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La información contenida en el presente documento se basa en la información obtenida tanto de fuentes propias como de información de carácter público o suministrada por otras terceras entidades, sin que GRUPO ASE haya procedido a 
verificar la exactitud de la información obtenida por las fuentes citadas, así como está basada en la interpretación de los mercados de electricidad y gas que realizan los analistas de Grupo ASE. Grupo ASE se compromete a llevar a cabo su 
cometido con la mayor diligencia y profesionalidad, pero no garantiza ni asegura el resultado de sus análisis o de las recomendaciones realizadas. Los datos, informaciones, previsiones y recomendaciones contenidas en el presente documento 
han sido elaboradas con independencia de las circunstancias y objetivos particulares de sus posibles destinatarios y tienen como objetivo orientar a nuestros clientes facilitándoles un esquema analítico para la toma de decisiones e identifica-
ción de las diferentes tipologías de variables y riesgos, por lo que tienen un carácter orientativo y el uso que de las mismas se haga será responsabilidad exclusiva del cliente. Ni el presente documento ni su contenido constituyen una oferta, 
invitación o solicitud de compra, suscripción o cancelación de posiciones. Grupo ASE no asume ninguna responsabilidad por cualquier pérdida, directa o indirecta, que pudiera derivarse de la utilización de este documento o de la información, 
previsiones o recomendaciones contenidas en el mismo por parte de sus destinatarios. El cliente o destinatario del presente documento es el responsable último de las decisiones relativas a la aceptación del cierre de precios y posiciones a 
futuro, no pudiendo exigir a Grupo ASE ningún tipo de responsabilidad derivada del no cumplimiento de sus previsiones.
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Resumen del último mes

POOL

PRECIO DE LA ELECTRICIDAD

60,17
€/MWh

+43,36% vs diciembre 2020

+46,40% vs enero 2020

MERCADO LIBRE

67,28
€/MWh

+46,29% vs enero 2020

DEMANDA

22.298 GWh

GENERACIÓN

23.406 GWh

MERCADO DE FUTUROS

Mercado ibérico:
 » Q2-21: 46,50 (-0,7%)

YR-22:
 » España: 47,25 (-0,5%)
 » Francia: 51,08 (-0,7%)
 » Alemania: 49,69 (-0,2%)

MATERIAS PRIMAS

Respecto al mes anterior:
 » Brent: +6%  
 » Gas Natural (MIBGAS): +50,7%  
 » Carbón (API2 Yr-21): +9,3%
 » CO2 (EUA): +0,7%

ÍNDICES ASE

ASE PTEI Total

-14,39%
vs diciembre 2019

Evolución del precio por 
el suministro completo 
de electricidad en tarifas 
industriales de alta tensión.

ASE CTEI Total

-7,23%
vs diciembre 2019

Evolución del consumo 
por el suministro completo 
de electricidad en tarifas 
industriales de alta tensión.
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El análisis

Filomena y la demanda 
asiática de gas suben 
un 43% el precio 
mayorista de la luz

Mercado SPOT eléctrico español (OMIE)
El precio diario del mercado mayorista (POOL) arran-
ca el año con una fuerte subida y cierra enero en 60,17 
€/MWh. Sube un 43,36% respecto al mes pasado, un 
46,4% en relación a enero de 2020 y se sitúa un 15,2% 
por encima de la media de los últimos cinco años del 
mes de enero. 

El POOL registra una fuerte volatilidad por
 las condiciones climatológicas 
Este mes ha sido excepcionalmente volátil. En solo 
veinte días el precio ha llegado a marcar un máximo 
de 94,99€/MWh y otro mínimo de 1,42 €/MWh. Lo ex-
plican las extremas condiciones climatológicas. El ca-
rácter intermitente de las tecnologías renovables, con 
creciente presencia en el mix, implica una mayor vola-

Juan Antonio Martínez y Leo Gago
Analistas de Grupo ASE

tilidad. El 9 de enero, cuando se produjo el máximo de 
94,99 €/MWh, la producción eólica cubrió el 27,7% de 
la demanda. Sin embargo, el fin de semana del 30 y 31 
de enero, cuando se registraron los precios mínimos, la 
eólica superó el 60%.

Enero arranca con una fuerte subida del 46% del precio
Las bajas temperaturas que trajo Filomena dispararon 
el consumo energético peninsular las dos primeras se-
manas del mes. La demanda eléctrica llegó a subir un 
excepcional 10%, aunque una vez pasó la borrasca, los 
datos de la demanda volvieron a mostrar signos de de-
bilidad y el incremento ha quedado en un 1,5% mensual. 
Sin embargo, el desabastecimiento en los mercados de 
gas, también con un origen climatológico, ha resultado 
más determinante en la subida del precio del POOL de 

 » Un frente frío en Asia dispara su demanda de gas y reduce el abastecimiento a Europa, con mayor impacto en el 
mercado español. 

