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INTRODUCCIÓN 
 
Desde comienzos de los años noventa, la liberalización del sector eléctrico ha 
ocupado un lugar destacado en los programas políticos de muchos Gobiernos y la 
discusión sobre cómo introducir competencia y diseñar mercados, en un sector 
organizado tradicionalmente como monopolio, constituye uno de los mayores 
desafíos para la teoría de la regulación. Aunque muchos países han iniciado el 
proceso de liberalización, organizando incluso mercados eléctricos, las técnicas 
para lograr una competencia efectiva todavía no están claras y  dependen de las 
circunstancias de cada país. En este entorno de dificultades para transformar la 
estructura industrial y el modelo de regulación del sector eléctrico, la aparición de 
fracasos ha abierto una etapa de escepticismo frente al proceso de liberalización. 
 
La crisis del mercado eléctrico de California, que había comenzado a funcionar en 
la primavera de 1998, desencadenó graves sucesos durante los años 2000 y 2001: 
cortes de suministro rotatorios, con serios perjuicios para los consumidores 
domésticos e industriales de una de las zonas más desarrolladas del mundo, la 
quiebra de varias empresas generadoras y distribuidoras y la asunción de 
compromisos financieros astronómicos por el Gobierno del Estado para restablecer 
la garantía del suministro (40.000 millones de dólares). Otro caso espectacular ha 
sido la quiebra de Enron, empresa  que asumió un enorme protagonismo en la 
vanguardia del análisis de los mercados, del comercio mayorista de energía y de la 
gestión de riesgos; y situada en los mercados energéticos emergentes como una de 
las mayores compañías del mundo; pero con unas estrategias minadas por el fraude 
y el abuso sobre los fallos del mercado, que incidieron negativamente en los 
sectores en que operaba y precipitaron su propia debacle. Poco después, ante los 
ojos de la opinión pública, los grandes apagones que sacudieron Norte América e 
Italia durante el año 2003 fueron en parte presentados como fallos de los procesos 
de liberalización. 
 
Por otra parte, en Iberoamérica algunos Gobiernos y determinadas corrientes de 
opinión han criticado los fallos y abusos de los procesos de privatización de las 
empresas públicas energéticas, proponiendo o reinstaurando antiguos modelos del 
intervencionismo público, como la nacionalización de recursos o las empresas 
mixtas, devolviendo al Estado la dirección sobre este sector estratégico. 
 
Sin embargo, el proceso de liberalización del sector eléctrico, allí donde se ha 
acometido con una mínima coherencia, está reportando ventajas económicas y 
sociales indiscutibles, que expondremos más adelante. Por lo que respecta a las 
grandes crisis, han permitido un mejor conocimiento de los problemas técnicos y 
económicos que plantea la introducción de competencia, facilitando el diseño de 
las técnicas de regulación adecuadas para su solución. 
 
En el caso de la crisis de California, motivada más por los fallos de la regulación 
que por los fallos del mercado, el análisis casi exhaustivo de sus causas y procesos 
ha permitido la formación de un consenso entre los especialistas norteamericanos, 
que muestran hoy un alto grado de acuerdo sobre las principales técnicas de 
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regulación para el diseño de mercados eléctricos sólidos y eficientes. Con 
independencia del debate político y regulatorio sobre la posibilidad de imponer un 
diseño estándar de mercado para los sistemas eléctricos, la realidad hoy es que más 
de la mitad de la capacidad de generación de electricidad en Estados Unidos se 
sitúa dentro de mercados eléctricos organizados (PJM, New England, MISO, 
ERCOT...). 
 
Es bastante menos conocida la crisis que durante los años 2002 y 2003 tuvo que 
afrontar el mercado escandinavo, en el que se integran Noruega, Suecia, Finlandia 
y Dinamarca: la importante reducción de las reservas de las centrales hidráulicas, 
que suponen el 50% de la capacidad instalada del sistema, colocó al sector eléctrico 
ante una situación límite, que pudo superarse sin cataclismos gracias a la 
coherencia de los Gobiernos, que respetaron las instituciones del mercado, y a la 
eficacia de las empresas. También allí, la crisis ha permitido una mejor 
comprensión y gestión de los mecanismos contractuales para la gestión de riesgos y 
una mayor participación de la demanda, que facilita una flexibilidad hasta ahora 
desconocida por los sistemas eléctricos1. 
 
De otra parte, la discusión sobre la reforma británica de los New Electricity 
Trading Arrangements (NETA) instaurada en el 2001, también ha iluminado el 
funcionamiento y las características de las subastas de electricidad en los mercados 
al contado, los sistemas de contratación a plazo y el nuevo proceso de reintegración 
vertical de las compañías.   
 
Ahora bien, la experiencia de los primeros años de funcionamiento de los mercados 
eléctricos organizados en Sudamérica (Chile fue el primer país que acometió la 
liberalización del sector eléctrico), Australia, Estados Unidos y Europa pone de 
manifiesto que la liberalización del sector no es un acontecimiento que se produce 
y del que podemos desentendernos, sino un largo proceso de lentos avances hacia 
la competencia, que requiere de ajustes y adaptaciones constantes para superar los 
problemas que va deparando la reforma. 
 
Una vez que este proceso entra en el debate político, tampoco puede ignorarse que 
la regulación debe buscar equilibrios entre intereses con frecuencia enfrentados: la 
adecuada rentabilidad de las compañías y el incentivo de nuevas inversiones, la 
seguridad del suministro, el control de los precios para los consumidores 
industriales y domésticos y como instrumento incidente sobre la inflación y la 
estabilidad macroeconómica, la protección del medio ambiente, etc. La 
experiencia, nada desdeñable a este respecto, indica que los mejores resultados se 
están consiguiendo mediante una estrategia a largo plazo que prime la coherencia 
del modelo elegido para introducir competencia, respetando los ritmos lógicos de 
implantación para conseguir ganancias de eficiencia; mientras que las tácticas 
políticas de mantener intervencionismos puntuales para satisfacer intereses 

                                                 
1 Vid. AMUNDSEN y BERGMAN (2006). 
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sectoriales a corto plazo pueden perjudicar todo el proceso2, como por desgracia 
demostró la crisis de California3, o provocar la lentitud y disfunciones en gran 
medida regulatorias que están lastrando el desarrollo de muchos mercados 
eléctricos. Como ha indicado Frank WOLAK (2003), no cometer errores en los 
procesos de reestructuración resulta imposible y es muy fácil cometer errores de 
bulto que perjudiquen todo el proceso. 
 
En España, la Ley 54/1997 del Sector Eléctrico apostó por un modelo ambicioso de 
introducción de competencia, asentado sobre la organización de un mercado de 
producción, y en el que desde el año 2003 todos los consumidores tienen libertad 
para elegir suministrador. Sin embargo, la continuidad y la coherencia en la 
regulación y ajuste del modelo han dejado bastante que desear, produciéndose más 
bien de manera espasmódica por razones de urgencia coyuntural. Ni siquiera se ha 
realizado, hasta la fecha, la revisión general del modelo, que el Protocolo suscrito 
entre el Gobierno y las Empresas eléctricas en 1996 comprometió para el año 2002; 
ni la adaptación del ordenamiento del sector a las exigencias de la Directiva 
2003/54. 
 
Sin embargo, en los últimos años se han analizado los aciertos y errores de nuestro 
proceso de liberalización del sector eléctrico por estudios razonados y sistemáticos, 
que han propuesto medidas concretas de reforma y entre los que cabe citar los de 
ATIENZA y DE QUINTO (2003), FABRA UTRAY (2004), LÓPEZ DE CASTRO 
y ARIÑO (2004), HERNÁNDEZ (2005) o LASHERAS (2005). En el año 2004, el 
Gobierno encargó al Profesor Ignacio PÉREZ ARRIAGA la elaboración de un 
Libro Blanco sobre la reforma del sector. Tras interesantes procesos de intercambio 
de pareceres con todos los sectores interesados, de un importante Informe de la 
Comisión Nacional de Energía (2005), en el que sintetizó su posición y análisis 
sobre los principales problemas recogidos en Informes anteriores, y fruto de la 
larga experiencia personal y de su equipo de trabajo (Carlos BATLLE, Carlos 
VÁZQUEZ, Michel RIVIER y Pablo RODILLA) tanto en la regulación activa 
como en la investigación, el Profesor PÉREZ ARRIAGA presentó a finales de 
junio de 2005 el “Libro Blanco sobre la reforma del marco regulatorio de la 
generación eléctrica en España”; un documentado y exhaustivo análisis de nuestro 
proceso de liberalización, que presenta un balance ponderado de la situación actual 
y que formula un conjunto sistemático de propuestas de reforma respecto de las 
principales disfunciones detectadas. La presentación el 3 de septiembre de la OPA 
de Gas Natural sobre ENDESA  y la posterior OPA de E.ON, así como la 
virulencia empresarial, política, judicial y mediática con que se han desarrollado, 
han restado al debate sobre el Libro Blanco la intensidad y alcance que bien 
merece. 
 
En cualquier caso, disponemos hoy de un conjunto de diagnósticos y propuestas de 
reforma sobre el mercado eléctrico español, que facilitarían su reforma y ajuste 

                                                 
2 ARIÑO  (2oo6) sistematiza los fallos y los logros de las reformas regulatorias y los principios que sustentan 
un modelo de regulación para la competencia. 
3 Vid. HUNT (2002), LITTLECHILD (2003), BORENSTEIN (2002), JOSKOW (2006). 
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para lograr un mejor funcionamiento en beneficio de las propias empresas 
eléctricas, de los consumidores y de la economía española en su conjunto; si es que 
existe voluntad política para acometerla. 
 
Con el ánimo de aclarar dudas que todavía se ciernen sobre la viabilidad del 
modelo de mercado para el sector eléctrico y de contribuir a su proceso de reforma, 
en el presente estudio intentamos explicar algunos aspectos fundamentales de la 
liberalización y del funcionamiento de los mercados eléctricos, que presentan 
importantes peculiaridades quizás todavía poco analizadas4.  
 
I. RAZONES, OBJETIVOS Y RESULTADOS DEL PROCESO DE 

LIBERALIZACIÓN. 
 
A. Razones. 
 
1. El modelo de regulación tradicional frente a la competencia. 
 
En el ámbito económico, durante los años ochenta se produjo una sustitución del 
paradigma de la dirección política de la economía por el paradigma de la libre 
competencia en los mercados, como instrumento más eficiente para la generación 
de riqueza. En el Derecho Europeo, esta sustitución se plasmó en la reforma del 
Tratado de la Comunidad Europea realizada por el Acta Única de 1986, cuyo 
principal objetivo fue el Mercado Único sustentado en el fortalecimiento de la 
Política de Competencia, que comenzaría a aplicarse a los servicios de interés 
general (artículo 86 TCE) en los años noventa mediante Directivas y Sentencias del 
Tribunal de Justicia (casos Corbeau de 1993 y Almelo de 1994). Tras las reformas 
del TCE, su texto repite en varias ocasiones que la política económica se basará en 
una “economía de mercado abierta y de libre competencia”. 
En la medida en que la competencia se ha ido introduciendo y desarrollando en los 
distintos sectores económicos, facilitando una mejor asignación de recursos, 
reducciones de precios, aumentos de calidad y progreso material, que además sitúa 
a las empresas en una posición coherente con nuestro sistema social, económico y 
político; se ha considerado que el sector eléctrico no podía continuar como un 
reducto del monopolio, inmune a la competencia. 
 
Tradicionalmente, en la industria eléctrica se distinguen como actividades físicas, 
necesarias para el suministro, la Generación, la Operación del Sistema, el 
Transporte en grandes áreas en alta tensión y la Distribución en áreas más 
reducidas a menor tensión. Como funciones comerciales se distingue entre el 
comercio mayorista de los generadores con los distribuidores, comercializadores o 
grandes clientes; y el comercio minorista entre el distribuidor o el comercializador 

                                                 
4 Como ha señalado Pedro MIELGO (2006), “después de quince años, los resultados de las reformas han sido 
desiguales. Un repaso de la literatura permite comprobar que falta un análisis a fondo de las causas reales de 
los éxitos y de los fracasos.... La prisa por imitar a los que ya habían iniciado el camino impidió valorar los 
factores clave de la industria y las alternativas políticas que existían para mejorar la eficacia mediante el 
recurso a mecanismos de competencia. Las ideologías, la política y el wishful thinking predominaron sobre el 
análisis económico. Y, sin duda, no era fácil implantar modelos de competencia depurados”. 
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y el consumidor final. La organización tradicional de la industria eléctrica, vigente 
todavía en muchos países, consiste en compañías públicas o privadas, 
verticalmente integradas, que planifican todas las instalaciones, de acuerdo con el 
regulador, y coordinan su operación. A cambio del servicio el cliente paga una 
tarifa, en la que se integra el coste de todas las actividades. La compañía 
verticalmente integrada ve reconocida por el regulador, de hecho o de derecho, la 
exclusiva a operar en una zona determinada, comprometiéndose a atender las 
demandas de suministro a cambio de percibir por sus servicios unas tarifas que le 
permitan recuperar los costes en que ha incurrido más una tasa razonable de 
beneficio para el capital invertido. 
 
Teniendo en cuenta que la mayoría de los costes del servicio corresponden a la 
actividad de generación5, el objetivo principal para ganar eficiencia es abrir esta 
actividad a la competencia, pues es la que puede reportar mayores beneficios a 
largo plazo. Aunque los modelos verticalmente integrados de los países 
desarrollados han funcionado razonablemente bien durante el siglo XX, siendo 
capaces de atender aumentos constantes y a veces espectaculares de la demanda; 
también es cierto que la ausencia de competencia ha provocado con carácter 
general una cierta mentalidad de aversión al riesgo, excesos de inversión en 
capacidad para obtener mayores beneficios (teorema de AVERCH-JOHNSON), 
politización de los procesos de inversión, ineficiencias en la elección de 
tecnologías y fuentes primarias, así como grandes dificultades en los procesos de 
regulación por la evidente asimetría de la información.  
 
Los países que han acumulado más experiencia y beneficios con la liberalización 
del sector eléctrico han demostrado que la competencia es laboriosa pero posible, 
sobre todo, por una cuestión de asignación de riesgos y costes. La gran diferencia 
entre la regulación y la competencia estriba en la asignación y gestión de los 
riesgos, que determina los incentivos para mejorar la eficiencia. Los principales 
riesgos que afronta el sector eléctrico son: los niveles de demanda y de precios en 
el mercado; los cambios tecnológicos que pueden hacer obsoletas o menos 
competitivas a las centrales de generación; las decisiones sobre cuándo y cómo 
invertir o mantener las centrales; los riesgos de crédito (evolución de tipos, 
cotización de moneda), etc. 
 
En el modelo tradicional de regulación, la mayoría de los riesgos se transfieren al 
consumidor, que en realidad nada puede hacer para gestionarlos. Si aparecen 
nuevas tecnologías, los consumidores continúan pagando más por la vieja 
tecnología, mientras que en un régimen de competencia los productores con 
tecnologías anticuadas ven como sus activos se deprecian. En el modelo de 
regulación, si la demanda es menor de lo previsto, las tarifas deben aumentar para 
retribuir el exceso de capacidad, mientras que en un régimen de competencia el 
exceso de capacidad provoca un descenso de los precios. 
 

                                                 
5 En la estructura de la tarifa eléctrica española el coste de la actividad de generación suele superar el 60%. 
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En un régimen de competencia, los riesgos se asignan y deben gestionarse por los 
propietarios de las empresas, que pagarán por los errores o se beneficiarán de los 
aciertos. Frente al riesgo de los cambios tecnológicos, intentarán escoger las 
mejores tecnologías y no quedar desplazados por los avances del mercado. Frente a 
los riesgos de volumen y precios de demanda en el mercado intentarán buscar la 
máxima flexibilidad en su parque de generación y observar constantemente la 
evolución del mercado; de forma que puedan operar a pleno rendimiento con 
precios altos y reducir producción frente a descensos6. Además, las empresas 
intentarán desplazar la asignación y gestión de aquellos riesgos que no pueden 
gestionar por sí mismas mediante contratos a plazo, contratos de seguros, etc. 
 
Mientras en el modelo de regulación tradicional prima una perspectiva casi 
exclusivamente técnica, el régimen de competencia obliga a integrar otras 
perspectivas como la innovación en todos los aspectos, la gestión financiera, la 
cobertura de riesgos mediante contratos y seguros, el conocimiento y la atención a 
los clientes, etc, etc. Todo ello enriquece el proceso de planificación y toma de 
decisiones de las empresas, haciendo su sistema de funcionamiento “más 
inteligente”7. Quizás sea éste el principal argumento en favor de la competencia, 
aunque no impide que se produzcan fallos y errores. 
 
2. Las diferencias de costes y precios. 
 
Un factor determinante de la liberalización ha sido la presión de los consumidores 
industriales para obtener la capacidad de elegir suministradores más baratos, así 
como la presión del tejido productivo en su conjunto para reducir los costes 
eléctricos y asimilarlos a los de sus competidores respectivos en una economía 
globalizada. Por lo que respecta a Europa, a mediados de los noventa las tarifas 
eléctricas superaban en un 20% a la media de las norteamericanas y, 
concretamente, en el caso de Alemania las superaban en más de un 30% (KLOM 
1997). En el caso de Estados Unidos, la tarifa media para 1998 se situó en 6,74 
centavos/KWh; pero con unas diferencias enormes entre Estados: Kentucky 4,16; 
Washington 4,03; Wisconsin 5,44; California 9,03; y Nueva York 10,71...8 

 

                                                 
6 JOSKOW (1997), BORENSTEIN y BUSHNELL (2000), CRAMTON y STOFT (2006) señalan que el 
principal incentivo de la liberalización consiste en la disciplina de  inversiones eficientes en capacidad de 
generación. 
7 Vid. CRUZ FERRER (1999). 
8 U.S. Energy Information Administration (2000). 
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Gráfico 1 
Tarifas medias kilowatio hora por Estados, 1998 

Media total de tarifas: 6.74 cents. 
 

 
Fuente: U.S. Energy Information Administration (2000). 

 
Este hecho puede explicar varias cuestiones interesantes: 1) Los Estados del este y 
California fueran los primeros en emprender la liberalización de sus sistemas 
eléctricos, al igual que otros países como el Reino Unido, Argentina o España que 
presentaban altos costes comparativos. 2) La tremenda presión de la clase política 
sobre el proceso de liberalización para obtener reducciones de precios casi 
inmediatas: la reforma de Massachussets impuso sobre la marcha una reducción de 
tarifas del 15% (protegiendo a las distribuidoras mediante el reconocimiento del 
déficit tarifario en que incurrieran) y la de California del 10% (sin proteger a las 
distribuidoras...), mientras que en España las variaciones de la tarifa media entre 
1997 y 2006 registran una disminución en términos nominales de un 8,82% y, en 
términos reales, descontado el efecto de la inflación, de un 31,14%9. 3) A los 
sistemas eléctricos que presentaban costes más altos se les ha obligado a acometer 
su reestructuración, a acomodarse a las nuevas reglas del juego, a abrirse a la 
entrada de competidores mediante nuevo establecimiento o adquisición de 
empresas existentes10 y a obtener ganancias vertiginosas de eficiencia. En muchos 
mercados, como los del este de Estados Unidos11, Europa12 y especialmente en 
España13, la reducción de las tarifas, pegadas a costes o por debajo de costes, hace 
prácticamente imposible la entrada de competidores o el desarrollo del consumo en 
el mercado libre. 4) Los Estados con tarifas más baratas no se ven obligados a 

                                                 
9 Club Español de la Energía, Memoria 2005. 
10 Casi todas las empresas eléctricas británicas han sido adquiridas por empresas extranjeras. 
11 JOSKOW (2006). 
12 Comisión Europea (2005), Informe Anual sobre la Situación de los Mercados de Gas y Electricidad. 
13 PÉREZ ARRIAGA (2005). 
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emprender el difícil camino de organizar mercados. Es más, si nos fijamos en el 
caso de Kentucky (KY)14, que está rodeado por Estados con precios mucho más 
caros, su integración con los mercados vecinos podría perjudicar a algunos de sus 
consumidores, puesto que clientes exteriores con mayor capacidad de negociación 
estarían deseando comprar a los generadores de KY, que ya no podrían suministrar 
a sus consumidores tradicionales y que, a su vez, tendrían que buscar 
suministradores más caros. 
 
3.  Flexibilidad de las nuevas tecnologías. 
 
Los aumentos espectaculares de la demanda eléctrica que se produjeron durante los 
años cincuenta y sesenta pudieron ser atendidos mediante las economías de escala 
de los parques de generación, que desarrollaron centrales nucleares y de carbón con 
potencias instaladas que llegan a alcanzar los 1.000 MW. Estas economías de 
escala, unidas a las pérdidas de energía en el transporte y a la necesidad del 
despacho central de las unidades de generación, permitieron justificar el carácter de 
monopolio natural de la generación. Sin embargo, la reducción de las pérdidas del 
transporte comenzó a permitir el comercio mayorista de electricidad entre los 
sistemas; y el desarrollo de la tecnología de turbinas de gas15 permitió alcanzar 
eficiencias máximas con 400 MW de capacidad, resultando incluso eficientes en 
escalas tan pequeñas como los 10 MW; que lógicamente podían construirse en 
plazos menores. Todo ello con unos costes más competitivos frente a las antiguas 
centrales, pero siempre en función de los costes de aprovisionamiento del gas... De 
esta forma, la actividad de generación quedó abierta a la eventual entrada de 
operadores independientes; mientras que la entrada en funcionamiento del Pool 
inglés (Mercado diario organizado de generación mediante subastas horarias de 
energía) en 1990 demostró que todo el parque de generación de un sistema podía 
ser sometido a competencia.  
 
B.  Objetivos. 
 
El proceso de liberalización debe incardinarse en el marco general de la política 
económica y de la política energética que, lógicamente, persiguen un ámbito de 
objetivos más amplios que la mera eficiencia económica. Partiendo de la Ley del 
Sector Eléctrico, podemos definir como objetivos de nuestra política energética los 
siguientes: 1) Un suministro seguro, fiable, continuo y de calidad; 2) Accesible a 
todos los consumidores (servicio universal); 3) Con el precio mínimo pero basado 
en costes reales, comparado con nuestros países competidores, especialmente la 
UE; 4) Con el menor impacto ambiental posible; y 5) Manteniendo empresas 
sólidas y solventes, tanto en el lado de la oferta como en el de la demanda. 
 

                                                 
14 Por posición geográfica de encrucijada y estructura de costes de generación, resulta evidente en algunos 
aspectos la analogía con la situación de Francia en el Mercado Europeo. 
15 Posiblemente, no es fruto de la casualidad que el mayor desarrollo tecnológico de los últimos años se 
produjera en Estados Unidos al abrirse la competencia a los Productores Independientes por la Public Utilities 
Regulatory Policies Act (PURPA) de 1978. 
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Como señalan con acierto ATIENZA y DE QUINTO (2003) el problema es que 
estos objetivos son parcial o totalmente contradictorios. La mayor fiabilidad y 
calidad, la internalización de costes ambientales, el desarrollo de las energías 
renovables, la diversificación tecnológica y de fuentes primarias para garantizar la 
seguridad de aprovisionamientos, muy especialmente en España la carencia de 
energías primarias y el elevado coste del carbón nacional, la orografía montañosa 
de nuestro territorio, así como la dispersión de poblaciones y consumos implican, 
evidentemente, mayores costes eléctricos que los de otros países que disponen de 
circunstancias más favorables. Todo ello exige cuidar al máximo la política de 
liberalización para incentivar niveles de eficiencia de nuestras empresas 
especialmente exigentes. 
 
Asimismo, debe destacarse que en el caso de la política energética europea, frente a 
la focalización casi exclusiva de la norteamericana en la eficiencia y en la 
seguridad de aprovisionamientos y suministros16, la competencia y la eficiencia se 
han equilibrado con el objetivo de la cohesión social17, articulado a través del 
servicio universal y de las obligaciones de servicio público, impuestas por las 
Directivas 1996/92 y 2003/54 y explicadas en el ámbito de la política regulatoria de 
la Comisión Europea en sus Comunicaciones sobre los Servicios de Interés General 
en Europa de (1996 y 2001) y en el Libro Blanco de 2004. 
 
Resulta interesante comprobar en el reciente “Libro Verde Estrategia Europea para 
una Energía Sostenible, Competitiva y Segura” (2006) que la política de 
liberalización, cuyo fin esencial es la creación de mercados en competencia, no 
sólo se vincula directamente al objetivo de la competitividad, sino que también 
puede contribuir de manera directa a lograr los objetivos de sostenibilidad 
medioambiental y de seguridad de abastecimiento mediante  nuevas inversiones, 
desarrollo tecnológico y una reducción de la demanda, que sobre todo podría 
conseguirse mediante su participación en el mercado y su disciplina frente a los 
precios. 
 
C.  Resultados. 
 
La Agencia Internacional de la Energía (2005) acaba de establecer un balance 
favorable para los procesos de liberalización en los países que los han acometido. 
Aunque las subidas de precios del petróleo y del gas durante los últimos años no 
han facilitado el proceso, durante los últimos quince años se han reducido los 
precios eléctricos, especialmente para los consumidores industriales que han tenido 
mayor capacidad de elección y negociación, pero también para los consumidores 
domésticos, especialmente en los sistemas que han suprimido o racionalizado las 
tarifas respecto a costes, reconociéndoles capacidad efectiva de elección de 
suministrador (vid. Cuadro AIE 2005:33). En el caso de la Unión Europea, 
JAMASB y POLLITT (2005) cuantifican las reducciones medias de precios, entre 

                                                 
16 El último aspecto ha sido el objetivo fundamental de la Energy Policy Act de 2005. 
17 NEWBERY (2004). 
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1997 y 2003, en un 6% para consumidores domésticos, un 20% para pequeños 
consumidores industriales y un 9,5% para los grandes consumidores industriales. 
 
Otros datos significativos son la reducción de los costes del transporte, la mayor 
disponibilidad y eficiencia de las centrales de generación, el aumento del comercio 
mayorista entre los sistemas integrados en los mercados (Escandinavia, Noreste 
USA), el aumento de la productividad laboral con reducciones de plantilla que 
oscilan entre el 50% del Reino Unido y el 20% de Estados Unidos, la mayor 
transparencia en cuanto a costes y precios o los aumentos de la calidad de 
suministro especialmente documentados en el Reino Unido. Otro estudio reciente 
de la OCDE (2005), sobre los posibles aumentos de productividad derivados de la 
liberalización de los mercados de productos, indica que las restricciones públicas 
que todavía se mantienen sobre el sector eléctrico hace que su liberalización podría 
constituir la mayor contribución a posibles aumentos de PIB, que se situarían entre 
un 1% y un 3% para Estados Unidos y entre un 2% y un 3,5% para la Unión 
Europea. En cualquier caso, la Agencia Internacional de la Energía destaca el reto a 
futuro de las nuevas inversiones en generación sometidas al riesgo, pero que están 
abriendo un abanico interesante desde las Centrales de gas y las centrales eólicas al 
renovado interés por los grandes proyectos en centrales nucleares, teniendo en 
cuenta no sólo su estructura de costes sino también el ahorro en derechos de 
emisión a la atmósfera18. 

