como por ejemplo comercializadoras. Se distinguia entre centrales de mas de 50 MW y de
menos. Las que estaban por encima, estaban obligadas a ofertar en todos los periodos, mientras
que las de menor potencia podian ofertar en funcion de sus intereses. El sistema de casacion
establecido se realizaba empezando por las ofertas de menor precio hasta satisfacer la demanda,
de forma que la Gltima oferta en casar, que es la mas cara, fijaba el precio que se pagaria a todos

aquellos que habian logrado vender su produccion.

Las centrales acogidas al Régimen Especial eran tanto las de origen renovable, la solar,
la edlica, la hidraulica o la biomasa, como la cogeneracion y la obtenida de la recuperacion
energética de residuos. Estas centrales tenian derecho a verter su produccion a la red a unas tarifas

previamente fijadas por la Administracion y sin necesidad de acudir al mercado. Ademas, segln
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el articulo 30, las centrales renovables, excluyendo la hidraulica, la biomasa y las hidroeléctricas
de menos 10 MW, percibirian una prima de entre el 80% y el 100% del precio medio de la
electricidad.

Esta forma de organizar la produccion estuvo vigente hasta la aprobacion del R.D.
413/2014 por el que se sustituye el Régimen Especial por el Régimen Especifico. Este
nuevo Régimen serd explicado y desglosado mas adelante, dado su interés para
comprender las implicaciones que ha tenido su implantacion en la coyuntura actual del

sector.

1.7 El sistema eléctrico tras la liberalizacion.

1.7.1. Primer lustro del siglo XXI, objetivos y logros.

El afio 1998 estuvo marcado por la aplicacion de la Ley 54/1997. ;Qué implicaba esto?
En cuanto a la operativa, seria el primer afio en el que la libre competencia regiria en la fijacion
del precio en el mercado mayorista, dejando de lado el reconocimiento de costes estandar que
asignaba el MLE. Los regimenes productivos establecidos estarian sujetos a esta nueva

reglamentacion y la figura de las comercializadora empezaba a ponerse en marcha.

Con todo esto, en aquel afio la demanda de energia continué aumentando hasta los

172.962 GWh, respaldada por el crecimiento econémico.

Figura 6: Cobertura de la demanda segln origen en %

COBERTURA DE LA DEMANDA EN 1998

B Régimen Ordinario M Régimen Especial M Intercambios internacionales

Fuente: Informe 1988, REE
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Segun el balance energético de REE para aquel afio, un 86,7% de la demanda fue cubierta
con la energia producida en Régimen Ordinario mientras que las centrales pertenecientes al

Régimen Especial solo aportaron 11,3%. Las importaciones energéticas cubrieron el restante 2%.

Durante el afio 1998 la potencia instalada correspondiente al Régimen Especial era ya de
5.590 MW. De esta cantidad, el 62,1% corresponde a centrales que utilizan como materia prima
recursos no renovables. La aportacion real de energia al sistema de las denominadas energias

limpias (Hidroeléctrica, residuos, eblica y solar) fue del 3,4%.

Este porcentaje hace referencia a la cobertura de la demanda segun la fuente de origen,
pero si se hace referencia a la cantidad de energia primaria empleada para abastecer la
generacién, entonces la aportacion de las renovables asciende hasta el 6,3% del consumo total de
energia primaria.

Con el objetivo de aumentar la participacion de las energias limpias hasta un 12% de la
demanda nacional, se llevé a cabo el Plan de fomento de las energias renovables para el periodo
2000-2010.

En el afio 2005 se presenta una revision del Plan 2000-2010, ya que aunque la generacion
global de energias renovables habia aumentado considerablemente, se hallaba lejos de lograr el
objetivo marcado para 2010.

Tabla 2: Balance de cumplimiento de objetivos del Plan de fomento a las
renovables

Produccidn referenciada a energia primaria
Objetivo 2010 Balance 2004

Ktep % Ktep %
Edlica 1680 100 1511 89,9
Biogas 150 100 186

Fotovoltaica 17 100 4
Minihidraulica 192 100 64

Hidraulica 60 100 7
Biomasa 5100 100 469

Solar térmica 17 100 4

Fuente: IDAE

El R.D. 436/2004 instaura una nueva metodologia de retribucidon para el Régimen
Especial con la que pretende ayudar a cumplir los objetivos fijados en el Plan de fomento a las

renovables.

Los titulares de las instalaciones segln el R.D. pueden optar por dos opciones:
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- “Vender su produccion o excedentes de energia eléctrica al distribuidor, percibiendo
por ello una retribucién en forma de tarifa regulada, Unica para todos los periodos de

programacion, que se define como un porcentaje de la tarifa eléctrica media”

- “Vender dicha produccion o excedentes directamente en el mercado diario, en el
mercado a plazo o a través de un contrato bilateral, percibiendo en este caso el precio

negociado en el mercado, mas un incentivo por participar en él 'y una prima”

La prima corresponderia a un porcentaje de la tarifa eléctrica de referencia que ademas

variaria en funcion de la categoria, grupo y subgrupo al que perteneciese la instalacion.

I. Clasificacion de las centrales acogidas al Régimen especial.

Las categorias y grupos que se establecen en el R.D. 436/2004 para organizar las

instalaciones y la asignacién de primas son:

- Categoria a): Autoproductores que utilicen la cogeneracion u otras formas de
produccién de electricidad asociadas a actividades no eléctricas. Dentro del grupo de
autoconsumidores se exige que estos consuman al menos el 30% de la energia que
producen si tienen menos 25 MW instalados o el 50% en caso de superar esa cifra.

o Grupo al: Instalaciones que incluyan una central de cogeneracion.
= Subgrupo a.1.1: Utilizan como materia prima el gas natural en un
porcentaje de al menos un 95%.
=  Subgrupo a.1.2: Resto de cogeneraciones.
o Grupo a2: Centrales que utilicen material residual procedente de otros
procesos productivos no energéticos.
- Categoria b): Instalaciones que utilicen como energia primaria alguna de las energias

renovables no consumibles, biomasa, o cualquier tipo de biocarburante.

o Grupo bl: Instalaciones que emplean el sol como materia prima.
= Subgrupo b.1.1: Instalaciones solares fotovoltaicas.
= Subgrupo b.1.2: Instalaciones solares térmicas.

o Grupo b2: Instalaciones que tienen el viento por materia prima.

= Subgrupo b.2.1: Parques eolicos ubicados en tierra.
= Subgrupo b.2.2: Parques eolicos ubicados en el mar.
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Grupo b3: Instalaciones que Unicamente utilicen como energia primaria la de

las olas, la geotérmica, la de las mareas y la de las rocas calientes y secas.

Grupo b4: Centrales cuya potencia instalada no sea superior a los 10 MW.

Grupo b5: Centrales hidroeléctricas cuya potencia instalada sea superior a los
10 MW e inferior a los 50 MW.

Grupo b6: Centrales que utilicen como materia prima biomasa procedente
proveniente de cultivos energéticos o de residuos forestales.

Grupo b7: Centrales que utilice como materia prima estiércoles,

biocombustibles o biogas precedente de la digestién anaerobia.

Grupo b8: Centrales que utilicen como combustible principal biomasa

procedente de instalaciones industriales del sector agricola y forestal.

- Categoria c): Centrales cuyo combustible no ha sido contemplado en la categoria b),

entre ellos:
o Grupo cl: Centrales que utilicen como combustible principal residuos solidos

O

O

urbanos.

Grupo c2: Centrales que utilicen como combustible principal otros residuos

no contemplados anteriormente.

Grupo c3: Centrales que utilicen como combustible residuos, siempre que
éstos no supongan menos del 50 por ciento de la energia primaria utilizada,

medida por el poder calorifico inferior.

- Categoria d): Cogeneraciones enfocadas a la reduccion de residuos agricolas,

ganaderos y de servicios.

O

O

Grupo d.1: Instalaciones de tratamiento y reduccion de purines de
explotaciones de porcino de zonas excedentarias.

Grupo d.2: Instalaciones de tratamiento y reduccion de lodos.
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o Grupo d.3: Instalaciones de tratamiento y reduccion de otros residuos,

distintos de los enumerados en los dos grupos anteriores.

La cuantia de las primas y la forma de calcularlas ha cambiado conforme ha avanzado la
legislacién. EI método empleado en este R.D. fue sustituido posteriormente por lo dispuesto en el
R.D. 661/2007, que a su vez fue modificado por el R.D.L. 9/2013. Las modificaciones
introducidas por estos R.D. han marcado la evolucién del parque generador espafiol en la Gltima
década. Esta reglamentacion es por tanto vital para entender la situacién actual del sector y su
evolucion en las préximas décadas, por lo que se analizara en los siguientes apartados al

cuantificar el coste que para el consumidor ha supuesto el desarrollo de este método de primas.
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2. Costes de la tarifa.

2.1 La componente de mercado.

La componente de mercado es la parte del precio sujeta a negociacion entre los ofertantes
y los compradores. Esta componente se pacta en los diferentes mercados:

- Mercado Diario.

- Mercados Intradiarios.
- Mercado a plazos.

- Servicios de ajustes.

El precio horario final tiene como componente principal el resultado de la casacién de las

ofertas de compra y venta presentadas por los diferentes agentes en el mercado diario.

El organismo encargado de gestionar los mercados diarios e intradiarios de la electricidad
es actualmente la OMIE (Operador del Mercado Ibérico, polo espafiol) y las reglas de
funcionamiento vienen fijadas en el BOE, Reglas de funcionamiento de los mercados diario e
intradiario de produccién de energia eléctrica. En base a esta normativa se expone a continuacién
quienes son los agentes de mercado, las diferentes sesiones que componen el mercado, el

procedimiento a seguir para la presentacion de ofertas y la forma en que se casan dichas ofertas.

- Representantes: Se considera como representantes a aquellos que actian en nombre
de otro agente. Los productores por ejemplo pueden delegar en un representante para
que este se encargue de gestionar sus compras.

- Gestores de carga del sistema: Sociedades mercantiles de servicios de recarga

energética habilitados para la reventa de energia para vehiculos eléctricos.

2.1.1. Mercado diario e intradiarios.

La negociacion de los intercambios energéticos se realiza en siete sesiones, una diaria y

6 intradiarias o de ajuste.

En la sesion diaria, los agentes de mercado presentan sus ofertas de compra y venta de
electricidad para el dia siguiente en funcion de las previsiones de produccidn que tienen para sus
centrales. Estas ofertas son gestionadas por el Operador del Mercado (OMIE) que se encarga de
llevar a cabo la casacion. La oferta en el mercado diario se realiza por horas. Cada dia esta dividido
en 24 periodos. En esta sesion las unidades registradas como vendedoras Unicamente pueden

realizar ofertas de venta de energia mientras que las compradoras sélo pueden adquirirla.
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En las sesiones intradiarias se pretende ajustar las ofertas sobre el Programa Diario
Variable Definitivo. Al tratarse de sesiones de ajuste, la cantidad de energia es menor que en la
sesion diaria y ademas el horizonte horario para el que se puede ofertar energia varia conforme a

lo mostrado en la figura 7.

