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En el ejercicio de la funcidon prevista en el apartado tercero.l.cuarta de la
Disposicion adicional undécima de la Ley 34/1998, de 7 de octubre del Sector de
Hidrocarburos, y de conformidad con el Real Decreto 1339/1999, de 31 julio, por
el que se aprueba el Reglamento de la Comisién Nacional de Energia, el Consejo
de Administracion de la Comision Nacional de Energia, en su sesion del dia 26 de

diciembre de 2001, ha acordado emitir el siguiente

INFORME
1. INTRODUCCION

La Ley 54/1997 del Sector Eléctrico en su articulo 8.1, cuarta, sustituido por el
punto 1 del apartado tercero de la Disposicion adicional undécima de la Ley
34/1998 del Sector de Hidrocarburos, confiere a la Comision Nacional de Energia
la funcidbn de participar mediante propuesta o informe, en el proceso de
elaboracion de los proyectos sobre determinacion de tarifas y retribucion de las

actividades del sector.

El dia 19 de diciembre de 2001 se recibié en la Comision Nacional de Energia la
propuesta de Real Decreto por el que se establece la tarifa eléctrica para el afio
2002. Este documento fue remitido para que, de acuerdo con la funcion antes

citada, se emita el correspondiente informe preceptivo por tramite de urgencia.

Para el cumplimiento de la funcibn que la Ley confiere a esta Comision, es
necesario disponer del tiempo suficiente que permita informar convenientemente
la propuesta de revision tarifaria. Asimismo, para que el contenido del informe
realizado por la Comision sea considerado en el RD de tarifas, se debe contar con
un plazo de tiempo suficiente desde la aprobacion del informe por parte del
Consejo de Administracion de esta Comisién y su envio al Ministerio hasta la

publicacion del RD de tarifas en el B.O.E.



Lo anterior es igualmente reproducible a los efectos de la intervencion del
Consejo Consultivo de Electricidad, dada la trascendencia que tiene la propuesta
tarifaria, tanto para determinar la retribucion de las actividades reguladas como
para establecer la repercusion que tiene su financiaciébn, mediante tarifas
integrales y de acceso, sobre los distintos colectivos de consumidores. Se anexan
al presente informe, las alegaciones recibidas de los distintos miembros del

Consejo Consultivo de Electricidad.

Para la elaboracion de los estudios previos necesarios para fundamentar el
informe sobre la propuesta de RD de tarifa eléctrica 2002, en los ultimos meses la
CNE ha venido solicitando a distintos agentes del sector una serie de datos,
utilizados para estimar tanto los costes como los ingresos del sistema para el afio

proximo y a los que se hace referencia en el presente informe.

Esta Comision ha puesto a disposicion del personal de la Direccion General de
Politica Energética y Minas no solo la informacion recabada de los distintos
agentes del sector para realizar el informe sobre la propuesta de RD, sino también
las estimaciones de algunos capitulos de costes regulados, el escenario de
elegibilidad, los consumos e ingresos por grupos tarifarios previstos para el sector
segun el cierre del 2001 y el 2002. En este sentido cabe indicar que algunos
conceptos de costes de la propuesta de RD son los contemplados en las
reuniones preparatorias mantenidas por el personal de la Direccion General de
Politica Energética y Minas y de la Comision, coincidiendo algunos de ellos con

los que aportaron los servicios técnicos de ésta.

Por otra parte esta Comision valora positivamente el detalle de toda la
documentacion de acompafiamiento a la propuesta que ha remitido el Ministerio
de Economia, la cudl ha sido fundamental para analizar y valorar los supuestos

incorporados en su propuesta.



En la reunion del Consejo Consultivo de Electricidad del dia 20 de diciembre de
2000, para discutir la propuesta de RD de tarifa 2001, se puso de manifiesto por
distintos miembros del mismo, la incertidumbre que siempre precede a la revision
de tarifas debido a la carencia de una metodologia tarifaria que fundamente las
distintas variaciones en las tarifas integrales y de acceso que se proponen para el

afo siguiente.

En este sentido, y a peticion del Secretario de Estado de Economia, de la Energia
y de la Pequefia y Mediana Empresa, esta Comision ha elaborado una propuesta

de metodologia de asignacion de costes para establecer tarifas de acceso.

Tras considerar las alegaciones de los distintos miembros del Consejo Consultivo
de Electricidad, reunido el 4 de octubre de 2001, esta Comisién envié la propuesta
de metodologia para establecer tarifas de acceso a redes, aprobada por el
Consejo de Administracion el 22 de noviembre de 2001, al Ministerio y a los
miembros del Consejo Consultivo de Electricidad los dias 3 de diciembre y 10 de

diciembre, respectivamente.

La propuesta de la CNE es parte necesaria de una metodologia general tarifaria
que comprenda procedimientos transparentes y objetivos sobre los que, en

opinién de esta Comision, se podrian realizar las futuras revisiones de las tarifas.

El principal objetivo de la propuesta de metodologia para determinar las tarifas de
acceso a redes de la CNE es hacer explicito los criterios de asignacion de costes
para determinar las tarifas de acceso. Esta Comisidén considera que para fomentar
la eficiencia energética en el consumo de electricidad, las tarifas de acceso e
integrales deben reflejar los costes en los que los suministros hacen incurrir d
sistema. Por otra parte, esta Comision opina que la globalidad y coherencia para
establecer las tarifas de acceso, tanto de los consumidores acogidos a tarifas

integrales, como de los que estan en el mercado, es un requisito necesario para



lograr la recuperacion de los costes del sistema. Estos dos elementos — que las
tarifas de acceso reflejen los costes y que los pagos por los servicios de redes
sean iguales para los consumidores a mercado y a tarifa integral — fundamentan

la propuesta de la CNE.

Esta Comision considera que las variaciones tarifarias introducidas anualmente en
todo ejercicio tarifario deben responder a una metodologia de reparto de todos los
costes regulados entre los distintos suministros, en lugar de continuar con el
procedimiento actual en el que se establecen unas variaciones tarifarias y se
ajustan los ingresos previstos a los costes regulados mediante la partida de

costes CTC por diferencias.

El informe se articula de la siguiente forma. En el apartado 2 se repasan los
antecedentes a este ejercicio tarifario y se valoran las principales hipétesis
respecto al escenario de elegibilidad y previsiones de consumos, ingresos y
costes regulados que recoge la propuesta de Real Decreto del Ministerio de
Economia. Se considera que, dado que el ejercicio tarifario es un ejercicio de
prevision, es crucial especificar las hipotesis de partida que justifican el escenario

de ingresos y costes para establecer las tarifas eléctricas 2002.

En el apartado 3, se valoran las variaciones de las tarifas integrales y de acceso

gue incorpora el texto sometido a informe respecto a la metodologia de la CNE.

En el apartado 4, se analizan en detalle los costes asignados a las distintas
actividades eléctricas para el afio 2002 y aquellos aspectos que, en opinién de
esta Comisién, deberian tenerse en cuenta en el desarrollo de la regulacion de las

distintas actividades eléctricas.

Otros aspectos que aparecen en la Propuesta de RD se tratan en el apartado 5.



2. HIPOTESIS DE PARTIDA EN EL EJERCICIO TARIFARIO 2002

2.1 Antecedentes

La Ley del Sector Eléctrico no indica explicitamente como deben efectuarse las
revisiones de precios regulados. Sin embargo, en su Titulo Il relativo al Régimen
Econdmico, establece que con cargo a tarifas, peajes y precios satisfechos por los
consumidores de suministro eléctrico, acogidos y no acogidos a la condicion de
cualificados, han de satisfacerse las retribuciones econémicas correspondientes a

las distintas actividades eléctricas.

En consecuencia se entiende que, en tanto los consumidores tengan la
posibilidad de acogerse bien a la tarifa integral o bien al régimen de mercado, la
discusion acerca de los precios de la electricidad, tanto si son finales como si son
los correspondientes al acceso a las redes, debe ser una discusion centrada en

dos cuestiones.

Por una parte, es preciso determinar cual es el coste garantizado a las distintas
actividades reguladas y el coste previsible de generacién, como actividad en
competencia, y por otra, qué ingresos, por aplicacién de las tarifas integrales y de
acceso de la propuesta de RD, se espera obtener de los consumidores que vayan
a acogerse a tarifa integral o a mercado, para valorar la recuperacion de los

costes regulados.

Este planteamiento explica que la propuesta de RD que se somete a informe se
refiera tanto a tarifas integrales como a tarifas de acceso, en la medida en que la
facturacion de aplicar dichos precios regulados a ambos colectivos de clientes
debera permitir recuperar todos los costes regulados, es decir, los costes de
transporte, distribucién, gestion comercial de distribuidores, permanentes, de
diversificacién y seguridad de abastecimiento y de generacion imputables a los

clientes acogidos a tarifa integral previstos para el afio 2002.



Para comparar los costes regulados previstos para el ailo 2002, con el escenario
de ingresos dado por las tarifas integrales y de acceso de la propuesta de RD es
preciso facturar los consumos y potencias previstos para el afio 2002, tanto de los

suministros a tarifa integral como de los clientes que estaran en el mercado.

La dificultad que supone no solo prever el crecimiento general de la demanda y su
desglose entre los diferentes grupos tarifarios, sino también determinar qué parte
de la demanda con capacidad de acudir al mercado lo hara efectivamente y en

gué momento, hacen del calculo tarifario un ejercicio de compleja resolucion.

La coherencia entre las estructuras de tarifas de acceso e integrales unido a la
concrecion de una metodologia explicita de calculo tarifario son dos dementos
gue, en opinién de esta Comisién, permitiria que los informes sobre propuestas de
tarifas de los afios venideros se realicen con menores incertidumbres que las

existentes hasta la fecha.

En la medida en que la determinacion de las tarifas es un ejercicio de prevision, el
punto de partida del informe es analizar las hipotesis de partida planteadas para
establecer las tarifas integrales y de acceso del afio 2002. En particular, se
valoran las previsiones sobre demanda, consumos, participacion en el mercado e

ingresos contenidas en la informacién que acomparia a la propuesta de RD.

2.2 Prevision de demanday consumos

Demanda en barras de central

En los siguientes cuadros se presentan las previsiones de demanda en barras de

central peninsular de los ejercicios tarifarios 2001 y 2002 aportadas por el



Ministerio de Economia, asi como las correspondientes estimaciones realizadas

por REE.

Se observa que la prevision de cierre mas probable para el 2001, realizada a
finales del presente afio por REE (205, 3 TWh), es menor que la prevista por el
Ministerio para la tarifa 2001 (207,6 TWh).

Demanda en barras de central 2001

Escenarios para el afio 2001.
Informacién disponible a noviembre de 2000

Previsiones REE Superior Central Inferior
GWh 211.435 207.848 204.713
Demanda 2001/2000 (%) 8,4% 6,6% 5,0%
Prevision MINECO (tarifa 2001)
GWh 207.649
Demanda 2001/2000 (%) 6,5%

Fuentes: Ministerio de Economia y REE.

Escenario mas probable de cierre 2001.
Informacién disponible a noviembre de 2001

Previsiones REE

GWh

Demanda 2001/2000 (%)

205.322
5,3%

Fuente: REE

En la informacion aportada por el Ministerio de Economia se presenta una

prevision de demanda en barras de central para el afio 2002 de 214.693 GWh, lo

gue representa un crecimiento con respecto a la demanda prevista por el

Ministerio de Economia en la tarifa del afio 2001 del 3,4% y del 4,6% con respecto

al cierre mas probable estimado para el 2001.
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Demanda en barras de central 2002

Escenarios para el afio 2002.
Informacién disponible a noviembre de 2001

Previsiones REE Superior Central Inferior
GWh 216.820] 213.946) 210.455]
Demanda 2002/2001 (%) (1) 5,6% 4,2% 2,5%

Prevision MINECO (tarifa 2002)

GWh 214.693
Demanda 2002/2001 (%) (1) 4,6%
Demanda 2002/2001 (%) (2) 3,4%

(1) Sobre cierre mas probable de REE en 2001

(2) Sobre prevision MINECO tarifa 2001
Fuentes: Ministerio de Economia y REE

REE estima segun su escenario denominado central y, teniendo en cuenta una
moderacién en el ritmo de crecimiento de la actividad econémica previsto para el
2002, una demanda en barras de central de 213.946 GWh, lo que supone un
crecimiento del 4,2% respecto al cierre mas probable de 2001. Esta tasa de
crecimiento de demanda en barras de central de REE (escenario central) para el

afio 2002 es la que la CNE adopta en su escenario tarifario 2002.

Consumos

Segun la informacion que proporciona el Ministerio la demanda peninsular en
abonado final prevista para el afio 2002 asciende a 197.425 GWh, lo que supone

un crecimiento del 3,3% respecto a la prevision de la tarifa 2001.

Por otra parte, la previsibn que presenta esta Comisién del consumo de
electricidad peninsular de clientes nacionales, esto es, eliminando Ilas
exportaciones de energia eléctrica, asciende a 194.739 GWh, lo que conlleva un
crecimiento del 4,1% respecto al cierre de consumo esperado para el 2001. Dicha

prevision se ha realizado teniendo en cuenta la evolucion del consumo de los
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distintos grupos tarifarios registrado hasta octubre del afio 2001, tanto de clientes
a tarifa integral como de clientes a mercado, y considerando los cierres de

demanda en barras de central para los afios 2001 y 2002 previstos por REE.

El coeficiente medio implicito de pérdidas de la demanda en barras de central
respecto al consumo de los clientes nacionales segun el escenario de la CNE es
un 9,9% para el afio 2002, tasa que se supone similar a la del afio 2000, ultimo
afio con informacién completa disponible de consumos. Este porcentaje es

superior al presentado por el Ministerio para el ailo 2002 (8,7%).

Es importante subrayar que la tasa de crecimiento del consumo de electricidad de
clientes nacionales estimado por la CNE para el afio 2002 (4,1%) es menor que
las registradas en afos anteriores, en correspondencia con el escenario de
desaceleracion econdmica previsto para el afio 2002 tanto para Espafia como
para el resto de paises del entorno, cuya incidencia en la actividad industrial y en
los servicios, tendrd un efecto moderador en la demanda de electricidad de dichas

ramas de actividad econdmica.
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Escenario de la CNE cierre 2001 y 2002: Demanda en barras de central, consumos y

coeficiente medio de pérdidas

Demanda en Consumos Coeficiente
barras central| Clientes nacionales| Exportaciones Total medio pérdidas
(GWh) (GWwh) (GWh) (GWh) (%)
@ () (©) 4) [(1)/(2)]-1
1998 173.020 158.262 569 158.831 9,3%
1999 184.365 168.135 1.754 169.889 9,7%
2000 194.992 177.488 3.668 181.156 9,9%
2001 (p) 205.322 186.972 3.835 190.807 9,8%
2002 (CNE) 213.946 194.740 3.912 198.651 9,9%
| 2002 (MINECO)|  214.693 197.425 n.d. n.d. 8,7%

Notas:
2001 (p).Previsién demanda b.c. de REE escenario mas probable a noviembre de 2001 y consumos previstos CNE.
2002 (CNE).Previsién demanda b. c. de REE escenario central y consumos previstos CNE.

2002 (MINECO).Previsién demanda b. c. y consumos de MINECO.
Fuentes: MINECO, REE y CNE.

En consecuencia, como se puede comprobar en el cuadro anterior, la prevision
del consumo peninsular de clientes nacionales para el afio 2002 presentada por el

Ministerio de Economia supera en 2.686 GWh la prevision de la CNE.
Las diferencias en el consumo de electricidad y su composicion por grupos
tarifarios estimado por el Ministerio de Economia y por esta Comision explican la

diferencia de ingresos previstos en ambos casos para el aiflo 2002.

2.3 Participacion en el mercado

En la documentacion aportada por el Ministerio, que acompafa a la propuesta de
RD referente a los ingresos del sistema, se indica que el 30,5% del total de la

demanda en abonado final ira al mercado en el afio 2002.

Esto significa que, como resultado de la prevision de precios de mercado para el

2002, del calendario de elegibilidad vigente (toda la alta tension es elegible) y de
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la aplicacion de las tarifas integrales y de acceso de la presente propuesta de RD,
el Ministerio estima que el consumo de los clientes que acuden al mercado en el
afio 2002 asciende a 60.233 GWh, mientras que 137.192 GWh, esto es, el 69,5%

restante, permanece acogido a tarifa integral.

Comparando los escenarios de participacion en el mercado previstos por el
Ministerio en los ejercicios tarifarios del 2001 y del 2002 cabe destacar el menor
consumo de los clientes en el mercado, y por tanto, la menor participacion en el

mercado, en el 2002 respecto a lo previsto en el 2001.

Prevision de participacién en el Mercado del MINECO en las Propuesta R.D. 2001 y 2002

Propuesta R.D. Tarifas Propuesta R.D. Tarifas
2001 2002
Participacion en
Consumo % s/Total Consumo % s/Total el Mercado
(GWh) Sistema (Gwh) Sistema Enero-Agosto
2001

Clientes cualificados 62.694 32,8% 60.233 30,5% 30,5%
Clientes a Tarifa 128.416 67,2% 137.192 69,5% 69,5%
ITotal | 101110 | 1000% || 197425 | 1000% || 1000% |

Fuente: MINECO

Es importante destacar que la participacion efectiva en el mercado dependera de
forma esencial del escenario de precios de la energia que se suponga
inicialmente para establecer la tarifa eléctrica, asi como de las tarifas integrales y

de acceso que se vayan a aplicar a los consumidores.
Por otra parte, hay que evaluar si estos consumidores tendran incentivos reales a

salir al mercado, en la medida en que la participacion efectiva en el mercado

dependera de la disponibilidad de unos equipos de medida cuyos precios sean
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rentables en relacion a su facturacion eléctrica y de la simplicidad de los
procedimientos que tengan que seguir para garantizarse el suministro eléctrico,

bien directamente o a través de un comercializador.

Teniendo en cuenta, tanto la evolucion de precios de mercado registrada en el
afio 2001, como la aplicacion de las tarifas integrales y de acceso de la propuesta
de RD, esta Comision ha estimado el escenario de elegibilidad que se muestra en

el siguiente cuadro.

Prevision de participacion en el Mercado de la CNE. Afios 2001 y 2002

2001 2002
Consumo % s/Total Consumo % s/Total
(GWh) Sistema (GWh) Sistema
Clientes cualificados 57.158 30,6% 60.313 31,0%
Clientes a Tarifa 129.814 69,4% 134.427 69,0%
ITotal | 186972 | 1000% || 194740 | 1000% |
Fuente: CNE

Cabe destacar que, si bien el consumo nacional previsto por la CNE es inferior al

del Ministerio, el consumo de clientes en el mercado es similar al previsto por el
Ministerio de Economia para el afio 2002 (60.313 GWh versus 60.233 GWh).

Para llegar al escenario de participacion en el mercado presentado por esta

Comisién, se han tenido en cuenta, ademas, los siguientes aspectos:

- En primer lugar, esta Comisién valora que la aplicacion de las tarifas integrales

y de acceso de la propuesta de RD no va a fomentar significativamente la

participacion en el mercado de los clientes elegibles en el 2002, en parte,

porque aquellas tarifas de acceso que disminuyen respecto a las vigentes son
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las de baja tension (grupos 2.0A y 3.0A), las cuales se aplican a consumidores
gue no seran elegibles hasta el afio 2003 y, en parte, porque los aumentos de
las tarifas integrales de la propuesta de RD no son suficientemente
significativos para que los consumidores elegibles que permanecen acogidos a

tarifas integrales decidan acudir al mercado.

En segundo lugar, la aplicacion del articulo 10 del RD 1164/2001, permite a
aguellos clientes que cumplen las condiciones indicadas en dicho articulo,
acogerse a la tarifa de acceso de conexiones internacionales (tarifa de acceso
6.5). Dicha opcion ya fue establecida por el RD-L 6/2000, en su articulo 22.

En la medida en que dicha tarifa de acceso es muy inferior a lo que pagaran
aquellos clientes que estan conectados al mismo nivel de tensién pero que no
cumplan las condiciones del articulo 10 del RD 1164/2001, a priori, deberia
suponer un incentivo para que los consumidores que puedan acogerse a la

tarifa de acceso 6.5 acudan al mercado.

No obstante, segun la informacion disponible sobre consumos en el 2001, la
aplicacion de dicho articulo ha tenido efecto, en su mayor parte, sobre clientes

gue ya estaban en el mercado.

Por tanto, si bien el efecto de los potenciales clientes que cumplen la condicion
del articulo 10 del RD 1164/2001 es muy importante — el Ministerio estima que
36.311 GWh, lo que supone el 18,4% del total de la demanda en abonado final
para el 2002, podria acogerse a la tarifa de acceso 6.5 —, el resultado de una
mayor participacion efectiva en el mercado de los clientes en tarifa integral que
puedan acogerse a la tarifa de acceso de conexiones internacionales no es
significativo. En definitiva, como se analiza en el epigrafe 3.2 del presente

informe, la mayor parte de estos clientes tiene un pago de acceso implicito en
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sus tarifas integrales inferior al de la tarifa de acceso 6.5 (0,2 PTA/kWh), por lo

gue no tendran incentivos econdmicos a acudir al mercado.

En tercer lugar, se tiene informacion referente al colectivo de consumidores
cualificados que estaba en el mercado y que ha solicitado, a finales del afio
2001, por aplicacion de la disposicion transitoria Unica del RD 3490/2000,
acogerse a las tarifas integrales THP e interrumpibles, a las que ya estaban

acogidos con anterioridad al 31 de diciembre de 1999.

La disposicion transitoria primera, puntos 2 y 3, de la propuesta de RD permite
a los clientes acogidos a tarifas THP e interrumpibles con anterioridad al 31 de
diciembre de 1999 y hasta el 1 de enero de 2007, permanecer acogidos a
estas tarifas integrales. Segun la informacion disponible, el efecto del retorno a
la tarifa integral de los consumidores que estaban en el mercado supone una
menor participacion en el mercado respecto al ejercicio 2001, que esta

Comision ha valorado en unos 600 GWh para el afio 2002.

El retorno de estos grandes clientes a las tarifas integrales interrumpibles y
THP explica que tanto en el escenario de ingresos de la CNE como del
Ministerio, el ingreso medio de facturar a los clientes a tarifa integral sea
menor que el previsto en el afio 2001 y que, por otra parte, el ingreso medio
obtenido de facturar a las tarifas de acceso sea mas elevado en el 2002 que el

previsto en el afio 2001.
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2.4. Escenario deingresos por precios requlados

En lo que respecta a los ingresos previstos por el Ministerio para el afio 2002 por
facturar a los dos colectivos de consumidores, esto es, a mercado y a tarifa
integral, el Ministerio estima que de los ingresos totales del sistema, que cifra en
13.457 M€, un 22% provendra de los clientes cualificados. De los ingresos a
obtener de los clientes cualificados, un 29% correspondera a la facturacion por
tarifas de acceso, mientras que el resto se destinard a sufragar su coste de

energia incluyendo la moratoria nuclear sobre el mismo.

En consecuencia, segun las estimaciones del Ministerio, el precio medio del
colectivo de consumidores que acuda al mercado, ascendera a 4,95 cent €/kWh,
de los cuales 1,43 cent €/kWh corresponderan al pago por acceso y 3,52 cent

€/kWh al coste de la energia.

Facturacion prevista de clientes a mercado y a tarifa integral

Propuesta R.D. Tarifas 2002

Consumo Ingresos Precio Medio Ingresos | Precio Medio

(GWh) (MPTA) (PTA/KWh) (M€) (Cent €/kWh)
Clientes cualificados 60.233 495.739 8,23 2.979 4,95
Facturacion de Mercado 352.845 5,86 2121 3,52
Facturacion de Acceso 142.894 2,37 859 1,43
Clientes a Tarifa 137.192 1.743.383 12,71 10.478 7,64

[Total | 107425 20239122| 1134 || 13457 | 682 |

Fuente: MINECO

De todos los ingresos del sistema, segun el escenario del Ministerio para el afio
2002, los ingresos previstos por precios regulados de la propuesta de RD, esto

es, lo que se obtendra de la facturacion por las tarifas integrales a los clientes
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acogidos a dicho sistema, como por las tarifas de acceso a los clientes que estan
en el mercado, asciende a 11.337 M€ (10.478 M€ + 859 M€£).

Facturacion prevista de los clientes a mercado y a tarifa integral

Prevision CNE 2002

Consumo Ingresos Precio Medio Ingresos (M) Precio Medio
(GWh) (MPTA) (PTA/KWh) 9 (Cent €/kWh)
Clientes cualificados 60.313 496.578 8,24 2.984 4,95
Facturacion de Mercado 351.208 5,82 2.111 3,50
Facturacién de Acceso 145.370 2,41 874 1,45
Clientes a Tarifa 134.427 1.717.934 12,78 10.325 7,68
ITotal 104740, 2214512 | 1137 || 13309 683 |
Fuente: CNE

Dado que la Comision estima, por una parte, una menor demanda en abonado

final y, por otra parte, un desglose del consumo entre grupos tarifarios diferente

gue el Ministerio de Economia, se observa una discrepancia entre los ingresos

estimados por ambos. En particular, los ingresos previstos al aplicar las tarifas

integrales y de acceso de la propuesta de RD por esta Comision (11.199 M€) son

menores en unos 138 M€ que los del Ministerio.

Estos ingresos previstos por facturar a las tarifas integrales y a las tarifas de

acceso de la propuesta, son los que estaran sujetos a la liquidacion de los costes

de las actividades reguladas, esto es, servirAn para retribuir la actividad del

transporte, distribucion, gestién comercial de distribuidores, los permanentes, de

diversificacion y seguridad de abastecimiento y el coste de generacion de clientes

a tarifa integral.
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2.5. Escenario de ingresos y costes requlados del Ministerio de Economia

para el aio 2002

Si bien en el epigrafe 4 del presente informe se analizan en detalle algunos
conceptos de coste de la propuesta de RD, en el presente epigrafe se compara la
prevision de la facturacion por tarifas de acceso e integrales junto con la cuantia
de los costes regulados, esto es, del transporte, distribucion, gestion comercial
con cargo a distribuidores, permanentes, de diversificacion y seguridad de
abastecimiento y el coste de generacion de clientes a tarifa integral (incluyendo la

moratoria nuclear correspondiente) estimados por el Ministerio para el afio 2002.

Se considera que el ejercicio tarifario debe realizarse comparando los ingresos
por facturar tarifas integrales y de acceso con los costes regulados, segin un
escenario de elegibilidad previsto, en la medida en que este marco es el que se

adapta al de liquidaciones de las actividades reguladas.
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Escenario Ministerio de Economia 2002: Costes regulados e Ingresos por facturar tarifas de

acceso e integrales

Costes Regu|ad03 %/PTA/kWh GWh MPTA M€
Costes de Acceso 923.361 5.550
Transporte 105.649 635
Distribucion 449.371 2.701
Gestion comercial por clientes acceso 42.573 256
Costes permanentes 119.203 716
Cuotas 38.365 231
Compensacién extrapeninsulares 33.480 201
Operador del Sistema 1.700 10
Operador del Mercado 1.700 10
Comisién Nacional de Energia (tasa) 1.485 9
CTC 80.838 486
Costes de diversificacion y seguridad de
abastecimiento 53.566 322
Cuotas 20.879 125
Stock basico del uranio -
22 parte del ciclo de combustible nuclear 18.079 109
Interrumpibilidad, Régimen especial y CC 2.800 17
Moratoria sobre facturacién acceso 3,54% 32.687 196
Prima régimen especial 153.909 925
Ingresos por Exportaciones 910 5
Coste de Generacion de Clientes a tarifa Integral 962.469 5.785
Coste de Energia 928.397 5.580
Consumo a tarifa integral 137.192
Pérdidas Tarifa integral 10,0%)
Demanda bc de clientes a tarifa integral 150.911
PM Final de clientes a tarifa integral 6,15
Moratoria Nuclear sobre facturacion generacion 3,54% 34.072 205
tarifa integral
Coste de Gestion Comercial de clientes a tarifa integral -
|TOTAL COSTES REGULADOS 1885829 || 11.334
Ingresos Regulados %/ PTA/kWh GWh MPTA M€
Por Clientes a Tarifa Integral 12,71 137.192 1.743.383 10.478
Por Clientes a Mercado 2,37 60.233 142.894 859
Participacion en el mercado 30,5%
[TOTAL INGRESOS REGULADOS 9055 197.425] 1886277 || 11.337
|DIFERENCIA ENTRE INGRESOS Y COSTES REGULADOS | 448 I I 3

Fuente: MINECO

Nota: se suponen pérdidas de clientes a tarifa integral del 10% (CNE).
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De la informacibn que acompafia la propuesta de RD, se concluye que la
prevision del Ministerio sobre costes totales regulados es de 11.334 M€
(1.885.829 MPTA), desglosados en:

- 5.550 M€ (923.361 MPTA) de costes de acceso
- 5.785 ME (962.469 MPTA) de costes de generacidon de clientes a tarifa, de los
cuales 205 M€ (34.072 MPTA) es el coste de moratoria nuclear.

No se incluye ninguna cantidad de coste de gestiéon comercial de clientes a tarifa
integral debido a que, si bien el RD 1164/2001 define unicamente como coste de
acceso el correspondiente a los clientes en el mercado?!, en la informacién que
acompanfa la propuesta del Ministerio la totalidad del coste de gestion comercial a

distribuidores se incluye como coste de acceso.

Se ha tenido en cuenta como un menor coste de acceso del sistema aquellos
ingresos procedentes de las exportaciones previstos por el Ministerio para el
2002. Esto supone que el coste total con cargo a tarifas de acceso asciende a
5.550 ME (923.361 MPTA), es decir, 5.555 M€ (924.271 MPTA) menos 5 M€ (910
MPTA) por exportaciones. Dichos ingresos son obtenidos de aplicar la tarifa de
acceso 6.5 de la Propuesta de RD. No obstante, en aplicacién del contenido del
acuerdo de ETSO sobre compensacion de costes por la utilizacion de redes y
transacciones transfronterizas, el pago a imputar por las exportaciones asciende a
1 €/ MWh (0,17 PTA/kWh) en lugar de la tarifa de acceso de seis periodos
tarifarios (0,2 PTA/kWh) que, segun el articulo 6.4 del RD 1164/2001, se aplicaria
a las exportaciones. (Véase punto 5.1 del presente informe).

! El articulo 2 del RD 1164/2001 especifica como coste que incluira las tarifas de acceso los costes
de gestion comercial reconocidos a los distribuidores por atender a suministros de consumidores
cualificados conectados a sus redes que adquieren su energia ejerciendo su condicion de
cualificados.
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El cuadro anterior muestra los distintos conceptos de costes regulados (11.334
M€ en total) yla cifra estimada de ingresos a obtener por las tarifas de acceso e
integrales de la propuesta de RD (11.337 ME), segun los datos previstos por el

Ministerio para el aflo 2002.

Si bien todo ejercicio tarifario es un ejercicio de prevision, légicamente se debe
considerar el escenario mas realista posible de los ingresos y costes del sistema.
En este sentido, para que las tarifas (integrales y de acceso) que establezca el
Ministerio permitan recuperar todos los costes regulados, esta Comision
considera que el escenario tarifario del Ministerio deberia incluir los siguientes

aspectos.

1. EIl precio medio de generacion de los clientes a tarifa integral implicito en el
escenario tarifa 2002 del Ministerio de Economia es de 6,15 PTA/kWh?, dato
inferior al registrado en los dos ultimos afios (6,9 PTA/KWh en el afio 2000 y
6,47 PTA/KWh enero- noviembre de 2001).

Precio medio horario final de los distribuidores (PTA/kWh y Cent€/kWh)

ARO PTA/KWh | cente/kwh |
1998 5,87 3,53
1999 6,14 3,69
2000 6,91 4,15
Enero - Noviembre 2001 6,47 3,89

Fuente: OMEL

? Datos del MINECO tarifa 2002:

Energia en consumo de clientes en tarifa integral = 137.192 GWh.

Energia en b.c. de clientes a tarifa integral = 150.911 GWh (pérdidas 10%).

Coste de generacion imputado a clientes a tarifa integral = 928.397 MPTA, resultado de:

Coste de produccioén (1.423.087 MPTA)

- Prima del Régimen Especial (153.909 MPTA)
- Coste de generacion de clientes a mercado ( 340.781 MPTA)
= Coste de generacion imputado a clientes a tarifa integral (928.397 MPTA)

Precio medio de generacién de clientes a tarifa integral =(928.397
MPTA/150.911GWh) 6,15 PTA/kWh.
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Esta Comisidn considera, a la vista de los datos registrados en los dos ultimos
afos, que la mejor prevision del precio medio de la generacién de los clientes
a tarifa integral para el afio 2002 esta en el entorno de las 6,3 PTA/kWh y las
6,4 PTA/kWh. Esta apuesta del precio medio de generacion de los clientes a
tarifa integral acorde con los datos registrados en los dos ultimos afios,
supone un mayor coste de generacion de clientes a tarifa integral respecto a
la prevision inicial del Ministerio entre 139 ME y 233 M€ (23.297 MPTA vy
38.808 MPTA), dependiendo del precio medio considerado (6,3 PTA/kWh y
6,4 PTA/KWh, respectivamente).

Es importante sefialar que el precio medio de generacién de clientes a tarifa
integral es superior al precio de mercado debido, fundamentalmente, a la
mayor imputacion del pago de garantia de potencia a estos clientes respecto
a los cualificados. La discriminacién en la imputacién del pago por garantia de
potencia a los consumidores de tarifa integral respecto a los clientes en el
mercado es un aspecto que ha sido criticado en sucesivos informes de la
CNE. Esta Comisién, considera que se deben aplicar los mismos pagos por
garantia de potencia a todos los consumidores, independientemente de que
los dientes estén acogidos a tarifa integral o que acudan a mercado, incluso,

si su energia corresponde a contratos bilaterales.

2. Segun la CNE, la prima del régimen especial es superior a la prevista por el
Ministerio en 12 ME (2.029 MPTA). Este mayor coste esta explicado en detalle

en el epigrafe 4.7.3 del presente informe.

3. Los costes de distribucion y gestion comercial a distribuidores propuesto por el
Ministerio para el afio 2002 se obtiene de aplicar una tasa de crecimiento de la
demanda en barras de central del 3,3%, si bien dicha tasa calculada sobre la
mejor prevision de cierre de demanda en barras de central para el afio 2001 es

superior (4,2%). La aplicacion de dicha tasa de crecimiento supone un mayor
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coste sobre el escenario inicial del Ministerio de 8 M€ (1.315 MPTA). Este
mayor coste de distribucion y gestibn comercial estimado por la CNE, junto
con el efecto sobre la retribucion en la distribucion de la disminucion de los
precios de contadores, son explicados en detalle en el epigrafe 4.3 y 4.4 del

presente informe.