 
II. TÉCNICAS REGULATORIAS DE INTRODUCCIÓN DE 

COMPETENCIA. 
 
A pesar de las dificultades regulatorias de la Unión Europea y de Estados Unidos, 
que analizaremos más adelante, en la actualidad existe un consenso claramente 
mayoritario respecto de las técnicas que resultan imprescindibles para introducir 
competencia en el sector eléctrico: 1) La separación de las redes de transporte y 
distribución, gestionadas por un Operador Independiente, y reconociendo el 
derecho de cualquier agente a acceder a las mismas bajo condiciones objetivas y 
transparentes; 2) La organización de un Mercado de Producción en el que compitan 
los generadores; 3) El reconocimiento del derecho de los consumidores a elegir 
suministrador; 4) La constitución de una Comisión Reguladora Independiente19. 
 
 
 
 
 
 
 

                                                 
18 Vid. Cuadros y datos específicos: Agencia Internacional de la Energía (2005: 32-42). 
19 Vid. HUNT (2002), CRUZ FERRER (2002), LITTLECHILD (2003), ATIENZA y DE QUINTO (2003), 
ARIÑO (2004), NEWBERY (2004), Agencia Internacional de la Energía (2005), HOGAN (2005), JAMASB y 
POLLITT (2005), JOSKOW (2006). 
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Cuadro 1. Principales técnicas de liberalización 

Regulación de Estructura • Separación vertical de actividades: generación, 
transporte, operación del sistema, distribución y 
comercialización. 

• Privatización de empresas públicas. 
Regulación de Conducta • Facilitar la entrada de nuevos operadores en actividades 

competitivas. 
• Facilitar el derecho de acceso a las redes. 
• Facilitar el derecho de los consumidores a elegir 

suministrador. 
• Medidas de mitigación del poder de mercado. 
• Regulación económica y de incentivos para las 

actividades de red. 
Regulación Institucional • Diseño de los nuevos Mercados: Organizado de 

Producción (mayorista) y de comercialización 
(minorista): articulación institucional y de tipos de 
contratos, participación de la demanda. 

• Diseño del Operador del Sistema y del Operador del 
Mercado (entidad única o separada). 

• Establecimiento de Autoridad Reguladora 
Independiente. 

 
Los elementos indicados en el Cuadro 1 dan cuenta de la complejidad del proceso 
de liberalización. Los autores norteamericanos suelen emplear los términos 
reestructuración y desregulación para referirse al proceso de liberalización, que es 
el término que parece más idóneo y que es el más utilizado en Europa, puesto que 
nos encontramos ante un proceso más laborioso y complejo. Como ha escrito Juan 
Carlos HERNÁNDEZ (2005), a medida que se liberaliza el mercado existe mucha 
más complejidad técnica y por ende normativa. Esto hace evidente que el proceso 
de liberalización en el sector eléctrico no supone la desregulación de la actividad. 
Al contrario supone el establecimiento de un marco normativo mucho más amplio 
y complejo. En la electricidad, liberalización bajo ningún concepto equivale a 
desregulación. 
 
El sector eléctrico constituye uno de los objetos más difíciles de análisis para la 
teoría de la regulación puesto que, por su complejidad técnica y económica, está 
planteando problemas más arduos que los afrontados por la liberalización de otros 
sectores económicos. Aunque todos los métodos de las escuelas de regulación 
(Chicago, Public Choice, etc.,) aportan herramientas interesantes de análisis, 
diagnóstico y definición del nuevo modelo; es la teoría neoinstitucionalista 
(COASE, NORTH, WILLIAMSON...)20 la que facilita un entramado conceptual 
más operativo. Lo verdaderamente esencial es acertar con la configuración y 
perfeccionamiento de una nueva institución jurídico-económica: el mercado de la 
electricidad. Como en todo mercado, los principales elementos que hay que definir 
son la asignación de derechos de propiedad, el esquema de relaciones contractuales 
y la asignación de responsabilidades. Se trata de sustituir los mecanismos de 

                                                 
20 Sobre las escuelas de regulación puede verse MERCURO y MEDEMA (1999). 
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coordinación jerárquica-centralizada de los sistemas eléctricos verticalmente 
integrados por un nuevo conjunto de técnicas regulatorias, que permitan al sector 
eléctrico continuar funcionando como un sistema unitario, que garantiza en todo 
momento la seguridad técnica y la continuidad del suministro; al tiempo que 
introduce la competencia mediante la atribución de derechos y obligaciones, que 
den seguridad jurídica a los operadores y faciliten su coordinación reduciendo lo 
mejor posible los costes y problemas de información y transacción. 
 
Por el momento, podemos sintetizar el proceso de introducción de competencia en 
torno a dos elementos regulatorios: la separación de actividades y la organización 
de un mercado de producción. 

 
A. Separación de actividades. 
 
Las redes de transporte y distribución mantienen el carácter de monopolio natural, 
no sólo por la ineficiencia económica y tecnológica de su duplicación, sino también 
por razones medioambientales. Por ello, es necesario proceder a la separación 
funcional, jurídica o de propiedad de las redes para impedir que faciliten subsidios 
cruzados o poder de mercado a las actividades potencialmente competitivas como 
son la generación y la comercialización. La separación del régimen jurídico entre 
actividades competitivas y no competitivas21, permite reconocer a las primeras 
(generación y comercialización) las libertades de acceso al mercado, de inversión, 
de acceso a las infraestructuras, y de contratación y formación competitiva de 
precios; mientras que las segundas (operación del sistema, transporte y 
distribución) deben quedar sometidas a un estatuto objetivo que imponga: su 
gestión separada, la separación entre propiedad y uso abierto a todos los 
operadores, la abolición de derechos de exclusiva, la planificación vinculante de las 
extensiones, la regulación económica de las tarifas de acceso y de los incentivos de 
eficacia; y la imposición de obligaciones de servicio universal y servicio público. 
 
Tanto la regulación federal norteamericana como la Directiva europea 1996/92 no 
obligaban a la separación jurídica de las redes de transporte, por lo que tanto en 
Europa22 como en Estados Unidos23 se ha denunciado el abuso que las compañías 
verticalmente integradas continuaban ejercitando sobre sus redes. La Directiva 
europea 2003/54 obliga a que las redes de transporte sean gestionadas por un 
operador independiente del resto de las actividades, sea propietario (modelo RTO) 
o no (modelo ISO) de las mismas. La regulación federal norteamericana también 
avanza en esta dirección con los poderes atribuidos a la Federal Energy Regulatory 
Commission por la Energy Policy Act de 200524.  
 

                                                 
21 ARIÑO (2004) explica este aspecto con detalle. 
22 LITTLECHILD (2003), NEWBERY (2004), JAMASB y POLLITT (2005) denuncian expresamente los 
abusos de Francia y Alemania. 
23 GULLIVER y ZILLMAN (2006). 
24 HOGAN (2005). 
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B. Organización de Mercados de Producción. 
 
Al comenzar a diseñar en 1988 el modelo de introducción de competencia en el 
Reino Unido, se pensó que el sistema lógico sería reconocer a los operadores 
(generadores/distribuidores, comercializadores y consumidores cualificados para el 
acceso directo al mercado) la libertad de concertar contratos bilaterales para el 
comercio de la electricidad. Sin embargo, al analizar el desarrollo de este modelo 
se plantearon varios problemas: el despacho de los contratos bilaterales no parecía 
compatible con la Operación del Sistema en condiciones de seguridad; en caso de 
fallo de suministro o consumo de una de las partes las responsabilidades serían 
astronómicas; y la contratación bilateral, habida cuenta del mantenimiento 
transitorio de las tarifas, no permitía someter a competencia a todos los 
generadores. Para solventar estos problemas se diseñó el Pool como mercado al 
contado mayorista de generación, en el que todos los generadores debían competir 
por el suministro en períodos de media hora para el día siguiente según un sistema 
de subasta. La última oferta necesaria para satisfacer la demanda programada fijaría 
el precio marginal del sistema, que se pagaría a todos los generadores cuyas ofertas 
hubieran sido aceptadas. En todo caso, los operadores podrían concertar contratos 
bilaterales a plazo para cubrirse frente a la volatilidad de los precios del pool. Este 
modelo permitía: 1) someter a competencia a todos los generadores; 2) disponer en 
tiempo real de suministro en caso de fallo del generador contratado y 3) permitir al 
Operador del Sistema seguir operando como antes, pero en vez de establecer él 
mismo el orden de mérito para el despacho de las centrales, seguir el orden 
establecido por la subasta del Pool, sometiéndola lógicamente al mecanismo de 
restricciones técnicas25. 
 
Este modelo, con las adaptaciones necesarias a las circunstancias de cada país, es el 
que se ha implantado en los nuevos mercados organizados por los países 
escandinavos, Chile, Argentina, Australia, Nueva Zelanda, España y diferentes 
Estados norteamericanos. 
 
Frente al esquema de contemplar únicamente contrataciones bilaterales para abrir la 
competencia, contenido en las Directivas europeas y en la regulación federal 
norteamericana, la Agencia Internacional de la Energía (2005) acaba de 
pronunciarse discretamente pero con claridad sobre la necesidad de que la 
regulación organice los mercados eléctricos porque, evidentemente, no emergen en 
el vacío y la contratación bilateral es un procedimiento demasiado lento para la 
introducción de competencia26. En similar sentido se ha pronunciado la Federal 
Energy Regulatory Commission (FERC) desde 2002 con su propuesta de un 
Diseño Estandard de Mercado para todos los sistemas eléctricos del país, así como 
destacados especialistas27. 
 

                                                 
25 Vid. PUTNAM, HAYES & BARTLETT (1991) y CRUZ FERRER (1999). 
26 AIE (2005: 50, 63). 
27 LITTLECHILD (2003), HUNT (2002), NEWBERY (2004), HOGAN (2005) JAMASB y POLLITT (2005), 
JOSKOW (2006). 
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La creación de mercados organizados de electricidad, gestionados por operadores 
independientes, es un elemento común de todos los programas de liberalización de 
los sistemas eléctricos que se han emprendido con verdadera voluntad de introducir 
y desarrollar la competencia mediante un modelo económico y técnico coherente, y 
que permite garantizar la libre contratación y concurrencia y una correcta 
formación de los precios, al tiempo que garantiza la seguridad de la operación del 
sistema. El mercado organizado permite garantizar el acceso en condiciones iguales 
a la contratación de energía para el más amplio número de posibles participantes. 
 
La Asociación de Operadores de Mercados Eléctricos (APEX) ha señalado que los 
mercados organizados de electricidad pueden contribuir de manera decisiva al 
logro de objetivos esenciales de la liberalización: 
 
• El desarrollo de mercados spot líquidos y cuyos precios sean señales relevantes, 

lo cual ha sido solicitado tanto por las autoridades comunitarias como por las 
empresas, que demandan su funcionamiento como mercados abiertos y 
competitivos, sin intervenciones excesivas. 

• La cooperación entre sistemas interconectados, aunque ello requiere el refuerzo 
de las interconexiones y la eliminación de las restricciones en las redes.  

• Aumentar el volumen y los tipos de operaciones de contratación, abriendo una 
variedad de opciones que es necesaria, ya sea en contratos al contado o a más 
largo plazo, incluso desarrollando mercados de futuros; ya que permite a los 
operadores cubrir riesgos y justificar sus decisiones económicas de inversión o 
de consumo. 

• El avance hacia la capacidad real de elegir de los consumidores, lo cual exige 
una estrecha vinculación entre los mercados mayoristas y minoristas y la 
vinculación entre oferta y demanda, que si participa en el mercado (elasticidad 
de la demanda) puede facilitar la reducción de las puntas de demanda, mejorar 
la seguridad del suministro, evitar precios extremos en beneficio de los 
consumidores y propiciar una utilización más eficaz del sistema eléctrico. 

• Integrar y vincular las medidas medioambientales con la actividad transparente 
de los mercados y el comercio de emisiones28. 

 
III.  MODELOS DE ORGANIZACIÓN DEL MERCADO ELÉCTRICO. 
 
A medida que los países van introduciendo competencia en el sector eléctrico, 
resulta posible distinguir modelos diferentes que responden a las circunstancias 
técnicas y económicas de cada sistema y a las prioridades de la clase política. En la 
tarea de clasificación y valoración de las ventajas e inconvenientes de cada modelo 
debemos mencionar los laboriosos y documentados estudios de Sally HUNT (1996, 
2002). A la hora de elegir el modelo, como señala Paul JOSKOW (1997), “el 
desafío técnico fundamental consiste en desarrollar la competencia descentralizada 
en la prestación de los servicios de generación, de manera que se conserven las 
eficiencias operativas y de inversión asociadas a la integración vertical y 

                                                 
28 OMEL (2004: 131). 
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horizontal, pero mitigando y reduciendo al mismo tiempo los costes significativos 
creados por la institución del monopolio regulado”. Seguidamente analizamos los 
grandes modelos existentes, adaptando las clasificaciones efectuadas de forma 
separada por Sally HUNT (2002), respecto de las técnicas de desarrollo de la 
competencia y de organización de los mercados. 
 
A.  El Modelo de Comprador Único. 
 
Este modelo fue introducido por la Public Utilities Regulatory Policies Act 
(PURPA) norteamericana de 1978. La Ley pretendía abrir la entrada de 
productores independientes, más flexibles que las empresas verticalmente 
integradas y con energías primarias más convenientes para el medio ambiente. Para 
ello, obligaba a las empresas tradicionales a realizar concursos y formalizar 
contratos con los Productores Independientes, si sus costes quedaban por debajo 
(costes evitados) de los costes de la empresa incumbente. El problema ha radicado 
en que en aquellos años de crisis energética los costes de las utilities eran muy 
elevados: mientras las empresas incumbentes los redujeron notablemente en los 
años posteriores, los Productores Independientes cubiertos mediante contratos a 
largo plazo, no tenían ningún incentivo para reducir sus costes, que han acabado 
pesando en algunos casos como un lastre importante sobre los costes de 
generación29, pasando a incorporarse de manera significativa dentro de los Costes 
hundidos abordados mediante los Costes de Transición a la Competencia. 
 
En 1994 el modelo de Comprador Único fue propuesto por Francia frente al 
borrador de Directiva de normas comunes para el mercado de la electricidad 
presentado por la Comisión Europea en 1993. La propuesta francesa provocó un 
gran debate y el lógico retraso en la tramitación de la Directiva, que acabó 
incorporando este modelo en su aprobación definitiva en 1996 (Directiva 1996/92). 
Sin embargo, sorprendentemente Francia no incorporó este modelo en su 
legislación interna de desarrollo de la Directiva... por lo que el modelo de 
Comprador Único ha sido suprimido en la reforma efectuada por la Directiva 
2003/54.  
 
En la actualidad, el modelo de Comprador Único está siendo aplicado por algunos 
países de Asia, que lo consideran un instrumento eficaz para atraer inversiones 
extranjeras y emprender el camino de la liberalización. Sin embargo, mantiene los 
problemas que antes expusimos: desplaza todos los riesgos a la empresa 
compradora, que los repercutirá en los consumidores, y  protege al Productor 
Independiente, durante el plazo estipulado en el contrato, limitando la competencia 
en nuevas tecnologías, energías primarias y emplazamientos. De otra parte, para 
que el Productor Independiente no vea restringida su producción y los 
correspondientes pagos, su entrada al sistema debe desvincularse del Despacho 
Central de la Empresa incumbente para evitar que pueda discriminarla. 
 
 

                                                 
29 JOSKOW (2006) menciona que algunos contratos establecen precios de generación a 12 centavos/KWh. 
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B.  El Modelo dual de contratación bilateral. 
 
Denominamos modelo dual de contratación bilateral al que Sally HUNT (2002) 
denomina “wheeling” y se desarrolla en los sistemas que no disponen de un 
mercado spot formal y organizado. Por ello, no hay mecanismo alguno para 
someter a competencia toda la generación, ni mecanismos de contratación 
multilateral, como los que existen en los mercados organizados de producción. El 
modelo bilateral es el que se aplica, por tanto, en los Estados norteamericanos que 
se limitan a aplicar la Ley de Energía de 1996 y   la Orden FERC 888; y en los 
Estados de la Unión Europea que se limitan a aplicar la Directiva 2003/54. Bajo 
este sistema, la Compañía incumbente verticalmente integrada (generación-
distribución) y el Gestor de la Red de Transporte proporcionan el acceso a la red de 
transporte, programando los contratos a solicitud de terceros, después de programar 
la capacidad para el transporte de su propia generación: si existe capacidad 
disponible facilitará el acceso y si no existe lo denegará. Asimismo la Compañía 
incumbente resuelve los desajustes y congestiones, y proporciona los servicios 
auxiliares mediante su propia capacidad de generación. Estos servicios se prestan 
bajo precios regulados. En la práctica de este modelo, los clientes cualificados con 
capacidad de elección pueden acordar con un generador mediante un contrato 
bilateral el suministro de una parte significativa de sus necesidades en vez de 
adquirirla de la Compañía eléctrica que opera en su territorio. También puede darse 
el caso de transacciones mayoristas entre Compañías, para beneficiarse de las 
diferencias horarias en los costes de generación o atender necesidades puntuales de 
capacidad de generación, bien directamente o atravesando el territorio de una 
tercera Compañía. 
 
Las principales críticas a este modelo30 se centran en que no diseña una 
competencia global entre las centrales de generación; no facilita la garantía de un 
Operador del Sistema completamente Independiente (separación de propiedad con 
el resto de los operadores) lo cual, a veces, hace imposible atravesar el sistema de 
transporte de un tercero; y no permite una evolución de los acuerdos bilaterales 
hacia la plena competencia. 
 
La crítica de JOSKOW (1997) a esta situación estriba en que plantea los cambios 
mínimos en la estructura organizativa tradicional y mantiene el máximo 
protagonismo para la regulación. Los reguladores conservan inevitablemente la 
supervisión de las transacciones generación/distribución verticalmente integradas; 
lo cual crea considerables oportunidades de fallos regulatorios a causa de las 
presiones de grupos de interés parcialmente responsables de las ineficiencias del 
sistema tradicional. Por el contrario, la existencia de un mercado organizado con 
capacidad de elección para todos los consumidores significa un cambio mucho más 
dramático de las competencias del regulador y de las compañías; reduciendo la 
capacidad del regulador para controlar el mercado de generación, los precios, la 
entrada y salida de operadores en la actividad de generación y la forma en que se 
definen los nuevos contratos que soportan la inversión en nueva capacidad de 

                                                 
30 Vid. Supra II.B. 
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generación. Este modelo reduce la regulación al segmento de la transmisión y de la 
distribución y confía en las fuerzas del mercado para disciplinar el segmento de 
generación, en el cual la eficiencia histórica ha sido baja y los fallos regulatorios 
altos. El Presidente de la FERC señaló, en una declaración ante el Senado en 2002, 
que los mercados mayoristas norteamericanos, basados únicamente en el acceso de 
terceros, presentaban la mayoría de los inconvenientes del modelo de regulación y 
del modelo de competencia y muy pocas de sus ventajas, por lo que era necesario 
evolucionar hacia mercados organizados31.  
 
Denominamos a este modelo como “dual” porque, en la práctica, puede permitir a 
las Compañías tradicionales continuar operando según el antiguo modelo de 
regulación por costes reconocidos (inexistencia de riesgos) con cargo a las tarifas, 
al mismo tiempo que un segmento del mercado puede contratar sus suministros 
libremente. La Ley española de Ordenación del Sistema Eléctrico Nacional 
(LOSEN) de 1994 diseñó efectivamente este modelo dual, para acomodarse a las 
exigencias del entonces proyecto de Directiva, en torno a un Sistema Integrado, 
que seguía funcionando como siempre, y a un Sistema Independiente en el que 
podían establecerse transacciones libres entre suministrador y consumidor 
cualificado. Los países europeos y los Estados norteamericanos, que se han 
limitado a cumplir las exigencias de la Directiva o de la regulación federal, 
mantienen efectivamente este dualismo que, en la tesis de VAN DOREN y 
TAYLOR (2004), puede proteger bajo el antiguo modelo de regulación a las 
compañías y a los consumidores de los Estados con menores costes comparativos 
frente a “los experimentos de los mercados eléctricos”. 
 
C.  El Modelo de mercado Integrado. 
 
Este modelo supone someter y abrir toda la generación a la competencia, dejando 
de retribuirse por costes reconocidos y vendiendo libremente su producción a 
través de contratos. Como ya hemos explicado, cuando este modelo se planteó para 
Inglaterra y Gales en 1990, apareció la necesidad de establecer un Mercado spot (al 
contado) o Pool que permitiera cubrir por el Operador del Sistema de manera 
inmediata los posibles incumplimientos o desajustes de los contratos, para 
garantizar en todo caso la seguridad del suministro. Para cubrir el riesgo de 
volatilidad de los precios del Pool, las partes pueden establecer contratos 
bilaterales, siendo deseable que éstos cubran al menos un 80% de la contratación 
por las razones que expondremos más adelante. De esta forma, los Distribuidores, 
los comercializadores y los grandes clientes (cuya entrada es necesaria para que 
haya suficientes compradores) pueden elegir entre concertar un contrato a plazo o 
comprar su energía a través de los precios horarios del Pool. 
 
El proceso de introducción de competencia culmina cuando se reconoce libertad de 
elección de suministrador de electricidad a todos los consumidores, que podrán 
mantener su suministro a tarifa, adquirir la energía a un comercializador o incluso 
adquirirla directamente del Pool. La culminación del proceso de introducción de 

                                                 
31 Citado por CRAMTON (2003). 
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competencia plantea problemas importantes. De una parte, exige la instalación de 
contadores horarios para los consumidores que quieran pasar al mercado libre, 
procediéndose posteriormente a su adecuada lectura y facturación específica. Esto 
requiere la formación de miles o millones de usuarios para que comprendan las 
peculiaridades del suministro eléctrico, las importantes diferencias de precio en 
función de las horas de consumo, las penalizaciones por exceso de la capacidad 
contratada, etc. Por ello, el paso de los clientes domésticos al mercado libre suele 
realizarse con lentitud hasta que van apareciendo las ventajas del nuevo sistema; 
aunque con el tiempo, como demuestra la experiencia del Reino Unido, las cuotas 
de suministro minorista en el mercado libre van resultando significativas. De otra 
parte, la efectiva introducción de competencia en el suministro viene a exigir la 
práctica desaparición de la tarifa, manteniéndose para colectivos especialmente 
vulnerables, o situándola razonablemente por encima de los precios del mercado. 
De lo contrario, cuando el regulador no confía en la competencia para disciplinar 
los precios del suministro y sitúa la tarifa pegada a los costes o incluso por debajo 
de los mismos hace verdaderamente imposible que los consumidores –grandes o 
pequeños– pasen a un suministro en competencia donde reciben peores condiciones 
que las establecidas en la tarifa. 
 
Para Sally HUNT (2002: 121) la ventaja del modelo integrado frente a los modelos 
de contratación bilateral y de mercado descentralizado (NETA) radica en que 
permite introducir un modelo de competencia global, mayorista y minorista, 
mediante una evolución razonable de los esquemas de funcionamiento del 
Despacho Central de la empresa verticalmente integrada. El Operador del Sistema 
y el Operador del Mercado integran el proceso de solución de congestiones, 
reservas de regulación y servicios auxiliares como opciones de venta de energía; de 
forma que se compaginan las exigencias del mercado con las exigencias de 
seguridad del sistema. 
 
Evidentemente el modelo integrado ha demostrado que funciona, aunque presenta 
características diversas según la forma y circunstancias en que lo han incorporado 
los diferentes países. De hecho, la mayoría han comenzado sus procesos de 
liberalización y reestructuración siguiendo las principales características de este 
modelo y es el mayoritariamente aceptado en Europa y Estados Unidos, no sólo por 
los Estados que han organizado Mercados, sino como propuesta de la FERC de 
Diseño de Mercado Estándar para todo el país32. 
 
Una gran ventaja del modelo integrado consiste en que tanto los generadores 
independientes como los agentes externos al sistema pueden encontrar un mercado 
para colocar su energía sin necesidad de buscar un comprador específico, lo cual 
ahorra costes importantes de información y transacción así como costes 
comerciales; mercado en el que, además, pueden comprar automáticamente la 

                                                 
32 Vid. JOSKOW (2006.b) y HOGAN (2OO5), que siguen defendiendo la necesidad de implantar el modelo, 
aunque el procedimiento formal de propuesta de Reglamento, iniciado en 2002, se cerrará en 2005 sin ser 
aprobado, ante la necesidad de aplicar las medidas de la EPAct. 
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energía que necesitan. Todo esto aporta liquidez al mercado e impulsa la 
competencia real.  
 
Uno de los mayores riesgos es, paradójicamente, la transparencia del precio, que 
puede funcionar como un imán para que los reguladores impongan limitaciones a 
los precios, previsiblemente con malos resultados, excepto como medida transitoria 
mientras las posibilidades de respuesta de la demanda sean inexistentes o muy 
limitadas.   
 
Algunos autores piensan que la transparencia de los mercados spot y un alto nivel 
de integración entre los acuerdos operativos y comerciales facilita la colusión y el 
abuso del poder de mercado. Por el contrario, Sally HUNT opina que la 
transparencia y la integración de los aspectos técnicos con los comerciales ayuda a 
detectar los problemas de poder de mercado si se presentan; a la vez que apoyando 
a los productores independientes y a los agentes externos opera efectivamente 
contra el abuso del poder de mercado. 
 
D.  El modelo de mercado descentralizado: experiencia del sistema 

NETA. 
 
Este modelo únicamente ha sido desarrollado por el Reino Unido, según lo previsto 
en la Utilities Act de 2000, mediante los New Electricity Trading Arrangements 
(NETA)33, implantados en 2001. A partir de 1991, el Pool anglo-galés demostró 
que la electricidad puede comerciarse en un mercado, convirtiéndose en modelo y 
referencia obligada para todos los procesos de liberalización posteriores. Sin 
embargo, el Pool planteó problemas como la extraordinaria dificultad para 
modificar sus reglas de funcionamiento fijadas en un acuerdo contractual entre los 
operadores, el abuso de poder de mercado por las dos grandes compañías 
privatizadas (National Power y Power Gen), aunque fueran perdiendo 
sucesivamente cuota de mercado por las ventas de activos impuestas por el 
regulador OFGEM (Office of Gas and Electricity Markets), o la dificultad para 
trasladar las ganancias de eficiencia a los consumidores. Por ello, en 1998 OFGEM 
presentó una crítica sistemática del Pool, proponiendo un cambio sustancial de 
modelo a través del sistema NETA que, tras la elaboración de un Libro Blanco, se 
incorporó a la Ley 2000. 
 