Figura 7: Horizontes horarios para cada sesién del mercado

Horas negociables por sesiones
cierre de D D+1
sesion H22|H23|H24 H1 | H2 | H3 | H4| H5 | H6| H7 | H8| H9 |H10|H11|H12|H13|H14|H15|H16|H17|H18|H19|H20|H21|H22|H23|H24

Diario  [EEAYY
Intral RS

Intra 2

Sesion|

Intra 3
Intra4

Intra 5

nes (R —

Fuente: Elaboracion propia

Las sesiones intradiarias tienen dos particularidades con respecto al diario. La primera es
que Unicamente las unidades que participaron en el diario tienen opcion a intervenir en estas
sesiones; y la segunda es que para facilitar el ajuste de las previsiones, todas las unidades

ofertantes pueden realizar tanto compras como ventas.

Por ejemplo un parque e6lico que en el diario envi6 una oferta de 20 MW para una hora,
basandose en la prevision de viento de que disponia, tiene la opcién en los intradiarios de
recomprar esa energia si su prevision se ha visto modificada. Con esto conseguira que finalmente
la curva de prevision y la curva de potencia medida se aproximen lo maximo posible, de forma
que el desvio se minimice. El precio de los desvios es fijado por REE con la intencion de que
tanto compradores como exportadores precisen al maximo sus ofertas y evitar asi que haya huecos

entre demanda y generacion.

El precio del desvio varia en funcion de la hora y de las necesidades del sistema. Si el
desvio se produce en el sentido perjudicial para el sistema, el agente en cuestion seré penalizado,
si por el contrario el desvio favoreciese al sistema en ese momento, no tendria penalizacion.

Los desvios pueden ser de dos tipos:
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Desvios a bajar: Son los que se dan cuando la produccion medida en la central es menor
que la ofertada en el mercado, o cuando el consumo medido en la misma es mayor. Para
solventarlo, el sistema debe aumentar la produccion a través de los mercados de ajuste en tiempo
real.

Desvios a subir: Son los que se dan cuando la produccion medida en la central es mayor
que la ofertada en el mercado, o cuando el consumo medido en la misma es menor. Para
solventarlo, el sistema debe reducir la produccién a través de los mercados de ajuste en tiempo

real.

I. Presentacion de ofertas.

Los agentes vendedores a la hora de ofertar su energia en el mercado pueden optar por
realizar una oferta simple o una compleja. Las ofertas de adquisicion en cambio, sélo pueden ser

simples.

Las ofertas simples se presentan por unidad de venta y por periodo, es decir, cada central
ofertard la energia que considere oportuno para cada hora del dia posterior al dia en que se
presenta la oferta. A la hora de realizar la oferta se debe fijar la cantidad de energia asi como el
precio al que se pretende vender. La energia ofertada se puede dividir en bloques asignandole
precios diferentes de forma que en funcion del precio que resulte de la casacién cada unidad
vendera una cantidad de energia comprendida entre el 0 y la potencia maxima de su instalacién.
En las ofertas de venta el precio de los bloques debera ser creciente mientras que en las de compra

el sentido sera el contrario.

En la figura 8 si el Precio medio diario para esa hora fuese de 48 €, la unidad vendedora
casaria los dos primeros blogues, es decir, 30 MW. La unidad compradora casaria Gnicamente el

primer blogue ya que el precio de su oferta es superior al PMD (Precio Medio Diario).

Figura 8: Bloques de compra y venta de energia.

Unidad de Venta Unidad de Compra

Energia(MW/h) 15|Energia(MW/h) 20
Precio € 42,5|Precio € 50
Energia(MW/h) 15| Energia(MW/h) 10
Precio € 47| Precio € 46
Energia(MW/h) 10| Energia(MW/h) 10
Precio € 49||Precio € 44
Energia(MW/h) 10| Energia(MW/h) 10
Precio € 51|Precio € 42
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Las ofertas complejas ademas de cumplir con lo estipulado para las ofertas simples,

pueden incluir otras condiciones:

Condicion de indivisibilidad: Si un tramo de la oferta resulta casado, este no sera
fraccionable, sino que afectara a toda la energia.

Condicion de ingresos minimos: Establece que la casacion sélo es aceptada si en el
conjunto de periodos los ingresos son superiores a un minimo establecido.
Condicion de parada programada: Vinculada a la condicién de ingresos minimos en
caso de no casacion.

Condicion de variacion de capacidad o de gradiente de carga: Establece una

diferencia maxima de variacion entre dos periodos de programacion consecutivos.

Agentes del Mercado.

Los Agentes del Mercado son aquellas personas fisicas o juridicas autorizadas para

intervenir en el mercado como compradores o como vendedores de electricidad. Pueden conseguir

la condicién de Agente de Mercado cualquiera de los siguientes sujetos:

Productores de energia eléctrica: Personas fisicas o juridicas dedicadas a la

generacién de electricidad, a la construccion, mantenimiento y operacion de
centrales.

Comercializadoras: Agentes con capacidad de acceso a las redes de transporte o

distribucién y cuyo negocio consiste en la venta de la electricidad al consumidor final
0 a otros sujetos del sistema.

Comercializadores de referencia: Son comercializadoras con funciones atribuidas

por la normativa, entre otras, la venta de energia a PVPC.

Consumidores Directos en Mercado: Son aquellos que adquieren la energia que

necesitan para su propio funcionamiento directamente en el mercado.

La casacion.

Para determinar el precio final al que se comprard y vendera la energia eléctrica en cada

hora, el operador del mercado agrega, segun el precio, las ofertas de compray venta en dos curvas.

Las ofertas de venta se ordenan de mayor a menor precio, mientras que las de compra se ordenan

de més cara a mas barata. En Espafia el precio para el MWh esté acotado entre los 0 € y los 180,30

€.
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Figura 9: Ejemplo de curvas agregadas para la H1 en una sesion diaria

.Y >0 03/02/2016 - Curvas agregadas de oferta y demanda - Hora: 1

Vo
. P

0o 10.000 20.000 20.000 40.000 50.000 60.000 70.000

Energia

B o.v. casada 0.C. casada 0. venta 0. compra

Fuente: OMIE

La adjudicacion de energia tiene caracter marginal, es decir, todas las unidades de venta
cuyo precio fuera inferior al que resulta de la interseccion de las dos curvas agregadas habran
casado su energia. Al igual ocurre con las ofertas de compra, todos aquellos que oferten una

cantidad a comprar por encima del precio de casacion tienen adjudicada dicha cantidad.

El precio que cada ofertante establece en su oferta condiciona que la energia ofertada case
0 no, pero no sera ese el precio al que se le remunere, sino que toda la energia casada es

remunerada al mismo precio, el resultante de la interseccién de ambas curvas.

La estrategia que sigue cada unidad de oferta para fijar el precio al que quiere vender su
energia varia en funcion de la tecnologia. Las centrales que utilizan el viento o el sol como fuente
de energia primaria tienen un coste de oportunidad 0, ya que ni el viento ni el sol es almacenable.

Por lo general ofertaran a precio 0 o al minimo que les asegure cubrir los costes operativos.

Las centrales nucleares debido a la rigidez de su produccién y a que su 6ptimo se
encuentra cercano a la potencia nominal son también precio aceptantes. Por el contrario, las
centrales que emplean gas o carbon deben asegurar al menos que el precio del pool les va a cubrir
el precio de la materia prima que emplean para generar la electricidad. El hecho de que el mercado
sea de tipo marginal puede dar lugar a situaciones andmalas en las que el precio del diario sea 0.
En ese caso, todas las unidades que ofertaron a ese precio estaran produciendo sin obtener

remuneracion alguna. Esto en ningln caso implicaria que los costes de produccion sean 0.
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El hecho de que todas las centrales cobren el mismo precio con independencia del rango
de amortizacion de su instalacion y de los costes de generacion, ha promovido que ciertos grupos

soliciten un cambio en el método de subasta.

2.1.2. Mercado a plazos.

La desregularizacion de los precios y la liberalizacion del sector si bien han permitido, o
al menos asi lo han pretendido, lograr una mayor eficiencia y competitividad del mercado,
también han introducido una fuerte volatilidad en los precios. Surgen asi los mercados a plazos
como un instrumento que permite a productores y generadores negociar intercambios de

electricidad para determinados periodos temporales fijando un precio para ese intervalo.

Hay que distinguir entre dos tipos de mercados a plazos, los organizados (Futuros) y los

no organizados (Destacan los contratos bilaterales y los OTC).

Los mercados a plazos de futuros son mercados organizados y por tanto regulados. El

regulador financiero seré el encargado de autorizar a los agentes, de establecer el reglamento y la
normativa de intercambios, asi como las obligaciones para las compensaciones y liquidaciones.
En este mercado existe una Camara de Contrapartida como intermediaria en toda operacién. La
Camara asume el riesgo de la contraparte en todas las operaciones estableciéndose como

comprador de todas las ventas y como vendedor de todas las compras.

Para asegurar la solvencia crediticia de la Camara, se exige a todos los participantes unos

minimos crediticios que respalden sus operaciones.

Los contratos bilaterales fisicos (CBF) son un tipo de mercado no organizado. En él los

agentes comprador y vendedor acuerdan de forma anticipada la venta de energia a un precio y por
un periodo concreto. Este tipo de intercambios segln la regulacion espafiola quedan al margen
del precio del mercado organizado por la OMIE. Este tipo de acuerdos dota de estabilidad a las

empresas, permitiéndoles de antemano conocer sus ingresos y cubrirse de la volatilidad.

La dificultad para cerrar acuerdos bilaterales fisicos entre agentes y el hecho de tener que
cubrir los riesgos crediticios de la contraparte, hacen que el volumen total intercambiado en este
tipo de contrato sea relativamente bajo. Los CBF obligan a declarar al operador del mercado la

realizacion de la transaccion fisica de energia.

El mercado financiero OTC (Over the count) es también un tipo de contrato a dos bandas

en el que participan ademas brokeres o intermediarios. Este tipo de contratos no implican una
entrega real de energia sino que se enmarcan dentro de los conocidos como CFDs. Los contratos
de CFDs, al igual que los bilaterales, permiten a los agentes generadores o consumidores pactar

un precio por la energia, evitando asi las fluctuaciones del mercado. Este tipo de contratos, a
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diferencia de los bilaterales, no tienen que ser necesariamente suscritos por dos agentes de

mercado, sino que una de las contrapartes puede ser un agente financiero.

Al firmar este tipo de acuerdos, el sujeto de mercado se compromete a entregar a la
contraparte el precio del mercado spot, a cambio recibe de esta una cantidad fija pactada
previamente por ambos. Con ello el agente generador se asegura un precio previamente pactado
para su energia.
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2.2 Componente Regulada.

La segunda componente de la tarifa estd destinada a cubrir otros costes del sector eléctrico
no relacionados con la generacion de la electricidad. Los sistemas de transporte y de distribucion
son monopolios naturales, por lo que para evitar el abuso de posicion de las compafiias
propietarias de las redes es el Gobierno el que fija anualmente la retribucion por estos y otros

conceptos.

La cantidad recaudada a través de la componente regulada es empleada para retribuir los
costes asociados a:

- Transporte.

- Distribucion y gestion comercial.

- Tasade laCNMC.

