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1. INTRODUCCION Y
OBJETIVOS

Los sistemas energéticos, en especial los
de los paises desarrollados, se encuentran
actualmente en una fase de transicion ha-
cia sistemas descarbonizados que permi-
tan cumplir con los objetivos de reduccion
de emisiones de CO, establecidos en el
Acuerdo de Paris. El liderazgo europeo a
este respecto esta claramente reflejado en
el Paquete de Invierno de la Unién Europea,
que deja claro el compromiso europeo con
un modelo energético mas sostenible y
descarbonizado, en el que cobran un papel
principal el ahorro y la eficiencia energética,
asi como un consumidor activo.

Una transicion de este tipo requiere un es-
fuerzo importante de gobernanza y coordi-
nacion. La Comision Europea ha requerido
a todos los estados miembros la elabo-
racion de Planes Integrados de Energia y
Clima, que reflejen su vision, a largo plazo,
del escenario energético, y que permitan
evaluar el cumplimiento de los objetivos
buscados. En Espana, este gjercicio se su-
perpone con la elaboracion de una Ley de
Cambio Climético y Transicion Energética.

En este contexto, los ejercicios de analisis
acerca de la viabilidad técnica y econdmica
de distintos escenarios energéticos futuros
cobran una gran importancia. Este informe
pretende aportar informacion rigurosa 'y ne-
cesaria para la discusion que deberia tener
lugar en nuestro pais a este respecto.

El presente estudio, encargado por
Greenpeace al Instituto de Investigacion
Tecnoldgica (IIT) de la Universidad Pontificia
Comillas, tiene por objetivo principal anali-
zar la viabilidad técnica de la operacion del
sistema eléctrico espanol bajo distintos es-
cenarios de generacion y demanda en el
medio plazo.

En particular, los escenarios tratan de eva-
luar la factibilidad técnica de no contar con
centrales nucleares y de carbén en 2025
y 2030 en el sistema eléctrico espariol. En
el caso de la energia nuclear, un escenario
posible seria la no extension de las licencias
de explotacion de las centrales, por cues-

tiones politicas’, econdémicas? o de ges-
tion de residuos®. En el caso del carboén,
Su cierre podria deberse a una regulacion
medioambiental mas estricta impulsada
por la Unidn Europea?, o incluso a decisio-
nes empresariales como las manifestadas
ya por algunos agentes.

Por otro lado, la administracion podria
extender las licencias de explotacion de
ciertas unidades nucleares o permitir la
operacion de las centrales de carbodn, si
en ambos casos se hacen las inversiones
necesarias para garantizar que se cumpla
con las normativas correspondientes. Lo
que darfa lugar a otros escenarios en que
algunas de estas centrales se mantendrian
en operacion. Para el caso de las nuclea-
res, s necesario ademas un informe vin-
culante positivo por parte del Consejo de
Seguridad Nuclear para extender los per-
misos de explotacion. Por supuesto, esta
decision de extension de la operacion de
las centrales estara condicionada a la vo-
luntad de sus propietarios que son los que,
en su caso, deberan valorar la rentabilidad
econdmica de las inversiones requeridas.

Para ello, a continuacion, se detalla el dise-
Ao de los distintos escenarios de configu-
racion del sistema eléctrico, considerando
sensibilidades de tasas de crecimiento de
demanda, de generacion convencional y de
generacion renovable para los afos 2025 y
2030. En un informe posterior se presenta-
ra el analisis de estabilidad de la red eléc-
trica para algunas regiones determinadas.

Este informe se suma a la serie de estudios
que el IIT ha realizado para Greenpeace,
Renovables 2050° y Renovables 100%?°.

1 Diversas fuerzas politicas llevan el abandono de la energia nuclear en el
corto plazo en sus programas, y no es aventurado considerar que puedan
acceder a responsabilidades de gobierno en ese periodo.

2 Algunos operadores de centrales nucleares han expresado publicamente
la baja rentabilidad de estas instalaciones en el contexto actual.

3 El problema no resuelto de la gestion a largo plazo de los residuos de alta
actividad se acentuarfa en un hipotético escenario de alargamiento de vida
operativa de las centrales. Por otra parte, habrfa que evaluar la capacidad
de desmantelamiento de centrales nucleares existente en ENRESA, y las
consecuencias que ello tendria sobre el almacenamiento de residuos de las
centrales nucleares.

4 Las regulaciones ambientales que afectan al carbon son de dos tipos. Por
un lado, las que regulan las emisiones de particulas y gases causantes de
contaminacion atmosférica, que se revisan periddicamente a la baja. Por
ofro lado, las que regulan las emisiones de gases de efecto invernadero, no
solo mediante el mercado europeo de derechos de emision, sino también
con la introduccion, en el “paquete de invierno” propuesto por la Comision
Europea, de un limite de emisiones especificas de 550 gCO,/kWh como
condicién necesaria para acceder a pagos por capacidad.

5 Greenpeace Espana, Renovables 2050: Un informe sobre el potencial de
las energfas renovables en la Espafia peninsular, Greenpeace, 2005.

6 Greenpeace Espana, Renovables 100%: Un sistema eléctrico renovable
para la Espafia peninsular y su viabilidad economica, Greenpeace Espana,



2. ESCENARIOS DE
DEMANDA ELECTRICA

Los escenarios de demanda eléctrica tie-
nen en cuenta la evolucion prevista para
distintos sectores de consumo eléctrico
dependiendo de la evolucion de la econo-
mia del pais, asi como el impacto de politi-
cas de eficiencia energética y gestion de la
demanda. A este respecto, es importante
recordar que la Comision Europea ha es-
tablecido objetivos de reduccion de la de-
manda de energia (un 27% actualmente,
que quiza se aumente al 30%) v, por ello,
los escenarios deberian tener en cuenta un
desacoplamiento cada vez mayor de la de-
manda de energia respecto al PIB.

Sin embargo, a la vez hay que tener en
cuenta que en este estudio Unicamente se
considera la demanda eléctrica, que puede
tener una evolucion distinta. De hecho, en
muchos analisis del sistema energético en
Su conjunto se apunta a un aumento de la
electrificacion precisamente como instru-
mento para lograr una mayor eficiencia en
el uso de la energia final”. Los escenarios
se han definido de acuerdo con diferentes
fuentes publicas, incluidas en el apartado
de referencias.

El Ministerio de Economia, Industria vy
Competitividad (MINECQO) pronostica el
crecimiento del PIB hasta 2020, tomando
en cuenta el valor observado para 2016
(MINECO 2017). Para completar los valo-
res para el periodo 2021-2030 se ha su-
puesto que se mantiene el crecimiento del
2,4%. Por otro lado, la Organizacion para
la Cooperacion y el Desarrollo Econémicos
(OCDE) predice un crecimiento econémico
para Espafia mas moderado a medio pla-
zo®. Estos valores se muestran en la Tabla
1. Ambos valores se tomaran como refe-
rencia para el calcular el crecimiento de
los distintos sectores de demanda. Nétese
que el objetivo del analisis es modelar posi-
bles rangos y no necesariamente la predic-
cion exacta de los valores.

octubre, 2006.

7 En este sentido, las cifras de demanda eléctrica que se recogen en el
estudio son coherentes con otros ejercicios de modelizacion del sector
energeético espafiol que se estan realizando en el IIT, y con reducciones
significativas de la intensidad energética. Por ejemplo, la demanda eléctrica
compatible con un escenario de descarbonizacion agresivo, con un papel
significativo de la eficiencia energética, se sitia entre 253 y 283 TWh en
2030. En el escenario de mantenimiento de politicas actuales la demanda
se situarfa entre 273 y 293 TWh.

8 data.oecd.org/gdp/gdp-long-term-forecast.htm

OCDE
2,4%

MINECO
3,2%

Aio
2016

2017 2,7% 2,2%

2018 2,5% 1,9%

2019 2,4% 1,7%

2020 2,4% 1,6%

2021 1,6%
2022 1,7%
2023 1,7%
2024 1,8%
2025 1,9%
2026 2,0%
2027 2,1%
2028 2,0%
2029 2,0%

2030 2,0%

Por otro lado, la intensidad eléctrica, esto
es, la cantidad de electricidad que se utiliza
por unidad de produccion, se ve afectada
por dos factores principales. Uno es la in-
tensidad energética global que depende
de las posibles mejoras en eficiencia ener-
gética ya mencionadas anteriormente; y el
otro es el grado de electrificacion del sector
energético, que se piensa ira en aumento
para reducir las emisiones de gases de
efecto invernadero. Desde el 2005, la in-
tensidad eléctrica global se ha reducido un
2% anual (MINETUR 2014). Esto se explica
tanto por cambios en la actividad econdmi-
ca, como por medidas de ahorro y eficien-
cia energética.

