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Resumen

En noviembre de 2016 entró en vigor el Acuerdo de Paŕıs mediante el cual España, a
través de la Unión Europea y junto con el resto de páıses firmantes, se compromete a reducir
sus emisiones de gases de efecto invernadero con el objetivo final de mantener por debajo de
2◦C el aumento de la temperatura media de la Tierra ocasionado por el cambio climático.
En este contexto, la Unión Europea plantea acciones definidas en tres ĺıneas: la reducción de
emisiones de gases de efecto invernadero, la eficiencia energética para reducir la demanda de
enerǵıa y el incremento del porcentaje que representan las enerǵıas renovables en el consumo
final de enerǵıa. Por tanto, a nivel nacional, una de las acciones que indudablemente debemos
implementar es la descarbonización del modelo energético. Esto pasa, entre otros aspectos,
por conseguir lo antes posible un sector eléctrico con muy bajas o nulas emisiones, de modo
que facilite la descarbonización de otros sectores por medio de la electrificación de estos. Un
aspecto importante a analizar cuando reflexionamos sobre los contaminantes asociados a la
generación de electricidad es si estamos obligados a elegir entre generar emisiones de gases
de efecto invernadero o residuos nucleares de alta actividad o si, por el contrario, es posible
diseñar un modelo energético que elimine ambos, y que a la vez sea técnica y económicamente
viable. El análisis de esta última posibilidad cobra un papel central en este informe.

Son varios los páıses e instituciones que, en los últimos años, se han planteado cómo reali-
zar la transición hacia un sistema eléctrico basado fundamentalmente en enerǵıas renovables
teniendo en cuenta tanto el potencial de estas como las restricciones particulares en la región
analizada. Este informe tiene como objetivo contribuir a la reflexión sobre cómo transitar
hacia un sistema eléctrico con una alta penetración renovable en España. En particular, he-
mos analizado uno de los dilemas a los que debemos dar respuesta en el corto plazo y que se
refiere a la viabilidad, desde un punto de vista técnico, del cierre simultáneo de las centrales
de carbón y nucleares actualmente operativas en la España peninsular antes del final de 2025.
En la última década, la reducción del precio de las fuentes de generación renovable, principal-
mente eólica y solar fotovoltaica, ha sido de tal magnitud que el precio de un kilovatio-hora
generado mediante estas tecnoloǵıas ya iguala, y en algunos casos mejora, el precio de la
generación tradicional basada en combustibles fósiles. La principal incertidumbre que todav́ıa
permanece es si será posible operar un sistema con una penetración renovable muy alta, de
manera que se garantice la seguridad de suministro en todo momento. Además, el análisis de
los resultados deberá tener en cuenta el coste económico que para los consumidores tienen
las diferentes opciones alternativas (por ejemplo, el coste asociado a la enerǵıa renovable que
se desperdicia al no poder almacenarse o el coste de mantener potencia de respaldo que solo
funcione unas pocas horas al año). Los costes ambientales de las diferentes alternativas (por
ejemplo, los impactos ambientales derivados de un aumento de la producción de electrici-
dad utilizando biomasa) también deberán ser tomados en consideración. Para analizar este
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problema se ha desarrollado un modelo del sistema eléctrico de la España peninsular y se ha
implementado un programa de ordenador que permite analizar diferentes sendas de transición.
Cada senda de transición se define mediante la potencia anual instalada y retirada de cada
tecnoloǵıa (de generación y almacenamiento) en cada año entre 2017 y 2030. Además, cada
senda de transición también incluye una hipótesis sobre la evolución de la demanda agregada
de electricidad a lo largo de este periodo.

Para evaluar cada senda de transición se determina el mix de generación eléctrica que es
capaz de satisfacer la demanda de electricidad para cada hora del año entre 2017 y 2030, para
lo cual se utiliza un algoritmo que prioriza el uso de electricidad de origen renovable. En cada
hora, la enerǵıa que puede generar cada tecnoloǵıa (renovable o no) se calcula multiplicando
la potencia acumulada de esta tecnoloǵıa por el valor en esa hora de una serie temporal que
representa el factor de capacidad horario de la misma.

Los factores de capacidad horarios para las diferentes tecnoloǵıas se han obtenido a par-
tir de datos históricos de generación horaria y potencia acumulada disponibles en la web de
Red Eléctrica de España (REE). Los datos históricos permiten obtener varias series tempo-
rales distintas para una misma tecnoloǵıa (cada una de ellas calculada a partir de un año
en el pasado). A partir del análisis de las correlaciones entre las diferentes series temporales
disponibles, se seleccionan 900 combinaciones representativas (por ejemplo, una de las com-
binaciones incluye el factor de capacidad horario para la fotovoltaica obtenido a partir de
datos del año 2012, para la eólica a partir del año 2010, la serie temporal de demanda de
electricidad calculada a partir de datos de 2013, etc.). Entre estas combinaciones se incluyen
escenarios particularmente exigentes, por ejemplo, un año seco que ocasiona niveles bajos de
producible hidráulico coincidente con una baja generación eólica y fotovoltaica. La simulación
que determina el mix de generación horario para cada año de la senda de transición analizada
se repite para cada una de las 900 combinaciones de series temporales. De esta forma, cada
senda de transición puede ser evaluada a partir de la distribución estad́ıstica de las figuras de
mérito más relevantes (emisiones de CO2, garant́ıa de suministro, porcentaje de generación
renovable, enerǵıa renovable desperdiciada o máximo uso de la potencia de ciclo combinado
instalada).

En este informe, el modelo desarrollado se utiliza para analizar tres sendas de transición
viables desde el punto de vista de la satisfacción de la demanda a escala horaria. El análisis se
realiza para cada hora del año a lo largo del periodo 2017-2030 y para las 900 combinaciones
de series temporales consideradas.

En primer lugar, la senda de transición A incluye el cierre progresivo de las centrales de
carbón y nucleares antes de que comience 2026. La última central de carbón cierra en 2025
mientras que las centrales nucleares lo hacen a medida que caducan sus actuales permisos de
explotación, la última en 2024. En este caso, es posible garantizar el suministro de demanda
eléctrica siempre que se cumpla el resto de hipótesis asumidas en esta senda. En primer lugar,
la senda incluye un calendario realista pero ambicioso de instalación de potencia eólica, y
fotovoltaica, aśı como un desarrollo limitado de generación eléctrica basada en biomasa. En
segundo lugar, se considera que el aumento de la demanda eléctrica anual es del 0,5 %. Ideal-
mente la aplicación de medidas de eficiencia y ahorro podŕıa traducirse en un estancamiento
o disminución de la demanda del sector eléctrico, de tal forma que el incremento considerado
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pudiese ser utilizado para electrificar otros sectores tales como el transporte, la calefacción
residencial y, en menor medida, la industria. Esta seŕıa quizás una de las estrategias más facti-
bles para la descarbonización de estos sectores. Si el aumento de demanda anual fuese del 1 %
año, la senda A también seŕıa válida, aunque requeriŕıa de modificaciones en la operación de
las centrales hidroeléctricas (descritas en el texto) para garantizar la seguridad de suministro
en todo momento y bajo cualquiera de las 900 combinaciones de series temporales utilizadas
en la simulación.

En segundo lugar, la senda de transición B también incluye el cierre progresivo de las
centrales de carbón y nucleares antes de que comience 2026 pero, en este caso, se dismi-
nuye tanto el ritmo de instalación como el valor final acumulado de potencia renovable no
controlable (eólica y fotovoltaica) y se incrementa el valor acumulado de potencia renovable
controlable (centrales de biomasa). La evolución de la demanda de electricidad en la senda
B también asume un aumento anual del 0,5 %. En este caso, el aumento de controlabilidad
que proporciona una mayor potencia térmica renovable hace que, si el aumento de demanda
eléctrica es del 1 %/año, la senda de transición siga siendo válida; es decir, la generación es
capaz de satisfacer la demanda en todo momento. Aunque la senda de transición B produciŕıa
un sistema eléctrico más controlable, la pregunta que debemos responder para considerarla
totalmente válida es si la enerǵıa generada utilizando biomasa pueden obtenerse de manera
sostenible en España.

Por último, la senda de transición C incluye un retraso en el cierre planificado de las
centrales nucleares al asumir que su operación se extiende hasta que cada una de ellas cumpla
40 años de vida útil. Como resultado de una tasa de instalación de potencia eólica y foto-
voltaica idéntica a la senda A, se produce un aumento considerable de la enerǵıa renovable
desperdiciada. La principal ventaja de la senda C es una reducción de las emisiones de CO2

que se producen a lo largo de toda la senda.

Otra pregunta interesante asociada a la transición energética en España es la que se
refiere a la necesidad de mantener en operación las centrales de ciclo combinado que utilizan
gas natural y cuya capacidad en la actualidad está, a la luz de sus horas de funcionamiento en
los últimos años, sobredimensionada. En las tres sendas de transición analizadas, la potencia
de ciclo combinado permanece igual a la que hab́ıa en 2016. En todas ellas la potencia máxima
es utilizada en algún momento de la transición, si bien es cierto que, en la senda C y durante
los años previos al cierre nuclear, la máxima potencia de ciclo combinado que se utiliza es con
alta probabilidad inferior a la instalada y las horas en las que se utilizan estas centrales son
prácticamente nulas durante varios años consecutivos. Aśı pues, con las sendas de transición
analizadas que incluyen el cierre de centrales de carbón y nucleares antes del final de 2025, no
seŕıa necesario instalar más potencia de respaldo. Además, en la medida en que los resultados
muestran que en determinadas horas se usa toda la potencia de gas instalada actualmente, un
posible cierre de algunos grupos debeŕıa ser cuidadosamente estudiado junto con otras medidas
que aqúı no se han contemplado (interconexiones, gestión de la demanda o interrumpibilidad)
para seguir garantizando la seguridad de suministro.

Un aspecto adicional que merece la pena destacar es el hecho de que un aumento de la
demanda agregada superior al 1 %/año, sea porque no se implementen de manera efectiva las
medidas de ahorro y eficiencia necesarias, sea porque se produzca una electrificación temprana
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de otros sectores, requeriŕıa necesariamente o bien un aumento del ritmo y la potencia total
instalada de fuentes de generación renovables, o bien una mayor utilización de las centrales
de ciclo combinado (con las consiguientes emisiones asociadas) o una combinación de ambas.
Este resultado permite resaltar la importancia de desplegar medidas efectivas de eficiencia, que
tienen el potencial de evitar nuevas inversiones en capacidad de generación que, de hacerse,
supondŕıan un coste extra para los consumidores durante el periodo de amortización de estas.

Este trabajo tiene algunas limitaciones importantes que merece la pena mencionar en este
resumen. La mayoŕıa de ellas no se han abordado para acotar el estudio y seŕıan, sin duda,
interesantes ĺıneas de trabajo futuras. En primer lugar, el mix de generación horario se deter-
mina de forma agregada, de manera que no se incluyen las posibles limitaciones derivadas de
una congestión en la red de transporte o distribución. En segundo lugar, seŕıa muy interesante
analizar, en cada una de las sendas de transición, cómo evoluciona la capacidad del sistema
para responder a perturbaciones teniendo en cuenta la disminución de la inercia ocasionada
como consecuencia de un aumento notable de la generación eólica y fotovoltaica, aśı como
los servicios auxiliares para mantener la estabilidad actual del sistema. En tercer lugar, en
nuestra aproximación se ha analizado el sistema eléctrico de la España peninsular de mane-
ra aislada. Es evidente que incluir en el modelo las interconexiones con los páıses vecinos,
principalmente Francia, mejoraŕıa los resultados, pero no incluirlas permite mostrar que el
incremento de la capacidad de interconexión no es un requisito imprescindible para alcanzar
altos niveles de penetración renovable en España. En cuarto lugar, el algoritmo para deter-
minar el mix de generación horario no hace uso de la gestión de la demanda de electricidad o
de la posibilidad de interrumpir el suministro de grandes consumidores eléctricos, lo que sin
duda también permitiŕıa mejorar los resultados. Tampoco considera un posible desarrollo de
bateŕıas eléctricas tanto en viviendas como formando parte de veh́ıculos eléctricos que puedan
importar y exportar electricidad de la red en momentos adecuados. Por último, el modelo no
incluye el cálculo del coste económico de las diferentes sendas. Sin embargo, existen varios
trabajos, citados a lo largo del texto, que demuestran que los sistemas eléctricos basados en
renovables pueden tener un coste similar o inferior al actual, incluso cuando se consideran los
costes de nuevas infraestructuras y la potencia de respaldo necesarios para que la operación
del sistema sea segura.
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Caṕıtulo 1

Introducción

En el reciente Acuerdo de Paŕıs se fijó el objetivo de mantener el aumento de la tempe-
ratura media mundial por debajo de 2◦C sobre los niveles preindustriales, aśı como intentar
limitar el aumento a 1,5◦C, lo cual reduciŕıa considerablemente los riesgos e impactos del
cambio climático. Este objetivo requiere que, necesariamente y además de otras medidas de-
cididas en todos los sectores, las emisiones derivadas de la generación de electricidad a nivel
global sean prácticamente nulas en 2050 [1].

La naturaleza variable de la generación de electricidad basada en las fuentes renovables
con mayor grado de desarrollo tecnológico en la actualidad, eólica y solar fotovoltaica, hace
que los sistemas eléctricos con una elevada penetración renovable sean dif́ıciles de planificar
y gestionar. Sin embargo, el desarrollo tecnológico de los últimos años permite que continua-
mente se superen barreras hasta ahora consideradas imposibles, tales como cubrir la demanda
de electricidad solo con enerǵıas renovables en regiones cada vez más grandes y por peŕıodos
de tiempo cada vez más extensos.

En la España peninsular en 2016, el 40,8 % de la demanda de electricidad fue cubierta
con fuentes renovables [2]. La pregunta fundamental que nos hacemos a continuación es si es
posible conseguir una generación eléctrica 100 % renovable, o al menos próxima a este valor, a
lo largo de todo el año y que simultáneamente permita un funcionamiento del sistema eléctrico
que sea sostenible técnica, económica y ambientalmente. Es decir, un sistema con una alta
penetración renovable que garantice la satisfacción de la demanda en todo momento, suponga
un coste asumible para los consumidores y unos impactos ambientales limitados.

En el camino hacia esta cuestión básica aparecen otras preguntas fundamentales. La pri-
mera de ellas tiene que ver con el cierre planificado de las centrales de carbón y nucleares.
Las primeras, por ser las que tienen asociada una mayor tasa de emisión de CO2 por uni-
dad de enerǵıa generada, deberán ser sustituidas prioritariamente. Las segundas, tanto por
la generación de residuos nucleares como por el hecho de que se encuentran próximas al final
de la vida útil para la cual fueron diseñadas, también requieren una sustitución en el corto
plazo. La pregunta entonces se podŕıa formular como sigue. ¿Es posible el cierre planificado
de centrales de carbón y nucleares en España antes del final de 2025?

Entre muchos otros aspectos, resulta imprescindible analizar en qué grado la experiencia
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alemana podŕıa replicarse en España. En Alemania, pese a la instalación sostenida de potencia
renovable desde hace más de una década, el cierre planificado de las centrales nucleares ha
supuesto que las emisiones de CO2 en el sector eléctrico continúen siendo elevadas por culpa
de la generación basada en carbón necesaria para cubrir la demanda. En 2014, la tasa de
emisiones para Alemania fue de 424,9 grCO2/kWh, superior a la media de los 28 páıses de la
Unión Europea que ascendió a 275,9 grCO2/kWh. En España, la tasa de emisiones asociada a
la generación eléctrica en 2014 fue de 304 grCO2/kWh según la misma referencia [3], aunque
Red Eléctrica de España reporta una tasa inferior para el mismo año, 252 grCO2/kWh [2].