- Moratoria nuclear (Hasta 2015).

- 2%Parte del ciclo combustible.

- Retribucién especifica a las renovables, cogeneracion y residuos.
- Compensaciones insulares y extra peninsulares.

- Sistema interrumpibilidad SNP.

- Coste pagos por capacidad.

- Pago de anualidades por déficit de actividades reguladas.

A continuacion se recogen y comparan los ingresos divididos por partidas, asi como los

diferentes costes que deben cubrirse a través de los mismos.

2.2.1. Peajes de acceso y cargos.

En el articulo 16 de la Ley 24/2013 se distingue entre peajes, destinados a cubrir los costes
de las redes de transporte y distribucion; y cargos, destinados a cubrir otros costes del sistema.
Tanto los productores como los consumidores deben contribuir a la cobertura de los costes del

sistema con las cantidades fijadas por el Gobierno.

Los productores deberan pagar un peaje de 0,5 €/MWh por el acceso a la red,
independientemente de si pertenecen al régimen ordinario o al régimen especial. Esta tasa aparece
recogida en el R.D. Ley 14/2010, del 23 de diciembre y del R.D. 1.544/2011, del 31 de octubre,

de distribucion.

La contribucion de los consumidores se realizara en funcién de los niveles de tension, de
la potencia contratada y de los consumos de energia, pudiendo estos consumos estar divididos por

periodos horarios en funcidn de la tarifa elegida.

En baja tension se distinguen tres grupos en funcion de la potencia contratada.
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e Potencia contratada inferior a los 10 kW > Tarifas 2.0
e Potencia contratada entre 10 y 15 kW > Tarifas 2.1

e Potencia contratada superior a los 15 kW > Tarifa 3.1
En alta tension las tarifas se corresponden con los distintos niveles de tensién.

Tabla 3: Precios de los peajes de acceso a la electricidad vigentes desde el 1-02-2014.

Tarifas BT
Colectivo de aplicacion TP - : Te[€/KWh]' -
[€/KW afio] | Sin DH | Periodo 1 | Periodo 2 | Periodo 3
2.0A Pc< 10KW 38,043426| 0,044027
2.0DHA Pc< 10KW 38,043426 0,062012  0,002215
2.0DHS Pc< 10KW 38,043426 0,062012 0,002879 0,000886
2.1A 10KW<Pc< 15KW 44,44471| 0,05736
2.1DHA 10KW<Pc< 15KW 44,44471 0,074568 0,013192
2.1DHS 10KW<Pc< 15KW 44,44471 0,074568 0,017809 0,006596
Colectivo de aplicacion : Tp[€/kw aiiol - - Te[€(KWh] :
Periodo 1 | Periodo 2 | Periodo 3 | Periodo 1 |Per|odo 2| Periodo 3
3,0A Pc>15kW 40,7288 24,4373 16,2915 | 0,01876 0,012575 0,00467
Tarifas AT
Colectivo de aplicacion : Tp[€/kw Clile) - - Te[€./KWh] :
Periodo 1 | Periodo 2 | Periodo 3 | Periodo 1 |Per|odo 2| Periodo 3
3,1A 1KV<T<36KV 59,173468 36,4907 8,3677 0,01433  0,012754 0,007805
Colectivo de aplicacion : : T_p[€/kW ano'] - :
Periodo1 | Periodo 2 | Periodo 3 | Periodo 4 |Per|odo 5| Periodo 6
6.1A 1kV<T<30KV 39,1394 19,5866 14,3341 14,3341 14,3341  6,5401
6.1B 30kV<T<36KV 33,2375 16,6331 = 12,1727 = 12,1727 12,1727  5,5539
6.2 36kV<T<72,5KV 22,1583 11,0887 8,1151 8,1151 81151  3,7026
6.3 72,5KV<T<145KV 18,9161  9,4662 6,9277 6,9277 6,9277  3,1609
6.4 T>145KV 13,7062  6,8591 5,0197 5,0197 50197  2,2903
6.5 Conexiones inter 13,7062  6,8591 5,0197 5,0197 5,0197 2,2903
Colectivo de aplicacion : : T?[€/kw ano.] - :
Periodo1 | Periodo 2 | Periodo 3 | Periodo 4 |Per|odo 5| Periodo 6
6.1A 1kV<T<30KV 0,026674 0,019921 0,010615 0,005283 0,003411 0,002137
6.1B 30kV<T<36KV 0,023381 0,017462 0,009306 0,004631 0,00299 0,001871
6.2 36kV<T<72,5KV 0,015587 0,011641 0,006204 0,003087 0,001993 0,001247
6.3 72,5KV<T<145KV 0,015048 0,011237 0,005987 0,002979 0,001924 0,001206
6.4 T>145KV 0,008465 0,007022 0,004025 0,002285 0,001475 0,001018
6.5 Conexiones inter 0,008465 0,007022 0,004025 0,002285 0,001475 0,001018

Fuente: Iberdrola, a partir de los datos de las 6rdenes: IET/2444/2014 e IET/107/2014.
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Dentro de cada nivel de potencia de las tarifas de B.T. hay tres modalidades de tarifa. Las
tarifas 2.0 Ay 2.1 A no distinguen entre periodos de consumo, por lo que el coste del término de
energia es el mismo para todas las horas. Las tarifas 2.0 DHA y 2.1 DHA distinguen entre dos
periodos de consumo con diferentes precios, punta y valle. Las tarifas 2.0 DHS y 2.1 DHS
distinguen entre tres periodos, valle, punta y supervalle.

Figura 10: Evolucion de los peajes de acceso para la tarifa 2.0A.
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Fuente: IDAE, Informe precios energéticos regulados del afio 2012 al 2015

Entre los afios 2012 a 2013 el término de potencia aumenté un 76%, de los 16
€/MWaiio a los 31,65 €/MWaio. En el afio 2014 la componente fija siguié aumentando hasta los
38,04 €/MWaiio. En el mismo periodo el término de energia se redujo de los 0,064 € MWh a
los 0,044 €/MWh. Los peajes correspondientes al afo 2014 fueron establecidos en la
IET/107/2014 del 31 de enero. Los valores de los peajes han permanecido constantes hasta el afio
2016.

En el afio 2015 los consumidores aportaron 13.855 millones de euros en forma de peajes
de accesos y los generadores 130 millones de euros.

2.2.2. Pagos por capacidad.

La garantia de potencia 0 pago por capacidad, tiene como objetivo incentivar la
disponibilidad y la inversion en tecnologias capaces de dar una respuesta inmediata a las
necesidades del sistema. Estas necesidades pueden deberse a picos de demanda que exijan su
intervencién puntual durante un periodo corto de tiempo o a la falta de energia en el sistema

debido al caracter no gestionable de las energias renovables.
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El funcionamiento del mercado mayorista, el aumento de instalaciones con un coste de
oportunidad bajo, como es el caso de las renovables, y la disminucion de la demanda de
electricidad como consecuencia de la crisis econdémica, han ocasionado que las centrales con los

costes variables méas elevados se queden fuera del mercado en la mayor parte de las horas.

Desde el afio 2003 hasta el afio 2010 se instalaron en Espafia 20.000 MW de potencia en
ciclos combinados hasta convertirse en la tecnologia con mayor capacidad instalada en la
actualidad. A partir del afio 2008, coincidiendo con el desarrollo de las energias renovables, y
como consecuencia de la reduccidn de la demanda por la crisis econémica la aportacion de energia
de estas centrales se ha reducido hasta los 29.357 GWh en 2015.

Figura 11: Evolucion de los ciclos combinados entre 2006 y 2015
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Los pagos por capacidad sirven por tanto como compensacion econémica a los ciclos
combinados, que si bien no generan habitualmente, si deben estar operativos para intervenir

cuando son requeridas por el operador del sistema por la no gestionabilidad de las energias edlica
y fotovoltaica.

Los pagos por capacidad en el afio 2015 han sido 1.391 millones de euros. En la tabla de
mas abajo se muestra que en 2014 este concepto en €/MW fue de 5,90 frente a los 43,46 € del
precio del mercado diario, es decir, del precio final medio un 10,7% correspondié a los pagos
por capacidad. El elevado coste de este concepto para los usuarios plantea si seria posible reducir

esta partida, permitiendo que algunos grupos hibernaran y que por lo tanto no hubiera que pagarles
por estar disponibles.
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Tabla 4: Componentes del precio final medio de la electricidad en 2014

Precio (€/MWh) Afio 2014  Ene Feb Mar Abr May Jun Jul Ago Sep Oct Nov Dic Total A%
Mercado diario 3639 1877 2790 9726 4318 5192 4909 50,70 5990 5684 4857 49,31 4346 60
Restricciones técnicas PBF 411 3,75 490 4,99 3,52 2,36 914 2387 2,62 3,54 347 3,12 3,38 195
Mercado intradliario -0,08 0,12 0,07 -0,06 0,00 003 004  -009 003  -002 001 001 004 374
Reserva adicional de

potencia a subir 0,96 1,62 0,95 0,64 0,07 0,01 0,00 0,01 0,48 0,71 0,80 0,85 059 -198
Banda de regulacion 1,44 1,42 0,87 0,93 0,81 1,02 0,93 0,99 1,95 1,55 1,38 0,89 112 232
Restricciones tiempo Real 029 0,69 0,58 117 0,26 0,15 0,16 0,19 0,30 0,30 0,27 0,16 037 -198
Desvios 0,50 0,23 0,42 0,2 021 0,29 0,17 0,14 0,16 022 0,23 0,45 027 -108
Excedente desvios -0,10 0,08 0,01 0,01 0,01 013 -0,04 0,00 001 -004 001 0,04 -0,02 -120,9
Control del factor de potencia 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 007 0,06 0,00 0,00 000 -007 007 -0,02 -
Pagos por capacidad 7,00 6,89 546 599 514 6,14 717 4,47 593 5,09 5,58 7,06 590 94
Precio total E/MWh 50,51 3333 40,32 4049 53920 6159 5952 5935 6998 6819 6021 61,72 5501 -48
Energia GWh 21.154 19.470 20.268 18.269 19.225 19.348 21.076 20.091 20.168 19.645 19.708 21.230 239.652 -0,4

A% wvariacion porcentual de 2014 respecto a 2013

Fuente: Foro Nuclear, Energia 2015

Para valorar si es posible esta opcion se ha analizado el grado de utilizacion de los ciclos

combinados con respecto al total de horas anuales y con respecto al nimero de horas en que han

estado en funcionamiento. El grafico en color rojo representa la produccién real de las centrales

frente al total de horas que estan disponibles; el azul muestra la produccion real con respecto a la

produccion total que hubiesen podido alcanzar las centrales funcionando a potencia nominal en

el conjunto de horas en que han estado en funcionamiento.

Figura 12: Coeficientes de utilizacién de los ciclos combinados.
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Fuente: Elaboracién propia a partir de los informes anuales del sistema eléctrico de REE.

El coeficiente de utilizacion en las horas acopladas no ha dejado de descender en los

Gltimos diez afios. Durante el afio 2014 la produccion de los ciclos durante las horas en las que

estaban en funcionamiento no super6 el 50% de su capacidad de generacion. El otro dato de ese

afio lo que nos muestra es que en total s6lo se usé un 10% de la capacidad de generacion

disponible, pero dado que su funcion principal en la actualidad es la de respaldo, el dato realmente

importante es el primero.