Las principales diferencias entre el modelo integrado del Pool y el modelo 
descentralizado se encuentra en la función desempeñada por los contratos, en los 
procedimientos de programación y despacho de las centrales de generación y en 
que las subastas del mercado diario (para el día siguiente) e intradiario no 
retribuyen a todos los generadores aceptados un solo precio marginal (subasta de 
precio uniforme), sino el precio que han ofertado (“pay as bid” o subasta 
discriminatoria). Mientras el modelo integrado trata los contratos como acuerdos 
esencialmente financieros y despacha a los generadores según el orden de mérito de 

                                                 
33 Con la posterior incorporación de Escocia al sistema de transporte y de mercado en 2005, NETA ha pasado a 
denominarse BETTA (British Electricity Trading and Transmission Arrangements). 



JUAN DE LA CRUZ FERRER- BASES PARA EL DISEÑO DE LOS MERCADOS ELÉCTRICOS 

 23

las subastas del mercado spot; el modelo descentralizado obliga al Operador del 
Sistema a programar los contratos. El contrato es considerado como la unidad 
básica a la que debe acomodarse la operación del sistema en tiempo real. 
Asimismo, tanto la energía del mercado diario como la energía de regulación 
necesaria para equilibrar los desajustes no se retribuye al precio marginal del 
sistema, sino en función de ofertas específicas de compra y de venta, lo que suele 
hacer mucho más cara la energía de regulación e incentiva a adaptarse al 
cumplimiento estricto de los contratos. 
 
1. Críticas del modelo NETA. 
 
La referencia obligada al modelo británico hizo plantearse a todos los mercados 
organizados y a los que estaban en período de formación si la reforma de NETA 
constituía un paso más imprescindible en el proceso de maduración de los 
mercados eléctricos. 
 
De ahí la rapidez con que se produjeron las primeras críticas sobre el esquema 
teórico de NETA, antes incluso de que comenzara a funcionar, sobre todo por los 
especialistas norteamericanos; aunque debe reconocerse que una de las primeras 
críticas sólidamente fundamentada fue la de David NEWBERY (1998), Profesor de 
la Universidad de Cambridge: la reforma de NETA suponía un cambio sustancial 
del modelo, sin haber intentado corregir los defectos del Pool y sin haber 
presentado estudios suficientemente motivados respecto de las ventajas del modelo 
NETA; que, por el contrario, podría facilitar el ejercicio del poder de mercado, 
dificultar la transparencia de las operaciones comerciales y fomentar la 
reintegración vertical de los operadores. Por su parte, Larry RUFF, que desempeñó 
un papel decisivo en el diseño del Pool34, se pronunció en 1999 contra NETA de 
manera contundente: “el gran paso atrás de NETA es el rechazo por OFGEM del 
concepto fundamental que ha permitido hacer real la competencia en la electricidad 
–un mercado central spot integrado con el despacho físico de la energía- a favor de 
la idea desacreditada de un mercado eléctrico basado prácticamente por entero en la 
contratación descentralizada”. Según RUFF, OFGEM consideraba la contratación 
descentralizada como un fin en sí misma y, por ello, proponía la supresión del Pool, 
que obligaría a los pequeños operadores a negociar contratos bilaterales complejos 
y costosos con operadores medianos y oligopolistas. Frente a la formación en el 
Pool de precios de referencia para todos los operadores, la contratación 
descentralizada no permitiría disponer de esta información esencial. 
 
Catherine WOLFRAM (1999) analizó la eventual eficacia de que, según el modelo 
NETA, cada uno de los generadores percibiera el precio ofertado en el mercado 
diario o en el mercado de ajustes en lugar del precio marginal del sistema. 
Efectivamente se había criticado a los mercados organizados, por ejemplo VAN 
DOREN y TAYLOR (2004) recogen esta crítica sistemática, por retribuir a todos 
los generadores con el precio marginal del sistema en vez del precio que habían 

                                                 
34 El informe de la Consultora Putnam que hemos citado anteriormente recogía en gran medida sus 
planteamientos y explicaciones. 
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ofertado (subasta discriminatoria), o por sus costes medios que era el sistema de 
retribución en la regulación tradicional por costes reconocidos35. 
 
WOLFRAM se basó en los estudios de los economistas sobre las diferencias de 
formación de precios entre las subastas de precio uniforme y las subastas 
discriminatorias (“pay as bid”), que constituyen el fundamento del modelo NETA: 
según estos estudios, en las subastas discriminatorias, los operadores no ofertan en 
función de sus costes sino en función de su previsión sobre cuál puede ser el precio 
marginal del sistema que equilibra el mercado, intentando ofertar por debajo, pero 
lo más cerca posible. Las ofertas se producen en un marco de información 
imperfecta, debido a la ignorancia sobre el volumen de la demanda, que determina 
el precio marginal del sistema en función de los costes de las centrales que deben 
entrar en funcionamiento para casar la oferta con la demanda. Así pues, lo 
previsible es que el sistema NETA, en cuanto modelo de subasta discriminatoria, 
no reduzca los precios, sino que los lleve hacia el precio marginal; pudiendo darse 
la posibilidad de que centrales menos eficientes contraten y dejen fuera a algunas 
más eficientes, ya que las ofertas no se formulan en función de los costes, sino de 
las estimaciones sobre el precio marginal, dándose la situación de que los 
operadores más grandes dispongan de más información (capacidad de invertir en 
estudios de mercado, datos sobre disponibilidad o indisponibilidad de centrales, 
etc.) y, por tanto, de mayor ventaja. Además el modelo NETA no forma precios al 
contado de referencia pública como el Pool, dificultando con ello la entrada de 
nuevas compañías y la reducción de precios por la mayor competencia; así como el 
desarrollo de contratos financieros a plazo que se formulan en función de los 
precios al contado. En conclusión, WOLFRAM entiende que el modelo se ha 
diseñado para favorecer a la industria del carbón mediante un sistema bastante más 
opaco que el Pool. 
 
En noviembre de 2000, el California Power Exchange (Mercado Eléctrico) nombró 
una comisión para investigar si las reglas vigentes del mercado resultaban 
adecuadas para formas precios eficientes y justos de la electricidad. 
Específicamente, KAHN, CRAMTON, PORTER y TABORS fueron consultados 
sobre la conveniencia de mantener un sistema de subasta uniforme o si resultaba 
preferible el sistema de subasta discriminatoria. La respuesta de los autores 
consultados (2001) fue que la expectativa de reducir los altos precios 
experimentados en el mercado californiano mediante un sistema de subasta 
discriminatoria era sencillamente errónea. La consecuencia inmediata de introducir 
un sistema de precios en función de las ofertas sería un cambio radical en la 
conducta de los agentes que: 
 

                                                 
35 CRAMTON y STOFT (2006) explican este problema en la situación actual: al aumentar los precios del gas, 
las centrales de ciclo combinado marcan el precio marginal del sistema con bastante frecuencia en torno a los 
80 $/MWh; precio que también es percibido por las centrales nucleares y de carbón, cuyos costes variables 
pueden estar en torno a los 20 $/MWh. Por ello, las centrales de base obtienen unas grandes ganancias, que en 
teoría podrían corregirse bien mediante subastas discriminatorias, bien marcándoles un tope de oferta regulado 
(“price cap”), que les permitiera recuperar sus costes fijos y variables más una tasa razonable de beneficio... 
Más adelante explicaremos los efectos perniciosos para el mercado que producen estas medidas.   
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• Acapararía cualquier ahorro por anticipado;  
• Introduciría ineficiencias inmensurables en el despacho de la energía e 

impondría nuevos costes a los generadores, lo que inevitablemente 
aumentaría en vez de reducir los precios medios;  

• Debilitaría la competencia en generación que es la mejor salvaguardia frente 
al ejercicio de poder de monopolio, tal y como se había podido producir en el 
mercado en las puntas de demanda; e 

• Impediría –otra vez de manera inmensurable– la expansión de la capacidad 
que, junto con la respuesta de la demanda, son el único remedio fundamental 
para los fallos acaecidos en el mercado de California.  

 
El problema de una significativa subida de precios también se ha planteado en 
Nueva Zelanda: entre 1996 y 2004 aumentaron un 20% en términos reales, después 
de tener en cuenta la inflación. CAME y DUPUY (2005) prepararon un estudio 
para el Tesoro, en el que analizan las causas y posibles medidas de solución, entre 
otras, la reforma del mercado para introducir un mecanismo de subastas 
discriminatorias, llegando a conclusiones muy similares a las de KAHN et al. 
(2001). 
 
En línea con los argumentos anteriores y absolutamente en contra del modelo de 
subastas discriminatorias también se han pronunciado Natalia FABRA, VON DER 
FEHR y HARBORD (2002), CRAMTON (2003) y CRAMTON y STOFT (2006), 
pero analizando, además, algunos aspectos interesantes y que pueden tener gran 
importancia sobre las formas de formular las ofertas en las subastas de precio 
uniforme.   
 
Con motivo del debate sobre cuál debe ser el Diseño de Mercado Estándar para 
Estados Unidos, William HOGAN (2002) entiende que las subastas 
discriminatorias, “pay-as-bid”, no producen beneficio alguno en comparación con 
la subasta de precio único y crean nuevos problemas en el mercado eléctrico. En 
definitiva, BORENSTEIN y BUSHNELL (2002) aciertan con la cuestión esencial, 
que es la formación de los precios, al señalar que tanto en un mercado centralizado 
como a través de contratos bilaterales, los productores en todos los mercados 
perciben los precios que resultan de las condiciones del mercado y no sus propios 
costes marginales. 
 
2.  La defensa de NETA. 
 
Una cualificada defensa del modelo NETA ha sido realizada por Stephen 
LITTLECHILD (1993)36.  OFFER no cayó en la argumentación de que el Pool era 
la única fuente del poder de mercado. La creencia más extendida era que facilitaba 
el ejercicio del poder de mercado por lo que sería necesario adoptar otras medidas 
en cuanto a la estructura del mercado de generación y así se hizo en cuanto fue 
posible. Respecto del nuevo modelo había aspectos que parecían muy interesantes 

                                                 
36 Evidentemente el modelo ha sido defendido por otros autores, como MARSHALL (2003) o McHARG 
(2006), pero con bastante menos riqueza de argumentos. 
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como las ofertas en firme y la abolición de los pagos por capacidad: el sistema de 
establecer los precios en función de los contratos, en vez de un precio marginal del 
sistema uniforme, tendría un efecto beneficioso sobre el proceso competitivo tanto 
en la generación como en el suministro.  
 
El Pool asumió la tarea del Despacho Central,  que en la actualidad es la misión del 
Operador del Sistema para asegurar una programación eficiente de las centrales. 
Entonces se aceptó que en un mercado competitivo correspondía a los agentes 
elegir las centrales a construir, cómo gestionarlas y cómo ofertar. Sin embargo, la 
función del Operador del Sistema consistía en decidir qué centrales deberían entrar 
en funcionamiento para maximizar la eficiencia del sistema, teniendo en cuenta las 
ofertas y dar las instrucciones correspondientes. También era función del Operador 
del Sistema indicar a los compradores y a los vendedores el precio que debía 
pagarse.  
 
En la práctica, algunos generadores eran capaces de decidir sin apelación que su 
planta entraría en funcionamiento, ofertando un precio cero, con la seguridad de 
que entraría por debajo del precio marginal del sistema. Así mismo, formalizaban 
contratos bilaterales por diferencias que determinaban cuáles serían sus pagos sin 
tener en cuenta cuál fuera el precio del Pool. Pero esto no lo podían hacer todas las 
centrales y tampoco estaba claro que la oferta de precio cero fuera una actitud 
coherente con el ideal del Pool o con la normalidad de un mercado competitivo. 
NETA ha rechazado explícitamente la función del Operador del Sistema para 
determinar los precios y programar la mayor parte de la producción de electricidad. 
La afirmación central, con limitaciones específicas pero mínimas, es que la función 
de los agentes es decidir qué centrales quieren operar y auto despacharlas por sí 
mismos. La función del Operador del Sistema es hacer esto posible. El Operador 
del Sistema acepta órdenes en vez de darlas. Además tampoco es función del 
Operador del Sistema decidir los términos en los que la mayor parte de la 
producción eléctrica es negociada.  
 
Esta transformación de funciones del Operador del Sistema parece fundamental y 
evidentemente razonable. En un mercado cada vez más competitivo, las centrales 
de generación estarán en manos de diferentes propietarios y existirán diferentes 
suministradores en competencia. Las condiciones de mercado en constante cambio, 
además de los desarrollos específicos para cada generador y sus plantas así como la 
situación de cada suministrador, significan que cada participante del mercado debe 
comprometerse en un proceso continuo de contratación y posiblemente de 
recontratación para minimizar sus riesgos, reducir sus costes y maximizar sus 
ventajas competitivas. No es práctico para cada uno de los generadores y de los 
suministradores mantener completamente informado al Operador del Sistema de 
todas las consideraciones relevantes necesarias para permitirle maximizar la 
eficiencia del sistema en su conjunto. 
 
Así pues, según LITTLECHILD, lejos de estar desacreditado un mercado eléctrico 
basado casi por completo en la contratación descentralizada, parece el único 
camino económico para avanzar. De hecho, posiblemente la idea contraria de un 
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mercado eléctrico basado casi por completo en la contratación centralizada se irá 
desacreditando progresivamente. 
 
3.  Balance provisional del nuevo modelo. 
 
La Agencia Internacional de la Energía (2005) ha valorado los estudios teóricos y 
empíricos realizados sobre el impacto de NETA respecto del nivel de competencia; 
especialmente el de EVANS y GREEN (2005) sobre las significativas reducciones 
de precios desde finales del 2000. Utilizando análisis econométricos, este estudio 
llega a la conclusión de que los precios han caído gracias a la mayor competencia y 
al aumento de la capacidad (puestos en marcha con anterioridad mediante la 
entrada de nuevos generadores y la enajenación de activos de las compañías 
dominantes) más que por la introducción de NETA. El estudio sostiene que NETA 
no ha modificado la conducta de los agentes del mercado. Por otra parte, la AIE 
destaca la importancia en la estructura del sector eléctrico británico del reciente 
proceso de re-integración vertical entre las grandes compañías generadoras y las 
compañías de comercialización, que están adquiriendo como mecanismo físico de 
cobertura frente a riesgos, habida cuenta de que muchos consumidores pequeños no 
cambian con frecuencia de suministrador. Ante este proceso, los análisis se están 
orientando hacia los efectos posiblemente nada beneficiosos de NETA sobre la 
transparencia, los costes de transacción y la liquidez del mercado... 
 
Terminamos esta valoración con el reciente diagnóstico de David NEWBERY 
(2005) que, a la vista de los datos disponibles, ha podido confirmar sus críticas 
iniciales: sin dejar de mencionar las ayudas del Gobierno Laborista a la industria 
del carbón, el autor sostiene que el objetivo de un Pool con un nivel adecuado de 
competencia, pagos por capacidad y una mejor estructura de gestión que permitiera 
la modificación de sus reglas, nunca se acometió y podría haber funcionado tan 
bien o mejor que NETA, con su énfasis en la contratación bilateral y en los costes 
opacos de equilibrio del sistema. Como balance, NEWBERY afirma que NETA ha 
fracasado en aumentar la liquidez de los mercados y la verdadera participación de 
la demanda, aumentando los costes de transacción, reemplazando los pagos por 
capacidad por un mecanismo de subasta discriminatoria en el mecanismo de 
ajustes, imponiendo un coste de implantación del nuevo sistema de 700 millones de 
libras y haciendo más difícil la entrada al sistema; precisamente cuando la FERC 
había asumido la concepción del Pool como la clave del Diseño de Mercado 
Estándar para todos los Estados Unidos. 
 
IV.  PROBLEMAS ESPECÍFICOS DE LOS MERCADOS 

ELÉCTRICOS. 
 
El diseño de los mercados eléctricos debe fundamentarse en el análisis de los 
problemas específicos que plantea la electricidad como producto y el sector 
eléctrico por su tecnología de red y no perder de vista esos problemas en ningún 
momento porque condicionan de manera directa la seguridad del suministro y la 
posibilidad de organizar transacciones comerciales eficientes. Sistematizamos estos 
problemas en torno a tres ejes: las peculiaridades de la electricidad y del sector 
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eléctrico, la concentración empresarial y el poder de mercado, y la volatilidad 
inevitable de los precios. 
 
A. Peculiaridades de la electricidad y del sector eléctrico. 
 
La electricidad como producto y como servicio presenta características técnicas 
altamente peculiares y sofisticadas. Entre las características técnicas, podemos 
destacar las siguientes37. 
 
a)  La electricidad no se puede almacenar. Más bien, habría que decir que no 
puede ser económicamente almacenada puesto que la tecnología de baterías no ha 
avanzado hasta el punto de que la electricidad pueda comprarse en periodos de baja 
demanda y almacenarse para los periodos en que sube la demanda. Toda la 
electricidad debe ser generada cuando necesita consumirse38. La consecuencia de lo 
anterior es que cuando cambia la demanda a lo largo del día la producción debe 
adaptarse al mismo tiempo. Además, la demanda aumenta o disminuye de manera 
notable a lo largo del día y a lo largo del año. El consumo es bajo durante la noche 
y sube durante la mañana, alcanzando las puntas de demanda al mediodía y a 
última hora de la tarde. Un patrón similar puede observarse a lo largo del año 
puesto que en los meses de invierno y de verano se producen consumos muy 
superiores, debido al frío y al calor, a los que se presentan durante los meses de 
primavera y otoño. El resultado de lo anterior es que, al igual que sucede en otras 
industrias o servicios en que se presentan altas exigencias de demanda estacional y 
no hay capacidad de almacenamiento –como sucede en el transporte marítimo, en 
el turismo, o en los hoteles–, los costes y los precios varían de manera significativa 
para equilibrar el suministro con la demanda.  
 
Lo anterior puede verse en los gráficos 1 a 4 en que se recogen las curvas de carga 
del sistema y la variación de los precios del mercado correspondientes a los días 27 
de enero y 9 de mayo del 2005.  
 
 

                                                 
37 Vid. HUNT (2002), CRAMTON (2003).  
38 Las centrales hidroeléctricas de bombeo a veces se consideran como lo más parecido 
dentro del sistema eléctrico a la capacidad de almacenamiento puesto que durante la 
noche puede utilizarse la electricidad para bombear el agua a la central superior que podrá 
así utilizarse en el momento en que resulte más interesante. 
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        Fuente: REE 

Gráfico 2 
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Gráfico 4 
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Fuente: OMEL       Gráfico 5
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Si nos fijamos en la curva de carga del sistema del día 27 de enero, en el que se 
presentó la máxima demanda de energía del año 2005, podemos comprobar que el 
consumo pasa de 27.000 MW  en valle a 43.700 MW en punta, es decir, una 
variación del 62%. Para valorar los datos entre el consumo del sistema y la 
evolución de precios en el mercado hay que tener en cuenta que, como se indica en 
el gráfico 1, un 20% de la demanda es cubierta por energía aportada por los 
productores en régimen especial que, en el caso de muchas centrales aunque no 
todas, no pasa a través del mercado sino que se retribuye conforme a las 
correspondientes tarifas; siendo necesario observar que los costes de producción en 
régimen especial pueden llegar a ser hasta un 50% más altos que la media de los 
costes de producción en el régimen ordinario. Si vemos los diferenciales de precios 
en valle y en punta, 2,406 cent/kWh frente a 6,414 cent/kWh, podemos comprobar 
que el precio de punta casi triplica al precio de valle.  
 
Si observamos las diferencias de precios entre estaciones, que se ponen de 
manifiesto entre los patrones de consumo y de precios en los días de enero y de 
mayo, podemos ver la importante diferencia entre las puntas de demanda de los 
dos días: 43.700 MW frente a 31.990 MW, es decir, una diferencia de 36,6%. Por 
lo que respecta a las diferencias de los precios establecidos por el mercado entre 
uno y otro día no encontramos diferencias significativas de precios, pero sí que es 
importante observar una volatilidad muy superior en los precios de enero, en que el 
precio de punta casi triplica al precio de valle, frente a los precios de mayo en que 
el precio de punta duplica al precio de valle. 
 
b) La electricidad sigue el camino de menor resistencia. Resistencia es un 
término técnico en electricidad que significa la facilidad o dificultad para atravesar 
la línea de transporte. Un gran cable de transporte constituye un camino con baja 
resistencia y la electricidad lo seguirá en vez de atravesar una línea más fina en 
otro lugar de la red. Resulta imposible ordenar a la electricidad que siga un camino 
determinado porque fluye a través de las redes de acuerdo con las leyes de la 
Física. Una consecuencia importante de lo anterior es que no puede definirse para 
la electricidad un suministro físico definido: una vez que los generadores vierten 
su producción a la red, no se puede distinguir el producto de cada uno de ellos, por 
lo que tampoco resulta posible distinguir a qué productor cabe atribuir la energía 
suministrada a cada uno de los consumidores. La tarea del Operador del Sistema 
eléctrico es organizar la producción y la configuración de la red de transporte de 
manera que la electricidad “elija” fluir hacia los consumidores que la demandan. 
Otra consecuencia es que la adición de una nueva línea de transporte a la red puede 
cambiar completamente los flujos de la energía o incluso afectar de manera grave a 
la capacidad útil de la red. 
 
c) El transporte de energía en la red queda sometido a una serie de complejas 
interacciones físicas, de manera que lo que sucede en una parte del sistema afecta 
a las condiciones de la red a muchos cientos de kilómetros de distancia. Muchos 
factores pueden desestabilizar la red como el cambio en el consumo de los clientes, 
las reacciones de determinados equipamientos eléctricos o la caída repentina de 
producción en una central de generación. Una central de generación puede prestar 
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servicios distintos al operador del sistema como una respuesta rápida de 
producción denominada potencia reactiva u otros servicios auxiliares que resultan 
esenciales para la operación del sistema. Por ello, los acuerdos comerciales tienen 
que considerar cómo fijar el precio para estos servicios de manera que el operador 
del sistema pueda obtener la producción  y servicios que necesita en el momento 
exacto en que lo requiere el sistema. 
 
d) La electricidad viaja a la velocidad de la luz: cada segundo la producción 
tiene que ser casada exactamente con la demanda. Si esto no se consigue cae la 
frecuencia afectando a la calidad del suministro y perjudicando incluso de manera 
grave a los consumos más sofisticados; o, incluso, si la caída de frecuencia es 
significativa puede producirse una cadena de acontecimientos que lleven a la caída 
de todo el sistema con el correspondiente apagón. Por ello, es crítico para el 
sistema evitar la inestabilidad, de manera que el operador pueda acudir a los 
generadores para aumentar o reducir su producción, adaptándose a los cambios de 
carga en cuestión de segundos. Además, las líneas de transporte no pueden ser 
sobrecargadas. Por lo que la adecuación del suministro con la demanda en el 
sistema de transporte debe ser programado con antelación y despachado en tiempo 
real para adecuarse a las circunstancias exactas de cada momento.  
 
Además de las anteriores características físicas de la electricidad, deben tenerse 
presentes otras características de tipo técnico y económico del sector eléctrico 
como las siguientes39: 
 
e) Elevadas barreras de entrada y de salida: las barreras de entrada se producen 
por las ingentes inversiones que resultan necesarias. Nos encontramos ante un 
sector intensivo en capital, con largos períodos de maduración de las inversiones. 
Pero también hay barreras por las innumerables licencias urbanísticas y de 
seguridad o de medio ambiente que se exigen, con el consiguiente problema para 
encontrar emplazamientos para las instalaciones, así como por las dificultades de 
conexión con las redes. Respecto de las barreras de salida pueden presentarse 
costes hundidos que las empresas afrontan en dos posibles situaciones: una, 
cuando el coste marginal de desarrollo es decreciente, y por tanto las instalaciones 
más amortizadas compiten con ventaja; otra, cuando algún operador establecido y 
de cierto tamaño practica algún tipo de dumping. 
 
f) Escasa capacidad de conexión internacional. Los estrangulamientos físicos 
que dificultan el comercio entre países o entre sistemas eléctricos se explican como 
herencia de una política energética que, con el argumento de la seguridad del 
suministro y de la necesidad del despacho central de las instalaciones 
verticalmente integradas de las empresas, abogaban por una autosuficiencia que 
beneficiaba a los correspondientes monopolios. En España, como en la mayoría de 
los países, tenemos interconexiones pensadas para intercambios técnicos, pero no 

                                                 
39 Vid. ATIENZA y DE QUINTO (2003), FABRA UTRAY (2004). 
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para el comercio40. Por ello el mercado de referencia pasa a ser nacional y las 
restricciones de la red en determinados lugares pueden provocar que el mercado de 
referencia sea incluso más reducido que el nacional.  
 
g) Demanda inelástica al precio. Hasta la fecha, los consumidores pagan por el 
suministro eléctrico unas tarifas, en función del tipo de consumo, en las que se 
promedian todos los costes del servicio. Por tanto, los consumidores son 
completamente inconscientes de las enormes diferencias de costes que se presentan 
en la producción de electricidad en unas u otras horas del día o del año, por lo que 
no tienen ningún incentivo para adaptar sus patrones de consumo en función de los 
mayores o menores costes. Para que los consumidores puedan aumentar o 
disminuir su consumo en función de los costes es necesario instalar contadores 
horarios, así como habilitar los correspondientes contratos que permitan mitigar los 
riesgos derivados de la volatilidad de los precios.  
 
h) Conocimiento de los costes del resto de los agentes. Las empresas medianas y 
grandes conocen la curva de costes de sus competidores, y mediante modelos, 
pueden predecir con bastante fiabilidad sus conductas por lo que puede darse el 
caso de prácticas colusorias tácitas o paralelas. 
 
B.  Poder de mercado de las empresas. 
 
Las características físicas, técnicas y económicas del sector eléctrico determinaron 
que se organizara industrialmente como un monopolio verticalmente integrado, lo 
cual permitía coordinar en tiempo real todas las unidades de generación con la red 
de transporte y con las necesidades de suministro de los consumidores. De hecho, 
hasta 1990 se desconocía la posibilidad práctica de introducir competencia y 
organizar un mercado en un sector con estas características41. Este modelo de 
organización industrial ha legado a los procesos de liberalización dos problemas 
importantes: la concentración vertical y horizontal de la estructura empresarial que 
se pretende someter a competencia. El primer problema que se planteó fue la 
concentración vertical de la empresa integrada, pues su dominio sobre las redes de 
transporte y distribución le permitía impedir que los Productores Independientes 
vendieran su energía a otros posibles compradores. La liberalización británica de 
1990 resolvió el problema de la integración vertical separando las actividades de 
transporte y distribución y encomendando la gestión de las redes a operadores 
independientes. Desde entonces, el principal objetivo tanto de las Directivas 
europeas como de la regulación federal norteamericana ha sido la desintegración 
vertical de las actividades y garantizar la libertad de acceso a las redes. 
 