Otras preguntas clave que surgen a la hora de definir la mejor estrategia para la transición
energética son las siguientes. ¿Cuál es la capacidad de almacenamiento a corto, medio y largo
plazo necesaria? ¿Qué papel puede jugar el almacenamiento en centrales hidroeléctricas y cuál
es la mejor estrategia para operar estas centrales? ¿Cómo pueden utilizarse los aproximada-
mente 25 GW de centrales de ciclo combinado que actualmente están instaladas en España
y que funcionan un número de horas muy inferior a aquél para el que fueron diseñadas? ¿Es
posible cerrar algunas de estas centrales o será necesario incluso instalar más potencia de ciclo
combinado para garantizar la cobertura de la demanda durante la transición? ¿Qué potencia
renovable controlable (centrales de biomasa, geotérmicas o termosolares con almacenamien-
to) será necesaria? ¿Se puede generar la enerǵıa renovable controlable necesaria de manera
sostenible, por ejemplo, limitando los impactos del cambio de uso de suelos que implica la
generación basada en biomasa? ¿Qué papel puede jugar el control de la demanda de electrici-
dad? ¿Cuál es el efecto de incrementar la capacidad de interconexión con los páıses vecinos, en
particular con Francia? ¿Qué efecto tendrá la reducción de la generación hidroeléctrica debido
al aumento en la frecuencia e intensidad de las seqúıas causado por el cambio climático?

Responder a todas estas preguntas de manera rigurosa requiere un ingente trabajo de
modelado y análisis que escapa a los ĺımites de este informe. Aśı, el modelo que se ha desa-
rrollado se centra en responder algunas de las primeras cuestiones fundamentales relativas a
la viabilidad de un sistema eléctrico con una alta penetración renovable y al cierre simultáneo
de centrales de carbón y nucleares antes de 2030. Los resultados obtenidos permiten además
comenzar a esbozar las respuestas al resto de preguntas al tiempo que arrojan nuevas incógni-
tas. De este modo los autores no pretendemos aportar todas las respuestas, sino establecer
un método que nos permita obtener resultados con los que reflexionar sobre cómo tomar las
mejores decisiones para enfrentarnos a uno de los mayores retos que nuestra sociedad tiene
en este siglo, la lucha contra el cambio climático.

El análisis de la viabilidad de sistemas eléctricos con alta penetración renovable es un
campo de investigación muy activo en la actualidad. Varios autores, centros de investigación
y organismos públicos han realizado estudios sobre estos sistemas en diferentes escalas. Aśı, la
posibilidad de generar toda la electricidad consumida en el mundo, e incluso en algunos caso
todo la enerǵıa final, mediante fuentes renovables ha sido analizada por Jacobson et al. [4, 5],
Greenpeace Internacional [6], World Wide Foundation (WWF) [7] y la Agencia Internacional
de la Enerǵıa (IEA, en sus siglas en inglés) [8]. Existen también varios trabajos que analizan
el caso de la Unión Europea [9, 10, 11]. En una escala nacional, los siguientes páıses cuentan
con estudios sobre la viabilidad de un sistema eléctrico 100 % renovable: Dinamarca [12],
Alemania [13], Estados Unidos [14], Irlanda [15], Australia [16], Nueva Zelanda [17], Portugal
[18], Francia [19] o los páıses nórdicos [20]. En algunos de los trabajos previos los autores
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demuestran que un determinado mix de potencia instalada renovable es capaz de satisfacer la
demanda agregada de electricidad horaria para uno o varios años de referencia mientras que
otros trabajos se centran en determinar la solución óptima que permita alcanzar un suministro
de electricidad 100 % renovable con el menor coste.

En un trabajo reciente [21], Heard y sus coautores revisan varios de los art́ıculos mencio-
nados previamente y utilizan varios criterios para evaluar su fiabilidad. El resultado, según
estos autores, es que todav́ıa es necesario mejorar estos modelos pues no en todos los casos
se puede afirmar rotundamente que la viabilidad del suministro eléctrico esté demostrada.
Una de las cŕıticas de Heard et al. reside en el hecho de que, en la mayoŕıa de los trabajos
considerados, la viabilidad del sistema se analiza comprobando que la generación es capaz de
satisfacer la demanda utilizando uno (o unos pocos) años meteorológicos, es decir, unas pocas
series temporales con los factores de capacidad horarios que representan la disponibilidad de
las diferentes fuentes renovables. Esto puede hacer que la solución de menor coste esté dema-
siado influida por el recurso renovable del año meteorológico considerado o que no se estén
teniendo en cuenta combinaciones particularmente cŕıticas (por ejemplo, un invierno con ba-
ja producción hidroeléctrica debido a la seqúıa coincidente con bajo recurso eólico y solar).
Además, estas combinaciones extremas serán cada vez más habituales como consecuencia del
cambio climático.

Otro aspecto a resaltar es el hecho de que muchos de los escenarios 100 % renovables ana-
lizados en los mencionados trabajos se basan fundamentalmente en enerǵıa eólica, biomasa y
termosolar de concentración (CSP1), incluyendo una participación muy modesta de enerǵıa
solar fotovoltaica. Esta tecnoloǵıa ha experimentado un descenso de coste tan significativo
durante la última década que la mayoŕıa de predicciones de potencia instalada anualmente,
incluso las efectuadas por la Agencia Internacional de la Enerǵıa, han resultado repetida-
mente erróneas [22]. Como señalan varios autores [23, 24], puede que estemos subestimando
notablemente el papel que la fotovoltaica puede jugar en el mix energético del futuro.

Los modelos desarrollados para otros páıses representan el punto de partida, pero el es-
tudio espećıfico del sistema eléctrico español es, sin lugar a dudas, pertinente. De hecho, uno
de los principales resultados obtenidos en un meta-análisis donde se comparan diferentes sis-
temas eléctricos 100 % renovables es el hecho de que el mix de tecnoloǵıas óptimo está muy
influenciado por la región particular analizada [25]. En el caso de España los trabajos más
relevantes en este campo son los informes desarrollados por Greenpeace [26, 27, 28] y la tesis
doctoral de S. Galbete [29]. En el informe de Greenpeace, Renovables 2050 [26], se calcula el
potencial de generación basado en enerǵıas renovables en España y se demuestra que seŕıa
suficiente para cubrir toda la demanda eléctrica en 2050. A continuación, en el documento
Renovables 100 % [27], se analiza la viabilidad técnica de un sistema eléctrico 100 % renovable
en 2050. Por último, en el informe Enerǵıa 3.0 [28], se demuestra que toda la enerǵıa final
consumida en España podŕıa ser generada mediante renovables. El informe más relevante para
el tema analizado aqúı es el segundo (Renovables 100 % [27]). En este caso, la serie temporal
de generación horaria para cada tecnoloǵıa se obtiene para un único año (2050) agregando la

1Se utilizan las siglas CSP (Concentrated Solar Power) para denominar la enerǵıa termosolar de concen-
tración que se utiliza para la producción de electricidad, ya sea en centrales de torre central o concentradores
cilindro-parabólicos.
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generación que se ha simulado para plantas instaladas en diferentes regiones de España. En
los escenarios futuros alternativos se optimiza el mix de generación bajo diferentes criterios
(diversidad de tecnoloǵıas, coste mı́nimo, control de la demanda o electrificación de otros
sectores). En todos ellos, destaca el papel de las plantas CSP, en algunos casos hibridadas con
biomasa, debido a su capacidad para controlar la potencia entregada en cada momento. La
reciente evolución de costes de las diferentes tecnoloǵıas renovables hace que el mix óptimo
obtenido por Greenpeace difiera considerablemente de los analizados en este trabajo, donde
la enerǵıa eólica y la fotovoltaica son los pilares en los que se apoya la transición.

En la tesis doctoral de S. Galbete [29] se analiza la transición hacia un sistema 100 %
renovable evitando utilizar una referencia temporal, es decir, se analiza un sistema en el que
se va variando el cociente entre la enerǵıa renovable que potencialmente se podŕıa producir y
la demanda total de enerǵıa (parámetro RPPR, Ratio de Producción Potencial Renovable).
En ese caso, las series temporales de generación horaria de las diferentes tecnoloǵıas renovables
se han calculado de manera similar al estudio de Greenpeace, es decir, agregando las series
temporales de generación horaria obtenidas para diferentes regiones. Aunque se utilizan datos
meteorológicos de diez años para obtener diferentes series temporales de generación, el análisis
realizado por Galbete se basa principalmente en las series temporales de un año representativo.

Por último, también es interesante mencionar los trabajos de dos autores que, al analizar
el mix óptimo de generación para diferentes regiones del mundo, incluyen el caso español.
Jacobson y sus coautores [30] determinan el mix óptimo para España en 2050 mientras que
Breyer y sus coautores calculan el mix óptimo para la peńınsula ibérica en 2030 [23]. Estas
referencias se comparan con los escenarios analizados en este trabajo en el caṕıtulo 6.

La principal aportación que realiza nuestro informe con respecto a la bibliograf́ıa exis-
tente es la aproximación estad́ıstica al problema. Aśı, en lugar de utilizar “unos pocos años”
meteorológicos para determinar las series temporales de generación horaria de las diferentes
tecnoloǵıas, en este caso se seleccionan hasta 900 combinaciones de series temporales. De
esta forma, una vez definida la senda de transición (potencia de cada tecnoloǵıa instalada y
retirada cada año), se aplica el algoritmo para resolver el mix de generación para cada hora
de cada año incluido en la senda. Dicho algoritmo se aplica 900 veces de manera que puede
analizarse la distribución estad́ıstica de las principales figuras de mérito (emisiones de CO2,
garant́ıa de suministro, porcentaje de generación renovable, enerǵıa renovable desperdiciada2

y máxima potencia de ciclo combinado necesaria). El aumento de confianza en la viabilidad
de un sistema eléctrico con alta penetración renovable que se deriva del análisis estad́ıstico
descrito es, sin lugar a dudas, una de las principales ventajas de la aproximación utilizada en
este trabajo.

Las series temporales de las diferentes tecnoloǵıas (renovables o no renovables) se obtienen
multiplicando la potencia acumulada en un determinado año por una serie temporal que
representa el factor de capacidad horario. Este último se obtiene a partir de los datos históricos
que proporciona REE. Utilizar factores de capacidad horarios obtenidos a partir de series

2Se define como enerǵıa renovable desperdiciada aquella que potencialmente se podŕıa generar pero no se
necesita para satisfacer la demanda en ese momento y no puede ser almacenada, sea porque los embalses están
en su nivel máximo de llenado sea porque la potencia de bombeo necesaria es superior a la disponible. En la
literatura también se determina a esta enerǵıa como vertidos o con el término inglés en “curtailment”.
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temporales históricas implica asumir un comportamiento agregado para las centrales térmicas3

realista, pues las variaciones consideradas ya habrán ocurrido en algún momento en el pasado.
Además, el modelo desarrollado permite una nueva forma de evaluar la garant́ıa de suministro.
En general, la garant́ıa de suministro suele evaluarse en base al parámetro denominado “́ındice
de cobertura”, definido como el ratio entre la potencia en firme de un sistema eléctrico y el
pico de demanda. A medida que aumenta la penetración renovable en un sistema, el ı́ndice de
cobertura, aśı definido, deja de ser un parámetro útil para valorar la garant́ıa de suministro.
Nuestro modelo permite definir un nuevo parámetro, el ı́ndice de cobertura horario (ICH), de
manera que la garant́ıa de suministro puede evaluarse no solo en base al valor más pesimista
para un sistema (el que se obtiene cuando la demanda alcanza su máximo) sino que permite
analizar, por ejemplo, el número de horas cŕıticas (que definimos como aquellas en las que la
generación disponible es solo un 20 % superior a la demanda) en un año.

Por último, es necesario mencionar también los aspectos que quedan fueran del presente
informe y se reservan para trabajos futuros. En primer lugar, el modelo implementado de-
termina el mix de generación horaria para cubrir la demanda agregada en toda la España
peninsular, es decir, asume que no existirá ninguna limitación por congestión en las redes
de transporte y distribución (lo que en la literatura se conoce como aproximación “placa de
cobre”). Aśı, el modelado de la generación distribuida y las limitaciones que pudiera impo-
ner la red de transporte quedan fuera de este trabajo. En segundo lugar, no se analiza en
detalle la disminución en la inercia del sistema que ocasionaŕıa un aumento de la generación
eólica y fotovoltaica. De nuevo, se trata de un asunto en el que se están produciendo avances
notables en la actualidad incluyendo, por ejemplo, el desarrollo de inversores y electrónica
de potencia que permiten tanto reducir el tiempo de respuesta de las plantas de generación
renovable en caso de perturbación de la red como proporcionar una inercia simulada. En
tercer lugar, el mix de generación horario se resuelve obviando las interconexiones de España
con los páıses vecinos. Esta aproximación resulta conservadora y, aunque es cierto que incluir
estas interconexiones probablemente disminuiŕıa el número de horas cŕıticas, los resultados
obtenidos también indican que esto no es un requisito imprescindible para alcanzar un sistema
con alta penetración renovable en España. En cuarto lugar, la gestión de la demanda o la
consideración de un posible desarrollo de bateŕıas domésticas o en veh́ıculos eléctricos seŕıan
otras herramientas útiles para reducir el número de horas cŕıticas que, de momento, no se ha
considerado.

En quinto lugar, la estimación del coste asociado a cada una de las diferentes sendas
de transición tampoco se ha abordado. La evolución del precio de la generación eléctrica
basada en fuentes renovables y las estimaciones obtenidas por otros autores indican que el
coste de un sistema eléctrico 100 % renovable seŕıa similar y en algunos casos inferior al coste
de los sistemas renovables. En particular, para el mix óptimo que determinan Galbete y sus
coautores con los precios actualizados para las diferentes tecnoloǵıas, el coste del sistema 100 %
renovable seŕıa inferior al actual [31]. Por último, tampoco se analiza la generación de empleo
asociada a las diferentes sendas de transición, aunque existe unanimidad sobre el hecho de que
la sustitución de generación basada en combustibles fósiles por fuentes renovables implica la

3Como se explicará más adelante, esto es cierto para las centrales de carbón y nucleares, pero no lo es para
las centrales de ciclo combinado que se utilizan para completar la demanda de electricidad solo en caso de que
sea necesario.
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generación neta de empleo [32] y un impacto positivo sobre la desigualdad de género. Según
la Agencia Internacional de Enerǵıas Renovables (IRENA), las mujeres representan en media
el 35 % de la fuerza de trabajo en el sector renovable; este porcentaje es inferior a la media
en la economı́a global pero superior a la media del sector energético tradicional [33]. Además,
la disminución de las emisiones de CO2 asociadas al sistema eléctrico tiene un impacto de
género directo, pues no podemos olvidar que las mujeres de todo el mundo soportan mayores
riesgos y amenazas como consecuencia del cambio climático [34].