 » La hidráulica, en ausencia de gas, eleva un 42% sus ofertas y marca precio el 60% de las horas.
 »  Filomena incrementa la demanda eléctrica un excepcional 10% durante la segunda semana de enero.
 » Las renovables crecen un 35% y responden a más de la mitad de la demanda, aunque su intermitencia provoca 

volatilidad. Este mes se han registrado dos precios anormalmente extremos: 94,99 y 1,42 €/MWh.

enero. Desde finales de diciembre hasta mediados de 
enero el sudeste asiático sufrió una ola de frío histórica 
que agotó rápidamente sus existencias de gas y dis-
paró su demanda. Hasta el punto de desbordar a los 
productores y a la logística naviera. El precio del gas 
se elevó a niveles nunca vistos en los mercados asiáti-
cos, dispuestos a pagar cifras desorbitadas por un bu-
que metanero. Por eso envíos de gas natural licuados 
(GNL) que se dirigían hacia Europa fueron cancelados 
o redirigidos hacia Asia, colapsando incluso el canal de 
Panamá. Por tanto, se redujo la oferta de gas en Europa 
y se elevó su precio.  

El MIBGAS español subió un 50,7% hasta los 27 €/
MWh, muy por encima de los 20 €/MWh que marcaba 
el TTF holandés (referencia en Europa) porque nuestro 
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país tiene una mayor dependencia del GNL proceden-
te de EE. UU. y, además, se redujo el flujo de gas pro-
veniente de Argelia, que se ha ido restableciendo en 
los últimos días.

Durante la última semana los mercados de gas han co-
menzado a recuperar la normalidad en la medida en 
que se prevén temperaturas más suaves en Asia y una 
fuerte producción de GNL en EE.UU. No obstante, los 
precios de gas en Asia se mantienen altos y se espera 
que durante febrero y parte de marzo la oferta de gas 
hacia Europa sea escasa, lo que seguirá tensionando 
los precios eléctricos en Europa.

La hidráulica marca el precio marginal el 60% de las 
horas de enero
La escasez de gas redujo el aporte de los ciclos combi-
nados (CCG) en los días de mayor demanda, durante 
la borrasca “Filomena”. En enero los CCG solo marca-
ron precio el 2,4% de las horas. Esto permitió a algunas 
tecnologías elevar sus precios de casación. Destaca la 
contribución de la hidráulica, que ha marcado el precio 
marginal en el 60% de las horas de enero, con un pre-
cio medio de 64,53 €/MWh, un 41,8% por encima de su 
precio de diciembre.

También ha sido excepcional la presencia de las cen-
trales de bombeo, con el 12% de las horas de casación 
a un precio medio de 80,29 €/MWh, cuando habitual-
mente apenas representan un 1% del mix. Estas cen-
trales cuentan con dos embalses a distinta altura, que 
permiten almacenar el agua en los momentos de me-
nor demanda (bajos precios) y utilizarla para generar 
energía en las horas de mayor consumo (altos precios). 

Las renovables y la cogeneración marcaron precio en el 
24% de las horas, con un precio medio de 37,67 €/MWh, 
muy por debajo del POOL, y evitaron una subida mayor. 

Las renovables cubren el 54% de la demanda 
con un crecimiento del 35%
La generación de electricidad de enero de 2021 ha sido 
un 8,2% mayor que la de enero de 2020 y el crecimien-
to de las renovables sigue imparable, con un aumento 
del 35% de la producción sobre el mismo mes del año 
pasado. Esa fuerte producción renovable ha reducido 
las importaciones un 82% respecto a enero de 2020. 

Destaca el protagonismo de la eólica, que aumenta el 
56%, ha sido un 18,7% superior a la media de los últimos 
cinco años de un mes de enero y lidera el mix de gene-
ración con el 30% de la producción total. En segunda 
posición se ha situado la nuclear (22,7%) con todo el 
parque funcionando a plena carga. A continuación, la 
hidráulica (18%), que crece un 11% y registra una pro-
ducción que está un 38,25% por encima de la media 

de los últimos cinco años. La fotovoltaica se ha incre-
mentado un 37,5% pero sólo aporta un 3,5% del mix. 
Aunque en las horas centrales del día su participación 
alcanzan picos de 12%. 

La producción de los ciclos combinado de gas se vio 
reducida en un 35% por la escasez y los altos precios de 
gas. No obstante, aporto un 9% del mix y su flexibilidad 
continúa siendo determinante para dar seguridad de 
suministro y servicios de ajuste del sistema eléctrico 
(oferta – demanda programada), dada la intermitencia 
de la generación renovable.