49



El hecho de que en los momentos de maxima utilizacién de estas centrales s6lo se
empleara el 50% de su capacidad de generacion, pone de manifiesto que parte del otro 50% no

utilizado esté siendo subvencionado cuando su capacidad de generacion no es necesaria.

Figura 13: Curva mondtona de produccion horaria de las centrales de
ciclo combinado.

Ciclo Combinado Gas
10000 -

8000 4
6000 -,
MW

4000 4

2000 4

0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000
Horas

Fuente: Foro Nuclear, Energia 2015

En los afios 2014 y 2015 la potencia total instalada de ciclos combinados era de 26.670
MW. En la curva monétona de la figura se representa el nimero de horas que las centrales han
estado produciendo por encima de la potencia media horaria, que viene representada por la
grafica. EI maximo se alcanza cerca de las 0 horas del eje horizontal y no llega a los 8000 MW

de utilizacion.

Los porcentajes a los que se ha hecho referencia son para el conjunto del sistema. Los
coeficientes de utilizacion de los ciclos por instalacién muestran variaciones significativas en los

grados de utilizacion.
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Figura 14: Coeficientes de utilizacion de los ciclos combinados por
tecnologias

Coeficientes utilizaciéon (%) Coeficientes utilizacidn (%)

Potencla En horas de Potencia En horas de

Grupos MW s/Disponible (1) acoplamiento(2) Crupos MW s/Disponible 111 acoplamiento (2)
Aceca 3 392 5.7 43,4  Plana del vent 1 426 84 445
Aceca 4 379 319 64,1  Plana del Vent 2 421 05 323
Algeciras 3 CC 831 05 25,7 Puentes Gcia. Rguez.5 870 45 251
Amorebieta 795 2,6 34,6 Puerto de Barcelona 1 447 30,1 61,1
Arcos 1 396 0.0 18,8 Puertode Barcelona2 445 13,7 55,4
Arcos 2 379 0,2 39,7 Sabén3 397 7.0 62,6
Arcos 3 B44 1.2 263 Saguntol 417 245 629
Arriubal 1 402 0.5 52,4 Sagunto 2 420 391 649
Arrdbal 2 397 43 70,7 Sagunto 3 419 41,2 64,7
Bahia Bizcaya 800 445 44,6  San Roque 1 397 59,2 66,3
Besis 3 £19 7.6 40,9  San Roque 2 402 12,1 36,0
Besds 4 407 65,4 658 Santurce 4 403 0,2 423
Besds 5 873 9.0 21,4 Sotode laRibera 4 432 63 52,0
Campo de Gibraltar 1 393 0,0 0,0 Soto de laRiberas 434 21 440
Campo de Gibraltar2 388 0.0 0,0 Tarragona 395 0.0 0.0
Cartagena 1 425 275 65,5 Tarragona Power 424 09 328
Cartagena 2 425 20,4 61,7 El Fangal 1 409 0.6 40,2
Cartagena 3 419 14,9 61,9 El Fangal 2 408 0.7 39.7
Castejon 1 429 5.3 49,5 El Fangal 3 402 3.4 50,5
Castejon 2 381 0.0 0,0 Escatron 3 818 0.5 238
Castejon 3 426 5.6 481 Escatron Peaker 282 1.8 211
Castellén 3 793 0.1 20,8 Escombreras 6 831 0.0 0.0
Castellén 4 B854 5.0 238 Mdlaga 1CC 421 34,3 643
Casteinou 798 23 23,6 Palos 1 394 3.9 610
Coldn 4 398 5.2 437 Palos 2 396 11,7 61,6
Palos 3 398 2,7 60,4

Fuente: REE, El sistema eléctrico espafiol 2015

De todas las instalaciones, las que trabajan mas cerca de su potencia nominal cuando son
requeridas son: Arrabal 2 al 70,7%, Cartagena 1 al 65,5% y Besos 5 al 65,8%. En el lado opuesto
hay centrales como Campo de Gibraltar 1, Campo de Gibraltar 2 o Castejon 2 cuya tasa de

utilizacion es del 0%.

Con las cifras de utilizacion arriba mostradas se concluye que hay centrales cuyo papel
en la garantia del suministro es nulo 0 muy bajo. El exceso de capacidad no gestionable instalada
en la red unificada y el elevado coste para los consumidores y las empresas propietarias, plantea
la necesidad de cerrar temporalmente algunas instalaciones hasta que su funcionamiento pueda
asegurar por lo menos la cobertura de los costes fijos o acoplar las unidades no gestionables en

una generacion distribuida.

El cierre de determinadas instalaciones deberé ser en cualquier caso autorizado por el
operador del sistema que es el encargado de garantizar la estabilidad de la red. Los costes de la

hibernacion deberian ser siempre asumidos por la empresa propietaria evitando una nueva
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situacion como la ocurrida con la moratoria nuclear. La hibernacion de centrales plantea las

siguientes ventajas:

- Disminucién de los pagos por capacidad para los usuarios al disminuir el namero de
instalaciones con derecho a percibir esta ayuda.

- Flexibilidad para las empresas propietarias que consideren que los pagos por
capacidad no consiguen cubrir los costes de operacion.

- Incentivo a futuras inversiones cuando se recupere la demanda. Al ofrecer facilidades
a las empresas inversoras para cerrar las instalaciones en épocas de bajos ingresos se
evitaria que en un futuro este tipo de inversiones fueran vistas como una operacion

de riesgo al no poder ser clausuradas en caso de pérdidas.

Otra opcién para aumentar las horas de funcionamiento de los ciclos combinados y
disminuir los pagos por capacidad es apostar por la generacion distribuida, permitiendo asi un

aumento de los coeficientes de utilizacion de los ciclos combinados.

2.2.3. Primas a las renovables, cogeneracion y residuos.

I. Plan de energias renovables 2005-2010

El anterior Plan de las energias renovables, el correspondiente a 2000-2010, fijaba como
objetivo que en el afio 2010 al menos el 12% de la demanda de energia primaria estuviera cubierta
por fuentes de energias renovables. Tras analizar la situacion hasta 2004 en el Balance del Plan
de Fomento de las Energias Renovables en Espafia durante el periodo 1999-2004, se lleg6 a la
conclusion de que el aumento anual registrado de 2.700.000 tep era un avance considerable pero

insuficiente para alcanzar las metas fijadas al comienzo del plan.

Este plan se utilizd como fundamento para la aprobacién del R.D. 661/2007, por lo que
a continuacion se analizaran los objetivos marcados para contrastarlos con la citada Ley y con los

resultados a que han dado lugar.
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Tabla 5: Plan de Energias Renovables

Situacion en 2004 Objetivo incremental 2005-2010 Situacion objetivo 2010
Produccién en Produccién en Produccién en
Potencia Produccién| términosde |Potencia|Produccién| términosde |Potencia|Producciéon términosde
(MW) (GWh) | E. Primaria(Ktep)| (MW) (GWh) | E.Primaria(Ktep)| (MW) (GWh) | E. Primaria(Ktep)
Hidraulica( >50MW) 13521 25014 1979 0 0 0 13521 25014 1979
Hidraulica( >10y <50 MW) | 2897 5794 498 360 687 59 3257 6480 557
Hidraulica( <10MW) 1749 5421 466 450 1271 109 2199 6692 575,
Biomasa 344 2193 680 1695 11823 4458 2039 14015 5138
Centrales 344 2193 680 973 6787 2905 1317 8980 3586
Co-combustion 0 0 0 722 5036 1552 722 5036 1552
R.S.U 189 1223 395 0 0 0 189 1223 395
Edlica 8155 19571 1683 12000 25940 2231 20155 45511 3914
Solar fotovoltaica 37 56 5 363 553 48 400 609 52
Biogas 141 825 267 94 592 188 235 1417 455
Solar termoeléctrica - - - 500 1298 509 500 1298 509
Total: 27033 60097 5973 15462 42164 7602 42495 102259 13574

Fuente: IDAE, Plan de energias renovables 2005-2010.

En la tabla anterior se recogen los objetivos de produccion energética y de potencia
instalada que se marcaron para el afio 2010. En cuanto a energia se refiere, la meta era producir
102.259 GWh de energia eléctrica a partir de fuentes renovables, lo que para una produccién
estimada de 337.407 suponia cubrir el 30,3% de la demanda con fuentes de origen renovable. Con

ello se cumplia el compromiso adquirido de llegar al 29,4%.

Para lograr el crecimiento de estas tecnologias el plan estimaba que la inversion necesaria
era de 23.599 millones de euros, de los cuales 8.492 millones correrian a cargo del sector publico
dividiendolo en dos partidas: 3.536 millones serian ayudas directas a cargo de los Presupuestos
Generales del Estado y los 4.956 millones restantes vendrian de las primas a la generacién durante

la vigencia del plan.

Por tecnologias s6lo la ayuda estimada en forma de primas se distribuia del siguiente

modo:
- Eolica: 2.599.000.000 €
- FV: 499.000.000 €
- Hidroeléctrica: 189.000.000 €
- Solar térmica: 348.000.000 €
- Termoeléctrica: 559.000.000 €
- Biomasa: 1.059.000.000 €
- Biogas: 49.900.000 €

En este Plan se instaba al Gobierno a cargar el coste de las primas a la tarifa eléctrica en

vez de sufragarlo integramente a través de los Presupuestos Generales del Estado. Segin se estimd
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en un primer momento, esta nueva partida supondria un aumento del 0,6% anual. El citado plan

sirvio de fundamento para establecer las primas en el R.D. 661/2007.

Il.  El nuevo sistema de primas. Real Decreto 661/2007.

Con la aprobacion de este Real Decreto se fija el nuevo régimen econdmico que regula la
retribucion de las instalaciones acogidas al Régimen Especial. De acuerdo con el articulo 24, los

titulares de las instalaciones afectadas por esta normativa tienen dos opciones:

a) Ceder la electricidad al sistema a través de la red de transporte o distribucion,
percibiendo por ella una tarifa regulada, Unica para todos los periodos de
programacion, expresada en céntimos de euro por kilovatiohora.

b) Vender laelectricidad en el mercado de produccién de energia eléctrica. En este caso,
el precio de venta de la electricidad sera el precio que resulte en el mercado
organizado, o el precio libremente negociado por el titular o el representante de la
instalacién, complementado, en su caso, por una prima en céntimos de euro por
kilovatiohora.

Las centrales que podian acogerse al régimen especial se dividieron por grupos y

subgrupos segun se indica en el apartado 1.7.1.1 de este escrito de acuerdo con el R.D. 436/2004.

La tarifa regulada de la opcién a) es una cantidad fija definida para todos los periodos de
programacion y diferente para cada grupo o subgrupo tecnoldgico en que se divide el Régimen

Especial.

En el caso de las instalaciones pertenecientes al grupo b) la prima horaria se calcula en

funcidn de las tres situaciones siguientes:

- Si el precio del mercado de referencia mas las prima de referencia se encuentra entre
el limite inferior y superior fijado para ese grupo, entonces la cantidad a recibir es la
prima de referencia.