Estos aspectos considerados por la CNE suponen unos mayores costes respecto
a los previstos por el Ministerio para el afio 2002, de 253 M€ (42.038 MPTA), lo
cual, de no introducir variaciones tarifarias afadidas a las de la propuesta de RD,
supondria que la prevision inicial del Ministerio de los CTC tecnoldégicos por
diferencias de 360 MeE (59.838 MPTA), quedaria reducida en 106 M€, (17.686
MPTA). Es decir, todos estos factores considerados por la CNE explican la falta
de ingresos inicialmente para llegar a compensar los CTC maximos previstos en

la propuesta de RD.

Segun la prevision de consumos de la CNE, los ingresos regulados ascenderian a
11.199 M€, lo que supone 138 M€ menos que los ingresos previstos por el
Ministerio para el afio 2002. En resumen, segun la prevision de la CNE sobre los
ingresos a facturar por las tarifas integrales y de acceso de la propuesta - cifra
inferior a la prevista por el Ministerio para el ailo 2002 - y corrigiendo los costes
regulados por los factores mencionados anteriormente, los CTC tecnolégicos por
diferencias podrian ascender a -32 M€ (-5.287 MPTA).
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Prevision de los CTC tecnoldgicos por diferencias escenario Propuesta RD y CNE

MPTA M€
1. CTC méaximos (Propuesta RD) 80.838 486
1.1 Stock de carbon 338 2
1.2 Prima implicita carbén aut6ctono 38.174 229
1.3 Reduccién prima decision CE 27/7/01 -2.902 -17
1.4 Descuento por imputar CTC a energia importada paises UE -14.611 -88
1.5 Resto CTC tecnolégicos por diferencias 59.838 360
2. Mayores costes previstos CNE 42.152 253
2.1 Retribucién a la Distribucién y Gestion Comercial a distibuidores (*) 1.315 8
2.2 Prima Régimen Especial 2.029 12
2.3 Coste de generacion clientes a tarifa integral (6,4 PTA/kWh) 38.808 233
3. Menores ingresos previstos CNE 22.973 138
* CTC corregidos por mayores costes CNE 17.686 106
(15-2)
* CTC corregidos mayores costes y menores ingresos CNE -5.287 -32
(15-2-3)

(*) No se ha imputado el efecto de la mayor retribucién a la distribuciéon por la merma de ingresos

por alquiler de equipos de medida, estimado en 14.000 MPTA (Véase epigrafe 4.3 y 4.4).

Por ultimo, del importe de CTC que se estima para el afio 2002, se debera
descontar la parte de la prima del carbén autéctono correspondiente al afio 2000
no pagada en el afio 2001, en la medida que no haya ingresos suficientes para

gue sean liquidados durante el 2001.
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3. VARIACIONES DE LAS TARIFAS INTEGRALES Y DE LAS TARIFAS DE
ACCESO DE LA PROPUESTA DE RD

3.1. Principales cambios introducidos en la propuesta de RD

La propuesta de RD introduce las siguientes variaciones en las tarifas integrales
del RD 3490/2000:
Mantenimiento de las tarifas integrales de baja tension y potencia inferior a
15 kW, denominadas 1.0, 2.0y 2.0 N.
Subida de un 0,5% de las tarifas D.
Subida del 1% en el resto de tarifas integrales en baja, media y alta

tension.

Como consecuencia de estas modificaciones en las tarifas integrales, la variacion

promedio de las tarifas para la venta de energia eléctrica es de un 0,41% de

aumento respecto al afio 2001, lo que en términos de ingresos supone 43 ME
(7.127 MPTA) mas que lo que se obtendria de mantener las tarifas del RD
3490/2000.

Por otra parte, la propuesta de RD introduce unos nuevos precios de tarifas de
acceso, en correspondencia con la estructura que establece el RD 1164/2001.
Comparando las tarifas de acceso de la propuesta de RD respecto de las del RD
2820/1998, segun la composicion de consumos previstos por esta Comision y
realizando la comparacién en términos de facturacion media debido a las
diferentes estructuras tarifarias, se concluye que la propuesta de RD introduce las

siguientes variaciones:
Reduccion de las tarifas de acceso en baja tension 3.0A (-13,2%) y 2.0A (-

8,7%) y subida en el grupo tarifario 2.0 NA (8,3%). No obstante, es

importante sefialar que dichas variaciones no tendran efecto - actualmente
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no hay mas de 60 GWh de consumo de baja tension en el mercado - en el
afio 2002, debido a que los consumidores de baja tensibn no seran
elegibles hasta el 2003.

Subida de la tarifa de acceso 6.1 de media tension de seis periodos
tarifarios (4,2%) y bajada en la tarifa de acceso de media tension de tres
periodos 3.1 A (-7,2%).

Mantenimiento de las tarifas de acceso de alta tension.

Introduccién de pagos por energia reactiva en las tarifas de acceso.

Tarifas de acceso aplicables a importaciones 8,24% inferiores a las tarifas

de acceso generales.

Diferencias % entre tarifas de acceso RD 2820/1998 y propuesta de RD

% variac.
Consumo
Grupo Tarifario (GWh) AP R
*) sobre
RD 2820/98

20A 51.717 -8,7%
2.0 NA 8.363 8,3%
3.0A 29.702 -13,2%
3.1A 4.540 -71,2%
6.1 53.763 4,2%
6.2 9.193 0,0%
6.3 3.385 0,0%
6.4 854 0,0%

6.5
NT1 1.420 0,0%
NT2 6.877 0,0%
NT3 10.319 0,0%
NT4 13.742 0,0%
[Total 193.875 -6,7%

(*) Consumo en abonado final excluyendo Consumos
propios, concesiones administrativas y TTS. Prevision
CNE 2002.
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Como consecuencia de aplicar las tarifas de acceso e integrales de la propuesta
de RD, segun el escenario de elegibilidad previsto para el afio 2002, el Ministerio
presenta una variacion del ingreso medio del sistema un 0,32% superior que la
del afio 2001.

Evolucion del ingreso medio del sistema y de la tarifa integral

Variacion del ingreso Variaciéon promedio
medio sistema Tarifa integral
% %
1996 (RD 2204/95) 0,00 0,00
1997 (RD 2657/96) -3,00 -3,00
1998 (RD 2657/96) -3,63 -3,63
1999 (RD 2821/98/RD-L 6/99) -5,57 -3,20
2000 (RD 2066/99) -4,85 -1,00
2001 (RD 3490/00) -1,52 -2,22
2002 (Propuesta RD) 0,32 0,41
Tasa acumulada (2002/96) -17% -12%

Variacion Ingreso medio sistema=Facturacion media sistema afio t / Facturacién media sistema afio t-1

Variacion tarifa integral=Facturacion media de los clientes que estaran a tarifa integral en el afio t a las
tarifas integrales afio t / Facturacion media de clientes que estaran a tarifa integral en el afio t a las tarifas
integrales del afio t-1

3.2. Valoracién de los precios reqgulados incluidos en la propuesta

Segun el escenario de elegibilidad plena (todos los consumidores de electricidad
estan en el mercado), y considerando la prevision de consumos de la CNE para el
afio 2002, con las tarifas de acceso de la propuesta de RD no se recuperarian
todos los costes de acceso que prevé el Ministerio para el 2002. Esto es, la
facturacion por tarifas de acceso de todos los consumidores eléctricos asciende a

5.249 ME frente a los costes de acceso necesarios (5.550 M€).
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Escenario de elegibilidad plena Afio 2002:
Facturacion de acceso de todos los consumidores del sistema segiin RD 2820/1998,

propuesta RD y Propuesta CNE.

| Facturacion Acceso (MPTA) | | Facturacion Acceso (M€)
Consumo
Grupo Propuesta | Propuesta Propuesta | Propuesta
Tarifario (G(‘f)’ h | RD2820 " pp CNE RD 2820 | * gp CNE
20A 51.717 |467.246 426.594 | 487.891 2.808,2 2.563,9 2.932,3
2.0 NA 8.363 46.596 50.470 44.173 280,0 303,3 265,5
3.0A 29.702 |226.857 | 196.880 | 184.289 1.363,4 1.183,3 1.107,6
31A 4.540 23.108 21.451 12.713 138,9 128,9 76,4
6.1 53.763 |136.265 | 142.033 | 129.507 819,0 853,6 778,4
6.2 9.193 20.097 20.097 14.250 120,8 120,8 85,6
6.3 3.385 6.657 6.657 4.603 40,0 40,0 27,7
6.4 854 2.015 2.015 930 12,1 12,1 5,6
6.5
NT1 1.420 344 344 1.876 2,1 2,1 11,3
NT2 6.877 1.489 1.489 6.777 9,0 9,0 40,7
NT3 10.319 2.298 2.298 9.351 13,8 13,8 56,2
NT4 13.742 2.956 2.956 5.713 17,8 17,8 34,3
|Tota| 193.875 |[935.927 | 873.285 | 902.074 | | 5.625,0 5.248,5 5.421,6

(*) Consumo en abonado final excluyendo Consumos propios, concesiones administrativas y
TTS. Prevision CNE 2002.

En la propuesta de metodologia de la CNE, segun la cual se asignan los costes
de acceso entre todos los suministros® - a tarifa y a mercado - para establecer las
tarifas de acceso, se recupera la totalidad de los costes de acceso previstos para
el afio 2002, esto es 5.422 ME. Es decir, como principio basico de la metodologia
de la CNE, las tarifas son el resultado de asignar los costes segun unos criterios

de reparto que se hacen explicitos.

® Todos los costes de acceso previstos por el Ministerio para el afio 2002, descontando los
ingresos procedentes de exportaciones 5 ME y 128 M€ de gestion comercial no imputable a tarifa
integral.
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Escenario de elegibilidad plena Afio 2002:

Facturacion media de acceso de todos los consumidores del sistema segin RD 2820/1998,

propuesta RD y Propuesta CNE.

|Precio Medio Acceso (PTA/kWh)| | Precio Medio Acceso (Cent €/kWh) |

Consumo
Grupo Propuesta [ Propuesta Propuesta | Propuesta
Tarifario (G(\f)’h) R S CNE R RD CNE
2.0A 51.717 9,03 8,25 9,43 5,43 4,96 5,67
2.0 NA 8.363 5,57 6,03 5,28 3,35 3,63 3,17
3.0A 29.702 7,64 6,63 6,20 4,59 3,98 3,73
3.1A 4.540 5,09 4,72 2,80 3,06 2,84 1,68
6.1 53.763 2,53 2,64 2,41 1,52 1,59 1,45
6.2 9.193 2,19 2,19 1,55 1,31 1,31 0,93
6.3 3.385 1,97 1,97 1,36 1,18 1,18 0,82
6.4 854 2,36 2,36 1,09 1,42 1,42 0,66
6.5
NT1 1.420 0,24 0,24 1,32 0,15 0,15 0,79
NT2 6.877 0,22 0,22 0,99 0,13 0,13 0,59
NT3 10.319 0,22 0,22 0,91 0,13 0,13 0,54
NT4 13.742 0,22 0,22 0,42 0,13 0,13 0,25
[Total 193.875 4,83 450 | 465 || 290 2,71 2,80

(*) Consumo en abonado final excluyendo Consumos propios, concesiones administrativas y TTS.
Prevision CNE 2002.

De la comparacion, en términos de precios medios, entre las tarifas de acceso de

la propuesta de RD y las de la metodologia CNE, se concluye que la asignacion

de costes de acceso de la propuesta de RD es muy distinta a la obtenida de

aplicar la metodologia de la CNE. Los aspectos a destacar son los siguientes.
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El ingreso medio por facturar a todos los consumidores en el mercado es
superior en el caso de aplicar las tarifas de acceso de la CNE que las de la
propuesta de RD.

Para los clientes de baja tension, las tarifas de acceso de la propuesta de
RD atribuyen un menor coste de acceso a los mas pequefios (2.0 A) que
las tarifas de acceso de la propuesta CNE. Por el contrario, las tarifas de
acceso de la propuesta en baja tension de clientes 2.0 NA y 3.0 A,

atribuyen mas coste de acceso que las de la propuesta CNE.

Para los clientes de alta tension (> 1 kV) que cumplen los requisitos del
articulo 10 del RD 1164/2001, la propuesta de RD establece tarifas de
acceso 6.5 muy inferiores respecto a las de la propuesta CNE.

Analogamente, para los consumidores de alta tensién que no cumplen los
requisitos del articulo 10 del RD 1164/2001, las tarifas de acceso de la

propuesta de RD son superiores que las de la propuesta CNE.

En opinion de esta Comision las tarifas de acceso deben reflejar los costes en los
gue los suministros hacen incurrir al sistema. La aplicacion de la tarifa 6.5 a los
suministros que cumplen los requisitos del articulo 10 del RD 1164/2001,
independientemente del nivel de tension al que estan conectados, supone no
imputarles la totalidad de sus costes por el uso de las redes y, por tanto,

imputéarselo a otros clientes a quienes no corresponde.

Esta Comision considera que el fomento del acceso de los clientes elegibles al
mercado debe procurarse mediante el desarrollo del mercado competitivo de
generacion y el fortalecimiento de las conexiones internacionales, que permita a
los consumidores nacionales optar por otros mercados del entorno europeo, y no

mediante la aplicacion de unas tarifas de acceso que no reflejen costes.
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Segun la informacién disponible, 32.258 GWh, lo que supone un 16% del
consumo estimado por la CNE para el 2002 y el 31% del consumo de alta tension
podria acogerse, por cumplir los requisitos del articulo 10 del RD 1164/2001, a la
tarifa de acceso 6.5. Sin embargo, en la actualidad, la mayor parte de los clientes
de alta tension que podria acogerse a la tarifa de acceso 6.5, no ha acudido al
mercado, debido a que estan pagando tarifas integrales muy reducidas, lo que
supone, en la mayor parte de los casos, que los pagos de acceso implicitos en
dichas tarifas integrales (descontando de la tarifa integral los correspondientes
costes de generacion y de gestion comercial de clientes a tarifa integral) son

negativos.

La propuesta de RD mantiene dos estructuras de precios regulados - tarifas
integrales y de acceso — muy diferentes. A continuacién se comparan los pagos
de acceso que dicha propuesta esta imputando a los clientes a tarifa integral y a
mercado, segun el escenario de elegibilidad de la CNE para el 2002. Los pagos
de acceso implicitos en las tarifas integrales se calculan descontando de las
tarifas integrales de la propuesta de RD, el coste de generacion, de gestion

comercial de clientes a tarifa y la moratoria nuclear correspondiente.

En este analisis se ha considerado un escenario de precios de mercado
correspondiente al afio 2001 y los pagos de garantia de potencia del RD-L
6/2000. Se observan las siguientes distorsiones en el sistema de tarifas integrales

y de acceso de la propuesta de RD.
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Precios medios de acceso (PTA/kWh) de clientes acogidos a tarifa integral en el 2002

Tarifa Integral Tarifa de Acceso
(PTA/KWh) (PTA/KWh)
Consumo . Pagos de Acceso
T(;:il:gr(i) 5 (GWh) (g?;gﬁ égzgg;g) impll'_citos en Propuesta R.D.
* tarifas integrales

20A 51.717 17,35 8,36 8,25

2.0 NA 8.363 10,89 4,56 6,03

3.0A 29.648 15,85 9,13 6,63

Total BT 89.728 16,26 8,26 7,51

31A 4.540 12,59 6,49 4,72

6.1 5.907 8,20 2,56 2,97

6.2 2.974 7,10 1,68 2,06

6.3 1.702 5,87 0,54 1,60

6.4 378 6,69 1,22 2,10
6.5

NT1 862 5,66 0,35 0,21

NT2 5.920 4,43 -0,87 0,21

NT3 9.405 4,32 -0,86 0,22

NT4 12.698 4,08 -0,99 0,22

Total AT 44.385 5,92 0,57 1,24

[Total | 134.113 12,83 572 || 5,43

(*) Consumo en abonado final de clientes a tarifa integral incluyendo Consumos

propios, concesiones administrativas y TTS.
Prevision CNE 2002.



Precios medios de acceso (cent€/kWh) de clientes acogidos a tarifa integral en el 2002

Tarifa Integral Tarifa de Acceso
(Cent €£/kWh) (Cent €£/kWh)
Grupo Consumo Tarifa Integral Pagos de Acceso
g (GWh) implicitos en Propuesta R.D.
Tarifario *) (Propuesta RD) tarifas integrales
20A 51.717 10,43 5,02 4,96
2.0 NA 8.363 6,55 2,74 3,63
3.0A 29.648 9,53 5,49 3,99
Total BT 89.728 9,77 4,96 4,51
31A 4.540 7,57 3,90 2,84
6.1 5.907 4,93 1,54 1,79
6.2 2.974 4,26 1,01 1,24
6.3 1.702 3,53 0,32 0,96
6.4 378 4,02 0,73 1,26
6.5
NT1 862 3,40 0,21 0,13
NT2 5.920 2,66 -0,52 0,13
NT3 9.405 2,60 -0,52 0,13
NT4 12.698 2,45 -0,60 0,13
Total AT 44.385 3,56 0,34 0,74
[Total 134.113 7,71 344 || 3,26

(*) Consumo en abonado final de clientes a tarifa integral incluyendo Consumos
propios, concesiones administrativas y TTS.
Previsiébn CNE 2002.

La facturacion media por acceso de los clientes acogidos a tarifa integral
en el afio 2002, si se les aplica las tarifas integrales de la propuesta de RD,
es superior a la facturacion media por acceso de dichos clientes si se les
aplica las tarifas de acceso de la propuesta (3,44 cent €/kWh 'y 3,26 cent

€/kWh, respectivamente).

Los precios medios de acceso por grupos tarifarios son muy diferentes en

el caso de las tarifas integrales y de las tarifas de acceso.
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Ciertos clientes de alta tension se les estd imputando (por diferencia entre
la tarifa integral y los costes de generacion, de gestion comercial a tarifa
integral y moratoria nuclear correspondiente) pagos de acceso negativos.
Es decir estos clientes, no s6lo no pagan nada por acceso a redes sino que
otros consumidores estan pagando, ademas, una parte de sus costes de
generacion. Es destacable el caso de los clientes en tarifas integrales de
alta tension G4, interrumpibles de larga utilizacion y la mayor parte de las
THP. Cabe destacar que la magnitud de estos pagos de acceso negativos

dependera de la senda de precios de mercado considerado.

Por el contrario, los pagos de acceso implicitos en las tarifas integrales de
ciertos clientes son méas elevados que los derivados de las tarifas de
acceso de la propuesta de RD. Este efecto es aun mayor si se comparan
los pagos implicitos de acceso de la propuesta de RD y las tarifas de
acceso de la propuesta CNE. Los casos mas significativos son en baja
tension las tarifas 3.0 y 4.0, en media tension las tarifas no interrumpibles.
En resumen, son los consumidores acogidos a estas tarifas integrales los
gue estan contribuyendo a financiar los costes de acceso de aquellos
clientes cuyos pagos por acceso implicitos son negativos, y que, por tanto,

una vez que son elegibles tendran mas incentivos a acudir al mercado.

Se considera muy positivo el contenido de la disposicion transitoria
primera, punto 3, de la Propuesta de RD sobre incompatibilidad del
contrato interrumpible y el contrato de suministro adicional cuando se

aplica interrumpibilidad.
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Se considera, por tanto, que las tarifas integrales y de acceso de la propuesta de
RD no mitigan las distorsiones entre ambas estructuras de precios regulados
respecto a las tarifas anteriores, ni reflejan las recomendaciones de la Propuesta

de tarifas de acceso CNE.

En opinién de esta Comision, como se indic6 en la propuesta de metodologia de
tarifas de acceso, las distorsiones que subyacen en el sistema tarifario actual
hacen necesario introducir, ya mismo, modificaciones en la estructura tarifaria
vigente que se vayan ajustando, de forma paulatina, hacia los valores de la

propuesta de la CNE a lo largo de un periodo transitorio (2007).

Si bien la propuesta de metodologia para establecer tarifas de acceso a redes de
la CNE establece un procedimiento para asignar los costes regulados y
determinar las tarifas de acceso, se dejaron aparte los aspectos referentes a la
determinacion de los niveles de los costes regulados y que, en opinion de esta
Comision, deberian ser tenidos en cuenta en un desarrollo regulatorio futuro. A

continuacién se pasa revista a dichos aspectos.

4. COMENTARIOS SOBRE LOS COSTES ASIGNADOS AL SISTEMA PARA
EL ANO 2002.

41 Intercambios internacionales

Como en afos anteriores, la CNE ha solicitado informe a REE sobre el coste de
los contratos internacionales gestionados por dicha empresa. REE ha aportado
una estimacion sobre dicho concepto de coste basada en hipétesis sobre energia
intercambiada, precios unitarios y utilizacibn de cada uno de los contratos,

informacién que acompafia su informe.
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El efecto total neto previsto para la tarifa eléctrica 2002, es el resultado de restar
al total de costes previstos del contrato de importacion de EDF los previsibles
ingresos de los contratos de suministro a EDF y ONE, y asciende a 24.588 MPTA.
Esta cifra resulta de prever una energia intercambiada de 3.745 GWh y un precio
medio de 6,57 PTA/kWh, cuando en el afio 2001 la prevision fue de 5,22
PTA/kWh. Dicha variacion se justifica fundamentalmente en un incremento del
coste contrato de importacion con EDF, del 9% (+1.869 MPTA) en el pago “fijo” y
del 13% (de 1,82 PTA/kWh a 2,06 PTA/kWh) en el pago “variable”.

El Ministerio de Economia en la informacion que acompafa la propuesta de tarifa

eléctrica para 2001 presenta la misma energia y el mismo importe total.

42 Laretribucion del transporte

La determinacién de la retribucion de la actividad de transporte se basa en lo
dispuesto en el Real Decreto 2819/1998, de 23 de diciembre, por el que se
regulan las actividades de transporte y distribucion de energia eléctrica. Para
obtenerla es preciso establecer una serie de hipétesis sobre el valor de los
parametros que son relevantes para el célculo de las tres partidas de coste que
componen los ingresos de esta actividad: a) el coste acreditado al transporte
(actualizacion del valor correspondiente a 1998), b) el coste por nuevas

inversiones puestas en servicio desde 1998 y c) el incentivo a la disponibilidad.

En la propuesta de Real Decreto que se informa la retribucién de la actividad de
transporte asciende a 634.965 miles de euros para el aio 2002, de los cuales
371.792 miles de euros corresponden a REE y 263.173 miles de euros
corresponden al resto de empresas transportistas. Dichas cifras son levemente
superiores a los 633.263 miles de euros calculados por la Comisién en aplicacion
del referido Real Decreto 2819/1998, de los cuales 369.725 miles de euros
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corresponden a REE y 263.538 miles de euros corresponden al resto de las
empresas. El cuadro siguiente contiene el desglose de los ingresos por los tres
conceptos de coste contemplados en el citado Real Decreto 2819/1998. Los
mismos se han calculado a partir de la informacién suministrada por las empresas
transportistas en relacibn con las inversiones en nuevas instalaciones de
transporte realizadas en 1998, 1999, 2000 y 2001, y con el escenario de

parametros que se recoge a continuacion.
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Retribucion para la actividad de transporte

Retribucion de la actividad de transporte segun el R.D. 2819/1998 (MPTA)

1998 1999 2000 2001 2002
Coste acreditado 1998 84.397 86.001 88.581 90.352 91.256
Nuevas inversiones 1.924 3.093 6.139 12.904
Inversiones 1998 1.924 1.982 2.021 2.412
Inversiones 1999 1.112 1.134 1.339
Inversiones 2000 2.984 3.186
Inversiones 2001 5.967
Incentivo 457 1.282 1.207
Disponibilidad
TOTAL 84.397 87.925 92.131 97.773 105.366

Fuente: Elaboracion Propia

Retribucion de la actividad de transporte segun el R.D. 2819/1998 (miles de euros)

1998 1999 2000 2001 2002
Coste acreditado 1998 507.236 516.874| 532.380| 543.027] 548.458
Nuevas inversiones 11.564 18.591 36.895 77.553
Inversiones 1998 11.564 11.910 12.149 14.497
Inversiones 1999 0 6.681 6.814 8.045
Inversiones 2000 0 0 17.932 19.146
Inversiones 2001 0 0 0 35.865
Incentivo 0 2.747 7.705 7.252
Disponibilidad
TOTAL 528.437| 553.718| 587.627 633.263

Fuente: Elaboracion Propia

Parametros de calculo de los ingresos por la actividad de transporte

Par ametr os 1998 1999 2000 2001 2002
IPC (*) 1,40% 2,90% 4,00% 3,00% 2,00%
X 1,00% 1,00% 1,00% 1,00% 1,00%
Y 1,00% 1,00% 1,00% 1,00% 1,00%
Tasa Retribucion (**) 6,37% 5,25% 3,94% 5,38% 5,25%
Disponibilided objetivo 0,97 0,97 0,97 0,97 0,97
K 1 1 1 1 1

(*) Fuente: MINECO e INE
(**) Fuente: MINECOy BCE
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Con la finalidad de aunar criterios de cara a los calculos necesarios para el
establecimiento de la tarifa eléctrica para el 2002, la Direccién General de Politica
Energética y Minas ha fijado los valores de los pardmetros macroeconémicos a
utilizar para los afios 2000, 2001 y 2002, que aparecen en la tabla anterior. Del
mismo modo y aunando criterios con los valores anteriores, para los afios 1998 y
1999, se han utilizado los valores del MIBOR a tres meses, publicados por el BCE
para el célculo de la tasa de retribucién y los valores del IPC definitivos publicados
por el INE.

La retribucion propuesta arroja un incremento de costes del 8,84 % respecto a la

establecida en el Real Decreto de tarifas del afio 2001.

Cabe destacar, respecto a las cuantias de los afios anteriores, que se han
modificado los pardmetros macroecondmicos de partida, por lo que las cuantias
ahora resultantes no coinciden con las aprobadas en los sucesivos Reales

Decretos de Tarifas.

Asi mismo, en las cuantias de los afios anteriores se han considerado, no las
instalaciones declaradas como puestas en servicio en su momento, sino las que
realmente entraron en servicio en cada ejercicio en base a las auditorias

disponibles.

A este respecto, en el cuadro siguiente se recogen las dferencias observadas
entre las cantidades asignadas a la actividad de transporte en las tarifas de los
sucesivos ejercicios y las que se derivarian de la aplicacion literal del mencionado
Real Decreto 2819/1998, una vez disponibles los parametros definitivos y las

instalaciones puestas en servicio de cada ejercicio.
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Diferencias entre la retribucidn del transporte reconocida en las tarifas y la
obtenida por aplicacion del R.D. 2819/1998

Retribucidn de la actividad de transporte (MPTA)

1998 1999 2000 2001 2002
Aplicacion R.D. 2819/98 84.397 87.925 92.131 97.773] 105.366
Reconocido R.D. Tarifas 84.397 86.760 91.536 96.809| 108.090
Diferencia 0 -1.165 -595 -964 2.723
Diferencia acumulada 0 -1.165 -1.759 -2.723 0
Fuente: Elaboracién propia.

Retribucién de la actividad de transporte (miles de euros)

1998 1999 2000 2001 2002
Aplicacion R.D. 2819/98 507.236| 528.437| 553.718| 587.627] 633.263
Reconocido R.D. Tarifas 507.236| 521.438| 550.142| 581.834| 649.631
Diferencia 0 -6.999 -3.575 -5.794 16.368
Diferencia acumulada 0 -6.999] -10.574| -16.368 0

Fuente: Elaboracion propia.

Puede observarse que, entre las cantidades que se derivan del Real Decreto
2819/1998 vy las recogidas en los Reales Decreto de Tarifas de cada afo, existe
un déficit acumulado, desde el ejercicio 1998, de 16.368 miles de euros. Por
tanto, si se decidiese corregir esta situacion, en las tarifas del ejercicio 2002
habria que establecer una cantidad de 649.631 miles de euros para la actividad
de transporte. Sin embargo, no se estima pertinente realizar esta correccion ya
gue, como se vera mas adelante, en el Real Decreto 2819/1998 existen una serie
de incorrecciones e inconcreciones que aconsejan no tomar en estos momentos
dicha decision. Cabe adelantar que en el célculo de la retribucion total del
transporte no se tienen en cuenta, en la actualidad, los cierres de instalaciones
gue se hayan producido desde 1998, ni el agotamiento de la vida util de las
instalaciones. En un apartado posterior se ofrece una reflexion sobre las
consecuencias de no incorporar en el célculo de los costes de transporte el cierre

y la prolongacion de la vida util de las instalaciones.
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El grueso de la retribucion de la actividad de transporte en el afio 2002, un 86,61

%, corresponde a la actualizacién del coste acreditado al transporte en 1998,

representando las nuevas inversiones desde 1998 un 12,24 % y el incentivo de
disponibilidad un 1,15 %.

En el cuadro siguiente se muestra la retribucion de la actividad de transporte

correspondiente a cada empresa por aplicacion del Real Decreto 2819/1998.

Retribucion del transporte por empresas s/ R.D. 2819/1998 (MPTA)

Retribucion actividad transporte por empresas s/ el R.D. 2819/1998 (MPTA)

1988 1999 2000 2001 2002
TOTAL 84.397 87.925 92.131 97.888 105.366
REE 51.121 53.201 55.727 58.781 61.517
IB 13.197 13.702 14.150 14.733 15.529
UEF 4.258 4.388 4.915 5.670 8.165
HC 425 433 446 452 456
G. ENDESA 15.396 16.200 16.894 18.253 19.699
SEVILLANA 5.292 5.439 5.674 5.901 6.656
FECSA-ENHER 7.325 7.688 7.948 8.313 9.150
ERZ 1.063 1.302 1.432 1.753 1.816
E. VIESGO 813 852 892 947 1.082
T. EBRO 903 920 948 967 995

Fuente: Elaboracion propia.

Retribucion actividad transporte por empresas s/ el R.D. 2819/1998 (miles de

euros)
1988 1999 2000 2001 2002
TOTAL 507.236 528.437 553.718 588.322 633.263
REE 307.243 319.746 334.926 353.280 369.726
IB 79.316 82.351 85.041 88.546 93.334
UEF 25.591 26.372 29.538 34.080 49.070
HC 2.554 2.603 2.681 2.716 2.743
G. ENDESA 92.532 97.364 101.532 109.700] 118.391
SEVILLANA 31.806 32.690 34.103 35.463 40.001
FECSA-ENHER 44.024 46.203 47.768 49.965 54.993
ERZ 6.389 7.823 8.604 10.533 10.914
E. VIESGO 4.886 5.118 5.361 5.693 6.502
T. EBRO 5.427 5.530 5.696 5.810 5.981

Fuente: Elaboracién propia.
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A este respecto, dado que el esfuerzo inversor ha sido muy distinto en los ultimos
anos, se estima conveniente sefalar que, en el Real Decreto de Tarifas para 2002
gue finalmente se apruebe, deberian incluirse los porcentajes provisionales que,
sobre la cantidad total, corresponde a cada una de las empresas, a los efectos
previstos en el Real Decreto 2017/1997, de Liquidaciones.

En el cuadro siguiente se recogen los mencionados porcentajes provisionales que

corresponderia a cada una de las empresas transportistas para el ejercicio 2002.

Miles de (%)
euros
TOTAL 105.366 100,00
REE 61.517 58,38
1B 15.529 14,74
UEF 8.165 7,75
HC 456 0,43
G. ENDESA 19.699 18,70
SEVILLANA 6.530 6,32
FECSA-ENHER 8.977 8,68
ERZ 1.782 1,72
E. VIESGO 1.061 1,03
T. EBRO 976 0,95

Fuente: Elaboracion propia.

4.2.1 Coste acreditado al transporte por las instalaciones anteriores a 1.998
El coste acreditado a la actividad de transporte por inversiones anteriores a 1998

asciende a 548.458 miles de euros en el afio 2002, cuyo desglose por empresas

se presenta en el cuadro siguiente.
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Coste acreditado por instalaciones anteriores a 1998

Coste acreditado actualizado (MPTA)

1998 1999 2000 2001 2002
TOTAL 84.397 86.001 88.581 90.352 91.256
REE 51.121 52.092 53.655 54.728 55.275
IB 13.197 13.448 13.851 14.128 14.269
UEF 4.258 4.339 4.469 4.558 4.604
HC 425 433 446 455 460
G. ENDESA 15.396 15.689 16.159 16.482 16.647
SEVILLANA 5.292 5.393 5.554 5.665 5.722
FECSA-ENHER 7.325 7.464 7.688 7.842 7.920
ERZ 1.063 1.083 1.116 1.138 1.149
E. VIESGO 813 828 853 870 879
T. EBRO 903 920 948 967 976
Fuente: Elaboracion propia.

Coste acreditado actualizado (miles de eur 0s)

1998 1999 2000 2001 2002
TOTAL 507.236 516.874 532.380 543.027 548.458
REE 307.243 313.081] 322.473 328.923 332.212
IB 79.316 80.823 83.247 84.912 85.761
UEF 25.591 26.077 26.860 27.397 27.671
HC 2.554 2.603 2.681 2.735 2.762
G. ENDESA 92.532 94.290 97.119 99.061 100.052
SEVILLANA 31.806 32.410 33.382 34.050 34.390
FECSA-ENHER 44.024 44.861 46.206 47.131 47.602
ERZ 6.389 6.510 6.705 6.840 6.908
E. VIESGO 4.886 4.979 5.128 5.231 5.283
T. EBRO 5.427 5.530 5.696 5.810 5.868

Fuente: Elaboracién propia.

Este coste se obtiene, para cada afo, actualizando con el IPC-X los costes

acreditados para cada empresa en el ejercicio de 1998 establecidos en el Real

Decreto 2819/1998, siendo el IPC el previsto y X un factor de eficiencia que toma

el valor 1 hasta el afilo 2002. Conviene indicar, en este punto, que en la formula de

actualizacion dada en el Real Decreto 2819/1998 existe ya un primer error ya que,

literalmente, para calcular, por ejemplo, el coste acreditado del afio 1999, habria
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gue actualizar la cantidad acreditada para el ejercicio de 1998 con el IPC del 1998
y el IPC del afio 1999, lo cual es un absurdo desde el punto de vista econémico.
Al igual que se hizo en el calculo tarifario del anterior ejercicio, en este Informe no

se ha considerado en la actualizacion el IPC correspondiente al afio 1998.

Los datos correspondientes a Iberdrola, Electra de Viesgo, e Hidroeléctrica del
Cantabrico, en los afios 1999, 2000, 2001 y 2002 se han confeccionado teniendo
en cuenta los efectos retributivos de la adquisicion de determinados activos de

transporte de Iberdrola y Electra de Viesgo por Hidroeléctrica del Cantébrico.