Primera subasta renovable con el nuevo formato
El 26 de enero tuvo lugar la primera subasta renova-
ble por 3.034 MW, con la nueva fórmula que estrena el 
Gobierno. Hasta 2025 se prevé subastar 19.440 MW de 
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potencia renovable, lo que supone duplicar la potencia 
fotovoltaica e incrementar en un 30% la eólica actual. 
Además, hay que añadir lo que las grandes eléctricas 
e inversores ya tienen adjudicado y podrán en marcha 
en los próximos cinco años, que se estima que duplica-
rá esta cifra (otros 20.000 MW). 

El nuevo marco retributivo (fórmula pay as bid) implica 
que el precio adjudicado para cada ofertante coinci-
de con el precio de su puja. Este modelo evita las so-
bre retribuciones, al asegurar que ganan los proyectos 
más económicos y, por otro lado, evita los movimien-
tos especulativos, al establecer un precio fijo para toda 
la vida útil del proyecto. El resultado de esta primera 
subasta ha sido de un precio medio de adjudicación 
de 24,47 €/MWh para la tecnología fotovoltaica y de 
25,31 €/MWh para la eólica, a un plazo de 12 años. Las 
instalaciones adjudicadas fotovoltaicas deben estar to-
talmente finalizadas antes del 28 de febrero del 2023 y 
las eólicas antes del 29 de febrero de 2024.  
 
Los precios de las subastas están muy por debajo de 
los 41 €/MWh que marcan los mercados de futuros a 
10 años y de los precios en los que se están negocian-
do los PPAs. Es de suponer que el mercado irá absor-
biendo este menor precio a medida que esta potencia 
salga al sistema, lo que implicaría una reducción de los 
precios del POOL. Pero no lo hará de una forma unifor-
me puesto que la intermitencia y la concentración de 
la oferta renovable modificará la curva de precios. Es 
decir, crecerá la volatilidad. 

El sector tiene un gran reto y la oportunidad de in-
tegrar toda esta nueva oferta de una forma óptima y 
justa, que aproveche el potencial que tenemos para 
revolucionar la sociedad y la economía de nuestro país. 

La demanda crece un 1,5% por el efecto Filomena
Las bajas temperaturas que provocó la borrasca Filo-
mena elevaron la demanda durante la segunda sema-
na de enero un excepcional 10%. Sin embargo, tras el 

paso de la borrasca los datos de demanda volvieron 
a dar señales de debilidad y al cierre del mes el incre-
mento ha quedado reducido a un 1,5%. 

Los índices ASE
El índice ASE CTEI, de consumo, nos ha revelado que 
en 2020 la curva de demanda de las empresas clientes 
de Grupo ASE, mayoritariamente medianas y peque-
ñas del ámbito industrial, ha registrado un retroceso 
anual del 7,23%. Se trata del descenso anual más acu-
sado desde que tenemos registros (2011).

El mercado de futuros español (OMIP)

Escasa variación de precio respecto a diciembre
Los mercados de futuros español y europeos han ce-
rrado enero con pocos cambios, a pesar del fuerte au-
mento de los precios spot. En España el precio del se-
gundo trimestre (Q2-21) baja un 0,7% mientras el tercer 
trimestre (Q3-21) sube un 4,8%. A largo plazo el Yr-22 
baja un 0,5% hasta los 47,25 €/MWh. 

Después de la subasta de renovables, que se adjudicó 
con un precio medio por debajo de los 25 €/MWh a 12 
años, no se apreció ninguna corrección destacable días 
sobre los futuros a largo plazo a 10 años en OMIP, que 
cotizan a un precio medio de 40,99 €/MWh. A finales 
de diciembre se cotizaba a 41,96 €/MWh, lo que impli-
ca una corrección de casi 1 €/MWh en toda la curva. 
El OMIP Solar a 10 años cotiza ahora en 37,87 €/MWh.

En los principales mercados europeos la tendencia ha 
sido similar. El POOL francés cerró enero con un precio 
medio de 59,48 €/MWh mientras los futuros del Q2-21 
bajaban un 0,5% hasta los 43,81 €/MWh y su producto 
Yr-22 descendía un 0,7% y se situaba en 51,08 €/MWh. 
Por su parte, en Alemania el POOL cerró en 52,81€/
MWh, su Q2-21 se situó en 43,95€, tras subir un 0,5%, y 
su Yr-22 recortó un 0,2% para situarse en 49,69 €/MWh. 

Contrasta la prima del Yr-22 francés, de 3,83 €/MWh 
sobre el español y de 2,42 €/MWh del alemán. Hasta 
ahora nunca habíamos visto cotizar el Yr+1 alemán por 
encima del español.