Una vez separadas las actividades, los nuevos mercados organizados han 
encontrado un segundo problema en la concentración horizontal de las empresas 
que desarrollan las actividades de producción y comercialización. En muchos 

                                                 
40 La interconexión con Francia es especialmente reducida pues sólo alcanza el 3% de nuestra capacidad 
instalada. 
41 Vid. Por ejemplo PLUMMER y TROPMANN (1990) 
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países europeos se mantiene el dominio del mercado de generación y 
comercialización por las antiguas empresas que operaban en régimen de monopolio 
(Francia, Italia, Portugal, Grecia e Irlanda) y que apenas han perdido cuotas de 
mercado. Aunque en algunos sistemas, como el Reino Unido y los países 
escandinavos incardinados en el Nordpool, las reformas han producido reducciones 
muy significativas del nivel de concentración constituyen todavía hoy una 
excepción a la regla general. De hecho, en la Europa de los 15, la concentración en 
generación de las tres mayores compañías se sitúa por encima del 60% en 10 
mercados (por capacidad instalada), mientras que en suministro y comercialización 
por número de clientes estas mismas cuotas se extienden a doce países. También es 
interesante destacar, de cara al futuro, que más de dos tercios del mercado europeo 
se concentra en ocho grandes compañías (ver Gráfico 6)42.  

 
Gráfico 6 

Cuotas del Mercado de Generación en Europa occidental 
 

 

 

Fuente: JAMASB y POLLITT (2005) 

 
Por lo que respecta a Estados Unidos, los niveles de concentración presentan un 
panorama bastante similar: el Índice Herfindahl-Hirschmann (IHH), que es una de 
las medidas más utilizadas para valorar el nivel de concentración, multiplica al 
cuadrado las cuotas de las empresas y luego las suma, de forma que el monopolio 
daría un valor de 10.000 (100 x 100). Según las Horizontal Mergers Guidelines, 
aprobadas conjuntamente por el Departamento de Justicia y la Federal Trade 
Commission, el IHH se utiliza como uno de los primeros criterios de valoración. 
Un valor de 1.000 en el IHH (por ejemplo, 10 compañías con 10% de cuota de 

                                                 
42 Cfr. Comisión Europea (2005), JAMASB y POLLITT (2005). 
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mercado cada una) o inferior indica un mercado no concentrado y competitivo, 
mientras que los mercados con un índice superior a 1.800 se consideran altamente 
concentrados. Pues bien, según los datos disponibles a finales de los noventa, de 
unos 150 sistemas eléctricos, en 112 se darían Índices superiores a 2.50043. 
 
Inicialmente, la cuestión se plantea como un problema de estructura, debido al 
número insuficiente de competidores; y, por ello, los reguladores y las autoridades 
de competencia imponen cuando es posible (procesos de reestructuración, fusión o 
adquisición) la desintegración horizontal de las empresas mediante la venta de 
activos. Ahora bien, tanto el mercado anglo-galés durante la segunda mitad de los 
noventa44,  como el mercado de California en la crisis del 2000-200145 pusieron de 
manifiesto que, en escenarios de ajuste entre demanda y capacidad de generación 
cuando todas o casi todas las centrales son necesarias, incluso un generador 
pequeño sin una cuota de mercado relevante puede disfrutar de poder de mercado e 
imponer sus condiciones de precio, con independencia de los competidores, que no 
pueden sustituir su producción, y de los consumidores, cuya demanda es inelástica 
porque ignoran las subidas de precios. Por ello, la concentración horizontal y el 
poder de mercado se consideran también como un problema de conducta, por lo 
que debe resolverse mediante técnicas que impongan rivalidad a los agentes del 
mercado. 

 
Gráfico 7 

Despacho por Orden de Mérito 
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           Fuente Gráficos 7 a 10: HUNT (2002) 

                                                 
43 U.S. Department of Energy Office of Economic, Electricity and Natural Gas Analysis, “Horizontal Market 
Power in Restructured Electricity Markets”, 2000. Este Informe es el que se mantiene sin actualizar en la 
página web del Departamento. 
44 OFGEM fue obligando a National Power y a Power Gen a sucesivas ventas de activos hasta que sus cuotas 
de capacidad de generación cayeron por debajo del 20%. 
45 La reforma de 1996 obligó a las tres compañías incumbentes a vender todas sus centrales de gas (un 40% de 
la capacidad de producción) a cinco nuevas empresas, que se hicieron con unas cuotas entre el 6 y el 8%. 
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Gráfico 8 

Beneficio con precio en competencia 
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Gráfico 9 
Beneficios con retirada de capacidad 
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Gráfico 10 
Beneficios con aumento del precio ofertado 
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¿Cómo se ejercita el poder de mercado en el sector eléctrico? Acabamos de ver que 
en escenarios de ajuste de capacidad, cuando casi toda o toda la capacidad de 
generación es necesaria, cualquier generador puede subir su precio de oferta porque 
su producción es imprescindible. Pero, el escenario normal es que exista un cierto 
exceso de capacidad y que el poder de mercado se ejerza retirando alguna central 
del mercado para hacer subir los precios. Lógicamente la central retirada sufrirá 
una pérdida, pero ésta podría ser ampliamente compensada si otras centrales de la 
misma empresa ven aumentada su retribución por el mercado. Para desarrollar esta 
estrategia, la empresa debe ser grande comparada con el tamaño del mercado 
relevante. 
 
Veamos varias posibilidades siguiendo la explicación de Sally HUNT (2002). El 
Gráfico 7 supone las curvas tradicionales de oferta y demanda46, precisando la 
composición de las centrales de generación que componen la oferta: encontramos 
16 unidades de generación y cada una oferta al mercado 100 MW/hora. Sus 
unidades están dispuestas en “orden de mérito”, desde la más barata (Generador 1) 
a la más cara (Generador 16). Siguiendo con las simplificaciones, la carga del 
sistema (o demanda) en ese período horario se sitúa entre 1.100 y 1.200 MW. Si 
nos encontramos en un mercado perfectamente competitivo, el precio del mercado 
se situará (como en cualquier mercado de productos) en la oferta de la unidad 
marginal, que fija el precio marginal del sistema pagado a todos los generadores 
casados en la subasta. 
 
Si una compañía fuera propietaria de las centrales de generación 2, 4, 5, 7 y 11, el 
Gráfico 8 señalaría en los tramos más oscuros sus beneficios o, más precisamente, 
los ingresos que le permitirían recuperar sus costes fijos, suponiendo que las 

                                                 
46 Los datos de los cuadros están simplificados, pero la inelasticidad de la demanda (no responde al precio real 
porque no lo conoce, sólo solicita cantidad en función de las tarifas) hace que su configuración real no sea muy 
distinta de una línea vertical. 
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centrales ofertan por sus costes variables (vid. infra). Esta compañía podría ejercer 
su poder de mercado: 
 

a) Sacando del mercado por una supuesta indisponibilidad a la Central 11, que 
es la más cara y por la que se obtienen menos beneficios; lo cual desplaza 
hacía la izquierda de la curva de suministro a las Centrales 12 a 16 (Gráfico 
9). La Central 13 debe utilizarse entonces para atender la demanda, fijando 
un nuevo precio de mercado superior. La Compañía pierde el beneficio de 
la Central 11, pero lo compensa con los aumentos que obtienen las unidades 
2, 4, 5 y 7. 

b) El mismo resultado se produce si la Compañía en vez de retirar al generador 
11, oferta su producción a un precio superior al marginal del sistema 
(Gráfico 10), lo cual le proporciona la ventaja de que es mucho más difícil 
detectar una oferta inflada que la retirada de una central. Además, debe 
tenerse en cuenta que, según nos movemos a la derecha de los generadores, 
sus ofertas serán superiores por lo que los beneficios pueden aumentar 
significativamente para las centrales 2, 4, 5 y 7 que han sido casadas. 

 
Modalidades algo distintas de ejercicio del poder de mercado podrían producirse si 
las compañías, que conocen los costes respectivos de las unidades de generación de 
las demás, aumentan el precio de sus ofertas entrando en una “colusión tácita” 
derivada de su posición de dominio colectiva; o si, como decíamos antes, ante un 
ajuste de capacidad todos o alguno de los generadores imprescindibles aumentan 
sus precios. También puede darse el caso de que una compañía tenga algún tipo de 
dominio o control sobre una parte de la red de transporte o de distribución y de que 
manipulando la capacidad de la red excluya la entrada de una determinada central 
de generación, obligando a la entrada de otra más cara. 
  
C.  Volatilidad de precios. 
 
En Estados Unidos, tras la crisis de California se ha prestado una gran atención al 
análisis del poder de mercado y a las posibles medidas para su mitigación. Sin 
embargo, a juicio de BORENSTEIN (2002) la discusión no se ha centrado hasta 
ahora en el problema fundamental de los mercados eléctricos: la demanda es 
difícilmente previsible y prácticamente insensible a las fluctuaciones de precios, 
mientras que el suministro puede encontrar limitaciones insuperables ante 
determinadas demandas máximas, no resultando posible el almacenamiento. Si a 
todo esto añadimos que los precios para mercancías homogéneas se equilibran en 
una cantidad uniforme para todos los vendedores –con independencia de sus costes 
de producción-, nos encontramos inevitablemente con que los precios a corto plazo 
de la electricidad son extremadamente volátiles. 
 
NEWBERY (2004) explica el problema de manera gráfica y sintética. Cuando 
existe exceso de capacidad, los precios de punta pueden caer hasta los costes 
variables de la central de generación con menores costes (15-20 euros/MWh), 
mientras que si la capacidad queda ajustada los precios pueden dispararse por 
encima de los 1.000 euros/MWh. En el mercado al contado, los generadores 
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afrontan el riesgo de largos períodos con precios medios insuficientes para 
recuperar sus costes de inversión; mientras que los consumidores encontrarían el 
riesgo de la volatilidad de los precios, que en ocasiones resultarían 
extraordinariamente elevados. 
 
Seguidamente abordamos con más detalle los escenarios en que se presenta el 
problema de la volatilidad de precios. 
 
1. Determinación de costes y formación de precios. 
 
En la industria eléctrica es importante distinguir entre costes fijos y costes 
variables. Constituyen costes fijos los de emplazamiento y construcción de la 
central, los financieros, los fijos de personal y suministros, así como la retribución 
razonable del capital invertido. Son costes variables los de combustible o energía 
primaria que transforma la central, así como los de operación y mantenimiento que 
varíen. En un mercado competitivo, ninguna empresa o grupo de empresas puede 
determinar los precios del mercado; por lo que todos los vendedores (y 
compradores) son “tomadores de precio”, al asumir que sus decisiones de venta o 
de compra no afectan al precio del mercado. La estrategia más beneficiosa para un 
productor tomador de precio en un mercado competitivo consiste en “ofertar o 
pujar” en el Pool por la producción de cada central de generación a su coste 
variable de operación (coste marginal). Si el precio marginal del sistema, fijado por 
la oferta de la unidad más cara necesaria para cubrir la demanda, es igual o superior 
a la oferta de la central entrará en funcionamiento y el exceso del precio del 
mercado sobre sus costes variables permitirá recuperar los costes fijos o retribuir 
con beneficios al capital. Si el precio del mercado es inferior al de la oferta de una 
central, su gestor no se lamentará de haber ofertado a sus costes variables porque la 
entrada en funcionamiento hubiera reducido en vez de aumentar su ganancia. 
 
La entrada y la salida en un mercado competitivo se determina por la diferencia 
entre el flujo de ingresos de una central y sus costes variables. Si el flujo de 
ingresos de una central no produce suficientes excesos sobre los costes variables de 
producción para cubrir los costes fijos, el propietario decidirá retirarla del sistema, 
reduciendo la capacidad disponible para atender el mercado. Por su parte, el 
inversor que se plantea la construcción de una nueva central no lo hará a menos que 
su previsión de ingresos proporcione suficientes excesos sobre los costes variables, 
que permitan cubrir los costes futuros no variables y retribuir la inversión de 
capital. 
 
Los precios del mercado eléctrico subirán en determinadas ocasiones por encima de 
los costes variables de la central más cara, incluso aunque ningún generador ejerza 
poder de mercado. Esto sucede cuando la demanda excede el suministro máximo 
disponible al precio de oferta de la central más cara y las limitaciones de 
interconexión impiden importar más energía de otras regiones. Los compradores 
que quieran disponer de energía ofertarán precios de compra por encima del precio 
ofertado por la central más cara disponible hasta el momento y los precios 
aumentarán hasta equilibrar el suministro con la demanda o hasta provocar la falla 
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del sistema por falta de capacidad disponible. El aumento del precio por encima de 
los costes variables refleja el valor para los consumidores de disponer de 
electricidad adicional en momentos de limitación de la capacidad de producción. 
Estos aumentos de precios permiten a las centrales de punta, que operan solamente 
durante algunas horas al año, recuperar sus costes fijos. En estas ocasiones, los 
excesos de precios se consideran “rentas de escasez” y proporcionan una señal a los 
inversores de que la adición de capacidad de generación puede resultar una 
inversión interesante. 
 
Seguidamente exponemos qué efectos provoca el anterior sistema de formación de 
precios en escenarios de exceso o de ajuste de capacidad.  
 
2. Escenario de exceso de capacidad. 
 
El principal objetivo del sistema eléctrico es la seguridad del suministro (atender en 
todo momento y en tiempo real las demandas de los consumidores), pero la 
demanda de electricidad varía ostensiblemente a lo largo del día y a lo largo de las 
estaciones, por lo que determinadas centrales de generación sólo funcionarán 
durante algunas horas al año. Además, frente a posibles aumentos de la demanda 
punta debe existir un margen de reserva de capacidad instalada (entre un 10 y un 
15%). BORENSTEIN (2002) explica que una parte significativa de los costes de 
producción son fijos, por lo que el coste marginal de producción estará por debajo 
del coste medio de una central que opere por debajo de su capacidad (con 
frecuencia, el coste marginal supone la mitad del coste medio). En un mercado al 
contado, mientras el precio supere el coste marginal de operación de una central, la 
empresa ganará más produciendo que parada. Pero, como resultado, el exceso de 
capacidad en un mercado competitivo al contado puede hacer caer los precios por 
debajo de los costes medios de producción de la electricidad, minando la solvencia 
de las empresas, que no pueden recuperar ni rentabilizar sus inversiones, e 
impidiendo que inviertan en nueva capacidad de generación. BORENSTEIN ilustra 
este escenario con la experiencia de la industria de los chips de memoria para 
ordenadores, intensiva en capital, y en la que el exceso de capacidad sobrevenido a 
comienzos de los noventa hizo que los precios se desplomaran y los productores 
perdieran miles de millones de dólares. 
 
Ernesto BADARACO (2005) ha presentado como ejemplo significativo de este 
escenario el mercado spot argentino, en el que los problemas anteriores se han 
agravado por la intervención del gobierno47. Tras la privatización de la industria 
eléctrica en que las centrales se vendieron por separado, en Argentina existen unas 
cuarenta empresas generadoras, cuyas centrales se despachan por el  Administrador 
del Mercado en función de sus costes marginales. Como el sistema no permite 
concertar contratos a plazo entre los generadores y los distribuidores, los primeros 
no pueden cubrir sus costes, por lo que algunas centrales han sido entregadas a los 
empleados o vendidas por debajo del valor de sus activos. BADARACO recurre a 
la experiencia del Pool inglés y de algunos especialistas que han analizado el 

                                                 
47 Agencia Internacional de la Energía (2005). 
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comportamiento de los precios en ese mercado: efectivamente, los generadores no 
hubieran recuperado sus costes con cargo exclusivamente a los precios en 
competencia del mercado spot, de no haber sido en condiciones de oligopolio con 
prácticas colusorias, mediante pagos “adecuados” –elevados- por capacidad o 
mediante contratos a plazo con precios superiores al Pool. 
 
BADARACO presenta como marco conceptual, que puede resultar de interés para 
comprender el funcionamiento de los mercados eléctricos al contado, la teoría de 
los mercados sin núcleo (“The Core Theory”) del Profesor de Economía de la 
Universidad de Chicago Lester G. TELSER (1987, 1994). La “teoría del núcleo” se 
desarrolla dentro de la teoría de juegos, como un intento de explicación y posible 
solución a los mercados con excedentes estructurales de capacidad. Según 
TELSER, en determinados sectores económicos no puede alcanzarse un equilibrio 
eficiente (núcleo) entre empresas y consumidores porque los costes hundidos y el 
exceso de capacidad hacen que la competencia o el comportamiento oportunista 
impida recuperar los costes (mercados sin núcleo). Por ello, en estos sectores sólo 
puede alcanzarse un equilibrio eficiente mediante una combinación adecuada de 
cooperación y rivalidad entre los agentes del mercado, resultando un ejemplo 
interesante para el sector eléctrico la práctica de los contratos de suministro a plazo, 
que impide el comportamiento oportunista de eventuales competidores, y permite 
recuperar las inversiones48. 
 
3.  Escenario de ajuste de capacidad. 
 
El escenario de exceso de capacidad puede evolucionar hacia el ajuste de la 
capacidad con la demanda o incluso hacia la insuficiencia de capacidad debido al 
aumento de la demanda o a la conjunción de circunstancias sobrevenidas, como en 
el caso de California (durante diez años no se habían construido centrales nuevas 
de generación, reducción de la producción hidroeléctrica por la escasez de lluvias, 
aumento de las temperaturas –aumento del consumo-, falta de capacidad de 
interconexión para importar energía, aumento de los precios del gas, aumento del 
precio de los derechos de emisión...). A diferencia de otros sectores económicos, el 
sector eléctrico no puede aumentar rápidamente su capacidad de producción, pues 
la construcción de nuevas centrales de generación lleva al menos dos o tres años; y 
la demanda –hasta ahora protegida por las tarifas- ignora los costes reales, por lo 
que resulta perfectamente inelástica a los aumentos de costes: en el caso de 
California, frente a un parque de generación de 50.000 MW, debieron imponerse 
cortes rotatorios del suministro porque el Operador del Sistema no pudo reducir la 
demanda en 300 MW...49 En otros sistemas, la única posibilidad prevista de reducir 
la demanda son los contratos o tarifas con suministro interrumpible, el cual no se 
produce a elección del consumidor industrial, sino en el preciso momento en que la 
producción resulta insuficiente, lo cual puede ocasionar graves perjuicios a la 
industria. 
                                                 
48 También resulta de interés el estudio de SJOSTROM (1989), al aplicar la “teoría del núcleo” a las 
Conferencias Marítimas, en las que las empresas pactan entre sí y con los clientes rutas, cuotas y precios, que 
no se han considerado contrarias al Derecho de la Competencia. 
49  Cfr. HUNT (2002). 
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El ajuste de la capacidad de producción obliga a que entren en funcionamiento las 
centrales menos eficientes y con costes más altos, que pueden disparar el precio 
marginal del sistema, percibido por todos los generadores con independencia de sus 
costes. Según BORENSTEIN, esto no es un fallo del mercado eléctrico porque 
sucede en todos los mercados de productos y tampoco son solución las subastas 
discriminatorias, puesto que forman sus ofertas en función de los precios del 
mercado y no de los costes50. De otra parte, el escenario de ajuste de capacidad 
resulta perfecto para que incluso los pequeños generadores puedan abusar de su 
poder de mercado, aumentando todavía más los precios, puesto que su oferta de 
producción no puede ser sustituida por otros generadores, ni rechazada por una 
demanda que ignora los precios. 
 
Ahora bien, diagnosticar la causa del problema de las subidas de precios cuando 
hay ajuste de capacidad solamente en el posible abuso de poder de mercado supone 
desconocer la causa más evidente: la escasez de oferta en su ajuste con la demanda 
que, como en cualquier otro mercado, hace subir los precios proporcionando una 
señal de que hacen falta nuevas inversiones. 
 
En esta primera etapa de formación de los mercados eléctricos, la clase política de 
la mayoría de los países ha considerado inaceptable que la volatilidad y los precios 
altos perjudicaran a los consumidores, tratando los síntomas –pero no el problema 
de fondo- con medidas de regulación económica que impiden el verdadero 
desarrollo de la competencia  y la formación de un mercado: regulación de precios 
(price caps), pagos por capacidad y, sobre todo, el mantenimiento de tarifas que 
ocultan los costes reales e impiden la participación de la demanda en el mercado. 
La única forma competitiva de disciplinar los precios es introducir a la demanda en 
el mercado mediante contratos a plazo, que reduzcan volatilidad y riesgos, y 
mediante respuestas negativas de la demanda a los precios altos de determinados 
suministros horarios al contado. 
 
A continuación vamos a exponer que los problemas derivados tanto del exceso 
como del ajuste de capacidad sólo pueden ser resueltos a largo plazo, de manera 
que se desarrolle la inversión, la competencia y se respete el mercado, mediante el 
establecimiento de medidas de mitigación y control del poder de mercado, 
contratos a plazo y mediante la participación de la demanda en el mercado. 
 
V.  ALTERNATIVAS DE REGULACIÓN PARA EL DISEÑO 

EFICIENTE DEL MERCADO ELÉCTRICO. 
 
La síntesis de lo tratado en el apartado anterior nos lleva al diagnóstico de que el 
diseño eficiente del mercado eléctrico tiene tres grandes problemas que resolver: la 
severa localización o aislamiento de los sistemas eléctricos, que impide aumentar la 
competencia a través de las interconexiones con otros sistemas; la concentración 
empresarial del sector derivada de su estructura industrial tradicional, que otorga a 
las empresas un poder de mercado del que pueden abusar; y la alta volatilidad de 

                                                 
50 Vid. supra la crítica al modelo NETA. 
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los precios eléctricos, derivada del carácter no almacenable de la electricidad, de 
los excedentes estructurales de capacidad (precios bajos), del ajuste de capacidad 
con la demanda (precios altos), y de la no participación de la demanda en el 
mercado (inelasticidad de la demanda), que hace hasta ahora al mercado eléctrico 
un mercado incompleto o “disfuncional”51. Seguidamente analizamos cuál debe ser 
el planteamiento y orientación de la regulación ante estos problemas y las 
alternativas regulatorias para resolverlos. 
 
A. Regulación para la competencia y actitud de las empresas ante las 

reglas del juego. 
 
ARIÑO (2004) ha explicado que la apertura a la competencia en el sector eléctrico 
no da lugar a un mercado “libre”, sino a un mercado “regulado”. El sector eléctrico 
estará siempre regulado. La importancia social de la actividad, la asimetría de 
posiciones entre empresas y consumidores, la dificultad de crear un mercado 
abierto y transparente, las limitaciones técnicas y otros factores así lo exigen. 
Ahora bien, dado el fracaso del modelo de regulación tradicional (sustitutiva del 
mercado), la búsqueda del mejor medio para alcanzar el objetivo de la eficiencia 
económica y el buen servicio al ciudadano no se plantea como un dilema entre 
competencia perfecta, que es imposible, versus regulación perfecta, igualmente 
inalcanzable. El nuevo modelo de regulación para la competencia consiste 
precisamente en esto: en introducir una mayor competencia en aquellos aspectos o 
actividades en que ésta sea posible y en revisar o reformar el sentido de la 
regulación orientándola a la    re-creación del mercado. Así, competencia y 
regulación no son antitéticas sino complementarias.  
 
El juego de competencia y regulación exige como condición inexcusable la 
transparencia en el funcionamiento empresarial, lo que a su vez reclama un 
cuidadoso deslinde y separación de las diversas actividades en que el sector 
consiste, de tal manera que se eviten los subsidios cruzados de una a otra y se 
proporcionen a directivos, accionistas y regulador la información correcta sobre 
cada una para la toma de decisiones. 
 
En el difícil equilibrio entre mercado de regulación, la competencia es el objetivo 
prioritario y la regulación es el instrumento necesario para promover aquella (para 
crearla cuando no exista) o para sustituirla cuando sea imposible su creación 
porque existan elementos de monopolio natural. 
 
El mercado tiene muchas ventajas, pero para que éste exista y funcione con 
corrección, es preciso, en muchos casos, que el Estado cree un sistema jurídico-
institucional adecuado. El sector eléctrico no es un mercado perfecto, sino todo lo 
contrario; exige para entrar grandes inversiones, la oferta y la demanda son rígidas, 
la información es muy desigual y, en definitiva, la competencia es escasa y son 
fáciles de articular organizaciones monopólicas y oligopólicas, claramente dañinas 
para el conjunto de la sociedad. Sólo cuando el Estado asume sus funciones de 

                                                 
51 Alfred KAHN (2002). 
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creación de un marco institucional que impone limitaciones y deberes de hacer a 
los que actúan en este sector, puede originarse un mercado eléctrico, imperfecto si 
se quiere, pero más eficiente que la gestión pública monopólica hasta ahora 
existente. 
 
Así pues, según ARIÑO, la regulación será siempre necesaria pero debe ser sólo la 
imprescindible, decreciente, subsidiaria y complementaria del mercado. La 
regulación promueve el mercado, lo reconstruye donde ello es posible, lo defiende, 
pero no lo sustituye. La peor tentación del regulador es convertirse en un gestor en 
la sombra52. 
 
El planteamiento del modelo de regulación para la competencia nos obliga a 
recordar la distinción elemental entre regulación institucional y regulación 
económica53. La regulación institucional asigna derechos de propiedad, ofrece 
formas contractuales que permiten la colaboración entre los operadores, establece 
las correspondientes responsabilidades por el incumplimiento de las obligaciones 
contractuales y organiza mercados con contratación bilateral o multilateral allí 
donde los costes de información y transacción dificultan el desarrollo de la 
contratación y la formación de un mercado líquido, eficiente y completo. La 
regulación institucional no obliga a los agentes a hacer algo que no quieren, les 
facilita y les da seguridad para hacer lo que quieren, pero obligándoles a hacerlo 
mediante un abanico de posibilidades determinadas. Por eso, en los procesos de 
liberalización la regulación institucional es el cauce adecuado para desarrollar las 
actividades potencialmente competitivas; que, en el caso del sector eléctrico, son la 
producción y la comercialización de electricidad. 
 
La regulación económica sustituye las decisiones empresariales en las actividades 
donde no puede haber competencia (gestión de redes eléctricas de transporte y 
distribución), planificando su desarrollo, estableciendo su ritmo de implantación y 
definiendo las tarifas y niveles de calidad por la prestación de servicios. 
 
En la primera etapa de formación de los mercados eléctricos, el insuficiente nivel 
de competencia en las actividades potencialmente competitivas ha obligado a 
establecer técnicas de regulación económica, como la imposición de precios 
máximos (“price caps”) a la generación o el mantenimiento de las tarifas 
(regulación de los precios máximos cargados a los consumidores) para evitar el 
abuso del poder de mercado; así como los pagos por mantenimiento de capacidad 
de producción disponible para subsidiar los excedentes estructurales de capacidad. 
Es importante destacar que estas técnicas de regulación económica no permiten 
avanzar hacia el objetivo de desarrollar la competencia, son simples muletas que 
permiten paliar de forma sólo coyuntural y transitoria los problemas pero sin 
resolverlos. 
 