El resto del documento está organizado como sigue. En el caṕıtulo 2 se incluye una des-
cripción general del modelo. En el caṕıtulo 3 se detalla cómo se han obtenido los factores
de capacidad horarios representativos para cada tecnoloǵıa y cómo se han seleccionado hasta
900 combinaciones representativas de series temporales que permiten analizar la viabilidad
de una determinada senda de transición. En el apartado 3.2 se especifica la obtención de los
factores de capacidad horarios representativos de la generación fotovoltaica en la España pe-
ninsular. El caṕıtulo 4 incluye la definición del algoritmo que determina el mix de generación
horario priorizando el despacho de electricidad de origen renovable. Los criterios utilizados
para evaluar cada senda de transición se incluyen en el caṕıtulo 5, mientras que el caṕıtulo
6 recoge los principales resultados del modelo y una discusión sobre los mismos. Por último,
las conclusiones se muestran en el caṕıtulo 7, y un pequeño ejercicio de validación del modelo
basado en datos históricos se incluye en el anexo.
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Caṕıtulo 2

Descripción del modelo

El modelado del sistema eléctrico que hemos implementado tiene como objetivo anali-
zar diferentes sendas de transición que pueden trazarse para descarbonizar la producción de
electricidad en España tan pronto como sea posible. El modelo se limita al sistema eléctrico
nacional peninsular de manera que, cuando se mencionan los valores agregados, estos hacen
referencia a la demanda o generación en la España peninsular. Para ello, se realizan diferen-
tes hipótesis y se compara la demanda agregada1 con la electricidad que se podŕıa generar
cada hora de cada uno de los años analizados. El término “senda de transición” se utiliza
para representar la evolución temporal de la potencia instalada y retirada de cada tecno-
loǵıa para cada año entre 2017 y 2030. Las tecnoloǵıas consideradas son nuclear, carbón,
ciclo combinado, eólica, fotovoltaica, CSP, hidroeléctrica (convencional, mixta y de bombeo
puro), minihidraúlica, térmica renovable (biomasa)2 y cogeneración. Además, cada senda de
transición incluye una hipótesis sobre cómo evoluciona la demanda agregada de electricidad
anualmente respecto al año de referencia considerado, 2016.

Para cada senda de transición, el modelo genera unos resultados que se pueden analizar
utilizando varios criterios.

En primer lugar, se establece el criterio de validez consistente en verificar que, en ninguna
de las horas simuladas, la demanda de electricidad es mayor que la generación disponible.
De esta forma, cualquier senda de transición cuya simulación muestre al menos una hora
en el periodo 2017-2030 en la que no se cumple este criterio es inmediatamente descartada.
Además, para cada hora del peŕıodo 2017-2030, se calcula el parámetro Índice de Cobertura
Horario (ICH) definido como el cociente entre la demanda de electricidad y la generación
disponible en la misma hora. Para cuantificar la fiabilidad de cada senda se calcula el número
de horas cŕıticas, definidas como aquellas horas en las que el ICH es menor que 1,2. Junto con

1El término demanda agregada se refiere, en realidad, a la generación de electricidad necesaria para cubrir la
demanda agregada en la España peninsular, es decir, incluye las pérdidas en transporte y distribución. Aunque
este término suele denominarse “producción total de enerǵıa”, en este trabajo se ha empleado la denominación
“demanda agregada” por considerarse más intuitiva. Además, aunque se considera el sistema eléctrico de la
España peninsular aislado, es decir, no interconectado con páıses adyacentes o con el sistema balear, la demanda
agregada incluye la enerǵıa que históricamente se exporta a través del enlace peńınsula-Baleares.

2Dentro de la tecnoloǵıa térmica renovable se considera fundamentalmente el desarrollo de plantas de
generación de electricidad mediante la combustión de biomasa procedente tanto de cultivos energéticos como
de limpieza de bosques. También estaŕıa incluida en esta modalidad la generación de electricidad mediante
geotérmica aunque su potencial estimado en la peńınsula es notablemente inferior.

12



el número de horas cŕıticas, las otras figuras de mérito utilizadas para evaluar las diferentes
sendas de transición son la evolución de las emisiones de CO2 asociadas a la generación de
electricidad, el porcentaje de la demanda anual que es cubierto con generación renovable y la
enerǵıa renovable que resultaŕıa desperdiciada al no poder ser almacenada. Por último, para
cada año se analiza la potencia máxima de centrales de gas (ciclo combinado) utilizada, aśı
como el factor de capacidad anual de las centrales de gas y biomasa. Aunque en el año 2030
la potencia necesaria de centrales de gas pudiera ser inferior a la que hay instalada en la
actualidad, no se puede descartar a priori que durante los años intermedios, en particular tras
el cierre de otras fuentes de generación como nucleares y centrales de carbón, sea necesario
un aporte elevado de las centrales de ciclo combinado.

La evaluación de las diferentes sendas de transición se realiza en base a una simulación
horaria. Para cada hora, la cantidad de enerǵıa que genera cada tecnoloǵıa y el orden en el
que estas se despachan para cubrir la demanda necesaria son determinados por el algoritmo
descrito en el caṕıtulo 4. Este algoritmo que asume algunas tecnoloǵıas como no controlables
(nuclear y carbón3), prioriza el uso de enerǵıas renovables, y solo utiliza las centrales de bio-
masa y gas para cubrir la enerǵıa en caso de ser necesario. La enerǵıa generada por algunas
de las tecnoloǵıas (nuclear, carbón, cogeneración, minihidraúlica, CSP, fotovoltaica y eólica)
está determinada por factores de capacidad horarios, mientras que otras tecnoloǵıas (hidro-
eléctrica, ciclo combinado, biomasa) generan enerǵıa solo cuando sea necesario y el algoritmo
lo imponga.

Para aquellas tecnoloǵıas cuya generación viene impuesta por un factor de capacidad
horario es necesario, en primer lugar, calcular cuánta genera cada tecnoloǵıa en una hora
h del año k. Para ello, la potencia instalada de la tecnoloǵıa se multiplica por el factor de
capacidad horario de dicha tecnoloǵıa. Por un lado, la potencia instalada se calcula asumiendo
una evolución lineal de la potencia instalada entre los años k−1 y k, es decir, para la hora h del
año k la potencia acumulada se calcula como Ph = Pk−1 + h(Pk −Pk−1)/8760. Por otro lado,
los factores de capacidad horarios se calculan utilizando series temporales históricas. Con
el objetivo de caracterizar la variabilidad anual de las tecnoloǵıas cuya generación resulta
impuesta por el factor de capacidad horario correspondiente, para cada una de ellas, se ha
obtenido una colección de series temporales basadas en datos históricos de diferentes años.
Por ejemplo, supongamos el caso de la eólica: uno de los factores de capacidad horarios de
esta tecnoloǵıa se obtiene dividiendo la generación eólica en España peninsular para cada
hora del año 2010 entre la potencia eólica que hab́ıa instalada en ese año.

Mediante la combinación de los factores de capacidad horarios históricos se genera una
serie de conjuntos de series temporales (por ejemplo, eólica en 2010, nuclear en 2013, CSP
en 2015, etc.) que se utilizan para simular cada uno de los años de la senda de transición
bajo análisis. Cada uno de los conjuntos obtenidos incluye además una serie temporal co-
rrespondiente a la evolución horaria de la demanda de electricidad (obtenida como el ratio

3Aunque las centrales de carbón son controlables, en este trabajo se ha considerado que la enerǵıa producida
por esta fuente estará determinada por su factor de capacidad horario. Este comportamiento representa el
hecho esperable de que, mientras exista potencia instalada de carbón, el reducido precio con el que se oferta
en el mercado se traducirá en que la enerǵıa que genere esta fuente será similar a la de años anteriores. La
disminución de enerǵıa generada con carbón en años futuros vendrá impuesta por la potencia retirada cada
año que se establece cada senda de transición

13



entre la demanda horaria y la demanda media para un determinado año en el pasado), aśı
como una serie temporal correspondiente a la evolución del producible hidráulico. Este últi-
mo se define como la cantidad de lluvia recogida en los embalses de centrales hidroeléctricas,
convencionales y mixtas, expresada en unidades de enerǵıa, es decir, se trata del número de
kilovatios-hora que se podŕıan producir con esa lluvia. El caṕıtulo 3 describe minuciosamente
cómo se obtienen los factores de capacidad horarios para cada tecnoloǵıa y cómo se seleccio-
nan las combinaciones de series temporales que sean más dispares entre śı. De esta manera,
se seleccionan 900 combinaciones de series temporales, lo cual representa una solución de
compromiso que limita el tiempo de cálculo requerido y simultáneamente permite incluir una
gran variabilidad de condiciones meteorológicas. Cada año de cada senda de transición es
analizado mediante la simulación de 900 conjuntos de series temporales, entre las cuales se
incluyen situaciones particularmente severas en las que coinciden simultáneamente series tem-
porales correspondientes a años con reducido recurso eólico y solar, junto con bajo producible
hidráulico. Por ejemplo, una de las combinaciones incluye un factor de capacidad anual para
la eólica (correspondiente al año 2011) un 8 % inferior al valor medio de este recurso duran-
te el periodo 2010-2015, un factor de capacidad anual fotovoltaico anual (correspondiente al
año 2010) un 5 % inferior al valor medio de este recurso en el peŕıodo 2010-2015 y una serie
temporal para el producible hidráulico (correspondiente al año 1992) cuyo valor integrado a
lo largo del año resulta un 24 % inferior a la media de este recurso en el peŕıodo 1991-2015.

Como muestra la figura 2.1, para cada año de la senda de transición bajo análisis se
resuelve el mix de generación horario utilizando un algoritmo de llenado de la demanda y
repitiendo las simulaciones para diferentes conjuntos de series temporales. Los resultados que
arrojen estas simulaciones pueden emplearse para analizar diversos parámetros de mérito
desde un punto de vista estad́ıstico; con ello nos referimos a la estimación de distribuciones
estad́ısticas que proporcionen información tanto de valores medios como de dispersión. Estas
distribuciones se mostrarán en términos de percentiles. Las principales variables a estudiar
son los criterios previamente definidos para evaluar la senda de transición.

Figura 2.1: Esquema del análisis del sistema eléctrico peninsular para cada senda de transición analizada.

En definitiva, el funcionamiento del modelo se puede resumir diciendo que, para cada senda
de transición analizada (evolución de potencia instalada y retirada de cada tecnoloǵıa junto
con la evolución de la demanda eléctrica agregada asumida entre 2017 y 2030) y basándose
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en los factores de capacidad horarios de ciertas tecnoloǵıas en el pasado, se comprueba que
no se producen “apagones” y se utilizan procedimientos estad́ısticos para determinar las
distribuciones de probabilidad del número de horas cŕıticas (donde la demanda es cercana
a la generación disponible), las emisiones de CO2, el porcentaje de generación de origen
renovable, la enerǵıa renovable desperdiciada al no poder almacenarse y la máxima potencia
de gas utilizada.
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Caṕıtulo 3

Series temporales

En primer lugar, utilizando la información de la generación horaria y la potencia instalada
en años anteriores suministrada por REE [2], se obtienen varias series temporales que repre-
sentan factores de capacidad horarios de cada tecnoloǵıa. Esta operación se lleva a cabo solo
para las tecnoloǵıas cuya generación estará determinada por el factor de capacidad horario
correspondiente (nuclear, carbón, cogeneración, minihidraúlica, CSP, fotovoltaica y eólica).
Cada factor de capacidad horario es un vector de 8.760 posiciones con valores comprendidos
entre 0 y 1. Para cada hora h, el valor del factor de capacidad se calcula como el valor de
la generación de una tecnoloǵıa en la hora h de un determinado año k (donde k es anterior
a 2016) dividido entre la potencia acumulada de dicha tecnoloǵıa en la hora h de ese año.
Como REE suministra la potencia instalada a 31 de diciembre, se considera que la potencia
instalada evoluciona linealmente a lo largo del año. De esta manera, la potencia en la hora
h del año k se calcula como Ph = Pk−1 + h(Pk − Pk−1)/8760. En la figura 3.1 se muestran
algunos de estos factores de capacidad horarios.

Para las tecnoloǵıas controlables (gas, biomasa e hidráulica convencional, mixta y de
bombeo puro) la enerǵıa producida no estará determinada por un factor de capacidad, sino
que depende de la aplicación del algoritmo (y a su vez de la demanda y generación del resto
de tecnoloǵıas). Para estas tecnoloǵıas se calcula la potencia instalada, y por tanto la máxima
enerǵıa que podrán generar, en la hora h del año k como Ph = Pk−1 +h(Pk −Pk−1)/8760. En
nuestro modelo, la enerǵıa generada mediante centrales de carbón y nucleares tiene prioridad
de entrada frente a las fuentes renovables porque es la propia senda de transición la que impone
la disminución de la enerǵıa generada por estas fuentes mediante la reducción de la potencia
acumulada. En este sentido, se consideran fuentes no controlables ya que la enerǵıa que
generen en cada hora viene determinada por su factor de capacidad horario. Esta aproximación
garantiza que la evolución de la enerǵıa generada por las centrales de carbón y nucleares entre
una hora y la siguiente representa valores factibles pues, de hecho, son gradientes que ya se han
producido en el pasado. Por simplicidad, y puesto que ninguna senda incluye la instalación
adicional de potencia CSP, el modelo actual considera esta fuente como no controlable, es
decir, su generación viene determinada por el factor de capacidad horario correspondiente.
Sin duda, seŕıa muy interesante incluir la consideración de esta fuente como controlable en
futuras versiones del modelo. Se realizan, además, las siguientes aproximaciones:

1. En la información que suministra REE, la generación horaria mediante cogeneración,
térmica renovable (principalmente biomasa) y minihidraúlica se reporta de manera con-
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Figura 3.1: Factores de capacidad horarios para varias tecnoloǵıas calculados en base a la enerǵıa generada
y la potencia instalada históricas. También se muestran las series temporales horarias correspondientes a la
demanda de electricidad relativa a la demanda horaria media y el producible hidráulico. Todas las series han
sido obtenidas a partir de datos de 2014.

junta en el apartado denominado Resto de Régimen Especial. De manera que el factor
de capacidad horario para cogeneración y minihidráulica es el mismo y se obtiene di-
vidiendo la generación del Resto de Régimen Especial entre la suma de las potencias
disponibles de cogeneración, térmica renovable y minihidraúlica. Puesto que, en las sen-
das de transición analizadas, las potencias de cogeneración y minihidráulica permanecen
constantes e iguales a las de 2016 , esta aproximación no causará un error apreciable.

2. En la información que suministra REE, la enerǵıa generada horaria mediante fotovol-
taica y CSP se reporta de manera conjunta en el apartado denominado Solar. El factor
de capacidad para la tecnoloǵıa CPS se obtiene dividiendo la generación Solar entre la
suma de las potencias acumuladas de fotovoltaica y CSP. Puesto que en las sendas de
transición analizadas la potencia CSP permanece constante e igual a la de 2016, esta
aproximación no causará un error apreciable.