En el 2015 y el 2016, el PIB crecid 3,2%
y la demanda eléctrica del sistema penin-
sular crecié 1,8% y 0,6%° (REE 2016a),
respectivamente; después de 4 anos con-
secutivos de descenso (REE 2016c¢). Para
la planificacion de la red de transporte, el
MINETUR (2014) ha asumido un creci-
miento de la demanda eléctrica significa-
tivamente alto para el sistema peninsular
en el periodo 2015-2020 de 1,7%; 1,9% vy
2,3%. Por otro lado, ENTSO-E (2015) pre-
decia un crecimiento anual de la deman-
da para Espana de 2,14% en el periodo
2015-2025. Sin embargo, posteriormente

9 0 un -0,1% teniendo en cuenta la laboralidad y la temperatura.



ENTSO-E ha actualizado este prondstico y
espera una reduccion en el crecimiento de
la demanda por medidas de eficiencia ener-
gética, lo que llevaria a un incremento anual
de la demanda menor al experimentado en
los anos anteriores, alrededor del 0,8%
(ENTSO-E 2016a). En esta linea, CNMC
(2015) prevé un incremento de la demanda
eléctrica del 0,7% para el periodo 2017-
2022. El incremento de la demanda ha sido
actualizado por la CNMC (2016), que esti-
ma 3 escenarios de incremento anual de
demanda para el periodo 2016-2030: bajo
de -0,2%; medio, de 1,1% y alto, de 2%.

En lo que respecta a la distribucion tem-
poral de esta demanda, para este estudio
se utilizaran perfiles de demanda horarios
para los distintos sectores. Estos perfiles
estan basados en datos publicados por
Red Eléctrica de Espafa (REE) para cada
categoria de consumidores, segun la tari-
fa de acceso y nivel de tension al cual es-
tan conectados, tomando como ano base
el 2015. A continuacion, se especificara
el crecimiento para cada uno de los sec-
tores de la demanda para asi determinar
los escenarios globales para la demanda
eléctrica.

El crecimiento de la demanda industrial
esta relacionado con el crecimiento de la
produccion, medida por el PIB. Sin em-
bargo, su crecimiento se puede ver signi-
ficativamente afectado por mejoras en efi-
ciencia energética. La Figura 1 muestra el
comportamiento de la intensidad eléctrica
para el sector industrial y servicios. Desde
el ano 2005 hasta el afio 2009, la inten-
sidad eléctrica del sector industrial dismi-
nuyd considerablemente, pero a partir del
2009 empieza a aumentar de manera sos-
tenida hasta practicamente estancarse en
el 2013.

Para este estudio, el perfil de la demanda
industrial estara basado en los consumi-
dores con tarifas de acceso tipo 6'°, para
conexiones en niveles de tensidon mayores
a 1 kV (a excepcion de los consumidores
de servicios con tarifa 3.1"). Este grupo
de consumidores es aproximadamente el

10 Los peajes de acceso 6 tienen una diferenciacion temporal de 6
perfodos tarifarios y se aplica a consumidores conectados a alta tension (a
partir de 1 KV).

11 Los peajes de acceso 3.7 tienen una discriminacion temporal de 3
perfodos y se aplica a consumidores conectados a alta tension entre 1 KV'y
36 KV, pero con potencia contratada inferior a 450 kW.

44% de la demanda total, incluyendo con-
SUMOS que No son necesariamente indus-
triales como el bombeo hidroeléctrico, pero
que estan en el mismo grupo tarifario.

De acuerdo con las medidas de eficiencia
energética para el sector industrial (IDAE
2016), el perfil de la demanda del 2015,
para este sector, se escalara primero de
acuerdo al crecimiento del PIB y luego, so-
bre ese crecimiento, se aplicara cuatro es-
cenarios de eficiencia global para el sector
y para el periodo de estudio del 5%, 10%,
15% y 20% sobre la demanda eléctrica
resultante (un valor bajo del 5% refleja un
valor minimo de eficiencia, mientras que un
valor del 20% representa un valor de maxi-
mo potencial técnico). Estos valores estan
en la linea de estudios donde se modelan
mas en detalle estas mejoras en eficien-
cia. Por ejemplo, Aparicio, Lovell, y Pastor
(2016) estimaron una mejora global en la
eficiencia del sector industrial del 12,1%
en el periodo 1999 a 2007. Ademas, el es-
cenario del 15% de eficiencia se asemeja
con el esperado por (Lopez-Peha 2014)
para el horizonte 2030. El valor mas alto
de eficiencia del 20% corresponde al po-
tencial técnico para el sector industrial se-
gun un informe preparado para la Comision
Europea (ICF International 2015).

Esto significa un crecimiento anual bajo
para este escenario, alrededor del 2,01%.
Para el escenario de maxima mejora en efi-
ciencia, la demanda industrial mostraria una
reduccion del -0,4% anual™. Para los esce-
narios de eficiencia del 10% y 5%, el creci-
miento anual esperado del sector industrial
seria del 0,78% y 1,33%, respectivamente.

12 Como ya se ha mencionado, aqui no se consideran los posibles
cambios por una mayor electrificacion, que podrian empeorar estas cifras
en términos de demanda absoluta. Por ejemplo, la electrificacion de la
siderurgia, que puede reducir de forma importante las emisiones de CO,
de este sector, supondra un aumento de 2 TWh de demanda eléctrica, a
cambio de una reduccion de 7 TWh térmicos.
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La Figura 1 muestra que la intensidad eléc-
trica del sector servicios ha disminuido
sostenidamente desde el 2010 hasta 2014.
Para este sector, se asumira un crecimien-
to asociado al del PIB y unas mejoras de
eficiencia en los usos eléctricos finales del
5%, 10%, 15% y 20% para todo el periodo.

Los perfiles de demanda del sector servi-
cios corresponderan a los consumidores
con tarifa de acceso 2.1 (con potencia
contratada <10 kW y <15 kW), 3.0 (con
potencia contratada >15 kW y conectados
en baja tension <1kV) y 3.1 (con potencia
contratada <450 kW y conectados en baja
tension >1kV y <36 kV). Esta demanda
supone el 24% de la demanda total. Para
una mejora de eficiencia del 5%, la deman-
da del sector servicios aumentaria un 2%
anual; para una mejora de eficiencia del
10%, un 0,78% anual. Porcentaje similar al
obtenido en Lopez-Pena (2014), un 0,21%
para el escenario de crecimiento medio de
15% de eficiencia y un -0,40% de variacion
anual para una eficiencia del 20%.

La demanda del sector residencial se es-
pera que crezca a un ritmo bastante menor
que el PIB por la estabilizacion del nimero
de hogares, la saturacion de su equipa-
miento, asi como mejoras de instalacio-
nes térmicas, impulsada por varias politi-

cas como el Fondo Nacional de Eficiencia
Energética (MINETUR 2014). Sin embar-
go, un aumento de la demanda eléctrica
residencial puede darse por la electrifica-
cion de la climatizacion en este sector, por
gjemplo, con el uso de tecnologias como
bombas de calor. La Figura 2 representa
la evolucion de la intensidad eléctrica del
sector residencial, medido por el consumo
eléctrico medio de los hogares en kWh.
Como se muestra en la figura, desde el
2006 este consumo eléctrico por hogar se
ha mantenido relativamente constante.

Por lo tanto, para el sector residencial, la
demanda eléctrica estara afectada por
tres factores: el crecimiento del numero de
hogares, la elasticidad’® de la demanda, y
las mejoras de eficiencia energética en los
usos eléctricos finales, donde ademas el
crecimiento de la demanda puede verse
afectado por un incremento en la electrifi-
cacion de la climatizacion de los hogares.
Para el primer factor se tomara en cuenta
un incremento anual del nUmero de hoga-
res del 0,36% (INE 2014). A este factor se
le sumara el efecto elasticidad renta, esto
es el incremento porcentual de la demanda
por aumento porcentual en el ingreso de
los hogares (representado por la evolucion
del PIB). Para este factor se tomara como
referencia valores proporcionados por la li-
teratura que varian desde 0,70 (Labandeira,
Labeaga, y Lépez-Otero 2012) a 0,45 y
0,29 (Romero-Jordan, del Rio, y Pefasco

13 Es decir, el porcentaje de varlacion de la demanda ante cambios
porcentuales en el precio.
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2014). Estos tres valores se utilizaran como
referencia para definir tres escenarios de la
demanda residencial. Finalmente, para la
demanda residencial se asumira una efi-
ciencia global para el periodo 2025 y 2030
del 5% sobre la demanda final del periodo
de estudio, este valor seria incluso supe-
rior al observado en el periodo 2000-2013
donde la mejora en eficiencia energética en
el sector residencial fue del 0,41% anual
tanto para la demanda térmica como eléc-
trica (ODYSSEE-MURE Project 2015).