- Si la suma del mercado de referencia mas la prima de referencia se encuentra por
debajo o es igual al limite inferior, entonces la prima correspondiente es la diferencia
entre el limite inferior y el precio del mercado.

- Siel precio que fija el mercado es superior al limite superior del grupo, la prima que

se percibe es nula.

Tarifas y primas

La siguiente tabla recoge las primas de referencia y la tarifa regulada de las tecnologias

gue posteriormente se analizaran, el listado completo de primas aparece recogido en el articulo
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35 del R.D. 661/2007. La siguiente tabla esta agrupada en funcién de la categoria (tecnologia), de

la potencia instalada y de la antigiiedad de la instalacion.

Tabla 7: Valores de las primas y de las tarifas reguladas para varios
grupos del RE

Tarifa Prima Limite Limite
Grupo Subgrupo Potencia Plazo regulada | referencia Inferior Superior
c€/KWh c€/KWh c€/KWh c€/KWh
P<0,5MW 12,04
0,5<P1<MW 9,88
a.l a.1.1Gas
L, 1<P<10MW 7,72 2,7844
Cogeneracion natural
10<P<25MW 7,31 2,2122
25<P<50MW 6,92 1,9147
P<100 kw 0-25 an’os 44,0381
después 35,2305
b.1.1 - A
| 100kw<p<10Mmw [ 223M0S 41,75
Fotovoltaica después 33,4
b.1 Solar 0-25 af 2297
10<P<5O MW —=>3095 d
después 18,38
b.1.2 Solar 0-25 afios 26,9375 25,4
34,3976 25,4038
térmica después 21,5498 20,32
" b.2.1Edlica 0-20 afios 7,3228 2,9291 8,4944 7,1275
b.2 Edlica . "
entierra después 6,12 0

Fuente: RD 661/2007

Tanto en el Plan de Energias Renovables como en el R.D. 661 se establecieron unos
objetivos basados en la potencia instalada. Para lograr alcanzarlos se opté por un sistema de
primas, arriba mostrado, basado en la energia producida. Si bien los objetivos del plan estaban
claros, la legislacion que debia limitar el exceso de inversion no lo estaba tanto. En las siguientes
gréaficas se muestra la evolucion de la potencia instalada por tecnologias del régimen especial en
el periodo 2006-2010.

I11. Evolucién de la potencia instalada en el periodo 2006-2010.

Pasado el periodo de vigencia del Plan de energias renovables 2005-2010 los datos de
que se disponen permiten analizar el grado de cumplimiento de los objetivos. Mientras que
tecnologias como la fotovoltaica han experimentado un fuerte crecimiento, otras como la
obtencion de energia a partir de la gestion de residuos han experimentado un crecimiento muy
modesto.
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Tabla 8: Potencia instalada acumulada por tecnologias del RE

Potencia Intalada (MW)

2006 2007 2008 2009 2010
Fotovoltaica 146 690 3.398 3.396 3.840
Solar térmica - 11 61 232 532
Edlica 11.897 14.536 16.323 18.865 19.710
Cogeneracion 5.814 6.012 6.058 5.899 6.036
Hidraulica 1.898 1.895 1.979 2.018 2.032
Biomasa 541 557 587 670 708
Residuos 579 559 569 570 611
Tratamiento Residuos 529 533 571 658 658

Fuente: CNMC

Instalaciones fotovoltaicas.

De todas las tecnologias pertenecientes al Régimen Especial la energia fotovoltaica es la
gue experimentd un mayor crecimiento a raiz de la modificacion de las primas. El objetivo
marcado para el afio 2010 era aumentar la potencia instalada en 400 MW. En la gréafica abajo
mostrada se observa gue en menos de un afio de la aprobacion del R.D. 661/2007 se habian
instalado 3.000 MW adicionales de potencia fotovoltaica.

Figura 15: Evolucion de la potencia fotovoltaica instalada en el periodo
2006-2010
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Fuente: CNMC

El brusco aumento experimentado durante el afio 2007 es consecuencia de la tarifa que
se fijé para estas instalaciones, siendo el precio fijado de 440 €/ MWh. El precio final medio de la
electricidad en el mercado durante el afio 2007 fue de 33,92 €/MWh, es decir, la energia obtenida
de las instalaciones fotovoltaicas se pago ese afio 13 veces por encima del precio de mercado.
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Ante la avalancha de instalaciones se aprob6 el 27 de septiembre de 2008 el R.D.
1.578/2008 por el que se establecian unos cupos de potencia anuales. Ademas se creaba el
Registro de preasignacion de retribucion en el que debian inscribirse con caracter previo los
proyectos de instalaciones. Se decidié distinguir entre dos tipos de instalaciones fotovoltaicas que

segun indica textualmente el R.D. son:

- Tipo I. Instalaciones que estén ubicadas en cubiertas o fachadas de construcciones
fijas, cerradas, hechas de materiales resistentes, dedicadas a usos residencial, de

servicios, comercial o industrial, incluidas las de caracter agropecuario.

O bien, instalaciones que estén ubicadas sobre estructuras fijas de soporte que tengan
por objeto un uso de cubierta de aparcamiento o de sombreamiento, en ambos casos
de areas dedicadas a alguno de los usos anteriores, y se encuentren ubicadas en una

parcela con referencia catastral urbana.
Las instalaciones de este tipo se agrupan, a su vez, en dos subtipos:
Tipo 1.1: Instalaciones del tipo I, con una potencia inferior o igual a 20 kW
Tipo 1.2: Instalaciones del tipo I, con un potencia superior a 20 kW
- Tipo Il. Instalaciones no incluidas en el tipo | anterior.

Las nuevas tarifas fijadas, si bien disminuian su cuantia respecto a las del R.D. 661/2007,

seguian siendo muy elevadas.

Tabla 9: Régimen econémico instalaciones fotovoltaicas

Tipologia Tarifa regulada (c€/kWh)
Tipo | Subtipo I.1 34,00
Subtipo 1.2 32,00
Tipo Il 32,00

Fuente: RD 1578/2008

El objetivo de potencia del plan se sobrepasé de forma descontrolada, dejando el analisis

de sus consecuencias econémicas para un apartado posterior.

Instalaciones termosolares, edlicas, cogeneracion y otras.

El crecimiento de las instalaciones termosolares se produjo de forma mas gradual que el
de las instalaciones de tipo fotovoltaico. El ritmo de crecimiento permitio que en el afio 2010 se

alcanzara el objetivo marcado por el plan, 500 MW de potencia instalada.
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Figura 16: Evolucion de la potencia solar térmica instalada en el periodo
2006-2010.
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Las instalaciones de aerogeneradores tenian como meta alcanzar los 20.000 MW de
potencia instalada para el afio 2010, lo que suponia un incremento del 147% respecto a la potencia
instalada en 2004. La tarifa que se fijé para esta tecnologia era 7,32 c€ KWh cantidad muy inferior
a la asignada a la fotovoltaica, pero superior al precio de mercado.

La gréfica de la figura 13 nos muestra que atendiendo al objetivo de potencia instalada la

prima fue suficiente para alcanzar el objetivo marcado al haber en 2010 una potencia instalada de
19.710 MW.

Figura 17: Evolucion potencia edlica instalada en el periodo 2006-2010.

Desarrollo potencia edlica

25.000
20.000
15.000

10.000

Potenciainstalada(MW)

5.000

2006 2007 2008 2009 2010

Edlica

Fuente: CNMC
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IV. Comparativa entre tecnologias del R.E.

La potencia total instalada acogida al Régimen Especial al finalizar el afio 2010 se
increment6 un 59,4% pasando de los 21.404 MW en 2006 a los 34.127 MW. Con esta cifra, el

Régimen Especial aglutinaba el 34,56% de la potencia y el 32,5% de la generacion.

Figura 18: Comparativa de capacidades por tecnologia y régimen.
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Fuente: REE, El sistema eléctrico 2010

La aplicacion del R.D. 661/2007 cambi6 el peso relativo de las tecnologias en el Régimen
Especial. Las centrales fotovoltaicas pasaban de tener un 1% de la potencia instalada a representar

el 11% de la potencia total.

Figura 19: Comparativa del peso relativo por tecnologias antes y después
del RD 661/2007
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Fuente: CNMC

La diferencia entre los ritmos de crecimiento de unas tecnologias frente a otras se explica
atendiendo a la diferencia en la cuantia de las primas. En la siguiente tabla se observa como
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durante el periodo de vigencia del R.D. 661/2007, el valor total de las primas pasé de los 2.000

ME a 6.000 ME.

Tabla 10: Valor de la prima equivalente anual percibida por cada

tecnologia del régimen especial

2007 2008 2009 2010 2011 2012
COGENERACION 586 741 1.048 1.337 1.409 1.882
SOLARFV 194 991 2633 2.651 2.392 2.612
SOLARTE 185 426 927
EOLICA 993 1.156 1.619 1.967 1.704 2.040
HIDRAULICA 146 147 234 297 205 185
BIOMASA 101 130 224 243 271 344
RESIDUOS 54 63 88 93 98 96
TRAT.RESIDUOS 174 147 324 351 364 458

Fuente: CNMC

La energia fotovoltaica que apenas lleg6 a cubrir en 2010 un 2.2% de la demanda obtuvo

una prima equivalente de 2.651,1 M€. Por otro lado, la energia e6lica recibio 1.967,12 M€,

habiendo cubierto el 15,5% de la demanda ese mismo afo, y siendo la tercera tecnologia que mas

energia generd tras los ciclos combinados (23,1%) y las centrales nucleares (22,1%). La

cogeneracion con 23.727 GWh represento el 8,2% de la generacidn total obteniendo por ello

1.337,27 ME.
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Figura 20: Prima equivalente anual por tecnologias.
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Figura 21: Energia primada en funcion de la tecnologia.
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Fuente: CNMC

La reduccion de las primas a la energia fotovoltaica y la creacion del Registro de
preasignacion aprobadas en el R.D. 1.578/2008 no lograron sus objetivos. El rapido crecimiento
experimentado por las tecnologias del R.E. muestran que los costes que se reconocieron a estas
tecnologias fueron muy superiores a los reales. De haberse reconocido un precio razonable, su
instalacion no hubiera resultado tan atractiva y la potencia instalada se hubiera ajustado en mayor
medida a los limites buscados.

En el afio 2012 el Gobierno decidié poner fin mediante R.D. a los regimenes econémicos
que incentivaban ciertas tecnologias del Régimen Especial y del Ordinario. Su aplicacion no tenia
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caracter retroactivo por lo que unicamente se veian afectadas aquellas instalaciones que aln no

se encontraba inscritas en el registro de preasignacion.

Figura 22: Prima acumulada desde 2007 hasta la supresion de los incentivos en
2012.
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V. Conclusiones sobre la aplicacidon y consecuencias del R.D. 661/2007.

En el afio 2004 se revisé el plan de energias renovables con el objetivo de asegurar el
cumplimiento de las metas fijadas en el afio 2000. Terminado ya ese periodo se puede analizar el
grado de cumplimiento de dicho plan.