3. El caso de la fotovoltaica es diferente. Asumir para esta tecnoloǵıa un factor de capacidad
“contaminado” por el comportamiento de la CSP introduciŕıa errores notables, pues el
almacenamiento que permite la generación de plantas CSP en horas con baja irradiancia
no tiene sentido alguno en el caso de la fotovoltaica. Este aspecto, junto con el hecho
de que posteriormente se analizarán sendas de transición con una contribución muy
significativa de fotovoltaica, requiere de la obtención de factores de capacidad horarios
más representativos de esta tecnoloǵıa. El cálculo de estos factores de capacidad se
detalla en la sección 3.2

4. Aunque REE también suministra información horaria de los intercambios de enerǵıa con
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el sistema eléctrico balear y a través de las conexiones internacionales, esta información
no se utiliza en el modelo. Esto es equivalente a considerar el sistema peninsular una
isla eléctrica. Imponer que el intercambio de electricidad con el exterior sea nulo resulta
una hipótesis conservadora, si la senda de transición estudiada es capaz de garantizar
el suministro funcionando de manera aislada, también lo será al conectarse a otros
sistemas. El análisis de cómo influye la capacidad de interconexión con otros sistemas
es, sin duda alguna, muy interesante pero escapa a los objetivos de este trabajo.

Junto con los factores de capacidad horarios de las diferentes tecnoloǵıas es necesario
obtener información sobre la evolución horaria de la demanda agregada de electricidad y del
producible hidráulico. Para la demanda, REE también suministra información horaria que
permite obtener una serie temporal dividiendo el valor de la demanda agregada en cada hora
h entre la demanda agregada media del año k (donde k es anterior a 2016).

Para el producible hidráulico, definido como la cantidad de enerǵıa que, debido a la lluvia,
se añade a los embalses de las centrales hidroeléctricas, REE suministra valores mensuales.
En este caso se ha asumido que el producible generado cada d́ıa del mes es igual al producible
mensual dividido entre el número de d́ıas del mes. Del mismo modo, el producible generado
en un d́ıa se reparte uniformemente entre las 24 horas para obtener una serie temporal horaria
que represente el producible hidráulico. Esta aproximación se fundamenta en el hecho de que
la producción asociada a una reserva hidroeléctrica no depende directamente del aporte de
agua por la lluvia en cada hora, por lo tanto, considerar que la lluvia se reparte de manera
uniforme a lo largo del d́ıa no influye sobre la producción horaria de esta tecnoloǵıa.

En relación a los factores de capacidad calculados para la eólica, merece la pena resaltar
el hecho de que el procedimiento actual (mediante el cual se utilizan factores de capacidad
obtenidos a partir de series de generación históricas para representar el funcionamiento futuro
de una tecnoloǵıa) supone una hipótesis conservadora. A medida que se desarrolla la tecnoloǵıa
eólica, gracias a mejoras en las curvas de potencia de los nuevos aerogeneradores, es esperable
un aumento de los factores de capacidad de esta tecnoloǵıa [35]. Este aumento seŕıa todav́ıa
mucho más pronunciado si parte de la potencia eólica instalada en el futuro es offshore.

3.1. Caracteŕısticas de las centrales hidroeléctricas españolas

En la España peninsular existen tres tipos de centrales hidroeléctricas de gran potencia.
El adjetivo convencional se utiliza para designar aquellas centrales conectadas a un almace-
namiento irreversible, es decir, centrales donde se utiliza una presa para almacenar el agua
vertida por un ŕıo que se libera después para generar electricidad. Las centrales de almace-
namiento puro son aquellas donde se almacena enerǵıa bombeando agua a un depósito que
está a una altitud mayor que la de un segundo depósito conectado con la central. Por último,
las centrales mixtas están habitualmente instaladas entre dos depósitos a diferente altura,
ambos con vertido de un ŕıo. En principio, la operación de estas plantas depende de la época
del año. En época seca, cuando los depósitos están en niveles muy bajos, se pueden operan
como plantas de almacenamiento puro. En época húmeda, pueden funcionar como plantas
convencionales. En la práctica, algunas de las centrales mixtas de la peńınsula funcionan to-
do el año de manera similar a una central de bombeo puro mientras que otras lo hacen de
manera similar a una convencional [29]. Además, existen centrales hidroeléctricas de pequeña
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potencia (minihidráulica) que suelen utilizar pequeños saltos de agua en ŕıos y que suman
aproximadamente 2,1 GW de potencia.

Tabla 3.1: Capacidad de almacenamiento y potencia para cada conjunto de centrales hidroeléctricas en 2016.
Se consideran estas caracteŕısticas fijas a lo largo de las sendas de transición analizadas. aLa potencia total
de generación hidroeléctrica (20.300 MW), la potencia de minihidraúlica y la potencia de bombeo se reporta
en los informes anuales de REE [2]. bLa potencia de las centrales mixtas se reporta en la tesis de S. Galbete
[29]. cLa capacidad de almacenamiento total de los embalses (18.500 GWh) se reporta en el informe mensual
de REE [2]. dLa capacidad de almacenamiento de los embalses de bombeo puro y mixto proviene de la tesis
de S. Galbete [29]. En el caso de los embalses mixtos, la referencia indica una capacidad de 6.234 hm3 que,
utilizando la conversión 0,33 GWh/hm3, equivalen aproximadamente a 2.000 GWh. eEl estado de llenado
mı́nimo y máximo de los embalses se fija para simular el comportamiento habitual de los embalses que es
reportado en los informes mensuales de REE [2]. fPara las centrales convencionales y mixtas, el mı́nimo estado
de llenado se fija mediante una curva de forma convexa que reproduce el nivel mı́nimo de llenado histórico
de los embalses durante los últimos 25 años de manera que durante los meses secos dicho valor es el 30 % y
alcanza valores superiores en los meses húmedos. Otros autores consideran un 30 % como el nivel mı́nimo de
llenado de embalses durante todo el año [9]. En el caso de que tenga lugar una hora donde la generación no
seŕıa capaz de cubrir la demanda se permite que excepcionalmente, y solo para esa hora, el nivel mı́nimo de
llenado disminuya hasta el 20 %.

Potencia
generación
(MW)

Potencia
bombeo
(MW)

Capacidad
almace-
namiento
(GWh)

Estado de llenado
mı́nimo

Estado de
llenado
máximo

Hidroeléctricas
convencionales

12.700 0 16.500 30 %e (20 %f ) 78 %e

Hidroeléctricas
mixtas

2.200b 2.200b 2.000d 30 %e (20 %f ) 78 %e

Hidroeléctricas
de bombeo puro

3.300a 3.500a 73d 0 %e 100 %

Mini hidráulica 2.100a

Total 20.300a 5.700 18.500c

3.2. Generación de factores de capacidad horarios fotovoltai-
cos

El cálculo de los factores de capacidad horarios representativos de la tecnoloǵıa fotovoltaica
en la peńınsula no puede realizarse del mismo modo que para el resto de tecnoloǵıas. El
motivo reside en que, en el momento de la realización de este informe, REE suministraba
la producción solar agregada, es decir, la suma de la producción de la tecnoloǵıa CSP y
fotovoltaica. Aśı, dividiendo la generación solar horaria por la suma de la potencia acumulada
de CSP y fotovoltaica se obtiene un factor de capacidad que denominamos Solar. Este factor de
capacidad se considera válido para representar el comportamiento de la CSP por dos motivos.
En primer lugar, el hecho de incluir generación fotovoltaica se traduce en un aumento de la
enerǵıa producida cuando los niveles de radiación son altos. Aunque este hecho modifica
ligeramente el factor de capacidad de la CSP en esos momentos, no introduce un error muy
significativo. En segundo lugar, en las sendas de transición analizadas hasta el momento, se
considera que la potencia CSP disponible permanece constante e igual al valor que ya hab́ıa
instalado en 2016. De esta forma, el impacto de las imprecisiones en los factores de capacidad
queda limitado por la reducida potencia considerada de esta tecnoloǵıa.
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Los argumentos anteriores operan en sentido contrario para el caso de la fotovoltaica.
En primer lugar, utilizar el factor de capacidad solar que incluye valores distintos de cero
en horas nocturnas (originados por la acumulación que permiten las centrales de enerǵıa
CSP) resulta erróneo. En segundo lugar, en la mayoŕıa de sendas de transición analizadas,
la fotovoltaica supone uno de los pilares en los que se apoya la transición y, por tanto, al
aumentar significativamente la potencia fotovoltaica instalada es indispensable reproducir de
manera adecuada los factores de capacidad horarios de dicha tecnoloǵıa.

En este caso, la aproximación utilizada para obtener factores de capacidad horarios que
representen la tecnoloǵıa fotovoltaica en la España peninsular consiste en partir de series tem-
porales de radiación solar y utilizar un programa de simulación para estimar cuánta enerǵıa
se produciŕıa. La radiación solar, la temperatura ambiente, la configuración de los paneles y la
eficiencia del resto del sistema influyen en la electricidad generada. El número de localizacio-
nes consideradas resulta también un parámetro importante ya que, al aumentar este número,
se agrega la enerǵıa producida en diferentes emplazamientos y se produce un suavizado de la
serie temporal de generación, aproximándose al comportamiento de la generación agregada a
nivel nacional.

En este caso se han considerado 35 localizaciones distribuidas a lo largo de España (mos-
tradas en la figura 3.2). Para cada emplazamiento, y para los años comprendidos entre 2010
y 2015, se utilizan los datos de radiación solar diarios medidos en las estaciones de la red
SIAR (Sistema de Información Agroclimática para el Regad́ıo) del Ministerio de Agricultura
y Pesca, Alimentación y Medioambiente [36]. Para cada localización se estima la generación
de electricidad utilizando el software libre SISIFO desarrollado por la Universidad Politécni-
ca de Madrid [37, 38]. Se considera una instalación estática con orientación sur e inclinación
óptima en cada localización y se asume que las instalaciones incluyen los mismos componentes
estándar en todas ellas.

Del mismo modo que se han definido previamente, los factores de capacidad horarios por
instalación son vectores que contienen, para cada una de las horas del año, el ratio entre
la electricidad generada (inyectada en media tensión) y la potencia instalada. El factor de
capacidad horario agregado se calcula como la media de todos los emplazamientos. Por último,
los factores de capacidad horarios de cada año se corrigen para que el factor de capacidad
anual coincida con los valores reportados por REE [2]. En este caso REE śı informa de la
enerǵıa generada anualmente incluyendo valores desagregados para CSP y fotovoltaica.

Sin duda, se podŕıan haber asumido otras hipótesis, como diferentes localizaciones, consi-
derar que el reparto de la potencia instalada es tal que favorece las zonas con mayor irradian-
cia, o asumir seguimiento a 1 o 2 ejes para algunas instalaciones. Sin embargo, consideramos
que la aproximación actual estima, con el grado de precisión requerido, los factores de capa-
cidad horarios representativos de la enerǵıa solar fotovoltaica en la peńınsula.
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Figura 3.2: Mapa de las localizaciones fotovoltaicas consideradas.

Figura 3.3: Para cada localización se muestra el factor de capacidad anual, definido como el ratio entre la
enerǵıa generada por la instalación y la que habŕıa generado si todas las horas del año hubiese operado a
potencia nominal. Para cada localización se muestran los valores para cada uno de los 6 años simulados y la
media

3.3. Selección de las combinaciones de series temporales

Como se ha descrito en el caṕıtulo 2, para ejecutar el algoritmo en un año determinado,
es necesario conocer previamente los factores de capacidad horarios de ciertas tecnoloǵıas no
controlables. En concreto, nos referimos a los factores de capacidad horarios de generación
de eólica, fotovoltaica, cogeneración, minihidráulica, nuclear y carbón (la generación de las
dos últimas se considera impuesta, como se ha mencionado previamente y, por tanto, no
controlable). También es necesario conocer las series temporales de demanda de electricidad
agregada y de producible hidráulico (que determina el ritmo al que se rellenan los embalses
con el agua de lluvia a lo largo del año). Todos estos datos deben ser conocidos con resolución
horaria para que el algoritmo resuelva, según los criterios implementados, el resto de variables
(generación de hidráulica, de biomasa, de ciclo combinado, etc.).

Si tuviésemos disponibles datos del factor de capacidad horario para un solo año para cada
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una de las tecnoloǵıas1 mencionadas, por ejemplo, los obtenidos con datos de 2010, entonces
bastaŕıa con correr el algoritmo una sola una vez para cada año del peŕıodo 2017-2030. Aunque
el coste computacional seŕıa bajo, los resultados de las sendas seŕıan poco fiables en tanto que
es poco realista suponer que, por ejemplo, el factor de capacidad horario eólico será idéntico
al observado en 2010 para todos los años entre 2017 y 2030. Los datos que pueden consultarse
en REE y que consideramos por lo tanto disponibles para este trabajo incluyen las siguientes
series temporales:

6 factores de capacidad horarios (correspondientes a los años 2010-2015) para eólica,
nuclear y carbón.

1 factor de capacidad horario (correspondiente al año 2014) para la solar (que se uti-
liza para representar el comportamiento de la CSP) y otro para la categoŕıa Resto de
Régimen Especial (que se utiliza para obtener el factor de capacidad horario de coge-
neración y minihidráulica). Debido a los diferentes criterios para definir qué engloban
estos conceptos (criterios que incluso a veces se ven modificados a mitad de año), solo
se dispone de un año con datos homogéneos.

25 series temporales (correspondientes a los años 1991-2015) de producible hidráulico.

6 series temporales (correspondientes a los años 2010-2015) de demanda eléctrica.

Además, contamos con 6 factores de capacidad horarios fotovoltaicos (correspondientes
a los años 2010-2016) que se han obtenido por el procedimiento detallado en la sección
3.2.

Si hiciésemos uso de todas las combinaciones posibles de las series temporales disponibles,
tendŕıamos que ejecutar el algoritmo, para cada año, un total de 65 ·25=194.400 veces, lo que
resulta inviable. Por tanto, es necesario realizar una selección de series temporales que permita
reducir las combinaciones a un número asumible desde el punto de vista computacional. Si
bien esta elección podŕıa ser aleatoria, con el objetivo de evitar situaciones redundantes hemos
elaborado un procedimiento para seleccionar aquellas series temporales que se diferencian
entre śı lo máximo posible, de modo que el algoritmo se ejecuta para situaciones lo más
dispares posible, manteniendo un compromiso entre el coste computacional y la robustez de
los resultados.

A modo de ejemplo, se describe el procedimiento de selección para el caso de la tecnoloǵıa
nuclear. La figura de mérito empleada para estimar la similitud entre dos series temporales
determinadas es la correlación lineal, que proporciona un valor entre -1 y 1, siendo 0 en caso de
que no exista correlación y 1 en caso de que las dos series sean idénticas (un valor cercano a -1
refleja la existencia de correlación, aunque inversa). El procedimiento comienza obteniendo la
matriz de correlaciones cruzadas entre los seis factores de capacidad horarios, que se muestra
gráficamente en la figura 3.4.

Como primer factor de capacidad horario seleccionado, se escoge aquél que es más parecido
a los demás. Dicho de otro modo, aquél que es más representativo del factor de capacidad
horario t́ıpico de esta tecnoloǵıa. Para ello, se suman los valores absolutos de la matriz de

1Para facilitar la lectura, abusamos del lenguaje utilizando la palabra “tecnoloǵıas” también para la de-
manda eléctrica agregada y el producible hidráulico.
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Figura 3.4: Matriz de correlación para los seis factores de capacidad horarios nucleares disponibles.

correlaciones a lo largo de cada fila (o de cada columna, ya que la matriz es simétrica) y se
selecciona el año que proporciona un valor mayor. Definimos el valor resultante de esta suma
como C1. En este caso, el factor de capacidad horario del año 2012 es el que muestra un mayor
valor de C1.