Los perfiles de demanda residencial co-
rresponden a los consumidores con tarifa
de acceso 2.0 (con potencia contratada
<10kW). Este consumo constituyd en el
2015 aproximadamente un 27% de la de-
manda total.

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

Aungue todavia no se dispone de estima-
ciones ciertas sobre el nivel de participacion
de los vehiculos eléctricos en el horizonte
temporal considerado, parece razonable
suponer una cierta contribucion de los mis-
mos a la movilidad. Esto evidentemente in-
crementara la demanda eléctrica, aunque
la cuantia de este incremento dependera
de la cuota de estos vehiculos.

Para Espafa se esperaba una penetracion
de 150.000' vehiculos eléctricos' para el
afno 2020 (MINETUR 2015). Por su parte,

14 Este valor es muy pequeno si se compara con la flota actual de
vehiculos ligeros en torno a 20 millones de unidades.

15 Vehiculos ligeros para el transporte de pasajeros. No se consideran
autobuses, trenes, 0 vehiculos de transporte de mercancias.

REE preveia una penetracion de 500.000
vehiculos para el 2020 (MINETUR 2014).
Este valor, a su vez, esta entre el escenario
medio y alto supuesto por (CNMC 2016).
Para 2025, una flota de 500.000 vehiculos
eléctricos tendria un consumo aproximado
de 1,5 TWh (0,6% de la demanda de refe-
rencia del 2015). Este consumo correspon-
de a una hipoétesis de movilidad de 40 km
diarios por vehiculo y un consumo energé-
tico de 0,2 kWh/km. Se considerara como
supuesto central que el 50% de la flota de
vehiculos tiene un sistema de gestion de
carga inteligente. Esta carga se realizara
asumiendo que los vehiculos eléctricos se
cargan de manera automatica, efectian
carga o descarga en funcion de las necesi-
dades del sistema en combinacion con las
necesidades propias del vehiculo y donde
la mayoria de los coches estarian conecta-
dos en horas de la noche cuando el resto
de demanda eléctrica es mas baja. La otra
mitad de los vehiculos tendria una carga
“no inteligente'”, cargandose de las 20:00
h hasta las 24:00 h. En el analisis de sensi-
bilidad de evaluara una carga 100% inteli-
gente. Para 2030, se considera un aumen-
to del numero de vehiculos a 1.500.000, lo
que representaria una demanda eléctrica
de aproximadamente 5 TWh. Estos nive-
les de penetracion de vehiculos eléctricos
estan en linea con niveles esperados por
(BNEF 2017)"".

16 Es decir, basada simplemente en el confort de los usuarios, que
cargarfan sus vehiculos al volver del trabajo.

17 La sustitucion de un millon de vehiculos convencionales por vehiculos
eléctricos podrfa suponer, en términos medios y aproximados, una reduccion
anual de 3 MtCO,.

Foto © Will Rose / Greenpeace




Finalmente, parte del total de demanda
eléctrica no esta incluida en las categorias
de los grupos tarifarios descritos anterior-
mente, como los consumos de bombeo, y
supone aproximadamente un 5% de la de-
manda total. Esta demanda se mantendra
constante en el periodo de estudio.

Basados en la evolucion de los distintos
sectores de la demanda eléctrica descritos
anteriormente se han escogido tres esce-
narios de crecimiento anual de demanda
que representan los valores extremos, asi
como un escenario medio. El valor de maxi-
ma demanda asume una eficiencia energé-

tica para todos los sectores de 5%, para el
valor de menor demanda se utilizan mejo-
ras en eficiencia energética de 20% para el
sector servicios e industrial. Como ya he-
mMos mencionado anteriormente, hay que
recordar que estos aumentos de eficiencia
energeética, inferiores a los establecidos por
la Comision Europea respecto a la energia
final, asumen que parte de esta mejora de
la eficiencia global vendran mediados por
un aumento del nivel de electrificacion de
la demanda.

La Tabla 2 muestra los escenarios de de-
manda seleccionados.

Tabla 2. Escenarios de crecimiento anual de la demanda eléctrica peninsular’®

D1 (Alta) D2 (Media) D3 (Baja)

Variacion anual de la demanda 2% 1% 0,2%
Demanda 2025 (TWh) 300 274 252
Demanda 2030 (TWh) 333 288 255
Industrial 2,01% 0,78% -0,40%
Servicios 2,01% 1,03% -0,40%
Residencial 1,61% 0,59% -0,16%
Vehiculos eléctricos (Y%odemanda 2015)

2025 0,6% 0,6% 0,6%
2030 1,8% 1,8% 1,8%

Foto © Conny Boettger / Greenpeace
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18 No incluye ni Canarias ni Baleares.
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3. ESCENARIOS
DE GENERACION
ELECTRICA

Como se ha comentado previamente, el
principal objetivo de este proyecto es ana-
lizar el impacto que tendria el cierre de
centrales térmicas de carbdn y nucleares,
lo que podria ocurrir en el horizonte del es-
tudio. Ademas, se incorporan escenarios
alternativos donde se podria extender la
licencia de operacion de ciertas centrales
nucleares o donde las centrales de carbén
podrian seguir funcionando, sujetas a la
normativa correspondiente.

En lo que respecta a las centrales de car-
bdén, desde el 2016, las grandes instala-
ciones de combustion deben operar de
conformidad con los valores limites de emi-
sion establecidos en la Directiva Europea
de Emisiones Industriales (DEI) de 2010.
La mayoria de las centrales de carbdn en
Espafia se han acogido a las excepcio-
nes contempladas en la DEI (Parlamento y
Consejo Europeo 2010)':

= Excepcion por vida Util limitada
(EVUL). Esta excepcion permite
emisiones mayores a los limites fija-
dos por la DEI siempre y cuando se
cumplan ciertas condiciones como
limitar el funcionamiento a 17.500
horas, pero como maximo hasta el
31 de diciembre del 2023.

= Pequefas redes aisladas. Permite
a las instalaciones no cumplir con
los valores limite de emision hasta
el 31 de diciembre de 2019. La Uni-
ca central de carbdn acogida a esta
excepcion es Alcudia en Mallorca.

= Plan Nacional Transitorio (PNT). Se
permite emitir mas SO,, NOx y par-
ticulas hasta el 1 de julio de 2020,
el cumplimiento de la reduccion
gradual de emisiones una vez que
acabe el periodo de excepcion.

Las empresas propietarias de las centra-
les de carbdon pueden optar por realizar
inversiones en estas centrales para reducir

19 Esta directiva fue transpuesta a la normativa espariola con la ley 5/2013,
de 11 de junio de 2013 y la aprobacion del Plan Nacional Transitorio el 25
de noviembre de 2016.

las emisiones y cumplir con la regulacion
vigente que regula las emisiones durante
el periodo de estudio, asi como con regu-
laciones futuras mas exigentes como las
previstas en la nueva directiva de emisiones
contaminantes adoptada en julio de 20172,
Solo esto permitiria a las centrales operar
mas alla del horizonte 2025. Actualmente
varias de las companias ya han empezado
a realizar algunas inversiones o han expre-
sado su interés en realizarlas tal como se
detalla en el Anexo 1.

Para las centrales nucleares se tomara
como referencia la fecha de cese de funcio-
namiento basado en las licencias de explo-
tacion actuales de las centrales (ver Tabla
25). Notese que las centrales Vandellos |l
y Trillo podrian extender sus licencias de
funcionamiento vigentes para completar su
vida de funcionamiento de 40 anos, con lo
cual estarian operativas en 2025 si se con-
cede la extension de estos permisos?'.