Esta transferencia de instalaciones afecta para el afio 2002, aunque levemente,
no solo al reparto entre empresas de la cantidad global, sino también al monto
global, ya que en el célculo del incentivo por disponibilidad de cada una de las
empresas implicadas en la compra-venta interviene, entre otros, el coste
acreditado a cada una de ellas, que se ven modificados con dicha compra-venta.
Al ser los indices de disponibilidad de cada empresa distintos, los incentivos
resultantes también lo seran. Como consecuencia esta transferencia de
instalaciones afecta igualmente a la liquidacién de los costes de transporte que
realiza esta Comision. Con respecto a los ejercicios de 1999 y 2000 esta compra-
venta afecta Unicamente al reparto del monto total, ya que no se reconocio
cantidad alguna a estas empresas por disponibilidad al no haber aportado en su
momento la informacion necesaria, sin embargo en el ejercicio de 2001, al
proporcionar las empresas datos de disponibilidad, no so6lo afecta a la cantidad
global de cada empresa, sino que afecta también al monto global. Por ende,
también afecta a la liquidacion de costes de transporte desde el 1 de mayo de
1999, ya que dicha fecha queda determinada en la Resolucion de la Direccion

General de la Energia a efectos de la transferencia.
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4.2.2 El célculo del coste por nuevas inversiones y su necesaria correccion

El Real Decreto 2819/1998, de 23 de diciembre, incluye como concepto de
retribucion de la actividad de transporte los costes de inversion y de explotacion
correspondientes a las inversiones realizadas en nuevas instalaciones de
transporte. Estas inversiones en nuevas instalaciones de transporte pueden
acometerse por procedimientos concurrenciales o mediante autorizacion directa.
En el primer caso, los costes acreditados de las nuevas instalaciones seran los
gue se deriven de las condiciones del concurso. En el segundo caso, los costes
acreditados de las nuevas instalaciones se determinaran por la aplicacion de unos
valores estandares en concepto de costes de inversion y de costes de

explotacion.

Hasta el momento, pese a las reiteradas recomendaciones de esta Comision,
todas las instalaciones de transporte puestas en funcionamiento desde la entrada
en vigor del Real Decreto 2819/1998 se han adjudicado de forma directa. En
consecuencia, los costes correspondientes a nuevas inversiones se obtienen por

aplicacion de los referidos valores estandares.

El siguiente cuadro contiene informacion sobre las instalaciones de transporte que
han entrado en funcionamiento en 1998, 1999, 2000 y 2001, de acuerdo con la
informacion facilitada por las empresas transportistas. Al respecto, la informacion
correspondiente a nuevas lineas, subestaciones y transformadores de potencia en
los ejercicios de 1998 y 1999 pueden considerarse como definitivas, ya que se
dispone de esta informacion debidamente auditada, mientras que las
instalaciones relativas al afio 2000 seran provisionales hasta que se presente, por
parte de todas las empresas, las auditorias correspondientes, y las instalaciones
relativas al afio 2001 se corresponden con las previsiones de puesta en servicio

de cada empresa.

47


Papaaarrrlll
Resaltado


La experiencia de los anteriores ejercicios tarifarios, en el que se incluyeron por
parte de las empresas instalaciones que finalmente no entraron en servicio, invita
a que se cuestione seriamente esta Utima informacién y, como consecuencia, se
hace necesario instrumentar un procedimiento que garantice la bondad de la
misma. Asi, por ejemplo, podria fijarse como fecha maxima de puesta en servicio
el tercer trimestre de cada afio, de modo que a la hora de calcular la retribucion
del siguiente ejercicio se dispusiese de informacién contrastable, bien mediante
inspeccion in situ de las instalaciones declaradas, bien mediante la aportacion por
parte de las empresas de las Actas oficiales de puesta en servicio. Igualmente, se
considera oportuno involucrar al Operador del Sistema y Gestor de la Red de
Transporte en la confeccion y validacion de dicha informacion ya que éste es el
responsable ultimo del desarrollo de la red de transporte, por lo cual debe
garantizarse su independencia respecto de la funcién que realiza REE como

transportista.

Atlas de instalaciones de transporte

TOTAL
1998 1999 2000 2001
Total lineas (km circuito) 401,3 110,9 424.6 550,6
Lineas aéreas (km circuito) 390,2 103,7 418,7 520,1
Lineas 220 kV 95,6 103,7 53,7 174,5
Lineas 400 kV 294,6 0,0 365,0 345,6
Lineas subterr. (km circuito) 11,1 7,2 6,0 30,5
Lineas 220 kV 11,1 7,2 6,0 30,5
Lineas 400 kV 0,0 0,0 0,0 0,0
Posiciones subestacion (n°) 21 28 57 104
Posiciones 220 kV 18 24 37 67
Posiciones 400 kV 3 4 21 37
Capacidad transform. (MVA) 0 925 1.700 0
400/220 kV 0 925 800 0
400/132 kV 0 0 900 0
Despachos maniobra (MPTA) (*) 5.198,8 3.754,7 2.738,7 1.494,7

(*) Inversiones realizadas en 1997, 1998,

Fuente: Elaboracion propia.

1999 Y 2000 respectivanmente
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En cuanto a las inversiones realizadas en Despachos de Maniobra y Centros de
Control de Transporte, la informacion facilitada por las empresas desde el afio
1997, tal y como se solicitd, incluye Unicamente inversiones en Despachos de

Maniobra y Centros de Control imputables a la actividad de transporte.

Los costes de transporte por las nuevas inversiones adjudicadas de forma directa
ascienden a 77.553 miles de euros en el afio 2002, de los cuales 14.497 miles de
euros corresponden alas inversiones realizadas en 1998, 8.045 miles de euros
corresponden a las inversiones realizadas en 1999, 19.146 miles de euros por las
inversiones realizadas en 2000 y 35.865 miles de euros por las inversiones
realizadas en 2001. En el cuadro siguiente se muestra el coste de transporte por
nuevas inversiones adjudicadas de forma directa para cada empresa
transportista.

Coste por nuevas inversiones segun el R.D. 2819/1998 (MPTA)

C 1999| C 2000] C 2000] Total | C 2001jC 2001JC 2001| Total |C 2002] C 2002] C 2002 | C 2002| Total
por por por |Costes| por por por |Costes| por por por por |Costes
inv. inv. inv. 2.000 inv. inv. inv. 2.001 inv. inv. inv. inv. 2.002
1.998 | 1.998 | 1.999 1.998 | 1.999 | 2.000 1.998 | 1.999 | 2.000 | 2.001
TOTAL 1.924] 1.982] 1.112] 3.093] 2.021] 1.134] 2.984] 6.330] 2.412}) 1.339] 3.186] 5.967] 12.904
REE 1.109]| 1.142 473] 1.615] 1.165 482 1.834] 3.481| 1.177 487] 1.852] 2.154] 5.670
B 254 262 36 298 267 37 163 467 270 38 165 651 1.123
UEF 49 51 395 446 52 403 338 983 52 588 514 2.279] 3.432
HC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
G. ENDESA 512 527 207 734 537 212 649] 1.398 913 226 656 884| 2.679
SEVILLANA 47 48 72 120 49 74 113 235 49 74 114 570 808
FECSA-ENHER 223 230 30 260 235 30 207 472 608 31 209 210| 1.057
ERZ 218 225 91 316 230 93 292 615 232 94 295 12 632
E. VIESGO 23 24 15 39 24 15 37 77 25 28 38 92 182
T. EBRO 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0

Fuente: Elaboracion propia.
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Costes por nuevas inversiones segun el R.D. 2819/1998 (miles de euros)

C 1999] C 2000] C 2000] Total | C 2001] C 2001] C 2001] Total | C 2002[ C 2002| C 2002| C 2002] Total
por por por JCostes] por por por [Costes] por por por por [Costes
inv. inv. inv. | 2.000 ] inv. inv. inv. | 2.001} inv. inv. inv. inv. | 2.002
1.998 | 1.998 | 1.999 1.998 | 1.999 | 2.000 1.998 | 1.999 | 2.000 | 2.001
TOTAL 11.564] 11.910] 6.681] 18.591] 12.149] 6.814] 17.932] 38.042] 14.497] 8.045] 19.146] 35.865] 77.553
REE 6.665| 6.865] 2.841] 9.706] 7.003] 2.898] 11.020] 20.921] 7.073]| 2.927] 11.131] 12.947] 34.077
B 1.529) 1.575] 219] 1.793] 1.606] 223] 979 2.808] 1.622] 226] 989] 3.910] 6.746
UEF 2951  304| 2.374] 2.678] 310] 2.422) 2.031] 5.910] 313 3.531] 3.086] 13.695] 20.626
HC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
G. ENDESA 3.074] 3.167] 1.247] 4.413] 3.230] 1.272] 3.901] 8.403] 5.489] 1.361] 3.940] 5.312] 16.103
SEVILLANA 280| 288|  433| 721| 294| 442| 678] 1.413| 297 446 685 3.428| 4.856
FECSA-ENHER | 1.343| 1.383| 178 1.562| 1.411| 182 1.241| 2.834| 3.652| 184| 1.254| 1.263| 6.352
ERZ 1.313| 1.352| 546 1.898 1.379| 557 1.758| 3.694| 1.393| 562 1.775 69| 3.800
E. VIESGO 139| 143 89| 233| 146 91| 225 462| 148 169 227| 552| 1.096
T. EBRO 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fuente: Elaboracion propia.
Los costes de transporte por las nuevas inversiones directas se calculan como la
suma de dos componentes: costes de inversion y costes de explotacion. El
desglose por ambos conceptos de coste se presenta en el cuadro siguiente.
Costes de transporte por nuevas inversiones. Aplicacion R.D. 2819/1998 (MPTA)
Costes de transporte por nuevas inversiones
COSTES ANO 1999 COSTES ANO 2000 COSTES ANO 2001 COSTES ANO 2001
Inversion |Explotac| TOTAL |Inversion|Explotac| TOTAL Jinversion|Explotac| TOTAL |Inversion|Explotac| TOTAL
INVE?QSJSNES 1.507 417 | 1924 | 1552 | 430 |1.982| 1.583 | 438 |2.021| 1.966 | 446 | 2.412
INVEFQ%SNES 835 276 | 1.112| 852 282 | 1.134] 1.051 | 287 | 1.339
INVEZROSOIOONES 2.104 | 880 | 2984 2295 | 891 | 3.186
INVERSIONES 4.310 | 1.658 | 5.967
2001
Total nuevas | 1.507 417 |1.924| 2.387 | 706 | 3.093| 4.539 | 1.600 | 6.139 | 9.622 | 3.282 [12.904
Instal.

Fuente: Elaboracion propia.
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Costes de transporte por nuevas inversiones (miles de euros)

COSTES ANO 1999 COSTES ANO 2000 COSTES ANO 2001 COSTES ANO 2001
Inversion[Explotac| TOTAL [Inversion|Explotac| TOTAL [Iinversion[Explotac| TOTAL [Iinversidon|Explotac| TOTAL
|NVE?939|;3NES 9.056 | 2.507 | 11.564 | 9.328 | 2.582 [11.910| 9.515 | 2.634 | 12.149] 11.814 | 2.684 | 14.497
INVEE)SS;S)NES 0 0 0 5020 | 1.661 | 6.681 | 5.120 | 1.694 | 6.814 | 6.319 | 1.726 | 8.045
'NVESOS()'(?NES 0 0 0 0 0 0 12.643 | 5.289 [17.932| 13.792 | 5.354 [ 19.146
INVE;(%IE)NES 0 0 0 0 0 0 0 0 0 25.903 | 9.962 | 35.865
TOI?,!\;t:ﬁvas 9.056 | 2.507 | 11.564 | 14.348 | 4.243 [ 18.591 | 27.278 | 9.617 | 36.895| 57.828 | 19.726 | 77.553

Fuente: Elaboracién propia.

Los costes de inversion, en la redaccion actual del Real Decreto 2819/1998, se
obtienen como la suma de dos anualidades: una en concepto de amortizaciéon de
los activos y otra en concepto de retribucion de los mismos. Una vez puestas en
servicio las instalaciones, se calculan la amortizacion y la retribucion del primer
afio. La amortizacion se determina dividiendo el valor de la inversion por la vida
atii (40 afos para lineas y subestaciones; 14 afios para los despachos de
maniobra). La retribucion se calcula aplicando una tasa monetaria (MIBOR a 3
meses + 1%) al valor de la inversion. El coste de inversion desde el segundo afio
hasta el final de la vida util se establece actualizando la anualidad del primer afio
con el IPC-Y.

Este procedimiento de remuneracion da lugar a unos flujos de ingresos cuyo Valor
Actualizado Neto supera con claridad al valor estdndar de las inversiones en el
momento de su entrada en servicio, como se puede comprobar en el siguiente
cuadro. El mismo muestra el valor de las instalaciones de transporte puestas en
servicio en 1998, 1999, 2000 y 2001 y el Valor Actualizado Neto de los costes de
inversion que se obtendrian por aplicacion del Real Decreto 2819/1998. El
escenario analizado contempla un IPC del 2%, un factor Y del 1% y una tasa
monetaria del 5,25 % para el afio 2001 y siguientes. Para los afios 1998, 1999,
2000 y 2001 se han utilizado los parametros (véase Cuadro de parametros de

calculo de los ingresos por la actividad de transporte).
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De aplicarse literalmente el mecanismo de retribucion de las nuevas inversiones

que se deriva del Real Decreto 2819/1998,

las empresas transportistas

recuperarian al final de la vida util de estos activos un valor muy superior al

reconocido por aplicacion de los costes estandares. Esto se debe a que se esta

utilizando una tasa monetaria, en vez de una tasa real, para retribuir dichas

instalaciones, y a que no se tiene en cuenta que el valor de los activos decrece

con el tiempo en la medida en que se van amortizando.

Comparacion entre el Valor de Inversién y el VAN de los costes de inversion
s/ R.D. 2819/1998 (MPTA)

LINEAS+SUB. DESPACHOS MANIOBRA
INV. 1998 | INV. 1999 | INV. 2000 | INV. 2001 INV. 1998 | INV. 1999 | INV. 2000| INV. 2001
Valor Inversion 15739 10.340| 23.717| 44.91Q 2.132 4.339 3.314 3.953
VAN costes Inversion s/ 24.372| 13.164| 36.315 67.138 2.863 5.160 4.377, 5.130
R.D.
Diferencia 54,9%| 27,3%| 53,1%| 495%| 34,3% 18,9%|  32,1%|  29,8%
Fuente: Elaboracion propia.
Comparacion entre el Valor de Inversion y el VAN de los costes de inversion
s/ R.D. 2819/1998 (miles de euros)
LINEAS+SUB. DESPACHOS MANIOBRA
INV. 1998 [ INV. 1999 INV. 2000] INV. 2001 | INV. 1998] INV. 1999] INV. 2000 | INV. 2001
Valor Inversion 94.593|  62.145 142541 269.913| 12.811] 26.077] 19.918] 23.75§
VAN costes Inversion s/ 146.480 79.118 218.255 403.510 17.207 31.015] 26.308 30.831]
R.D.
Diferencia 54,9%|  27,3%| 53,1%|  495%| 34,3%| 18,9%| 32,1%|  29,8%
Fuente: Elaboracién propia.

Por el contrario, si se utilizase una tasa real de retribucion y se tuviera en cuenta
el decrecimiento del valor neto de los activos, se obtendria un flujo de ingresos
gue permitiria recuperar el valor estandar de los mismos en el momento de su
puesta en servicio. Las siguientes modificaciones, tal y como ya se plante6 en el
Informe de esta Comisién sobre las tarifas para el afio 2001, en la definicion de

los costes de inversion del Real Decreto 2819/1998, permitirian alcanzar el
resultado mencionado.
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Cl,=A+R,
A=A, @+IPC,-Y,)) "n=2...\Vu
A:VAIO' (1+0.75" IPC)
Vu
R =VAIN,,” @+IPC,-Y,) Tr, " n=2...Vu
R=VAI,” (1+0.75" IPC) " Tr,
VAIN,=VAIN, ,” @+IPC,-Y))- A, " n=2...\Mu
VAIN,=VAI,” (1+0.75" IPC)- A

donde:
= CI: coste de inversion
= A: amortizacion
» R:retribucion
= VAI: valor inversion
= VAIN: Valor Neto Inversion
= Tr:tasareal

= Vu: vida util

En el siguiente cuadro se muestra la comparacion entre los costes de inversion
gue se obtendrian con este método y los que se derivan de aplicar el Real
Decreto 2819/1998. De la comparacion se deduce que en el afio 2002 existiria
una sobreestimacion de los costes de inversion por aplicacion estricta del Real
Decreto 2819/1998, que podria cuantificarse en el 18,22 %.
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Comparacion

entre los costes de inversion s/ R.D. 2819/1998 y la propuesta
de modificacion (MPTA)

Comparacién Costes Inversién

Costes

Costes | Costes | Costes | Costes Costes Costes Costes

Inv. R.D. | Inv. RD. [ Inv. RD. | Inv. RD. | Inv. RD. | Inv. R.D. | Inv. R.D. | Inv. R.D.

Corregido | Corregido | Corregido | Corregido

1999 2000 2001 2002 1999 2000 2001 2002

Inversiones 1998 1.516 1.562 1.593 1.609 1.107 741 1.183 1.332
Inversiones 1999 1.181 1.205 1.217 723 1.088 1.208
Inversiones 2000 2.335 2.359 1.694 1.995
Inversiones 2001 4.030 3.259
Total 1.516 2.743 5.133 9.214 1.107 1.464 3.965 7.794

Fuente: Elaboracion propia.

Comparacion entre los costes de inversion s/ R.D. 2819/1998 y la propuesta
de modificacion (miles de euros)

Comparacién Costes Inversién

Costes | Costes | Costes | Costes | Costes Costes Costes Costes

Inv. R.D. | Inv. RD. | Inv. RD. | Inv. R.D.| Inv. R.D. | Inv. R.D. | Inv. R.D. | Inv. R.D.

Corregido | Corregido | Corregido | Corregido

1999 2000 2001 2002 1999 2000 2001 2002

Inversiones 1998 9.113 9.386 9.574 9.669 6.654 4.452 7.108 8.007
Inversiones 1999 7.099 7.241 7.313 4.348 6.542 7.259
Inversiones 2000 14.035| 14.176 10.183 11.993
Inversiones 2001 24.221 19.584
Total 9.113| 16.485| 30.850| 55.379 6.654 8.800 23.833 46.843

Fuente: Elaboracion propia.

El cuadro siguiente contiene el valor de los costes de transporte por las nuevas

inversiones directas si

se modificase,

segun

la propuesta anterior,

el

procedimiento de célculo de los costes de inversion del Real Decreto 2819/1998.

De esta forma, los costes de transporte por nuevas inversiones directas se

reducirian un 21 % en el afio 1999, un 30 % en el afio 2000, un 9 % en el afo
2001 y un 14% en el 2002.
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Costes de transporte por nuevas inversiones corregidos (MPTA)

Correccidn costes de transporte por nuevas inversiones

COSTES ANO 1999 COSTES ANO 2000 COSTES ANO 2001 COSTES ANO 2002

Inversion|Explotac| TOTAL Jinversion| Explotac | TOTAL |Inversion|{Explotac| TOTAL [Inversion|Explotac| TOTAL

|NVElR939|gNES 1.107 417 1.524 741 430 1.170 | 1.183 438 1.621 1.332 446 1.779

INVEIl?gsglgNES 0 0 723 276 1.000 | 1.088 282 1.370 1.208 287 1.495

INVEZROSOI(())NES 0 0 1.694 880 | 2.574 | 1.995 891 | 2.886

INVERSIONES 0 0 0 3.259 | 1.658 | 4.916
2001

Total ntulevas 1.107 417 1.524 | 1.464 706 2.170 | 3.965 | 1.600 [ 5.566 7.794 | 3.282 | 11.076
instal.

Fuente: Elaboracion propia

Costes de transporte por nuevas inversiones corregidos (miles de euros)

Correccion costes de transporte por nuevas inversiones

COSTES ANO 1999 COSTES ANO 2000 COSTES ANO 2001 COSTES ANO 2002

Inversion| Explota| TOTAL |inversion|Explotac| TOTAL [Inversion|Explota| TOTAL |]Iinversion|Explota] TOTAL
|NVEJ'_?9%|gNES 6.654 2.;67 9.161 | 4.452 2.':';82 7.034 | 7.108 2.;.34 9.742 8.007 2.&84 10.691
|NVEFQSQ|SNES 4348 | 1.661 | 6.009 | 6.542 | 1.694 | 8.236 7.259 | 1.726 | 8.985
INVESOSOIE))NES 10.183 | 5.289 | 15.472 | 11.993 | 5.354 |17.347
'NVEEOS(J?NES 19.584 | 9.962 |29.546
Tot?égtl;ﬁvas 6.654 | 2.507 | 9.161 | 8.800 | 4.243 | 13.043 | 23.833 | 9.617 | 33.450 | 46.843 |19.726]66.569

Fuente: Elaboracién propia

Por dltimo, en el cuadro siguiente se resume el total de los ingresos por la

actividad de transporte que resultaria de corregir los costes de transporte por

inversiones directas. El resultado es una reduccion de los ingresos de la actividad

de transporte de 2.402 miles de euros en el afio 1999, 5.548 miles de euros en el

afio 2000, 13.427 miles de euros en el afilo 2001 y 10.985 miles de euros en el

afo 2002. Nétese que el ingreso por incentivo a la disponibilidad se ha reducido

como consecuencia de que el mismo se define como un porcentaje de la suma

del coste acreditado al transporte y del coste correspondiente a las nuevas

inversiones.
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Retribucion del transporte con correccion del R.D. 2819/1998 (MPTA)

1998 1999 2000 2001 2002
Coste acreditado 1998 84.397 86.001 88.581 90.352 91.256
Nuevas inversiones 1.524 2.170 5.566 11.076
Inversiones 1998 1.524 1.170 1.621 1.779
Inversiones 1999 1.000 1.370 1.495
Inversiones 2000 2.574 2.886
Inversiones 2001 4,916
Incentivo Disponibilidad 457 -379 1.207
TOTAL 84.397 87.525 91.208 95.539 103.538

Fuente: Elaboracion propia

Retribucion del transporte con correccidon del R.D. 2819/1998 (miles de euros)

1998 1999 2000 2001 2002
Coste acreditado 1998 507.236 516.874 532.380 543.027 548.458
Nuevas inversiones 0 9.161 13.043 33.450 66.569
Inversiones 1998 0 9.161 7.034 9.742 10.691
Inversiones 1999 0 0 6.009 8.236 8.985
Inversiones 2000 0 0 0 15.472 17.347
Inversiones 2001 0 0 0 0 29.546
Incentivo Disponibilidad 0 0 2.747 -2.277 7.252
TOTAL 507.236 526.035 548.170 574.200 622.278

Fuente: Elaboracion propia

En resumen, el tratamiento retributivo implicito en el Real Decreto 2819/1998 de
las nuevas inversiones realizadas por autorizacién directa, da lugar a una
remuneracion de las empresas que acometan dichas inversiones superior a la
necesaria para recuperar el valor estandar de las instalaciones puestas en

servicio.

Esto se corregiria parcialmente con las modificaciones que se han propuesto
anteriormente, pero no resolveria el problema por completo. En este sentido
conviene recordar que la retribucion por nuevas inversiones se une a la
correspondiente a los activos existentes hasta el 31 de diciembre de 1997, que en
la terminologia del reiterado Real Decreto se conoce como coste acreditado a la
actividad de transporte en 1998. Estos costes se actualizan cada afio con el IPC-

X'y dan lugar a la retribucion anual por este concepto.
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Aqui, de nuevo, la retribucion del transporte se ve sobrevalorada, debido a que, si
bien se afiaden a la bolsa inicial de 1998 actualizada los costes por nuevas
inversiones, no se detraen, sin embargo, los correspondientes a las instalaciones

que son objeto de cierre.

El articulo 8 del Real Decreto 2819/1998 establece que el procedimiento de
calculo del coste acreditado de las instalaciones objeto de cierre, serd similar al
utilizado para el calculo de los costes acreditados a las nuevas inversiones
autorizadas de forma directa. Cabria entender que dicha similitud conlleva a
considerar la instalacion objeto de cierre como si fuera nueva, es decir, que se
valoraria ésta a coste de reposicion, aunque en buena l6gica se deberian valorar
al coste que actualmente tiene dicha instalacion para el sistema. Lo dispuesto en
el Real Decreto 2819/1998 hace que se sobrevalore el coste acreditado a dichas
instalaciones objeto de cierre, tal y como se ha visto en el apartado anterior.
Tampoco queda claro cual es el fin Ultimo de dicho célculo. Si se interpreta que
debe descontarse el coste de las instalaciones objeto de cierre para determinar la
retribucion del transporte, los datos aportados tanto por el Ministerio de Economia
como por la CNE deben tomarse como provisionales. Al respecto, cabe
mencionar que las empresas transportistas no han remitido, con caracter general,
informacion relativa a las bajas de instalaciones, por lo que, hasta que se concrete
el método de valoracion de las mismas y se disponga de toda la informacion
auditada, los valores que se recogen en el presente informe deben considerarse

como provisionales.

Analogamente, deberian descontarse los costes de inversion de aquellas
instalaciones que, habiendo superado la vida util, siguen en funcionamiento,
debiéndoseles reconocer exclusivamente a efectos retributivos los costes de

operacion y mantenimiento y, en su caso, los costes de alargamiento de vida.
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Mencion especial requieren las instalaciones que han sido objeto de CESION por
parte de terceros a las compafias eléctricas y que estas declaran para la
retribucion como instalaciones puestas en funcionamiento en el afio de la cesion.
A este respecto, el Real Decreto 1955/200, de 1 de diciembre, establece en su
articulo 32.2 que:

"Cuando la conexion dé lugar a la particion de una linea existente o planificada
con entrada y salida en una nueva subestacion, las instalaciones necesarias para
dicha conexién, consistentes en la nueva linea de entrada y salida, la nueva
subestacion de la red de transporte o distribucion, en lo que se refiere a las
necesidades motivadas por la nueva conexién, el eventual refuerzo de la linea
existente o planificada y la adecuaciéon de las posiciones en los extremos de la
misma, que resulten del nuevo mallado establecido en la planificacion tendran la
consideracion de la red a la que se conecta.

La inversion necesaria sera sufragada por él o los promotores de la conexion,
pudiendo este o estos designar al constructor de las instalaciones necesarias para
la conexidn, conforme a las normas técnicas aplicadas por el transportista, siendo
la titularidad de las instalaciones del propietario de la linea a la que se
conecta.

En todo caso, si las nuevas instalaciones desarrolladas fueran objeto de
utilizacion adicional por otro consumidor y/o generador, el nuevo usuario
contribuira, por la parte proporcional de utilizacion de la capacidad de la
instalacion, en las inversiones realizadas por el primero. Dicha obligacion sélo
sera exigible en el plazo de cinco afios a contar desde la puesta en servicio de la
conexion. La Comision Nacional de Energia resolvera en caso de discrepancias.
En el caso de las instalaciones de transporte, los costes de operacion y

mantenimiento seran a cargo del sistema".
Conforme lo que establece el citado Real Decreto 1955/2000, a dichas

instalaciones cedidas Unicamente se les deberian reconocer los costes de

operacion y mante nimiento.
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En conclusion, la regulacibn econdmica de la actividad de transporte que se
establece en el Real Decreto 2819/1998, tendria como resultado un exceso
retributivo de dicha actividad, por cuanto se reconocen los costes de las nuevas
inversiones de manera sobrevalorada, y no se tiene en cuenta el cierre de
instalaciones o la existencia de instalaciones que sigan en funcionamiento aunque
hayan superado la vida util. Todas estas consideraciones llevan a proponer, tal y
como ya se manifesto en el informe sobre las tarifas de los afios 2000 y 2001, una
revision del modelo de retribucidn del transporte de manera urgente, en la cual se
deberian considerar, ademas de los temas antes citados, otros aspectos relativos
a actividades de diversificacion que se realizan utilizando instalaciones eléctricas
de transporte, que han sido financiados por los consumidores de energia

eléctrica.

4.2.3 Incentivo ala disponibilidad

Las empresas transportistas pueden obtener una prima o una penalizacioén en su
retribucion para la actividad de transporte en funcion de los indices de
disponibilidad de sus instalaciones, segun lo establecido en el Real Decreto
2819/1998. Esta prima se calcula como un porcentaje de los costes acreditados
correspondientes a todas las instalaciones, nuevas y antiguas, siendo tanto mayor
cuanto mayor sea la disponibilidad real de las instalaciones respecto a una que se
fija como objetivo. En concreto, las expresiones del Real Decreto 2819/1998 son

las siguientes:

Din1=0i 1 (TRigegn + 1INT, 1)
din—l :k(drin-lldoin—l_ 1)

59



Papaaarrrlll
Resaltado

Papaaarrrlll
Rectángulo

Papaaarrrlll
Rectángulo


Dicha formulacién no es correcta desde el punto de vista de esta Comision ya
gue, literalmente, la prima a cobrar en el ejercicio "n" se calcula en funcién del
disponibilidad alcanzada en dicho ejercicio "n", la cual no es conocida hasta que
dicho ejercicio finaliza. Considerando que la prima a cobrar en el ejercicio "n"
debe calcularse en funcion de la disponibilidad del ejercicio "n-1", surge la duda
de si la misma debe aplicarse al coste acreditado a las instalaciones, nuevas y
antiguas, del ejercicio "n-1" o del "n". En el presente informe se ha considerado

esta ultima opcion.

Hasta el momento, no se han determinado los valores y formulas de calculo que
permitan obtener este incentivo a la disponibilidad, en concreto, no se ha
especificado como determinar k, d; y do. No obstante, del articulo 26 ya

mencionado Real Decreto 1955/2000, sobre Calidad global, puede concluirse que
el valor de d, se ha fijado en el 0,97, que ha sido el considerado en el presente
informe, y que el valor de d; se calcularia de la siguiente manera:

dr =1-lI

donde Il es el indice de indisponibilidad que se define de la siguiente forma:

at PN,
Il =12
T& PN

i=1
siendo:
= {: tiempo de indisponibilidad de cada circuito, transformador y elemento
de control de potencia activa o reactiva (horas)
" n: n° total de circuitos, transformadores y elementos de control de
potencia activa o reactiva de la red de transporte.

. T: duracién de periodo de estudio (horas)
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. PN;: Potencia nominal de los circuitos, transformadores y elementos

de control de potencia activa o reactiva

La anterior formulacion puede valorarse como de poco rigurosa. Asi, por ejemplo,
se da el mismo peso relativo a la potencia de una linea que de un transformador,
cuando la realidad nos indica que las tasas de fallo de uno y otro elemento no son
equiparables. Por tanto, esta Comision entiende que dicha formulacion deberia

ser modificada de manera urgente.

Por otro lado, la definicion de objetivos de disponibilidad deberia asentarse sobre
un conjunto de criterios que permitan contrastar las bondades del mecanismo de
incentivos propuesto. En este sentido resulta necesario observar, tal y como ya
manifestd esta Comision con motivo del informe sobre las tarifas para el afio

2001, los siguientes principios

El incentivo a la disponibilidad deberia estar asociado a la base de datos de
disponibilidades de todas las instalaciones de transporte convenientemente
auditada, ademas de a cuanta otra informacion sobre la materia sea
relevante.

El incentivo a la disponibilidad deberia estar ligado con las actuaciones
acometidas por las empresas de transporte tendentes a mejorarla de un afio a

otro.

Al hilo de lo anterior, la informacion que finalmente se ha utilizado y que ha
servido de base para el célculo del incentivo a la disponibilidad de cada una de las
empresas eléctricas es la que ha remitido el Operador del Sistema y Gestor de la
Red de Transporte. Cabe destacar que dicha informacion es incompleta al
comprender unicamente el periodo de enero 2001 a octubre 2001. Por tanto,

nuevamente, los valores obtenidos deben considerarse como provisionales.
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El cuadro siguiente recoge los valores obtenidos para cada empresa, en base a la
informacién facilitada por el Operador del Sistema y Gestor de la Red de
Transporte, que se refieren, como ya se ha indicado, al periodo comprendido
entre el 1/01/2001 y el 31/10/2001. Segun lo indicado anteriormente, los valores
obtenidos deben considerarse como provisionales.

Incentivo disponibilidad afio 2002
miles de
11 (%) dr (%) MPTA euros
TOTAL 2,00%| 98,00% 1.207 7.252
REE 2,09%| 97,91% 572 3.436
B 2,13%| 97,87% 137 826
UEF 1,45%| 98,55% 129 773
HC 3,67%| 96,33% -3 -19
G. ENDESA 1,13% 98,87% 372 2.236
SEVILLANA 1,13% 98,87% 126 755
FECSA-ENHER 1,13% 98,87% 173 1.038
ERZ 1,13% 98,87% 34 206
E. VIESGO 1,13% 98,87% 20 123
T. EBRO 1,13% 98,87% 19 113
Fuente: Elaboracion propia.
Parametros

Disponibilidad objetivo 97,00%

K 1

T (horas) 8760

Fuente: Elaboracion propia.

Conviene indicar que el Operador del Sistema y Gestor de la Red de Transporte
ha facilitado un Unico indice de indisponibilidad (Il) para el GRUPO ENDESA, por
lo que los valores obtenidos para cada una de las empresas que lo componen no

dejan de ser una aproximacion.
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43 Laretribucion dela distribucion

4.3.1 Antecedentes

El Real Decreto 2819/1998, en su articulo 20, establece la férmula de
actualizacion de la retribucion global de la distribucién, mecanismo de

actualizacion que ya aparecia recogido en el Real Decreto 2017/1997.

Dicha formula actualiza anualmente el coste de esta actividad regulada en funcion
de las previsiones del IPC, tras descontarle un factor de eficiencia igual a 1, y del
incremento de la demanda, afectada ésta por un parametro corrector,
denominado “factor de eficiencia”, que no podra superar el valor de 0,4. En otras
palabras, la retribucion de la distribucion no podra crecer con la demanda mas de

un 0,4 del crecimiento de ésta.

El Real Decreto 3490/2000, de 29 de diciembre, por el que se establece la tarifa
eléctrica para el 2001, determina los costes destinados a retribuir la actividad de
distribucion en el 2001 en 2.647.818 miles de euros. Esta cifra, a su vez, se deriva
de la establecida en el Real Decreto 2066/1999, de 30 de diciembre, por el que se

establece la tarifa eléctrica para el 2000, 2.575.192 miles de euros.

En la actualidad continda siendo necesario la justificacion de la base retributiva de
la actividad de distribucién. La normativa aplicable a la retribucién de la actividad
de la distribucion, iniciada con el Real Decreto 2017/1997, y desarrollada por el
Real Decreto 2819/1998 y por la Orden Ministerial de 14 de junio de 1999, no ha

resuelto este problema.
Cabe destacar, asi mismo, que la normativa regulatoria vigente no especifica el

periodo a partir del cual ha de revisarse la base retributiva, ni la férmula de

actualizacion de la distribucion, ni el parametro corrector del IPC, explicitamente 1
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para la distribucion segun el referido Real Decreto 2819/1998. Tampoco se
conocen los criterios que justifican la determinacién de este valor y del factor de
eficiencia correspondiente en cada afo, a pesar de la sensibilidad que presenta el

coste reconocido a la distribuciéon a distintos valores del factor de eficiencia.