La contribucion de la electricidad de origen renovable en 2010 fue de un 32,3%. Para la
energia etlica el objetivo fijado fue de 45.511 GWh ,siendo el resultado para ese mismo afio de
41.791 GWh producidos. La energia fotovoltaica aport6 a la cobertura de la demanda 6.403 GWh
en el afio 2010, cuando el objetivo para ese afio habia sido de 609 GWh. La termoeléctrica no
lleg6 a alcanzar los 1.298 GWh fijados, quedandose en 692 GWh para ese afio. El conjunto
formado por la energia proveniente de R.S.U, biogas y biomasa debia alcanzar los 2.463 GWh, la

produccion final fue de 4.228 para este conjunto.

Con estos datos de generacion se puede afirmar que, de forma agrupada, el objetivo de
generacion con tecnologias renovables se ha cubierto. Pero, ;cudnto ha costado a los
consumidores cumplir con dicho objetivo? ;Se han respetado los costes estimados para desarrollar

estas tecnologias?
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Tabla 11: Balance de cumplimiento de los objetivos de financiacion de los
proyectos renovables

2007 2008 2009 2010
Previsién Gasto real Prevision Gasto real Previsiéon Gasto real Prevision [Gasto real
Hidroeléctrica 25 146 36 147 49 234 60 297
Edlica 347 993 510 1.156 669 1.619 815 1.967
Biomasa eléctrica 74 101 171 130 311 224 478 243
Solar termoeléctrica 24 194 99 991 176 2633 255 2.651
Solar fotovoltaica 47 85 135 201 185

Fuente: IDAE PER 2005-2010 y CNMC

La tabla 10 pretende comparar los calculos que se hicieron a priori sobre el coste para el
consumidor y el montante final que se ha cargado a la tarifa. Se observa que por lo tanto el gasto
previsto para el usuario ha superado con creces a la prevision, llegando en 2010 a sobrepasarla en

un 389% del presupuesto previsto.

Figura 23: Importe anual de las primas a las renovables frente al importe
previsto en el PER 2005-2010.
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Fuente: IDAE PER 2005-2010 y CNMC

Para entender la magnitud de estas cifras se considera interesante compararlas con

algunas de las partidas de los Presupuestos Generales del Estado para esos mismos afios.

Los 7.124 millones gastados en subvencionar todas las energias renovables dejan
pequefias las partidas de sanidad (4.635 millones de € en 2010) o educacion (3.092 millones de €
en 2010).
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El conjunto de sobrecostes presentados anteriormente tienen su origen en las decisiones
politicas que dieron forma al marco legislativo que reguld el sector durante este periodo. La
dimension del problema es de tal magnitud, que es razonable pensar que han tenido que ser
multiples los errores que han conducido al sector hasta la situacion en que se encontraba en 2012.
La busqueda de la sostenibilidad medioambiental ha dado lugar a un aumento incuestionable de
la instalacion de tecnologias renovables no gestionables en nuestro pais, lo que ha permitido
cumplir los compromisos energéticos adoptados en el PER 2005-2010, pero la falta de control
sobre las partidas publicas dedicadas a sufragar estas inversiones han debilitado gravemente otro
de los pilares que deben sostener un sector tan estratégico como es el eléctrico, la sostenibilidad

economica.

Las primas que se asignaron en el R.D. 661/2007 a cada tecnologia debian asegurar la
cobertura de los costes de instalacion y ofrecer un beneficio razonable pero incentivador. Ya fuera
por errores en la estimacién de los costes o por negligencia, la cuestion es que las primas fueron
sin lugar a dudas excesivas. Este argumento se sustenta en la sobreinstalacién de potencia de
determinadas tecnologias. EI Estado se comprometié a garantizar unos ingresos a los inversores
que vieron en el sector una interesante oportunidad de negocio atrayendo a empresas de todo tipo
y no siempre relacionadas con el sector eléctrico, como por ejemplo los grandes fondos de

inversion.

El criterio empleado para la remuneracion primaba la cantidad de energia generada, por
lo tanto, a mayor capacidad instalada mayor era la capacidad de generar y por tanto de beneficiarse
de las primas. Para evitar que se instalara mas de lo que interesaba al Estado, hubiera sido
interesante fijar unos limites a la capacidad instalada, estos limites venian sugeridos en el PER

2005-2010 y garantizaban el cumplimiento de los objetivos.

La dificultad a la hora de fijar el valor de las primas radicaba en el hecho de que una
subvencién demasiado baja corria el riesgo de no movilizar a los inversores. Por ello se deben

ajustar las cantidades a unos beneficios razonables.

La cuantia de las primas, tal y como se muestra en las gréaficas de este apartado,
aumentaron afo tras afio, segun iban entrando en operacién los nuevos parques. Es decir, cuanto
mas se generaba mas costaba a los usuarios. Una posible alternativa a este método de primas
hubiera sido primar con una cierta cantidad la instalacion de los parques, dejando su remuneracion

a los mecanismos de mercado establecidos con la liberalizacion del mercado eléctrico.

Las energias renovables al tener un coste de oportunidad cero a la hora de generar

deberian haber bajado el precio del pool eléctrico y por tanto abaratar por ese lado el coste de la
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generacién. La realidad es que desde 2008 no se observa una bajada en el precio del pool ni si

quiera debido a la disminucion de la demanda como consecuencia de la crisis.

Figura 24: Precio Medio Diario
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Las pérdidas ocasionadas por el transporte de la electricidad y el elevado coste de
mantenimiento de las redes de transporte plantean la necesidad de apostar por un modelo de
generacion distribuida, en el que los centros de generacién se encuentren mas cerca de los focos
de consumo. La energia fotovoltaica podia haber jugado un importante papel en la distribucion
de la generacion, pero por el contrario se fomento la instalacion de grandes parques fotovoltaicos

en espacios rurales alejados de las grandes ciudades y centros industriales.

La instalacion de méas de 3.800 MW de paneles fotovoltaicos hasta 2010 han contribuido
al desarrollo de esta tecnologia en los Gltimos afios, logrando un amento en su eficiencia. Este
hecho podria ser considerado como una enorme ventaja de la aplicacién del R.D. 661/2007, de
no ser por el hecho de que los espafioles han pagado y seguirdn pagando un desarrollo tecnoldgico
del que ya no pueden beneficiarse al tener una sobrecapacidad en el sistema que a priori
desancoseja seguir instalando potencia. Este hecho se analizara posteriormente al estudiar el

futuro de la energia fotovoltaica y que papel debe desempefiar en el futuro de la generacion.
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VI. Periodo 2014 — 2015. El nuevo sistema retributivo (R.D. 413/2014).

En el afio 2013 se aprobd la Ley 24/2013. En ella se crea el Régimen Retributivo
Especifico que sustituye al Régimen Especial, e introduce cambios en el modo de retribucion de
las instalaciones renovables, de cogeneracién y de residuos.

La nueva retribucion se divide ahora en dos términos:
e  “Untérmino por unidad de potencia instalada que cubra, cuando proceda, los costes

de inversidn para cada instalacion tipo que no puedan ser repercutidos por la venta
de energia en el mercado, al que se denomina retribucion a la inversion .

e “Untérmino a la operacion que cubra, en su caso, la diferencia entre los costes de
explotacion y los ingresos explotacion de la instalacion tipo que corresponda, al que
se denomina retribucién a la operacion ”.

La retribucion a la inversion se remunera en funcioén de la potencia instalada (€/MW),

mientras que la retribucion a la operacion se realiza en funcion de la energia vendida (€/MWh).

La nueva forma de retribucion a las tecnologias acogidas al R.E. ha reducido el valor de
las primas en alrededor de 2.200 millones de euros anuales. Como se muestra en el siguiente

gréafico, no todas las tecnologias han visto su prima reducida en la misma proporcian.
Figura 25: Evolucion de la remuneracién por tecnologias
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La reduccion anual de la prima por tecnologias entre el afio 2013 y 2015 fue:
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Tabla 12: Variacion porcentual del valor de las primas tras la aplicacion
del nuevo marco retributivo para las tecnologias del régimen especifico

COGENERACION 1.703 1.148 -33,00
SOLAR FV 2.892 2.435 -15,81
SOLARTE 1.108 1.275 15,04
EOLICA 2.118 1.254 -40,82
HIDRAULICA 233 74 -68,36
BIOMASA 330 261 -20,75
RESIDUOS 102 105 3,13

TRAT.RESIDUOS 385 115 -70,15

Fuente: CNMC

En términos porcentuales, las mayores reducciones han sido para la energia hidraulica y
para la e6lica. La energia fotovoltaica con una reduccion del 15% del valor de su prima, sigue

siendo la que mayor coste anual tiene para los consumidores con 2.435 ME.

En el afio 2015 la retribucion total del régimen especifico fue de 7.793 M€ de los cuales
4.527 M€ han sido sufragados a través de las primas. El peso de la prima en la retribucion varia
segun la tecnologia. Esto representa un 58% del coste total o un sobrecoste de 172,14% sobre el

precio pagado en el mercado. Por tecnologias este porcentaje queda asi:

Figura 26: Desglose de la retribucion total por tecnologia en el afio 2015.
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2.2.4. El déficit de tarifa.
I. El origen del déficit.

Como se dijo al comienzo del punto dos, la componente regulada esta destinada a cubrir
otros costes del sector distintos a la generacion. El déficit de tarifa aparece cuando los ingresos
a través de las tarifas que pagan los clientes finales no llegan a cubrir los costes. Esta situacion de
desequilibrio ha ocurrido al desvincularse el precio que paga el consumidor final del coste total

gue realmente tiene el servicio.

El déficit de tarifa comenzé a producirse en el afio 2000. Con la liberalizacion de 1997 se
abria la puerta a nuevos generadores que, mediante un proceso de libre competencia, se esperaba
que lograran reducir el precio de la generacion. En el lado de los consumidores, pese a que se
promovid la libertad de eleccion del comercializador, la realidad fue que la mayor parte de la

poblacién sigui6 acogida a la tarifa de Gltimo recurso cuyo precio era fijado por el Gobierno.

En el afio 2002 el Gobierno aprobé el R.D. 1.432/2002 por el que se establecia el IPC
como cota superior para aumentar la tarifa eléctrica. Ademas se fijaba que la variacion de la tarifa
media o de referencia no podria superar el 1,4%. A este aumento se afiadié la posibilidad de
revisar las tarifas de acceso con un alza maximo del 0,6% respecto a la tarifa media. Por lo tanto
la tarifa de un afio al otro no aumentaria mas de un 2%, independientemente de cual fuera la

evolucion de los costes de generacion.

Figura 27: Déficit del sistema eléctrico generado anualmente en el periodo
2000-2014 (millones €)
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Fuente: CNMC, Nota informativa sobre el estado actual de la deuda del sistema eléctrico.
El dato correspondiente al déficit de 2015 proviene de la nota de prensa de lunes, 7 marzo
de 2016 publicada por la CNMC.

68



I1. El déficit de tarifa en el periodo 2000-2007.