En funcion de todo ello, se han considera-
do tres escenarios posibles para la genera-
cién eléctrica convencional:

= Carbon + Nuclear (C+N): las cen-
trales nucleares seguirian en funcio-
namiento, asi como las centrales de
carbén que han anunciado la po-
sibilidad de realizar las obras para
continuar su operacion: Abofio 2,
As Pontes, Litoral (1y 2), Meirama,
La Robla 2, Los Barrios, Narcea 3,
Soto de Ribera 3y Velilla?.
= Nuclear (N): Supone el cierre de
las centrales de carbdn, pero alar-
gar la licencia de explotacion de las
nucleares que estaban en funcio-
namiento en 2016. (ver Tabla 24).
= Sin nuclear ni carbén (Sin C+N):
En este escenario se considera que
tanto las centrales nucleares como
las de carbén dejan de formar parte
del mix de generacion en 2025.
La capacidad instalada por tipo de gene-
racion convencional para cada uno de los
tres escenarios se muestra en la Tabla 3.
La capacidad instalada de centrales de gas

20 http://ieefa.org/wp-content/uploads/2017/05/Europe-Coal-Fired-
Plants_Rough-Times-Ahead_May-2017.pdf

27 Por otro lado, el cierre anticipado de estas dos centrales generarfa una
reduccion de la contribucion al canon que estas centrales hacen a Enresa
para sufragar 10s gastos del desmantelamiento de las mismas, este coste
por lo tanto deberfa ser recuperado por otros medios, como una elevacion
del canon para que cubra la totalidad de los costes, algo necesario en
cualquier caso, dada la infradotacion de los fondos disponibles actualmente.
22 Después de terminados los andlisis presentados en este informe,
Iberdrola ha solicitado su cierre.



(tanto ciclos combinados cerrados CGGT
como abiertos OCGT?%) y cogeneracion?*
estan basadas en datos de (REE 2016b).

$§:‘|’1’;‘I’;Zi’;°’ C+N N | SinCsN
Nuclear 7117 7117 -
Carbon 5918 - -
CCGT y OCGT 24.948 24.948 24,948
Fuel/Gas - - -
Cogeneracion 6.684 6.684 6.684
Total (MW) 44.664 38.749 31.632

Para calcular el despacho econdmico vy
calcular los costes operacionales de las
centrales térmicas se han supuesto los
costes de combustibles que se muestran
en la Tabla 4. Ademas, se ha utilizado un
coste de CO, de 8 €1C0O,*. No se han
tenido en cuenta impuestos distintos del
coste del CO,,.

TECNOLOGIA €/MWh
Nuclear 187
Carbon 26
CCGT 44
0CGT 81

En primer lugar, es necesario senalar que
este estudio se realiza con vistas a garan-
tizar el funcionamiento seguro del sistema.
Por lo tanto, un supuesto muy importante

23 Estas centrales se instalaron a partir del 2002, por lo que se espera
que continten en funcionamiento en 2025. A pesar que se ha solicitado el
clerre de algunas de estas centrales, por pocas horas de funcionamiento, se
han denegado estos permisos hasta el momento.

24 La continuidad de la cogeneracion a 2025 y 2030 esta sujeta a
consideraciones de rentabilidad fuera del alcance del informe. Se ha optado
por un criterio conservador segun el cual se mantiene la capacidad, pero no
se instala mas.

25 Se ha supuesto un precio del CO, muy bajo basicamente para
representar una situacion en que el carbon sea mas competitivo que el

gas. Se ha realizado en todo caso un andlisis de sensibilidad a precios
superiores.

26 Los valores utilizados incorporan el precio de CO,, incorporan eficiencias
promedio de las tecnologias y el coste de combustible para los arfios 2025-
2030 de fuentes consultadas (Carlsson et al., 2014), (BNEF, 2017). Se
han utilizado costes previstos a medio plazo y no necesariamente basados
en 1os actuales. Evidentemente, ofros costes pueden dar lugar a ofros
resultados, algo que se discute posteriormente.

27 Se ha escogido este coste como un término medio representativo. Hay
estudios que indican costes mayores (p.e}., “Nuclear Costs in Context.”
Washington, D.C.. Nuclear Energy Institute, 2017. https://www.nei.org/
CorporateSite/media/filefolder/Policy/Papers/Nuclear-Costs-in-Context.
pdf?ext=.pdf) mientras que ofros sefialan costes menores.

es que se ha utilizado el afo peor de la serie
histérica de produccion hidraulica (13.700
GWh) vy edlica, de forma que el funciona-
miento del sistema esté asegurado incluso
en un ano de sequia extremay poco viento.

A continuacion, el punto de partida para
determinar la capacidad instalada de ge-
neracion renovable se fundamenta en el
hecho de que Espana se ha comprometi-
do a cumplir con los objetivos de la Unidn
Europea a 2020 de cubrir un 40% de la
demanda eléctrica con energias renova-
bles (MINETUR 2010), siendo este com-
promiso no vinculante, ya que el objetivo
vinculante (del 20%) es a nivel de todo el
sistema energético. Sin embargo, la nece-
sidad de nuevas inversiones en renovables
para cumplir con estos objetivos depende-
ra, entre otras cosas, de la evolucion de la
demanda eléctrica.

En el 2014 la generacion renovable repre-
sentd un 40,9% de la demanda, sin embar-
go, para 2015 este porcentaje se situd en
un 35,3% vy para 2016 se situ6é en 38,9%.
Asumiendo una generacion para las reno-
vables basada en el factor de carga®® pro-
medio de estas tecnologias de los Ultimos
5 anos, no se cumplirian los objetivos de
renovables para 2020 en ninguno de los
escenarios de crecimiento de demanda
descritos anteriormente.

El Ministerio de Energia, Turismo y Agenda
Digital ha realizado tres subastas de tec-
nologias renovables en 2016 y 2017. El 21
de enero de 2016, se adjudicaron 200 MW
de biomasa y 500 MW de edlica. El 17 de
mayo del 2017, la capacidad asignada fue
de 3.000 MW de edlica, mientras que la su-
basta del 26 de julio del 2017 las capacida-
des asignadas fueron de 3.909 MW para la
solar fotovoltaica y 1.129 MW para edlica.
Con esta capacidad adicional se cumpliria
con el objetivo fijado para los casos de cre-
cimiento bajo y medio de demanda descri-
tos anteriormente. Asumiendo un factor de
carga promedio de los Ultimos 5 afios para
las renovables, se alcanzarian niveles de
cobertura con generacion renovable para
los escenarios de demanda supuestos en
este informe de 39,3%, 40,7%, y 42,6%.

28 El factor de carga se define como el cociente entre la energia
generada por una determinada tecnologia de generacion en un afo v la
energia que se hubiese generado en el mismo periodo a plena carga,
esto es a la maxima capacidad instalada. Para el caso de la tecnologia
solar termoeléctrica, se tomard en cuenta su capacidad de niveles

de aimacenamiento para unidades existentes, asi como para nuevas
instalaciones.
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Estos porcentajes dependeran también
de la flexibilidad del sistema a adaptarse
al perfil de las renovables. Un sistema con
flexibilidad limitada como, por ejemplo, si la
energia nuclear no regula, podria aumentar
los vertidos?® de las renovables, los por-
centajes de cobertura de la demanda con
renovables se reducirian y, dependiendo de
la generacion convencional existente, ha-
bria que comprobar si la demanda even-
tualmente podria no cubrirse en determina-
das horas debido a la falta de generacion
en periodos criticos y si haria falta mas ge-
neracion de respaldo.

Para 2030, la Unidn Europea ya propuso
incrementar los objetivos de renovables al
27% para el sistema energético (Comision
Europea 2016) y actualmente se esta nego-
ciando en el marco del paquete de invierno
la Directiva de Renovables, y planteandose
aumentar ain mas este objetivo y hacerlo
vinculante por paises. Incluso la propuesta
del texto de Gobernanza del Paquete de
Invierno redactada por el rapporteur del
Parlamento Europeo incluye una propuesta
de un objetivo de 45% de energias reno-
vables para 2030. Todavia queda por de-
terminar los esfuerzos que Espana asumira
para cumplir con estos nuevos objetivos.
Sin embargo, si se asume un esfuerzo pro-
porcional al del horizonte 2020 y un obje-
tivo del 27%, el porcentaje de renovable
deberia aumentar hasta cubrir el 54% de la
demanda eléctrica en 2030.