4.3.2 Laretribucién de la distribucion para el afio 2002

El cuadro siguiente presenta los costes de la actividad de distribucion previstos
para el aflo 2002. En tanto no se establezcan criterios claros que justifiquen el
valor del factor de eficiencia aplicado en la actualizacion de la retribucion de la
distribucion, se considera un valor igual a 30%, que es el valor tomado por el
Ministerio para establecer las tarifas de 1999, 2000 y 2001. Como valor del IPC
previsto para el afio 2002 se ha tomado el valor comunicado por la Direccién

General de Politica Energética y Minas, que es del 2%.

Coste de Distribucion (MPTA) Afio 2002

Retribucion 2001 440.560
IPC 2,0%
Crecimiento Demanda 4.2 %
Fe 30 %
Actualizador 1,022726
Retribucion 2002 450.572
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Coste de Distribucién (miles de euros) Afio 2002

Retribucion 2001 2.647.818
IPC 2,0%
Crecimiento Demanda 42 %
Fe 30%
Actualizador 1,022726
Retribucion 2002 2.707.992

Supuesto que la demanda crece un 4,2 %, el coste de distribucién para el afio
2002, asciende a 2.707.992 miles de euros, esto es, 60.173 miles de euros mas

gue en la tarifa del 2001.

La propuesta del Ministerio de Economia indica que los costes reconocidos para

el afo 2002 destinados a la retribucion de la actividad de distribucién ascienden a
2.700.773 miles de euros, una vez deducidos los otros ingresos derivados de

los derechos de acometida, enganche, verificacion, alquiler de aparatos de
mediad y otros, sin incluir costes destinados a planes de mejora de calidad del
servicio y considerando el coste de distribucion de otros distribuidores no sujetos
al Real Decreto 1538/1987, de 11 de diciembre, con anterioridad al 31 de
diciembre de 1997.

La diferencia entre una cifra y otra, 7.218 miles de euros, es debido a la diferencia
de la prevision de la demanda prevista en cada uno de los escenarios, siendo

esta diferencia de un 0,9%.

En relacion con el reparto de la retribucion total de la actividad de distribucion que

propone el Ministerio en el ANEXO VIII de la propuesta de Real Decreto que se
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informa, esto es, aplicar por un lado los porcentajes de reparto dados en la Orden
Ministerial de 14 de junio de 1999 y, al mismo tiempo, minorar la retribucién de
unas empresas, incrementando la de otras, bajo la argumentacién de que si se
aplicasen los porcentajes del modelo de red de referencia unas ganarian y otras
perderian, o que existe un desfase entre la inversion real y la inversion derivada
del citado modelo, esta Comisién estima que dicha practica puede calificarse, al
menos, de poco rigurosa. Valga recordar que mediante la referida Orden
Ministerial de 14 de junio de 1999, no solo se establecieron los porcentajes de
reparto de la retribucién total para los afios 1998 y 1999, sino que también se
establecid una metodologia para calcular los correspondientes a los sucesivos
ejercicios, metodologia que ya se vié truncada en virtud de lo dispuesto en el
apartado 1 del articulo 8 del Real Decreto 3490/2000, de tarifas para 2001. Pero
es mas, en el apartado 2 del mismo articulo 8 de dicho Real Decreto 3490/2000,
se establecié que durante el afio 2001 se revisarian los criterios de retribucién a la
distribucién establecidos en la citada Orden Ministerial de 14 de junio de 1999,
revision de criterios que, al menos formalmente, no se ha producido. Por todo ello,
esta Comision estima que, con independencia de que dichos porcentajes puedan
verse modificados en un futuro a resultas del modelo retributivo que finalmente se
adopte, deberia aplicarse lo establecido en la citada Orden Ministerial, en la cual
se marca, como se ha dicho, un procedimiento para calcular, para los sucesivos
ejercicios, los porcentajes de reparto correspondientes a cada empresa. Por tanto,
hasta que dicha Orden Ministerial no sea expresamente modificada, esta
Comisién entiende que la misma deberia ser aplicada en todos sus extremos. De
otro modo, se estaria introduciendo, una vez mas, una inseguridad regulatoria en
el sistema eléctrico y perjudicando arbitrariamente a unas empresas a favor de

otras.

A este respecto, esta Comision considera necesario proceder a modificar de

manera urgente el modelo retributivo de la actividad de distribucion en su

conjunto.|| De acuerdo con las practicas observadas en otros paises, esta
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Comision estima que el modelo retributivo a adoptar debe basarse en un profundo
conocimiento de la realidad econdmica de las empresas distribuidoras en base a
una contabilidad de costes, cuya estructura quedaria fijada por el regulador, y que
permitiria conocer en cada momento la marcha econémica de las mismas, con
objeto de efectuar, de una manera transparente, las correcciones en la regulacién
gue se estimasen oportunas. Para completar este seguimiento de caracter
economico, que permitiria comprobar la eficiencia econdémica de las empresas
distribuidoras, habria que afadir una herramienta de caracter técnico para buscar,
también, la eficiencia técnica de las mismas. Y todo ello de manera
individualizada para cada empresa, de modo que la retribucion de cada una de
ellas evolucionase de acuerdo a su propia realidad sin que, como ocurre en la
actualidad al tener que repartir una bolsa retributiva Unica, un aumento de

retribucion para unas signifique una disminucioén para las otras.

4.3.3 Incentivos para mejorar la calidad del servicio en distribucion

El articulo 17 del Real Decreto 2819/1998 sefiala que el Ministerio establecerd un
mecanismo para incentivar la mejora de la calidad de suministro, tomando en
consideracion las cantidades que a estos efectos se determinen en la norma por

la que se aprueben las tarifas eléctricas de cada afo.

Asi, tanto el articulo 6 del Real Decreto 2016/1997, por el que se establece la
tarifa eléctrica para 1998, como el articulo 6 del Real Decreto 2821/1998, por el
gue se establece la tarifa eléctrica para 1999, incorporaron una partida que no
podia superar los 60.101 miles de euros en 1998 y los 61.309 miles de euros en
1999, con objeto de mejorar la calidad del servicio y la electrificacion y mejora de
la calidad en el ambito rural. Estas partidas estaban incluidas en el coste

reconocido a la actividad de distribucion.
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Sin embargo, tanto en el Real Decreto 2066/1999, por el que se establece la tarifa
eléctrica para el afio 2000, como en el Real Decreto 3490/2000, por el que se
establece la tarifa para el afio 2001, como en la propuesta de Real Decreto que se
informa, se excluye del coste reconocido a la distribucion la partida destinada a
los mencionados planes de mejora de la calidad del servicio. De no haberse
eliminado esta partida de coste, la cantidad resultante destinada a este fin
ascenderia en el afio 2002, de acuerdo con la formula de actualizacion, a 65.925

miles de euros.

La calidad de servicio debe estar intimamente ligada a la retribucion de la
actividad de distribucién. Por ello, es necesario el cumplimiento de unos minimos
de calidad de servicio por parte de las empresas distribuidoras para ser
acreedoras de la retribucion reconocida con cargo a la tarifa de cada afio. Asi, en
el Real Decreto 1955/2000, de 1 de diciembre, se vincula una y otra a través de
un doble mecanismo de, por una parte, bonificacion en la facturacion a los
clientes si se incumplen los minimos de calidad individual y, por otra, de
financiacion, con cargo a las empresas distribuidoras, de planes de mejoras si se

incumplen los minimos de calidad zonal.

Por tanto, si la calidad de servicio fuera menor que la estandar, disminuiria la
retribucion, lo que proporcionaria incentivos a las empresas distribuidoras a
mejorar la calidad. No obstante, el referido Real Decreto 1955/2000 en su articulo
104.1 reconoce un plazo maximo de un afio a partir de la aprobacion del
correspondiente Procedimiento de medida y control de la continuidad de
suministro eléctrico, para que el distribuidor disponga de un sistema de registro de
incidencias que le permita determinar la afectacion de las incidencias de
continuidad del suministro de sus redes con todos y cada uno de los

consumidores conectados a ellas en todas sus zonas.
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Por otro lado, para la calidad zonal, segun establece el articulo 107 del reiterado
Real Decreto 1955/2000, las empresas distribuidoras podran declarar a la
Administracion competente la existencia de zonas donde tengan dificultad
temporal para el mantenimiento de la calidad exigible, presentando a la vez un
programa de actuacion temporal que permita la correccion de las causas que lo
originan, programa que se podran incluir en los planes de mejora de calidad de

servicio que se instrumenten a través de la tarifa eléctrica.

Hoy por hoy, es dificil establecer una valoracion de los incentivos a la mejora de la
calidad de servicio que se derivan de la partida para planes de mejora, partida
gue ha sido eliminada en la tarifa de los afios 2000 y 2001, y en la propuesta de
tarifa del aflo 2002, y ello porque no se conoce con claridad si la retribucion de las

empresas distribuidoras se corresponde con la calidad de servicio existente.

Por un lado, si se argumentase que los ingresos de las empresas distribuidoras
no son suficientes para acometer mejoras de calidad en determinadas zonas,
podria estar justificada la inclusién de una partida de este tipo en la tarifa, partida
que daria sefiales para invertir alli donde fuera necesario. Por otro lado, si se
considerase que la retribucion actual de las empresas distribuidoras es adecuada
para ofrecer una calidad zonal determinada, los planes de mejora dejarian de
estar justificados, y su mantenimiento redundaria en beneficio de las empresas,
particularmente de aquéllas que comparativamente tengan peores indicadores de

calidad.

La supresion de esta partida significa que la mejora de la calidad zonal se ha de
financiar exclusivamente con cargo a los ingresos que las empresas van a
obtener de la tarifa por retribucion de la actividad. De esta forma, como no se
conoce en la actualidad si esta retribucion se corresponde con la que obtendrian
empresas eficientes que atienden el suministro con una calidad de servicio

adecuada, es dificil cuantificar el impacto que la eliminaciéon de la partida para
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planes de mejora de la calidad de servicio puede tener sobre la evolucion de la

calidad zonal.

Por otro lado, si se quieren introducir incentivos “positivos” para mejorar la calidad
por encima del estandar, se deberia mantener el mismo planteamiento. Esto es, Si
la calidad de servicio fuera superior a la estandar, le corresponderia una
retribucion mayor. En caso de no ser asi, los incentivos se reducen y las
empresas podrian considerar adecuado cumplir Unicamente con los estandares

exigidos.

Una vez que se conozcan los valores reales de la calidad del servicio y, en su
caso, llegados al convencimiento de que la retribucion de la actividad de
distribucion no permite alcanzar, en alguna zona, los valores estandares de
calidad establecidos, seria l6gico incorporar en la tarifa, de manera excepcional,
una cantidad para su consecucion, cantidad que deberia ser dedicada a dichas
zonas y no a otras, para lo cual es necesario establecer asi mismo unos criterios

de reparto de dicha cantidad completamente transparentes.

Lo anterior, sin embargo, no es Obice para que las empresas distribuidoras deban

prestar el suministro eléctrico en las debidas condiciones de calidad.

4.3.4 Comentarios al Anexo Il de la propuesta de Real Decreto (alquileres)

La propuesta de Real Decreto que se informa establece en el ANEXO Il una
reduccién en los precios de alquiler de los equipos de medida y control del orden
del 46%, haciéndose eco de lo detectado por esta Comision en cuanto a que las
cantidades hasta ahora vigentes no se correspondian con los costes en los que

incurrian las empresas distribuidoras por este servicio de alquiler de equipos a los
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consumidores. Sin embargo es preciso realizar dos observaciones de gran

trascendencia.

Por un lado, tal y como esta Comision tuvo ocasion de manifestar, el precio por
alquiler debia recoger no soélo el coste del equipo, sino también los costes
asociados al mismo a lo largo de su vida: la gestiébn de compra, la verificacion en
la recepcion, la Tasa de verificacion inicial, el almacenamiento y transporte, la
mano de obra y pequefio material para su instalacion, etc. Por tanto, se estima
necesario modificar el parrafo final de dicho ANEXO Il, de manera que se explicite
gue en "el precio medio de los mismos", deben considerarse los demas costes
asociados a dichos equipos, ademas del precio de compra del mismo. De otro
modo, las empresas distribuidoras no llegarian a recuperar los costes en los que
incurren por prestar este servicio de alquiler.

La segunda observacién es aun de mayor calado. La disminucién de los precios
de alquiler de los equipos, compartida por esta Comision, tal y como ha sido
formulada, significa una disminucidon de la retribucion de la actividad de
distribucion que puede cifrarse en unos 84.620 miles de euros. Al respecto como
bien se indica en el apartado 3 del articulo 1 de la propuesta de Real Decreto que
se informa, la retribucion de la actividad de distribucion que se incorpora en el
escandallo de costes de la tarifa eléctrica no es otra que la correspondiente a los
costes reconocidos para dicha actividad una vez "deducidos los otros ingresos
derivados de los derechos de acometida, enganches, verificacion, alquiler de
aparatos de medida y otros". Por ello, y en la l6gica de cémo se establecié en el
afno 1998 la cantidad a incorporar en la tarifa de dicho ejercicio, de la cual derivan
las cantidades de los ejercicios posteriores, habria que incrementar la retribucion
para la actividad de distribucion a incorporar en la tarifa del afio 2002 en los
mencionados 84.620 miles de euros.
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4.3.5 Comentarios al Anexo lll de lapropuesta de Real Decreto (acometidas)

La propuesta de Real Decreto que se informa establece una reduccién del 0,412
% en los valores de los precios a satisfacer por derechos de acometida, enganche

y verificacion.

Esta Comision entiende que ser estas unas funciones englobadas dentro de la
actividad de distribucion, y mas concretamente en lo que puede entenderse como
actividad de redes, la senda de variacion economica de la misma tiene que
realizarse de igual modo que la actualizacion de la retribucion global de la

actividad de distribucién.

4.3.6 Comentarios al Anexo V de la propuesta de Real Decreto (pérdidas)

En la propuesta de Real Decreto de tarifas para el afio 2002 se recoge en su
ANEXO V los coeficientes de pérdidas para traspasar la energia suministrada a
los consumidores a tarifa y cualificados en sus contadores a energia suministrada
en barras de central, a los efectos previstos en el Real Decreto 2017/1997, sobre
liquidaciones, y en el Real Decreto 2019/1997, sobre el mercado de produccion.
Dichos coeficientes de pérdidas, que vienen a reconocer unas pérdidas medias en
las redes de transporte y distribucion del 9 %, son idénticos a los establecidos en
el Real Decreto 2066/1999, por el que se establece la tarifa eléctrica para el afio
2000 y a los establecidos en el Real Decreto 3490/2000, por el que se establece
la tarifa eléctrica para el afio 2001, lo que se considera adecuado en aras a dar
una estabilidad que incentive a las empresas distribuidoras a realizar acciones

para la mejora de las pérdidas en las redes.

No obstante, es preciso incorporar, ademas de los coeficientes recogidos en la

propuesta de Real Decreto que se informa, los correspondientes a las nuevas
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tarifas de acceso dadas en el Real Decreto 1164/2001, de 26 de octubre. En el
cuadro siguiente se recogen los coeficientes de pérdidas a aplicar a las tarifas
2.0A, 2.0NA, 3.0Ay 3.1A, de nueva creacion.

TARIFA DE
ACCESO BH-1 BH-2 BH-3
2.0A 13,9
2.0NA 14,8 10,7
3.0A 15,3 14,6 10,7
3.1A 6,6 6,4 4,8

Con independencia de lo anterior, esta Comision insiste en que seria mas
adecuado establecer unos coeficientes de pérdidas zonales, de forma que se
reconociesen las distintas caracteristicas de los mercados y de las producciones
en cada una de las zonas de distribucidon, permitiendo de este modo el envio de
sefiales a los distintos agentes. Estos coeficientes de pérdidas zonales que, como
se ha dicho anteriormente, deberian mantenerse constantes durante unos afios
para permitir recuperar a las empresas distribuidoras las inversiones realizadas
para la disminucion de pérdidas, se irian ajustando en las sucesivas revisiones
hacia los valores obtenidos por aplicacion de un modelo de red de referencia,
transfiriendo de este modo a los consumidores los beneficios derivados de tales

disminuciones de pérdidas.

De otro modo, se penaliza o se beneficia, segun cada caso, a las empresas
distribuidoras por el mero hecho de que las caracteristicas de sus mercados y de
las producciones en sus zonas, se aparten en mas o en menos de la media, lo
cual no es coherente e introduce sefiales ineficientes a la inversion y a la

operacion de las redes.
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4.3.7 Margen de las empresas distribuidoras a las que no era de aplicacion
el Real Decreto 1538/1987

La propuesta de Resolucién que se informa recoge una variacién de la tarifa D,
tarifa de compra para este colectivo de distribuidores, de aproximadamente el
0,50 %, valor que se ha obtenido por aplicacion de la Disposicion Adicional Unica
del Real Decreto 1164/2001, de 26 de octubre, en la que se regula la Revision de

la tarifa D de venta a distribuidores.

No obstante, para este colectivo de distribuidores cabrian los mismos comentarios
efectuados anteriormente en relacion con la merma de margen de la distribucion
por la bajada de los precios de alquiler de los equipos de medida y control, y en
relacién con la evolucion de los precios a satisfacer por derechos de acometida,

enganche y verificacion.

4.3.8 Compensaciones a los pequefos distribuidores por interrumpibilidad,
régimen especial y pérdida de ingresos por consumidores cualificados

conectados a sus redes.

En el afio 2002 habrd que compensar a los distribuidores no acogidos al Real
Decreto 1538/1987 por los descuentos por interrrumpibilidad de sus clientes, por
sus compras al régimen especial y por la pérdida de ingresos derivada de que
ciertos consumidores cualificados hayan adquirido en el pasado energia en el

mercado o la adquieran durante el 2002.

Con la informacion disponible actualmente en la Comisién, considerando el saldo
de recaudacion previsto en 2001, es posible hacer una estimacion de las

necesidades para el afio 2002 previstas en concepto de compensaciones a los
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pequeiios distribuidores. El resultado de esta estimacion es el siguiente: por
interrumpibilidad 500 MPTA, por régimen especial, 950 MPTA y por pérdida de
ingresos por consumidores cualificados conectados a sus redes 1.300 MPTA.
Todo ello supone 2.750 MPTA, cifra muy similar a la prevista en la propuesta que

se informa.

Se ha de sefialar que aun esta pendiente la aprobacién de la regulacion de la
compensacion por pérdida de ingresos por consumidores cualificados. El consejo
de Administracion de la CNE aprob6 con fecha 24 de julio de 2001 una propuesta
de Resolucion a estos efectos, que fue remitida a la Direccion General de Politica

Energética y Minas.

Por otro lado, el Real Decreto 2819/1998, en su Disposicion Adicional Segunda
apartado primero, establece que estas empresas distribuidoras podran solicitar su
inclusion en el régimen econdmico general. Asi mismo, la Disposicion Adicional
Segunda apartado segundo, del mencionado Real Decreto 2819/1998, sefiala que
para aguellas empresas que bien de forma voluntaria, bien por obligacion legal, al
haber sobrepasado el crecimiento fijado como vegetativo, adquieran parte de la
energia como sujetos cualificados en el mercado de produccion, se fijara la
retribucion inicial correspondiente a esa parte de la energia que adquieran como

sujetos cualificados.

En opinién de la Comisién parece interesante considerar la posibilidad de incluir
en el futuro el margen de este colectivo en la partida de costes de distribucion de
la tarifa. La inclusion del margen llevar4 asociado un aumento de la partida de
costes de distribucion y un aumento de la facturacién, al ser aportados los
ingresos de los pequeiios distribuidores al conjunto del sistema (descontados los

ingresos que se obtendrian de la tarifa D).
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Esto supondria incluir a todos los pequefios distribuidores en la bolsa de
retribucion de la distribucién y que se les liguide como a los distribuidores del
régimen general. Esta medida se ajustaria a lo dispuesto en la Ley 54/1997 y en
el Real Decreto 2819/1998, respetandose el caracter transitorio reconocido en la
citada normativa, al ponderar en la bolsa el margen que les corresponderia por
diferencia de tarifas y lo que les corresponderia por aplicacion de los mismos
criterios de retribucidon que a los distribuidores del régimen general. La bolsa se
actualizaria anualmente vigilando que los margenes reconocidos no fueran
superiores a lo que les hubiera correspondido por la diferencia de tarifas de cada
afo. Esto resolveria, entre otros, el problema de calcular las compensaciones que
les corresponderian por tener clientes cualificados conectados a sus redes que
ejerzan el derecho de elegibilidad, particularmente importante a partir de julio de
2000, y de imposible tratamiento a partir del 1 de enero del 2003, cuando todos

los consumidores sean cualificados.

4.4 Laretribucion de la gestion comercial y de la demanda

4.4.1 Regulacién de laretribucién de la gestion comercial

El Real Decreto 2819/1998, en su articulo 19 punto 1, define los costes de gestién
comercial como aquellos cuya finalidad es retribuir a la empresa distribuidora por
los gastos en que incurra por la atencion al publico y el desarrollo del mercado a
clientes, tales como la concertacion, contratacion, lectura de contadores y equipos
de medida, facturacion y cobro. No obstante, dicho Real Decreto no especifica la
diferente retribucién de las actividades de comercializacion a obtener por el
distribuidor con respecto a los clientes acogidos a tarifa integral y a tarifa de

acceso.
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Por otra parte, el articulo 19 punto 2 de dicho Real Decreto sefiala que la
retribucion de la gestion comercial a los distribuidores se fijara en funcién de los

costes unitarios que se establezcan por Orden Ministerial.

La Orden Ministerial de 14 de junio de 1999 determina los costes unitarios
anuales para 1998 y 1999, aplicables, de forma diferenciada, a los clientes a tarifa
y a mercado. Dicha Orden Ministerial establece los costes unitarios, en el caso de
los clientes a tarifa por contrato de suministro a tarifa y de la potencia contratada
en alta tension y, en el caso de los clientes a mercado, por contrato de suministro
a tarifas de acceso. Estos costes unitarios se actualizan anualmente segun la
formula establecida en el articulo 20 del Real Decreto 2819/1998, esto es, segun
la formula de actualizacion de la retribucion a la distribucion (IPC-1, incluyendo un
factor de eficiencia y el crecimiento de la demanda) En patrticular, de aplicarse la
tasa de crecimiento de demanda en barras de central prevista para el 2002 sobre
el cierre del 2001 (4,2%), los costes unitarios correspondientes son los reflejados

en el siguiente cuadro.

Los costes unitarios, como se observa en el cuadro siguiente, son de cuantia
inferior para los clientes a mercado que a tarifa, debido a que se ha considerado
gue el coste de gestibn comercial en el que incurre el distribuidor es menor. A
este respecto, dado que, a modo de ejemplo, para los equipos de medida de los
consumidores cualificados los tiempos de lectura son sensiblemente mayores que
para los clientes a tarifa, la anterior suposicién puede tornarse errénea, por lo que
se estima conveniente analizar todos y cada uno de los costes de las actividades
englobadas dentro de la gestion comercial, para, en definitiva, poder validar
dichos costes unitarios y evitar de este modo transferencias de rentas indeseables

entre un tipo de consumidor y otro.
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Costes unitarios de gestion comercial para clientes a tarifay a mercado.

Afios 1998-2002. Orden Ministerial de 14 de junio de 1999

Valores de costes unitarios (PTA/afio)

Costes de gestion comercial por atencién a 1998 1999 2000 2001 2002
consumidores que adquieren su energia a tarifas propuesta RD |
1,026 1,027 1,023
Actualizador  |1,020 ] —> 4+—>
Coste unitario anual por contrato de suministro o péliza de abono (PTA) 1.600 1630 1672 1717 1756
Coste unitario anual por kW contratado a tarifa en alta tensién (PTA) 309 315 323 332 340
Coste unitario anual por recibo emitido por suministro (PTA) 118 120 123 126 129
Costes de gestion comercial por consumidores 1998 1999 2000 2001 2001
gue adguieren su energia mediante contrato como consumidor cualificado propuesta RD
1,026 1,027 1,023
Actualizad 1,020 ] —
Ctualizaaor
Coste unitario anual por contrato de peajes o tarifas de acceso (PTA) 800 816 837 859 879
Coste unitario anual por recibo emitido por peaje o tarifa de acceso (PTA) 118 120 123 126 129

Asimismo, dicha Orden Ministerial establece un mecanismo de correccion para el

caso de que la retribucion total obtenida aplicando estos costes unitarios supere el

importe global considerado en la tarifa de cada afio, si bien no contempla el

mecanismo de correccion para el caso contrario, lo que tendera a ocurrir en la

medida en que cada vez acudan mas clientes a mercado.
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Costes unitarios de gestiéon comercial para clientes a tarifay a mercado.
Afos 1998-2002. Orden Ministerial de 14 de junio de 1999

Valores de costes unitarios (cent €/afio)

Costes de gestion comercial por atencién a 1998 1999 2000 2001 2002
lconsumidores gue adguieren sy energiag atarifas Rropuesta RD |
1,026 1,027 1,023
Actualizador (1,020 - —_ > 1+
——>
Coste unitario anual por contrato de suministro o péliza de abono (Cent€) 962 980 1.005 1.032 1.055
Coste unitario anual por kW contratado a tarifa en alta tensién (Cent€) 186 189 194 199 204
Coste unitario anual por recibo emitido por suministro (Cent€) 71 72 74 76 77
Costes de gestion comercial por consumidores 1998 1999 2000 2001 2001
que adquieren su energia mediante contrato como consumidor cualificado propuesta RD
1,026 1,027 1,023
Actualizador |1,020 ] . .
Coste unitario anual por contrato de peajes o tarifas de acceso (Cent€) 481 490 503 517 528
0 0 0 0
Coste unitario anual por recibo emitido por peaje o tarifa de acceso (Cent€) 71 72 74 76 77

4.4.2 Evolucion del Coste de gestion comercial con cargo a la tarifa eléctrica

Los Reales Decretos que establecen las tarifas eléctricas para 1998, 1999, 2000 y
2001 (R.D. 2016/1997, R.D. 2821/1998, R.D. 2066/1999 y R.D. 3490/2000,

respectivamente) determinan los costes reconocidos destinados a la retribucién

de la gestibn comercial realizada por las empresas distribuidoras.

Estos

ascienden a 421.766 miles de euros para 1998, 235.999 miles de euros para
1999, 244.371 miles de euros para 2000 y 250.850 miles de euros para el 2001.
Anédlogamente, la propuesta de Real Decreto de tarifa eléctrica para 2002 fija en

255.869 miles de euros el coste reconocido a esta actividad para dicho afio.
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Evolucién de la retribucién de los costes de gestion comercial
(excluyendo gestidn de la demanda)

TA (*

39.627 MPTA 40.660 MPTA

38.846 MPTA

1.998 1.999 2.000 2.001 2.002

(*) Trasvase de fondos desde retribucion de gestion comercial hacia la retribucion de la distribucion

(**) Incorporando el efecto de otros distribuidores no sujetos al R.D. 1538/1987 con anterioridad al 31 de
Diciembre de 1.997

Evolucidn de la retribucidn de los costes de gestion comercial
(excluyendo gestion de la demanda)(miles de euros)

421.766

2,0% 255.869 (**)

235.999 244.371 250.850

1.998 1.999 2.000 2.001 2.002

(*) Trasvase de fondos desde retribucion de gestion comercial hacia la retribucion de la distribucion

(**) Incorporando el efecto de otros distribuidores no sujetos al R.D. 1538/1987 con anterioridad al 31 de
Diciembre de 1.997
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Respecto a la determinacion del coste de gestion comercial con cargo a la tarifa
eléctrica de estos afios hay que hacer dos observaciones citadas en anteriores
Informes de la CNE. El primer comentario se deriva de la aplicacion de la formula
de actualizacion empleada para calcular la retribucién de la gestion comercial de

los distribuidores.

La aplicacion automatica del mecanismo de actualizacion definido en el articulo
20 del Real Decreto 2819/1998, supone que el coste de gestion comercial
imputable a la tarifa se incrementa cada afio, sin tener en cuenta el efecto, tal y
como se ha indicado al hablar de los costes unitarios, de que parte de este coste
deja de ser regulado. En definitiva, no considerar, antes de aplicar el mecanismo
de actualizacién, que aquellos clientes que acudan al mercado haran incurrir a los
distribuidores en unos supuestos menores costes de gestion comercial, puede
suponer una sobrevaloracion del importe total de los costes reconocidos a esta

actividad.

El segundo comentario se debe al trasvase de fondos realizado en 1999 desde la
actividad de comercializacion hacia la de distribucion de 188.297 miles de euros.
Dicho trasvase podria estar retribuyendo actividades de gestibn comercial que
deben realizar los distribuidores independientemente de si sus clientes estan
acogidos a tarifas integrales o de acceso. Una vez mas hay que sefialar que a
pesar de que este trasvase fue consolidado en la tarifa de 1999, por el momento

no se dispone de informacién alguna que lo justifique.

Por lo anterior, se incide nuevamente en la necesidad de analizar de una manera
pormenorizada las diferentes partidas de costes en los que incurren las empresas
distribuidoras en el ejercicio de la actividad de gestion comercial, diferenciando

ésta entre los consumidores a tarifa y los consumidores a mercado.
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4.4.3 Coste de gestion comercial para el 2002

El articulo 1 punto 4 de la propuesta de Real Decreto por el que se establece la
tarifa eléctrica para el afio 2002 establece que los costes reconocidos destinados
a la retribucion de la comercializacion realizada por las empresas distribuidoras
ascienden a 255.869 miles de euros, considerando el coste de comercializacion
de otros distribuidores no sujetos al Real Decreto 1538/1987, de 11 de diciembre,
con anterioridad al 31 de diciembre de 1997. Respecto a este coste reconocido
con cargo a la tarifa 2002, la CNE considera necesario hacer los siguientes

comentarios.

Si, al igual que en las propuestas tarifarias de los tres ultimos afios, se aplica al
coste de gestién comercial del afio precedente la formula de actualizacién de la
retribucion de la actividad de distribucion, considerando un incremento de la
demanda del 4,2 %, el coste que se obtendria como retribucion de la gestion
comercial para el afio 2002 asciende a 256.554 miles de euros, segun puede

verse en el cuadro siguiente.

Coste de Gestién Comercial (MPTA) Afio 2002

Retribucion 2001 41.738
IPC 2,0%
Crecimiento Demanda 4,2 %
Fe 30 %
Actualizador 1,022726
Retribucién 2002 42.687

82



Coste de Gestién Comercial (miles de euros) Afio 2002

Retribucion 2001 250.850
IPC 2,0%
Crecimiento Demanda 42 %
Fe 30%
Actualizador 1,022726
Retribucion 2002 256.554

Al igual que se ha argumentado sobre la retribucion de la actividad de distribucion,
la diferencia entre la cantidad recogida en la propuesta de Real Decreto que se
informa y la obtenida por esta Comision, 685 miles de euros, es debido a la

diferencia de la prevision de la demanda prevista en cada uno de los escenarios.

En la informacién aportada por el Ministerio junto con la propuesta de Real
Decreto se presenta un cuadro de costes a recuperar con cargo a peajes. En
dicho cuadro se incluye como partida a recuperar en concepto de gestion
comercial, la totalidad de la retribucion de la actividad de gestion comercial, es
decir, 255.869 miles de euros, lo cual, en aplicacion del articulo 2 del RD
1164/2001, no es correcto.

El coste de gestiobn comercial depende de forma crucial del nimero de clientes vy,
en el caso de clientes a tarifa, también depende de la potencia contratada en alta
tension. El calendario de elegibilidad actual, por aplicacion del articulo 6.Uno del
Real Decreto-Ley 6/1999, establece que desde el 1 de plio de 2000 todos los
consumidores de alta tension pueden ir al mercado. En el limite si todos los
consumidores elegibles permanecieran en tarifa integral, coincidiria el coste de

gestion comercial con la cuantia asignada en la propuesta de tarifa 2002. Cabe
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destacar que el peso fundamental del coste de gestion comercial se debe a los
clientes de baja tension (cerca de 21 millones de clientes), los cuales no seran
elegibles hasta el 2003 de acuerdo con el articulo 19.Uno del Real Decreto-Ley
6/2000. Mas aun, en dicha fecha, a pesar de que la elegibilidad sea plena, habra
qgue estimar el coste de gestion comercial con cargo a los que permanezcan en

tarifa y los que acuden al mercado.

4.4.4 Gestion de la demanda

Con su Libro Verde “Hacia una estrategia europea de seguridad del
abastecimiento energético” la Comision Europea ha abierto un debate sobre la
seguridad y sostenibilidad del abastecimiento energético. En la proxima década
deben tomarse en Europa decisiones muy relevantes en materia energética, que
condicionaran el futuro por muchos afos. El Libro Verde examina separadamente
las dos caras de la moneda en el abastecimiento energético: suministro y
consumo. Ambas han de formar parte de la politica energética comudn

encaminada al abastecimiento y consumo energético sostenible.

Sin embargo es en la faceta del consumo, -el control de la demanda de energia-,
donde el Libro Verde juzga que existe un mayor potencial para establecer una
estrategia eficaz de actuacion. Para ello recomienda varias actuaciones, entre las
que destacan la profundizacion en los procesos de liberalizacion —para hacer
llegar al consumidor la sefal de precio-, el establecimiento de mecanismos que
aseguren que estos precios reflejan los costes reales, y que se promueva el
ahorro energético. Asimismo, el libro sugiere la intensificacion de esfuerzos en
dos sectores con un fuerte impacto y un gran potencial de mejora: el cambio en

los modos de transporte y el ahorro energético en los edificios.

Partiendo de las anteriores consideraciones, se deduce que la mejor gestion de la

demanda es la que lleva la sefial de precio al consumidor. En Espafia, con el
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establecimiento de la elegibilidad total el 1 de enero del afio 2003, se habra dado
un gran paso hacia el objetivo de acercar informacion sobre los precios reales al

consumidor final.

No obstante lo anterior, la demanda de electricidad resulta inelastica al precio,
sobretodo en sectores como el domestico o el de servicios. En estos casos, de
acuerdo con el andlisis de los resultados de 1998 efectuados por la Comision
durante el aflo 2001, se justifican claramente la adopcién de programas de
gestion de la demanda eléctrica, con el fin de incentivar la penetracion en el
mercado de nuevas tecnologias de consumo eficiente, como las lamparas de bajo
consumo, los electrodomésticos de clase A o las bombas de calor, asi como la
realizacion de campafias de formacion y concienciacion sobre el ahorro

energético.

En nuestro pais, se fijaron dotaciones destinadas a los programas de gestion de
la demanda en los Reales Decretos de tarifas en los afios 1995, 1997 y 1998.