                                                 
52 Vid. sobre el modelo de regulación para la competencia ARIÑO (2004) y LOPEZ DE CASTRO y ARIÑO 
(2003). 
53 Sobre los tipos de regulación vid. CRUZ FERRER (2002). Sobre la regulación institucional, vid. COASE 
(1994), NORTH (1990). 
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Por el contrario, las técnicas de regulación institucional, como la organización y 
perfeccionamiento del mercado de producción al contado, la mitigación del poder 
de mercado, el desarrollo de formas de contratación a plazo y la organización de 
mercados de futuros, o las técnicas para facilitar la participación de la demanda en 
el mercado sí constituyen instrumentos aptos para desarrollar la competencia 
mediante la formación de mercados líquidos (facilidad para encontrar contraparte y 
para formar precios), eficientes (dificultad de obtener la información determinante 
de los precios o para utilizarla en beneficio propio – “insider trading”) y completos 
(disponibilidad de formas de contratación a plazo para cubrir riesgos). 
 
Frank WOLAK (2003) ha señalado que, a la hora de definir las reglas de 
funcionamiento de un mercado, debe tenerse en cuenta la estrategia de actuación de 
los agentes que participarán en el mismo, guiada por dos grandes orientaciones. En 
primer lugar, todos los participantes en un mercado intentarán maximizar sus 
beneficios en función de las reglas del mercado. Y, en segundo lugar, cada uno de 
los participantes en el mercado espera recibir, en función del esquema de las reglas 
sobre retribución, una compensación superior a su coste de oportunidad de 
participar en el mercado. Este planteamiento permite iluminar las consecuencias de 
instrumentar técnicas de regulación económica o institucional. Como regla general, 
las técnicas de regulación económica pueden permitir a los agentes obtener rentas 
regulatorias (es decir no derivadas de una mayor competitividad en el mercado), 
como así ha sucedido en algunos mercados mediante la explotación de los pagos 
por capacidad por los generadores54 o las tarifas subsidiadas a determinados 
generadores y consumidores. De otra parte, el establecimiento de precios máximos 
en generación o de tarifas pegadas a costes evidentemente no incentiva la entrada al 
mercado de nuevos operadores que dinamicen la competencia. 
 
El problema que plantean las técnicas de regulación económica aplicadas a las 
actividades competitivas es que pueden resultar unas muletas, necesarias para 
resolver una situación transitoria, pero a las que se acomoden los operadores a 
quienes benefician sin que realicen el esfuerzo, sin duda arduo y penoso, de 
aprender a caminar o a correr por el sendero siempre empinado y desconocido de la 
competencia. Pero esto es lo que se pretende con los procesos de liberalización, 
lograr mediante la competencia una mayor eficiencia –mejor conservación de 
recursos y mayor creación de riqueza- en beneficio de los consumidores, de las 
empresas y de toda la sociedad. Quedarse a medio camino, entre la regulación de 
costes y la regulación para la competencia, puede significar quedarse con muchos 
inconvenientes de  ambos sistemas y muy pocas ventajas. 
 
Con esta perspectiva, analizamos seguidamente las posibles técnicas para el diseño 
de un mercado eficiente de la electricidad. 

 
 
 

                                                 
54 Por ejemplo en el Reino Unido y en los mercados del este de Estados Unidos. 
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B.  Regulación de precios (price caps) y desarrollo de un mercado 
coherente. 

 
La supresión de las regulaciones de precios ha sido el principal objetivo de la 
desregulación, que ha proporcionado ventajas evidentes derivadas de la 
competencia. El transporte aéreo y la reducción de sus precios quizás constituyen el 
ejemplo más claro.  El argumento teórico a favor de la desregulación de precios es 
la asimetría de la información: el regulador dispone de una información muchísimo 
menor de la que disponen los empresarios, que conocen perfectamente sus costes, y 
mediante la formación de precios en competencia permiten una asignación eficiente 
de recursos. El sector eléctrico no tiene por qué constituir una excepción, pero 
transitoriamente la insuficiente competencia, el poder de mercado de las empresas 
y el temor a que la volatilidad de precios con posibles subidas espectaculares 
perjudique a los consumidores han hecho que en todos los mercados eléctricos se 
establezcan en algún momento precios máximos para la producción y que se 
mantengan las tarifas para los consumidores. No obstante, la regulación de precios 
impide su formación correcta conforme a costes, dificultando la asignación 
eficiente de recursos y el desarrollo de un mercado coherente, también en el sector 
eléctrico. 

 
1. El planteamiento tradicional: regulación de precios frente a poder de 

mercado. 
 
La crisis de California, al igual que el duopolio británico en generación, hicieron 
profundizar en el debate sobre la conveniencia de regular los precios frente al 
abuso del poder de mercado y para evitar las subidas espectaculares de los precios 
al contado. 
 
BORENSTEIN (2002) expone la argumentación tradicional: la extrema 
inelasticidad tanto del suministro como de la demanda hacen que la falta de 
capacidad, ya sea real o debida al abuso de poder de mercado, pueda multiplicar los 
precios por tres dígitos de su nivel normal. Y esto destruiría el mercado. Por tanto, 
el debate debe centrarse en el nivel de la regulación de precios y en los mecanismos 
para su ajuste. Los que se oponen alegan que tales controles reducen la inversión en 
nuevas centrales de generación y reducen la producción de las centrales ya 
existentes. Ambas afirmaciones pueden ser ciertas si el tope de precios (“price 
cap”) se fija demasiado bajo. Pero también es verdad que los topes de precios 
pueden impedir el ejercicio de poder de mercado. Si el tope se fija en o por encima 
del precio de competencia puede reducir los precios anteriores y aumentar la 
producción total, puesto que las empresas con poder de mercado ya no tendrán el 
incentivo de reducir su producción más de lo que sea necesario para elevar los 
precios hasta el tope. Por ello, la fijación del tope de precios corre el riesgo de 
fijarlos demasiado bajo, dañando la inversión y la producción, o de fijarlo 
demasiado alto, permitiendo el abuso de poder de mercado. 
 
El propio BORENSTEIN reconoce que el impacto a largo plazo de la regulación de 
precios es muy difícil de analizar conceptualmente y todavía más difícil de estudiar 
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empíricamente. Un price cap desincentivará la inversión si los empresarios 
entienden que puede ser fijado a un nivel que impida rentabilizar el capital. Los 
datos sobre el coste de construcción de una central son bastante más difíciles de 
precisar que los costes variables por las vicisitudes que puedan presentarse durante 
la ejecución del proyecto. Por tanto, la estimación de los empresarios resulta crítica 
puesto que la amortización de la inversión debe calcularse a lo largo de la vida útil 
de la central. Al igual que en el modelo de regulación por costes reconocidos, la 
incertidumbre sobre la regulación futura puede desalentar la inversión. Por ello, la 
regulación de precios debe realizarse con una extraordinaria prudencia. 
 
2.  Regulación de precios y participación de la demanda. 
 
La regulación de precios no encaja en un mercado competitivo porque no resuelve 
de raíz, ni a largo plazo los problemas que pretende afrontar. El poder de mercado 
puede mitigarse mediante fórmulas bastante más directas y menos costosas que 
analizaremos más adelante. Y las subidas de precios debidas a la escasez de 
capacidad de suministro sólo pueden disciplinarse competitivamente, como en 
todos los mercados, mediante nuevas inversiones, contratos a plazo y  respuesta de 
la demanda. De lo contrario, como siempre ha sucedido con la regulación de 
precios de un bien escaso la alternativa es el racionamiento del producto, que en el 
sector eléctrico se realiza mediante cortes rotatorios, selectivos o, en el peor de los 
casos, provocando el apagón del sistema. Por ello, como señala HUNT (2002), 
cualquier propuesta de price cap debe explicar por qué la oferta y la demanda no 
pueden establecer un precio de equilibrio del mercado. Evidentemente, hasta la 
fecha, en el sector eléctrico los mercados son  disfuncionales porque la demanda 
sencillamente no dispone de mecanismos para participar en el mercado. Pero 
también resulta evidente que no existe producto alguno en que la demanda no 
responda al precio. Sin ir más lejos, en los sistemas eléctricos occidentales se 
produjo un notable exceso de capacidad tras las crisis energéticas de los setenta, no 
sólo por la reducción de la actividad económica, sino también por la reducción de 
la demanda frente a las subidas de las tarifas. 
 
Según la Agencia Internacional de la Energía (2005), los “price caps” sobre la 
generación son altamente perjudiciales, pues al impedir que el mercado eléctrico 
forme las señales de precios, en forma de subidas, que indican la necesidad de 
nueva capacidad de generación, minan la confianza de los inversores; y, según 
KAHN (2002), la misma posibilidad de que recuperen sus inversiones en centrales 
de punta que, al operar un número reducido de horas al año, necesitan la formación 
de precios muy altos en el mercado. De otra parte, la AIE también considera 
nocivos los “price caps” sobre el suministro, es decir, las tarifas reguladas: muchos 
consumidores no están dispuestos a modificar sus patrones de consumo a menos 
que experimenten un traslado de los costes del mercado que multiplique por 10 ó 
por 100 el precio del suministro. Si la tarifa regulada impide este traslado al 
consumidor del coste real de la producción, impedirá la adición de nueva capacidad 
y por tanto, facilitará a los generadores existentes el ejercicio del poder de 
mercado, al tiempo que impedirá que la participación de la demanda, al reducirse 
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frente a los precios más altos, discipline las necesidades de nueva capacidad de 
generación. 
 
3.  Regulación de precios y maduración del mercado. 
 
CRAMTON y STOFT (2006) analizan en concreto cómo los “price caps” impiden 
la maduración del mercado eléctrico, al no permitir que las subidas de precios 
abran un nuevo ciclo inversor y cuáles son las tecnologías que deben escogerse. En 
la actualidad, la mayoría de los sistemas eléctricos está experimentando subidas 
importantes de precios por las siguientes causas. 
 
Primero: el factor más importante ha sido la subida del precio de las energías 
primarias, especialmente del gas durante los últimos cinco años, aunque no de 
manera exclusiva55. La subida del precio de las energías primarias incrementa el 
precio de la electricidad en cualquier régimen de regulación. El gráfico 11 recoge la 
evolución del precio de los combustibles fósiles en los mercados internacionales y 
el gráfico 12 la evolución de precios del Mercado PJM56 desde 1998 a 2005: 
aunque el precio del mercado spot ha pasado de 25 a casi 70$, el precio real de la 
electricidad descontando el coste de combustible se ha reducido de 25 a 20$, 
gracias a las ganancias de eficiencia. 

                                                 
55 Los precios de los contratos de aprovisionamiento de gas suelen estar vinculados a los precios del petróleo. 
En 2005, el 27% de la producción de electricidad en España se realizó con gas natural mientras el 8% se 
efectuó con productos petrolíferos. (UNESA 2005). 
56 Inicialmente cubría Pennsylvania, New Jersey y Maryland, pero después se ha desarrollado a otros Estados y 
hoy constituye el mayor mercado eléctrico del mundo: vid. infra.  
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Gráfico 11 

 
         Fuente: UNESA 

 
Gas natural, consumidor tipo 1.3. 
Crudo, BRENT (dtd), Cotización media. 
Fuelóleo, 1% azufre CIF NWE, cotización media. 

Carbón importado, CIF Europa (Índice MCIS). 

 
  Gráfico 12 

     Resultados del Mercado PJM 1998-2005 
 

 
                                                                                    Precio spot electricidad 

 
                                                       
                                                                                                
                                                                                                 

 Precio ajustado sin subida de  
                                                                                                 costes de energía primaria 

 
 

 

   Fuente: PJM 

Segundo: en los sistemas que han suprimido las tarifas, algunos consumidores han 
tenido subidas de precios al trasladarles los costes reales. 
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Tercero: al aumentar los precios del gas, las centrales de ciclo combinado tienen 
unos costes marginales de 80 $.MWh, por lo que estas centrales fijan el precio 
marginal del sistema en bastantes horas; proporcionando una ganancia importante a 
las centrales de base nucleares y de carbón, cuyos costes marginales se sitúan en 
torno a los 20 $.MWh. Al no existir suficientes centrales de base para fijar el precio 
marginal del sistema en más horas, la ley de precio único del mercado de producto 
y el sistema de subasta uniforme hacen que los precios medios suban, 
proporcionando una clara señal de que es necesario y compensa invertir en 
centrales de base, lo cual se producirá salvo que el regulador imponga price-caps a 
estas centrales o existan barreras de entrada. 
 
Cuarto: insuficiente contratación de suministros a plazo. Si la contratación a plazo 
estuviera más desarrollada, el problema del desequilibrio de precios entre tipos de 
centrales se reduciría notablemente, pues la contratación a plazo de las centrales de 
base sí que trasladaría sus costes reales a los consumidores, promediándolos con 
los de las centrales de gas necesarias para cubrir la demanda. Sin embargo, los 
contratos a plazo, al igual que los seguros, no cubren siniestros pasados, sino 
riesgos futuros. 
 
Sobre este escenario, común a muchos países, CRAMTON y STOFT explican las 
diferencias entre competencia y regulación de precios. En todos los mercados es 
necesario que los mejores productores obtengan más beneficios porque, de lo 
contrario, el mercado no incentivaría la investigación, el desarrollo y la innovación. 
En los mercados eléctricos al contado, la primera aclaración imprescindible es que 
el mercado no debe retribuir a todos los generadores sus costes marginales 
(variables), porque entonces nadie invertiría al no recuperar también sus costes 
fijos y una tasa razonable de beneficio por la inversión realizada. Por ello, según se 
va produciendo el ajuste entre demanda y capacidad es necesario que entren en 
funcionamiento las centrales menos eficientes o centrales de punta diseñadas para 
funcionar unas pocas horas y que, en ambos casos, elevarán el precio marginal del 
sistema permitiendo a los generadores de base recuperar inversiones y obtener 
beneficios. Ahora bien, ¿qué hacer si los precios del gas se multiplican por cuatro y 
las centrales de base obtienen enormes ganancias? Evidentemente, la lógica del 
mercado es respetar esas ganancias y recordar a los distribuidores y a los 
comercializadores que deberían haber cubierto el riesgo de subidas de precio 
mediante contratos a plazo. Pero puede parecer una opción más económica 
establecer un price-cap para las centrales de base, que les permita recuperar sus 
costes medios sin obtener las grandes ganancias derivadas del aumento del precio 
del gas. A corto plazo, los generadores de base seguirán produciendo porque 
recuperarán sus costes y una tasa razonable de beneficio. 
 
Ahora bien, ¿cómo evolucionaría esta situación a largo plazo? ¿qué pasaría si los 
precios del gas en vez de multiplicarse por cuatro se reducen a la mitad? Volvería a 
aparecer la alternativa entre competencia y regulación de precios: ajustar al alza la 
retribución spot de las centrales de base para que ganen lo normal o dejar que 
perciban sólo esa retribución y experimenten una gran pérdida. Una mínima 
coherencia haría que si en el primer escenario se han regulado los precios también 
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debe hacerse en el segundo. Pero entonces aparecerá el problema: el mercado es un 
escaparate inútil porque el modelo de regulación que en realidad se está 
manteniendo es el viejo sistema de facilitar a los generadores que siempre 
recuperen con cargo a las tarifas sus costes más una tasa razonable de beneficio. 
Con ello se suprimen las señales del mercado y los generadores harán lo que han 
hecho hasta ahora: seguir construyendo centrales con la seguridad de que obtendrán 
un beneficio. El Gobierno deberá asumir la responsabilidad de las decisiones de 
inversión y se habrán perdido entonces los beneficios de la competencia, que 
incentiva la innovación y la eficiencia en las nuevas inversiones en generación. 
 
Además, el camino de la incoherencia no es tan fácil. Podría darse el caso de que 
algunas centrales de base hubieran firmado contratos de suministro por diferencias 
(respecto del precio al contado) a diez años, fijando el antiguo precio de equilibrio 
de la central de base. Al subir el precio del gas y subir los precios del mercado al 
contado, el comprador del contrato por diferencias deberá abonar esos precios al 
operador del mercado y obtener la compensación del generador de base, que no 
puede recibir el precio spot por la regulación de sus precios, obteniendo con ello 
una importante pérdida, que deberá ser asumida por el regulador... 
 
Volvamos ahora al escenario inicial de la subida del precio del gas, pero 
introduciendo contratos a plazo de los generadores de base suscritos por su precio 
de equilibrio. Nos encontramos entonces con la misma situación que con el price-
cap: los generadores de base no obtienen grandes beneficios. Sin embargo, para los 
inversores existe una gran diferencia: podrán ofertar nuevos contratos a plazo para 
financiar la construcción de nuevas centrales de base con precios más caros que los 
existentes, siempre que sean más baratos que los precios spot marcados por las 
centrales de gas y en función de la disciplina de precios que vaya imponiendo la 
competencia entre los inversores. Por tanto, si existe un mercado “completo” en el 
que hay contratos a plazo, el mercado ha hecho lo que queremos: gestionar el 
riesgo de subidas de precio, pero incentivando nuevas inversiones más eficientes en 
función de las necesidades del sistema. 
 
Pero, ¿qué sucedería si no hay contratos a plazo? Entonces los generadores de base 
mantendrían sus grandes ganancias, pero no a largo plazo porque tales ganancias 
atraerían la inversión, que acabaría reduciendo los beneficios o incluso provocando 
pérdidas, al evolucionar el sistema al escenario de exceso de capacidad con precios 
marginales marcados por las nuevas centrales más eficientes. Así pues, los 
beneficios altos se reducirían por nuevas inversiones, que una vez alcanzado el 
exceso de capacidad también detendrían otras inversiones, aumentando 
paulatinamente los ingresos de los generadores por el aumento de la demanda. Esto 
hace que en un sistema de puro mercado al contado los precios salten 
periódicamente, resultando altos o bajos según las épocas, pero como media 
correctos a largo plazo en función de los costes reales del sistema. Todo ello, salvo 
que: a) existan barreras de entrada para los nuevos inversores, lo cual mantendrá 
los precios altos; b) existan subsidios a los generadores que podrán mantener los 
precios bajos. En ambas situaciones no hay entrada de nuevas inversiones y al 
aumentar la demanda podría experimentarse una falta de capacidad de suministro. 
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Si los precios al contado a largo plazo como media son correctos ¿por qué 
establecer contratos a plazo? En primer lugar, para eliminar el riesgo de la 
volatilidad de los precios tanto para los vendedores como para los compradores, 
impidiendo que se produzcan aumentos o reducciones bruscas difíciles de prever en 
los presupuestos y planes de actividad. El riesgo no deja de constituir un posible 
coste y reduciendo el riesgo se reduce el coste. En segundo lugar, porque si no hay 
contratos a plazo en situación de exceso de capacidad, los generadores cubrirán sus 
costes a duras penas y los consumidores disfrutarán durante una época de precios 
anormalmente bajos, creyendo que son correctos. Pero al aumentar la demanda 
aumentarán los precios y determinadas centrales comenzarán a obtener grandes 
retribuciones que, entonces, se considerarán excesivas frente a sus costes, 
criticándose que el mercado establezca un precio uniforme y exigiendo una 
regulación de precios, que desincentive las nuevas inversiones... 
 
Lógicamente, ante semejante panorama de riesgos para vendedores y compradores 
(común por otra parte a todos los mercados), aparece la nostalgia de la vida 
tranquila en el viejo modelo de regulación por costes reconocidos; lo cual obliga a 
volver a plantear la pregunta con que comenzábamos el presente estudio, pero a la 
inversa ¿la regulación no resuelve mejor los problemas en un sector esencial como 
la electricidad? Efectivamente, el viejo modelo de regulación por costes 
reconocidos constituía un tipo de contrato regulatorio a largo plazo (“regulatory 
compact” lo denominaban los norteamericanos), con formidables propiedades para 
encubrir los riesgos. Pero no para gestionarlos o asignarlos a quien tuviera 
capacidad para hacerlo, puesto que el coste de los errores y equivocaciones se 
desplazaba a la tarifa. Aquí es donde el mercado y la competencia demuestran su 
ventaja: los riesgos se asignan a quien tiene capacidad para gestionarlos no a los 
consumidores, estableciendo un esquema de incentivos para que las nuevas 
inversiones sean más eficientes.  
 
Si una vez comenzado el proceso de introducir competencia y desarrollar el 
mercado eléctrico, el regulador sucumbe a la tentación de regular los precios 
destruirá el proceso de desarrollo del mercado, haciendo inútiles todos los 
esfuerzos realizados57.  

 
C. Medidas de mitigación del poder de mercado. 
 
La inevitable situación heredada de concentración horizontal en los mercados 
eléctricos constituye uno de los principales problemas para lograr su 
funcionamiento eficiente y uno de los más complicados de resolver. Ni siquiera tras 
los acontecimientos acaecidos durante la crisis de California, en la que los 
generadores obtuvieron rentas astronómicas, el diagnóstico ha sido unánime: 
mientras la mayoría de los especialistas, entre los que cabe citar por su autoridad a 

                                                 
57 A este respecto resulta ilustrativa la crisis del mercado escandinavo del 2002-2003, en la que se ha valorado 
positivamente que los reguladores, a pesar de las tremendas subidas de precios derivadas de la reducción de 
capacidad hidroeléctrica, respetaran las instituciones y mecanismos del mercado: Agencia Internacional de la 
Energía (2005), AMUNDSEN y BERGMAN (2006). 



JUAN DE LA CRUZ FERRER- BASES PARA EL DISEÑO DE LOS MERCADOS ELÉCTRICOS 

 55

JOSKOW y KAHN (2001), BORENSTEIN, BUSHNELL y WOLAK (2000)58, 
sostienen con datos empíricos que las compañías abusaron de su poder de mercado; 
HARVEY y HOGAN (2000 y 2001) justifican la obtención de tales rentas en las 
circunstancias del mercado, legitimándolas como rentas de escasez. Con no poca 
frecuencia se despacha la cuestión sobre la formación competitiva de precios en los 
mercados eléctricos estableciendo que las compañías deben ofertar su producto al 
mercado según sus costes marginales (variables), pero ya nos hemos detenido a 
explicar que ninguna empresa entra al mercado sin la expectativa razonable de 
recuperar sus costes más una tasa razonable de beneficio y que, al ajustarse la 
capacidad del sistema, las rentas de escasez son una señal imprescindible para 
incentivar nuevas inversiones. Stephen LITTLECHILD (2003) se ha detenido a 
explicar este proceso lógico y cómo, en el mundo real, la teoría de los costes 
marginales va por un lado y la vida de las empresas, obligadas por lo menos a 
recuperar costes, va por otro. 
 
Pero, más allá de las evidentes dificultades para abordar y resolver el problema, 
puede detectarse un creciente consenso en torno a dos grandes planteamientos. En 
primer lugar, desconfiar de las medidas de mitigación mediante intervenciones 
públicas y buscar mecanismos de mitigación haciendo funcionar la disciplina del 
mercado. En segundo lugar, no quedarse en los análisis de estructura (porque los 
índices de concentración suelen ser muy altos en la mayoría de los mercados y 
porque con ajuste de capacidad tampoco una estructura desconcentrada evita el 
poder de mercado incluso de los pequeños operadores) y afinar en los análisis de 
conducta, que permiten establecer rivalidad en el mercado. Algunos autores, 
WOLAK (2003), FABRA (2004), LASHERAS (2005), han sintetizado los 
anteriores planteamientos en un principio general: “enfrentar a los generadores a 
una curva de demanda residual tan elástica como sea posible”, de forma que al no 
tener certeza sobre el carácter imprescindible (“pivotal” en la terminología 
anglosajona) de su participación en el mercado, no se sientan inclinados a retirar 
capacidad ni a ofertar precios excesivos. El anterior planteamiento nos vuelve a 
llevar a los dos grandes mecanismos de vertebración de los mercados eléctricos: la 
articulación de contratos a plazo y la participación de la demanda, que 
expondremos más adelante. Seguidamente nos detenemos en algunos mecanismos 
más específicos de mitigación del poder de mercado. 
 
1. Reducción real o virtual de capacidad. 
 
El enfoque estructural de la competencia exige un número suficiente de operadores 
para que exista una rivalidad real. Ello exigiría la desintegración corporativa de los 
operadores cuando en  un mercado el nivel de concentración es excesivo. Sin 
embargo, tal desintegración se enfrenta a los derechos de propiedad de las 
empresas sobre sus activos y solamente es posible en el marco de los procesos de 
negociación abiertos con motivo de operaciones de fusión, adquisición o 
reestructuración de la industria. Ejemplos significativos de enajenación de activos 
han sido los negociados con motivo de las fusiones de las grandes compañías 

                                                 
58 Una completa bibliografía sobre la crisis puede encontrarse en HUNT (2002). 
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alemanas E.ON y RWE, las sucesivas transmisiones de centrales de generación por 
National Power y Power Gen en su tira y afloja con el regulador británico o la 
venta de las centrales de gas por las utilities de California a cambio del 
reconocimiento de sus costes hundidos como costes de transición a la competencia. 
Frente a las dificultades que plantea la enajenación de activos desde el punto de 
vista jurídico y desde la preocupación por el mantenimiento de empresas sólidas, 
suficientemente competitivas, en el proceso de evolución hacia mercados cada vez 
más integrados, ha surgido la posibilidad de transmitir los derechos al uso de la 
energía mediante contratos a plazo como alternativa a la enajenación de la 
propiedad de los activos. En Europa se ha denominado a estos contratos “plantas 
virtuales de energía” (virtual power plants, VPP); que son similares a los contratos 
de opciones de los mercados financieros. El comprador adquiere el derecho a 
utilizar la energía de una central o conjunto de centrales, de acuerdo con las reglas 
establecidas en el contrato. La similitud con las opciones financieras radica en que 
un elemento común a estos contratos suele consistir en el derecho a disponer de la 
energía según un precio determinado. Las VPPs han sido utilizadas en Francia, 
Bélgica, Holanda y Dinamarca, en todos los casos como imposición derivada de 
procesos de fusión o adquisición. Las VPPs aumentan la liquidez de los mercados 
eléctricos y, en cuanto contratos a plazo, limitan la posibilidad de abusar el poder 
de mercado porque al reducirse la capacidad disponible para la empresa 
transmitente le será más difícil o menos rentable retirar capacidad o subir los 
precios. 
 
2. Derecho de la Competencia y supervisión de mercados. 
 
La situación de poder de mercado por sí misma no es contraria al Derecho de la 
Competencia cuando se deriva de la competitividad, de circunstancias sobrevenidas 
o de un régimen regulatorio anterior. Ahora bien, el abuso del poder de mercado o 
de la posición dominante, mediante la imposición de precios excesivos o de la 
retirada de producción del mercado, constituyen conductas antijurídicas tipificadas 
en el artículo 82 TCE y en las legislaciones nacionales que lo desarrollan59. No 
obstante, como ha señalado NEWBERY (2004), la aplicación del Derecho de la 
Competencia a los nuevos mercados eléctricos plantea problemas que deben 
tenerse en cuenta. En primer lugar, el Derecho de la Competencia, por su propia 
naturaleza de Derecho sancionador, se aplica ex post para reprimir el 
incumplimiento de las obligaciones de no hacer, con pleno respeto de las garantías 
jurídicas y con una inevitable lentitud frente a la regulación sectorial ex ante, que 
puede imponer obligaciones positivas de hacer. En segundo lugar, los parámetros 
normalmente utilizados por las autoridades de defensa de la competencia para 
determinar el abuso de posición dominante (por ejemplo, disponer de una cuota 
superior al 40% del mercado relevante) resultan inadecuados para evaluar las 
conductas anticompetitivas en el mercado eléctrico. Y, en tercer lugar, la 
presunción de que los mercados son competitivos hace que la información 
                                                 
59 Cfr. los recientes estudios de GUTIÉRREZ y PADILLA, sobre el concepto de posición de dominio, de 
FOLGUERA y MARTÍNEZ CORRAL sobre la posición de dominio colectiva, o de DÍEZ ESTELLA sobre los 
abusos mediante precios, en el interesante volumen colectivo sobre “El abuso de la posición de dominio” 
dirigido por MARTINEZ LAGE y PETITBÓ (2006). 
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necesaria para demostrar los eventuales abusos no se recopile sistemática y 
periódicamente, sino únicamente con motivo de la investigación abierta sobre 
prácticas anticompetitivas concretas. En este contexto, la inexistencia de mercados 
organizados de producción hace mucho más difícil la obtención de información 
frente a una estructura de contratos bilaterales bastante más opaca.  
 