Mercado de gas: la alta demanda asiática sorprende 
a los mercados y dispara los precios
Los precios de gas han marcado récords de máximos 
en Asia y han impulsado al alza los de Europa. La de-
manda de gas natural licuado (GNL) ha crecido en Ja-
pón por la necesidad de alimentar las centrales de ge-
neración eléctrica, dada la reducción de su producción 
nuclear. El invierno también ha sido frío en China, que 
ha requerido GNL extra para calefacción. Además, por 
el lado de la oferta hay que tener en cuenta que con-
tinúa habiendo recortes de productores clave, incluida 
la planta de GNL Gorgon de Australia que abastece a 
estos dos mercados.

La falta de oferta suficiente de GNL en el Pacífico ha 
requerido del suministro adicional de los producto-
res de Oriente Medio y Estados Unidos. Qatar ha en-
viado prácticamente todas sus cargas a Asia, mien-
tras Europa lleva casi tres meses sin recibir ningún 
cargamento de este país, algo que se puede calificar 
de insólito. 

Por su parte, Estados Unidos está produciendo GNL a 
tasas récord, con gas de alimentación de hasta 11 mil 
millones de pies cúbicos / día. Incluso en la planta de 
Corpus Christi se está poniendo en marcha un nuevo 
tercer tren de 4,5 millones de toneladas anuales. Pero 
los envíos al otro lado del Pacífico suponen un viaje 
el doble de largo que a Europa y esto ha ejercido una 
presión adicional sobre el mercado naviero. El Canal de 
Panamá se ha congestionado, provocando retrasos y 
viajes más largos. Así mismo, las tarifas de fletamento 
al contado han aumentado hasta 350.000 $ / día, en 
comparación con los 30.000 $ / día que se pagaban el 
verano pasado. 

6
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Aunque hay una gran oferta de gas en el mercado 
global en su conjunto, las limitaciones para trasladarlo 
rápidamente a Asia han provocado que los precios al 
contado del GNL en el este de Asia se dispararan al alza 
durante enero y alcanzaran niveles récord. El precio del 
EAX ha superado los 30 $ / MMBtu, cuando hace un 
mes se movía en 11 $ /MMbtu y muy lejos de los 2 $ 
del verano.

Japón, China y Corea son los mayores consumidores 
de gas a nivel global pero su capacidad de almacena-
miento es limitada. Por eso un pico de demanda conti-
nuado provoca fuertes tensiones de precio en el mer-
cado mundial. 

Sin embargo, Europa puede recurrir al suministro de 
gas por gasoductos además de al GNL. Además, paí-
ses como Francia, Italia, España o Alemania disponen 
de una capacidad de almacenamiento superior a su 
demanda anual. Gracias a que los niveles de almace-
namiento estaban en niveles históricos, los precios al 
contado en Europa, aunque han movido en los 20 €/
MWh y subido un 28% (TTF holándes), se han manteni-
do mucho más bajos que en Asia (70 €/MWh).

Pronóstico para la primavera y verano
Dado que no existe una escasez general en el merca-
do mundial del gas sino un problema para satisfacer la 
demanda máxima inmediata, es muy probable que los 
precios retrocedan rápidamente una vez superado el 
pico de demanda actual. Además, se esperan tempe-
raturas más altas de lo normal en febrero para Japón y 
Corea del Sur lo que limitará el incremento de su de-
manda de GNL. 

Los precios de marzo en Asia (EAX) ya han retrocedido 
hasta los 7.825 $/ MMBt, por lo que se prevé una pri-
mavera con menos sobresaltos. No obstante, los en-
víos de GNL desde EE. UU. hacia Europa aún tardarán 

en alcanzar las cifras del año anterior, por lo que la ofer-
ta aún será reducida en nuestro continente.

De cara al verano la demanda asiática prácticamen-
te desaparece por las altas temperaturas y su falta de 
capacidad de almacenamiento. Sin embargo, Europa 
que ha visto disminuir sus inventarios por la falta de 
suministro (ha caído un 57% en enero), tendrá una ma-
yor necesidad de reponer el almacenamiento durante 
el verano, superior a la del año pasado. Lejos de ser un 
problema, permitirá a los productores estadouniden-
ses mantener su producción durante el verano para 
atender esa demanda europea y arrancar con fuerza el 
invierno que viene.

Barril de Brent
El Brent se mueve en torno a los 56 $ el barril, que es el 
nivel más alto desde que comenzó la pandemia. Esta 
semana se reunirá de nuevo la OPEP para ajustar a la 
baja las previsiones de demanda de crudo porque el 
ritmo de vacunación en Occidente está siendo mucho 
más lento de lo esperado y retrasa recuperación de la 
demanda. 
 
CO2
La cotización de las emisiones de CO2 de diciembre de 
2021 (EUA) ha cerrado en enero en 32,92 €/t, práctica-
mente sin cambios respecto al pasado mes de diciem-
bre (32,72 €). Por otra parte, la primera subasta del año 
de derechos de emisión de CO2 de la UE concluyó el 
viernes pasado con un precio de adjudicación de EUR 
33,51 €/t, ligeramente por debajo del mercado spot 
(33,890 €/t). Esto, junto a una economía europea muy 
afectada por fuertes restricciones sanitarias, podría re-
cortar las expectativas de crecimiento de los precios de 
emisiones para los próximos meses.