Como segundo factor de capacidad horario, se selecciona aquél que es más diferente al
primero escogido. Con esto se pretende capturar situaciones lo más diferentes posible, de
modo que los resultados obtenidos capturen la mayor variabilidad de entradas con el mı́nimo
número de combinaciones de series temporales. A partir de la tercera fila de la figura 3.4
(correspondiente al primer año seleccionado, 2012), se observa que se trata del factor de
capacidad horario del año 2011. Definimos como C2 el valor de la correlación entre 2011 y
2012.

Como tercer factor de capacidad horario se selecciona aquél que es más diferente a los dos
anteriormente escogidos. El motivo es el mismo que el empleado anteriormente. Para ello se
suman, para cada una de las series temporales restantes, las correlaciones (en valor absoluto)
con los factores de capacidad previamente seleccionados, es decir, 2011 y 2012, y se selecciona
aquél al que le corresponda un valor menor (que definimos como C3). En este caso se trata del
año 2010. El proceso sigue hasta tener ordenados los 6 factores de capacidad horarios. Este
orden resulta ser: 2012, 2011, 2010, 2014, 2013 y 2015. De este modo se ha establecido el orden
en el que es deseable seleccionar las series temporales. Aún queda por determinar cuántos
factores de capacidad horarios, procediendo en ese orden, serán seleccionados finalmente. La
figura 3.5 muestra la evolución del indicador de correlación (C1, C2, C3) según ha sido definido
previamente para cada tecnoloǵıa analizada.

A partir la figura 3.5 se pueden deducir varios aspectos interesantes. En primer lugar, se
observa que el nivel de similitud entre los factores de capacidad horarios de años diferentes es
muy bajo en el caso de la enerǵıa eólica, y muy elevado en el caso de la fotovoltaica, lo cual
era esperable. En segundo lugar, también era esperable la alta correlación observada entre
series temporales de demanda agregada de diferentes años, ya que el consumo eléctrico sigue
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Figura 3.5: Para cada tecnoloǵıa se muestra el indicador de correlación definido en el texto (C1, C2, C3...) en
función del número del número de series temporales que se seleccionen.

claramente patrones diarios y estacionales. Resulta contra intuitiva la baja correlación que
se aprecia entre la generación nuclear en diferentes años, ya que esta es una tecnoloǵıa que,
en principio, genera de manera constante. La explicación reside en los ciclos de reposición
de combustible en las centrales y las interrupciones no programadas, que provocan cambios
bruscos en generación nuclear (del orden de cientos de megavatios en pocos minutos). En base
a esta gráfica, se ha decidido seleccionar un mayor número de series temporales para aquellas
tecnoloǵıas que muestran menos similitud entre años diferentes. En cualquier caso, el número
mı́nimo se ha fijado en dos (para aquellas tecnoloǵıas donde están disponibles), ya que, según
lo expuesto, se trataŕıa de una primera serie temporal que es la más representativa de su
conjunto y una segunda lo más diferente posible a la primera.

Por último, conviene hacer otra observación. Hasta ahora se ha analizado la correlación
entre series temporales de una misma tecnoloǵıa. Sin embargo, también es posible analizar la
correlación cruzada entre diferentes tecnoloǵıas. De existir esta correlación, seŕıa posible ex-
plotar esta información vinculando series temporales de diferentes tecnoloǵıas, reduciendo aśı
el número de combinaciones necesarias. Tras un análisis de los datos disponibles, solamente
se ha apreciado correlación cruzada entre carbón y eólica. La figura 3.6 muestra una fuerte
correlación negativa entre los factores de capacidad horarios de carbón y de eólica del mismo
año, lo que significa que cuando una tecnoloǵıa genera mucho la otra genera muy poco, y
viceversa. Esta información era previsible ya que, si bien en este trabajo hemos considerado
el carbón como no controlable, en realidad este se ajusta (lentamente, no tan rápido como
la hidroeléctrica o los ciclos combinados) a la necesidad de generación. Esta necesidad opera
inversamente a la generación eólica, de modo que los d́ıas muy ventosos se observará gene-
ralmente una generación de carbón baja y al contrario. Por tanto, tiene sentido vincular los
factores de capacidad horarios de eólica y carbón para incorporar este efecto en las simulacio-
nes. Aśı se evitan combinaciones que impliquen, por ejemplo, usar simultáneamente el factor
de capacidad horario de eólica para 2013 junto con el factor de capacidad horario de carbón
de 2011. La manera de proceder será, una vez escogida la serie temporal de eólica, utilizar la
serie temporal del mismo año de carbón.

Utilizando el procedimiento descrito, se generan 900 combinaciones de series temporales
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Figura 3.6: Matriz de correlación para los seis factores de capacidad horarios correspondientes a eólica y carbón
disponibles.

distintas que se utilizan para analizar cada año de cada senda de transición. El número de
series temporales seleccionadas para cada tecnoloǵıa y los correspondientes años se resumen
en la tabla 3.2.

Tabla 3.2: Número de series temporales y año de origen considerados.

Tecnoloǵıa Nº de series temporales consideradas y años co-
rrespondientes

Eólica (+carbón) 6 (2010, 2011, 2012, 2013, 2014, 2015)
Nuclear 5 (2010, 2011, 2012, 2013, 2014)
Producible hidráulico 5 (1992, 1993, 1997, 2003, 2007)
Demanda agregada 3 (2011, 2013, 2015)
Fotovoltaica 2 (2010, 2012)
Solar térmica, CSP 1 (2014)
Régimen Especial 1 (2014)

Antes de pasar al siguiente apartado merece la pena añadir un comentario sobre el produci-
ble hidráulico. Las series temporales obtenidas para el producible hidráulico no solo muestran
una baja correlación entre ellas (ver figura 3.5) sino que, además, el valor del producible
anual vaŕıa mucho de un año a otro. El año 2005, que muestra el menor valor de producible
anual de todos los valores históricos disponibles, no ha resultado seleccionado mediante el
procedimiento expuesto y, por lo tanto, no forma parte de las 900 combinaciones de series
temporales utilizadas en las simulaciones (tabla 3.2). El análisis de las sendas de transición
de la sección 6 se ha repetido incluyendo el año 2005 sin que los resultados expuestos en dicha
sección variasen apreciablemente. De hecho, debido al procedimiento para determinar el mix
de generación en cada hora que se utiliza en este trabajo, la serie temporal de producible
hidráulico obtenida a partir de datos de 2007 resulta mucho más exigente que la de 2005.
El motivo es que, aunque el valor del producible anual es inferior en 2005, en el año 2007
se produjo un mayor número de meses consecutivos muy secos (con muy bajo producible
hidráulico). Durante estos meses, la enerǵıa hidroeléctrica que es posible generar permanece
en valores muy reducidos debido a la ausencia de lluvia que aumente el nivel de llenado de
los embalses. De hecho, la secuencia de seis meses consecutivos muy secos que se observa en
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2007 resulta ser la más extrema en el periodo para el que se disponen datos (1991-2015), por
lo que desde este punto de vista se podŕıa considerar que el 2007 es el año más cŕıtico desde
el punto de vista de la hidraulicidad.
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Caṕıtulo 4

Descripción del procedimiento para
cubrir la demanda horaria

El algoritmo implementado para determinar cómo es el mix de generación que cubre
la demanda agregada para cada hora tiene como objetivo minimizar las emisiones de CO2

derivadas de la generación de electricidad. Supongamos que intentamos determinar cómo
será el mix de generación en la hora h del año k de una determinada senda de transición
bajo análisis y asumiendo una determinada combinación de series temporales j de las 900
disponibles. Los pasos para cubrir la demanda seŕıan los siguientes:

1. La demanda de electricidad en la hora h se determina como el valor normalizado de
la serie temporal de demanda horaria (para el conjunto j) en h multiplicado por la
demanda media del año k. Esta última, a su vez, se obtiene utilizando la evolución
anual de la demanda agregada que incluye la senda de transición bajo análisis.

2. De manera equivalente, la enerǵıa disponible de cada tecnoloǵıa puede calcularse mul-
tiplicando el factor de capacidad de dicha tecnoloǵıa (para el conjunto j) en la hora h
por la potencia instalada en h según la senda de transición bajo análisis.

3. Antes de comenzar a rellenar la demanda, es necesario actualizar las variables que
representan el estado de llenado de los embalses de las centrales hidroeléctricas conven-
cionales y mixtas. El producible hidráulico de la hora h se reparte entre esos embalses
(proporcionalmente a la potencia total de cada conjunto de centrales hidroeléctricas de
un mismo tipo) y se añade a su estado previo de llenado. Se comprueba además que
estos embalses no superan su capacidad máxima. En el caso de que la capacidad máxima
se vea superada, se considera que el agua almacenada se vierte sin producir electricidad.

4. La demanda eléctrica en h empieza a cubrirse con la enerǵıa disponible nuclear.

5. La demanda eléctrica continúa cubriéndose con la enerǵıa disponible proveniente de
centrales de carbón1.

1La enerǵıa generada mediante carbón tiene prioridad, por ejemplo, ante las renovables, porque la senda
de transición introduce la reducción de generación con carbón al disminuir la potencia acumulada de esta
tecnoloǵıa (al igual que con las nuclear). Aśı queda solamente la biomasa y el gas como tecnoloǵıas para cubrir
finalmente la demanda. La generación de estas tecnoloǵıas se introduce, si es necesario, en los pasos 13 y 14.
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6. La demanda eléctrica continúa cubriéndose con enerǵıa disponible del Resto de Régimen
Especial (principalmente minihidráulica y cogeneración)2.

7. La demanda eléctrica continúa cubriéndose con enerǵıa disponible CSP.

8. La demanda eléctrica continúa cubriéndose con enerǵıa disponible fotovoltaica.

9. Si la enerǵıa disponible fotovoltaica es mayor que la demanda que falta por cubrir,
se comprueba si la enerǵıa excedentaria puede almacenarse. Se podrá almacenar tanta
enerǵıa como el valor inferior de los dos números siguientes: (a) la diferencia entre la
capacidad máxima de los embalses asociados a las centrales de bombeo puro y mixtas
y el estado de estos embalses; (b) la potencia máxima de bombeo de las centrales
de bombeo puro y mixtas. Si se ha almacenado enerǵıa, se actualiza el estado de los
embalses de bombeo puro y mixto. El almacenamiento de enerǵıa mediante bombeo y
posterior turbinado en una central hidroeléctrica tiene una eficiencia inferior a uno. En
este caso se considera una eficiencia del 70 %3, de manera que la enerǵıa susceptible
de ser almacenada se multiplica por este coeficiente para obtener el valor real de la
enerǵıa que podrá ser recuperada posteriormente. También resulta necesario establecer
un criterio de prioridad sobre el tipo de embalse que se utiliza. La enerǵıa excedentaria se
almacena prioritariamente en los embalses de bombeo puro. Cuando estos están llenos
se utiliza la capacidad de almacenamiento de las centrales hidroeléctricas mixtas. Si
todos los embalses están en su nivel máximo, la enerǵıa fotovoltaica que no pueda ser
almacenada resultará desperdiciada.

10. La demanda eléctrica continúa cubriéndose con enerǵıa disponible eólica.

11. Se repite el paso 9 para el caso de la enerǵıa eólica.

12. La demanda eléctrica continúa rellenándose con enerǵıa disponible hidroeléctrica.

a) La primera opción consiste en vaciar los embalses de bombeo puro4 para que estén
disponibles y permitan almacenar enerǵıa en horas futuras. Se podrá generar tanta
enerǵıa como el valor inferior de los dos números siguientes: (a) la diferencia entre
el estado de los embalses de bombeo puro y el mı́nimo de esos embalses; (b) la
potencia máxima de generación de las centrales de bombeo puro. Si se ha generado
enerǵıa, se actualiza el estado de los embalses de bombeo puro.

2El factor de capacidad horario que se obtiene a partir de los datos que REE reporta para el “Resto de
Régimen Especial” incluye la generación mediante minihidráulica, cogeneración y térmica renovable. Para
obtener el valor de la enerǵıa que se podŕıa generar con estas tecnoloǵıas se multiplica el factor de capacidad
horario por la suma de la potencia instalada de minihidráulica y cogeneración (la potencia para estas dos
tecnoloǵıas se considera constante durante todo el peŕıodo analizado e igual a la que ya hab́ıa instalada en
2016) más la potencia de biomasa que ya estaba instalada en 2016 (es decir, 743 MW). La potencia de biomasa
instalada a partir de esa fecha se considera controlable y por tanto su generación entra, si es necesario, en el
paso 13 del algoritmo.

3El valor de eficiencia se ha obtenido comparando los datos históricos suministrados por REE de enerǵıa
almacenada y generada en centrales hidroeléctricas. Además, este valor es coincidente con el que se establece
tanto en la regulación relacionada [39] como en trabajos anteriores [29]. Otros autores consideran una eficiencia
del 75 % para el proceso completo de almacenamiento-turbinado [9].

4Aqúı se podŕıan analizar distintas estrategias para el vaciado de los distintos tipos de reservas hidroeléctri-
cas de manera similar a lo hecho en [29]. Este análisis se reserva para trabajos posteriores.
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b) La segunda opción consiste en vaciar los embalses de las centrales mixtas para
que estén disponibles y permitan almacenar enerǵıa en horas futuras. Se podrá
generar tanta enerǵıa como el valor inferior de los dos números siguientes: (a) la
diferencia entre el estado de los embalses de las centrales mixtas y el mı́nimo de
esos embalses; (b) la potencia máxima de generación en centrales mixtas. Si se ha
generado enerǵıa, se actualiza el estado de los embalses de las centrales mixtas.

c) La tercera opción consiste en utilizar la generación disponible de centrales hidro-
eléctricas convencionales. Se podrá generar tanta enerǵıa como el valor inferior
de los dos números siguientes: (a) la diferencia entre el estado de los embalses de
las centrales hidroeléctricas convencionales y el mı́nimo de esos embalses; (b) la
potencia máxima de generación de hidroeléctrica convencional. Si se ha genera-
do enerǵıa, se actualiza el estado de los embalses de las centrales hidroeléctricas
convencionales.

13. La demanda eléctrica continúa cubriéndose con enerǵıa disponible de centrales de bio-
masa5.

14. La demanda eléctrica que falta se cubre con centrales de gas que utilicen un ciclo
combinado. Si la potencia de gas no es suficiente para satisfacer la demanda que resta
por cubrir, se permite una generación adicional hidroeléctrica asumiendo que el mı́nimo
nivel de llenado de los embalses asociados a las centrales hidroeléctricas y mixtas es
0,2. En la práctica esto supone establecer una cierto volumen de agua de reserva que
solo podrá ser utilizado en horas donde la demanda sea muy próxima a la generación
disponible. El resto de condiciones anteriormente expuestas para la hidroeléctrica (como
la potencia de generación máxima) también aplican en este caso.

15. Si, para alguna de las horas entre los años 2017 y 2030, la demanda de enerǵıa a
cubrir en este punto es no nula (y, por tanto, la generación disponible insuficiente para
cubrir la demanda esa hora), se considera que la senda de transición no es válida, y
queda descartada. Una vez calculado el mix de generación eléctrica para la hora h y
actualizada la situación de los embalses de centrales hidroeléctricas, se vuelve al punto
1 y se comienza el cálculo del mix de generación para la hora h + 1.