La experiencia fue positiva, ya que en determinadas actuaciones se consiguen
unos ahorros energéticos que amortizan los incentivos en uno o dos afios. Y ello,
a pesar de las enormes deficiencias regulatorias que tenian los procedimientos
administrativos de asignaciébn, ya que no empleaban mecanismos
concurrenciales, con tiempos de promocidn muy escasos y en periodos poco

propicios para el ahorro (generalmente coincidentes con la camparfa de Navidad).

Sin embargo el mayor problema observado ha sido la discontinuidad en el
establecimiento de las dotaciones y la ausencia de unas lineas de promocion

trasparentes y claras.
La Comision entiende que seria deseable, desde el punto de vista de la eficiencia

energeética, la seguridad en el abastecimiento y de la proteccion medioambiental

la adopcion de una politica estable y continua de gestion de la demanda eléctrica.
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El propio Plan de Fomento de las Energias Renovables considera la necesidad de
actuar sobre la demanda para poder alcanzar en 2010 el objetivo de que este tipo
de energia cubra al menos el 12 por 100 del total de la demanda energética en

Espafia.

En cuanto a las referencias internacionales, podemos encontrar ejemplos Utiles
ya gue son varios los paises en los que se ha tratado de influir sobre la demanda

de energia eléctrica dentro del marco de la liberalizacion energética.

Para ello, se han desarrollado e implementado diversos sistemas, como los de
informar al consumidor sobre d mix de generacién y emisiones asociadas a la
energia que consume o respecto a sus habitos de consumo, o sistemas basados
en proporcionar ayuda financiera para la adquisicién de equipos mas eficientes en
forma de créditos, descuentos en la facturacion o pagos directos. De la misma
forma existen acuerdos voluntarios entre consumidores y distribuidores,

programas de control de carga en periodos de punta, etc.

La Comision considera importante introducir una dotacion en la tarifa que se
destine a la incentivacion de estos programas, acompafnada de una mejora en los
mecanismos de asignacion de los incentivos de forma que puedan concurrir a

ellos tanto distribuidores como comercializadores.

45 Costes permanentes del sistema

451 Costes eingresos de Extrapeninsulares

La propuesta de RD por la que se establece la tarifa eléctrica para el afio 2002
determina unas cuotas del 1,601 % y del 3,892 % sobre la facturacion a tarifa

integral y a tarifa de acceso (peajes), respectivamente, como “compensacion
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extrapeninsular”. Si se toman los ingresos previstos en el afio 2002 de la
informacién adicional suministrada, resultan 33.480 MPTA por este concepto, de
los cuales, 31.718 MPTA corresponden a la propia compensacion de costes, y
1.762 MPTA como compensacion por pérdida de ingresos de clientes
cualificados. En el afio 2001, las cuotas establecidas fueron del 1% de la tarifa
integral y del 2,889% a tarifa de acceso, para atender una compensacion prevista
de 21.600 MPTA.

En estos momentos, cuatro afios después desde la entrada en vigor de la Ley del
Sector Eléctrico, no se dispone aun de marco regulatorio especifico de las
actividades eléctricas que se desarrollan en los sistemas insulares vy

extrapeninsulares tal como contempla la propia Ley.

La Comisidn debe reiterar nuevamente que considera urgente el desarrollo
normativo de la Ley del sector para los sistemas insulares y extrapeninsulares,
con el fin de paliar la inseguridad regulatoria actual, la discriminacion de empresas
y consumidores insulares y para evitar las distorsiones entre las cantidades
presupuestadas en las tarifas anuales y los importes que finalmente resulten para
la compensacion extrapeninsular. Al prolongarse esta situacion en el tiempo (ya

mas de cuatro afios) se pueden incrementar estas distorsiones.

La CNE ha realizado diversos analisis sobre el soporte juridico de la regulacion
que debe aplicarse en la determinacibn de la compensacion definitiva
extrapeninsular, en ausencia de desarrollo de la Ley. A estos efectos ha
elaborado un informe, remitido a la Direccion de Politica Energética y Minas, en el
gue pone de manifiesto la existencia de dos posibles interpretaciones juridicas en
relacion con el tratamiento de los sobrecostes extrapeninsulares, durante el
periodo en que, vigente ya la Ley 54/1997, del Sector Eléctrico, y pendiente de
desarrollo reglamentario el articulo 12 de la mencionada Ley, han estado

recaudandose de los consumidores, conforme a los sucesivos Decretos de Tarifas
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para 1998,1999 2000 y 2001, unos porcentajes de la facturacion para atender al
destino especifico “Compensacion extrapeninsulares”, y, por otra parte, han
estado desarrollandose en los territorios extrapeninsulares las actividades de

produccion transporte y distribucion con un determinado coste.

La cuestidon central, en torno a la cual surgen las dudas interpretativas, no es la de
si ha lugar o no la retribucion de los sobrecostes extrapeninsulares, sino la
cuestion concreta de cual es la cuantia a reconocer por dicho concepto, y mas en
concreto aun, si es posible determinar esa cuantia tomando como referencia
normativa la Orden de 20 de junio de 1986, anterior a la entrada en vigor de la

Ley del Sector Eléctrico, y cuya vigencia y aplicabilidad puede ser cuestionada.

La Orden de 20 de junio de 1986, emitida en el marco juridico global denominado
“Marco Estable”, al que luego hubo de adaptarse como consecuencia de la
aplicacion en el ambito peninsular del RD 1.538/1987, de 11 de diciembre, sobre
determinacion de la tarifa de las empresas gestoras del servicio, determinaba los
sobrecostes compensables a partir de la comparacion sucesiva de los costes
estandares de generacion y transporte en territorios extrapeninsulares y los
costes estandares peninsulares por los mismos conceptos globales, y de los

costes de mercado.

En primer lugar, cabe afirmar que existen en todo caso dificultades para la
aplicacion de la Orden en este momento, como consecuencia de que no se ha
emitido desde 1997 ninguna de las Resoluciones de la Direccion General de
Energia (hoy Direccién General de Politica Energética y Minas) que concretaban

para cada ejercicio determinados parametros y tasas de retribucion.

En segundo lugar, se plantean dificultades respecto a su aplicacién practica al
intervenir en la compensacion la diferencia de costes de generacion

extrapeninsulares y peninsulares, cuando a partir de 1998 el marco regulatorio
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Unicamente considera en la peninsula precios, en lugar de costes. Es por esto,
gue la Comision en el informe de tarifas de 2000 propuso alternativamente
determinar la compensacion como diferencia entre costes e ingresos circunscritos
al ambito peninsular. Sin embargo, en el supuesto de considerar vigente la Orden
de 1986, esta adaptacion puede presentar problemas juridicos derivados de

realizar una interpretacion amplia de la misma.

En tercer lugar, se plantea la vigencia de la Orden de 1986 sobre la base de lo
establecido en las Disposiciones Derogatoria Unica y Transitoria Primera de la
Ley 5/1997, al existir dudas sobre si ésta es opuesta a la Ley, o si, por el
contrario, es compatible con ella. En el primer caso, habria de entenderse
derogada y no aplicable, por efecto de la Clausula derogatoria general contenida
en la Disposicion Derogatoria Unica de la Ley, y con arreglo a lo establecido en el
articulo 2.2 del Cadigo Civil. En el segundo caso, y conforme asimismo al articulo
2.2 del Cddigo Civil, si la Orden de 20 de junio de 1986 fuera compatible con la
Ley 54 /1997, habria de ser aplicada, por dificultoso que fuera el ajuste, y
teniendo en cuenta lo establecido en el articulo 89.4 de la Ley 30/1992 que obliga
a la Administracion a resolver, sin que la misma pueda abstenerse de hacerlo, por

“silencio, oscuridad o insuficiencia de los preceptos legales aplicables al caso”.

La CNE, en las conclusiones de su informe y a la vista de la trascendencia que
conlleva el resultado de la vigencia 0 no de la Orden Ministerial de 1986,
considera preciso que se someta esta cuestion al dictamen de los 6rganos
consultivos que especificamente tienen atribuida esta funcion en nuestra

legislacion.

En la propuesta de Real Decreto que se informa se determina la compensacion
como diferencia entre los costes e ingresos del ambito extrapeninsular. Para los
costes de generacion, se emplean nuevos criterios basados en los valores que

figuran en las auditorias de 2000, lo que se aparta de los mecanismos de
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determinacion de los costes estandares empleados en la determinacion de la

compensacion del afio 1997 y anteriores.

La Comision ha realizado diversas estimaciones sobre el valor de la
compensacion, aunque todas ellas adolecen de un soporte juridico claro y
definido. Estas estimaciones estarian entre las de la propuesta de Real Decreto
de tarifa 2002 y la calculada por ENDESA.

Asimismo, y al igual que el afio anterior, se ha de sefalar la posible
improcedencia de la disposicion adicional segunda de la propuesta al sefialar que
la cuantia de la compensacion prevista para el afio 2001 es provisional, en tanto
no sea desarrollada la Ley, ya que ésta debe tener siempre este caracter,
independientemente que se considere 0 no vigente la Orden de 1986, puesto que
de acuerdo con su articulo 12 se han de considerar los costes especificos de
estos sistemas, que contemplan los costes de combustible, los de operacion y
mantenimiento, los de inversion y los de la necesaria reserva de capacidad de
generacion, y que en un analisis de prevision ex-ante, no es posible determinarlos

con certeza.

Por todo ello, la Comisién considera urgente el desarrollo normativo de la Ley del
Sector Eléctrico para los sistemas insulares y extrapeninsulares, con el fin de
paliar la inseguridad regulatoria actual, la discriminacion de empresas Yy
consumidores insulares y para evitar posibles insuficiencias de retribucion

presupuestadas en las tarifas.
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4.5.2 Operador del Sistema

Retribucién

Esta Comision considera importante preservar la independencia del Operador del
Sistema, responsable de la gestion técnica del sistema y del transporte. La
propuesta del Ministerio de Economia prevé retribuir al Operador del Sistema con
1.700 millones.

REE ha solicitado, como retribucién a la actividad de Operacion del Sistema,
4.174 MPTA. Esta Comisibn considera que para que REE obtenga una
retribucion adecuada como empresa regulada, dicho valor deberia ser 2.250
MPTA.

Ademas, la CNE considera que la retribucion del Operador del Sistema deberia
concretarse con mucha mayor exactitud mediante el desarrollo de una formula de
retribucién que, al tiempo de dotar de predecibilidad a los ingresos del citado
Operador, permitiese ir introduciendo incentivos a la actuacion eficiente del mismo

(por ejemplo, en la gestién de restricciones o en la prevision de la demanda).

Comentarios al articulo 6 de la propuesta de Real Decreto

La Comision Nacional de Energia, como ya indicara en su informe a la tarifa de
2001, considera que se ha de establecer unos precios para las actuaciones
relativas a los puntos de medida tipos 1 y 2 definidas en el Reglamento de Puntos
de Medida, y que esto es mejor que incluir los costes derivados de estas

actuaciones enlos de la Operacion del Sistema.

No obstante, si bien no se ha publicado, existe un borrador de Real Decreto de

Puntos de Medida elaborado por el Ministerio e informado por esta Comision que
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viene a diferenciar claramente las actuaciones que se realizan con clientes, de
aquellas que se realizan con el resto de los agentes. Esto resulta razonable ya
gue, tanto el tamafio y nimero de los puntos de medida, el hecho de que puede
suponer una barrera de entrada al mercado liberalizado y la existencia de unas
tarifas de acceso a las redes, aconsejan diferenciar el tratamiento a dar a los

consumidores cualificados.

Por ello, se considera que unos precios maximos como los propuestos en el
Anexo VI de la propuesta de Real Decreto que se informa, resultan excesivos y no
deben bajo ningun concepto aplicarse a los consumidores, sobre todo si se tiene
en cuenta que todos los consumidores, en tanto no se modifique el R.D. de
Puntos de Medida, son como minimo del tipo 2. En todo caso se podrian
establecer dichos precios maximos para las actuaciones que se lleven a cabo en

las fronteras de generacion, transporte y distribucion.

Por tanto, se considera necesario que el OS presente anualmente a esta
Comision los estados contables de las operaciones correspondientes a las
actuaciones derivadas del Reglamento de Puntos de Medida y sus ITC.

45.3 Retribucion del Operador del Mercado

La Compaiia Operadora del Mercado Espafiol de Electricidad (OMEL) percibe
unos ingresos por el desarrollo de la actividad de Operacion del Mercado. Dichos
ingresos se determinan como unos porcentajes aplicables sobre la facturacion del
sector eléctrico por el suministro efectivo de energia eléctrica y los peajes. Dichos

porcentajes son fijados anualmente por el Ministerio de Economia.
Debe tenerse en cuenta que OMEL ofrece servicios de consultoria tanto en

Espafia como en el extranjero. Estos servicios consisten tanto en la organizacion

de cursos como servicios de asesoramiento. También es posible que el OMEL
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utilice la experiencia acumulada en el mercado espafiol y realice actividades de
consultoria, dimensionando su plantilla, para asi dedicarla a una actividad no

regulada.

La propuesta del Ministerio de Economia es retribuir al Operador del Mercado con
1.700 millones. Sin embargo, la propia OMEL solicit6 1.531 MPTA como
retribucién propia, por lo que esta Comision considera que esta debe ser la
retribucion considerada en el Real Decreto de Tarifas. Ademas, esta Comision
considera que esta cifra deberia concretarse en el futuro con mucha mayor
exactitud mediante el desarrollo de una férmula de retribucién que, al tiempo de
dotar de predecibilidad los ingresos del citado Operador, permita ir introduciendo

incentivos a la actuacion eficiente del mismo.

Finalmente, y en linea con comentarios y propuestas presentados por el OMEL,
esta Comision considera interesante analizar la posible implantacién gradual de
un mecanismo mediante el cual el OMEL pueda obtener parte de sus ingresos de
las aportaciones de los agentes que operan en el mercado de produccion de

energia eléctrica.

4.6 Costes de Transicion ala Competencia

4.6.1 Stock de carbén autéctono.

El RD 2017/1997, de 26 de diciembre, organiza y regula el procedimiento de
liquidacion de los costes de transporte, distribucion y comercializacion a tarifa, de
los costes permanentes del sistema y de los costes de diversificacion y seguridad
de abastecimiento. En su articulo 9 establece los costes de transicion a la
competencia de acuerdo con la DT 62 de la Ley 54/97, y en su articulo 13
establece dentro de los anteriores, el importe “maximo” de la asignacion por

compensacion del stock de carb6on autdoctono a 31 de diciembre de 1997 en
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40.911 MPTA. Por ultimo, el articulo 14 del mencionado RD 2017 establece que
los componentes del importe base global maximo de costes de transicion a la
competencia a 31 de diciembre de cada afio, entre los que se encuentra la
compensacion descrita, debe ser actualizado con el tipo de interés resultante de
la media anual del MIBOR a tres meses o tipo de interés que lo sustituya.

Con fecha 19 de octubre de 1998 el Ministerio de Industria y Energia dicta una
Orden Ministerial, por la que se regulan las ayudas destinadas a la financiacion de
existencias de carbon en centrales térmicas, que establece en su anexo Il las
existencias de carbon autoctono CECA, por centrales, a 31 de diciembre de 1997.

Asimismo, en el mismo anexo, se establece el valor de dicho stock.

La Memoria Econdmica del Proyecto de Ley del Sector Eléctrico, establece la
metodologia para la determinacion del sobrecoste del carbén almacenado al inicio
del nuevo marco regulatorio, como diferencia entre el precio del carbén nacional
para cada central y el precio del carbén de importacion situado en cada central
(restandole el transporte) por las toneladas existentes en el parque a 31 de
diciembre de 1997.

En la Resolucion de la Secretaria de Estado de la Energia y Recursos Minerales
de 20 de noviembre de 1997, se establecen los parametros Ao y Bo para la
determinaciéon del precio del carbén nacional situado en cada central. Asimismo,
en su Anexo se expresa el precio CIF del carbon importado y el precio medio de
este carbén en central térmica. Al deducir de este precio medio el coste también
medio de transporte, se obtiene el precio del carb6on de importacion de
comparacion: 1,121 PTA/th PCI.

En base a estas disposiciones se puede determinar el sobrecoste del carbon

autoctono almacenado a 31.12.97, segun los valores del cuadro siguiente:
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EXISTENCIAS Y SOBRECOSTE DEL CARBON AUTOCTONOC EN LAS CENTRALES TERMICAS ESPANOLAS

CENTRAL CARBON PCI 97 Existencias 31/XI11/97 Precio C. I. Sobrecoste
te/t kt mPTA PTAte PTAMe mPTA
Abofio H+4 5.156 254 1.736 1,323 1121 265
Lada H+4 5.193 314 22497 1,408 1,121 465
Soto Ribera H+4 45972 323 2,260 1,408 1121 460
Narcea H+4 5.245 34 2562 1,433 1,121 558
Anllares H+4 4 8595 E35 £.485 1535 1,121 1.724
Compostilla H+4 4.830 1.055 g.114 1,592 1,121 2.402
La Robla H+4 5.484 420 3617 1527 1,121 936
Velilla del Rio Carrign H+4 4852 228 1.875 1,650 1121 01
Puertollano H+4 4.344 145 1.202 1,330 1,121 489
Puente Nuevo H+4 3678 303 1.94 1732 1121 520
Serchs LK 2827 1 447 1,740 112 160
Escatrén LI 3.884 431 277 1,660 1121 a03
Teruel LK 3.207 1.0589 5640 1572 112 1.691
Escucha LI 3.348 293 1.937 1,944 1121 g20
Puentes LF 1.745 183 587 1,333 1121 228
Meirama LP 1.8086 - - 1121
TOTAL | | | | 3.754 | | 6.171 42.280 1,825 | | 1,121 | | 12.296 |

Dado que el periodo de recuperacion de los costes de transicion a la competencia
se ha extendido hasta el 2010, la Comision considera que se deberia utilizar este
horizonte para determinar el coste a imputar en la tarifa de 2002 por este

concepto.

Por tanto, en base a lo anterior, la CNE considera apropiado fijar para 2002 el
coste de 339 MPTA recogido en la propuesta de Real Decreto, ya que es el que

corresponde con estos criterios, de acuerdo con el resultado del cuadro siguiente.

DISTRIBUCION DEL SOBRECOSTE DEL STOCK DE CARBON AUTOCTONO A 31.12.97

MAXIMO
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 TOTAL | CIC'S

Tasamonetaria (%) 425%  2,94% 4,38%  425% 350%  350%  350% 350% 3,50% 350% 3,50% 3,50% 350%
Tasamonetariaacum.(%) 4,25%  7,31% 12,02% 16,78% 20,86%  25,09%  29,47% 34,00% 38,69% 43,55% 48,57% 53,77% 59,15%
Importe Stock PTA corrientes (10 afios) 4.091 4.091 1163 1.163 509 527 545 564 584 604 13.840| 58.727
Importe Stock PTA constantes (10 afios) 3.924 3812 1.038 996 421 421 421 421 421 421 12.296| 40.911
Importe Stock PTA corrientes (13 afios) 4091 4091 1163 1163 339 351 363 376 389 403 417 431 447) 14.024] 65.111
Importe Stock PTA constantes (13 afios) 3924 3812 1038 996 281 281 281 281 281 281 281 281 281 12.206] 40.911
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46.2 Primadel carbén autéctono

La DT 42 de la Ley 54/1997, de 27 de noviembre, del Sector Eléctrico, otorga al
Gobierno la posibilidad de establecer incentivos al consumo de carbon autoctono,
para las cantidades fijadas por el Ministerio. “Dichos incentivos incorporaran, en
Su caso, una prima maxima promedio equivalente a una peseta por kWh para
aquellos grupos de produccién y en la medida en que hayan efectivamente
consumido carbon autéctono, y por la cuantia equivalente a su consumo
Unicamente de carbon autéctono”.

El RD 2017/1997, de 26 de diciembre, organiza y regula el procedimiento de
liquidacién de los costes de transporte, distribucion y comercializacion a tarifa, de
los costes permanentes del sistema y de los costes de diversificacion y seguridad
de abastecimiento. En su articulo 9 establece los costes de transicion a la
competencia de acuerdo con la DT 62 de la Ley 54/97, y en su articulo 13 se
establece dentro de los anteriores, el importe “maximo” de la asignacién por
consumo de carbon autoctono en 254.365 MPTA. Por ultimo, el articulo 14 del
mencionado RD 2017 establece que los componentes del importe base global
méaximo de costes de transicion a la competencia a 31 de diciembre de cada afio,
entre los que se encuentra la prima, deben ser actualizado con el tipo de interés
resultante de la media anual del MIBOR a tres meses o tipo de interés que lo

sustituya.

La DA 12 del RD 2820/1998, de 23 de diciembre, por el que se establecen las
tarifas de acceso a las redes, modifico la prima al consumo de carbén autéctono,
para el ejercicio de 1998 que fue establecida en el RD 2017/97. Ademas, en la DA
22 del citado RD 2820/1998 se regulé una nueva forma de devengar prima,

estableciendo que las centrales que estuvieran en los cinco primeros afios de vida
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atil podran percibir la prima aplicada sobre la produccidon equivalente a “la

adquisicién“ del carbén autoctono, y no a su consumo efectivo.

Con fecha 26 de noviembre de 2001 el Ministerio de Industria y Energia dicté una
Orden Ministerial, por la que se establecia para 2001 la prima al consumo de

carbon autoctono.

La CNE con fecha 29 de mayo de 2001 informd la propuesta de Orden Ministerial
anterior, sefialando que dentro de las posibilidades de desarrollo que ofrece la DT
42 de la Ley 54/97 al establecer una prima maxima promedio equivalente a una
peseta por kWh, se ha adoptado hasta la fecha la solucion de computar dicho
promedio para el conjunto de centrales durante el periodo multianual de 8 afios

del Plan de la Mineria.

En la documentacion que se acompafia a la propuesta de RD se establece un
coste en concepto de prima al carb6én autdctono para el afio 2002 de 38.174
MPTA que resulta de considerar las primas de 2001, reducidas en un 4%. En
dicha informacién no se indican las cantidades de carbén CECA méximas
consideradas para el afilo 2002, aunque hay que entender, siguiendo los criterios
de los afos anteriores, que corresponden a las cantidades que figuran en

contratos de suministro a largo plazo.

No obstante, esta Comision considera que si se quiere cumplir la DT 42 de la Ley
54/97 y otorgar 1 PTA/Wh a la produccion con carbdn autéctono durante el
periodo de vigencia del Plan de la Mineria, se deberia reducir el nivel de las
primas en el afio 2002. La Comision, en linea con lo manifestado en su referido

informe de 29 de mayo de 2001, entiende que la prima promedio a aplicar durante

97



el aflo 2002 deberia de estar proxima a 1 PTA/kWh, con lo que se obtendria un
importe inferior a los 38.174 MPTA presupuestadas en la tarifa de 2002.
Considerando este Ultimo importe, la prima promedio acumulada durante el
periodo 1998 — 2002 ascenderia a 1,12 PTA/kWh, en pesetas constantes de
1997, superior a 1 PTA/kWh establecida en la Ley. Si se mantiene esta prevision,
es necesario, pues, reducir las primas en afios sucesivos para no sobrepasar al
final del periodo del Plan el limite de 1 PTA/KWh.

Por otra parte, como resultado de la aplicacion del Real Decreto de liquidaciones
de actividades y coste regulados (RD 2017/1997) y la Resolucion de 13 de marzo
de 2001 de la Direccion General de Politica Energética y Minas por la que se
establece la prioridad del cobro de la prima al consumo de carbon autoctono del
primer semestre del afio 2000 sobre las asignaciones general y especifica de la
retribucion fija de 2001, hasta la liquidacién nimero 10 de 2001 Unicamente se
han pagado 5.264 MPTA de los 20.529 MPTA devengados y no cobrados en el
afio 2000. La Comisidén prevé que en la liquidacién anual de 2001 no quede
remanente para poder pagar estos 20.529 MPTA, por lo que sera preciso que se
abone este importe con cargo a los CTC’s presupuestados en 2002. Para ello, se
ha de entender que este importe se contempla en el concepto “resto de CTC’s por
diferencias” presupuestado en la tarifa de 2002 y sera preciso que la citada
Direccion General emita la correspondiente Resolucion para poder hacer efectivo
el pago durante 2002.

Asimismo, en la documentacion que acompafa la propuesta de RD que se
informa se incluye una partida de menos 2.902 MPTA en aplicacion de la Decision
de 25 de julio de 2001 de autorizacion de los CTC’s por parte de la UE, en
concepto de primer pago (de los cuatro previstos) por devolucion de la parte de la
prima de los afios 1998 y 1999 correspondiente al exceso sobre el umbral del 15

% de energia primaria necesaria para producir electricidad, como consecuencia
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de haberse primado en dichos afios una cantidad de energia autéctona superior a
dicho umbral, todo ello de acuerdo con establecido en la Directiva 96/92/CE.
Ademas, en dicha propuesta de RD también se detraen de la partida de costes de
transicion a la competencia 14.611 MPTA, en concepto de descuento a imputar a
la energia importada de paises de la UE en afios anteriores, también como

consecuencia de aplicar la anterior Decision de 25 de julio de 2001.

La Comision considera correctas estas aplicaciones, pero los valores indicados
difieren de los calculados por la misma, de acuerdo con lo indicado en el Anexo |,
sefialando al mismo tiempo la necesidad de regular los criterios y la forma en que
se deben detraer estos importes de los agentes que en su momento los cobraron

y, en el segundo caso, el mecanismo de devolucion a los consumidores.

4.6.3 CTC’'s por diferencias

Como ya se ha indicado, se deberia interpretar que en la partida de 59.838 MPTA
recogida en la informacién complementaria aportada por el Ministerio como parte
del calculo de los Costes Permanentes previstos, denominada “Resto Costes de
Transicion a la Competencia por diferencias” se encuentran los 20.529 MPTA
correspondientes a la prima al carbdon autéctono de 2000 devengada y no

cobrada.

Asimismo, sera preciso regular el mecanismo de recuperacion de los generadores
y de devolucion a los consumidores del mencionado descuento de 14.611 MPTA,
por la energia importada de paises de la UE, también como consecuencia de

aplicar la Decision de 25 de julio de 2001.
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Por otra parte, la supresion de la cuota de CTC’s ha tenido una incidencia en
relacién con los peajes que aplican los distribuidores acogidos a la D.T. 11 de la
Ley 54/1997. De acuerdo con el contenido del punto 4 del articulo primero de la
Ley 9/2001 de 4 de junio, los costes que se deriven de la retribucion fija seran
repercutidos a todos los consumidores de energia eléctrica como costes
permanentes del sistema. Este precepto no se ha cumplido a partir de febrero de
2001 en el caso de los peajes cobrados por las distribuidoras acogidas a la D.T.
112 de la Ley 54/1997, ya que han contribuido a aumentar el margen del

distribuidor, sin destinar cantidad alguna a CTC’s.

En el anexo Il a este informe se adjuntan unos comentarios y propuestas de
actuacion acerca de la supresion de la cuota de los CTC’s y su repercusion en las
tarifas de acceso de 2001. Dichos comentarios fueron remitidos por la Comision a

la Direccion General de Politica Energética y Minas en julio de 2001.

4.7 Costes de Diversificacion y sequridad de abastecimiento

4.7.1 Compensaciones a los pequeios distribuidores por interrumpibilidad,
réegimen especial y pérdida de ingresos por consumidores cualificados

conectados a sus redes.

En el afio 2002 habra que compensar a los distribuidores no acogidos al Real
Decreto 1538/1987 por los descuentos por interrrumpibilidad de sus clientes, por
sus compras al régimen especial y por la pérdida de ingresos derivada de que
ciertos consumidores cualificados hayan adquirido en el pasado energia en el

mercado o la adquieran durante el 2002.
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Con la informacion disponible actualmente en la Comisién, considerando el saldo
de recaudacién previsto en 2001, es posible hacer una estimaciéon de las
necesidades para el afio 2002 previstas en concepto de compensaciones a los
pequefnos distribuidores. El resultado de esta estimacion es el siguiente: por
interrumpibilidad 500 MPTA, por régimen especial, 950 MPTA y por pérdida de
ingresos por consumidores cualificados conectados a sus redes 1.300 MPTA.
Todo ello supone 2.750 MPTA, cifra muy similar a la prevista en la propuesta que

se informa.

Se ha de sefialar que aun esta pendiente la aprobacién de la regulacion de la
compensacion por pérdida de ingresos por consumidores cualificados. El consejo
de Administracién de la CNE aprobo con fecha 24 de julio de 2001 una propuesta
de Resolucion a estos efectos, que fue remitida a la Direccidbn General de Politica

Energética y Minas.

Por otro lado, el Real Decreto 2819/1998, en su Disposicién Adicional Segunda
apartado primero, establece que estas empresas distribuidoras podran solicitar su
inclusion en el régimen econdémico general. Asi mismo, la Disposicion Adicional
Segunda apartado segundo, del mencionado Real Decreto 2819/1998, sefala que
para aquellas empresas que bien de forma voluntaria, bien por obligacién legal, al
haber sobrepasado el crecimiento fijado como vegetativo, adquieran parte de la
energia como sujetos cualificados en el mercado de produccion, se fijara la
retribucion inicial correspondiente a esa parte de la energia que adquieran como

sujetos cualificados.

En opinion de la Comisidén parece interesante considerar la posibilidad de incluir
en el futuro el margen de este colectivo en la partida de costes de distribucion de

la tarifa. La inclusiébn del margen llevara asociado un aumento de la partida de
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costes de distribucion y un aumento de la facturacion, al ser aportados los
ingresos de los pequeios distribuidores al conjunto del sistema (descontados los

ingresos que se obtendrian de la tarifa D).

Esto supondria incluir a todos los pequefios distribuidores en la bolsa de
retribucién de la distribucion y que se les liquide como a los distribuidores del
régimen general. Esta medida se ajustaria a lo dispuesto en la Ley 54/1997 y en
el Real Decreto 2819/1998, respetandose el caracter transitorio reconocido en la
citada normativa, al ponderar en la bolsa el margen que les corresponderia por
diferencia de tarifas y lo que les corresponderia por aplicacion de los mismos
criterios de retribucién que a los distribuidores del régimen general. La bolsa se
actualizaria anualmente vigilando que los margenes reconocidos no fueran
superiores a lo que les hubiera correspondido por la diferencia de tarifas de cada
afo. Esto resolveria, entre otros, el problema de calcular las compensaciones que
les corresponderian por tener clientes cualificados conectados a sus redes que
ejerzan el derecho de elegibilidad, particularmente importante a partir de julio de
2000, y de imposible tratamiento a partir del 1 de enero del 2003, cuando todos

los consumidores sean cualificados.

4.7.2 Régimen Especial

4.7.2.1 Introduccion

El régimen especial viene regulado por el RD 2818/1998, de 23 de diciembre,
sobre produccion de energia eléctrica por instalaciones abastecidas por recursos
o fuentes de energia renovables, residuos y cogeneraciéon. Dicho Real Decreto

derogd el RD 2366/94, de 9 de diciembre, sobre produccién de energia por
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instalaciones hidraulicas, de cogeneracion y otras abastecidas por recursos o
fuentes de energia renovables, estableciendo un régimen transitorio para aquellas
instalaciones que estuvieran acogidas al RD2366/94 a la entrada en vigor de la
Ley del Sector, en tanto subsista la retribucion de los costes de transicion a la

competencia.

En este sentido, la propuesta de Real Decreto por el que se establece la tarifa
eléctrica para el afio 2002 propone en su anexo IV la actualizacién de las primas
y precios finales establecidos en el RD 2818/1998, asi como de las tarifas
aplicables a las ventas de energia procedentes de las instalaciones que

transitoriamente permanecen acogidas al RD 2366/1994.

Asimismo, la propuesta introduce transitoriamente un nuevo incentivo para la
participacion de la cogeneracion del RD 2366/1994 en el mercado de produccion,
en tanto no sea desarrollado el articulo 17 del Real Decreto Ley 6/2000, de 23 de

junio.

4722 Precios

a) Instalaciones acogidas al RD 2818/1998

El RD 2818/1998, de 23 de diciembre, fija las primas para cada tipo de
instalacion asi como los criterios para la actualizaciéon anual de las mismas.

Estos criterios son:
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Grupo a* (cogeneracion) y Grupo ¢ (minimizacién de residuos): “...de
acuerdo con la variacion interanual de los tipos de interés, de la tarifa
eléctrica para los consumidores sin capacidad de eleccion y del precio

del gas, ponderando las tres variables a partes iguales”..

Grupo b® (renovables): “...teniendo en cuenta la variacién del precio
medio de venta de la electricidad, que se aplicara sobre la suma del

precio de mercado y la prima.”

Grupo ¢ (residuos): “ ... de acuerdo con la variacién interanual de los
tipos de interés, de la tarifa eléctrica para los consumidores sin
capacidad de elecciéon o con la variacion del precio medio de mercado
cuando todos los consumidores sean cualificados, ponderando ambas

variables a partes iguales.”

Instalaciones que utilicen energias renovables no consumibles y no
hidraulicas, biomasa, biocarburantes o residuos agricolas de potencia
superior a 50 MW?®: Estaran sujetas a las mismas actualizaciones que

el grupo c.

Estos criterios genéricos, que ya fueron aplicados por primera vez en el RD por el
gue se establecia la tarifa eléctrica para el afio 2000, han sido los que se han
seguido en esta propuesta de Real Decreto. En este sentido, los valores de
referencia utilizados para calcular las variaciones de los tipos de interés y de los
precios del gas han sido elegidos teniendo en cuenta la pauta fijada en esa
primera vez. Si bien estos valores de referencia no estan calculados siguiendo
una regla homogénea, tal y como se indico en el informe que esta Comision

realizé a la propuesta de tarifas del afio 2000, se entiende que resulta mas

;‘ Articulo 27.3 del RD 2818/1998
Articulo 30.2 del RD 2818/1998

j Articulo 28.2 y 28.3 del RD 2818/1998
Articulo 29.2 del RD 2818/1998
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correcto en términos regulatorios mantener los mismos criterios aplicados en los

afnos anteriores.

En este punto , cabe sefalar que segun establece el articulo 32 del RD 2818/1998
“Modificaciones de primas y precios”, cada cuatro afios se revisaran las primas
fijadas en el presente capitulo® de este Real Decreto, asi como los valores
establecidos para las instalaciones acogidas al Real Decreto 2366/1994, sin
perjuicio de lo establecido en la disposicion transitoria octava de la Ley del Sector
Eléctrico, atendiendo a la evolucion del precio de la energia eléctrica en el
mercado, la participacion de estas instalaciones en la cobertura de la demanda y

su incidencia sobre la gestion técnica del sistema.

Adicionalmente, la Disposicion Transitoria decimosexta de la Ley 54/1997
determina la necesidad de establecer un Plan de Fomento de las Energias
Renovables (PFER) , cuyos objetivos deben ser tenidos en cuenta en la fijacién
de las primas. Dicho Plan fue aprobado por el Gobierno el 30 de diciembre de
1999, y en él se consideré como factor de actualizacién de las primas, un 1,5%
para cada uno de los afos incluidos en el periodo de analisis (afios 2000 a 2006).
Aparentemente, los objetivos de dicho Plan no se han podido tener en cuenta a la
hora de fijar las primas para el 2002, ya que éstas se actualizan con la variacion

del precio de venta de la electricidad.