Para un escenario de expansion de reno-
vables para 2025 (Renovable Bajo) se asu-
mira que, al menos, se cubra la demanda
con un 47% de renovables en el escena-
rio de mayor demanda (asumiendo que no
hay vertidos renovables). Esto requiere una
capacidad de potencia renovable adicio-
nal de 10.500 MW (incluyendo las nuevas
inversiones ya asignadas en las subastas
de 2016 y 2017). El reparto de la nueva
capacidad renovable por tecnologias se
ha supuesto de acuerdo con las directri-
ces establecidas en (MINETAD 2016), y
se muestra en la Tabla 5. De acuerdo con
esta planificacion, las nuevas instalaciones
se asignaran en un 46,7% para la solar, un
46,7% para la edlica, y un 6,7% para bio-
masa. Dentro de la solar térmica no se ha
considerado para el caso base la hibrida-
cién con biomasa o gas, ya que, concep-

29 Los vertidos se definen como limitaciones de la produccion de
generacion renovable para garantizar la seguridad de la operacion del
sistema eléctrico.

tualmente, no supone diferencias respec-
to a tratar las tecnologias por separado y
hace mas complejo el modelado. Como se
menciond anteriormente, hace falta evaluar
los distintos escenarios para determinar el
aprovechamiento de los recursos renova-
bles y el porcentaje final de cobertura de la
demanda con esta generacion.

También se consideraran dos escenarios
con mayor participacion de generacion re-
novable. Un escenario (Renovable Medio),
donde se cumple el objetivo de 54% de re-
novables en el sistema eléctrico, esto es,
el 27% minimo respecto a la demanda fi-
nal de energia aprobado por Europa para
2030 en el escenario de mayor crecimiento
de demanda para 2025. Finalmente, a pro-
puesta de Greenpeace, el escenario mas
amplio (Renovable Alto) asume un objetivo
de renovables del 45% para Europa para
2030 en vez del objetivo de 27%, mante-
niendo las proporciones y asumiendo que
en 2025 se alcanza la mitad del esfuerzo
adicional®®. El objetivo de renovable re-
sultante para el sector eléctrico seria del
65%. Para las simulaciones para 2030, se
modelarian solo los escenarios Renovable
Medio y Renovable Alto, ya que el escena-
rio Renovable Bajo seria insuficiente para
cumplir los objetivos europeos a 2030.

Por lo tanto, los tres escenarios para re-
cursos renovables que se han considerado
(Tabla 5) son:

= Renovable Bajo (R1): en esta
situacion se considera una capa-
cidad adicional de los recursos re-
novables para que se cubra el 47%
de demanda para el escenario de
mayor crecimiento a 2025.

= Renovable Medio (R2): considera
que al menos el 54% de la deman-
da eléctrica en 2025 se cubre con
renovables.

= Renovable Alto (R3): considera
un objetivo mas amplio de renova-
bles donde se asume que al menos
el 65% de la demanda para 2025
se cubre con generacion renovable.

30 Notese que este escenario implicarfa incrementos significativos en
inversiones anuales de renovables cercanos a los niveles observados en
2008.



Tabla 5. Escenarios de generacion
renovable

TECNOLOGIA R1 R2 R3
Hidraulica 20.352 | 20.352 20.352
Edlica 29.164 | 33.364 41.064
Solar Fotovoltaica 10.725 14.925 22.625
Solar Térmica 2.300 2.300 2.300
Tgrm|ca renovable 1643 943 9243
(biomasa)

Total (MW) 64.184 | 73.184 88.584

Para las energias renovables se tomara
como base el perfil de produccion del afo
2015 y, para ambos escenarios renova-
bles, se escalaran estos perfiles en funcion
de la capacidad de generacion prevista y
asumiendo un factor de carga promedio
de los Ultimos 5 afnos®'. Para el caso de la
hidraulica se tomaran en cuenta las aporta-
ciones como el modelado de la capacidad
de bombeo. Adicionalmente, se analizaran
sensibilidades para perfiles extremos para
el andlisis de seguridad del sistema descri-
to en la Secciéon 4.4.

EFECTO DE LA GENEBACION DISTRIBUIDA EN
LA REDUCCION DE PERDIDAS

El desarrollo de la generacion distribuida
al conectarse cerca del consumo tiene un
efecto en la reduccion de pérdidas asocia-
do a la reduccion en el transporte de ener-
gia. En todo caso, el modelo no considera
si la instalacion se produce a un lado o a
otro del contador (lo que se conoce como
autogeneracion o autoconsumo®), ya que
no influye en los resultados.

Este efecto se ha modelado en la opera-
cion del sistema como se explica en la sec-
cion 4.1 y estudiado en detalle para el caso
de Espana en (Chaves-Avila et al. 2016). En
el Anexo 4 se presenta ademas una eva-
luacion detallada de este aspecto.

Especificamente, el desarrollo de la ener-

37 Para la solar termoeléctrica el factor de carga deberfa aumentar a futuro,
al contar con almacenamiento, tal como se indico anteriormente.

32 Hace referencia a la produccion individual de electricidad para el
consumo propio, a través de instalaciones de generacion eléctrica de
pequefa escala ubicadas dentro o en el entorno cercano de los edificios

0 Instalaciones de los consumidores eléctricos. Estas tecnologias pueden
ser generacion solar fotovoltaica o miniedlica, asi como cogeneracion con
microturbinas.

gia solar fotovoltaica en tejados podria te-
ner un potencial significativo. Basado en
la disponibilidad de tejados para el sector
residencial, (MINETUR 2014) estima un po-
tencial de 2.000 MW en un escenario de
alta penetracion y 200 MW para baja pene-
tracion. (CE Delft 2015) estimd un potencial
para Espana de solar fotovoltaica distribui-
da de 4.655 MW, por lo que para 2025 se
podria considerar un escenario de 3.000
MW. Estas sensibilidades de generacion
distribuida se tienen en cuenta para los es-
cenarios de generacion renovable tomando
en cuenta como se ha venido conectando
la generacion renovable histéricamente en
Espafa, segun distintos niveles de tension.
Notese que a efectos del andlisis no se
hace diferencia entre generacion en mo-
dalidad de autogeneracion o instalaciones
conectadas en baja tension, pero con un
tamafo mayor, por ejemplo, en huertos
solares. Ambos casos tendrian un mismo
efecto en la reduccion de pérdidas.

- S e —
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4. METODOLOGIA DE
SIMULACION

El analisis de viabilidad técnica de ope-
racion del sistema eléctrico se ha realiza-
do utilizando el modelo ROM (modelo de
Explotacion y Fiabilidad para la Generacion
Renovable). Este modelo permite calcular
el impacto técnico-econémico de genera-
cion variable y otros tipos de tecnologias
(gestion activa de la demanda, vehiculos
eléctricos, generacion termosolar) en la
operacion del sistema a medio plazo inclu-
yendo la fiabilidad del sistema. El modelo
ROM esta sobradamente acreditado y ha
sido utilizado y validado en diferentes pro-
yectos nacionales e internacionales®,

A continuacion se mencionan algunas de
las principales caracteristicas del modelo:

= Es un modelo de programacion
diaria que incluye restricciones de
operacion detalladas como mini-
mos técnicos, rampas de subida y
bajada, y minimo tiempo de funcio-
namiento y de parada de los gru-
pos térmicos.

= Se incluye un modelado cuadra-
tico®* de las pérdidas de red para
diferentes niveles de tension®
(Chaves-Avila et al. 2016).

= Considera una ejecucion cronologi-
ca para evaluar cada dia del afio.

= |as decisiones por encima de este
alcance diario, como la gestion de
la operacion del bombeo semanal,
se hacen internamente en el mode-
lo mediante criterios heuristicos. La
gestion anual de las centrales hi-
draulicas viene decidida por mode-
los de jerarquia superior, por ejem-
plo, un modelo de coordinacion
hidrotérmica que determina unas

33 Los proyectos en los que se ha utilizado el modelo ROM se encuentran
detallados en: https://www.iit.comillas.edu/aramos/ROM.htm

34 Este modelado toma en cuenta la fisica de flujos eléctricos donde las
peérdidas por transporte en las redes varian en funcion del cuadrado del
flujo entre dos nodos del sistema v, por lo tanto, en horas de mayor flujo la
reduccion en pérdidas debido a generacion local que abastece demanda
local es mayor que en horas con menor flujo. Este efecto se subestima con
un modelo con un coeficiente fijo de pérdidas donde se asume una misma
proporcion de reduccion de pérdidas independientemente de los flujos.

35 El volumen de pérdidas se ha contrastado con otros modelos mas
detallados de la red de distribucion, que han confirmado el orden de
magnitud de las pérdidas calculadas por el modelo ROM.

consignas semanales basado en
datos histéricos de aportaciones
hidraulicas (Cerisola, Latorre and
Ramos, 2012).