En el estado inicial, correspondiente a la primera hora del año 2017, se asume que todos los
embalses (convencionales, mixtos y de bombeo puro) tienen un nivel de llenado del 30 %. De
este modo, al imponer el mismo nivel de llenado inicial y mı́nimo permitido, se garantiza que
los embalses hidroeléctricos no actúen como generadores netos el primer año. Esta hipótesis
no tiene ningún impacto en los resultados finales, ya que los años iniciales son aquellos en los
que el sistema está más sobredimensionado, es decir, el exceso de potencia instalada hace que
el sistema nunca llegue a una situación cŕıtica. Para los años posteriores, el estado de llenado
inicial de los embalses en la primera hora del año, será igual al valor mediano del estado de
llenado de los embalses en la última hora del año anterior considerando las 900 combinaciones
de series temporales ejecutadas.

5Se asume que el recurso de biomasa disponible en España será tal que, en caso de ser requerido, las centrales
de biomasa podrán funcionar a máxima potencia en cualquier hora del año. Esta hipótesis es razonable en
tanto que la potencia instalada de centrales de biomasa sea pequeña. En el análisis posterior de las sendas se
incluyen algunas consideraciones adicionales.
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El algoritmo implementado que tiene por objetivo minimizar la emisión de gases de efec-
to invernadero asociada a la generación de electricidad implica que aquellas tecnoloǵıas de
respaldo, en especial el ciclo combinado, funcionen con un esquema diferente al actual. Es
previsible que el coste unitario de estas centrales aumente por el presumible aumento del
número de encendidos y apagados de las turbinas [40]. En el caso de las centrales de bioma-
sa, Galbete y sus coautores [31] resaltan un aspecto importante. Aunque inicialmente estas
centrales estaban diseñadas para funcionar con variaciones leves de la potencia entregada, los
recientes cambios normativos6 han incentivado un comportamiento de las centrales en el que
se producen grandes variaciones de la potencia que suministran en intervalos de tiempo infe-
riores a la hora. Este comportamiento viene motivado por la limitación en el número de horas
de generación retribuidas de forma que, para garantizar su rentabilidad, deben modificar su
régimen de funcionamiento y adaptar su producción en función del precio del combustible
y del precio esperado en el mercado. De esta forma, un resultado colateral de estos cambios
normativos es la demostración de que las centrales térmicas de biomasa aportan la flexibilidad
suficiente para compensar la generación renovable cuando sea necesario.

6R.D.-Ley 1/2012 y R.D. 413/2014.
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Caṕıtulo 5

Parámetros de mérito definidos
para el análisis de las sendas de
transición

Una vez obtenido el mix de generación para cada hora del año, se calculan los siguientes
parámetros de mérito que servirán posteriormente para evaluar la senda de transición bajo
análisis.

(a) Distribución de probabilidad del Índice de Cobertura Horario
El Índice de Cobertura Horario ICHh se define, para cada hora h, como el ratio entre la
generación total disponible y la demanda horaria. En el término generación total disponible
se incluye la enerǵıa máxima que podŕıan generar aquellas fuentes de generación controlables
(carbón1, hidroeléctrica, biomasa y gas) y la enerǵıa disponible calculada en base al factor de
capacidad horario correspondiente que pueden generar las tecnoloǵıas no controlables (nuclear,
minihidraúlica, cogeneración, CSP, fotovoltaica, eólica).

Generación disponibleno controlable
h = Enuclear

h + Eeólica
h + EFV

h + Ecogen
h + Eminihidro

h + ECSP
h

(5.1)

Generación máximacontrolable
h = Emax,carbón

h + Emax,hidro
h + Emax,biomasa

h + Emax,gas
h (5.2)

ICHh =
Generación disponibleno controlable

h + Generación máximacontrolable
h

Demanda agregadah
(5.3)

En el caso de la hidroeléctrica, el cálculo de la enerǵıa máxima producible en cada hora
toma en consideración, además de la potencia instalada de esta tecnoloǵıa en cada tipo de
central, el estado de los diferentes embalses. Es decir, la enerǵıa máxima que puede generar
la hidroeléctrica instalada se calcula como el mı́nimo de la potencia hidroeléctrica instalada

1Para el cálculo del ı́ndice de cobertura horario se considera el carbón controlable. En este caso estamos
asumiendo que, puesto que el mercado se resuelve t́ıpicamente un d́ıa antes, en caso de ser necesario utilizar
la máxima enerǵıa de carbón disponible existiŕıa tiempo suficiente para alcanzar este valor.
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(convencional, mixta y de bombeo puro) y la suma para cada tipo de embalses de la diferencia
entre el estado del embalse y el mı́nimo valor permitido.

(b) Número de horas cŕıticas
Habitualmente, el parámetro que suele utilizarse para evaluar un sistema eléctrico es el ı́ndice
de cobertura anual, definido como el cociente ente la potencia en firme (o controlable) de un
sistema y el pico de demanda. Aunque este parámetro tiene la virtud de aportar, de manera
muy sencilla, una indicación sobre el dimensionado del sistema también tiene algunos defectos.
El primero es que evalúa la seguridad de suministro del sistema en base a un único momento
temporal, aquel en el que la demanda es máxima, y por tanto, la situación más cŕıtica, pero
no aporta información de cuántas horas a lo largo del año se produce una configuración
del sistema cercana al valor cŕıtico. El segundo problema, y quizás más importante es que,
a medida que aumenta la potencia renovable instalada, el ı́ndice de cobertura disminuye sin
tener en cuenta el tipo de tecnoloǵıa que se instala o la capacidad del almacenamiento presente
en el sistema. Para superar esta limitación se han propuesto unos coeficientes de firmeza2 que
permiten tener en cuenta la potencia instalada de cada tecnoloǵıa, tanto renovable como no
renovable, a la hora de calcular el ı́ndice de cobertura global. Sin embargo, no existe mucha
evidencia sobre cómo de pertinentes son los valores propuestos para estos porcentajes de
disponibilidad. Además, los valores propuestos se consideran fijos y solo dependientes de la
tecnoloǵıa considerada cuando resulta obvio que el coeficiente que representa cómo contribuye
una tecnoloǵıa a garantizar el suministro horario de un sistema puede mostrar importantes
variaciones temporales, por ejemplo, diarias en el caso de la fotovoltaica o estacionales en el
caso de la eólica).

En nuestro modelo se calcula, para cada año, el número de horas cŕıticas, que se definen
como aquellas donde el ı́ndice de cobertura horario es inferior a 1,2.

Nhoras cŕıticas =
∑
año

horas cŕıticas donde ICH(hora cŕıtica) < 1, 2 (5.4)

Además, como se ha mencionado previamente, en caso de que en una hora la enerǵıa gene-
rada no sea capaz de suministrar toda la demanda, la senda de transición analizada queda
automáticamente descartada.

(c) Emisiones de dióxido de carbono asociadas
Una vez es conocido el mix de generación para cada hora del año, se pueden estimar las
emisiones de CO2 asociadas. Para el carbón, gas, biomasa y cogeneración se han utilizado datos
históricos de REE [2] para obtener la intensidad de carbono (grCO2/kWh) de la electricidad
generada por cada una de estas tecnoloǵıas. Para el resto de tecnoloǵıas se utiliza la tasa de
emisión de CO2 calculada en base al Análisis del Ciclo de Vida de dicha tecnoloǵıa, es decir,
que tiene en cuenta no solo las emisiones durante la operación sino también las asociadas a
su fabricación, instalación y desmantelamiento [41, 42].

2La Propuesta de Real Decreto por el que se regulan los mecanismos de capacidad e hibernación fechada el 18
de julio de 2013 incluye los siguientes coeficientes de firmeza para las distintas tecnoloǵıas: nuclear 95 %, carbón
nacional 95 %, carbón importación 96 %, fuel-gas 85 %, ciclo combinado 94 %, hidráulica convencional 45 %,
cogeneración 70 %, biomasa 50 %, minihidraúlica 30 %, eólica terrestre 9 %, eólica marina 10 %, fotovoltaica
0 %, CSP 30 %.
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Tabla 5.1: Emisiones de CO2 asociadas a la generación de diferentes tecnoloǵıas basadas en el Análisis del
Ciclo de Vida [41, 42] (indicadas con un asterisco). Los valores para carbón, gas, biomasa, y cogeneración se
han estimado utilizando datos históricos proporcionados por REE [2].

grCO2/kWh

Carbón 950
Gas (ciclo combinado) 370
Biomasa 170
Cogeneración 370
Nuclear* 16
Hidráulica/Minihidráulica* 4
Eólica* 12
Fotovoltaica* 20
Solar térmica, CSP* 22

(d) Porcentaje de generación renovable
Una vez calculado el mix de generación para cada hora del año, se puede calcular directamente
el porcentaje de esta generación que tiene su origen en fuentes renovables cada año.

(e) Enerǵıa renovable desperdiciada
La enerǵıa de origen renovable que no se puede utilizar porque el exceso de generación se
produce en momentos donde la capacidad de almacenamiento está saturada se integra a
lo largo de cada año. Para obtener un valor que sea más ilustrativo, la enerǵıa renovable
desperdiciada se expresa como porcentaje del total de la enerǵıa renovable que potencialmente
se podŕıa haber generado, es decir, asumiendo almacenamiento ilimitado.

(f) Máxima potencia de ciclo combinado utilizada
Para cada año, se evalúa el valor la máxima potencia instantánea de centrales de gas que se ha
utilizado. Tras el posterior procesado estad́ıstico, esta información permitirá evaluar cuánta
potencia de esta tecnoloǵıa será necesaria no solo en el último año de este análisis, 2030, sino
también durante los años intermedios.

(g) Factor de capacidad anual de biomasa y gas
Por último, con el fin de conocer cómo será el funcionamiento de las centrales de respaldo
(biomasa y gas) se evalúa el factor de capacidad anual de dichas tecnoloǵıas.
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Caṕıtulo 6

Resultados y discusión

En los siguientes apartados se describen varias sendas de transición y se comparan los
resultados obtenidos para cada una de ellas. En primer lugar, en el apartado 6.1, se describe
en detalle la senda de transición A que sirve para ilustrar el tipo de información que permite
obtener el modelo.

6.1. Senda de transición A

En la senda de transición A se asume que se implementan medidas de ahorro y eficiencia
de tal forma que la demanda agregada de electricidad en la España peninsular aumenta con
una tasa de 0,5 %/año. Como se analiza más adelante en el texto, si las medidas de ahorro
y eficiencia consiguen estabilizar la demanda anual del sector eléctrico o incluso obtener
una tasa de variación negativa, la enerǵıa restante hasta alcanzar el mencionado 0,5 %/año
podŕıa emplearse en electrificar otros sectores reduciendo sus emisiones de CO2. Los sectores
susceptibles de ser electrificados en el corto plazo son el transporte, la calefacción residencial y,
en menor medida, la industria. Además, en la senda de transición A se realizan las siguientes
hipótesis sobre la instalación de potencia renovable: se instalan anualmente 4 GW fotovoltaicos
hasta alcanzar una potencia acumulada total de 56 GW; se instalan anualmente 2 GW eólicos
hasta alcanzar una potencia acumulada total de 48,8 GW; se instalan anualmente 0,5 GW de
biomasa durante los tres primeros años de la senda hasta alcanzar una potencia acumulada
total de 2,2 GW. En cuanto a la enerǵıa nuclear, se asume que los permisos de explotación
actualmente vigentes no se renuevan, de manera que la última central dejaŕıa de funcionar en
2024. Una parte de las centrales de carbón se cierra a final de 2023 y el resto a final de 2025.
La figura 6.1 muestra la evolución temporal de la potencia acumulada por tecnoloǵıas en esta
senda. A continuación, se añaden algunas justificaciones para las hipótesis asumidas.

Con respecto a la hipótesis de incremento de la demanda, el porcentaje anual asumido del
0,5 % puede ser percibido como una estimación insuficiente (otros trabajos suponen valores en
el entorno del 1 %-2 %). Sin embargo, es importante señalar que, en un escenario de transición
energética eficiente, el crecimiento de la demanda no es un requisito para el crecimiento
del bienestar. En este sentido cabe referenciar los escenarios EUCO30 [43] de la Comisión
Europea, en los que se impone el cumplimiento de los compromisos adquiridos por la Unión
Europea (UE) en términos de emisiones, renovables y eficiencia de la manera más costo-
efectiva. Estos escenarios arrojan un cambio en el consumo de electricidad en España del
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Figura 6.1: Potencia acumulada por tecnoloǵıas asumida para el 1 de enero de cada año en la senda de transición
A.

-0,5 % anual durante 2010-2020 y del -0,3 % durante 2020-2030. Para el conjunto de la UE,
estos porcentajes son del 0,1 % en ambas décadas.

También merece la pena destacar que la evolución de potencia que se ha considerado para
las distintas renovables es, sin lugar a dudas, factible. El tiempo de construcción de parques
fotovoltaicos y eólicos está entre 6 meses y 2 años, lo cual permitiŕıa que, con la necesaria
estabilidad regulatoria y mediante procesos competitivos como subastas, se recorriese la senda
de instalación de potencia asumida para esas tecnoloǵıas. Para el caso de la tecnoloǵıa con
mayor tasa de instalación anual, la fotovoltaica, el ejemplo de Alemania resulta muy ilustra-
tivo. En la última década se han instalado en este páıs una medida de más de 4 GW anuales
(en algunos años la tasa ha sido mucho mayor, por ejemplo, en los años 2010, 2011, 2012 la
instalación de potencia fotovoltaica superó los 7 GW/año) de manera que Alemania contaba
a finales de 2016 con una potencia fotovoltaica acumulada de 41,2 GW [44].

Las últimas dos subastas de potencia renovable que tuvieron lugar en España en 2017
determinaron una capacidad a instalar de 4.107 MW eólicos y 3.910 MW fotovoltaicos1.
Aunque los procedimientos establecidos para determinar las ofertas ganadores en esas subastas
son muy criticables, el orden de magnitud de la potencia a instalar es otra prueba más de lo
realistas que pueden llegar a ser las tasas de instalación anual de potencia eólica y fotovoltaica
consideradas en la senda A. En cuanto a las tecnoloǵıas cuyo desarrollo podŕıa suponer un
mayor impacto ambiental, la potencia hidroeléctrica (de gran y pequeño tamaño) permanece
constante a lo largo de toda la senda mientras que la potencia acumulada de biomasa se ha
limitado a 2,2 GW.

En cuanto a las centrales que generan electricidad utilizando carbón, desde el 1 de enero de
2016, estas instalaciones debeŕıan cumplir con los Valores Ĺımite de Emisiones establecidos en
la Directiva de Emisiones Industriales de 2010. Sin embargo, algunas de estas centrales (que
representan un total de 4.300 MW) manifestaron su intención de acogerse a la Excepción por

1Para la potencia eólica, 2.979 MW fueron otorgados en la subasta de mayo de 2017 y 1.128 MW en la de
julio de 2017. Para la fotovoltaica, 1 MW fue otorgado en la subasta de mayo de 2017 y 3.909 MW en la de
julio de 2017.
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Vida Útil Limitada (EVUL). Estas centrales están exentas de cumplir con los Valores Ĺımite
de Emisión y con la desulfuración, pero su fecha máxima de cierre es el 31 de diciembre de
2023 [45, 46]. Tanto en la senda A, como el resto de sendas analizadas, se ha considerado que
la potencia de estas centrales deja de estar disponible en esa fecha. Además, se asume que el
resto de centrales de carbón cierran el 31 de diciembre de 2025.