Las circunstancias específicas de los mercados eléctricos exigen que, para valorar 
la existencia de competencia efectiva y detectar posibles prácticas anticompetitivas, 
resulte imprescindible disponer en tiempo real de una información suficientemente 
significativa y desagregada sobre las transacciones del mercado al contado y de los 
mercados a plazo. Por ello, cobra una importancia capital la regulación de las 
potestades de obtener información por parte de los Operadores del Sistema y del 
Mercado y del regulador. En este sentido, reviste un gran interés la sección 1283 de 
la Energy Policy Act norteamericana de 2005, que otorga a la Federal Energy 
Regulatory Commission la potestad de dictar las normas necesarias para prevenir 
las prácticas anticompetitivas. De hecho, a raíz de la crisis de California la 
supervisión de los mercados eléctricos se ha convertido en una de las principales 
técnicas para intentar una aplicación preventiva del Derecho de la Competencia y, 
en su caso, una represión eficaz de las prácticas anticompetitivas60. 
 
Uno de los principales problemas que planteó la crisis de California fue la falta de 
información inmediata sobre las transacciones realizadas en los mercados, sin la 
cual resultaba harto difícil tanto a los consumidores como a la FERC identificar e 
investigar episodios específicos de precios excesivos o de retirada de capacidad. 
Como respuesta, FERC aumentó su capacidad de supervisión de los mercados, 
mediante la creación en 2002 de la Oficina de Supervisión e Investigación de 
Mercados (Office of Market Oversight and Investigations, OMOI) para intentar 
anticiparse a los fallos operativos y corregirlos antes de que generaran crisis 
generalizadas, obteniendo asimismo experiencias para un mejor diseño de los 
mercados. Como ejemplo de sus actividades, OMOI contó con un staff inicial de 
130 juristas, analistas y auditores, que preparan análisis estacionales periódicos 
sobre los mercados interestatales mayoristas, cuyo objetivo es detectar 
vulnerabilidades y definir prioridades para la siguiente estación. Además, OMOI 
publica un Informe anual de Situación de los Mercados con los mismos objetivos. 
 
Por otra parte, FERC ha intentado mejorar la coordinación entre los agentes y los 
Operadores del Sistema, obligando a que los primeros suministren la información 
que los ISOs estimen necesaria. OMOI ha desplazado a algunos de sus oficiales a 
las oficinas de los Operadores del Sistema, lo cual les permite supervisar a diario 
las fluctuaciones de los mercados. Toda esta información facilita la transparencia 
de los Mercados y que los agentes puedan disponer de informaciones significativas 
y relevantes para concertar sus contratos a plazo. Además, facilita la determinación 
de los ajustes de capacidad y de las consiguientes subidas de precios, que pueden 
ser lógicas y razonables, a diferencia de las retiradas injustificadas de unidades de 
generación. Lo anterior se complementa con la práctica administrativa habitual 

                                                 
60 Vid. WOLAK (2004), GULLIVER y ZILLMAN (2006). 
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norteamericana de abrir períodos de audiencia sobre cuestiones específicas y con la 
realización de análisis proactivos y prospectivos. En definitiva, en todo el 
planteamiento anterior subyace un cambio importante en cuanto a la misión de la 
FERC: de la tradicional función de establecer “precios justos y razonables” 
(regulación del coste del servicio) ha evolucionado a “asegurar que los mercados 
funcionen”.  
 
3. Facilitar la entrada de nuevos operadores. 
 
Facilitar la entrada de nuevos operadores resulta crucial para dinamizar la 
competencia cuando existen pocos operadores y no es posible reducir sus cuotas de 
mercado. Para ello es imprescindible establecer procedimientos de autorización de 
las nuevas instalaciones que sean transparentes, reglados y ágiles; lo cual no es 
fácil de conseguir por la dificultad de encontrar emplazamientos, coordinar los 
permisos de las distintas Administraciones competentes y superar las exigencias de 
la regulación medioambiental. Los sistemas en que se producen aumentos 
significativos de la demanda pueden facilitar la entrada de nuevos operadores, 
como es el caso de España según la Agencia Internacional de la Energía (2005).  
 
Ahora bien, para facilitar esta entrada de nuevos operadores, además de agilizar los 
procedimientos de autorización debe prestarse una especial atención a la 
disponibilidad de mecanismos contractuales para la mitigación de riesgos. Como 
hemos ido exponiendo, la liberalización de los mercados eléctricos aumenta 
significativamente los riesgos cuando existe exceso de capacidad, puesto que los 
costes medios marginales (variables del sistema) pueden situarse en la mitad de los 
costes totales medios de la generación (NEWBERY 2002). 
 
En España hemos asistido a una entrada significativa de nueva capacidad de 
generación mediante energías renovables, que durante el año 2005 han asumido un 
20% de la electricidad producida. Desde el punto de vista de la competencia y del 
poder de mercado, esta entrada ha tenido un efecto favorable señalado por Miguel 
Ángel LASHERAS (2005): desde el momento en que estos generadores entran al 
sistema siempre que se lo permite su capacidad de energía primaria y tecnología de 
transformación y de manera especialmente imprevisible en el caso de la energía 
eólica, hacen que para los generadores tradicionales sea más difícil determinar la 
demanda residual que deben atender, hacen –como indicábamos antes- más flexible 
la curva de demanda residual y, por tanto, bastante más arriesgadas las prácticas 
restrictivas como aumentar los precios de oferta o retirar centrales de generación 
para aumentar el precio marginal del sistema en el mercado al contado. Sin 
embargo, desde el punto de vista de los riesgos, estos generadores no tienen riesgo 
de precio ni de contraparte, al quedar cubiertos por las tarifas que deben cubrir un 
coste y un margen razonable de beneficio.  
 
Es distinto el caso de los nuevos operadores que entran a la generación en régimen 
ordinario, normalmente mediante la instalación de ciclos combinados de gas: la 
simple expectativa de entrar a través del mercado al contado resultaría muy 
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arriesgada, por lo que resulta claro asegurar tanto los aprovisionamientos de gas, 
como la contratación a plazo de una parte significativa de la electricidad producida. 
 
4. Integración de mercados por aumento de la capacidad de 

interconexión. 
 
La dificultad de desarrollar la competencia dentro de los sistemas actuales, en los 
que se heredan altos niveles de concentración horizontal, hace prioritaria la 
integración de diferentes sistemas mediante el aumento de las capacidades de 
interconexión. Si bien es cierta la severa localización de los sistemas eléctricos, por 
su tecnología de red, también lo es que su historia ha sido un constante proceso de 
integración mediante la progresiva interconexión y mallado de las redes: la historia 
del sector eléctrico español no puede ser más significativa a este respecto y nos 
demuestra cómo la progresiva integración ha permitido aumentar la seguridad del 
suministro, diversificar las energías primarias y tecnologías de transformación del 
parque de generación y hacer posible, en definitiva, el comienzo de la competencia 
entre las empresas. El reciente comienzo en las operaciones del Mercado Ibérico de 
la Electricidad constituye un importante hito en este proceso. 
 

Cuadro 2 
Cuotas de mercado en generación 

Compañía (país) 
Cuota del mercado nacional 

(%) 
Cuota del mercado Nórdico 

(%) 

Vattenfall (Suecia) 

Fortum (Finlandia) 

 Statkraft (Noruega) 

Sydkraft (Suecia) 

47 

29 

27 

19 

17 

14 

9 

8 

Fuente: The Swedish Energy Administration 
 

La integración de los sistemas eléctricos de Dinamarca, Finlandia, Noruega y 
Suecia es un buen ejemplo del proceso actual de integración. Como puede 
comprobarse en el Cuadro 2, el proceso no sólo permitió reducir significativamente 
las cuotas de mercado de las mayores compañías de forma que, en la actualidad, 
ninguna supera el 20% del Mercado Nórdico; sino también afrontar la tremenda 
crisis afrontada durante los años 2002 y 2003 a causa de la sequía en Noruega y 
Suecia mediante un parque de generación más diversificado (vid. infra). Otro 
ejemplo significativo es el Mercado PJM, con  un origen similar basado en un pool 
de transporte y generación para la transferencia de excedentes por razones de 
seguridad, que al desarrollar sus interconexiones ha permitido formar el mayor 
mercado eléctrico del mundo. Así pues, tanto la política regulatoria de la Comisión 
Europea como de la FERC norteamericana otorgan una prioridad absoluta al 
proceso de integración de los mercados. 
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Sin embargo, no todos son ventajas en los procesos de integración. Si volvemos a 
contemplar el cuadro de precios por Estados del Gráfico 1, no es difícil detectar lo 
que podríamos denominar el “síndrome de Kentucky”: la integración de sistemas 
beneficia a los consumidores de los Estados con precios más altos, pero puede 
perjudicar a los consumidores con precios más bajos. Lo mismo sucede en Europa 
donde la integración beneficiaría a Italia y a Holanda, pero podría perjudicar a 
Francia y a algunos consumidores de Alemania. Por otra  parte, si bien la 
interconexión puede beneficiar a la seguridad del suministro y a la reducción de 
costes del sistema, no puede olvidarse que, en circunstancias sobrevenidas de 
escasez, la dependencia externa puede convertirse en un riesgo difícil de gestionar 
como demostró la crisis de California o la reducción de las exportaciones de gas 
por parte de Argentina a Chile61. Así pues, no se debe perder de vista que, en los 
estadios iniciales de los procesos de integración, deben mantenerse mecanismos 
imprescindibles de salvaguardia de la seguridad interna de los suministros. 
 
5. Privatización. 
 
La Agencia Internacional de la Energía (2005) no deja de incluir entre las técnicas 
de desarrollo de la competencia y de mitigación del poder de mercado la 
privatización de las empresas públicas; aspecto que, aun reconociendo las 
significativas excepciones en los países escandinavos, no deja de constituir un 
factor de constantes disfunciones y asimetrías.  
 
D. Los pagos por capacidad. 
 
1. Planteamiento del problema. 
 
El principal objetivo de la regulación del sector eléctrico es garantizar la seguridad 
y la continuidad del suministro, es decir, que siempre exista capacidad disponible 
para atender la demanda en cada momento. En un sistema de regulación por costes 
del servicio, la responsabilidad de que exista capacidad disponible corresponde al 
regulador a través de la planificación de la capacidad de generación: los 
generadores proporcionan esta capacidad y tienen derecho a recuperar los costes 
del servicio más una tasa razonable de beneficio con cargo a las tarifas. En los 
países occidentales el efecto positivo de este modelo fue disponer de un parque de 
generación en constante renovación y crecimiento durante el siglo XX, que 
permitió atender los aumentos espectaculares de la demanda eléctrica derivados del 
desarrollo económico y social. El efecto negativo consistió en un notable exceso de 
inversión en capacidad instalada, en torno al 30%, una cierta aversión a la 
innovación, la introducción en la tarifa eléctrica de costes ajenos al servicio, una 
progresiva desvinculación entre precios y costes marginales y, en definitiva, un 
modelo que desplazaba los riesgos a los consumidores mediante unas tarifas que, al 
comenzar las crisis económicas de los setenta, se convirtieron en instrumento clave 

                                                 
61 La crisis del Mercado Nórdico causó notables perjuicios a los consumidores daneses, puesto que su sistema 
tuvo que poner toda su capacidad al servicio del Mercado: vid. AIE (2005). 
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para modular la inflación, acabando por perjudicar en determinados períodos a las 
propias compañías.  
 
Al evolucionar hacia un sistema de mercado, se abandona la planificación 
vinculante de la capacidad de generación para permitir que se desarrolle la 
competencia y que los riesgos respecto de una aportación excesiva o inadecuada de 
la capacidad de generación se asignen a las empresas. Este esquema plantea el 
problema de que, en un sistema de decisión descentralizada, las empresas no 
aporten al sistema la capacidad necesaria; problema que se agrava por la amenaza 
del abuso del poder de mercado y por la falta de participación de la demanda que 
pudiera responder negativamente a los precios excesivos. Para solventar estos 
problemas, muchos sistemas liberalizados han establecido pagos por capacidad 
disponible que, como ya hemos señalado anteriormente, también pueden financiar 
los excedentes estructurales de capacidad.  
 
2. Alternativas de regulación económica y modalidades de pagos por 

capacidad. 
 
El diseño regulatorio de los pagos por capacidad ha tenido dos planteamientos 
distintos. El primero es establecer pagos para la capacidad disponible en función 
del margen de reserva existente en cada momento: según se va reduciendo la 
capacidad disponible, los pagos aumentan para incentivar que las empresas 
inviertan en nuevas centrales de generación y que siempre exista un margen de 
seguridad  que atienda el aumento de la demanda, sin que falle el suministro. Este 
sistema fue el establecido en el Pool anglo-galés hasta que se reemplazó por el 
NETA en 2001. Los pagos por capacidad se calculaban cada hora teniendo en 
cuenta el margen de la capacidad disponible del sistema, de forma que los pagos 
eran bajos en las horas en que el margen era amplio mientras que los pagos 
aumentaban a medida en que se iba ajustando la capacidad disponible con la 
demanda. Este esquema dinámico hacía que los pagos por capacidad ajustaran 
automáticamente los incentivos a la inversión con la capacidad disponible en el 
sistema. En teoría, el modelo supone una respuesta ideal para un mercado que se 
diseña solamente desde el punto de vista de la oferta de suministro, sin tener en 
cuenta a la demanda; pero resultó ser extraordinariamente vulnerable al abuso de 
los operadores dominantes a los que brindaba la posibilidad de retirar su propia 
capacidad como medio para aumentar los pagos. Esta situación provocó la reforma 
establecida por los NETA, en los que sólo se paga por la energía suministrada.  
 
Este modelo de pagos por capacidad también ha sido establecido por España sobre 
una base anual; pero, en la realidad, ha funcionado exactamente a la inversa de lo 
que propone la teoría, puesto que los pagos, en vez de aumentar al reducirse la 
capacidad del sistema, se han reducido. 
 
El otro planteamiento para establecer los pagos por capacidad se basa en el 
volumen en vez de en el precio. La disponibilidad de la capacidad de generación 
necesaria para satisfacer las puntas de demanda se convierte en una obligación de 
las compañías suministradoras, que deben contratar la cantidad de generación que 
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satisfaga un determinado porcentaje de su suministro futuro más un margen de 
reserva. La ventaja del sistema basado en el volumen es que puede establecerse 
mediante un sistema con topes de precio, en el cual la capacidad puede ser 
contratada y negociada utilizando un mecanismo de mercado competitivo. Los 
mercados del este de Estados Unidos PJM, New England y Nueva York han 
establecido este tipo de medidas denominadas “Mercados de Capacidad Instalada 
(ICAP)”: a las compañías suministradoras se les asignan unas obligaciones y a la 
capacidad de generación se le otorgan unos créditos. Los suministradores deben 
acreditar que han adquirido suficiente cantidad de créditos para cumplir sus 
obligaciones. Los créditos también pueden ser negociados en el mercado, 
organizado sobre las subastas del Operador del Sistema. El incumplimiento de las 
obligaciones de capacidad es seriamente penalizado y es cubierto por el propio 
Operador del Sistema, que adquiere los créditos no asumidos a un alto precio, que 
puede alcanzar diez veces el precio normal del mercado, y que posteriormente se 
carga a la compañía suministradora. Los mercados ICAP tienen establecido un 
price-cap de 1.000 dólares/MWh para limitar el abuso del poder de mercado.  
 
En los mercados del este de Estados Unidos, los pagos por capacidad no responden 
solamente a los motivos que hemos expuesto anteriormente, sino que fueron una 
modalidad de recuperación de los costes hundidos. Las compañías incumbentes, 
que habían invertido en centrales de punta bajo el sistema anterior, se encontraron 
con que la apertura de sus mercados permitiría la competencia de compañías 
exteriores, cuyos mercados no habían sido abiertos, y que podrían ofertar energía  
en función de sus costes marginales, mientras que las compañías incumbentes 
tendrían que tener en cuenta en sus ofertas la recuperación tanto de los costes 
variables como de los costes fijos y la remuneración del capital. Frente a este 
problema, la solución fue el establecimiento de estos pagos por capacidad.  
 
Al igual que sucedió en el Reino Unido, en los mercados norteamericanos las 
compañías manipulan sistemáticamente los pagos por capacidad. El Operador del 
Mercado PJM concluye en su Informe sobre el año 2004 que “el abuso del poder de 
mercado es endémico a la estructura de los mercados de capacidad en el PJM”.  
 
Según la Agencia Internacional de la Energía (2005), las medidas de capacidad se 
introducen para permitir que los topes de precio mitiguen el poder de mercado, 
suponiendo que la demanda es inelástica y aceptando, por tanto, una pérdida de 
eficiencia. Los mercados que satisfacen precio únicamente por la energía 
suministrada (NordPool, Australia, NETA) buscan un resultado eficiente y 
competitivo derivado de la participación de la demanda en el mercado. La 
diferencia fundamental entre los dos sistemas es que en los mercados basados 
únicamente en el precio (“energy-only markets”) la escasa participación de la 
demanda se considera como un fenómeno transitorio, que se irá superando en la 
medida en que aparezcan señales de precio apropiadas y los mercados vayan 
ajustándose y diseñándose para minimizar los costes de transacción. Por el 
contrario, en los sistemas que han establecido pagos por capacidad, la falta de 
participación de la demanda se considera como un fallo irresoluble inherente al 
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mercado eléctrico y, por lo tanto, únicamente solventable mediante mecanismos de 
regulación económica.  
 
La falta de nuevas inversiones necesarias, de participación de la demanda y la 
amenaza del abuso del poder de mercado son preocupaciones importantes en todos 
los mercados eléctricos, que pueden justificar el establecimiento transitorio de 
pagos por capacidad. Sin embargo, este tipo de regulación ha demostrado su 
vulnerabilidad al abuso del poder de mercado, mientras que los sistemas que sólo 
retribuyen la energía suministrada no han fallado hasta la fecha, precisamente por 
incentivar la participación de la demanda. Las experiencias disponibles sobre los 
mercados escandinavo, australiano y británico indican que la formación de precios, 
vinculados a los costes y enfrentados a una demanda que puede rechazar precios 
excesivos moderando el consumo, establece incentivos para una inversión 
adecuada y oportuna en el mercado. Por el contrario, las ventajas de los pagos por 
capacidad todavía no se han demostrado, mientras que el fallo de los mercados 
basados solamente en el precio de la energía no se ha producido. Esto lleva a la 
Agencia Internacional de la Energía a sugerir, como regla general, la supresión de 
los pagos por capacidad. 
 
3. Hacia la solución del problema: asegurar la disposición de energía. 
 
En la irónica expresión de Alfred KAHN (2002), los granjeros no cobran de forma 
separada la capacidad disponible de ubres y la leche, ni los conductores tienen que 
comprar la capacidad de las refinerías para tener derecho a echar gasolina.  
 
Frank WOLAK (2003) señala que el principal problema de los pagos por capacidad 
es que no está claro el producto que se adquiere a cambio. La analogía de los pagos 
por capacidad en otras industrias sería establecer pagos mensuales a las fábricas 
solamente por existir. En la realidad, a los productores sólo se les pagan los 
productos que venden, no su disponibilidad. Aunque los defensores de los pagos 
por capacidad hayan acuñado el término de “mercados de capacidad”, no deja de 
ser incorrecto porque, como han descubierto todos los ISOs de los mercados del 
este, es prácticamente imposible gestionar un mercado de capacidad instalada.  
 
La causa de la crisis de California no fue la falta de capacidad de generación 
necesaria para satisfacer la demanda, sino la falta de incentivos suficientes para que 
los generadores pusieran efectivamente toda su energía a disposición del mercado. 
Según WOLAK, la discusión sobre la capacidad disponible puede resumirse en los 
siguientes términos. Disponer de capacidad suficiente mediante mecanismos 
regulatorios para atender la demanda no garantiza, en último término, que la 
demanda sea satisfecha. Por el contrario, la adquisición de energía suficiente 
mediante un contrato a plazo sí que garantiza al suministrador que la energía estará 
disponible en la fecha prevista, además de protegerle frente al riesgo de precios del 
mercado al contado. Por tanto, la principal cuestión para resolver la adecuación de 
la capacidad de generación con la demanda estriba en ofrecer a los suministradores 
“fuertes incentivos” para prever sus futuras necesidades de energía y adquirirlas 
con una antelación respecto del suministro que sea suficiente para que los 
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generadores puedan, en su caso, construir la capacidad necesaria para satisfacer sus 
obligaciones de suministro de energía.  
 
En sistemas cada vez más interconectados física y comercialmente, un sistema que 
disponga de capacidad podría enfrentarse al problema de que la energía se haya 
contratado por un consumidor fuera del sistema. Desde esta perspectiva, el 
mecanismo regulatorio de los pagos por capacidad acabará resultando incompatible 
con la integración de los sistemas en Europa o Estados Unidos: los pagos por 
capacidad constituyen una ayuda otorgada por el Estado y, a medio plazo, pueden 
poner en peligro la propia seguridad del suministro.  
 
Así pues, la discusión sobre los pagos por capacidad nos lleva a analizar la 
contratación a plazo.  

 
E.  La contratación a plazo. 
 
Una de las grandes aportaciones de la escuela neoinstitucional de regulación y en 
especial de Ronald COASE (2004) ha sido explicar  que caben dos grandes 
opciones de organización empresarial: la integración vertical, como medio de 
reducir los costes de información y transacción, y la contratación entre unidades de 
negocio separadas, que presenta mayores incentivos a la especialización y a la 
competitividad. Una vez que en el sector eléctrico se ha optado por un modelo de 
separación de actividades como medio de introducir competencia, la contratación 
entre los diferentes agentes del sector eléctrico resulta  imprescindible para 
coordinar sus diferentes actividades. En todos los sectores económicos la 
contratación a plazo desempeña una función esencial para permitir la coordinación 
y colaboración entre las empresas, la gestión y mitigación de la incertidumbre y de 
los riesgos y la reducción de los costes de transacción. Sin embargo, en el sector 
eléctrico, su proceso de transformación, casi cabría hablar de metamorfosis, sin 
tener demasiado claro en un comienzo cuáles eran las técnicas e instituciones 
adecuadas para lograr la formación de mercados competitivos, ha determinado 
peculiaridades importantes respecto de la concepción y funciones de los contratos a 
plazo62. 
 
1. Desconfianza inicial. 
 
En algunos sistemas, la contratación a plazo fue considerada con una desconfianza 
inicial por su potencial interferencia con el desarrollo de la competencia. De hecho, 
en los mercados de España y de California, que comenzaron a funcionar en 1998, 
la contratación a plazo prácticamente se excluyó tanto por técnicas regulatorias, 
como por la propia desconfianza de las compañías eléctricas. En Argentina, la 
contratación a plazo también se excluyó del sistema, que se coordina únicamente a 
través del mercado diario. Los argumentos en que se basaba esta desconfianza 
inicial eran los siguientes. 

                                                 
62 En los mercados eléctricos se entiende por contratos a plazo los que fijan fecha de entrega superior a un día 
(mercado diario al contado); aunque normalmente su plazo es de varios meses o años.  
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En primer lugar, la contratación a plazo se veía como una fórmula de reintegración 
vertical de las actividades de las compañías, que se habían separado mediante el 
modelo inicial de liberalización. Para permitir la aparición de un mercado 
mayorista, no sólo se consideraba necesario separar las actividades de transporte y 
de operación del sistema, sino también las compras y ventas de electricidad en el 
mercado, que fundamentalmente se consideraba que sería el mercado diario al 
contado. Para facilitar que este mercado fuera líquido y eficiente se requirió a las 
compañías que vendieran toda su generación a través del Pool. De esta forma, se 
consideró que se limitaría su capacidad para abusar del poder del mercado 
mediante la exposición pública de los precios en los que realizaban las operaciones 
de compraventa en el mercado mayorista. La dramática experiencia de California 
demostró que el funcionamiento del mercado eléctrico, solamente a través de un 
mercado diario en escenarios de ajuste de capacidad, no sólo otorga y permite el 
abuso del poder de mercado a las compañías tradicionales sino también a los 
generadores independientes con pequeñas cuotas de generación, en el caso de que 
sean imprescindibles. 
 
Otra razón de desconfianza en Estados Unidos fue la experiencia negativa de los 
contratos a plazo, que habían tenido que suscribir las compañías tradicionales en 
virtud del esquema regulatorio de la PURPA de 1978. Como ya hemos señalado, 
estos contratos se suscribieron en el caso de que los generadores independientes 
ofertaran precios de venta de la energía por debajo de los precios medios de las 
empresas tradicionales que se habían disparado a comienzos de la década de los 80. 
Sin embargo, según mejoró el cuadro macroeconómico general y se redujeron los 
costes de combustibles, las compañías eléctricas tradicionales redujeron 
notablemente sus costes medios, mientras que los precios de los contratos a plazo 
con los generadores independientes quedaban petrificados, convirtiéndose en 
muchos casos en un auténtico coste hundido que tuvo que ser resuelto en los 
procesos de liberalización. 
 
En tercer lugar, la articulación de contratos a plazo planteaba el problema de cómo 
proteger a los pequeños consumidores. En un mercado competitivo podría 
plantearse el problema de que los grandes consumidores fueran los primeros con 
los que los generadores alcanzaran contratos a plazo y que, por lo tanto, obtuvieran 
todos los beneficios de la competencia adquiriendo los costes más reducidos de las 
centrales de generación más competitivas. Todo ello a costa de los pequeños 
consumidores que sólo irían entrando en la contratación a plazo más tarde. En 
opinión de KAHN, CRAMTON, PORTER y TABORS (2001) este planteamiento 
supone un error de concepción de los mercados y de la competencia, como si 
fueran un juego de suma cero en el que si un comprador obtiene determinados 
beneficios será necesariamente con cargo a una pérdida de otro comprador. Frente 
a esta percepción, es importante destacar que, efectivamente, los grandes 
compradores ejercitarán su poder de compra para obtener precios favorables. Pero 
la consecuencia de esto no es un juego de suma cero, sino que los precios 
favorables no se obtienen normalmente en perjuicio de los pequeños compradores 
sino que sirven para romper las prácticas tradicionales de los monopolios y las 
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estructuras de precios colusorios normalmente en beneficio de todos los 
consumidores. 
 