Análisis ASE
Enero nos deja un movimiento brusco al alza en los 
mercados diarios de electricidad, provocados por dos 
fenómenos excepcionales: una demanda de electrici-
dad muy alta durante la borrasca Filomena y la escasez 
en los mercados de gas por la brusca y fuerte deman-
da asiática. Ambos factores obedecen a unas condicio-
nes climatológicas extremas. 

El principal aspecto a tener en cuenta del análisis de 
enero es la muestra de que nos enfrentamos a un mer-
cado cada vez más volátil, a medida que avanza la tran-
sición energética. La mayor presencia en el mix de las 
energías renovables y el gas como futuro combustible 
aventajado para sustituir al carbón y la nuclear, añaden 
más incertidumbre para los próximos meses y años. 

Por lo demás, todo sigue igual: una demanda eléctrica 
muy débil y cada vez más oferta de generación reno-
vable que impacta a la baja en los precios del POOL. 

Este mes además hemos visto celebrarse la primera 
subasta renovable con el nuevo formato, que se ha ad-
judicado a un precio medio por debajo de los 25 €/
MWh. Pero los mercados de futuros financieros aún no 
se han enterado.
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Precio del mercado diario (OMIE)

Precio del mercado 
eléctrico diario (POOL)

El POOL cerró en enero en 60,17€/MWh, lo que supone un aumento del 46,4% frente 
a enero 2020 y un aumento del 43,36% respecto al mes pasado. El precio medio del 
POOL de enero subió un 44% en las horas punta y un 41,7% en las horas valle.

60,17
€/MWh

+43,36% vs diciembre 2020

+46,4% vs enero 2020

Precio del mercado diario 
año móvil (365 días)

35,57 
€/MWh

Informe 
de mercado Enero 2021
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El precio de la luz en la tarifa de Precio 
Voluntario al Pequeño consumidor (po-
tencia inferior a 10kW), también conocida 
como PVPC y regulado por el Ministerio de 
Industria, fue en enero de 0,12839 €/kWh. 
Respecto al mismo mes del año anterior, el 
PVPC sube un 24,2%.

0,12839
€/kWh

+24,2% vs enero 2020

PVPC

El precio final medio de enero para los 
comercializadores libres y consumidores 
directos fue de 67,28€/MWh, una 
vez sumados todos los componentes 
del precio. Esto supone un aumento 
respecto al mismo mes del año pasado 
del 46,3%.

67,28 
€/MWh

+46,3 vs enero 2020

Precio medio final 
mercado libre

Repercusión de los sobrecostes y componentes 
del precio final mercado libre
Los costes provisiones del sistema, englobados en los Servicios de Ajuste, 
Pagos por Capacidad y Servicio de interrumpibilidad en el mercado libre, han 
representado en enero un coste de 7,11€/MW. Los sobrecostes suben 2,54 €/MWh, 
un 56% frente al mismo mes del año pasado por la subida de las restricciones y 
proceso OS.

La demanda peninsular de energía eléctrica en enero registró un 
aumento del 1,5% respecto al mismo mes del año anterior. Si se 
tienen en cuenta los efectos del calendario y las temperaturas, la 
demanda peninsular de energía eléctrica aumentó un 1,2%.

La generación en enero experimentó un importante aumento del 8,2%. 
La producción eólica ha liderado el mix con el 30%, con un aumento del 
56% de su producción. La producción nuclear, con el 22% del mix, fue la 
segunda tecnología de generación, con todo el parque nuclear en ple-
na carga. La hidráulica, por su parte, aumentó un 11% y representó el 18% 
del mix. En cuarta posición se situó la cogeneración, con el 10%, y los 
ciclos combinados de gas (CCG) en quinto lugar con tan solo el 9% del 
mix, con una caída del 35% de la producción. La fotovoltaica aumentó 
un 37% y avanzó hasta el 4% del mix.

La generación nuclear y la eólica alcanzaron en enero el 60% del mix en 
las horas valle. La fotovoltaica supuso un notable 12% en las horas cen-
trales del día, a pesar de ser enero un mes con escasa radiación.

Demanda

Generación
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Renovables
La generación proveniente de fuentes 
renovables aumentó hasta el 54% del mix 
frente al 43% de enero del año pasado y el 
52% del mes anterior. Este aumento vino 
por un incremento de la producción eólica.

Libre de emisiones
La generación libre de emisiones CO2 
representó en enero el 77,5% del mix frente al 
68,9% de enero de 2020. La reducción de las 
emisiones en volumen de Toneladas de CO2 
respecto al mismo mes del año pasado es del 
21,8%. Esta reducción se debe al aumento de 
la producción eólica.