A partir del gréfico anterior se puede afirmar que el déficit de tarifa durante el primer
lustro del siglo XXI estuvo bajo control, dentro de unos limites razonables. De esos cinco afios es
en 2002 cuando mas deuda se genera, afladiendose 1.297 millones de euros. Este repunte coincidid
con un aumento ese afio del precio medio de la electricidad hasta los 37,40 € MWh, cuando el
afio anterior se encontraba en los 30,13 €/ MWh. Es decir, el precio en el mercado mayorista de la
electricidad se increment6 en un 24,1% de media.

Figura 28: Precio Medio Diario
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En el afio 2005 el precio medio del mercado diario aumenté de los 27,94 €/ MWh a los
53,68 €/ MWh, lo que representd un incremento del 92%. Este ascenso en el precio esta
estrechamente ligado con el mayor uso de centrales de ciclo combinado y fuel-gas, y con el
aumento del precio del petréleo y del gas natural en los mercados internacionales. Este mayor uso
se debio a que aquel afio las producciones hidraulica y nuclear descendieron en conjunto un 7%
en su aportacion a la cobertura de la demanda. El descenso en la generacién de estas dos
tecnologias no vinculadas a los combustibles fosiles fue asumido principalmente por los ciclos

combinados, cuya produccion pasoé del 11% al 18%.

Esta variacion se correspondio con un aumento a lo largo del afio del precio del Fuel-Oil
que paso de los 45 €/ MWh a los 80. El gas natural por su parte sufrié un fuerte incremento en la
Gltima mitad del afio aumentando su precio en un 150%. Observando el comportamiento de las
curvas de gas y fuel-oil, se observa que en la primera mitad de 2006 el precio de ambos
combustibles se mantuvo igual que al finalizar el afio anterior y, que a mediados de ese afio el

precio de ambos bajé a niveles de principios de 2005.
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El comportamiento del precio de la electricidad fue muy similar en ese periodo al
comportamiento del gas. El coste de la electricidad descendié unos meses antes debido a un
aumento de la produccion hidroeléctrica como consecuencia de la mejora de las reservas hidricas
a principios de 2006. En el periodo 2007-2008 la correlacion entre el precio del mercado
mayorista de la electricidad y el del gas natural a precio internacional en mercados a corto fue del
0,86.

Figura 29: Evolucion de los precios de los combustibles fosiles y de la

electricidad
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Fuente: CNE, Informe sobre la evolucion de la competencia en los mercados de gas y
electricidad. Periodo 2005-2007

En el afio 2008, el precio medio de la electricidad oscil6 entre los 58 y los 72 €/ MWh. El
precio medio de ese afio fue el méas elevado del pool hasta la fecha. El precio del gas natural en

los mercados internacionales volvid a ser determinante en el mercado eléctrico.

Para analizar el déficit entre los afios 2000 y 2007 y sus posibles causas se presenta a
continuacion una tabla con las diferentes partidas incluidas en las liquidaciones sucesivas de este

periodo.
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Tabla 13: Tabla comparativa de liquidaciones anuales en el periodo 2000-2007

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007
Ingresos por facturacidn de clientes a tarifa 10.118 9,944 10.400 11.088 12.133 12.066 15.905 16.824
Ingresos por facturacidn de tarifas de acceso 655 803 261 108 1.383 1838 1.453 1643
Otros ingresos
Compensacidn extrapeninsul ares 398 1121
Cuota operador del sistermna - - 13 14 32 34 36 35
Cuota operador del mercado - - 9 9 9 10 11 10
Tasa CNE - - g 10 11 12 14 14
Cuota moratoria nuclear - - 397 426 476 422 131 4
Cunta 28 parte del combustible nuedear - - 108 101 113 30 42 51
Cuota compensacién porinty reg.especial
mm
Coste de la energla en el mercado a cos tarifa 4.850 4616 55311 4.815 4972 9.229 12.240 9.633
Coste de la enrgla adguirida al régimen especial 1.599 1903 2277 2.266 2.555 2.702 2.492 2.901
_
Transporte 528 831 992 1 DQD
Distribucidn 2824 2.899 2.957 307 3.352 3.488 3.576 4.160
Stock de carbén - - 0 2 2 2 1 -
Primas al carbdn 98 174 265 174 188 85 56 a0
Reduccidn prima - - -17 44 -17 44 -17,44 -17 44 - -
Déficit de ingresos para el transporte la
distribuciény prima al carbdn -0 0 14 - : =830 ~2280 ~1434
Asignacidn general - - - 40 146 - - -
Asignacidn espedfica - - - 10 7 - - -
Otros 2 2 20 319 509 337 542 907

Fuente: Liquidaciones definitivas periodo 2000-2007

Los datos del déficit recogidos en esta tabla difieren ligeramente de los presentados en la
figura 27, ambos han sido obtenidos de la CNMC y de la CNE pero la fecha de publicacion es
diferente, por lo que estas variaciones en los datos se cree que son debidas a correcciones
posteriores a las liquidaciones. A partir del afio 2005 el coste de la energia adquirida a tarifa se
dispard. Entre 2005 y 2007 el precio se elevd por encima de los 11.000 millones de euros anuales,

dato que coincide a su vez con un aumento del precio del pool y del precio del gas natural.

En 2005 se generd un déficit de 3.830 M€. La causa es que los costes aumentaron en
4.403 millones y los ingresos solo en 400 millones. Al afio siguiente, en 2006, el coste de la
energia sigui6 siendo elevado, pero al aumentarse los ingresos en casi 4.000 millones, el déficit

que se gener6 fue menor.

Otras partidas incluidas en la tarifa durante estos afios, pero que no estan relacionadas

directamente con la generacion, el transporte o la distribucion son:

- Lamoratoria nuclear.

- La 2% parte del ciclo de combustible nuclear, destinada a la gestion y tratamiento de
residuos nucleares, 445 millones de euros.

- LatasaalaCNE.

- Las tasas destinadas a los operadores de la red y del sistema.
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- Las primas al carbon.
A partir de los datos mostrados se concluye que:

- El déficit creado en este periodo ha sido de 10.870 millones de euros.

- La principal causa de la aparicion de la deuda tarifaria en estos afios ha sido el
incremento del precio de la generacion de electricidad y de la politica de contencion
de los precios en la tarifa.

- Ladecision de paralizar las centrales nucleares en construccion ha supuesto sélo en
este periodo un montante de 1.856 millones que han sido incluidos en la tarifa, cuando
esta deuda es consecuencia de una decision politica y no de los costes del servicio de
electricidad que se paga con la tarifa.

- La gestion de los residuos nucleares son pagados por todos los usuarios como un
concepto independiente, suponiendo un gasto de 445 millones de euros. La
generacién de residuos nucleares al ser consecuencia de la produccién de electricidad
por parte de empresas privadas deberia ser asumido por las mismas, incluyéndolo en
sus cuentas como un gasto mas de su actividad econémica y por tanto cubriéndolo
con los ingresos que de la misma obtuvieran.

- El mantenimiento del sistema eléctrico en las islas supuso un sobrecoste de 2.484
millones de euros. Esto es debido al elevado coste de la generacion en las mismas,
dada la ausencia de plantas de regasificacion en las Islas Canarias, lo que obliga a la
utilizacién como combustible primario de fuel.

- El carbén nacional, con mayor porcentaje de contenido en azufre, mayor coste de
extraccion y menor rendimiento, ha costado en concepto de primas 1.120 millones de

euros.

72



I11. El déficit de tarifa en el periodo 2008-2015

El comienzo de este periodo estuvo marcado por la entrada en vigor del R.D. 661/2007,
que buscaba lograr el desarrollo de las energias renovables, la cogeneracion y los residuos. Por lo
expuesto en los apartados anteriores se sabe que a partir del afio 2008, como consecuencia de la
politica de primas, las tecnologias pertenecientes al Régimen Especial experimentaron un fuerte
desarrollo.

El problema del déficit continu6é aumentando a un ritmo mucho mayor que el de los siete
primeros afios. Para analizar los factores que han podido influir en este periodo, se ha recogido,

igual que en el apartado anterior, una tabla comparativa con las liquidaciones anuales.

Tabla 14: Liquidaciones 2008-2015

2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015
Ingresos por facturacion de tarifas de acceso 2.120 6.814 12.620 12.861 14.695 13.884 14.071 13.918
Ingresos por facturacion de clientes a tarifa 15.972 7.286
Ingresos por facturacion de tarifas de acceso a
, - - - - 145 137 133 131
productores de energia
Ingresos facturados por la orden n 136 101 64 3 23 17
ITC/ 1659/ 2009 o RD216/2014
mm—
Cuota operador del sistema
Cuota operador del mercado 11 5 1 - - - 0 - 0
Tasa CNE/CNMC 15 18 23 23 23 20 21 21
Cuota moratoria nuclear 4 15 99 49 53 72 64 31
Plan General de Residuos Radiactivos/22 parte 0,06 0,07 0,48 0,12 0,13 0,13 0,14 0,14
Otros 1. 157 1. 014 280
—m 13.684
Coste de la energia en el mercado 11.465 3.134 _
Otros ingresos(-)/gastos(+) - 74 - 9 - 155 - 2989 - 2.258
Prima al régimen especial 4.231 6.521 7.067 6.964 8.586 9.307 6.775 6.675
Ingresos para liquidar las actividades reguladas | 1482 | 2875 | 4299 | 4847 | 581 | 736 | Sininfo |Sininfo |
Transporte 1.204 1.259 1.389 1.516 1.477 1.604 1.674 1.712
Distribucién 4.374 4.527 5.135 5.082 4.663 4.699 5.014 5.039
Compensacion extrapeninsulares 1.168 1.348 - - - 1.806 726 1
Anualidad FADE - - - 614 1.276 1.940 2.258 2.230
Déficit(+) o superavit(-) pagos por capacidad 203 - - 485 - 678 - 262 - 609 - 830 - 817
AR AT U IOl eI 6.235 4.560 5.545 3.823 5.609 3595 - 550 -251

transporte la distribucion y prima al carb6n

Fuente: Resultados de la liquidacidn definitiva de las actividades reguladas correspondiente al
ejercicio 2008, 2009, 2010, 2011, 2014 y liquidaciones provisionales 14/2012, 14/2013 y
14/2015.

Las principales partidas por volumen de gasto han sido el transporte, la distribucion y las
primas al Régimen Especial. La retribucion al transporte aumentd 42%, la retribucion a la
distribucion un 15% y la partida destinada a cubrir el pago al Régimen Especial termind con un
aumento de 57,7%. El afio 2008 registro el valor mas alto de déficit anual con saldo negativo de
6.235 millones, es decir, se cuadruplico el déficit del afio anterior. EI motivo de este aumento que

rompia la racha bajista de los afios 2006 y 2007 tiene dos causas fundamentales, el incremento
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del precio del pool en aquel afio y la entrada en vigor del R.D. 661/2007. El precio del mercado
fue de 64,44 €.

Para analizar la influencia que las primas a las renovables han podido tener sobre la
creacion del déficit en este periodo, se ha calculado el indice de correlacion entre el déficit
acumulado y el total de las primas otorgadas. El resultado de la correlacién es de un 0,95 lo cual

deja de manifiesto que las primas han sido parte fundamental en la creacion del déficit de tarifa.