En cuarto lugar, también existe la tradicional desconfianza del Derecho de la 
competencia respecto de los contratos a largo plazo puesto que, efectivamente, 
recrean la integración vertical entre operadores. Este factor ha sido especialmente 
destacado en algunos estudios de NEWBERY (2002, 2004), en los que también se 
subraya que los contratos a plazo constituyen un instrumento imprescindible para 
coordinar las actividades de las empresas en los sistemas liberalizados. Cuestión 
diferente es que las condiciones y precios de estos contratos, especialmente en el 
caso en que se realicen entre empresas de un mismo grupo industrial, sean 
transparentes para los reguladores en cuanto a sus condiciones y precios. Cabe 
destacar en este sentido la Sentencia del Tribunal de Justicia de la Unión Europea 
de 7 de junio de 2005, asunto Vereniging voor Energie, en la que se plantea la 
aplicación de la Directiva 96/92 sobre Normas Comunes para el Mercado Interior 
de la Electricidad y en concreto la compatibilidad con las misma de un contrato a 
plazo de importación de energía por una compañía holandesa, que suponía 
condiciones de acceso especial a la interconexión transfronteriza: no deja de ser 
significativo que el Tribunal de Justicia haya considerado contrarias a la Directiva 
estas condiciones especiales de acceso a la interconexión, sin emitir crítica alguna 
frente al contrato a plazo de importación de energía (TALUS 2006).  
 
2.  Funciones de la contratación a plazo. 
 
Frente a esta desconfianza inicial plazo y ante la debacle que se estaba produciendo 
en el mercado al contado de California, la Federal Energy Regulatory Commission 
se pronunció de manera tajante y expresa a finales del año 2000. En su opinión, los 
contratos a plazo constituyen un medio esencial para facilitar a los agentes del 
mercado la gestión de sus riesgos. La negociación de una parte significativa de la 
energía de los mercados mayoristas mediante contratos a plazo facilita: 1) reducir 
la dependencia de los mercados al contado, reduciendo automáticamente tanto la 
probabilidad como las consecuencias económicamente adversas de la volatilidad de 
precios; 2) eliminar los impactos adversos contra la seguridad que el Operador del 
Sistema se encuentra a diario en la medida en que su obligación de operar el 
mercado de ajustes en tiempo real se transforma en la operación de un enorme 
mercado de producto en el último minuto; 3) facilitar la inversión en nuevas 
centrales de generación, puesto que la incertidumbre de los flujos de ingresos 
provenientes de un mercado al contado no es capaz de atraer las necesarias 
inversiones de capital; y 4) limitar la capacidad de los vendedores para abusar de su 
poder en el mercado al contado63. Seguidamente analizamos las anteriores 
funciones. 
 
 
 

                                                 
63 Federal Energy Regulatory Commission: Order Proposing Remedies For California Wholesale Electricy 
Markets, 1 de noviembre de 2000. 
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a)  Facilitar la botadura del mercado. 
 
El comienzo de las actividades de los mercados liberalizados se ha facilitado en 
muchos sistemas mediante la organización de contratos a plazo entre los agentes, 
denominados “vesting contracts”. En virtud de estos contratos iniciales, de varios 
años de duración, en el caso de los adquirentes de centrales de generación 
privatizadas se les garantiza la compra de una parte significativa de la energía por 
las distribuidoras. En el caso de que las centrales de generación se hubieran 
retenido por las empresas, también se establecen contratos a plazo con 
comercializadores o con grandes clientes; pero tanto en los primeros contratos 
como en los segundos el precio no queda a la capacidad negociadora de las partes 
sino que normalmente se vincula a los costes de las correspondientes centrales de 
generación. 
 
b) Mitigar riesgos económicos... y regulatorios.  
 
La industria eléctrica al igual que otras industrias, se enfrenta ante riesgos 
importantes y de diferentes características. Por lo que respecta a la climatología, 
condiciona la disponibilidad de las centrales de generación hidroeléctricas y eólicas 
y condiciona un mayor o menor consumo en función de que haga más frío o calor. 
En segundo lugar, el riesgo de precio de los combustibles: en la actualidad, las 
subidas del precio del gas utilizado por la mayor parte de la nueva capacidad de 
generación que ha entrado al sistema, acarreada por la vinculación de sus precios a 
los del petróleo. También nos encontramos con riesgos financieros importantes, 
derivados de las subidas de tipo de interés o de la alteración de los tipos de cambio 
de las monedas. Por lo que respecta a los riesgos técnicos, condicionan la 
disponibilidad de las instalaciones del sistema, bien por su suficiente capacidad y 
condiciones de mantenimiento o por supuestos de fuerza mayor externos e 
imprevisibles para la actividad. Además de los anteriores riesgos, debemos 
recordar que las características de la electricidad hacen que no sea almacenable y 
que el suministro deba satisfacer instantáneamente la demanda, condicionando una 
importante volatilidad de precios a lo largo del día. Esta volatilidad en los precios 
no es solo diaria, sino también a medio y a largo plazo, puesto que la mayor o 
menor actividad económica y condiciones de desarrollo social, así como los ciclos 
de entrada de nueva capacidad de generación condicionan que en todos los 
sistemas eléctricos nos encontremos con épocas en que existe un escenario de 
exceso de capacidad, que provocará precios bajos para los consumidores e 
importantes dificultades para que los generadores recuperen sus costes. Sin 
embargo, con el aumento de la demanda siempre se evoluciona a un escenario de 
ajuste de la capacidad de generación con la demanda, que automáticamente 
condiciona la subida de los precios y en determinados casos que éstos alcancen 
niveles verdaderamente espectaculares (como, por otra parte, sucede en todos los 
sectores económicos).  
 
La liberalización de los sectores eléctricos no hace desaparecer ninguno de los 
anteriores riesgos, simplemente los hace más transparentes y permite que mediante 
la competencia se asignen a aquellos actores que tienen mayor capacidad para 
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gestionarlos o para asumirlos desde un punto de vista financiero. La contratación a 
plazo entre los diferentes agentes del sistema permite que en determinadas 
inversiones los riesgos se asuman, en su mayor parte, por entidades financieras con 
una gran capacidad para dispersar estos riesgos entre sus inversores. De otra parte, 
en los contratos a plazo, los riesgos que dependen directamente de los generadores 
o de los gestores de las correspondientes instalaciones suelen asignarse a los 
mismos y han permitido un aumento de la calidad del sistema y de los tiempos de 
disponibilidad de las centrales y de las instalaciones. En el caso de la relación entre 
los agentes del sistema y los consumidores, la contratación a plazo permite al igual 
que en el anterior modelo de regulación por costes del servicio laminar la 
volatilidad de precios y que los consumidores sólo tengan que pagar precios 
estables por los consumos, con independencia de que, como veremos más adelante, 
una parte del precio de su consumo pueda quedar vinculado al nivel de la demanda 
horaria. Desde esta perspectiva, los contratos a plazo facilitan a los generadores la 
financiación de los excedentes estructurales de capacidad que son inherentes al 
funcionamiento de la industria eléctrica; pero también protegen a los consumidores 
frente a las subidas de los precios de los combustibles o frente a las subidas de 
precios en los escenarios de ajuste de capacidad.  
 
Como expusimos anteriormente, al analizar la regulación de precios, CRAMTON y 
STOFT (2006) han explicado el escenario actual de costes en el que nos 
encontramos: frente a costes de las centrales de generación de gas en torno a los 80 
dólares/MWh, las centrales nucleares y de carbón tienen costes en torno a los 20 
dólares/MWh. En un sistema exclusivo de mercado al contado, todos los 
generadores recibirían el precio marginal del sistema marcado en muchas horas por 
las centrales de gas; proporcionando importantes beneficios a las centrales de base. 
Sin embargo, si se ha desarrollado un sistema de contratación a plazo, los costes se 
repartirán racionalmente entre el tipo de centrales contratadas, alcanzándose en un 
modelo de competencia perfecta un nivel máximo de eficiencia. El efecto resultante 
es muy similar a la laminación de riesgos y costes que se conseguía con el anterior 
modelo de regulación; pero con una diferencia importantísima en cuanto a la 
estructura contractual del sistema y a la formación de precios entre el mercado al 
contado y el mercado a plazo. El aumento de precios en el mercado al contado 
constituye una señal mucho más clara para facilitar la adición del tipo de nueva 
capacidad de generación que sea necesaria en función de las circunstancias 
peculiares de cada sistema eléctrico; señal que no aparece en los modelos de 
regulación por costes del servicio. 
 
La articulación equilibrada entre el mercado al contado y el mercado a plazo 
también permite una gestión mucho mejor de los riesgos regulatorios. Cuando se 
produce la evolución desde el escenario de exceso de capacidad al escenario de 
ajuste de capacidad con la demanda, los consumidores se habrán acostumbrado a 
un determinado nivel de precios y será mucho más difícil para los reguladores 
adecuar los correspondientes niveles en la estructura de tarifas. En un sistema de 
mercado, son los diferentes tipos de contratos (en función de las circunstancias, 
necesidades de los clientes y nivel de aversión al riesgo) los que determinarán que 
se vaya trasladando la evolución de costes desde la industria a los consumidores, 
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permitiendo una adaptación de la capacidad de generación del sistema a las 
necesidades efectivas de consumo.  
 
Evidentemente, la liberalización no reduce necesariamente los costes, puesto que 
no elimina los riesgos de subida del precio de los combustibles, de los intereses 
financieros o de los tipos de cambio de la moneda. Lo que sí hace la liberalización 
del sistema y la introducción de competencia es vincular los precios a los costes 
reales, vincular los beneficios a estos costes y al acierto de las decisiones 
empresariales y, en definitiva, maximizar el nivel de rentas tanto para las empresas 
competitivas como para los consumidores. 

 
c)  Mitigación del poder de mercado. 
 
La estructura contractual de un sistema eléctrico puede tener un efecto beneficioso 
de reducción de los precios, hacia una mayor vinculación a los costes, tanto en el 
mercado a plazo como en el mercado al contado si, en su conjunto, los 
compradores adquieren más energía a través de contratos a plazo. El cierre de una 
parte significativa de las ventas por adelantado reduce los incentivos de las 
empresas vendedoras a desarrollar un comportamiento colectivo menos 
competitivo. En los casos en que los operadores conocen las respectivas estructuras 
de costes es factible que las compañías mantengan un nivel de precios alto, 
evitando reducciones agresivas de precio. Sin embargo, si se desarrolla la 
contratación a plazo, ésta hace mucho más difícil el mantenimiento de la tolerancia 
recíproca entre las empresas y el ejercicio del abuso de la posición de dominio 
colectiva. La práctica ha demostrado que esta tolerancia puede sustentarse en 
determinadas formas de colusión expresa o tácita o ser el resultado de decisiones 
unilaterales, que debido a la formación de un precio único en el mercado producen 
un resultado insatisfactoriamente competitivo.  
 
Por el contrario, las ventas a plazo hacen mucho más difícil que las compañías 
restrinjan la competencia de manera expresa o tácita. Desde el momento en que una 
empresa ha vendido parte de su producción a plazo, se reduce su incentivo para 
restringir la producción en el mercado al contado intentando subir los precios, 
puesto que ya no recibirá un mayor precio al haber enajenado la producción. 
Además, el desarrollo de una competencia más agresiva en el mercado al contado, 
al reducirse los incentivos a la retirada de capacidad o al aumento de precio, hace 
que las empresas también deban adoptar una posición más agresiva en los 
mercados a plazo para evitar la situación de competencia en el mercado al contado, 
que podría llegar a dejar fuera de producción a alguna de sus unidades.  
 
En concreto, el incentivo de las compañías generadoras para gozar del poder de 
mercado dependerá de su posición neta vendedora o compradora en el mercado en 
cada momento. Si una compañía ostenta una posición neta vendedora tendrá un 
incentivo para restringir la producción y aumentar el precio. Pero si ha vendido la 
mayor parte de su producción mediante contratos a plazo tendrá un incentivo 
mucho menor, tanto para restringir su producción como para aumentar los precios 
en el mercado al contado. 



JUAN DE LA CRUZ FERRER- BASES PARA EL DISEÑO DE LOS MERCADOS ELÉCTRICOS 
 

 70

d) Aumento de la eficiencia productiva en la generación de electricidad. 
 
Frank WOLAK (2003) ha explicado una función de la contratación a plazo que no 
se destaca habitualmente: el aumento de la eficiencia productiva en los generadores 
de electricidad. Para comprender el impacto sobre la conducta de los generadores 
para ofertar precio es importante entender las obligaciones que los contratos a 
plazo de energía imponen sobre los generadores. Normalmente, los contratos a 
plazo se celebran entre los generadores y las distribuidoras o comercializadoras que 
efectúan el suministro. Los contratos otorgan a la compañía suministradora el 
derecho a adquirir una determinada cantidad de energía a un precio negociado en 
un plazo determinado. Desde esta perspectiva, el contrato a plazo para el 
suministro de electricidad obliga al vendedor a garantizar protección frente a la 
volatilidad de precios del mercado al contado. También es importante tener en 
cuenta que el suministro físico de la energía se produce a través de las redes y que 
el despacho comercial efectivo se realiza a través del mercado al contado, puesto 
que los contratos a plazo son contratos financieros por diferencias respecto del 
precio marcado en cada momento por el mercado al contado.  
 
Esto significa que el vendedor del contrato a plazo no está necesariamente obligado 
a facilitar la energía mediante su producción en las centrales propias de generación 
para garantizar al comprador el precio. Es cierto que una forma para el vendedor de 
evitar cualquier riesgo de precio es suministrar la energía desde sus propias 
centrales de generación y que esto garantiza a la empresa generadora percibir la 
diferencia entre el precio del contrato a plazo y su coste marginal en función de la 
cantidad contratada. Esto nos conduce a una consecuencia extraordinariamente 
importante de la contratación a plazo que habitualmente no se ha entendido y 
explicado respecto del funcionamiento de los mercados eléctricos mayoristas: el 
suministro de la electricidad desde las centrales propias de generación del vendedor 
no siempre será una estrategia de maximización de beneficios teniendo en cuenta 
las obligaciones contraídas en los contratos a plazo. El vendedor puede cumplir las 
obligaciones de su contrato a plazo ya sea produciendo la energía en sus propias 
centrales o comprando la cantidad de energía necesaria en el mercado al contado. 
Si el mercado al contado forma precios por debajo del coste marginal de las 
centrales de generación del vendedor entonces será mucho más conveniente para la 
empresa vendedora satisfacer sus obligaciones a plazo adquiriendo la energía en el 
mercado al contado en vez de pagar sus costes marginales para producirla.  
 
En consecuencia, si los vendedores han contratado una parte sustancial de su 
energía en los mercados a plazo tienen incentivos muy importantes para mantener 
los precios del mercado al contado lo más bajos posible hasta que la cantidad de 
energía que produzcan sea superior a la cantidad de energía que han contratado a 
plazo. Por esta razón los contratos a plazo incentivan a los vendedores a ofertar de 
forma mucho más agresiva, más barata, en el mercado al contado de electricidad, lo 
cual enfrentará  a los otros vendedores ante una curva de demanda residual bastante 
más elástica. La reducción de precios en los mercados al contado inicia un círculo 
virtuoso, puesto que estos precios son los que se tendrán en cuenta para la 
negociación de los contratos a plazo.  
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e) Seguridad del suministro e incentivo a la nueva inversión. 
 
Finalmente, es el momento de destacar como función esencial de la contratación a 
plazo la garantía del suministro y el incentivo a las nuevas inversiones. La FERC 
ha señalado que los contratos a plazo desempeñan una función importantísima para 
la operación del sistema, puesto que no es lo mismo que el despacho central de las 
unidades de generación actúe de forma muy similar a como lo hacía 
tradicionalmente a que tenga que despachar con todas las unidades de generación 
en tiempo real, enfrentándose a una situación de estrés en la que es mucho más 
fácil que se produzcan fallos indeseados del sistema.  
 
Por otra parte, desde el punto de vista de seguridad del suministro y como ya 
expusimos al analizar en el epígrafe anterior los pagos por capacidad, lo que 
garantiza el suministro no es la disponibilidad de capacidad en el sistema, sino la 
obligación de los generadores de suministrar una cantidad específica de energía en 
un momento determinado y en un punto determinado de consumo; enfrentándose 
en caso de incumplimiento a unas responsabilidades que resultarían 
financieramente astronómicas y que, al menos en teoría, indemnizarían al 
consumidor por la energía no suministrada.  
 
El desarrollo de la contratación a plazo también tiene un efecto muy beneficioso 
sobre la nueva inversión en capacidad de generación, puesto que la formación de 
precios públicos constituye una señal para las entidades financieras de cuando, 
como y donde resulta interesante destinar sus fondos a la adición de nueva 
capacidad.  
 
3.  El riesgo de las tarifas de suministro a los consumidores. 
 
Como ha destacado la Agencia Internacional de la Energía (2005) en algunos 
sistemas eléctricos se ha entendido que los consumidores no mostrarán una actitud 
activa en el mercado de comercialización y que, además, la demanda no participará 
en el mercado de manera activa para moderar el consumo en función de las subidas 
de precio. Este planteamiento ha conducido a España, a algunos estados del este de 
Estados Unidos, de Australia o a Dinamarca a mantener tarifas reguladas para el 
suministro de aquellos consumidores que no decidan establecer contratos en el 
mercado libre. En el caso de que estas tarifas se sitúen pegadas a costes o incluso 
por debajo de los costes harán imposible el desarrollo de la competencia, no sólo en 
el mercado minorista, sino también en el mercado mayorista; impidiendo que el 
desarrollo de la competencia presione a los agentes del mercado para articular una 
estructura contractual a plazo y al contado. De otra parte, el beneficio para el 
consumidor será a muy corto plazo y ficticio, puesto que ese nivel de tarifas minará 
la competitividad de las empresas eléctricas y no será sostenible. En definitiva, 
dinamitará todo el esquema institucional que hemos expuesto anteriormente. 
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4. La contratación a plazo es sólo una parte de la solución. 
 
BORENSTEIN (2002) analiza las nuevas propuestas para que se obligue a las 
distribuidoras y a las comercializadoras a firmar contratos a largo plazo, que 
garanticen tanto el suministro como que los generadores recuperen sus costes, aún 
en el caso de que la capacidad no sea efectivamente utilizada. En este sentido, se ha 
planteado que la regulación obligue, mediante este mecanismo de obligaciones 
contractuales, a que la capacidad del sistema exceda al menos un 15% de la 
demanda punta prevista.  
 
Este tipo de planteamiento, que propugna mantener un exceso de capacidad, 
lógicamente garantizará que los precios al contado serán siempre bajos 
(suponiendo que los generadores no abusen de su poder de mercado) y que se 
construyan nuevas centrales de punta para garantizar un exceso de capacidad que 
posiblemente no se utilice. Este resultado no parece que sea demasiado afortunado, 
desde el momento en que no tiene demasiado sentido económico mantener tal 
exceso de capacidad si el valor para el consumidor de la capacidad adicional es 
menor que de facilitar la disponibilidad de esa capacidad. El mecanismo ideal para 
establecer el equilibrio entre la adición de nueva capacidad de generación y la 
valoración de sus propias necesidades de consumo por los clientes puede 
establecerse bastante mejor mediante precios de tiempo real que reflejen el coste 
impuesto por el consumo adicional.  
 
Hasta el momento, la mayoría de los países han intentado hacer funcionar a los 
mercados eléctricos diseñando únicamente el lado de la oferta. Ello hace que los 
mercados eléctricos hayan presentado importantes disfunciones y que aparezcan 
evidentemente como incompletos. La regulación solamente del lado de oferta del 
mercado, según BORENSTEIN, es equivalente a hacer funcionar un mercado 
eléctrico con un brazo atado a la espalda. Por el contrario, la combinación de 
contratos a plazo con precios minoristas de tiempo real puede establecer incentivos 
económicamente correctos, tanto para reducir la demanda en los momentos de 
punta del consumo cuando la capacidad queda ajustada, como para asegurar que los 
consumidores sigan recibiendo facturas eléctricas estables.  
 
F.  El carácter esencial de la participación de la demanda en el mercado 

eléctrico.  
 
Last but not least, llegamos a la participación de la demanda en el mercado 
eléctrico: una técnica imprescindible para lograr su diseño coherente, completo y 
racional. La participación de la demanda en el mercado entra dentro de las técnicas 
de regulación institucional, pues no solamente tiene una marcada problemática 
técnica sino que también debe articularse mediante las fórmulas adecuadas de 
contratación entre los suministradores y los consumidores. 
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1. La formación de un nuevo consenso: el carácter esencial de la 
participación de la demanda. 

 
El análisis de las causas de la crisis de California y la reflexión sobre los 
mecanismos de solución ha permitido la formación de un nuevo consenso sobre el 
carácter esencial de la participación de la demanda en los mercados eléctricos. Los 
siguientes testimonios de algunos de los principales especialistas en el diseño de 
los mercados eléctricos dan razón de la amplitud y cohesión de este consenso.  
 
Alfred KAHN (2002), Universidad de Cornell:  

 
“La más alta prioridad debe, por tanto, atribuirse a la condición esencial 
para el funcionamiento de un mercado energético que en la actualidad no 
existe: la medición y facturación en tiempo real, al menos sobre una base 
horaria, a una fracción suficiente del mercado. Una vez que esta condición 
se cumpla, las puntas de precios se limitarán automáticamente y las puntas 
que continúen serán económicamente beneficiosas al considerar sus 
efectos, tanto desde el lado del suministro como de la demanda: inducir 
niveles eficientes de capacidad, de una parte, y la conservación de la 
energía de la otra”. 

 
William HOGAN (2005), Universidad de Harvard, transcribe literalmente la cita 
anterior. 
 
Severin BORENSTEIN (2002), Universidad de Berkeley: 

 
“El movimiento hacia la liberalización de los mercados eléctricos nació 
desde una historia de fallos bien documentados sobre los resultados de la 
regulación de los costes del servicio. Sin embargo, los sistemas eléctricos 
han demostrado ser mucho más difíciles de liberalizar que otros muchos 
sectores que sirvieron como modelos para la desregulación –incluyendo el 
transporte aéreo, por carretera, el gas natural y el petróleo- debido a la 
combinación excepcional de un suministro extremadamente inelástico y de 
una demanda extremadamente inelástica. El establecimiento de precios a 
los consumidores en tiempo real y los contratos a largo plazo son 
esenciales para resolver estos problemas”. 

 
Frank WOLAK (2003), Universidad de Stanford: 

 
“Quizás la lección más importante, pero la más ignorada, de los procesos 
de liberalización del sector eléctrico en los países desarrollados es la 
necesidad de tratar simétricamente la generación y el consumo. Por 
desgracia, muy pocos países han hecho esto, lo cual puede explicar por qué 
son pocos los que han permitido a los consumidores obtener beneficios 
significativos de la liberalización de la industria de servicios eléctricos”. 

 
Peter CRAMTON (2003), Universidad de Maryland: 
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“La respuesta de la demanda es esencial para evitar el fallo del sistema en 
situaciones de ajuste de capacidad. En tales circunstancias, si la curva de 
demanda es vertical no es posible determinar un precio que equilibre el 
mercado. La respuesta de la demanda resuelve este problema y mejora el 
nivel de reserva de capacidad. La experiencia en otros mercados indica 
que la gente responde a los precios si puede verlos. En el sector eléctrico, 
la medición de los consumos en tiempo real es un requisito esencial. Uno 
de los argumentos en contra de la participación es que los consumidores no 
deberían verse perjudicados por la extraordinaria volatilidad de precios 
del mercado eléctrico al contado, pero este problema puede resolverse con 
la contratación a plazo... La mayoría de las ganancias de eficiencia 
derivadas del proceso de liberalización vendrá del lado de la demanda. La 
demanda prácticamente no ha recibido atención; mientras que, incluso 
antes de la liberalización, se dedicaron importantes esfuerzos a diseñar las 
formas más económicas de despacho de los generadores. Por desgracia, 
casi todos los mercados no han prestado atención a la demanda y, de 
hecho, la mayoría comenzó por matar la competencia minorista”. 

 
Paul JOSKOW (2006), Massachusetts Institute of Technology: 

 
“Mejorar la respuesta de la demanda debe recibir la más alta prioridad en 
el diseño de los mercados eléctricos”. 

 
Finalmente, el testimonio de la Agencia Internacional de la Energía (2005) también 
resulta especialmente significativo: 
 

“En la medida en que algunos consumidores participen activamente en el 
equilibrio del suministro con la demanda, un mercado liberalizado puede 
proporcionar incentivos oportunos y adecuados para la inversión. Por el 
contrario, la falta de participación de los consumidores puede minar la 
eficiencia y la seguridad de los mercados eléctricos, disparando en última 
instancia los precios para todos los consumidores. La falta de participación 
de la demanda sigue siendo una de las mayores debilidades en el 
desarrollo de los mercados eléctricos. Pero hay buenas razones para ser 
optimistas. Si algunos consumidores pueden superar los costes de 
transacción para determinados tramos de su demanda, responderán mejor 
a los precios; la demanda será elástica respecto del precio y presionará a 
la baja los precios eléctricos. La participación de la demanda creará o 
generará recursos que, en último extremo, pueden ahorrar inversiones en 
nuevas centrales de generación. Así mismo, la participación de la demanda 
puede mitigar el poder de mercado evitando la entrada en funcionamiento 
de las últimas centrales determinantes (pivotales) de la generación y 
mejorar la seguridad del sistema en su conjunto. Todos estos factores son 
una fuente importante para mejorar la eficiencia de los mercados eléctricos 
competitivos”. 

 



JUAN DE LA CRUZ FERRER- BASES PARA EL DISEÑO DE LOS MERCADOS ELÉCTRICOS 

 75

Gráfico 13 

La participación de la demanda mejora la eficiencia 
del sistema y del mercado 

 

Fuente: Agencia Internacional de la Energía (2005) 

 

2.  Funciones de la participación de la demanda. 
 
Según hemos expuesto anteriormente, al explicar la formación de costes y de 
precios en los sistemas eléctricos, la imposibilidad de almacenar la electricidad 
hace que los costes de producción varíen de manera significativa a lo largo del día 
y a lo largo del año. En el mismo día, los costes en los momentos de mayor 
consumo pueden triplicar a los costes de las horas de menor consumo. De manera 
similar, los costes en las puntas de consumo de los días más calurosos o fríos del 
año se disparan por encima de las medias de costes del sistema a lo largo del año. 
Esto significa, entre otras cosas, que determinadas centrales de generación de 
electricidad deben construirse para funcionar solamente unas pocas horas al año64. 
La inexistencia de traslado de precios de tiempo real a los consumidores obliga a 
que el coste de mantener las centrales de generación de punta se reparta entre todos 

                                                 
64 Mariola PINA explica que, en España durante el año 2005, se demandaron 6.000 MW de la punta del sistema 
solamente durante 240 horas (un 2,7% del total) y que esos 6.000 MW equivalen a 15 centrales de ciclo 
combinado de 400 MW cada una, que suponen una inversión cercana a 3.000 millones de euros (“Fórmulas de 
gestión de la demanda eléctrica”, Diario Expansión, 19 de julio de 2006). Más adelante exponemos la 
experiencia de California a este respecto. 
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los consumidores y no se asigne precisamente a los que efectivamente realizan el 
consumo en estas horas punta  a unos precios mucho más caros. Aunque la 
electricidad es un producto no diferenciable puesto que los kilovatios son los 
mismos, por su precio existe una diferencia importantísima: mientras los kilovatios 
producidos en horas valle son similares a un producto genérico de precio muy 
moderado, los kilovatios producidos en horas punta son similares a un producto de 
lujo con un precio extraordinariamente caro. La inexistencia de formación de 
precios en tiempo real hace que los consumidores con una demanda reducida en 
horas punta subsidien y financien a los consumidores que tienen una gran demanda 
de kilovatios en horas punta. 
 