Por ello, las tarifas correspondientes al afilo 2003 deberan ser revisadas conforme
a los pardmetros mencionados en el articulo 32 del RD 2818/1998 y teniendo en
cuenta los objetivos recogidos en el Plan de Fomento de las Energias

Renovables.

® Articulo 31 del RD 2818/1998
o Capitulo IV Régimen Econdmico

105



Finalmente, esta Comision quiere reiterar nuevamente, como ya lo hiciera entre
otros, con ocasion del informe de 14 de julio de 1998 sobre la propuesta de Real
Decreto de produccion de energia por instalaciones abastecidas por recursos o
fuentes de energias renovables, residuos y cogeneracion, que seria deseable que
la regulacion de promocion de determinadas energias limpias contemplara
mecanismos de mercado, dentro de las circunstancias concretas de cada

subsector.

En cuanto a las actualizaciones correspondientes a las tarifas del afio 2002 el
cuadro siguiente muestra los valores utilizados para la actualizacion de las primas

y precios en esta propuesta.

Parametros de actualizacién precios y primas RD 2818/1998 para el afio 2002

VARIABLE DE ACTUALIZACION DE LAS PRIMAS VARIACION
Variacion interanual del tipo de interés 1)
Variacion del MIBOR a tres meses de noviembre de 2001 -33,86%

respecto a noviembre de 2000

\Variacién del precio del gas 2
\Variacion de la media anual de la tarifa firme de gas natural 3,29%

de un consumidor tipo de 40 Mte/a de 2001 respecto a 2000

\Variacion de tarifa eléctrica consumidores sin capacidad eleccion 3

19 MIBOR a tres meses mes de Noviembre de 2000=5,08%
MIBOR a tres meses mes de Noviembre de 2001= 3,36%

! Precio medio gas afio 2000= 1,9028 cent€/te (3,166 Pta/te)
Precio medio gas afio 2001= 1,9654 cent€/te (3,270 Pta/te)
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\Variacion de las tarifas de suministro entre la prevision 0,412%
de tarifas 2002 y la prevision de tarifas 2000

\Variacion del precio medio de electricidad ()]
\Variacion de las tarifas de suministro entre la previsién de 0,321%
Tarifas 2002 y la prevision de tarifas 2001

Media (1), (2) y (3) -10,05%
Media (1) y (3) -16,72%

Por tanto, aplicando la metodologia anterior se obtienen las siguientes primas y

precios para el 2002, en cent €/kWh, que son coincidentes con los que refleja la

propuesta de Real Decreto que se informa:

Precios y primas para 2002 actualizados seguin metodologia y recogidos en el apartado 1
del Anexo IV del RD de Tarifas para 2002"

RD2818 PRIMA' 01 PRIMA'02 Variacién
Grupo | Tipo Instalaciéon | Potencia MW | cent €/kWh | cent €/kWh 02/01
A a.l P<=10 2,4641 2,2117 -10,05%
b.2 2,8788 2,8969 0,72%
b.3 2,9870 3,0051 0,70%
B b.4 2,9870 3,0051 0,70%
b.6 2,7707 2,7887 0,73%
b.7 2,5603 2,5783 0,77%
Articulo 31 RD2818/98 0,7032 0,5830 -16,72%
C P<=10 2,5844 2,1516 -16,72%
d.1 3,0111 2,7106 -10,05%
D d.2 3,0111 2,7106 -10,05%
d.3 1,9292 1,7369 -10,05%

!2 Se ha tomado para las instalaciones tipo b), un precio medio de mercado tanto para el afio 2002
como prevision de cierre de 2001 de 3,5460 cent€/kWh (5,9 Pta /kWh)
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Articulo 28.3 RD2818/98
b.2 6,2625 6,2806 0,32%
b.3 6,3647 6,3827 0,32%
B b.4 6,3647 6,3827 0,32%
b.6 6,1544 6,1724 0,32%
b.7 5,9440 5,9620 0,32%

b) Instalaciones acogidas al RD 2366/94

El articulo 14 del RD 2366/94 establece que las tarifas “se actualizaran
anualmente ... con la variacion media de las tarifas eléctricas”. Asimismo, aclara
gue “los términos de energia y potencia ... corresponden a los valores ... de

determinadas tarifas de consumo eléctrico”.

La propuesta de RD de Tarifa para el aflo 2002 ha establecido como parametro
de actualizacién el incremento de un 0,412% de los términos de potencia y
energia correspondientes a las instalaciones acogidas al RD 2366/1994 respecto
los establecidos para el afio 2001 (RD 3490/2000 ). Con ello, las términos
aplicables para 2002 se recogen en la siguiente tabla:
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Precios correspondiente a las instalaciones acogidas al 2366/1994 para el afio 2002
aplicando un incremento del 0,412% con respecto al afio 2001

RD 2366/1994 Término de Término de
ARO 2002 Potencia energia Tarifa
) correspondiente
Tipo instalacién .PotenC|a Cent €/kW y mes| Cent €/kWh
instalada
Grupo A (renovables) P=100 176,6976 5,8779 1.2.
Grupo B
P=100 363,6123 5,3469 2.2
(biomasa y residuos)
P=15 955,6092 4,3270 3.2
GrupoCDyY E
15<P=30 926,1597 4,1701 3.3
(cogeneracidn y otras)
30<P=100 897,9121 4,0494 3.4
Grupo F
P=10 176,6976 5,8780 1.2
(minihidraulica)

No obstante, con esta metodologia se rompe con el criterio de actualizacion
utilizado en los afios anteriores 2000 y 2001 para estas instalaciones, que
asociaba los valores de cada grupo a los establecidos en sus tarifas
correspondientes. Si se hubiese mantenido el criterio de actualizacién empleado

en 2000 y 2001, las tarifas resultantes serian aproximadamente un 0,6% superior.

El procedimiento de actualizacién utilizado en 2002 corresponde al establecido en
el RD 2366/1998. Sin perjuicio del resultado numérico obtenido en la
actualizacion, esta Comision entiende que estos cambios de criterio son negativos
desde el punto de vista de la seguridad juridica y regulatoria, por lo que se
deberia optar por el mantenimiento de un criterio determinado. Por ello,

aprovechando la revision de estas tarifas que ha de tener lugar para el 2003, de
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acuerdo con el articulo 32 del RD 2818/1998, la Comisidn propone que se
establezca claramente la metodologia de actualizacion y se mantenga ésta hasta

el final del periodo transitorio.

4.7.2.3 Nuevo incentivo para la participacion de la cogeneracion en el

mercado

El Real Decreto Ley 6/2000 pretendia, entre otros aspectos, completar la
regulacion eléctrica para impulsar y conciliar dos objetivos: de un lado, la mejora
medioambiental, al continuar promocionando las energias especiales y mantener
el mecanismo de las primas actuales, y por otro, el incremento de la eficiencia del
sistema eléctrico, al introducir sefiales regulatorias que incentivan un

acercamiento de estas energias al mercado.

La CNE informé el 18 de abril de 2001 una propuesta de Real Decreto de
desarrollo los articulos 17, 18 y 21 de dicho Real decreto Ley, mediante la que se
introducia en una disposicion transitoria un nuevo incentivo para la participacion
en el mercado de produccién de los productores en régimen especial cuyas

instalaciones estuvieran ligadas al gas natural o a los derivados del petroleo.

En su informe, la Comision propuso que el ambito de aplicacién de la propuesta
de Real Decreto fuera todo el régimen especial, sin excluir a las energias
renovables no consumibles, ni a las instalaciones de régimen especial de potencia
igual o inferior a 5 MW, ya que no existian razones relevantes para realizar esta
exclusion. Asimismo, la CNE consideraba que se deberia realizar un analisis en
profundidad sobre la viabilidad econdémico financiera de las instalaciones de

cogeneracion que utilizan combustibles liquidos y gas natural, para determinar la
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suficiencia del incentivo que se proponia, y ademas, que en su disefio se
contemplara adecuadamente la influencia que puede tener en la remuneracion de
estas instalaciones las variaciones en los precios marginales del mercado, a fin de

evitar remuneraciones excesivas 0 escasas.

Hasta el momento no ha sido aprobada dicha propuesta. No obstante, en la
determinacion de la tarifa eléctrica de 2002 se debe tener en cuenta el sobrecoste
adicional que supondria la aprobacién de la misma, por lo que esta Comision ha
realizado una prevision del mismo de acuerdo con los criterios y pardmetros
establecidos en la propuesta informada por la Comision, considerando ademas, la
su evolucion en funcién del precio marginal del mercado. Dicha prevision se

comenta mas adelante.

Lo relevante de la propuesta de Real Decreto de tarifas de 2002, es que en su
Disposicion Transitoria Segunda introduce un incentivo dirigido a la participacion
en el mercado de la cogeneracion acogida al grupo d del RD 2366/94, en tanto no

sea desarrollado el mencionado Real Decreto Ley.

Sin embargo, este incentivo transitorio adopta unos criterios y valores diferentes a
los que se propusieron en la propuesta de desarrollo informada por la Comisién el

18 de abril de 2001. A continuacioén se sefalan estas diferencias:

v El incentivo supone de entrada un encarecimiento de 1 PTA/kWh sobre
el que fuera informado, lo que supone un sobrecoste anual respecto al

incentivo anterior de unos 4.000 MPTA.

v" No contempla ninguna indexacién con los precios del mercado, ni

siquiera con los del gas natural.
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v No se regulan los mecanismos administrativos necesarios para que
estas instalaciones puedan modificar su contrato con las empresas
distribuidoras, a efectos de poder participar en el mercado de

produccion.

v" No se regula el mecanismo para posibilitar el acceso al mercado a través

de un comercializador.

v' El incentivo va dirigido Unicamente a las instalaciones acogidas al grupo
d del RD 2366/94, discriminando de esta forma a las instalaciones de

cogeneracion del grupo e y a las del RD 2818/1998.

Por todo ello, la Comisién Nacional de Energia propone la anulacién de la
mencionada Disposicion Transitoria Segunda y la aprobacion urgente de la
propuesta de Real Decreto informada el 18 de abril de 2001, con las

modificaciones sugeridas en dicho informe.

4.7.24 Energia

Para la prevision de la energia que sera vertida por los productores de régimen
especial en el afio 2002, se efectian determinados supuestos, entre los que

merece destacar los siguientes de caracter previo:

a) La prevision se refiere a las instalaciones conectadas a las redes de los
grandes distribuidores o de los transportistas, que constituye el colectivo de
referencia para la determinacion de la tarifa eléctrica (las instalaciones
conectadas a los pequeiios distribuidores y la las empresas extrapeninsulares

se tienen en cuenta en la determinacion de las respectivas cuotas).
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b) La prevision se realiza considerando en principio a las instalaciones de

potencia superior a 50 MW acogidas al RD 2366/1997, para mantener la serie
historica. Después se separa esta energia (y su coste asociado) del total
previsto para el régimen especial, ya que segun el articulo 17 del RD Ley
6/2000 estas instalaciones deben realizar ofertas en el mercado de
produccion. Se ha considerado que esto tiene lugar a partir del mes de marzo
de 2002.

Se ha considerado ademas que parte de las instalaciones de cogeneracion
ofertaran voluntariamente su energia en el mercado de produccion como
consecuencia de las medidas adoptadas para incentivar a los autoproductores
y a las energias renovables a participar en el mercado de produccién, en
desarrollo del mencionado articulo 17 del RD Ley 6/2000.

En la prevision de funcionamiento de la produccion en régimen especial que se ha

realizado para el afio 2002, se ha mantenido practicamente constante la potencia

de las instalaciones acogidas al RD 2366/1994 , por los siguientes hechos:

a) Los cambios al RD 2818 de instalaciones acogidas al RD 2366 tienden a

reducirse durante todo el afio 2001.

b) Las ultimas incorporaciones que aun se realizan en el RD 2366 son cada

vez menos significativas.

La tabla siguiente muestra el nimero de instalaciones que se han incorporado

cada mes al RD 2366 durante 2001 y el nimero de las que se han cambiado al

RD 2818, tanto en numero de instalaciones como en potencia.
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Por otra parte, se puede asumir que las instalaciones que tenian la posibilidad de

cambiarse al RD 2818, ya han tenido un periodo lo suficientemente amplio y con

precios de mercado atractivos, como para ejercitar dicha opcion, por lo que las

variaciones en el RD 2366/94 deberian ser minimas.

Ademas, con fecha noviembre de 2001, no existe ninguna instalacion inscrita con

caracter provisional en el Registro de Instalaciones de Régimen Especial del

Ministerio de Economia.

Incorporaciones al RD2366/1994 y cambios al RD 2818/1998

Incorporaciones |Potencia Cambios al Pot. cambiada al
al RD 2366 |incorporada al RD 2818 '
RD 2818 (MW)
NP RD 2366 (MW) N° Instalaciones
Ene-01 5 545 21 118.98
Feb-01 1 0.7 2 18.55
Mar-01 0 0 3 4.5
Abr-01 1 4.5 1 4.7
May-01 2 6.04 8 37.12
Jun-01 4 51.3 5 49.9
Jul-01 2 90 6 98.35
Ago-01 2 0.237 1 20.46
Sep-01 0 0 3 15.842
Oct-01 0 0 3 34
Nov-01 0 0 0 0
Total 17 147 53 402.5

* Datos disponibles a noviembre de 2001
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Por tanto, se ha supuesto que las nuevas incorporaciones se acogeran al RD
2818. Para estimar su crecimiento, se ha tenido en cuenta la evolucién
experimentada por cada tecnologia en los Ultimos afios, asi como el nimero de
instalaciones incluidas en el registro administrativo de Produccién en Régimen
Especial que todavia tienen cddigo provisional. En casi todos los casos el numero
de nuevas instalaciones registradas resulta razonable teniendo en cuenta la
evolucion histérica. Sin embargo, en el caso de los parques edlicos (actualmente,
con datos a noviembre de 2001, hay unos 142 parques facturando que suman
una potencia de 2.668 MW), hay inscritas con cédigo provisional 550 instalaciones
con una potencia de 16.195 MW.

Teniendo en cuenta que al comienzo del afio 2001 habia una potencia instalada
eollica de 2.098 MW y 10.089 MW inscritos con registro provisional, en la prevision
que se presenta en este documento se ha supuesto que Unicamente se
incorporaran al sistema unos 750 MW en dicho afio (tras conseguir la inscripcion
provisional falta todavia construir el parque, presentar el acta de puesta en
marcha y firmar el contrato con la empresa distribuidora, por lo que es posible que
este proceso se alargue durante mas de un afio). Considerando Unicamente 750
MW de incorporaciones se alcanza un crecimiento de la energia edlica de un 35%
en 2001. No obstante la evolucion de estas instalaciones esta sujeta a grandes
incertidumbres.

En la siguiente tabla se incluye una prevision de la potencia instalada por
tecnologia y energias primarias, y se compara con la prevision que ha

proporcionado UNESA.
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Previsiones de potencia instalada

POTENCIA INSTALADA RD 2366/1994

31-dic-00 31-dic-01 ?
CNE UNESA CNE UNESA CNE  UNESA
A 26 76 70 85 167% | 12%
B 99 106 149 136 51% 28%
C 77 64 77 64 0% 0%
D 3974 3976 4031 4184 1% 5%
E 80 42 80 42 0% 0%
F 388 412 389 386 0% -6%
4.644 4.676 4.796 4.897 33%  4,7%
POTENCIA INSTALADA RD 2818/1998
31-dic-00 31-dic-01 ?
CNE UNESA CNE UNESA CNE  UNESA
al 843 744 877 957 4% 29%
a.2 9 1 9 1 0% 0%
b.1 1,24 1,00 1,44 2,00 16% | 100%
b.2 2.072 2.073 2.758 3.042 33% 47%
b.3 - - - - - -
b.4 825 739 852 807 3% 9%
b.5 180 211 204 231 13% 9%
b.6 15 21 15 51 3% 143%
b.7 84 101 163 142 94% 41%
b.8 6 0 6 0 1% -
c.1 38 19 38 37 1% 95%
c.2 94 27 94 85 0% 215%
c.3 5 9 5 9 10% 0%
d.1 58 30 101 101 75% | 237%
d.2 40 39 62 51 54% 31%
d.3 - - - - - -
4.270 4.015 5.185 5.516 21,4% 21,4%
OBLIGATORIAMENTE EN EL MERCADO
CNE UNESA CNE UNESA
2.001 2.002
D - 562 -
F - 98 -
al 87 -
POTENCIA TOTAL INSTALADA™
Afio 31-dic-00 31-dic-01 ?
CNE UNESA CNE UNESA CNE | UNESA
MW 8.914 8.691 10.642 10.413 19,4% | 19,8%

14 . . . . . .
Solo Grandes Distribuidores Peninsulares, incluyendo potencia que oferta en el mercado
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47.25 Resultados

Los resultados totales en términos de energia y coste para el presente afio 2001

son los que se muestran en el cuadro siguiente, que compara las previsiones
realizadas por CNE, UNESA y REE en diciembre de 2000, con la prevision de

cierre para este afo.

Comparacion previsiones Energia para afio 2001

Previsiones realizadas
en diciembre de 2000

Previsiones de cierre en
noviembre de 2001

Variacion
2001 2001
CNE |UNESA | REE | CNE |UNESA| REE | CNE [ UNESA | REE
(Eg\fvrr?)'a Excedentaria | 5 360 | 32,721 |33.345| 31.769 | 30.740 |32.204|-1,8% | -6,1% |-3.2%
Coste (MPTA) 330.373|321.669 326.712 | 320.306 -1,1% | -0,4%
(PTA/KWh) 10,21 | 9,83 10,28 | 10,60 0,7% | 7,8%
16.508 | 16.508 | 20.244 15.845 | 16.909 -4,0% | -16,5%
RD 2366
9,70 9,70 | 9,31 10,20 | 10,27 5,2% | 10,3%
15.852 | 15.852 | 12.476 15.924 | 13.831 0,5% | 10,9%
RD 2818
10,73 10,73 | 10,67 10,37 | 10,60 -3,4% | -0,7%
Como se puede observar, las previsiones de la CNE son las que menos

desajustes han experimentado.

En la informacién adicional a la propuesta de RD 3490/2000 de tarifas de 2001,

proporcionada por el Ministerio de Economia, figuraba una energia aportada por
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el régimen especial de 31.158 GWh y un coste de 302.228 MPTA, es decir, un

precio medio de 9,7 PTA/KWh, muy por debajo del que realmente se alcanzara.

Las previsiones de energia y coste del Régimen Especial para el afio 2002

realizada por esta Comision, se muestran de forma resumida a continuacion.

Energia y Coste del Régimen Especial para el afio 2002

Prevision Energia y Coste de la
energia cedida a lared en éste
régimen
CNE 2002"°
GWh Pta/kWh Mpta
RD 2366/1994 14.415 10,59 152.595
RD 2818/1998 19.543 10,29 201.019
TOTAL 33.958 10,41 353.615
Afio 2001 31.769 10,28 326.712
Variacion 02/01 6,9% 1,3% 8,2%

En este cuadro soOlo se tiene en cuenta el coste y la energia vertida por las

instalaciones de potencia instalada igual o inferior a 50 MW.

Las instalaciones con potencia superior se verian obligadas a ofertar al mercado
de produccién. Se ha estimado que esta obligacion se materializara a partir del
mes de marzo de 2002. La energia prevista para estas instalaciones se muestran

en la siguiente tabla.

> No se contempla la energia ni el coste de las instalaciones (con P>50MW) acogidas al RD
2366/1994 y 2818/1998 que obligatoriamente ofertan en el mercado de produccién
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Prevision de energia vertida por las instalaciones de régimen especial que ofertaran

obligatoriamente en el mercado

Prevision de energiay remuneracién del mercado™®
CNE 2002 |GWh | Ptakwh’ Mpta

RD 2366/1994 2.220 6,40 14.208

RD 2818/1998 245 6,40 1.568

TOTAL 2.465 6,40 15.778

Esta energia se corresponde con las instalaciones de los grupos D y E ( 562 MW)
y del grupo F (98 MW) del RD2366/1994, asi como la correspondiente a una
instalacion del grupo a.1 del 2818/1998 con una potencia instalada de 86,7MW.

Por otra parte, se debe afadir el coste del incentivo previsto en la propuesta de
RD de desarrollo del RD Ley 6/2000, asumiendo que dicha disposicion estara
vigente en marzo de 2002, y asumira los comentarios vertidos por esta Comision

en su informe de 18 de abril de 2001.

Supuesto que el incentivo sea devengado por todas las instalaciones de que
cogeneracion de potencia superior a 50 MW, que estarian obligadas a realizar
ofertas al mercado de produccion, y una parte de las instalaciones que

voluntariamente puede acceder a este mercado, se prevé un coste adicional de
2.597 MPTA.

16 Energia de instalaciones obligadas a ofertar en el mercado, segun el art.17 del RDL-6/2000
7 precio medio marginal del mercado 4,9 Pta/kWh més 1,50,PTA/kWh en concepto de garantia de
potencia.

119



Finalmente, en la siguiente tabla se muestra el total de energia producida por el
régimen especial (considerando las instalaciones que van al mercado y las que
no) . En cuanto al coste reflejado, éste solo tiene en cuenta el derivado de las
instalaciones que no ofertan al mercado y del sobrecoste del incentivo a la

cogeneracion anteriormente mencionado.

Produccion de energia y coste del Régimen Especial.

TOTAL REGIMEN ESPECIAL
Coste Coste
GWh (rz;irrir;z)y (incentivo) Co;tz;:tal
MPTA MPTA
=50 MW 33.958 353.615 415 354.030
>50 MW 2.465 - 2.182 2.182
TOTAL 2002 | 36.423 353.615 2.597 356.212
Cierre 2001 31.769 326.712
? 02/01 14,6% 9%

El sobrecoste total del régimen especial (considerando un precio de mercado de
3,546 cent€/kWh -5,90 Pta/kWh-), asciende a 936.732mil € (155.859 Mpta), lo que

supone un 7% del coste total previsto para el sistema en el 2002.

Respecto a la energia y coste previsto en la propuesta de Real Decreto que se
informa, indicar que si bien se coincide en las energias, se discrepa en los costes,
ya que de acuerdo con los calculos de la CNE, el coste previsto es de 356.212
MPTA, mientras que el previsto por el MINECO es de 354.256 MPTA, que incluye

ademas una valoracion del incentivo a la cogeneracion muy superior a la de la
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propuesta de desarrollo del RD Ley 6/2000, informado por la CNE con fecha 18

de abril de 2001.

Finalmente, se muestra a continuacion las previsiones de energia y coste
facilitadas por UNESA y REE para el afio 2.002.

PREVISION UNESA 2002

GWh Pta/kWh Coste
RD 2366/94 17.442 10,13 176.725
RD 2818/98 18.641 10,53 196.308
TOTAL 36.083 10,34 373.033
D 02/01 17% -1% 16%

PREVISION REE 2002

GWh

TOTAL

37.035

D 02/01

15%
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4.7.2.6 Precio de la 12 verificacion de las instalaciones fotovoltaicas

En relacion con el precio maximo a cobrar por las empresas distribuidoras por la
realizacion de la primera verificacion de las instalaciones fotovoltaicas conectadas
a la red de baja tension, establecido en la propuesta de R.D. que se informa, y
con independencia de que el mismo no pueda calificarse de desproporcionado,
esta Comision estima como en el informe a la tarifa de 2001, que al tratarse de
una actividad regulada, dicho precio maximo deberia ser establecido tras un
analisis de los costes en los que puedan incurrir dichas empresas distribuidoras.
Por ello, cada empresa distribuidora deberia presentar, antes del dia 31 de enero
de 2002, informacion debidamente justificada sobre las diferentes partidas de
costes que intervienen en dicho precio final, para su aprobacion por la Direccion

General de Politica Energética y Minas, previo informe de la CNE.

Para sucesivos ejercicios, el precio maximo aprobado para el 2001, deberia
evolucionar mediante un mecanismo de actualizacion tipo IPC-X, revisandose el

mismo al cabo de 4 afnos.
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5 OTROS ASPECTOS DE LA PROPUESTA

5.1 Comentarios sobre el acuerdo de ETSO sobre compensacion de

costes por la utilizacion de redes en transacciones transfronterizas

RED ELECTRICA DE ESPANA S.A. ha presentado a esta Comisién, con fecha 26
de noviembre de 2001, borrador del contrato por el que se pondra en marcha un
acuerdo de ETSO (la organizacibn de operadores de los sistemas europeos)
sobre compensacion entre operadores de los sistemas para la eliminacion de
tarifas de transito en Europa, requiriendo el consentimiento de esta comision

respecto de su firma y contenido.

Para aplicar el acuerdo alcanzado por ETSO en el sistema espafiol, la CNE
entiende que es necesario adoptar una serie de cambios en las tarifas de acceso

actualmente vigentes (véase Anexo lll):

- Debe aplicarse lo dispuesto en el apartado 3 del articulo 1 del Real Decreto
1164/2001, de 26 de octubre, por el que se establecen las tarifas de acceso
a las redes de transporte y distribucion de energia eléctrica, con respecto a
aquellos paises firmantes del acuerdo. Dicho articulo establece la exencién
de pago de las tarifas de acceso a los transitos internacionales con origen y
destino en paises de la Union Europea, estando sujeta su aplicacion segun
la disposicion transitoria cuarta del mismo Real Decreto a que exista un

régimen equivalente en dichos paises.
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Las tarifas aplicadas a las operaciones de exportacion deberian fijarse en 1
euro/MWh. Para ello seria necesario establecer valores separados para las
tarifas de exportacion y para las tarifas de acceso nacionales de 6 periodos,
gue no deben alterarse por la aplicacion del acuerdo considerado. Este
requisito podria no ser totalmente necesario, segun se interprete la
trasposicion del acuerdo, pero si se considera conveniente, dado que lo
contrario podria dar lugar a problemas en su implantacion por parte de otros

paises.

Es necesario definir una tarifa de importacion de 1 euro/MWh para las
transacciones no comunitarias, en el caso espafol las provenientes de
Marruecos. Este elemento tampoco es expresamente necesario, pero lo
contrario supondra que el sistema espafiol debera contribuir con 1 euro por
cada MWh importado de Marruecos, que deberd ser recaudado de los

consumidores esparioles.

Finalmente se ha de definir que los ingresos o pagos netos provenientes de
este acuerdo se incorporardn como ingresos o costes del sistema y no seran
parte de la retribucion de RED ELECTRICA DE ESPANA S.A.
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5.2 Medidas necesarias para hacer factible la elegibilidad total en el afio
2003

El Real Decreto-Ley 6/2000, de 23 de junio de Medidas Urgentes de
Intensificacion de la Competencia en Mercado de Bienes y Servicios viene a
suponer un notable avance en k liberalizacion del sector eléctrico, adelantando la
liberalizacion total del consumo eléctrico al 1 de enero del afio 2003. Asi, en su
articulo 19.Uno. sefiala que todos los consumidores de energia eléctrica tendran a

partir del 1 de enero de 2003 la consideracion de consumidores cualificados.

Es evidente que un salto cualitativo como el que establece el citado Real Decreto-
Ley, que supone pasar de 65.000 clientes cualificados a 22 millones de clientes,
implica la necesidad de modificar los requisitos de medida, la forma de liquidar los
consumos de los clientes y todos los procedimientos asociados, desarrollando
aplicaciones informéaticas y sistemas telematicos de envio de la informacién que

garanticen la transparencia, objetividad y trato igualitario de los agentes.

Con objeto de anticipar las medidas necesarias para que sea posible la plena
elegibilidad, se considera necesario establecer las responsabilidades y plazos de

las tareas que se han de realizar con la suficiente antelacion.

Las modificaciones que precisan de nuevos desarrollos comprenden cuatro areas
gue es preciso diferenciar: medicién, perfiles de carga, procedimientos de

traspaso de la medida y procedimientos de administracion de contratos.

En el anexo IV a este informe se incluye una copia de la propuesta formulada por
la Comision al Ministerio de Economia con las medidas necesarias para la
implantacion de la plena elegibilidad en el sector eléctrico en el afio 2003,
sefialandose en el mismo posibles alternativas para el establecimiento de la
normativa necesaria para llevarlo a cabo. Entre estas alternativas esta la
introduccion de determinadas medidas que se podrian incorporar en el Real
Decreto de tarifas de 2002.
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CONSIDERACION FINAL

En razon de lo que se ha expresado a lo largo del presente informe, la Comision
considera que la falta de una metodologia que permita analizar los diferentes
conceptos que se integran en la tarifa eléctrica, tiene como consecuencia la
dificultad de realizar un examen, al tiempo concreto y global, del expediente en su

conjunto con conclusiones o resultados seguros.

En este sentido, la Comision Nacional de Energia ya remitid, en su dia, a ese
Ministerio una propuesta de metodologia de tarifas de acceso que se ha tenido en

cuenta en los comentarios de detalle que se acompafian como informe.

Esta consideracion final ha sido aprobada por el Consejo de Administracion de la
Comision Nacional de Energia por unanimidad, sin perjuicio del voto particular
que formulan los Sres. Consejeros Ruscalleda i Gallart, Dolader i Clara y Unda

Urzaiz, que se incorpora a continuacion.
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VOTO PARTICULAR RELATIVO AL AUMENTO DE TARIFA
PROPUESTA QUE FORMULAN LOS CONSEJEROS JORDI DOLADER |
CLARA, SEBASTIA RUSCALLEDA | GALLART Y JUAN IGNACIO UNDA

URZAIZ.

Los consejeros Jordi Dolader i Clara, Sebastia Ruscalleda i Gallart y Juan Ignacio
Unda Urzaiz, por las razones que se enumeran a continuacion, dan su voto
contrario a la aprobacion del expediente de tarifas 2002 tal y como se ha recibido
del Ministerio de Economia y proponen que se apliquen en el afio 2002 las

mismas tarifas que en el 2001.

El expediente de tarifas constituye el acto regulatorio mas importante del afio y es
por tanto imprescindible que todos los organismos que intervienen en su
propuesta e informe dispongan de un plazo razonable para hacer sus

aportaciones.

Ello no es posible cuando, como en este afo, el Ministerio ha remitido el
expediente el dia 19 de diciembre, teniendo en cuenta que debe ser examinado

por el Consejo de Ministros del dia 27.

Ocho dias, que incluyen Navidad, no son suficientes para que la CNE envie el
expediente al Consejo Consultivo de Electricidad, para que los miembros de este
Consejo estudien la propuesta, para que redacten sus alegaciones, y una vez
recibidas por escrito puedan ser valoradas, y para que la CNE pueda hacer llegar
en tiempo habil un informe completo al Ministerio de Economia, que a su vez lo ha
de remitir a la Comisiébn Delegada de Asuntos EconOmicos para su posterior

remision al Consejo de Ministros.
Por obligada lealtad institucional, la CNE ha hecho todos los esfuerzos posibles

para cumplir estos plazos bordeando incluso la legalidad establecida en cuanto a

los plazos regulados en los procedimientos de actuacion de este 6rgano.
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La mejor prueba de que el plazo no es suficiente es que los servicios técnicos de
la CNE han propuesto enviar el informe que han elaborado sin tener en cuenta,
por falta de tiempo, el contenido de las alegaciones del Consejo Consultivo, que,
por otra parte, en el momento de iniciar el Consejo de Administracion que ha
aprobado este informe, habian llegado en numero de 5, cuando el nimero de
miembros del Consejo Consultivo es de 36. Dadas las circunstancias, es bastante
posible que algun Consejero lea el contenido de la propuesta una vez ya haya

sido aprobada por el Consejo de Ministros.

Ademas, ¢Tendran tiempo el Ministerio de Economia, la Comision Delegada de
Asuntos Economicos y el Consejo de Ministros de valorar sosegadamente el
contenido del informe de la CNE y de su Consejo Consultivo cuando estos
escritos 3 ici ? ¢No serd pues un
simple ejercicio formal para evitar el acto administrativo sea impugnado por

algun actor del sector eléctrico espafiol sujete.a sus resultados?

El consejo de ministros se celebré el 27 de diciembre

Todo ello se produce ademas en un momento en que la opinibn publica se
muestra muy critica en relacion con la calidad del suministro eléctrico, por lo que
algunos miembros del Consejo Consultivo pueden pensar que la premura en el
trAmite del expediente se hace para escamotear el necesario debate de un

Consejo Consultivo con la presencia de todos.

Ante estas circunstancias no se puede dar por bueno cualquier aumento de tarifas
por pequefio que sea, ya que ni la subida media de tarifas propuesta del 0,41%
solucionara problema alguno, ni tampoco la solucion del problema debe basarse
necesariamente en una subida de tarifas. Puede que las tarifas deban bajar o
puede que en algin momento incluso tengan que subir, pero siempre sujeto a

métodos objetivos, transparentes y no discriminatorios.
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La solucidon de los problemas que tiene el sistema eléctrico espafiol que se han
puesto de manifiesto a lo largo de este afio, requiere no solo la variacion del
procedimiento actual en el que, al margen de -cualquier metodologia, se
establecen unas variaciones tarifarias y se ajustan los ingresos a los costes
regulados mediante la partida de costes CTC por diferencias, sino que ademas
requieren el establecimiento de una metodologia que garantice que la retribucion
de las actividades reguladas se invierte efectiva y adecuadamente para la mejora
y ampliacion de las redes. La falta de una metodologia tarifaria y de una memoria
economica adecuada impiden el correcto andlisis de las diferentes propuestas de
partidas de costes, asi como su adecuada asignacion de dichos costes en funcion

de los periodos horarios y niveles de tensién para los diferentes grupos tarifarios.

Finalmente, tal como ya indicAbamos en nuestro voto particular en el pasado
ejercicio nos continda pareciendo discriminatorio el desigual trato que reciben los
consumidores domésticos y las pequefas industrias y servicios, y contindan
existiendo razones de oportunidad para no incrementar las tarifas de

consumidores de alta tension.

En la tabla 1 puede verse que la rebaja de tarifa que han experimentado los
consumidores en tarifa 3.0y 4.0 y AT. 1.1. desde 1996 hasta el presente afio (el
19,61% y el 17,10% respectivamente) son inferiores a las rebajas de la tarifa
doméstica (21,06%) y lo mismo es cierto si en lugar de comparar tarifas lo

hacemos con los precios medios de la electricidad.
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Tabla 1

EVOLUCION DE LAS TARIFAS ELECTRICAS

Tipo consumidor Afio 1996 Afio 1997 Afo 1998 Afio 1999 Afio 2000 Afio 2001 VAR. 01/96

Domeéstica (2,0) 100 96,90 92,50 86,14 82,32 78,94 -21,06

Peauefiaind, v 100 92,00 87,75 82,39 80,39 80,39 -19,61
servicios (3,0 y 4,0)

PYME ind, y serv.
(A.T.1,1)

100 92,00 85,86 81,92 81,56 82,90 -17,10

EVOLUCION DE LOS PRECIOS MEDIOS DE LA ELECTRICIDAD. Pta./KWh.