En primer lugar se han analizado los dife-
rentes escenarios globales de combina-
ciones de escenarios de demanda y ge-
neracion descritos anteriormente, tal como
se detalla en la Seccion 4.3. Dado que el
objetivo de estudio es evaluar la viabilidad
técnica, estos escenarios se han conside-
rado para un caso peor (en el caso de la
produccion hidraulica y edlica), y ademas
se han tenido en cuenta los criterios de
seguridad mas habituales (descritos mas
adelante). Ademas, se ha cuantificado una
sensibilidad para un caso medio de reno-
vables para la produccion hidraulica como
edlica (ver Anexo 2).

Para cada uno de los escenarios se ha de-
terminado su viabilidad técnica. En aquellos
casos en los que el sistema era inviable, se
ha analizado la contribucion de distintos
instrumentos que podrian mejorar su viabi-
lidad: gestion de la demanda, aumento de
bombeos, etc.

Finalmente, en los casos no viables, se ha
introducido inversion adicional flexible has-
ta el nivel que permitiera cumplir los crite-
rios de seguridad.

Una vez obtenidos los casos viables para
cada escenario, se han analizado con el
modelo, para obtener (descritas en la sec-
cion de resultados) las variables mas signi-
ficativas en términos de coste, emisiones,
o contribuciéon de cada tecnologia, de for-
ma que los distintos casos puedan ser eva-
luados comparativamente.

ESCENARIOS GLOBALES

Los escenarios de partida, elaborados
combinando los distintos escenarios de
demanda, generacion renovable extrema
(renovable alto y bajo), y generacion con-
vencional para el afio 2025. Para 2030,
Nno se considera el escenario de renovable
bajo, dado que este escenario seria insufi-
ciente para cumplir con los objetivos euro-
peos fijados para ese ano. Basados en los



resultados de estos escenarios se analiza-
ran sensibilidades adicionales para esce-
narios de demanda y generacion.

Sobre estos escenarios base, se han eva-
luado una serie de instrumentos de flexibili-
dad para medir su contribucion a la opera-
cion del sistemay a la viabilidad del mismo.

INSTRUMENTOS PARA CONSEGUIR
FLEXIBILIDAD EN EL SISTEMA

SOLAR TERMOELECTRICA

La energia solar termoeléctrica puede con-
tribuir a la fiabilidad del sistema por su ca-
pacidad de almacenar energia y utilizarla
en periodos criticos. Para representar este
posible efecto, simplemente con efectos
indicativos, se ha modelado la introduccion
de 20.000 MW de energia solar termoeléc-
trica con 6 horas de almacenamiento.

GESTION DE LA DEMANDA

La gestion de la demanda puede ser de
gran utilidad para un sistema como el es-
panol donde la generacion variable es sig-
nificativa. En este estudio se define como
gestion de la demanda la energia que se
puede desplazar durante un periodo cor-
to de tiempo, en el modelo, dentro un dia.
MINETUR (2014) estima para el 2020 una
flexibilidad potencial en horas punta de
1.270 MW vy en horas valle de 900 MW,
esta flexibilidad representaria aproximada-
mente un 3% de la demanda (aproximada-
mente un 10% de la demanda residencial).
Para los escenarios de 2025 y 2030, supo-
niendo gue esta flexibilidad aumenta, se ha
analizado una penetracion del 10% de la
demanda eléctrica total. Este escenario es-
taria basado en que se aprovecharia la im-
plementacion de contadores inteligentes,
tarifas horarias y sistemas automatizados
de respuesta de la demanda. Notese que,
actualmente, el volumen de demanda inte-
rrumpible en el sistema es de alrededor de
3.000 MW (SEDC 2017), que ya estarian
incluidos en el 10% mencionado.

INTERCONEXIONES INTERNACIONALES

Para las conexiones internacionales se
ha considerado como base la capacidad
maxima de intercambio en 2017 entre
Espafa con los paises vecinos: Francia,
Portugal, Marruecos y Andorra. Ademas,
se ha analizado la contribucién de un au-
mento basado en las capacidades de inter-
conexion esperadas para 2025 (ver Tabla
6) escalando el perfil de las interconexiones

observados en el 2015 de acuerdo con el
aumento de la capacidad de interconexion
esperada.

sl Capag;](:z;d(&)vvs)tente Cag:::dz%dz g(:mt\),;lal
Francia - Espaia 3000 6100

Espaiia - Francia 3100 5300
Portugal - Espafia 3700 1500

Espaiia - Portugal 2000 1900
Marruecos - Espafia 600

Espaiia - Marruecos 900

Espaiia- Andorra 130 300"
Andorra-Espaiia 200 400*

“Estimacion basada en inversiones anunciadas en MINETUR (20714).
Fuente: ENTSO-E (2016b), MINETUR (2014).

AUMENTO DE CAPACIDAD DE BOMBEO U OTRO
TIPO DE ALMACENAMIENTO

En escenarios con gran penetracion de re-
novables, el almacenamiento puede contri-
buir a incrementar la fiabilidad del sistemay
el aprovechamiento de generacion renova-
bles disminuyendo los vertidos, al despla-
zar la produccion o la demanda, de acuer-
do con las sefales de precio recibidas. Una
posibilidad de realizar este almacenamien-
to es mediante el bombeo reversible, por lo
gue se ha usado éste como representativo
de un aumento de la capacidad de alma-
cenamiento en el sistema espanol®. Se
ha estudiado la sensibilidad del sistema a
una duplicacion de la capacidad actual de
bombeo.

CARGA INTELIGENTE DE VEHICULOS ELECTRICOS
De manera similar al caso de la sensibilidad
de la respuesta de la demanda, la carga
inteligente de vehiculos eléctricos permite
desplazar la carga de los vehiculos de ho-
ras de demanda alta a horas de demanda
baja para aprovechar precios mas bajos. A
su vez, esto permitiria potencialmente dis-
minuir los vertidos de renovables, siempre
que esté reflejado en los precios del siste-
ma. Se ha modelado una carga inteligen-
te del 100% de la flota de vehiculos para
evaluar el maximo de potencial de esta
estrategia de carga. Los tiempos de cone-
Xion y caracteristicas se mantienen iguales
al caso por defecto (carga inteligente del

36 Otras posibilidades, que podrian estar disponibles en el horizonte
temporal estudiado, incluirian el uso de baterfas, tanto estaticas como en
los vehiculos eléctricos; o el uso de hidrégeno como vector intermedio de
amacenamiento.
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50% de la flota), donde sdélo la mitad de
los coches se cargan con la modalidad de
carga inteligente.

El modelo ROM incorpora criterios de se-
guridad técnica del sistema, y considera
los siguientes supuestos referentes al fun-
cionamiento de los distintos grupos de ge-
neracion y la operacion del sistema.

PARADAS DE GENERADORES TERMICOS POR
MANTENIMIENTO Y FALLOS

El modelo toma en cuenta la probabilidad
de fallos de las centrales térmicas, tanto
paradas programadas como no programa-
das (Tabla 7). Estas probabilidades estan
basadas en datos histéricos para las dis-
tintas tecnologias térmicas y se calculan
siguiendo una funcién de probabilidad uni-
forme. Primero se calcula una probabilidad
de fallo y luego, una vez conocida, se cal-
cula la probabilidad de que una central esté
en mantenimiento.

; Probabilidad de parada Probabilidad de
UEEOLLIE imprevista mantenimiento
Nuclear 6% 6%
Carbon 5% 5%

Gas 6% 1,3%
PERFIL EOLICO
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Para el perfil edlico horario se considera
el ano edlico con menor produccion eoli-
ca de los ultimos 5 anos (2012-2016) para
los cuales Red Eléctrica de Espana publi-
ca datos horarios. El perfil corresponde a
los datos del 2016. Este perfil corresponde
integramente a edlica terrestre y no varia-
ria significativamente con la incorporacion
posible de edlica marina en el horizonte del
estudio.

PERFIL HIDRAULICO

La energia hidraulica anual considerada
corresponde a los datos del 2005, el ano
con un valor producible hidraulico mas
desfavorable, aproximadamente de 13.700
GWh, el mas bajo para el periodo 1991-
2016. Este valor incluye la hidraulica con-

vencional (embalses y bombeo) e hidraulica
fluyente, y no considera la posible disminu-
cién como consecuencia del cambio clima-
tico por la cercania del horizonte temporal
considerado.