Tabla 6.1: Calendario de cierre asumido para las centrales de carbón en las sendas A, B y C. Se considera que
la potencia deja de estar disponible a 31 de diciembre de su año de cierre correspondiente.

Tipo de central de carbón Potencia (MW) Año de cierre

Centrales acogidas a la Excepción por Vida
Útil Limitada (EVUL)

4.300 2023

Resto de centrales 5.232 2025

Tabla 6.2: Calendario de cierre asumido para las distintas centrales nucleares en las sendas A, B y C. Se
considera que la potencia de cada central deja de estar disponible a 31 de diciembre del año de cierre indicado
en la tabla.

Central nuclear Potencia (MW) Año de cierre sendas A y B Año de cierre senda C

Almaraz I 1.049,4 2020 2023
Almaraz II 1.044,5 2020 2024
Vandellós II 1.087,1 2020 2028

Ascó I 1.032,5 2021 2024
Cofrentes 1.092 2021 2025
Ascó II 1.027,2 2021 2026
Trillo 1.066 2024 2028

Para ejemplificar cómo funciona el modelado, la figura 6.2 muestra el mix de generación
horario en 2030, obtenido como resultado de aplicar el algoritmo que determina cómo se cubre
la demanda utilizando la primera de las 900 combinaciones de series temporales (se muestran
solo los resultados de una semana para facilitar la lectura de la gráfica). A continuación, el
modelo obtiene, para cada hora y cada año de la senda, 900 resultados diferentes para el mix
de generación al aplicar cada uno de los 900 conjuntos de series temporales.

El estudio de cada senda consiste en analizar la distribución estad́ıstica de resultados que
se obtiene para las 900 combinaciones de series temporales analizados. Para ejemplificar este
análisis se puede utilizar la figura 6.3 donde se muestra, para el año 2030 de la senda de
transición A, cuál es el estado de llenado de los embalses asociados a las centrales hidro-
eléctricas convencionales y de bombeo puro. Para cada hora del año, la ĺınea negra representa
el valor mediano, o percentil 50, de los 900 valores de estado de llenado de embalses que se
han obtenido. Además, los distintos tonos indican los diferentes percentiles de la distribu-
ción de estados de llenado para cada hora. Por ejemplo, para la hora número 2.000 del año
2030, el valor mediano del estado de llenado de los embalses correspondientes a las centra-
les hidroeléctricas convencionales es 0,44. Además, también podemos ver que los percentiles
comprendidos entre P10 y P90, corresponden a estados de llenado entre 0,29 y 0,58, es decir
con una probabilidad muy alta para esa hora el estado de llenado estará dentro del rango
0,29-0,58.

Las gráficas incluidas en la figura 6.4 permiten tener una visión global de la senda de
transición A. La figura 6.4 (a) muestra la distribución de probabilidad del ı́ndice de cobertura
horario ICH para cada hora del año 2030. Se puede observar cómo la media del ICH se
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Figura 6.2: Evolución del mix de generación para cada hora entre el 30 de septiembre y el 6 de octubre de 2030
en la senda de transición A. Este es el resultado considerando la primera combinación de series temporales.
El modelo calcula una gráfica equivalente para todo el año y cada una de las 900 combinaciones de series
temporales consideradas.

Figura 6.3: Estado de llenado de los embalses correspondientes a las centrales hidroeléctricas convencionales y
de bombeo puro a lo largo del año 2030 en la senda de transición A. Para cada hora del año, el modelo genera
900 valores posibles (resultado de aplicar el algoritmo descrito en el caṕıtulo 4 asumiendo cada uno de 900
conjuntos de series temporales distintas considerados). La ĺınea negra representa el valor mediano, o percentil
50, de los 900 valores obtenidos. La barra de color de la derecha indica el tono que representa cada uno de los
distintos rangos de percentiles.

encuentra en torno a 2 y la probabilidad de encontrar una situación cŕıtica en la que el
ICH se acerque a uno, es decir, que la demanda esté próxima a la generación disponible, es
muy baja. En la figura también se muestra la evolución a lo largo de la senda de transición
de los diferentes criterios de evaluación para los cuales se utiliza el estilo de representación
previamente descrito. La ĺınea negra representa los valores medianos y las distintas tonalidades
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muestran los rangos de percentiles. En primer lugar, el modelo predice que el número de horas
cŕıticas en las que el ICH es menor de 1,2 es inferior a 600 para todos los años de la senda.

En segundo lugar, las emisiones de CO2 asociadas disminuyen desde 60 millones de to-
neladas de CO2 al comienzo de la senda hasta 25 millones toneladas en 2030. Consecuente-
mente, la tasa de emisión de CO2 por unidad de enerǵıa generada desciende desde los 239
grCO2/kWh en 2017 hasta los 94 grCO2/kWh al final de la senda (la tasa en 2016 fue de
242 grCO2/kWh[2]). Para profundizar en el análisis de este resultado, la figura 6.5 muestra
el reparto de emisiones entre las diferentes tecnoloǵıas en 2030. Un porcentaje significativo
pertenece a las plantas de cogeneración cuya potencia se ha considerado constante durante
toda la senda e igual al valor de 2016. Esta tecnoloǵıa tiene una elevada tasa de emisiones
(ver tabla 5.1) que podŕıan reducirse notablemente sustituyendo el combustible utilizado por
biomasa. También merece la pena destacar que, en la actualidad, no existe un acuerdo so-
bre las emisiones que deben computarse a la generación de electricidad utilizando biomasa
[41]. Algunos autores afirman que las emisiones que deben considerarse para esta tecnoloǵıa
deben ser nulas o incluso negativas ya que el CO2 que se emite durante su combustión ya
ha sido retirado de la atmósfera al ser absorbido por la biomasa durante su crecimiento. Si
consideramos que en 2030 toda la potencia de cogeneración utiliza biomasa y que esta tiene
una tasa de emisiones nula, las emisiones de CO2 asociadas a la generación de electricidad
representaŕıan 12 millones de toneladas (y la tasa correspondiente de 44 grCO2/kWh).

Regresando de nuevo a la figura 6.4, en la gráfica (d) se muestra cómo la mediana del
porcentaje de electricidad de origen renovable evoluciona desde el 40 % en 2017 hasta el
80 % en 2030. A medida que aumenta el porcentaje que supone la generación renovable,
también aumenta la enerǵıa de origen renovable desperdiciada que alcanza un valor cercano
al 13 % (sobre el total de renovable que puede ser potencialmente generada) en 2030. Esto
representa una 26,9 TWh de enerǵıa renovable desperdiciada. Un análisis detallado de la
situación de los embalses de bombeo puro pone de manifiesto que, en la mayoŕıa de los
momentos donde se desperdicia enerǵıa de origen renovable, esta no ha podido ser almacenada
porque la potencia de bombeo utilizada era igual a su valor máximo. Actualmente están
en estudio varios proyectos para aumentar la potencia de bombeo disponible en la España
peninsular, lo cual se traduciŕıa en una reducción de la enerǵıa renovable desperdiciada que
se ha estimado en esta senda.

En cuarto lugar, el valor mediano de la máxima potencia de gas utilizada cada año alcanza
el máximo disponible en 2024, en un momento próximo al cierre total de las centrales nucleares
y de carbón. Aśı pues, con las hipótesis asumidas en la senda A, tiene sentido mantener
operativas las centrales de gas actualmente instaladas ya que todas ellas son necesarias durante
esta senda de transición. También se señala que esta senda es válida sin necesidad de instalar
nueva capacidad de respaldo.

Por último, en las figura 6.4 (g) y (h) se muestran los factores de capacidad anual para
las centrales de gas y biomasa, que se mantienen en promedio por debajo del 30 % y 60 %,
respectivamente, durante toda la senda A.

La figura 6.5 muestra cómo seŕıa el mix de generación en 2030 si se recorriese la senda de
transición A. La fotovoltaica y la eólica pasaŕıan a ser las principales fuentes de generación
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utilizadas. Antes de pasar a la siguiente senda investigada, merece la pena resaltar que la
configuración de la potencia total instalada en 2030 que se ha asumido en esta senda es similar,
en algunos aspectos, a la obtenida en Breyer et al. [23]. Breyer y sus coautores aplican un
modelo de optimización para determinar el mix de potencias instalado en 2030 que permita
garantizar el suministro de electricidad basado en renovables al menor coste. Con este modelo
calculan el mix óptimo para varias regiones del planeta. En el caso de la peńınsula ibérica,
es decir, su cálculo se realiza para España y Portugal en conjunto, su sistema optimizado
para 2030 incluye, entre otras fuentes de enerǵıa, 41,9 GW eólicos y 120,6 GW fotovoltaicos
(59,4 GW instalados en tejado, 6,1 GW instalados en plantas fijas y 55,1 GW en plantas con
seguimiento). El trabajo de Breyer y coautores coincide en señalar la eólica y la fotovoltaica
como los pilares fundamentales en los que se apoya la transición energética más costo-efectiva
en la peńınsula ibérica. Sin embargo, estima una cantidad óptima de potencia fotovoltaica
significativamente mayor que la considerada en la senda A.

Fotovoltaica y eólica son también los pilares fundamentales del sistema óptimo para Es-
paña que determinan Jacobson y sus coautores [30] para el año 2050. Estos autores proponen
la electrificación de todos los sectores (calentamiento/refrigeración, transporte e industria)
como estrategia para alcanzar un suministro de enerǵıa final totalmente renovable. En el mix
de generación óptimo que se calcula en Jacobson et al. la enerǵıa necesaria en 2050 tendŕıa
su origen en un 35,7 % en eólica (25,7 % terrestre y 10 % sobre el mar) y en un 43,3 % en
fotovoltaica (20 % y 23,3 % en tejados y plantas respectivamente).

6.2. Senda de transición B

En este apartado se analiza la senda de transición B que incluye un apagado progresivo de
las centrales nucleares y de carbón idéntico al de la senda A. También considera un aumento
de la demanda agregada anual con una tasa de 0,5 %/año gracias a la implementación de
medidas de ahorro y eficiencia. La diferencia fundamental entre las dos sendas presentadas
hasta el momento radica en el hecho de que, en este caso, la instalación de potencia renovable
no controlable (eólica y fotovoltaica) es significativamente inferior mientras que aumenta la
instalación de potencia renovable controlable. Los valores concretos son los siguientes. Se
considera que se instalan 3 GW/año de fotovoltaica hasta alcanzar una potencia total de
43 GW y 1 GW/año de eólica hasta que el parque total sume 35,8 GW. Por su parte, la
instalación de centrales de biomasa se produce a un ritmo de 0,5 GW/año durante los 9 años
al comienzo de la senda hasta alcanzar los 5,2 GW2.

Esta senda de transición plantea una pregunta fundamental: ¿cuál es el impacto del desa-
rrollo de 5,2 GW de generación eléctrica basada en biomasa?, o dicho de otra forma, ¿es
sostenible la generación de biomasa necesaria para operar esas centrales en España? El análi-
sis detallado de estas preguntas escapa al alcance de este trabajo por lo que nos limitaremos a
una evaluación muy preliminar. Teniendo en cuenta que el factor de capacidad anual esperado
para las plantas que utilizan biomasa es inferior al 70 % durante toda la senda de transición
(figura 6.7 (h)) y que la máxima potencia instalada es de 5,2 GW, la electricidad anual gene-
rada mediante biomasa será aproximadamente 31,9 TWh. Este valor es notablemente inferior

2La senda B asume una potencia acumulada de biomasa inferior a los escenarios que se analizan en la tesis
de S. Galbete [29], en los que se incluyen respectivamente 8,3 y 11,8 GW de potencia térmica renovable.
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al potencial máximo de generación de electricidad con biomasa estimado por otros autores:
65,2 TWh en [29], 71,6 TWh en [47] and 141,5 TWh en [26].

La evolución de las horas cŕıticas (donde ICH < 1, 2) es similar en las sendas A y B.
En ambo casos, estas aparecen en los años posteriores al cierre de las centrales de carbón
y nucleares. La evolución del porcentaje de generación renovable también es similar pero la
senda B alcanza un porcentaje inferior, del 76 % en 2030. Una de las diferencias más notables
entre las dos sendas es la relativa al porcentaje de la enerǵıa renovable que se desperdicia
debido a la falta de capacidad para almacenarla. Mientras que en la senda A, en 2030, este
valor alcanza 26,9 TWh, en la senda B se reduce a 7,5 TWh (5 % de la enerǵıa eólica y
fotovoltaica que potencialmente se puede producir). Este resultado era esperable ya que esta
senda incluye una mayor potencia renovable controlable. El valor final de emisiones alcanzado
en la senda B es aproximadamente 32 millones de toneladas de CO2 (131 grCO2/kWh) De
nuevo, si consideramos que toda la potencia de cogeneración funciona con biomasa y que la
tasa de emisiones de esta tecnoloǵıa es nula, el valor final de emisiones seŕıa 16 millones de
toneladas (58 grCO2/kWh).

En la senda B, la potencia de ciclo combinado instalada actualmente también resulta
suficiente durante los años posteriores al cierre nuclear y de carbón. Una de las diferencias
notables entre ambas sendas se observa en la operación de las centrales de biomasa. No solo la
potencia acumulada en la senda B seŕıa superior sino que, además, estas funcionaŕıan con un
factor de capacidad anual de aproximadamente 60 % a partir de 2024. La figura 6.8 muestra
el mix de generación en 2030. En este caso el porcentaje que representa la enerǵıa fotovoltaica
y eólica seŕıa inferior al de la senda A mientras que aumentaŕıa la electricidad generada con
centrales de biomasa.

6.3. Senda de transición C

En la senda de transición C se analiza una posibilidad que está bajo discusión en la
actualidad, la ampliación de los permisos de explotación de las centrales nucleares hasta que
estas alcancen una vida útil de 40 años (ver tabla 6.2). En la senda C se incluye el mismo
ratio de instalación de potencia renovable que en la A, es decir, se instalan 4 GW/año de
fotovoltaica hasta un total de 56 GW; se instalan 2 GW/año eólicos hasta llegar a 48,8 GW y
se instalan 0,5 GW/año de biomasa durante los tres primeros años de la senda hasta alcanzar
una potencia acumulada de 2,2 GW. El apagado progresivo de las centrales de carbón es
idéntico al de las sendas A y B, de manera que la última centra de carbón cierra en 2025.
Como en los casos anteriores se asume un aumento continuado de demanda con una variación
de 0,5 %/año.

El primer resultado que observamos al analizar esta senda es que aumenta notablemente
la enerǵıa renovable desperdiciada, principalmente durante los años en los que se hace un uso
completo de los 40 años de vida útil de las centrales nucleares. El segundo cambio notable
tiene que ver con las centrales de gas (ciclo combinado), la senda C implicaŕıa la existencia
de varios años donde dichas centrales no generan de forma apreciable aunque volveŕıan a ser
necesarias al final de la senda. Esto recrudece el problema de las bajas horas equivalentes
de funcionamiento de esta tecnoloǵıa. Efectivamente este escenario requeriŕıa mecanismos de
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retribución de dudosa costo-efectividad destinados a mantener latentes estas centrales durante
años.