Tipo consumidor Afio 1996 Afio 1997 Afio 1998  Afio 1999  Afio 2000 _ Afio 2001(*) | VAR. 01/96

Doméstica (2,0) 20,81 20,22 19,21 17,77 16,41 15,87 -23,74

Pequefiaind, y 19,50 17,91 16,98 15,87 15,47 15,39 21,08
servicios (3.0 v 4.0)

PYME ind, y serv. 14,70 13,48 12,50 11,98 12,22 12,86 -16,87

(AT.1,1)

(*) Datos a octubre 2001. En pesetas constantes, de 1996

Por otra parte continian existiendo razones de oportunidad para no incrementar la
tarifa de los consumidores en alta tension que pueden ir al mercado: por una parte
en la renegociacibn de contratos con los comercializadores no se esta
produciendo mejora alguna respecto al aumento de precios que se experimenté el
afio pasado que fue del 15 al 20% y por otra los consumidores con tarifa T.H.P. y
los interrumpibles han visto en el dltimo trimestre de este afio severamente
dafada su competitividad por la aplicacion de la interrumpibilidad en un grado

desconocido hasta ahora.

Es por todo ello que concluimos nuestro voto particular solicitando la congelacion

de tarifas para todos los consumidores.
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ANEXO |

COMENTARIOS A LA APLICACION DE LA DECISION DE LA
COMISION EUROPEA DEL 25/07/2001 A ALGUNOS ASPECTOS
DE LOS CTC’s EN RELACION CON EL EXPEDIENTE DE TARIFA

DEL 2002
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1. INTRODUCCION

Con fecha 19 de diciembre de 2001 se ha remitido a la CNE la propuesta de Real
Decreto por el que se establece la tarifa eléctrica para el 2002. En esta propuesta
se incluyen los importes por la recuperacion de las cantidades abonadas en
exceso, por haber superado el umbral del 15 por ciento de la cantidad total de
energia primaria necesaria para producir la electricidad consumida en Espafia, y
la exclusion a la energia importada de otros Estados miembros de la exaccion que

financia los CTC's.

2. EXCESO DE LAS PRIMAS POR CARBON AUTOCTONO DURANTE 1998 Y
1999.

En el cuadro 1 aparece el calculo del exceso de primas por carbén autdctono
realizado por el Ministerio de Economia. El criterio adoptado por el Ministerio para
la devolucién de dicho importe ha sido la incorporacién en la tarifa del 2002 de la

cuarta parte del importe total a devolver.

En dicho calculo, la Comision ha encontrado las siguientes incidencias:

1) El tipo de referencia utilizado en 1999 es el tipo de referencia vigente hasta
el 1 de agosto de 1999 y no la media aritmética de los tipos de los meses
de septiembre, octubre y noviembre, que es el criterio utilizado para

calcular el tipo del resto de los afios, de acuerdo con la normativa vigente.

2) La cuantia total a devolver no debe ser actualizada a 31/12/02; esto es asi
por, al menos, dos motivos:
a) En la tarifa del 2002, que se publica en diciembre de 2001 y entra en

vigor el 1 de enero de 2002, se incorpora una cuarta parte del
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importe total por lo que la cuantia total debe estar expresada en
pesetas a 01/01/2002.

b) La cantidad pendiente debe ser actualizada anualmente, al tipo de

referencia de cada afio, para su incorporacion en el Real Decreto de

Tarifas de cada afio.

CANTIDAD ABONADA EN EXCESO POR CARBON AUTOCTONO SEGUN LA DECISION DE AUTORIZACION DE LA UE
(en millones de pesetas)
PO DE Cantidades | Cantidades pagadasen |  Cantidades Cantidades pagadas | Cantidades pagadas en
e pagadas en exceso en 1998 en pagadas en | en exceso en 1999 en [exceso en 1998y 1999 en
excesoen 1998 | pesetas de cadaafio | excesoen 1999 | pesetas de cadaafio | pesetas de cada afio
1998 7.169 7.169
1999 472 7.507 2.307 9.814
2000 510 7,935 2.438 10374
2001 633 8438 2,593 11030
2002 523 8.879 2.728 11.607

Teniendo en cuenta lo sefialado en los puntos 1 y 2, la Comisiéon considera

gue la cuantia total a devolver por las comparfiias eléctricas es de 11.056

millones de pesetas frente a los 11.607 millones de pesetas que propone el

Ministerio. Los calculos de la Comision aparecen en el cuadro 2.

Cantidades | Cantidades pagadasen| Cantidades Cantidades pagadas | Cantidades pagadas en
TIPO DE
CUADRO2f peceoey o | PG adas en exceso en 1998 en pagadasen | enexcesoen 1999 en [exceso en 1998 y 1999 en
exceso en 1998 | pesetas de cada afio | exceso en 1999 | pesetas de cada afio | pesetas de cada afio

1998 7.169 7.169
1999 5,04 7530 2.307 9.837
2000 570 7.960 2.438 10.398
2001 6.33 8463 2593 11.056
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3. IMPORTACIONES DE ELECTRICIDAD DE OTROS ESTADOS MIEMBROS

La cuantia total del importe a devolver por las importaciones de electricidad de
otros Estados miembros, actualizada con el tipo de interés de referencia de los
CTC's, es de 11.579 millones de pesetas, segun los calculos realizados por la
CNE con la informacion disponible, que sélo recoge las importaciones registradas
hasta septiembre de 2001. Dicha cuantia se eleva a 14.611 millones de pesetas
(87.814 miles de euros) cuando el célculo es efectuado por el Ministerio. Este
departamento ministerial no indica cual ha sido el procedimiento aplicado para
llegar a dicha cuantia, por lo que se desconoce a qué es debido la diferencia entre

el importe de la CNE y el Ministerio.

De cualquier modo, dicho importe se descuenta en su totalidad en los costes

permanentes del sistema para la tarifa eléctrica del 2002.
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ANEXO Il

COMENTARIOS SOBRE LA CUOTA DE CTC’'s QUE SE APLICA A
LAS TARIFAS DE ACCESO
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OBJETO

El presente informe tiene por objetivo analizar las posibles alternativas de

tratamiento de la cuota de CTC’'s que se aplica a las tarifas de acceso,

contemplandose tres aspectos: a) las liquidaciones de las actividades

reguladas, b) las distribuidoras acogidas a la D.T. 112 de la Ley 54/1997 y

c) las importaciones de energia comunitaria.

INTRODUCCION

Para analizar el tratamiento de la cuota de CTC’s que se aplica a los peajes

es preciso contemplar los distintos cambios normativos que se han ido

produciendo, desde el comienzo de las liquidaciones, afio 1998, hasta la

actualidad.

2.1.

Primero: las cuotas de CTC’s sobre los peajes en el R.D.
2017/97 en su redaccioén inicial.

El R.D. 2017/97 de 26 de diciembre, por el que se organiza y regula
el procedimiento de liquidacibn de los costes de transporte,
distribucién y comercializacion a tarifa, de los costes permanentes
del sistema y de los costes de diversificacion y seguridad de
abastecimiento, en su articulo 5, al referirse a los costes definidos
como cuotas con destinos especificos, no incluye dentro de éstas a
la de los CTC's.

También, el R.D. 2017/1997, en su articulo 9.3, sefala: “Los
importes correspondientes a la retribucion fija seran repercutidos a
todos los consumidores de energia eléctrica como costes
permanentes del sistema. Para los consumidores cualificados la
repercusion de la retribucion fija sera establecida en la disposicion

gue apruebe la tarifa para el aflo correspondiente incrementando los
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peajes de transporte y distribucion y siendo por tanto recaudada por

los distribuidores”.

Asimismo, indica, en su articulo 9.4: “La retribucion fija se liquidara
conforme a las normas y procedimientos definidos en el anexo | del

presente Real Decreto”.

Por ultimo, en el anexo |, punto 1.9, manifiesta que: “La retribucién
fija incluida en los suministros a tarifa, asi como la correspondiente a
los consumidores cualificados y comercializadores sera ingresada
por los distribuidores en la cuenta especifica abierta en régimen de
depdsito por la CNSE, que sera comunicada mediante circular

publicada en el Boletin Oficial del Estado.

El importe que los distribuidores recauden por retribucion fija de los

consumidores cualificados y comercializadores se establecera en la
disposicion por la que se establezca la tarifa correspondiente, y se

ingresara en la cuenta citada en el parrafo anterior.

La retribucion fija CTC, por los suministros a tarifa de un distribuidor i
se determinara por la diferencia, entre el importe a liquidar (L;),
definido en el apartado anterior, y los costes liquidables de

distribucion y transporte”.

Es decir que, segun esta normativa, en teoria parece que existen
dos métodos de liquidacion de CTC’s: uno para los peajes y otro

para la energia vendida a tarifa.

En el caso de los peajes, los CTC’s deberian recuperarse mediante
un porcentaje y, en el de la energia vendida a tarifa, se calcularian
por la diferencia entre el importe a liquidar y los costes de transporte

y distribucién.

Segun esto, en el R.D. que fijaba la tarifa para 1998, R.D.
2016/1997, de 26 de diciembre, se deberia haber fijado un
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2.2.

porcentaje que deberia servir para establecer la aportacion de los
peajes a la retribucién fija (y, por tanto, deberia incluir el pago del
stock de carbén a la entrada del modelo, prima al consumo de
carbon autdctono, y asignacién general y especifica). El resto de
ingresos por tarifas de acceso, una vez descontadas las cuotas, irian

a la retribucién del transporte y de la distribucion.

No obstante, en el punto 1.2. del anexo | del R.D. 2017/1997, se
sefiala que los ingresos por peajes (netos de cuotas) se integran
junto con los de tarifas en los ingresos liquidables, con lo que, al
final, estos ingresos provenientes de las tarifas de acceso, dadas las
formulas de calculo del procedimiento de liquidaciones, vienen a
pagar el conjunto de costes liquidables, no solo el transporte y la
distribucion, sino también los CTC’s por diferencias que resulten al

aplicar las formulas.

Por ello, parece existir una aparente contradiccion entre la forma en
gue dice que se tratan los CTC’s que se aplican a los peajes y el
tratamiento general de los ingresos, tanto de venta de energia como

de peajes, y su incidencia sobre los CTC'’s.

En cualquier caso, el R.D. 2016/1997, de 26 de diciembre, por el que
se establece la tarifa eléctrica para 1998, que se publicd
simultdneamente con el R.D. 2017/1997 no fij6 porcentaje alguno
sobre los peajes, con lo que los ingresos de tarifas de acceso, netos
de cuotas, se integraron en los ingresos liquidables para el calculo

de la retribucién de CTC's por el método de las diferencias.

Segundo: las cuotas de CTC’s sobre los peajes tras la
modificacion introducida por el art. 107 de la Ley 50/1998 de 30
de diciembre.

Con la introduccion de este articulo de la Ley 50/1998 se modifica la
D.T. Sexta de la Ley 50/1997. Se introduce una cuota del 4,5 %
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sobre las ventas de energia, que tiene la consideracion de coste
definido como cuota con destino especifico a efectos de Real
Decreto 2017/1997. Esta modificacion de la D.T. Sexta no sefiala

nada especifico respecto a los peajes.

En el R.D. 2821/1998, por el que se establecen las tarifas para 1999,
recoge, en su articulo 3, la cuantia de los costes especificos de
acuerdo con el capitulo Il del R.D. 2017/1997, tanto para las tarifas
de venta de energia, articulo 3.1, como para los peajes, articulo 3.2,
fijando unos porcentajes del 4,5 %, para tarifas, y del 11,738 %, para

peajes.

En la Memoria EconOmica que acompafia este Real Decreto, al
calcular el coste del servicio en el caso de que los consumidores
adquiriesen su energia en el mercado liberalizado, y soOlo se
liquidasen peajes, se establece una cuota sobre los peajes para la
retribucion de CTC's, el 11,738 %, que resulta equivalente
econdmicamente al 4,5 % sobre la venta de energia a tarifa. Esta
cuota no incluye la retribucién del stock de carbon a la entrada del
modelo, ni la prima implicita de carbén autoctono, ni el resto de

CTC'’s que se calcula por diferencias.

Es decir, que parece que, en base a la modificacion introducida por
el articulo 107 de la Ley 50/1998:

1. Se crea una cuota sobre las tarifas de acceso equivalente al 4,5
% sobre la venta de energia, sin que exista un fundamento

explicito en la Ley 50/1998 para crearla.

2. Esta cuota no corresponde necesariamente con el porcentaje que
sefiala el articulo 9.3 del R.D. 2017/1997, pues éste porcentaje
podria entenderse que deberia cubrir toda la retribucién fija y no
sblo parte de la asignacion general y especifica, ya que el resto

de ingresos, segun el anexo 1.9. del R.D. 2017/1997, deberian ir
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2.3.

a la remuneracion del transporte y la distribucion, y no sefiala que
también pueda ir al pago de los CTC'’s por stock, primay CTC’s

por diferencias.

No obstante, se podria sefialar que resulta indiferente que exista una
cuota para CTC'’s sobre los peajes 0 que se integren los ingresos de
peajes junto con los de tarifas en el procedimiento de liquidaciones.
Esto seria cierto, y lo fue, en el ejercicio de 1999, ya que no se
produjo déficit y, por tanto, el porcentaje de retribucion que
percibieron las empresas generadoras por CTC's era el mismo sobre
cuotas que sobre la retribucion fija calculada por el método de
diferencias. Esto deja de ser cierto en el ejercicio 2000, ya que los
CTC’s ingresados por cuotas se retribuyeron segun un porcentaje, el
del anexo Il del R.D. 2017/1997, y el déficit se financia por los
mismos generadores, pero en un porcentaje distinto (los calculados
segun la O.M. de 21 de noviembre de 2000).

En resumen que no es neutro para las empresas que se establezca
una cuota de CTC's sobre las tarifas de acceso, que ésta no incluya
todos los conceptos que formarian parte de la retribucion fija, o que

se liquiden los ingresos por peajes por el método de las diferencias.

Tercero: las modificaciones introducidas por la Ley 9/2001 de 4
de junio.

El articulo primero de la Ley 9/2001 viene a modificar el contenido de
la Disposicion Transitoria Sexta de la Ley 54/1997, cambiando

totalmente su redaccion.

En su punto 4 sefiala: “Los costes que se deriven de esta retribucion
seran repercutidos a todos los consumidores de energia eléctrica
como costes permanentes del sistema, excluyendo la energia

procedente de otros paises de la Unidon Europea, en los términos
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gue establece el Real Decreto 2017/1997, de 26 de diciembre, por el
que se organiza y regula el procedimiento de liquidacion de los
costes de transporte, distribucién y comercializacion a tarifa, de los
costes permanentes del sistema y de los costes de diversificacion y

seguridad de abastecimiento”.
Es decir que:

1. A todos los consumidores se les tiene que repercutir los CTC'’s

como costes permanentes del sistema.

2. Desaparece la cuota del 4,5 % de CTC's, pero no de una forma
directa, sino indirecta, haciendo una remision a los términos del
R.D. 2017/1997. En éste no se menciona esta cuota (articulo 5) y
se sefala que la retribucion fija de los suministros a tarifa se

calcula por diferencias (anexo I, punto 1.9).

3. Se excluye del pago de CTC’s la energia procedente de otros

paises de la Unién Europea.

4. No se sefala nada sobre la cuota de CTC's que se aplica a los

peajes, al igual que no se sefialé nada cuando ésta se creo.

CONSIDERACIONES GENERALES.

Una vez que se ha realizado una enumeracion de las modificaciones
normativas que se han producido respecto al tratamiento de las cuotas que
se aplican a los peajes, a continuacion se analiza su incidencia sobre las
liquidaciones de las actividades reguladas, las declaraciones de los
distribuidores acogidos a la Disposicion Transitoria 112 de la Ley 54/1997 y

las adquisiciones de energia de paises de la Union Europea.

No obstante, y con caracter previo, parece conveniente un primer analisis
sobre si, actualmente y a la vista de la evolucion de la normativa, con la

entrada en vigor de la Ley 9/2001, de 4 de junio, se ha eliminado la cuota
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gue se aplicaba a las tarifas de acceso para la remuneracion de la

retribucion fija.

3.1.

Primera: sobre la desaparicion de la cuotade CTC's para la
retribucion fija que se aplica a las tarifas de acceso.

La desaparicion de esta cuota se puede justificar en base a lo

siguiente:

1)

2)

3)

4)

Se cre6 simultdneamente junto con la cuota del 4,5 % sobre

venta de energia, a partir del articulo 107 de la Ley 50/1998.

Cuando se mencionan las cuotas (tarifas y peajes) en los Reales
Decretos de Tarifas, se mencionan expresamente que se refieren
a los costes con destino especificos de acuerdo con el capitulo I
del Real Decreto 2017/1997. No se hace referencia en modo
alguno al porcentaje del articulo 9.3 y Anexo 1.9., sino que estos
Reales Decretos dan a la cuota de CTC'’s sobre peajes el mismo

tratamiento que a la cuota del 4,5 % sobre las tarifas integrales.

Si bien se podria mantener que la cuota de CTC’'s sobre los
peajes corresponde al porcentaje de recargo sobre los mismos
que sefialan los articulos 9.3 y 1.9 del R.D. 2017/1997, esto no
parece que sea asi; en este caso, parece que se deberian haber
incluido todos los conceptos de retribucién fija (stock de carbén,
prima por consumo de carbdn autéctono y asignacién general y
especifica) y no como se desprende de la memoria del Real
Decreto de Tarifas de 1999, 2000 y 2001, sélo la parte

equivalente al 4,5 % sobre tarifas integrales.

Aun asi, existe una contradiccion entre lo que se sefiala, en el
punto 1.9 del anexo | del R.D. 2017/97 (Que la retribucion fija sea
un porcentaje de los ingresos por tarifas de acceso y el resto de

ingresos por peajes se emplee para la retribucion del transporte y
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3.2.

la distribucion), y lo que se indica en el punto I.2 del mismo anexo
(que los ingresos por peajes se integren junto a los de tarifas en

el procedimiento general).

Por todo lo anteriormente sefalado, si de la redaccion del articulo
primero 4. de la Ley 9/2001 se desprende de forma indirecta la
desaparicion de la cuota del 4,5 % sobre tarifas, también parece que

se ha de deducir que desaparece la que aplica sobre peajes.

No obstante, se considera que el hecho de que haya desaparecido
la cuota que aplicaba sobre los peajes deja un vacio normativo que
es preciso cubrir, en tanto que a causa de la supresion de esta cuota

resultan de dificil interpretacion numerosos preceptos legales.

Segunda: sobre laincidencia de la desaparicion de la cuota de
CTC’s en laliquidacion de las actividades reguladas, segun el
R.D. 2017/1997.

Sin entrar en consideraciones de tipo juridico sobre el cambio del
tipo de relaciones, y exigibilidad de las mismas, entre agentes
(incluyendo la CNE) que se produce al suprimir la cuota, desde el
punto de vista de los resultados econémicos se puede sefalar lo

siguiente:

En tanto no se produzca déficit para la retribucion de las actividades
reguladas, la existencia o la desaparicion de la cuota de CTC's sobre
las tarifas de acceso lleva a los mismos resultados. Por tanto, a

efectos practicos, resulta indiferente.

Si se produce déficit, en la actualidad si que los resultados son
distintos, ya que las cuotas se reparten segun se sefiala en el anexo
Il del R.D. 2017/1997 y los déficits se calculan segun la O.M. de 21
de noviembre de 2000. El reparto de cuotas y la retribucion a la

financiacion del déficit son distintos para cada empresa; por ello, el

143



método no es neutro y, dependiendo de si se considera que hay
cuotas 0 que éstas desaparecen, unas empresas ganan y otras

pierden.

Una vez se aplique el punto 3. del articulo primero de la Ley 9/2001*
y el Ministerio publique los nuevos porcentajes de reparto de los

CTC's, el resultado vuelve a ser indiferente adn en el caso de déficit.

Por ello, si bien se entiende que se han eliminado las cuotas de
CTC's sobre las tarifas de acceso, y las empresas han dejado de
declarar aquellas, desde el punto de vista de liquidaciones, la
existencia de una cuota sobre peajes, o0 la desaparicion de la misma,
resulta indiferente, maxime si se considera que las liquidaciones de
la Comision son provisionales y acumulativas y, una vez se clarifiqgue
la normativa, es posible introducir cualquier cambio a lo largo del

ejercicio.

3.3. Tercera: sobre laincidencia de la supresion de la cuota de
CTC's de peajes en los distribuidores acogidos alaD.T. 11 dela
Ley 54/1997.

Resulta de especial referencia, al analizar la supresion de la cuota
de CTC'’s sobre peajes, el contenido del punto 4 del articulo primero
de la Ley 9/2001 de 4 de junio.

En éste se sefiala que los costes que se deriven de la retribucion fija
seran repercutidos a todos los consumidores de energia eléctrica

como costes permanentes del sistema.

! Ya existe una propuesta de O.M. por la que se establecen las nuevas cantidades y porcentajes
provisionales de los Costes de Transicion a la Competencia Tecnolégicos, a 31 de diciembre de

2000, que ha sido informada por esta Comision.
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En el caso de las distribuidoras sujetas a liquidaciones (entre las que
no se encuentran las acogidas a la D.T. 112 de la Ley 54/1997), con
independencia de que haya cuota de CTC’s sobre peajes 0 de que
ésta se haya eliminado, el procedimiento de liquidaciones asegura
gue una parte de los pagos efectuados por los consumidores en
concepto de tarifas y de peajes a los distribuidores se destinen a los
CTC’s.

Sin embargo, la parte de los pagos efectuados por los consumidores
gue pagan sus peajes a los distribuidores de la D.T. 118 al
eliminarse la cuota de CTC's, no se destina al pago de los mismos,

sino que aumentan el margen del distribuidor.

Nos encontramos, por tanto, en una situacion en la que: 1) ya no
existe la cuota de CTC's; 2) los peajes que cobran los distribuidores
de la D.T. 112 deberian aportar al pago de los CTC's; y 3) no existe
ningln mecanismo para que lo hagan, la Unica remisién legal se

hace al R.D. 2017/97 y estos distribuidores no estan sujetos a él.

Seria por tanto preciso establecer un método para que los peajes
gue cobran los distribuidores de la D.T. 112 aportaran a los CTC's y

no fuesen a incrementar el margen de estos distribuidores.

No obstante, el R.D. 2819/19998 y la O.M. de 14 de junio del 99
establecen la posibilidad de que los distribuidores de la D.T. 112
soliciten que se les compense la diferencia entre los ingresos
obtenidos por tarifas de acceso a las redes y el margen que les
hubiera correspondido de continuar los suministros a tarifas. En este
caso, al calcular dichas compensaciones, se debera considerar el
mayor margen gue supone la supresion de la cuota y, por tanto, la
cantidad destinada a estas compensaciones debera ser menor. Esta
disminucion de las compensaciones a causa de la supresion de la

cuota lleva a que se incremente en la misma cuantia la cantidad

145



3.4.

para el pago de CTC's por diferencias (la cuota para la
compensacion por régimen especial, interrumpibilidad y otras
compensaciones deberia ser menor). Por ello, el efecto sobre el
sistema serd neutro en el supuesto de los distribuidores de la D.T.

112 que sean compensados por este concepto.

En definitiva, la supresién de la cuota s6lo minora los ingresos para
la cobertura de CTC's en aquellos casos en que los distribuidores de

la D.T. 112 facturen peajes y no soliciten compensaciones.

Por todo lo anterior, se considera que lo mas conveniente seria
establecer para todos los distribuidores acogidos a la D.T. 112 de la
Ley 54/19997, un porcentaje en concepto de CTC's sobre los peajes
que facturan, que permitiera el cumplimiento de la obligacién legal
de que los CTC's se repercutan a todos los consumidores y se

destine a tal fin y no a incrementar el margen de estos distribuidores.

Mas aun, se deberia tener en cuenta que una cuota como la que
aqui se sefiala, en puridad, debia incluir no sélo lo que venian
ingresando como cuota de CTC'’s aplicada sobre los peajes, que
como ya se ha sefialado era equivalente al 4,5 % sobre las tarifas,
sino que, tal y como indica la Ley 9/2001, deberia incluir la cantidad
necesaria para el pago de la retribucion fija, que segun se recoge en
esta Ley incluye todos los conceptos de CTC'’s, también la parte

correspondiente al carboén.

Cuarta: sobre las importaciones de energia de la Unidn
Europea.

Sin entrar en los detalles del célculo de la energia que realmente
adquieren los comercializadores y/o consumidores de paises de la
Unién Europea a través de contratos bilaterales, por no ser objeto de

este informe, lo que si resulta cierto es que el ya mencionado punto
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4 del articulo primero de la Ley 9/2001 sefiala que los costes que se
deriven de los CTC's no se pueden repercutir a la energia

procedente de otros paises de la Union Europea.

En el caso de contratos bilaterales que impliqguen energia importada
de la Unién Europea, las tarifas de acceso deberian disminuirse en

la cuantia que corresponda a los CTC's.

Esto origina un problema: en puridad, en tanto no se realicen las
liquidaciones definitivas no se conocen los CTC’s y, adn asi, no
existe un método para imputar a cada tarifa de acceso la parte que

soporta de costes de CTC's.

Obviando este segundo aspecto, que seria un refinamiento, no
parece adecuado esperar hasta que se efectian las liquidaciones
definitivas para conocer la cuantia de los CTC’'s y asi calcular la

parte que corresponda a las importaciones de energia.

Seria mas practico, y existen precedentes para ello, incluir en los
R.D. de tarifas un porcentaje estimado que se aplique sobre las
importaciones de energia, para poder proceder al descuento de
estas cantidades en el caso de energia importada de paises de la

Union Europea.

CONCLUSIONES.

A la vista de lo expuesto en los apartados anteriores, se puede sefialar

1) Parece que la cuota de CTC’s sobre tarifas de acceso ha sido suprimida

con la entrada en vigor de la Ley 9/2001.

2) Esto no afecta los resultados de la liquidacion de las actividades

reguladas, una vez se publique la O.M. por la que se establecen las

nuevas cantidades y porcentajes provisionales de los CTC's
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3)

4)

tecnologicos. A efectos practicos, a corto plazo no es necesario que se
publique esta Orden Ministerial, ya que la supresiéon de la cuota del 4,5
% sobre las tarifas integrales hace que sea muy dificil que se produzca

déficit para la remuneracién de las actividades reguladas.

La supresiéon de la cuota sobre peajes que debian ingresar los
distribuidores acogidos a la D.T. 112 de la Ley 54/1997 implica que se
incumple el precepto de que los pagos que realizan los consumidores a

estos distribuidores aportan a la retribucion de los CTC's.

Se hace preciso determinar el porcentaje que, sobre las tarifas de
acceso, suponen los CTC's, para poder proceder al descuento de estas
cantidades de la tarifa de acceso, en el caso de adquisicion de energia

de la Union Europea mediante contratos bilaterales.

PROPUESTA.

Con objeto de poder continuar las liquidaciones que efectia la Comision,

en tanto se clarifican las lagunas normativas existentes, se propone:

1.

Realizar las liquidaciones provisionales de 2001, considerando que se

ha suprimido la cuota de CTC'’s aplicada a las tarifas de acceso.

Permitir que las empresas distribuidoras sujetas a las liquidaciones del
R.D. 2017/1997, para la energia adquirida en la Uniébn Europea
mediante contratos bilaterales, declaren los ingresos cerivados de las
tarifas de acceso, por la parte de la energia importada, minorados en un
porcentaje equivalente a la cuota de CTC's sobre peajes. Esta
minoracién tendria caracter provisional en tanto el Ministerio de

Economia publigue la necesaria normativa.

Que los distribuidores de la D.T. 11 de la Ley 45/1997 ingresen en la
cuenta a la que se refiere el anexo |, punto 1.9. del R.D. 2017/1997 el
porcentaje del articulo 9.3. del R.D. 2017/1997. Este porcentaje, en
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tanto se publique la necesaria normativa, debera ser igual a la cuota de

CTCs sobre tarifas de acceso que se sefialaba en el R.D. 3490/2000.

. Con objeto de contrastar los criterios de aplicacion de la normativa
existente, en tanto se produzca la adaptacion de ésta para contemplar
lo sefialado en el punto 4 de la Ley 9/2001 de 4 de junio, remitir escrito
a la Direccién General de Politica Energética y Minas con los criterios

gue, segun la CNE, deben aplicarse.
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ANEXO I
INFORME SOBRE EL BORRADOR DE ACUERDO DE ETSO SOBRE
COMPENSACION DE COSTES POR LA UTILIZACION DE REDES EN
TRANSACCIONES TRANSFRONTERIZAS
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. OBJETO

RED ELECTRICA DE ESPANA S.A. ha presentado a esta Comision, con fecha 26 de
noviembre de 2001, borrador del contrato por el que se pondra en marcha un acuerdo
de compensacion entre operadores de los sistemas para la eliminacion de tarifas de
transito en Europa, requiriendo el consentimiento de esta comision respecto de su firma

y contenido.

El objeto de este informe es analizar el contenido del acuerdo alcanzado por ETSO (la
organizacién de operadores de los sistemas europeos) sobre compensaciones por la
utilizacion de las redes no nacionales en las transacciones transfronterizas, para poder
adoptar una decision sobre la conveniencia de su firma por parte de RED ELECTRICA
DE ESPANA S.A., y en su caso informar al MINECO sobre el interés de su firma y sobre

las modificaciones necesarias en la estructura de las tarifas de acceso.

II. DESCRIPCION DEL ACUERDO

Principios basicos del acuerdo

Los miembros de ETSO han llegado a un acuerdo unanime para aplicar un sistema de
compensacion entre operadores del sistema que permita sustituir a los mecanismos de

tarificacion actuales, que son establecidos unilateralmente por cada pais.

El acuerdo se compone de una serie de reglas para crear y repartir un fondo de unos
200 millones de euros, que sirve para compensar a los sistemas cuyas redes son
usadas por operadores de otros paises, de forma que las redes sean efectivamente

pagadas por quienes las utilizan.
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El reparto de este fondo permite que aquellos paises cuyas redes son utilizadas por
operadores de otros sistemas para transportar energia, obtengan una compensacion
por este uso sin necesidad de establecer tarifas de importacién y exportacién. De esta
forma se puede establecer un sistema de tarificacion en el que cada operador,
generador o consumidor, pague exclusivamente la tarifa de acceso en su pais y tenga
acceso a toda la red europea, de la misma forma que sucede en Espafia y en muchos

otros paises, con respecto de las respectivas redes nacionales.

La principal virtud del acuerdo es que permite eliminar la acumulacién de tarifas de
transporte, “pankaking”, en las transacciones que se producen entre paises de la Union

Europea.

Célculo de aportaciones y cobros

Se define un fondo de 200 millones de euros que es la cantidad a compensar a todos
los operadores de los sistemas por el uso que hacen de sus redes el resto de sistemas

gue suscriben el acuerdo.

Dicho fondo se dota con dos tipos de aportaciones, en principio, a partes iguales o al

menos similares:

La cantidad de 1 euro por cada MWh exportado, a aportar por el operador del
sistema que exporta y calculado sobre el valor de las exportaciones programadas
en cada sistema. Los paises que tienen fronteras con otros paises no firmantes
del acuerdo aportaran dicha cantidad de 1 euro por cada MWh importado de
dichos terceros paises y podran recaudarlo a través de tarifas de importacion (en

el caso de Esparia, esto aplica a la frontera con Marruecos).

Una aportacion complementaria para completar los 200 millones de euros,

establecida en base a los Flujos Netos de cada sistema y fijada de antemano.

152



Este fondo de 200 millones de euros se distribuye entre los operadores de los sistemas
conforme al uso realizado por otros operadores de la red de cada operador y a los
costes de dicha red. El uso es medido como la relacién entre los transitos y la demanda
del pais correspondiente y los costes a compartir son los correspondientes a la Red
Horizontal, que se corresponde con la red de cada pais que es, en principio, utilizada en

los transitos de energia.

Aspectos positivos

El acuerdo establecido por los operadores de los sistemas europeos que componen
ETSO se enmarca dentro de los trabajos emprendidos para la realizacion de un
mercado interior de energia en la Unién Europea, y comparte por ello elementos
positivos que se encuentran en las conclusiones de los ultimos Foros de Florencia y en

el borrador de Reglamento de tarificacion de transacciones transfronterizas de la UE.

El principal valor del acuerdo es que permite la eliminacion de tarifas de acceso
sucesivas en transacciones internacionales, evitando el “pankaking”, en casi todos los
paises de la UE continental mas Suiza (Dinamarca y Luxemburgo no constituyen parte

del acuerdo) y de una forma relativamente homogénea.

Sin embargo el acuerdo también contiene una serie de elementos cuestionables e
incluso contrarios a lo recogido en el mencionado proyecto de Reglamento de la UE, y a
las tesis mantenidas por CEER (Council for European Energy Regualtors) sobre la

tarificacion de las transacciones internacionales y las compensaciones entre sistemas.

Aspectos cuestionables

El aspecto mas negativo del acuerdo es que mantiene una parte de la aportacién de
fondos en funcién de las exportaciones declaradas, aunque no se exija que ésta se

traslade a los usuarios de red directamente.
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Aplicar tarifas dependientes de las transacciones declaradas por un agente se
considera inadecuado, ya que pueden no recoger adecuadamente los costes
ocasionados por dichas transacciones y afectar negativamente al comercio
internacional. A modo de ejemplo, una tarifa a la exportacion aplicada sobre un
generador gravaria a dicho generador por las exportaciones realizadas,
independientemente de si el saldo fisico final por la interconexidn resultase positivo o
negativo. Si el saldo en la interconexion considerada fuese de sentido contrario a la
transaccion realizada, resulta obvio que dicho generador no ha ocasionado costes por el

uso de dicha interconexion.

Por otra parte, la definicion del fondo de 200 millones de euros a repartir, asi como el
calculo de los derechos de cobro de cada operador de sistema, no responde a

principios suficientemente contrastados.

Limitaciones

Al tratarse de un acuerdo entre operadores de sistema, que no tienen en muchos casos
competencia para aprobar e incluso ni para proponer las tarifas de acceso a la red de
transporte, el acuerdo Unicamente establece la forma de compensacion entre
operadores, esperando a que cada pais adopte un esquema tarifario acorde con los

términos del acuerdo, pero sin garantizarlo.

De hecho, la gran ventaja de eliminacion del “pankaking” no se obtiene directamente del
acuerdo, sino que habra de completarse con cambios, a nivel nacional, de las tarifas de
acceso actualmente existentes, para lo cual no se han establecido reglas de

uniformizacion detalladas.