PERFIL DE OTRAS FUENTES RENOVABLES Y
COGENERACION

El perfil de las otras fuentes de generacion
renovables (solar, térmica renovable, y mi-
nihidraulica) y cogeneracion se basa en el
perfil medio de estas fuentes en el periodo
2012-2016.

CALCULO DE RESERVAS DE OPERACION

Las reservas de operacion horaria a subir
y bajar se calculan de manera determinis-
ta en el modelo, basado en el célculo de
reservas secundaria y terciaria® utilizada
por Red Eléctrica de Espana. Ambas re-
servas se proveen con unidades térmicas
que tienen la capacidad de modular su
produccion. La falta de reserva a bajar por
parte de las unidades térmicas o hidrauli-
ca puede suplirse con vertidos renovables,
en caso que sea mas econdémico para el
sistema.

RESERVA A SUBIR

La reserva a subir en MW se construye
para cada hora considerando:

= Formula de célculo de reserva se-
cundaria utilizada por Red Eléctrica
(en MW):

\/ 10xDemanda, +150°-150

= 2% de la demanda horaria.

= Elfallo del grupo térmico de mayor
tamano.

= Un 13% del total de la generacion
edlica y solar.

37 En términos generales, las reservas de operacion tienen como objetivo
mantener el equilibrio generacion-demanda, corrigiendo desviaciones
involuntarias que se dan en la operacion del sistema eléctrico, la diferencia
entre la regulacion secundaria y terciaria dependen del periodo de
actuacion, que en el caso de la secundaria alcanza de 20 a 15 minutos,
mientras que para la terciaria va de 15 minutos hasta las 2 horas.



RESERVA A BAJAR

La reserva a bajar se calcula para cada
hora basado en (MW):
= Laférmula:

\/ 10xDemanda, +150°-150
2% de la demanda

La Tabla 8 muestra, para los casos de ma-
yor demanda (D1) y generacion renovable
(Renovable Alto), los valores de reserva maxi-
ma a subir y bajar para el escenario 2030.

Reserva a Reserva a
Escenario subir maxima | bajar maxima
[MwW] [MwW]
2030-D1-
Renovable Alto 8.276 2.265
2025-D1-
Renovable Alto 6.094 2.016

Ademas de estos analisis, también se ha
comprobado, para los casos factibles, la
estabilidad de frecuencia del sistema, ana-
lizando el porcentaje de generacion con
fuentes no sincronas (solar fotovoltaica y
edlica) en cada hora con respeto a la po-
tencia disponible. Se ha confirmado que
ni siquiera en el caso mas extremo de pe-
netracion de estas tecnologias se superan
porcentajes del 50%, compatibles con la
estabilidad de frecuencia requerida®.

Para comparar los distintos casos de es-
tudio se consideraran costes de capital de
las nuevas inversiones, tanto de renovables
como de tecnologias de respaldo. Para
ello, tanto para los ciclos abiertos como
para renovables se han revisado de distin-
tas fuentes, como se muestra en la Tabla
9y se han seleccionado valores altos para
2030, de tal manera que representa valo-
res posibles, tanto para 2025 como para
2030%. Para el caso de biomasa se ha se-

38 Estudios realizados en el lIT indican que el porcentaje minimo de
potencia sincrona en 2030 se situaria alrededor del 30%.

39 En este estudio no se toma en cuenta explicitamente el posible
sobrecoste que podrfa presentarse para un escenario de integracion de
renovables acelerado por la limitacion que pueda significar para la industria
realizar las inversiones requeridas en un periodo corto de tiempo. Por

ofra parte, los costes supuestos se sitlian en la parte alta de los estudios
disponibles, por lo que se entiende que esta cuestion no afectaria de forma
significativa.

leccionado un valor medio.

Respecto a los costes de extension de
vida de la nuclear, el coste inferior procede
de estimaciones de companias eléctricas
espanolas, y se justifica por el hecho de
que las centrales nucleares espafolas ya
habrian realizado inversiones de manteni-
miento que les permitirian extender su vida
util de 40 anos?*®, siempre que asi lo auto-
rizara el Consejo de Seguridad Nuclear. El
coste superior se ha adaptado de la regu-
lacion estadounidense (OECD y NEA 2012)
que establece los costes reconocidos para
aquellas centrales que ya han sido autori-
zadas a extender su vida util. En el caso
del carbon, los costes considerados son
los necesarios para cumplir con las norma-
tivas ambientales impuestas por la Union
Europea. El dato utilizado ha sido suminis-
trado por companfias eléctricas espanolas
y corresponde a valores representativos de
inversiones para centrales espanolas.

: €/MW
Tecnologia S Do €/MW Fuente
Ciclos abiertos 72.488 712.025 NREL Annual Technology
Baseline 2016

Ciclos Combinados 96.682 949.672 (Carlsson et al., 2014)
(UK Department of Energy and

Solar 80.802 793.687 | Climate Change and Ove Arup &

Partners Ltd, 2016)

Edlica 197.110 1.799.330 (Carlsson et al., 2014)

Biomasa 289.202 2.640.000 (Energinet.dk, 2012)

Nuclear* (coste alto) 105.007 958.559 (OECD and NEA, 2012)

Nuclear* (coste bajo) 18.623 170.000 Compaiiia eléctrica espafiola

Carbon 21.909 200.000 Compaiiia eléctrica espafiola

*Coste de extender vida Uil 20 afos

40 En 2025 habria dos centrales nucleares que no habrian llegado a los
40 afios de vida Util, y por tanto quiza no requeririan inversiones para su
extension, aunque como vemos estas inversiones se han ido realizando ya
en algunos casos. En todo caso, se ha supuesto que si se concede una
nueva autorizacion de operacion a estas centrales, esto les llevara mas alla
de los 40 afios de vida Util.
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5. RESULTADOS

A continuacion, se presentan los resultados
de la operacion para los distintos casos de
estudio. Los principales resultados que se
analizaran son:

1. Generacion por cada tipo de tecno-
logia de generacion tanto térmica
como renovable.

2. La demanda eléctrica se subdivide
en cuatro componentes principa-
les: demanda final de los consumi-
dores, pérdidas de transporte en
redes, consumo de bombeo y con-
sumo de vehiculos eléctricos.

3. La energia renovable no aprove-
chada (vertidos renovables)

4. La energia no suministrada (ENS)
energia que no se cubre con las
unidades de generacion existentes
para cada caso.

Para los casos factibles, o sea sin ENS, se
mostraran ademas resultados como el coste
térmico o coste de operacion: incluyendo el
coste de combustibles, el coste asociado a
arranques y paradas de unidades térmicas,
el coste de emisiones de CO,, y las emisio-
nes de CO, de las centrales térmicas.

Enlos casos en los que se requiere inversion
adicional para obtener un caso factible se
indicara la capacidad de la generacion de
respaldo requerida, las emisiones de estas
unidades y el coste de inversion. Ademas,
se incluiran los costes de inversion anua-
lizados, tanto para las nuevas inversiones
en renovables, como para las inversiones
en generacion de respaldo (traidos a valor
presente con una tasa de descuento del
9%), asi como el coste de inversion total.

5.1.1. FACTIBILIDAD DE LOS ESCENARIOS
SIN INVERSION ADICIONAL

En primer lugar, tal como se describe ante-
riormente, se ha evaluado la factibilidad téc-
nica, con criterios de seguridad del sistema,
para los distintos escenarios de generacion
y demanda considerados para 2025. En
la Tabla 10 se muestran los resultados por
cada tipo de generacion, demanda, energia
no suministrada (ENS), vertidos de renova-
bles y maximo nivel de energia no suminis-
trada en una hora en particular. Todo ello sin
considerar aun ninguna de las posibles solu-
ciones de flexibilidad descritas en la seccion
4.3. Recordamos que estos escenarios se
han evaluado para un caso pésimo de pro-

Escenarios

Escenarios demanda D1 D1 D1 D1 D2 D3 D3 D3
Escenarios renovables Renov_able Renov_able Renov_able Renovable | Renovable | Renovable Renoyable Renovable

Bajo Bajo Bajo Alto Alto Alto Bajo Alto
Escenarios generacion convencional |  Sin C+N Nuclear C+N Sin C+N Sin C+N Sin C+N Sin C+N C+N
Generacion (GWh) 299.740 299.773 299.858 292.816 263.012 238.457 240.375 242.702
Nuclear - 60.229 60.229 - - - - 60.229
Carbon - - 42.669 - - - - 21.561
Gas 155.175 99.509 57.314 103.625 78.719 67.435 101.578 5.802
Hidraulica 6.967 6.649 6.510 6.457 6.637 6.694 6.733 6.873
Bombeo 7.380 5.297 5.198 6.793 5.819 3.434 3.004 3.316
Edlica 60.461 58.727 58.642 81.295 78.193 73.397 59.493 62.696
Solar*! 23.742 23.625 23.602 44.3M1 43.896 43.203 23.651 40.756
%ﬁﬁsh?digz‘{iiz;es (biomasa, biogas, | 15 77 18.495 | 18.454 23.064 22.508 17.053 18.676 14.227
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 300.877 299.815 299.860 292.876 263.014 238.459 240.382 242.702
Demanda 263.631 263.631 263.631 263.631 239.892 220.690 220.690 220.690
Pérdidas 25.042 26.948 27121 17.856 13.115 11.169 13.721 15.571
Consumo de bombeo 10.543 7.574 7.432 9.714 8.321 4.922 4.292 4,771
Consumo de vehiculos eléctricos 1.661 1.662 1.676 1.674 1.686 1.678 1.679 1.670
ENS 1.138 42 2 59 2 2 7 -
Vertidos renovables 21 2.150 2.299 4.352 8.455 19.400 1.179 35.372
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duccion hidraulica y edlica, y bajo el supues-
to de que un 50% de los vehiculos eléctricos
presentes realizan carga inteligente.