Mix enero 2021

Informe 
de mercado Enero 2021
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Generación eólica
La generación eólica en los últimos 10 días de enero superó 
claramente el 50% del mix, presionando a la baja los precios 
del POOL. La producción eólica del mes de enero fue de 
7.391 MWh, un 36,7% superior al mismo mes del año anterior 
y un  17,7% superior a la media de los últimos 5 años.

Generación fósil 
o hueco térmico
El hueco térmico en enero bajó hasta 11,5 % de la 
generación frente al 19,2% del año anterior. El aumento 
de la producción eólica y la hidráulica redujo el hueco de 
estas tecnologías para entrar en las ofertas de casación.

Generación hidráulica y 
estado de los embalses
La producción hidráulica aumentó un 11% sobre el mismo 
mes del año pasado y fue un 38% superior a la media de 
los últimos 5 años. Los embalses se encuentran al 86% del 
año pasado.

La hidráulica, la tecnología que domino los precios de casación de enero con el 55% de las 
horas, cerró con un precio de 64,53€, con una subida del 42% sobre el mes pasado. Las 
tecnologías renovables y cogeneración cerraron con un precio medio de 37,67€, muy por 
debajo del POOL, que fue 60,17 €.

Precios de casación 
por tecnologías

En enero, las interconexiones tuvieron un fuerte saldo exportador frente al saldo importador 
de diciembre del año pasado. La fuerte producción eólica en España produjo un exceso de 
oferta que tuvo como destino los mercados de Francia y Portugal.

Saldo de las interconexiones

Márgenes de chispas limpias (CSS)
La rentabilidad de una CCGT está determinada en gran medida por la propagación 
máxima de chispas limpias (Peak CSS), la diferencia entre el costo variable de gas y 
carbono de la planta y el precio de la energía. El siguiente gráfico muestra la evolución 
histórica promedio mensual y trimestral de los CSS con respecto al TTF gas en el 
momento de la entrega. El CSS medio de 2020 estimado por Grupo ASE se sitúa en 
7,84 €/MWh, mientras en 2019 fue de 13,69€/MWh. En enero de 2021 los CSS fueron 
de 10,60 frente a los 11,34 del mismo mes del año pasado. La reducción de la demanda 
y el crecimiento de la producción renovable están reduciendo los márgenes de esta 
tecnología.
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Mercados de futuros 
eléctricos

Los mercados de futuros español y europeos, a pesar del fuerte aumento de 
los precios spot, han cerrado el mes de enero con escasa variación respecto al 
pasado diciembre. En España, el precio del segundo trimestre (Q2-21) bajó un 
0,7%, mientras que el tercer trimestre (Q3-21) subió un 4,8%. En el largo plazo, el 
Yr-22 baja un 0,5% hasta los 47,25 €. Después de la subasta de renovables -que 
se adjudicó con un precio medio por debajo de los 25 € a 12 años- no se apreció 
ninguna corrección destacable en los últimos días sobre los futuros a largo plazo a 
10 años en OMIP, que cotizan a un precio medio de 40,99 €. A finales de diciembre 
lo hacía en 41,96 €, lo que implica una corrección de casi 1 €/MWh en toda la 
curva. El OMIP Solar a 10 años cotiza ahora en 37,87 €.

La tendencia fue similar en el resto de los principales mercados de Europa. En 
Francia, el POOL de enero cerró con  un precio medio de 59,48 €; en Alemania, 
de 52,81€. Los precios de los futuros del Q2-21 bajaron un 0,5% en Francia hasta 
los 43,81€, mientras que en Alemania subieron un 0,5%, hasta 43,95€. En el largo 
plazo, el Yr-22 bajó en Francia un -0,7%, a 51,08 €, y en Alemania, un 0,2%, a 49,69 
€. Contrasta la prima del Yr-22 francés de 3,83 € sobre el español y de 2,42 € del 
alemán, ya que nunca se había visto cotizar el Yr+1 alemán por encima del español.

Los precios de los mercados de futuros registran poca variación respecto a diciembre

Informe 
de mercado Enero 2021
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La alta demanda asiática 
sorprende a los mercados y 
dispara los precios
Los precios de gas en Asia han alcanzado records 
máximos y han impulsado al alza los precios en Eu-
ropa. En Japón, las necesidades de gas para las cen-
trales eléctricas debido al clima frío y la reducción 
de la producción de energía nuclear han disparado 
la demanda de GNL. El invierno también ha sido frío 
en China, aumentando la demanda de GNL de ca-
lefacción. A esto hay que unir que por el lado de la 
oferta siguen existiendo cortes en productores cla-
ve, incluida la planta de GNL Gorgon de Australia 
que abastece a estos dos mercados.