Aplicaciéon condicionada
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Considerando lo anterior, por parte de CEER y de la propia Comision Europea, se ha
valorado positivamente la aplicacion del acuerdo presentado por ETSO sujeta a una
serie de condiciones, siendo la principal que el acuerdo no sea aplicado por mas de un
afio, y que en este plazo se trabaje para definir un sistema de compensacion entre

operadores que supere las limitaciones del acuerdo alcanzado por ETSO.

De esta forma se reconoce que el acuerdo mejora la situacién existente, pero que no
puede utilizarse como excusa para no trabajar en el desarrollo de un método mas

adecuado que el propuesto.

En este sentido, el borrador de contrato presentado por RED ELECTRICA DE ESPANA
S.A., limita su aplicacién a un afio, aunque sorprende que en el punto 5.6 “Settlements of
End Date Differences” se haga referencia a que las diferencias sobre los 200 millones
de euros previstos en el acuerdo seran reportadas para el mecanismo del siguiente afio,

lo que resulta una contradiccion en un acuerdo de duracion limitada a un afio.

Junto con la limitacion temporal de su aplicacion, desde CEER se ha condicionado una

valoracion positiva a los siguientes aspectos:

La definicion de tarifas refleje los costes realmente ocasionados y no dependa del

tipo de transaccion.
- Se eliminen las tarifas de interconexion.

- Todos los paises firmantes del acuerdo garanticen total reciprocidad en el acceso
a las redes y derechos de transito, en referencia fundamentalmente a Suiza que

actualmente no permite el acceso libre de terceros a sus redes.

A nivel espafiol, dada la contribucion positiva del acuerdo al desarrollo del comercio
internacional y al desarrollo del mercado interior de electricidad, parece adecuada su
aplicacion por el periodo de un afio y sujeta a que se adopten medidas tarifarias

coherentes con el acuerdo firmado en todos los paises firmantes.
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Cabe sefalar que la aplicacion del acuerdo en el cado de Espafia generara, en
condiciones normales, como resultado neto unos ingresos adicionales al sistema,

aunque no se puede asegurar con total seguridad que no suceda lo contrario.

[ll. MODIFICACIONES REGULATORIAS NECESARIAS

Para aplicar el acuerdo alcanzado por ETSO en el sistema espafiol, es necesario

adoptar una serie de cambios en las tarifas de acceso actualmente vigentes:

Debe aplicarse lo dispuesto en el apartado 3 del articulo 1 del Real Decreto
1164/2001, de 26 de octubre, por el que se establecen las tarifas de acceso a las
redes de transporte y distribucion de energia eléctrica, con respecto a aquellos
paises firmantes del acuerdo. Dicho articulo establece la exencion de pago de las
tarifas de acceso a los transitos internacionales con origen y destino en paises de
la Union Europea, estando sujeta su aplicacién segun la disposicién transitoria
cuarta del mismo Real Decreto a que exista un régimen equivalente en dichos

paises.

Las tarifas aplicadas a las operaciones de exportacién deberian fijarse en 1
euro/MWh. Para ello seria necesario establecer valores separados para las tarifas
de exportacién y para las tarifas de acceso nacionales de 6 periodos, que no
deben alterarse por la aplicacién del acuerdo considerado. Este requisito podria
no ser totalmente necesario, segun se interprete la trasposicion del acuerdo, pero
si se considera conveniente, dado que lo contrario podria dar lugar a problemas en

su implantacion por parte de otros paises.

Es necesario definir una tarifa de importacion de 1 euro/MWh para las
transacciones no comunitarias, en el caso espafiol las provenientes de Marruecos.

Este elemento tampoco es expresamente necesario, pero lo contrario supondra
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gue el sistema espafiol debera contribuir con 1 euro por cada MWh importado de

Marruecos, que deberé ser recaudado de los consumidores espafioles.

- Finalmente se ha de definir que los ingresos 0 pagos netos provenientes de este
acuerdo se incorporaran como ingresos o costes del sistema y no seran parte de

la retribucion de RED ELECTRICA DE ESPANA S.A.

IV. ACCIONES A TOMAR

La aceptacion de los términos del acuerdo presentado afectan a las tarifas de acceso y
a la actividad de operacién del sistema, por lo que debera ser el Ministerio de Economia

quien se pronuncie finalmente sobre la oportunidad de la firma del referido acuerdo.

En caso afirmativo, los cambios normativos que se han propuesto deberan ser incluidos
en el Real Decreto de tarifas para el 2002, antes de que se proceda autorizar a RED

ELECTRICA DE ESPANA S.A. a la firma del acuerdo presentado.
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ANEXO IV

ELEGIBILIDAD 2003. ESTRUCTURA DEL NUEVO SISTEMA.
ACTUACIONES Y CAMBIOS NORMATIVOS
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1. OBJETIVO.

El presente informe tiene por objeto mostrar un sistema de medidas y de
organizacion de las relaciones entre agentes, que permita la plena elegibilidad
el 1 de enero de 2003, asi como un plan de actuacién que recoge las tareas,
agentes y plazos para desarrollarlas y, también, los cambios normativos que

se precisarian.

Viene, por tanto, a complementar los diversos informes que se han venido
elaborando y, sobre todo y esto es lo principal, a plantear un modo de
actuacion en el caso de que, debido a la larga tramitacion que lleva un Real
Decreto, no se opte por la publicacion de un Real Decreto de Medidas
Urgentes para la plena implantacién de la elegibilidad en el afio 2003, sino
qgue se escoja la via de aprovechar la reglamentacion que se espera que se
publique préximamente para incluir los cambios precisos para el desarrollo del

modelo que viene planteando la CNE.

2. INTRODUCCION.

La Ley 54/1997, de 27 de noviembre, del Sector Eléctrico, introdujo un
sistema en competencia en el que los consumidores que reuniesen ciertas
caracteristicas pudiesen optar por acceder a un mercado liberalizado. Este
sistema se caracteriza por la existencia de un mercado horario de energia y
por la creacién de un nuevo agente del sistema, el comercializador, cuyo
objetivo es la venta de energia eléctrica a los consumidores que tengan la
condicion de cualificados.

La implantacion de la elegibilidad exige una modificacion de los
procedimientos al haber nuevos agentes y nuevas relaciones, y nuevas
formas de medir la energia, al existir un mercado mayorista horario y tarifas

de acceso multihorarias para la remuneracion de las actividades reguladas.
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El Real Decreto 2018/1997, de 2 de diciembre, por el que se aprueba el
Reglamento de Puntos de Medida de los Consumos y Transitos de Energia
Eléctrica establece las caracteristicas del sistema de medidas: de los equipos,
de los sistemas y protocolos de comunicaciones, y demas procedimientos

necesarios para el correcto funcionamiento del proceso de medidas.

El Real Decreto 1995/2000, de 1 de diciembre, por el que se regulan las
actividades de transporte, distribucién, comercializacién, suministro y
procedimientos de autorizacion de instalaciones de energia eléctrica viene a
desarrollar el contenido de la Ley 54/1997, regulando de forma mas detallada,
entre otros, las actividades de distribucion y comercializacion, los contratos de
acceso a redes, la suspension del suministro y los equipos de medida. En
este Real Decreto se contempla el nuevo esquema de relaciones que surge a
partir de la creacibn de un nuevo agente, el comercializador, y de la
posibilidad de que los consumidores cualificados puedan, si asi lo deciden,

acceder directamente al mercado de produccion.

El Real Decreto-Ley 6/2000, de 23 de junio de Medidas Urgentes de
Intensificacién de la Competencia en Mercado de Bienes y Servicios viene a
suponer un notable avance en la liberalizaciébn del sector eléctrico,
adelantando la liberalizacion total del consumo eléctrico al 1 de enero del afio
2003. Asi, en su articulo 19.Uno. sefiala que todos los consumidores de
energia eléctrica tendran a partir del 1 de enero de 2003 la consideracion de
consumidores cualificados. También sefiala, en el articulo 20.Cuatro, la
obligacion de los distribuidores de llevar un listado detallado de los
consumidores que siguen a tarifa y que han optado por ejercer la elegibilidad.
Asimismo, en el articulo 27, rebaja los requisitos exigibles por el Reglamento
de Puntos de Medida para los consumidores cualificados con consumo
inferior a 750 MWh/afio.

Es evidente que un salto cualitativo como el que establece el citado Real

Decreto-Ley, que supone pasar de 65.000 clientes cualificados a 22 millones
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de clientes, implica la necesidad de modificar los requisitos de medida, la
forma de liquidar los consumos de los clientes y todos los procedimientos
asociados, desarrollando aplicaciones informéaticas y sistemas telematicos de
envio de la informacidon que garanticen la transparencia, objetividad y trato

igualitario de los agentes.

La experiencia internacional sefiala que, para que sea efectivo el cambio, se
han de desarrollar nuevos sistemas, mucho mas complejos, y con un periodo
de desarrollo no desdefiable. La falta de prevision ha llevado en algunos

sistemas eléctricos a que se produzcan notables disfunciones.

Con objeto de anticipar las medidas necesarias para que sea posible la plena
elegibilidad, se considera necesario establecer las responsabilidades y plazos

de las tareas que se han de realizar con la suficiente antelacion.

Las modificaciones que precisan de nuevos desarrollos comprenden cuatro
areas que es preciso diferenciar: medicion, perfiles de carga, procedimientos

de traspaso de la medida y procedimientos de administracién de contratos.

En relacién a los requisitos de la medida, se hace necesario proceder a la
modificacion del Reglamento de Puntos de Medida y sus Instrucciones
Técnicas Complementarias, tanto para desarrollar los requisitos de los
consumidores afectados por el articulo 27 del Real Decreto-Ley 6/2001, como
para disefiar las especificaciones de los equipos de medida que se deba
instalar a los nuevos consumidores que pueden ser cualificados a partir de
enero de 2003. Y esto, evitando la diferenciacion actualmente existente entre

consumidores a tarifa y cualificados.

También, en relacién a la liquidacion de la OMEL de la energia consumida por
los clientes, se plantea la necesidad de tener que estimar el consumo horario
de los clientes con potencia contratada inferior a 15 kW, en base a muestras
representativas —perfiles de carga-, extrapolando estas pautas de consumo al

conjunto de consumidores.
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Por otro lado se han de modificar y normalizar los procedimientos y sistemas
de transmision telematica de la informacion relativa a los datos de medida con
objeto de lograr un sistema integrado de traspaso de la informacién necesaria

para liquidar la energia entre todos los agentes del sistema.

Por dltimo, se han de desarrollar los procedimientos que regulan la
informacion relativa a los contratos y las relaciones entre los distintos agentes
con el consumidor, incluyendo los procedimientos, plazos, sistemas

informaticos, codigos y protocolos a ser implantados por los distribuidores.

Se ha optado por un esquema organizativo de estos sistemas estructurado de
forma descentralizada, en el que los distribuidores, o agrupacion de los
mismos, desempefian un papel fundamental; esto se debe a las obligaciones
gue les impone la normativa, al hecho de que sean ellos los agentes que
permanecen en el tiempo -con independencia de la modalidad de contratacion
y agente con el que se contrate la energia-, y, finalmente, a que son los
encargados de llevar a cabo fisicamente las actuaciones necesarias para que

haya suministro.

Dada la magnitud del trabajo a realizar antes de enero 2003, y el escaso
tiempo disponible hasta esa fecha, se ha optado por dividir las actividades a
desarrollar entre la Comisiéon Nacional de Energia, los dos operadores, el del
Mercado y el del Sistema y los distribuidores o agrupacion de los mismos,
siempre bajo la supervision y control del Ministerio de Economia y la Comision

Nacional de Energia.

ESTRUCTURA DEL NUEVO SISTEMA.

3.1. Caracteristicas de los equipos de medida.

Con objeto de lograr un equilibrio 6ptimo entre la informacion que se
dispone sobre los consumidores y el coste de obtener la misma, sujeto

a las restricciones que imponen el periodo disponible para su
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implantacion y el estado actual de su tecnologia, se propone un

esquema como el siguiente:

1. A efectos de los equipos contadores-registradores los requisitos del
Reglamento de Puntos de Medida y sus Instrucciones Técnicas
Complementarias seran aplicables a todos los consumidores, con
independencia de si han ejercido su derecho a ser cualificados o
permanecen acogidos a tarifa. Todo ello sin perjuicio de que si han
optado por esta Ultima modalidad deban mantener los equipos

necesarios para que se les facture a tarifa.

2. Se mantiene los requisitos y la clasificacion de los puntos de medida

de tipo I*.

3. Se mantiene h clasificacion y requisitos de los puntos de medida
tipo II. No obstante, se les establece la obligacién de que, salvo por
restricciones técnicas debidamente acreditadas, deban disponer de

equipo de lectura remota.

También se establece un limite inferior para este punto de medida,
450 kW de potencia contratada. Se establece un limite por potencia,
y no por energia, con objeto de minimizar la necesidad de proceder
a modificaciones de equipos, haciendo compatibles los requisitos de

los equipos de medida con la estructura de la tarifa de acceso.

4. Se establece un nuevo tipo de punto de medida IlI>. Este equipo de
medida, que sera requerido a los consumidores con potencias
contratadas entre 50 kW y 450 kW, ha de guardar registros horarios

! Definido en las Instrucciones Técnicas Complementarias del Reglamento de Puntos de Medida

? Definido en Proyecto de Modificacion del Real Decreto de Puntos de Medida e Instrucciones

Técnicas Complementarias
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3.2.

6.

de energia activa y reactiva asi como los parametros necesarios
para la facturacion de la tarifa de acceso. No se exige que disponga
de la posibilidad de lectura remota si bien deben estar preparados

para que se pueda incluir en el futuro.

Se define un punto de medida tipo IV, para potencias contratadas
entre 15 y 50 kW, que acumulara el consumo en periodos, no menos
de tres ni mas de seis, para que se obtenga una desagregacion del
consumo suficiente. Dado que esto supondra un plan de renovacion
de equipos, se establecerd& un periodo transitorio para su

implantacion.

A los consumidores con potencia contratada inferior a 15 kW, no se

les exigira modificacion alguna de su actual equipo de medida.

Para aquellos consumidores que no precisan cambio alguno en sus
equipos de medida, se establecera una muestra significativa,
estratificada por zona geografica y en funcion de parametros
eléctricos. A los consumidores de esta muestra se les instalaran
equipos de medida horaria. A cada consumidor, se le considerara un

perfil de consumo horario equivalente al del grupo a que pertenece.

Las empresas eléctricas distribuidoras tendran la obligacién de
facilitar en alquiler los aparatos necesarios para la medida de
energia eléctrica a todos los consumidores con potencia contratada
inferior a 450 kW. El precio del alquiler de dichos equipos sera fijado
por el Gobierno, mediante Real Decreto, y se actualizara anualmente

0 cuando circunstancias especiales lo aconsejen.

Sistema de Tratamiento de la informacion de los equipos de
medida.

El nuevo sistema de tratamiento de la informaciéon de medidas que se

establece en el R.D. 1955/2000 y en el proyecto de modificacion del

Reglamento de Puntos de Medida, confiere a los distribuidores un
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papel relevante como encargado de realizar las lecturas y, para cierto
tipo de consumidores, como agregador de las mismas y sujeto obligado
a la difusion de éstas. Por esto, se hace necesario un esquema como

el siguiente:

1. Las medidas individualizadas de los puntos de medida de tipo | y Il
necesarias para la liquidacion de la energia seran recibidas por el
Operador del Sistema, sin perjuicio de que el resto de participantes a

la medida tenga acceso a ellas a través de la lectura remota.

2. El distribuidor sera el encargado de la lectura de los parametros
necesarios para el calculo de la tarifa de acceso y de la energia
necesaria para las liquidaciones del resto de los puntos de medida.
Esta informacion sera puesta a disposicion del resto de los
participantes en la medida en los plazos, formas, soportes y

empleando los cédigos que, segun la normativa, se determinen.

Sin perjuicio de lo sefialado en el parrafo anterior, todos los

participantes en la medida podran tener acceso directo a la misma.

3. Normativamente se estableceran los métodos de agregacion de las
medidas que han de llevar a cabo los distribuidores, de estimacion
de las mismas, las caracteristicas de los concentradores
secundarios, los protocolos de comunicacion y cualesquiera de las
especificaciones de los sistemas de tratamiento y transmision de la
informacion necesarios para que el sistema de medidas funcione de
forma objetiva, transparente y no discriminatoria para todos los

participantes en la medida.

Sistema de gestién de la administracién de los contratos relativos
alos suministros.

Las bases del esquema de relaciones entre agentes -comercializador,
distribuidor, Operador del Mercado-, y de estos con los consumidores,

se recogen en el R.D. 1955/2000. No obstante, este esquema ha de
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ser desarrollado en detalle, sobre todo, si se considera que el nimero
potencial de nuevos dientes cualificados se elevard a 22.000.000 el 1
de enero de 2003. Para tal volumen de potenciales clientes se necesita
unos procedimientos muy claros, normalizados y automatizados. Por

ello, se propone un esquema como el siguiente:

1. EIl distribuidor serd d encargado de gestionar la administracion de
todos los contratos de aquellos clientes que estén conectados a sus
redes, tanto de la energia como del acceso, con independencia de
quién ha firmado el contrato de acceso o de si el consumidor sigue a

tarifa.

2. En los procedimientos se debe establecer: a) el contenido de la
informacion que se ha de disponer en relacion a cada consumidor, b)
la forma, alcance y sujetos que pueden acceder a la misma, c) los
procedimientos para dar de alta, baja, cambiar de comercializador,
leer las medidas de cierre previas al cambio de comercializador, asi
como cualquier otro aspecto relacionado con el suministro que
pudiese afectar las relaciones entre los distintos agentes
participantes en el suministro, d) los cddigos estandarizados que
permitan el intercambio de informacién entre agentes, €) los
métodos que garanticen que todos los agentes que venden energia
a los consumidores recibe un trato objetivo, transparente y no
discriminatorio, y f) cualquier otro aspecto que sirva para asegurar la

igualdad de trato entre agentes y consumidores

4. ACTUACIONES, RESPONSABILIDADES Y DESARROLLOS

NORMATIVOS.

Como ya se ha sefialado en apartados anteriores, las tareas a realizar se
pueden diferenciar en cuatro areas: medicién, perfiles de carga,

procedimientos de traspaso de medida y procedimientos de administracion de
contratos.
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Dado el tiempo disponible, parece légico distribuir estas tareas entre la CNE,
y los operadores del Sistema y del Mercado, sin perjuicio de la necesaria

coordinacion que tanto el MINECO como la CNE deben llevar a cabo.

Se ha de sefialar como aspecto trascendental para que se pueda cumplir un
plan como el presente que se ha de partir de un modelo determinado, que no
puede ser modificado en sus aspectos fundamentales. Si se partiese de un
modelo abierto, cuyos principios fuesen discutibles, y se comenzase ahora a
debatir cual seria el modelo éptimo, sera imposible cumplir con los plazos que

se establecen en el Real Decreto-Ley 6/2000.

Una vez expuesta esta premisa y considerando que los distintos desarrollos
se basan en una estructura organizativa como la contemplada en este
informe, se han tratado de distribuir las tareas en funcién de la experiencia
gue sobre cada una de ellas tienen los distintos participantes, o del grado de

implicacion de los mismos en los distintos procedimientos.

4.1. Actuaciones relativas alos equipos de medida.

La mejor forma de proceder para regular las caracteristicas de los
equipos de medida que se recogen en el apartado 3.1. seria elaborar
un nuevo Reglamento de Puntos de Medida y sus Instrucciones
Técnicas Complementarias, que abarcasen las caracteristicas de todos
los equipos. Dado el tiempo necesario para lograr esto, no resulta en

modo alguno viable.

Con el proyecto de modificacion del Real Decreto de Puntos de Medida
actualmente en tramitacion no se cubren las caracteristicas de todos

los equipos de medida que se recogen en el apartado 3.1.

Sin embargo, los cambios que habria que realizar no son tantos que no
cupieran en el R.D. de tarifas, cuya tramitacion es mucho mas rapida,

dejando para un desarrollo por Orden Ministerial los detalles de
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4.2.

segundo nivel, tales como el nimero de periodos, las horas que

componen cada uno y el periodo transitorio.

Por ello, se deberian proponer incluir los cambios en el R.D. de Tarifas
para adecuar el Reglamento de Puntos de Medida, una vez modificado
segun el Proyecto de propuesta de modificacion, a las caracteristicas
de los equipos de medida que se recogen en el apartado 3.1 y
presentar propuesta de Orden Ministerial con la determinacion del
namero de periodos del punto de medida tipo IV, horas que componen

cada uno y periodo transitorio para su implantacion.

Se considera que, debido a la experiencia acumulada, habiendo
realizado la propuesta de Modificacion del Real Decreto de Puntos de
Medida, deberia ser la CNE la que llevara a cabo las propuestas

anteriormente sefialadas.

Se ha de precisar no obstante que, para que sea posible disponer de
equipos de medida en el momento adecuado, es necesario implicar a
los fabricantes y a los agentes —distribuidores y comercializadores-
para lo que resulta conveniente que, a través de un Grupo de Trabajo,
tal y como se ha realizado en las diversas ocasiones que se han
analizado reglamentacion sobre medidas, y partiendo de un esquema

practicamente definido, participen en los detalles del modelo.

Por ultimo, centrandose en los aspectos concretos de la normativa que
se piensa que se debe modificar, se deberian incluir los principales
cambios que definen las caracteristicas de los equipos de medida en el
R.D. de Tarifas, habilitando al MINECO para que, por medio de una
Orden Ministerial, regule los desarrollos de menor nivel.

Actuaciones relativas a los perfiles de carga.

Estas actuaciones se pueden dividir claramente en dos fases: la de

disefio y la de implementacion.
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4.3.

La fase de disefio corresponde a la determinacion del tamafio y
distribucién de la muestra que corresponde implantar a cada
distribuidor, para obtener una curva horaria representativa del consumo
de los clientes con potencia contratada inferior a 15 kW. Este tamafio
muestral se determinara en base a parametros eléctricos y zonas

geograficas.

La fase de implementacion corresponde a la instalacién de los equipos
de medida de tipo lll en los elementos muestrales seleccionados y a la
comprobacion de que ésta se adecua a lo especificado en la fase de

disefio.

El Operador del Sistema ya tiene experiencia en diseflar muestras
representativas, con lo que deberia ser el encargado de la fase de
disefio, correspondiendo la implementacibn naturalmente a los

distribuidores.

Para la fase de disefio no se considera que se precise modificar
normativa alguna. Se considera suficiente una instruccion al Operador
del Sistema para que lo lleve a cabo y, en todo caso, a las
distribuidoras, o asociacion de las mismas, con objeto de que faciliten

la informacion precisa.

Para la fase de implementacion, no se considera que exista normativa
de rango suficiente para incluir una obligacién adicional a los
distribuidores: la de instalar y gestionar una muestra que sirva para la
determinacion del perfil de carga. Por ello, la Unica posibilidad seria la

de incluir esta obligacion en el Real Decreto de Tarifas de este afio.

Sistema de tratamiento de la informacion de los equipos de
medida.

En relacibn a los sistemas de tratamiento de la informacién de
medidas, ya esta previsto en el proyecto de modificacion del Real

Decreto de Puntos de Medida, un esquema en el que los distribuidores
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4.4.

recogen las lecturas, las agregan y las difunden, empleando protocolos

comunes.

El nuevo esquema conceptualmente es el mismo que el previsto en
este proyecto, sin que resulte dificil incluir los nuevos tipos de
contadores, salvo claro esta en relacion al nimero de equipos de

medida a tratar.

El esquema operativo del sistema se basa, siempre en funcién del
proyecto de Real Decreto, en procedimientos elaborados por el
Operador del Sistema y, en algunos casos, en Circulares de la CNE, a
propuesta del Operador del Sistema. Los trabajos parece que se
encuentran en un estado muy avanzado de desarrollo, con lo que soélo
se deberian modificar los procedimientos, para incluir los equipos de

medida que acumulan periodos y perfiles de carga estandarizados.

En consecuencia, se considera que no es preciso desarrollo normativo
alguno, sino que, una vez que se definan las caracteristicas de los
nuevos equipos de medida, el Operador del Sistema deberia modificar

los procedimientos para dar cabida a las nuevas especificaciones.

Sistema de gestion de la administracion de los contratos relativos
alos suministros.

En relacion a este sistema, las bases para desarrollarlo no son
excesivamente detalladas. En principio existen unas obligaciones,
impuestas por el Real Decreto-Ley 6/2000 (art. 20), en cuanto al control
de los contratos de suministro por parte de los distribuidores, y algunas
precisiones sobre las relaciones entre consumidores, distribuidores y
comercializadores contenidas en el Real Decreto 1955/2000. En
cualquier caso, no se ha de olvidar que la Ley 54/97 establece que, en
lo relativo a las relaciones entre los consumidores y comercializadores,

se estara a lo que pacten las partes.
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Si se afiade a que la normativa no resulta definida, el hecho de que no
se han desarrollado los procedimientos y de que los que se han venido
empleando no resultan en modo alguno estandares, se evidencia que
el desarrollo de estos sistemas va a resultar uno de los puntos criticos

para lograr la plena elegibilidad el afio 2003.

A diferencia de los procedimientos de medida, que se basan en una
normativa especifica que regula estos, en este caso la situacién que se

presenta es que no hay esa regulacion especifica y clara.

Por tanto, habra que desarrollar los procedimientos v,
simultaneamente, tomar decisiones regulatorias que orienten los
procedimientos. Se puede trabajar dejando abiertas algunas

alternativas, pero evidentemente no todas.

A modo de ejemplo, se puede citar temas tan evidentes como la
duracion de los contratos entre los consumidores y los
comercializadores. Si se deja que esta pueda ser cualquiera, se puede
llegar a que los procedimientos y sistemas de tratamiento de la
informacion sean tan complejos que impliqguen un coste excesivo para
el sistema. Y si esto es asi, ¢quién y como lo paga?. Si, para evitar
este exceso de coste se limitan de alguna manera los contratos, se
puede hacer empleando dos vias alternativas: repercutiendo un coste
al comercializador en caso de modificacion de contrato o limitando

normativamente la duracién del mismo.

Con independencia de la alternativa por la que se opte, lo sefialado
anteriormente sirve para ilustrar que no solo se trata de elaborar unos
procedimientos, sino que también se precisa, simultineamente, tomar

decisiones requlatorias.

En relaciéon al agente que debiera llevar el peso de la elaboracion de
los procedimientos, se considera que el sujeto mas adecuado para

elaborar las propuestas de procedimientos es el Operador del Mercado,
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pero también se considera que resulta absolutamente necesario que se
implique tanto el MINECO como la CNE, sobre todo en una primera
fase, en la que es necesario tomar decisiones regulatorias sobre las
alternativas que se deben considerar. Por ello, y a grandes rasgos, los

pasos a seguir podrian ser los siguientes:
Fase 1: Disefio conceptual de los Procesos.

1. ldentificacion de los procesos que afectan a los cambios de

suministro.
2. Andlisis de posibles alternativas.
3. Eleccién de las alternativas optimas.
4. Andlisis de coherencia de las distintas alternativas.

Es en esta primera fase en la que la implicacion de los organismos con
responsabilidades regulatorias MINECO y CNE resulta imprescindible,
en tanto habra que tomar decisiones regulatorias sobre la marcha. A
continuacién, existen unas fases que, sin entrar en detalle al no ser

objeto de este informe, se podrian resumir como:

Fase 2. Disefio detallado de los procesos.

Fase 3. Disefio de cddigos de intercambio de informacion.
Fase 4. Implementacion de los sistemas por los distribuidores.

Una vez se dispone de un disefio basico de los procesos de la Fase 1,
gue es la que se ha de plasmar con caracter normativo, la Fase 2
podria ser desarrollada por el Operador del Mercado sin un nivel de
implicacion tan directa del regulador, siendo indispensable Ila
participacion de los distribuidores en la Fase 3 y, evidentemente en la

Fase 4.

Desde el punto de vista de la normativa, lo adecuado seria, dada la

importancia de la materia, que se promulgase un Real Decreto. No
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4.5.

obstante, dado el largo plazo de tramitacion de un Real Decreto, seria
posible establecer las normas que rigen los procedimientos por medio
de una Orden Ministerial, como desarrollo del Real Decreto 1955/2000,
estableciendo en esta Orden un método similar que el que existe para
la medida, en el sentido que se fije la obligacion del Operador del
Mercado de elaborar los procedimientos y establecer los cédigos. En
cualquier caso, si algun aspecto resulta imposible regularlo a nivel de
Orden Ministerial, seria preciso incluirlo en el Real Decreto de Tarifas

de este afio.

Implementacion de los sistemas, procesos y codigos.

Resulta necesario que, no mas tarde de octubre de 2002, los
distribuidores, o asociaciones de éstos, tengan implementados: a) los
concentradores secundarios de medida, con las especificaciones y
protocolos de comunicacion que se hayan establecido, b) los
procedimientos y sistemas informaticos de control del sistema de
gestion de la administracion de los contratos relativos a los suministros,
y ¢) instalados los elementos muestrales que les corresponda en base

a equipos de medida de tipo III.

Dos cosas resultan evidentes: 1) esta implementacion es la que lleva
un mayor tiempo de ejecucion material y 2) supone unas obligaciones

gue se les imponen a los distribuidores.

Salvo la implementacién de los concentradores secundarios de medida,
gue ya se encuentra recogida en el proyecto de Real Decreto de
Modificacion del Reglamento Puntos de Medida y sobre la que ya se ha
trabajado, el resto de las obligaciones que se imponen al distribuidor
son nuevas, no habiéndose desarrollado nada, dado que la indefinicion
de los procedimientos es casi total. Por ello, se deberia establecer una

base normativa para incluir estas obligaciones; y esta no puede ser otra
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4.6.

gue el Real Decreto de Tarifas de este afio, si se quiere que esté

disponible con la antelacion suficiente.

Asi, en este Real Decreto, se deberia incluir la obligacion de los
distribuidores de implementar los procedimientos y sistemas
informaticos de control del sistema de gestion de la administracion de
los contratos relativos a los suministros y la de instalar a los
consumidores con potencia contratada inferior a 15 kW los elementos

muestrales que les corresponda.

Coordinacion y Control.

Un plan como éste, que se caracteriza sobre todo por lo escaso del
tiempo disponible y que implica que las tareas se distribuyen entre
diversos sujetos, afectando ademas a la préactica totalidad de los
agentes del sistema, debe necesariamente disponer de unos

mecanismos de control y seguimiento muy estrictos. Por ello:

1. Se debe crear un Comité para el seguimiento de las actuaciones
necesarias para la implementacion del plan que se establece en este

informe.

2. Este Comité de Seguimiento, que se deberia reunir con una
periodicidad minima de una vez al mes, deberia estar presidido por
el representante del Ministerio de Economia con participacién de
representantes de la CNE, el Operador del Sistema, el Operador del
Mercado, las empresas distribuidoras, o sus representantes, y
representantes de las asociaciones de comercializadores. La CNE
deberia ser la encargada de la Secretaria del Comité de
Seguimiento, debiendo tener los miembros del mismo categoria,
como minimo, de Director o Subdirector General en el caso de la

Administracion.
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3. El Comité de Seguimiento podria formar cuantos Grupos de Trabajo

considere necesarios para el mejor seguimiento de las actividades.

4. Asimismo y dado que, como se ha puesto de manifiesto sobre todo
al tratar los procedimientos de gestion y administracion de los
contratos de suministro, se deben tomar muchas decisiones
regulatorias a lo largo del desarrollo de los procedimientos, se
deberia formar un Organo Permanente formado por el MINECO vy la
CNE que tomase las decisiones regulatorios necesarias que impidan
gue el desarrollo de los procedimientos se ralentice. Dado el nivel
ejecutivo de este Comité y la disponibilidad que se requiere, a
nuestro juicio deberia estar formado por el Subdirector General de
Energia Eléctrica del MINECO vy el Director de Energia Eléctrica de
la CNE.

5. Asimismo, se considera conveniente que se filen reuniones
periddicas de seguimiento y control del plan entre el Secretario de
Estado del MINECO y el Consejo de Administracion de la CNE.

CONSIDERACIONES FINALES.

En apartados anteriores se han mostrado las caracteristicas de los nuevos
equipos de medida, las modificaciones de los procedimientos de medida y de
gestion de la administracion de los contratos de suministro y las nuevas

obligaciones que se imponen a los distribuidores.

En funcion de esto, se han definido unas actuaciones, unos posibles
responsables y se ha sefialado en qué casos se necesitaria modificaciones
normativas, cual deberia ser el rango de las nismas, o si por el contrario

bastaria con instrucciones a los agentes.

Todo lo anteriormente sefialado se basa en una serie de premisas: a) el
modelo es éste y sélo queda tiempo para discusiones de segundo nivel, b) en

el caso en que se requiera modificaciones reglamentarias solo es posible

175



llevarlas a cabo si se incluyen en el Real Decreto de Tarifas de este afio. No
es posible partir de un nuevo Real Decreto y ¢) se supone que el proyecto de
Real Decreto de modificacion del Reglamento de Puntos de Medidas esta

disponible antes que el Real Decreto de Tarifas.

Las modificaciones normativas a incluir en el Real Decreto de Tarifas de este

afo deben ser las minimas para dar base reglamentaria al modelo.
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Bastaria por tanto con:

Incluir las modificaciones del punto de medida de tipo Il1.
Definir un tipo IV en base a periodos horarios.

Sefalar que los consumidores con potencia contratadas inferiores a 15

kKW (tipo V) se liquidaran en base a una muestra representativa.
Establecer que afecta a todos los consumidores, a tarifa y a mercado.

Fijar la obligacion de los distribuidores de alquilar, si el consumidor lo

estima oportuno, los equipos de medida de los tipos Il a V.

Fijar la obligacion de que los distribuidores instalen la muestra
representativa de consumidores de tipo V, en base a equipos de tipo Il

gue les corresponda.

Determinar la obligacion de los distribuidores adoptar los procedimientos
de gestidon de contratos con el contenido, procedimientos y codigos que,
por O.M., les obligue el MINECO.

Habilitar al MINECO para el desarrollo de las modificaciones que se

sefalan en este apartado.

Por otro lado, los trabajos a desarrollar por la CNE, el Operador del Sistema y

el Operador del Mercado se pueden realizar sobre la base de una instruccién

dada por el Gobierno o el MINECO, en base a un modelo concreto, el que se

recoge en este informe.

Por dltimo sefalar que, las areas que nos parecen mas comprometidas son

dos:

1. Las caracteristicas de los equipos de medida de tipo IV, ya que se

necesita que los agentes del sistema vy los fabricantes conozcan, fabriquen

e instalen los equipos.
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2. Los procedimientos de gestion de la administracion de los contratos de
suministro, ya que estan muy poco desarrollados y se necesita ademas,
en la fase de disefio basico, que se tomen decisiones regulatorias que

afectaran al desarrollo e implementacion de los procesos.
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