La figura 6.11 muestra las emisiones de CO2 históricas y las que predice el modelo para
cada una de las sendas de transición analizadas (se representa el percentil 50 de las 900
combinaciones de series temporales utilizadas en la simulación). Las sendas A y B muestran
una evolución similar. Hacia el final del periodo estudiado las emisiones de la senda B son
superiores debido al mayor porcentaje que representa en esta senda la biomasa. La magnitud
de esta diferencia está determinada por la tasa de emisiones que se ha asumido para la
generación de electricidad utilizando biomasa (tabla 5.1). Si comparamos ahora las emisiones
para la senda A (donde la última central nuclear cierra en 2024) y la senda C (donde las
nucleares se mantienen abiertas hasta alcanzar los 40 años de operación) se observa que el
valor en 2030 es el mismo. Este resultado era esperable ya que el mix de potencias instaladas en
el año final es idéntico para ambas sendas. Durante varios años comprendidos en el periodo
analizado las emisiones para la senda C resultan inferiores, de tal modo que integrando el
valor de la diferencia entre ambas sendas para cada año, la senda A supone la emisión de 76
millones de toneladas de CO2 adicionales con respecto a la senda C. Este resultado requiere
un comentario adicional. El orden de despacho de tecnoloǵıas que se establece en el algoritmo
descrito en el caṕıtulo 4 implica que, en ausencia de nuclear, la primera tecnoloǵıa que se
utiliza es el carbón (recordamos aqúı que la disminución de la generación basada en carbón
vienen impuesta por la retirada de potencia que establece cada senda de transición). Si se
establece un orden de despacho de tecnoloǵıas distinto, la diferencia de emisiones entre las
sendas A y C seŕıa menor.

6.4. Impactos del cambio climático en el mix eléctrico

Una de las consecuencias más importantes que el cambio climático tendrá en la peńınsula
ibérica es el aumento de la frecuencia e intensidad de las seqúıas, lo cual disminuirá la enerǵıa
que puede ser generada en las centrales hidroeléctricas. Como consecuencia de las seqúıas, se
estima que el producible hidroeléctrico en España sufrirá una disminución del 8 % durante el
periodo 2011-2040 y del 11-16 % en el periodo 2041-2071 [48]. Se ha repetido la simulación de
las sendas de transición A, B y C asumiendo una reducción del 8 % en las series temporales del
producible hidráulico que forman parte de las 900 combinaciones. En los tres casos, la senda
continúa siendo válida, es decir, la generación horaria es suficiente para cubrir la demanda en
todo momento.

6.5. Impactos de un mayor aumento mayor de la demanda de
electricidad

En las sendas A, B y C se ha considerado un aumento de la demanda de 0,5 %/año. Esto no
quiere decir que asumamos que la demanda del sector eléctrico tiene que aumentar indefecti-
blemente sino que queremos añadir un margen que permita la electrificación de otros sectores
como estrategia para su descarbonización. Para el horizonte de 2030, los más previsibles son
el transporte (mediante veh́ıculos eléctricos) y la calefacción/refrigeración (mediante bombas
de calor) y, en menor medida, la industria. Por ejemplo, podemos asumir que, como resulta-
do de las medidas de ahorro y eficiencia, la demanda de electricidad permanecerá constante
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durante toda la senda de transición. En ese caso, el incremento de 0,5 %/año, que supone un
incremento acumulado del 6,7 % en 2030, resultaŕıa como consecuencia de la electrificación de
otros sectores. Teniendo en cuenta que la demanda eléctrica anual en 2016 fue de 250 TWh,
la electricidad disponible adicional representaŕıa 16,7 TWh. Esto permitiŕıa satisfacer, por
ejemplo, el consumo de 5,5 millones de veh́ıculos eléctricos en 2030, lo que representa el 24 %
de la flota de veh́ıculos en la actualidad. En cuanto a la calefacción residencial, utilizando
bombas de calor con un COP del 365 % y teniendo en cuenta que la demanda de calefacción
residencial en España en 2015 supuso 76 TWh, los 16,7 TWh adicionales permitiŕıan elec-
trificar el 75 % de este sector (asumiendo la misma demanda en calefacción para 2030). En
cualquier caso, y debido a la incertidumbre sobre el grado de penetración de estas tecnoloǵıas
en 2030, en este trabajo no se incluye una modificación del perfil horario de demanda eléctrica
como consecuencia de la electrificación de otros sectores.

También podŕıamos preguntarnos qué ocurre si la demanda aumenta por encima del 0,5 %
anual, bien porque las medidas de eficiencia no funcionen tanto como lo esperado o bien
porque se electrifiquen otros sectores a mayor ritmo. Pues bien, si suponemos un aumento
de la demanda anual del 1 %, las sendas B y C seguiŕıan cumpliendo la condición de que la
generación disponible es superior a la demanda para todas las horas del año y bajo cualquiera
de las 900 combinaciones de series temporales. En el caso de la senda A, esta condición también
se cumpliŕıa para un incremento de demanda de 0,7 %/año. Si el incremento es del 1 %, hay una
determinada probabilidad de que empezasen a aparecer horas donde la generación disponible
no seŕıa suficiente para satisfacer la demanda, por lo que debeŕıan emplearse otras estrategias
como importar electricidad de páıses vecinos (recordemos que estamos resolviendo el sistema
aislado), o medidas de gestión de la demanda o interrumpibilidad de grandes consumidores. Un
análisis detallado de la senda A cuando se asume que el aumento de la demanda es del 1 %/año
permite observar que la producción hidroeléctrica no está limitada por la máxima potencia de
generación instalada sino porque el estado del llenado de los embalses es demasiado bajo. Aśı,
una estrategia que se ha ensayado para garantizar la ausencia de momentos de generación
insuficiente en ese caso consiste en aumentar el nivel mı́nimo de llenado de los embalses en los
meses secos a 0,35 (ver tabla 3.1). De este modo, se aumenta el volumen de agua almacenada
que solo puede ser utilizada en una situación cŕıtica (y que se estima multiplicando (0,35-0,20)
por la capacidad de los embalses), garantizando que no existen horas del año con generación
insuficiente. El inconveniente en este caso es que si el nivel mı́nimo en meses húmedos es
demasiado elevado podŕıa aumentar la probabilidad de necesitar verter agua almacenada sin
generar electricidad para evitar que los embalses alcancen un nivel de llenado superior al ĺımite
máximo permitido. Al repetir las simulaciones con el valor de 0,35 para los meses húmedos
se observa que no ocurre esto.
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Figura 6.4: Evolución temporal para la senda A de los principales parámetros de mérito. (a) Distribución
de probabilidad del valor del ı́ndice de cobertura horario ICHh para todas las horas del peŕıodo considerado
(2017-2030). En el resto de gráficos, la ĺınea negra representa el valor de la mediana, o percentil 50, mientras que
las barras de colores de la derecha indican la tonalidad correspondiente a cada percentil: (b) número de horas
cŕıticas (donde ICH < 1, 2); (c) emisiones de CO2 asociadas a la generación de electricidad; (d) porcentaje de
generación eléctrica con origen renovable; (e) enerǵıa renovable desperdiciada (expresada como porcentaje del
total de enerǵıa renovable que puede ser potencialmente generada); (f) máxima potencia horaria de centrales
de gas utilizada cada año; (g) factor de capacidad anual de las centrales de ciclo combinado y (h) factor de
capacidad anual de las centrales de biomasa.
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Figura 6.5: Resultados para la senda de transición A en 2030: (a) mix de generación y (b) distribución de
emisiones de CO2.

Figura 6.6: Potencia acumulada por tecnoloǵıas asumida para el 1 de enero cada año en la senda de transición
B.
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Figura 6.7: Evolución temporal para la senda B de los principales parámetros de mérito. (a) Distribución
de probabilidad del valor del ı́ndice de cobertura horario ICHh para todas las horas del peŕıodo considerado
(2017-2030). En el resto de gráficos, la ĺınea negra representa el valor de la mediana, o percentil 50, mientras que
las barras de colores de la derecha indican la tonalidad correspondiente a cada percentil: (b) número de horas
cŕıticas (donde ICH < 1, 2); (c) emisiones de CO2 asociadas a la generación de electricidad; (d) porcentaje
de generación eléctrica con origen renovable; (e) enerǵıa renovable desperdiciada (expresada como porcentaje
del total de enerǵıa renovable que puede ser potencialmente generada); (f) máxima potencia instantánea de
centrales de gas utilizada cada año; (g) factor de capacidad anual de las centrales de ciclo combinado y h)
factor de capacidad anual de las centrales de biomasa.
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Figura 6.8: Resultados para la senda de transición B en 2030: (a) mix de generación y (b) distribución de
emisiones de CO2.

Figura 6.9: Potencia acumulada por tecnoloǵıas asumida para el 1 de enero de cada año en la senda de transición
C.
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Figura 6.10: Evolución temporal para la senda C de los principales parámetros de mérito. (a) Distribución
de probabilidad del valor del ı́ndice de cobertura horario ICHh para todas las horas del peŕıodo considerado
(2017-2030). En el resto de gráficos, la ĺınea negra representa el valor de la mediana, o percentil 50, mientras que
las barras de colores de la derecha indican la tonalidad correspondiente a cada percentil: (b) número de horas
cŕıticas (donde ICH < 1, 2); (c) emisiones de CO2 asociadas a la generación de electricidad; (d) porcentaje
de generación eléctrica con origen renovable; (e) enerǵıa renovable desperdiciada (expresada como porcentaje
del total de enerǵıa renovable que puede ser potencialmente generada); (f) máxima potencia instantánea de
centrales de gas utilizada cada año; (g) factor de capacidad anual de las centrales de ciclo combinado y h)
factor de capacidad anual de las centrales de biomasa.
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Figura 6.11: Valores históricos y resultados de las sendas de transición analizadas. (a) Emisiones, en millones
de toneladas de CO2, asociadas a la generación de electricidad. (b) Tasa de emisión de la generación eléctrica,
expresada en grCO2/kWh.
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Caṕıtulo 7

Conclusiones

En este trabajo se ha implementado un modelo del sistema eléctrico español que utiliza
900 combinaciones diferentes de series temporales para analizar la viabilidad de diferentes
sendas de descarbonización de la generación eléctrica. Este modelo nos permite comprobar
que seŕıa posible cerrar las centrales de carbón y nucleares en España antes del final de 2025
si se cumplen las hipótesis asumidas. En primer lugar, es necesario recorrer una senda de
instalación de potencia renovable (principalmente eólica y fotovoltaica) realista y ambiciosa.
Además, es necesario que se implementen medidas de eficiencia y ahorro de tal forma que
se limite el aumento de la demanda de electricidad a una tasa anual de 0,5 %. Bajo estas
condiciones, nuestro modelo predice que la generación seŕıa capaz de satisfacer la demanda
agregada de electricidad para cada hora del año entre 2017 y 2030. La potencia de las centrales
de gas (ciclo combinado) seŕıa suficiente para garantizar el suministro en la senda de transición,
aunque durante toda la senda estas centrales estaŕıan funcionando con un factor de capacidad
reducido.

Se han estudiado dos sendas alternativas que permiten el apagado de las centrales de
carbón y nucleares antes del final de 2025. En la primera de ellas (senda A) se maximiza
la instalación de potencia renovable no controlable (eólica y fotovoltaica) mientras que en la
segunda (senda B) la potencia renovable no controlable es menor y, a cambio, se instala una
mayor capacidad de potencia renovable controlable (centrales térmicas de biomasa). En ambos
casos la demanda eléctrica se puede suministra mediante la generación en la España peninsular
en todo momento y para las 900 combinaciones de series temporales simuladas. Esta condición
se cumple sin incluir algunos aspectos que se han obviado en el modelo (interconexión con
páıses vecinos, gestión de la demanda, desarrollo de bateŕıas eléctricas o interrumpibilidad
de grandes consumidores) y que de incluirse mejoraŕıan los resultados. Estas dos sendas
permitiŕıan una transición similar donde la evolución de las figuras de mérito es parecida. El
porcentaje de generación renovable en 2030 asciende a 80 % (senda A) y 76 % (senda B); las
emisiones de CO2 se reducen desde 60 millones de toneladas en 2017 hasta 25 y 32 millones
de toneladas en las sendas A y B respectivamente; y el porcentaje de enerǵıa renovable que se
desperdicia al no poder utilizarse en 2030 representa un 13 % y 5 % de la generación potencial
renovable.

Es importante destacar que, en ambas sendas, se ha asumido un incremento de la demanda
de electricidad de 0,5 %/año. Si, gracias a la aplicación de medidas de eficiencia y ahorro, la
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demanda del sector eléctrico se mantiene constante o disminuye, el exceso de generación se
podŕıa utilizar para electrificar otros sectores. En particular, si la demanda del sector eléctrico
en 2030 es igual a la de 2016, se ha estimado que el exceso de generación eléctrica serviŕıa
para satisfacer la demanda de 5,5 millones de veh́ıculos eléctricos, aproximadamente un 24 %
de la flota de veh́ıculos actual o para electrificar el 75 % del consumo en calefacción residencial
mediante bombas de calor.

Las consecuencias de hacer un uso completo de los 40 años de vida útil de las centrales
nucleares se han estudiado en la senda de transición C. La principal ventaja es una disminu-
ción de las emisiones de CO2 a lo largo de la senda. Sin embargo, también implica un mayor
derroche de la enerǵıa renovable generada durante los años en que se alarga la operación de
estas centrales. Además, se recrudece el problema de las bajas horas equivalentes de funcio-
namiento del ciclo combinado. Este escenario requeriŕıa mecanismos de retribución de dudosa
costo-efectividad destinados a mantener latentes estas centrales durante años.
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Apéndice A

Validación del modelo

Una de las estrategias más habituales para validar el funcionamiento de un modelo consiste
en comparar los resultados predichos por el mismo con datos históricos. En este caso, puesto
que los factores de capacidad horarios de las diferentes tecnoloǵıas pertenecen a años anteriores
a 2016, se ha utilizado este año para realizar un ejercicio de validación. La figura A.1 muestra
el mix de generación anual por tecnoloǵıas que predice el modelo (se representan los valores
medianos de las 900 combinaciones de series temporales simuladas) y los valores históricos
proporcionados por REE. El reparto entre las diferentes tecnoloǵıas de generación es muy
similar en ambos casos. La mayor discrepancia se produce en el caso de la hidroeléctrica,
para el cual el valor histórico es notablemente superior al resultado de las simulaciones. Este
resultado se explica si tenemos en cuenta que el año 2016 fue particularmente bueno desde el
punto de vista de la generación hidroeléctrica. El producible hidráulico acumulado en 2016
fue un 15 % superior a la media durante los últimos 20 años (y también un 15 % superior a
las 5 series temporales de producible hidráulico que forman parte de las 900 combinaciones
usadas en las simulaciones). Como consecuencia, el porcentaje que representa la generación
mediante centrales de gas de ciclo combinado predicho por las simulaciones es superior al valor
histórico, ya que esta tecnoloǵıa suple la generación que no llega a cubrir la hidroeléctrica.

Figura A.1: Reparto de la generación anual por tecnoloǵıas en el año 2016. (Izquierda) Valores medianos
obtenidos a partir de las simulaciones incluyendo las 900 combinaciones diferentes de series temporales de
generación, demanda eléctrica y producible hidráulico. (Derecha) Valores históricos proporcionados por REE
[2].
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en España. PhD thesis, Universidad Pública de Navarra, 2013.

[30] Mark Z. et al. Jacobson. 100 % Clean and Renewable Wind, Water, and Sunlight All-
Sector Energy Roadmaps for 139 Countries of the World. Joule, 1(1):108–121, September
2017.

[31] S. Galbete, O. Alonso, and K. Simón. Hacia un suministro eléctrico 100 % renovable en
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