La falta de oferta de GNL en el Pacífico significaba 
que el mercado necesitaba suministrarse adicional-
mente de los productores de Oriente Medio y Esta-
dos Unidos. Qatar ha enviado prácticamente todas 
sus cargas a Asia, lo que significa que Europa lleva 
casi tres meses sin recibir un cargamento de GNL de 
Qatar, algo insólito. Estados Unidos está producien-
do GNL a tasas récord, con gas de alimentación de 
hasta 11 mil millones de pies cúbicos / día. Incluso 
en la planta de Corpus Christi se está poniendo en 
marcha un nuevo tercer tren de 4,5 millones de to-
neladas anuales. Pero enviar suministros al otro lado 

del Pacífico supone alargar los viajes al doble frente 
a Europa y esto ejerce una presión adicional sobre el 
mercado naviero. El Canal de Panamá se ha conges-
tionado, lo que ha provocado retrasos y viajes más 
largos, y las tarifas de fletamento al contado han au-
mentado hasta 350.000 $ / día, en comparación con 
30.000 $ / día del verano pasado.

Aunque hay una gran oferta de gas en el mercado 
global en su conjunto, las limitaciones en la capaci-
dad de trasladarlo rápidamente a Asia es lo que ha 
provocado que los precios contado del GNL en el 
este de Asia se dispararan al alza durante enero a ni-
veles record. El precio del EAX ha superado  los 30 $ 
/ MMBtu en enero, cuando hace un mes se movían 
en 11 $ /MMbtu y lejos de los 2 $ del verano.

Japón, China y Corea son los dos mayores consu-
midores de gas mundiales y su capacidad de al-
macenamiento es limitada, por lo que un pico de 
demanda continuado provoca fuertes tensiones de 
precio en el mercado mundial. Europa, sin embargo, 
puede recurrir al suministro de gas por gasoductos 
y GNL, y países como Francia, Italia, España y Ale-
mania tienen mayores capacidades de almacena-
miento de gas en tierra en relación con su demanda 
anual. Esto ha permitido que los precios al contado 
en Europa, aunque se han movido en los 20 €/MWh 
y subido un 28% (TTF holándes), se hayan manteni-

do mucho más bajos que en Asia (70 €/MWh) gra-
cias a que los niveles de almacenamiento estaban 
en máximos históricos.

Pronóstico para la primavera y verano
El análisis es que no existe una escasez general en 
el mercado mundial del gas, solo un problema para 
satisfacer la demanda máxima inmediata, por lo que 
es muy probable que los precios retrocedan rápida-
mente una vez superado el pico de demanda ac-
tual. Además, se esperan temperaturas más altas de 
lo normal en febrero para Japón y Corea del Sur, lo 
que limitará la demanda incremental de GNL. Los 
precios de marzo en Asia (EAX) ya han retrocedido 
hasta los 7.825 $/ MMBt, por lo que se prevé una 
primavera sin tantos sobresaltos. No obstante, los 
envíos de GNL desde EEUU hacia Europa aún tar-
darán en alcanzar las cifras del año anterior, por lo 
que la oferta aún será reducida en Europa.

De cara al verano, la demanda asiática prácticamen-
te desaparece por las altas temperaturas y falta de 
capacidad de almacenamiento. Sin embargo, res-
pecto a Europa, que está viendo disminuir sus in-
ventarios de forma muy rápida por la falta de sumi-
nistro (ha caído un 57% en enero), tendrá una mayor 
necesidad de reponer el almacenamiento durante 
el verano de 2021 que en el verano de 2020. Pero 
esto no será un problema, todo lo contrario: permi-

MERCADOS DE GAS

ANÁLISIS
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tirá a los productores estadounidenses mantener su 
producción durante el verano con el mercado europeo 
muy necesitado y arrancar con fuerza el invierno que 
viene.

TTF (Holanda)
El precio diario del TTF sube un 28% impulsados la de-
manda asiática. Los mercados europeos apenas reci-
ben cargas de GNL, lo que ha provocado un aumento 
de los flujos de gaseoducto desde Rusia y Noruega. 
Las inyecciones de gas de almacenamiento han per-
mitido frenar un aumento del precio como ha ocurrido 
en los mercados asiáticos. Los mercados de futuros 
han visto un aumento de los precios en las últimas se-
manas arrastrados por los mercados asiáticos.

MIBGAS (España)
El precio diario español (MIBGAS) sube un 50,7% con 
una prima sobre el TTF de más de 6,7 €/MWh. Los pre-
cios de PVB diarios se vieron presionados a máximos 
históricos por las bajas temperaturas por la tormenta 
Filomena en España y el bajo suministro de GNL. La 
prima sobre el mercado TTF supero durante muchos 
días los 10 €/MWh. El día 8 de enero se registro el 
máximo precio histórico de 51 €/MWh. En la segunda 
parte del mes, el aumento de los flujos de gas desde 
Argelia y la menor demanda provoco una caída brusca 
del precio y redujo la prima a solo 1.5€ / MWh sobre el 
contrato de referencia TTF holandés.