Sin embargo, en muy pocos mercados eléctricos los precios a los consumidores 
reflejan estas enormes variaciones de los costes necesarios para la producción de 
electricidad. En los sistemas eléctricos puede estar difundida la existencia de tarifas 
o de contratos que establecen una diferencia por el tiempo de consumo, 
estableciendo dos o tres fases a lo largo del día; por ejemplo, un precio para el 
consumo diurno y otro para el consumo nocturno. Estas fases son tan amplias que 
no permiten trasladar efectivamente los costes. Por el contrario, el establecimiento 
de precios en tiempo real permitiría trasladar los cambios de precio para intervalos 
significativos de diez minutos o de una hora; lo cual haría que los precios fueran 
muy distintos de un día a otro o de una hora a otra. El efecto de este sistema para 
los consumidores, que ahora solamente encuentran un precio constante para el 
consumo de electricidad o como máximo diferenciado por dos o tres fases, es que 
no se les transmite un incentivo correcto para conservar o no consumir electricidad 
durante los momentos de punta, que normalmente coinciden con las horas en que 
hace más calor o más frío a lo largo del año o en que se acumula el consumo 
durante el día. El resultado es que es necesario construir más centrales para atender 
la demanda que se produce en las horas de punta de las que serían necesarias en el 
caso de que la demanda respondiera efectivamente a las subidas de precio.  
 
En el plano teórico se ha defendido con frecuencia la necesidad de que haya una 
mayor respuesta de la demanda a los precios mediante el establecimiento de los 
mismos en tiempo real; pero, al mismo tiempo, existe la preocupación de proteger a 
los consumidores frente a las subidas exorbitadas de precios. Estas dos 
preocupaciones son contradictorias pero, según explica BORENSTEIN (2002), es 
perfectamente posible exponer a los consumidores a las fluctuaciones horarias de 
precio, de manera que exista una respuesta significativa de la demanda, a la vez que 
se asegura la estabilidad de las facturaciones mensuales. La clave para conseguir 
los dos objetivos es estabilizar los precios medios sin ocultar la variación de 
precios horarios. Estos dos objetivos pueden ser alcanzados por los suministradores 
de electricidad cubriendo una parte significativa de sus adquisiciones de energía a 
través de contratos a largo plazo. 
 
En concreto, supongamos que el suministrador de electricidad no suscribiera 
ningún contrato a largo plazo en el mercado mayorista con algún generador, grupo 
de generadores o con algún comercializador mayorista. En este caso, el 
suministrador tendría que facturar a los consumidores los costes de transmisión y 



JUAN DE LA CRUZ FERRER- BASES PARA EL DISEÑO DE LOS MERCADOS ELÉCTRICOS 

 77

distribución más los costes de adquirir la electricidad en el mercado al contado de 
cada hora. Este modo de proceder permitiría conseguir el objetivo de transmitir los 
precios de tiempo real, pero las facturas a los clientes variarían de manera muy 
significativa de mes a mes en función de la media mensual de precios del mercado 
al contado. Para conseguir también el objetivo de una estabilidad en la factura 
mensual, el suministrador debería concertar un contrato a largo plazo para adquirir 
una parte significativa de la energía que debe hacer llegar a los consumidores a un 
precio fijo. El precio de este contrato a largo plazo intentará acercarse lo más 
posible a la media de los precios del mercado al contado que las partes prevean 
para todo el tiempo de duración del contrato. Ahora bien, en un determinado mes, 
el precio del contrato será superior o inferior a la media de precios del mercado al 
contado. 
 
Por ello, el contrato a largo plazo puede considerarse como una inversión 
financiera que es distinta de la función de suministro. La cuestión crítica para el 
suministrador se encuentra en que la recuperación de su inversión financiera 
variará directamente en función de los precios medios al contado. El suministrador 
intentará influir sobre los precios al contado trasladando una parte de los costes no 
cubiertos por el contrato a largo plazo a los consumidores en forma de recargos o 
descuentos en función de cual haya sido el nivel de consumo durante las horas 
punta en el mes anterior. 
 
El efecto de este planteamiento en la facturación a los clientes es que se reducirán 
las cantidades consumidas en los periodos de punta y, por lo tanto, se reducirá la 
demanda y los precios en el mercado en esas horas. Como puede comprobarse al 
analizar los Gráficos 13 y 14 la curva de demanda se aplana cuando los 
consumidores son capaces de ver los precios reales y responder reduciendo la 
demanda en los momentos en que los precios se disparan. Esto también puede 
evitar las subidas extraordinarias de precios. De otra parte, también se reducen los 
incentivos financieros de los generadores y de los vendedores en el mercado 
mayorista para abusar de su poder de mercado, puesto que la reducción de oferta de 
una compañía en el mercado al contado tendrá un efecto menor sobre el precio del 
que tendría cuando la demanda es completamente inelástica. De esta manera, los 
precios de tiempo real reducen los costes medios totales de la electricidad en el 
mercado mayorista. 
 
Los efectos del traslado de precios del consumo en tiempo real son también muy 
importantes para la negociación de los contratos a largo plazo. Si los vendedores 
prevén que la respuesta de la demanda a los precios en tiempo real se producirá 
reduciendo el consumo y, por lo tanto, reduciendo los precios medios del mercado 
al contado que recibirán si no han suscrito contrato a largo plazo, adoptarán una 
posición más flexible para aceptar un precio más bajo del contrato a largo plazo del 
que exigirían si no existiera respuesta de la demanda.   
 
Hasta la fecha, el problema para lograr la participación de la demanda en los 
mercados eléctricos ha sido los costes de información y de transacción puesto que, 
de una parte, se requiere que esté disponible la tecnología de contadores necesaria 
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para discriminar los consumos horarios y los precios del mercado en esos periodos; 
y, de otra parte, también es necesario articular los tipos de contratos que, en 
función de la mayor o menor aversión al riesgo, trasladen a los consumidores en 
mayor o menor medida las oscilaciones de precios correspondientes. Sin embargo, 
en muchos países están ya instalados contadores en tiempo real, al menos para los 
consumidores industriales y comerciales. La información sobre de los precios del 
mercado diario, es decir, para el día siguiente, o incluso la formación de precios por 
ajustes en tiempo real a los consumidores puede realizarse sin excesivas 
complicaciones a través de Internet.  
 
En los programas de participación de la demanda, puede que no sea práctico ni 
necesario incluir a los consumidores domésticos en un primer momento, pero las 
experiencias que expondremos más adelante demuestran que incluso estos 
consumidores responden a las diferencias de precios en su demanda horaria.  
 
Por lo anteriormente expuesto, podemos llegar a la conclusión de que la 
participación de la demanda en los mercados eléctricos cumpliría funciones 
importantísimas: 
 
• En primer lugar, evitaría que los consumidores que son capaces de moderar 

su consumo en las horas de punta subsidien a los consumidores que más 
consumen en estos momentos. Este subsidio tiene un carácter regresivo, 
puesto que en el caso de los consumidores domésticos son los de menor 
poder adquisitivo los que están subsidiando a los de mayor poder 
adquisitivo.  

• En segundo lugar, la participación de la demanda y la reducción del 
consumo en las horas de punta haría innecesaria la construcción de nuevas 
centrales de punta reduciendo, por tanto, los costes globales del sistema y 
logrando una mejora significativa de los costes y, por lo tanto, de la 
eficiencia en el sistema eléctrico con el impacto automático que ello 
conlleva en los costes para las empresas y para los hogares.  

• En tercer lugar, ello permitiría una mejor conservación de los recursos y 
facilitaría la conservación del medio ambiente.  

• En cuarto lugar, se mejora la seguridad del sistema: de una parte, para el 
Operador del Sistema es mucho menos estresante despachar las unidades 
con mayores márgenes de disponibilidad de las unidades de generación y de 
manera más previsible; de otra parte, la reducción de la demanda evita 
situar al sistema al borde de la capacidad disponible con los riesgos que ello 
conlleva de eventuales fallos en las líneas de transmisión así como en el 
suministro. Como puede fácilmente adivinarse en el Gráfico 13, una línea 
de demanda vertical o casi vertical pone de manifiesto el absurdo de diseñar 
un mercado solamente desde el lado de la oferta y, en un escenario de ajuste 
de capacidad, sitúa al sistema al borde del colapso porque un pequeño 
aumento de la demanda desplazará la línea a la derecha, provocando el fallo 
del sistema. 
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• Y, en quinto lugar, la participación de la demanda enfrenta a los 
generadores a una curva residual de demanda más elástica, dificultándoles 
el abuso del poder de mercado.  

 
3.  Disfunción de las tarifas y tarifa de servicio esencial. 
 
¿Protegen las actuales tarifas a los consumidores? Apliquemos la formación de 
costes en el sector eléctrico a una comparación prosaica. Los consumos de 
electricidad en los períodos anuales de punta hacen que para su suministro deban 
existir centrales de generación que solamente funcionan durante algunas horas al 
año. Por ello, los kilovatios que se suministran en estas puntas son un auténtico 
producto de lujo, cuyo coste podría ser similar al de un automóvil Bentley. Por el 
contrario, los kilovatios para pequeños consumos constantes que, en gran medida, 
se producen por las centrales de base que funcionan casi todo el año, podrían 
considerarse “kilovatios de subsistencia”, cuyo coste podría ser similar al de un 
metrobus. 
 
Pues bien, como las actuales tarifas reparten los costes de generación de 
electricidad entre todos los consumidores, resulta que la señora María, que vive en 
un modesto piso del céntrico barrio de Lavapies  y que sólo gasta electricidad para 
dar la luz, para ver la televisión y para mantener los electrodomésticos básicos 
(“kilovatios de subsistencia”), le está pagando parte del coste de los “kilovatios de 
lujo” a Borja Luis, que gasta electricidad para calentar el agua de su piscina 
cubierta y para hacer funcionar a tope las bombas de calor, que hagan acogedora su 
mansión cuando regrese a última hora de la tarde después de una agotadora jornada 
de trabajo. Es decir, las actuales tarifas contienen un subsidio cruzado impuesto 
sobre el coste de los “kilovatios de subsistencia” (el metrobus) para reducir el coste 
de los “kilovatios de lujo” (el Bentley). 
 
Por eso, casi todos los sistemas tienen fijada una fecha de supresión de las tarifas; 
pero, cuanto antes, debe establecerse una tarifa de suministro esencial para 
pequeños consumos de subsistencia, que por los costes de producción que exigen y 
por los volúmenes de consumo, sean efectivamente similares al metrobus. Esta 
tarifa de suministro esencial no debe en caso alguno desaparecer. 
 
Ahora bien, mientras se mantengan las tarifas vigentes, que reparten los costes de 
producción entre todos los consumidores, no sólo se mantendrá el generoso 
subsidio de la señora María a Borja Luis, sino que se impedirá la facturación por 
coste real de consumo, el desarrollo de los mecanismos de participación de la 
demanda en el mercado y el propio desarrollo de la competencia entre las 
compañías eléctricas para desarrollar tecnologías más baratas de producción y para 
ofertar a los clientes diferentes tipos de contrato de suministro, en función de sus 
tipos de consumo y de su mayor o menor aversión al riesgo de asumir los precios 
del mercado eléctrico al contado. 
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4.  Experiencias prácticas. 
 
Es casi un lugar común afirmar que los clientes domésticos no están interesados en 
informarse sobre las condiciones de competencia que pueden ofrecer los 
suministradores y que, por lo tanto, la competencia en este sector sería mínima, 
entre otras cosas, porque teniendo en cuenta la asignación tradicional de costes a 
las actividades eléctricas apenas quedaría un 3% de margen a la comercialización. 
Según acabamos de demostrar esto no es cierto porque se basa en un reparto 
injustificado de costes, sin asignar a cada consumidor el coste real por la cantidad 
de electricidad consumida en periodos de punta. Según expone la Agencia 
Internacional de la Energía (2005), la competencia minorista resulta imposible en 
muchos países porque: 1) las tarifas pegadas a costes no dejan margen alguno a los 
comercializadores; y 2) los consumidores no reciben la factura real de los costes 
que supone su suministro en función de su perfil de consumo horario. Si se 
enfrentara a los consumidores a los costes reales del sistema, no cabe duda de que 
buscarían cómo racionalizar este coste en función de sus preferencias y 
circunstancias. Seguidamente exponemos algunas experiencias que así lo acreditan. 
 
a) La crisis del Mercado Nórdico. 
 
El Mercado Nórdico de electricidad (Nord Pool) está compuesto por Dinamarca, 
Finlandia, Noruega y Suecia. Un 50% del total de la capacidad de generación en el 
área es hidráulica, aunque las cuotas difieren significativamente entre países: casi 
un 100% en Noruega, un 50% en Suecia, un 15% en Finlandia y 0 en Dinamarca. 
Como ya expusimos en el cuadro 2, gracias a la integración de los mercados, 
ninguno de los cuatro grandes generadores alcanza una cuota de generación 
superior al 20%. Según AMUNDSEN y BERGMAN (2006), la crisis del mercado 
en los años 2002 y 2003 debida a una excepcional sequía comenzó a incubarse a 
partir de julio de 2002, pues entre ese mes y diciembre la reducción de agua en los 
embalses fue extraordinariamente significativa y equivalente a 35 TWh inferior al 
nivel normal, lo cual se corresponde a un 9% del consumo eléctrico anual de todo 
el mercado Nórdico. El alcance del descenso de la capacidad hidráulica fue 
excepcional, pues las estimaciones indican que las condiciones de este tipo sólo 
suelen presentarse entre 100 ó 200 años, en la combinación de la situación entre 
Noruega y Suecia.  
 
Como consecuencia de la sequía, los precios del mercado al contado comenzaron a 
subir durante el otoño del 2002 y la subida se aceleró a partir de los últimos días de 
noviembre. Desde entonces, los precios al contado se mantuvieron en un nivel de 
dos a tres veces por encima de lo normal hasta comienzos de febrero de 2003. 
Durante esta época la media de precios diarios en punta alcanzó los 130 $/MWh, 
que puede compararse con la media de los precios al contado del 2002 que se 
situaron en 31 $/MWh. La reducción de la producción hidroeléctrica tuvo que 
compensarse con un notable aumento de la producción térmica proveniente de las 
centrales de fuel, gas y carbón, puesto que la producción de las centrales nucleares 
se mantiene habitualmente estable en sus niveles máximos de capacidad, además 
de importaciones de Rusia y de Alemania. 
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El impacto de la subida de precios en el mercado mayorista al contado fue 
trasladada a los contratos entre suministradores y consumidores, alcanzando 
subidas de precios sin precedentes en enero de 2003. Estos contratos eran 
fundamentalmente de dos tipos: los denominados “variables”, similares a las 
antiguas tarifas que trasladaban a discreción del suministrador los costes medios de 
generación de la última etapa contemplada, y los contratos basados en los precios 
del mercado al contado. Las subidas de precios de los “contratos variables” 
doblaron a los precios de los contratos basados en el mercado al contado en el 
primer trimestre de 2003. Después de dos meses, muchos consumidores 
reaccionaron abandonando sus contratos variables por contratos de precios al 
contado o por contratos de duración anual con precios fijos. En Dinamarca, 
Finlandia y Suecia, sin embargo, el aumento de los precios minoristas fue bastante 
más modesto, puesto que se basaban en contratos de precios fijos anuales. Este 
aumento de los precios minoristas junto a una masiva explicación de las 
condiciones del mercado en los medios de comunicación produjo una significativa 
reducción del consumo de electricidad durante los meses de invierno, en particular 
para Noruega donde se alcanzó una reducción del 7% en el consumo doméstico y 
del 5% en el consumo industrial respecto de la media de consumo entre noviembre 
y mayo del periodo anual anterior.  
 
Resulta interesante la actitud de los consumidores frente a los suministradores 
como respuesta a la crisis del mercado. Este cambio de actitud se manifestó en una 
reducción del 95% al 82% en la cuota de 1999 a marzo de 2003 respecto de la 
posición de los suministradores incumbentes. También fue significativo el cambio 
de los tipos de contrato preferidos por los consumidores, abandonando en gran 
medida los tradicionales contratos denominados “variables” en los que se habían 
producido los mayores aumentos de precio, por contratos basados en los precios del 
mercado al contado o por contratos con precios fijos o con precios máximos.  
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Cuadro 3 

Comparación Nord Pool-UK: clientes domésticos y contratos, 2005 

País Suecia Noruega Finlandia UK 

Tipo de cliente doméstico     

Cambio de suministrador (%) 32 25 11 44 
Cambio de condiciones con 
incumbente (%) 

19-22 19-27 19 9 

Total activos (%) 51-54 46-52 30 53 

No activos (%) 46-49 48-54 70 47 
     
Tipo de contrato     

Tarifa variable estándar (%) 46-49 60.5 85 83-85 

< 1 año precio fijo (%) 18-19 9 1-2 

2 años precio fijo o máximo (%) 9 
15 

9-11 

> 3 años precio fijo (%) 17-18 
7.5 

0 4-5 

Condiciones mercado al contado (%) 6-8 23          ~0 0 
     

Total (%) 100 100 100 100 

Fuente: LITTLECHILD (2006) 

 
b) Comparación entre el Mercado Nórdico y el Mercado Británico. 
 
LITTLECHILD (2006) presenta un análisis comparativo entre las condiciones del 
mercado minorista en los Países Nórdicos y en el Reino Unido. Para analizar las 
posibilidades de desarrollo de la competencia en el mercado minorista doméstico, 
los mercados nórdicos resultan de particular interés. Muchos consumidores 
domésticos, entre un 11% y un 32% han abandonado a los suministradores 
incumbentes en su territorio. Pero estas cifras no son suficientemente significativas 
puesto que un 19% de los consumidores domésticos han renegociado sus contratos 
con los suministradores incumbentes para lograr condiciones más atractivas en 
función de su mayor o menor aversión al riesgo. Como consecuencia de esta 
situación en la que la amenaza de cambio de suministrador es especialmente 
incisiva las compañías han reaccionado dinamizando sus ofertas de condiciones y 
precios. Resulta también interesante el cambio en las modalidades de contratación 
ofrecida, entre un 15 % y un 50% de los consumidores domésticos han abandonado 
los denominados contratos variables en los que se mantenían las condiciones de la 
tarifa tradicional, que son los que otorgaban mayor capacidad discrecional a los 
suministradores, y han elegido contratos de precio fijo o de precio máximo por una 
duración entre 1 y 3 años, mientras que otros consumidores, que alcanzan hasta un 
25% en Noruega, han preferido aceptar contratos vinculados directamente a los 
precios del mercado al contado. En el cuadro 3 se expone esta situación.  
 
En el mismo cuadro se presenta la comparación con el Reino Unido. En este país es 
superior la proporción de consumidores domésticos que han abandonado al 
suministrador incumbente puesto que alcanza un 44%. La libertad de elegir 
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suministrador para los consumidores domésticos comenzó en 1998 y el cambio a 
un suministrador distinto del incumbente alcanzó un 40% en el año 2003. Entre el 
año 2003 y el año 2005 el cambio de suministrador por los clientes domésticos ha 
aumentado de un 14,5% a un 16,5% anual. Dentro de este porcentaje de cambios 
anuales, el cambio de suministradores incumbentes a suministradores distintos ha 
sido de un 6,5% anual y a la inversa de un 3,5% anual. Los anteriores datos 
significan que los suministradores incumbentes han perdido en torno a un 11% de 
sus clientes al año mientras que los entrantes han perdido el doble de ese 
porcentaje. 
 
Ahora bien, como señala LITTLECHILD es importante subrayar que los contratos 
con condiciones y precios fijos han sido prácticamente inexistentes hasta fechas 
recientes. En los últimos años, y como resultado de las subidas de precios, cuatro 
de los mayores suministradores comenzaron a ofrecer contratos con precios fijos o 
con precios máximos para periodos de uno o dos años, estableciendo un precio 
extra adicional. A mediados del año 2005, un 10% de los consumidores domésticos 
habían elegido alguna de estas opciones. De otra parte, los otros dos grandes 
suministradores se comprometieron a no aumentar los precios de sus contratos 
similares a la tarifa hasta enero de 2006, por lo que sus clientes disfrutaron 
automáticamente de un tope de precios sin haber elegido ni pagado por ello. Como 
estos suministradores disponen de una cuota de mercado en torno al 30%, puede 
establecerse que el 40% de los clientes estaban en contratos con precios fijos o 
precios máximos a mediados del 2005.  
 
Sin embargo, en febrero de 2006 han terminado los contratos con precios fijos o 
máximos voluntarios. Desde entonces, un 16% de los consumidores domésticos 
británicos están pagando un pequeño aumento adicional respecto de los precios 
fijos o máximos en contratos de duraciones variables. De este porcentaje, las 
estimaciones de LITTLECHILD es que en torno a un 9% son clientes del 
suministrador incumbente mientras que el otro 7% ha cambiado a otro 
suministrador. 
 
Así pues, la proporción de clientes domésticos activos es bastante similar en 
Suecia, Noruega y en el Reino Unido (en torno a un 50%) y superior a la de 
Finlandia (30%). Sin embargo, los mercados nórdicos ofrecen una variedad de 
contratos superior a la del Reino Unido y están demostrando mayor dinamismo.  
 
c) La experiencia piloto de California. 
 
FARUQUI y EARLE (2006) presentan los resultados de una experiencia piloto 
realizada en California durante los años 2003 y 2004. Los autores comienzan por 
destacar que uno de los principales objetivos de la Energy Policy Act de 2005 es 
fomentar la participación de la demanda de los consumidores en los mercados 
eléctricos. La experiencia piloto de California se realizó con 2.500 clientes durante 
un periodo de dos años. Inicialmente, muchos observadores fueron bastante 
escépticos respecto de la respuesta de los consumidores en un Estado en que los 
pagos mensuales de hipoteca de muchos hogares exceden los 3.000 dólares, 
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mientras que las facturas eléctricas no suelen superar los 100 dólares mensuales. 
Los clientes fueron seleccionados aleatoriamente, aunque debieron manifestar su 
voluntad de participar en la experiencia. La inscripción de los consumidores 
comenzó en abril del 2003 y las nuevas fórmulas de precios entraron en vigor en 
julio del 2003 manteniéndose hasta diciembre de 2004. Posteriormente, se trabajó 
en el tratamiento de los datos disponibles. 
 
El planteamiento de la experiencia arrancaba de unos precios medios para los 
consumidores de 13 cents/kWh. Las condiciones de variación en función de la 
respuesta de la demanda se diseñaron para mantener estables las facturas eléctricas 
si los consumidores no modificaban su perfil de consumo. Ahora bien, si reducían 
sus consumos de punta en un 30% obtendrían un 10% de rebaja en la factura 
mensual. Durante los días críticos, en que el precio de los periodos de punta 
alcanzó los 58 cents/kWh y el precio de valle se situó en 9 cents/kWh, se estableció 
una proporción de valle a punta de 6.6 a 1. En los días normales la relación entre 
los precios de punta y valle es de 2.4 a 1. 
 
La experiencia ha demostrado que los consumidores domésticos han respondido a 
las variaciones horarias de precio. Como media, los consumidores han reducido sus 
consumos en punta en un 13,1%. La reducción fue superior en los consumidores de 
las zonas más cálidas e incluso superior para aquellos que disponen de servicios 
centrales de aire acondicionado. Algunos consumidores que disponían de 
termostatos automáticos que aumentaban la temperatura y reducían por tanto el 
funcionamiento de los aparatos de aire acondicionado en los periodos de punta 
facilitaron una respuesta que doblaba a la de los consumidores que no disponían de 
este tipo de tecnología. La relación entre el precio y el consumo de la energía por 
periodos temporales puede analizarse en el Gráfico 14, en el que se comprueba que 
el consumo de energía durante los periodos de punta se reduce. La curva de la 
demanda muestra que con un precio de 13 cents/kWh, que era al que más o menos 
estaban acostumbrados los consumidores, el consumo de electricidad en punta era 
de 1.22 kWh/hora. Cuando el precio subía a 22 cents/kWh la demanda se reducía a 
1.18 kWh/hora.  
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Gráfico 14 

Demanda de Energía frente a Precio Variable 
(Resultados de la experiencia piloto de California) 

 

Fuente: FARUQUI y EARLE (2006) 

 
En el ejemplo que se muestra en el gráfico puede comprobarse que una subida en el 
precio de 13 a 22 centavos, es decir, de un 51,43%, produce una reducción del 
consumo eléctrico de un 3,33% (de 1.22 kWh/hora a 1.18 kWh/hora) deparando 
una elasticidad de la demanda de 0.065. Cuando el precio aumentó a 58 cents/kWh, 
correspondiente a la media de los precios de punta en los días críticos, la demanda 
se redujo a 1.08 kWh/hora. De esta forma, un aumento del precio del 126% 
respecto de la media inicial de 13 cents/kWh produjo una reducción del consumo 
eléctrico del 12%, deparando una curva de elasticidad de la demanda de 0.096.  
 
A la vista de los datos anteriores, los autores destacan el hecho de que las centrales 
de generación que funcionan durante las horas de punta tienen un factor de 
utilización muy reducido, que se sitúa en torno a unas cien horas anuales, es decir, 
entre un 1 y un 2% del total de las horas del año, por lo que si se evita la necesidad 
de construir una nueva central de punta se producen ahorros significativos para el 
sistema. Teniendo en cuenta que las centrales de generación pueden sufrir fallos 
mecánicos y que las puntas de la demanda no son previsibles, los sistemas 
eléctricos establecen un margen de reserva que normalmente se sitúa en un 12-15% 
respecto del consumo de punta. Por ello, cada megavatio de reducción de la 
demanda en punta gracias a la respuesta de la demanda no sólo reduce la necesidad 
de capacidad en punta sino también la del margen de reserva. De esta forma, si el 
sistema dispone de un margen de reserva del 15%, un megavatio de reducción en la 
capacidad de punta significa 1,15 megavatios de reducción en las necesidades de 
inversión en nueva capacidad. 
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Otro beneficio de la respuesta de la demanda es el aumento en la elasticidad del 
precio de la electricidad. En la medida en que aumenta la elasticidad del precio, se 
reduce obviamente el poder de mercado que pueden ejercitar los generadores.   
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