Figura 30: Grafico de dispersion entre el déficit acumulado y la prima
acumulada entre 2008 y 2015
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En los afios 2014 y 2015 ha habido superavit por primera vez desde el afio 2000. A la luz
de los resultados mostrados en la tabla y de la correlacién arriba mencionada, puede afirmarse
que las modificaciones introducidas en el R.D. 413/2014 han contribuido a parar el crecimiento

de la deuda tarifaria.

En cuanto a los pagos por capacidad, en los Gltimos 6 afios los ingresos generados por
esta partida, a través de la tarifa eléctrica, han sido siempre superiores al coste, lo que ha arrojado
un superéavit de 3.682 M€.
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3. La energia fotovoltaica y el autoconsumo.

La energia fotovoltaica experimentd tras la aprobacién del R.D. 661/2007 un fuerte
crecimiento gracias a las primas que se otorgaron. El crecimiento de este tipo de instalaciones se
dio en forma de grandes parques fotovoltaicos alejados de los ndcleos urbanos. El futuro de la
energia fotovoltaica debe pasar por su utilizacion en forma de generacion distribuida, de tal
manera que los puntos de generacion y consumo se encuentren mas cerca, evitando las pérdidas

asociadas al transporte de la electricidad que se sittan en torno al 10%.

De acuerdo con los datos obtenidos del IDAE, los costes de la instalacion de los paneles
fotovoltaicos varian en funcion de su ubicacidn. Para los paneles instalados sobre tejado los costes

de la inversion que se estimaron en 2010 se encontraban entre los 2,59 €/Wp y los 3,19 €/Wp.

Figura 31: Evolucion de los costes de inversion de una tecnologia
cristalina en tejado.
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Fuente: IDAE

En el caso de las instalaciones ubicadas en el suelo, se distingue entre tres tipos de

instalaciones:

o Instalaciones de tipo fijo.
e Deun eje.

o De doble eje.
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Las instalaciones fijas, aquellas sin capacidad para seguir el movimiento solar, son las
que tienen unos costes estimados mas baratos, situados entre los 2,27 €/Wp y los 2,77 €/ Wp. Las
de un eje incrementan su precio entorno a los 20 céntimos, mientras que las de dos ejes lo hacen
en 25 céntimos.

Figura 32: Evolucion de los costes de inversion de paneles cristalinos en

suelo.
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Fuente: IDAE, PER 2011-2020

Como se puede observar, en ambos casos se espera una considerable reduccion de los
precios para 2020. Para los dos tipos de instalaciones se prevé una reduccion de los costes de la
inversion de entorno al 55%. En Espafia el gran auge de la energia fotovoltaica se dio en un

momento en el que la tecnologia tenia todavia unos costes muy elevados.

El caracter no gestionable de la energia fotovoltaica asi como el del resto de tecnologias
renovables y su prioridad de vertido con respecto a otras tecnologias, ha generado una fuerte
distorsion en el sistema, habiendo centrales como los ciclos combinados con unos bajos niveles
de funcionamiento y unos elevados costes de mantenimiento. La inviabilidad econémica de las
instalaciones fotovoltaicas fuera del Régimen Especial y el elevado coste que para todos los
consumidores conlleva la produccion de los parques actualmente instalados, deja de manifiesto
que el modelo actual aplicado para esta tecnologia debe dejar paso a un modelo basado en el
autoconsumo.
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Figura 33: Evolucion de la potencia anual instalada Vs precio de los
modulos
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Fuente: Cuadernos de la energia n°42

El gréfico de la figura muestra un comparativo entre Espafia y Alemania, en el que se
observa que el auge de las renovables en nuestro pais se dio coincidiendo con el precio pico de
este tipo de instalaciones. Este dato da lugar a dos interpretaciones bien distintas, la primera es
que el desarrollo en Espafia de la tecnologia fotovoltaica sirvié para que posteriormente el precio
disminuyera al haber supuesto un impulso muy fuerte a la investigacion internacional. La segunda
interpretacion sostiene que Espafia fue la responsable de la subida de precios debido al brusco

aumento de la demanda.

Actualmente el R.D. 900/2015 regula las condiciones administrativas y econémicas para

el autoconsumo. Los autoconsumidores de tipo 1 deben cumplir con los siguientes requisitos:

e La potencia contratada del consumidor no sera superior a 100 kW.

e Lasuma de potencias instaladas de generacidon serd igual o inferior a la potencia
contratada por el consumidor.

e El titular del punto de suministro sera el mismo que el de todos los equipos de
consumo e instalaciones de generacién conectados a su red.

e Las instalaciones de generacion y el punto de suministro deberan cumplir los
requisitos técnicos contenidos en la normativa del sector eléctrico y en la

reglamentacion de calidad y seguridad industrial que les resulte de aplicacion.

Los autoconsumidores de tipo 2 deben también cumplir los siguientes requisitos segun el
R.D. 900/2015
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e Lasuma de las potencias instaladas de las instalaciones de produccién sera igual
o inferior a la potencia contratada por el consumidor.

e En el caso de que existan varias instalaciones de produccion, el titular de todas y
cada una de ellas deberé ser la misma persona fisica o juridica.

e Las instalaciones de produccion deberdn cumplir los requisitos técnicos
contenidos en la normativa del sector eléctrico y en la reglamentacion de calidad

y seguridad industrial.

Con la actual normativa, inicamente los consumidores del tipo 2 tienen derecho a cobrar
por la energia que producen. En el citado R.D. se regulan también los denominados costes de
respaldo, destinados a cubrir la funcidén de cobertura que el sistema ejerce para posibilitar el
autoconsumo. Con este gravamen el autoconsumo no resulta actualmente interesante, al igualarse
la durabilidad de los paneles con el tiempo estimado de amortizacion, unos 35 afos.

En conclusidn el desarrollo normativo en el sector eléctrico espafiol debera orientarse en
los préximos afios hacia una descentralizacion de los nicleos de generacion. Esto debe plantear
beneficios como la disminucién de las perdidas por transporte, el ahorro de la energia en las islas
y la seguridad del suministro. El caracter no gestionable de la energia fotovoltaica y el hecho de
que su curva de generacion no coincida con la curva de demanda, hace necesaria o la utilizacion

de baterias o el vertido del excedente a la Red en unas condiciones no disuasorias.
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4. Conclusiones.

El anélisis realizado toma como punto de partida la Ley 54/1997 con la que se pretende
introducir gradualmente el concepto de competitividad en dos actividades del sector: La
generacion y la comercializacion. El objetivo final era que una mayor competitividad se viera
reflejada en una bajada de precios para el consumidor. Con los datos obtenidos se observa que los
precios del mercado diario no sélo no bajaron sino que han ido aumentando afio tras afio. Las

causas de este aumento han sido diversas y han variado en funcién de la época.

La elevada concentracion del parque de generacion en manos de cinco empresas, de en
torno al 60%, ha sido uno de los factores que han impedido una competencia efectiva en el lado

vendedor. Esta concentracion se ha mantenido desde la liberalizacion con diferentes porcentajes.

Hasta el afio 2005 el precio de la electricidad se mantuvo proximo a los 25 €. Los afios
2005 y 2008 se caracterizaron por un fuerte aumento del precio del pool que segln se expuso
estuvo fuertemente correlacionado con el aumento del precio del gas natural en los mercados
internacionales. Desde 2009, el precio del mercado ha oscilado entre los 38 €/MWh y los 50
€/MWh, precio bastante superior al registrado antes de la irrupcion del Régimen Especial. Esto
ha ido en contra de lo esperado, ya que se creia que el aumento de las tecnologias renovables
lograria bajar el precio del pool al tener en su mayoria un coste de oportunidad nulo. A esta subida
del precio de la energia hay que afiadir el coste que la subvencion, en forma de primas, ha

supuesto para los consumidores.

Los objetivos de potencia y generacién para las tecnologias del Régimen Especial fueron
expuestos en el Plan de Energias Renovables 2005-2010. En él aparecia también la estimacion
del gasto anual en que se debia incurrir. Tras comparar los datos se ha llegado a la conclusién de
que las previsiones se superaron en un 389% para el afio 2010, lo que supuso un gasto de 7.124
millones de euros, que por dar unos 6rdenes de magnitud, supera al presupuesto anual de sanidad

y educacion.

Si bien no todas las tecnologias alcanzaron de igual forma los objetivos marcados, se
puede decir que en conjunto si se logré. Este hecho ha supuesto un impulso para la sostenibilidad
medio ambiental del sector, pero ha dejado en una situacion critica la sostenibilidad econémica
del mismo. La diferencia en la cuantia de las primas ha dado lugar a un crecimiento desigual

dentro del Régimen Especial.

La energia fotovoltaica, que apenas lleg6 a cubrir en 2010 el 2,2% de la demanda total se
beneficio de 2.651,1 M€. La edlica por otro lado, con una cobertura del 15,5%, recibi6 1.967,12

ME€.
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El hecho de que en un afio se hubiera alcanzado y sobrepasado en 3.000 MW, el objetivo
de potencia fotovoltaica, puso de manifiesto que la cuantia de las primas habia sido excesiva,
ofreciendo una rentabilidad excesiva que atrajo al negocio a instituciones y empresas de sectores

totalmente distintos al energético.

Con la liberalizacion surgié también el concepto de déficit de tarifa. Su aparicion es
debida a la desvinculacion del precio final que paga el consumidor del coste total que realmente
tiene el sistema. A pesar de la introduccion de la figura del comercializador, la mayor parte de la
poblacion sigui6 acogida a la Tarifa de Ultimo Recurso cuyo precio era fijado por el Gobierno.
En el afio 2002 el Gobierno fijo mediante R.D. gue el incremento anual de la tarifa de electricidad
no podria ser superior al 2%. El aumento de las partidas de gasto y la limitacién impuesta a los
ingresos dio como consecuencia la aparicién de una deuda tarifaria que ha continuado

aumentando hasta el afio 2013.

En el periodo 2000 — 2007 se concluye que el déficit estuvo principalmente ligado al
aumento de los costes de generacion, como consecuencia del aumento del precio del gas natural
en los mercados internacionales. Por otro lado a partir de 2008, el fuerte incremento de la deuda
se vio fundamentado en el aumento de las primas a las renovables. El auge de los ciclos
combinados y la disminucién del nimero de horas de funcionamiento, les relegaron a un segundo
plano como centrales de respaldo. El papel fundamental que desempefian, debido al caracter no
gestionable de las energias renovables, ha dado lugar a los denominados pagos por capacidad,
destinados a suplir la falta de ingresos por su incapacidad de competir en precio con las

tecnologias renovables.

Para organizar el sector en el futuro se ha de ser consciente del punto del que se parte: Un
exceso de capacidad instalada no gestionable, un elevado endeudamiento consecuencia de afios
de errores acumulados y una baja interconexién eléctrica, que convierten a Espafia en una isla

energética.

Si bien debe seguir apostdndose por un modelo medioambientalmente sostenible, debe
sacarse como conclusion de este periodo que no se pueden instalar més potencia no gestionable
de forma indiscriminada y a costa de un modelo basado en la subvencion a la instalacion de la
tecnologia vigente. EI fomento de cualquier nuevo tipo de tecnologia o de aplicacion de las ya

existentes debe partir de la base de no suponer un cargo extra para el consumidor.
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