Henry Hub (EEUU)
Si bien es cierto que podría llegar un vórtice polar al 

noreste de los Estados Unidos en el corto plazo, el mer-
cado se enfrenta a la realidad de que no hay demanda 
suficiente como para hacer que caigan las reservas y 
eso seguirá siendo uno de los principales impulsores 
bajistas durante las próximas semanas. El precio diario 
podría empezar a caer hasta el nivel en 2,30$. En ge-
neral el mercado está un poco estancado en un rango 
con cierto sesgo bajista porque más pronto que tarde 
van a subir las temperaturas y eso tendrá mucho más 
peso que cualquier tipo de presión alcista.

El precio diario medio en enero del Henry Hub fue 
de 7,51 €/MWh un ligero 3,4% más alto que el mes de 
diciembre. La cotización a corto plazo apunta a unas 
previsiones más cálidas lo que ha recortado las expec-
tativas del precio de los próximos contratos.

Informe 
de mercado Enero 2021
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La cotización de las emisiones de CO2 de dic 2021 (EUA) 
cerró en 32,92 €/MWh, prácticamente el mismo valor al 
que cerraban en diciembre (32,72 €). La primera subasta 
del año de derechos de emisión de CO2 de la UE 
concluyó con un precio de adjudicación de EUR 33,51/t, 
ligeramente por debajo del mercado spot, que fue de 
33,890 €. Esto, junto una economía europea metida de 
lleno en fuertes restricciones sanitarias, podría recortar 
las expectativas de crecimiento de los precios de 
emisiones durante los próximos meses.

Brent 
El Brent se mueve en el nivel de los 56 $ el barril, que es 
el nivel más alto desde que comenzó la pandemia. Esta 
semana se reunirá de nuevo la OPEP para ajustar a la 
baja las previsiones de demanda de crudo debido a que 
el ritmo de vacunación en Occidente está siendo mucho 
más lento, retrasando la recuperación de la demanda.

OTRAS MATERIAS PRIMAS

Emisiones de CO2
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Grupo ASE, con la información que le 
proporcionan 600 puntos de suministro, 
elabora índices de precio y consumo de 
electricidad:
 

 » Índice ASE PTEI: muestra la evo-
lución del precio por el suministro 
completo de electricidad en tari-
fas industriales de alta tensión.

 » Índice ASE CTEI: muestra la evo-
lución del consumo por el sumi-
nistro completo de electricidad en 
tarifas industriales de alta tensión.

Tasa Variación Interanual (%) del Índice ASE PTEI Total

El índice ASE PTEI Total desciende un 14,39% frente a diciembre de 2019. El índice ASE PTEI de Energía, 
que refleja el coste de aprovisionamiento de las empresas en los mercados eléctricos, baja en diciembre 
un 20,89%. El coste de los accesos (distribución) baja 1,11% en relación a diciembre de 2019.

ASE PTEI
Índices ASE

Informe 
de mercado Enero 2021
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Tasa Variación Interanual (%) del Índice ASE CTEI Total

Noviembre reflejó un descenso del 8,71% del consumo frente al mismo mes del año anterior. 

ASE CTEI
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Grupo ASE nace en Bilbao en 2001 y está presente en todo el territorio nacional. Somos la empresa del sector eléctrico que 
defiende los derechos e intereses económicos de los consumidores industriales y agentes del sector con capacidad de compra. 

Nuestros valores son independencia, conocimiento técnico, poder de compra y optimización de la energía y su coste como parte de 
un servicio integral. En la actualidad contamos con más de 400 clientes y alrededor de 800 puntos de suministro.

Toma el control del coste 
eléctrico de tu empresa

www.grupoase.net@ASEnergia ASEnergiaGrupo ASE

Grupo ASE
(Sede central)
Gran Vía 81, piso 6º
 departamento 2.
48011 Bilbao (Bizkaia)
Tel: 944 18 02 71
ase@grupoase.net

MÁS SEDES

Comunitat Valenciana
Plaza Constitución, 7
Entresuelo izquierda
03550 San Juan
(Alicante)
Tel: 966 593 464
ase@grupoase.net

Región de Murcia
Avenida Libertad, 2, 2-D
30009  Murcia
Tel: 618 212 774
ase@grupoase.net

Comunidad  de Madrid
Avenida de América, 32
28922 Alcorcón
(Madrid)
Tel: 912 262 209
ase@grupoase.net

Andalucía
Calle Pago del Lunes, 9
18195 Cúllar Vega
(Granada)
Tel: 858 952 918
ase@grupoase.net

Cataluña
Cardenal Cisneros, 24
08225 Terrassa
(Barcelona)
Tel: 607 861 575
ase@grupoase.net