Como se puede observar en todos los ca-
sos (en los que, recordamos, aun no se ha
considerado el uso de instrumentos de fle-
xibilidad), aparece energia no suministrada,
excepto en el que no se retira la energia
nuclear y el carboén, la demanda es baja y el
porcentaje de renovables es elevado. Este
caso presenta un volumen de vertidos del
orden del 50% de toda la produccién eoli-
ca. El margen de reserva no se incluye al
existir energia no suministrada.

A este respecto, es interesante sefialar que,
cuando el crecimiento de la demanda es ele-
vado, no es posible lograr un sistema viable
incluso manteniendo toda la potencia nuclear
y de carbdn. Podemos observar como en la
combinacion D1+Renovable Bajo sigue exis-
tiendo ENS. Recordemos que la razén funda-
mental de este hecho es el supuesto de pro-
duccion hidraulica y edlica minima, que, por
otra parte, consideramos esencial para este
tipo de andlisis. Seria necesario o bien au-
mentar la instalacion de energias renovables
mas todavia respecto al escenario Renovable
Alto o incorporar flexibilidad adicional.

5.1.2. IMPACTO DE LAS POSIBLES
SOLUCIONES

A la vista de los resultados mostrados en la
seccion anterior, cabe preguntarse si seria
posible alcanzar sistemas factibles recu-
rriendo a instrumentos de flexibilidad como
los descritos en la seccion 4.3. Para ello se
han ido introduciendo en el modelo cada
uno de ellos de forma independiente, y se
ha estimado su efecto sobre la ENS y el
margen de reserva. En la Tabla 11 y Tabla
12 se presenta un resumen de los casos.

En primer lugar, vemos que ni el aumento
de las interconexiones, ni el aumento de la
capacidad de bombeo, ni la mayor penetra-
cion de la energia solar termoeléctrica por si
solas, consiguen hacer viable un sistema sin
nuclear ni carbodn, incluso para el escena-
rio de menor crecimiento de demanda (ver
Tabla 10). También observamos cémo la
gestion de la demanda, en un volumen muy
elevado (como veremos posteriormente) si
podria lograr un sistema factible.

Por ejemplo, el doblar la cantidad de bom-
beo permite eliminar la ENS en el caso de

demanda baja, aunque no consigue un
margen de reserva suficiente. Y cuando
la demanda crece mas, el bombeo no es
capaz de eliminar la ENS. Aunque hay un
escenario que se muestra en la Tabla 10
que no presenta energia no suministrada,
el margen de reserva es insuficiente para
cumplir con requisitos de fiabilidad del sis-
tema. La razon para ello hay que buscarla
en los motivos por los cuales el sistema no
alcanza la viabilidad que, fundamentalmen-
te, tienen que ver con la falta de energia
durante un periodo prolongado de tiempo
en el invierno y, también, con la falta de po-
tencia en otros momentos mas puntuales.

Basicamente, la capacidad de bombeo vy
la energia solar termoeléctrica funcionan
esencialmente como un almacenamiento,
que toma energia del sistema en las horas
valle, y la lleva hasta las horas punta. Este,
de hecho, es el principio con el que opera
la gestion activa de la demanda. ¢Por qué,
pues, No consiguen el bombeo o la solar
termoeléctrica el mismo efecto que la ges-
tibn activa de la demanda si podria con-
seguir? Porgue las dos primeras opciones
necesitan tomar “activamente” la energia
de los valles: bien produciéndola a partir
de la energia solar o bombeando el agua
existente para luego devolverla en la pun-
ta. El problema es que, en los meses de
invierno a los que nos referimos, puede no
haber suficiente agua o energia solar para
desplazar.

Finalmente, en lo que se refiere a las inter-
conexiones, su falta de capacidad para ha-
cer viable el sistema se debe a los supues-
tos realizados en el modelo (por otra parte
considerados realistas) acerca del perfil de
precios en Francia, y por supuesto, sobre
la capacidad prevista de interconexion.
Una interconexion permite que un sistema
exporte electricidad cuando la produccion
supera a la demanda, o que la importe en
la situacion contraria. Pero para ello es ne-
cesario que el sistema al que se exporta o
del que se importa presente unas carac-
teristicas complementarias (0, mas apro-
piadamente, una falta de correlacion con la
oferta o la demanda del sistema con el que
esta interconectado, que se traduce en un
diferencial de precios). La interconexion ex-
plota esta diferencia de precios, arbitrando
entre los sistemas. Pero si los perfiles de
precios de los dos sistemas son similares,
0 si, cuando el diferencial de precios es ele-
vado, no hay capacidad de interconexion
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Escenarios

Escenarios demanda D1 D1 D1 D1 D2 D1
Escenarios renovables Renovable Bajo | Renovable Bajo | Renovable Bajo | Renovable Bajo Renovable Alto | Renovable Bajo
Escenarios generacion convencional Sin C+N Sin C+N Sin C+N C+N Sin C+N Sin C+N
0 . -
Flexibilidad t:r(r)n(;\é\lléi(;lr?cra intercgﬂ:igones Doble bombeo 1i?1?eﬁgce?1rt%a V?:;(;lélt(;ieéﬁztr;?; i ﬁ:sé):ris:r?die
Generacion (GWh) 295.231 292.205 299.001 298.844 264.604 287.924
Nuclear - - - 60.229 - -
Carbon - - - 42.524 - -
Gas 146.559 146.745 151.048 56.822 79.590 148.055
Hidraulica 10.973 10.977 10.971 6.494 4,985 6.473
Bombeo 4.271 4.537 6.830 4.725 5.605 3.267
Eélica 60.328 60.266 60.403 58.708 78.649 60.458
Solar 27.104 23.710 23.740 23.622 44.018 23.784
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
ﬁit(;f:u'ﬁgg;"’ab'es (biomasa, biogas, mini 18.756 18.730 18.768 18.480 22,571 18.647
Descarga de vehiculos eléctricos - - - - 1.945 -
Demanda total (GWh) 296.398 295.131 300.062 298.844 264.604 287.924
Demanda 263.631 263.498 263.631 263.631 239.892 263.631
Pérdidas 25.005 23.488 25.013 26.786 12.883 18.031
Consumo de bombeo 6.101 6.481 9.757 6.754 8.012 4.667
Consumo de vehiculos eléctricos 1.661 1.665 1.661 1.673 3.816 1.595
ENS 1.167 2.926% 1.060 1 - -
Vertidos renovables 180 292 86 2.188 7.814 109
Coste Térmico (M€) 8.599 8.633 8.851 5.967 4.608 8.644
Emisiones (MtCO,) 51 51 53 57 28 52
Maxima ENS (MW) 9.098 1.344 9.178 639 - -
Margen de reserva (MW) 0 1.349 4.017
:\)/Iue:]rtgaen de reserva como % demanda 4% 9%
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suficiente, este*? arbitraje o bien no tiene
sentido, o bien no puede realizarse. En el
caso analizado, observamos que doblar
la capacidad de interconexion no permite
viabilizar el sistema, lo que apunta a que
los precios son demasiado similares (la co-
rrelacion entre los sistemas es demasiado
alta) para que los beneficios de la interco-
nexion se materialicen. Evidentemente, un
supuesto distinto sobre la correlacion de
los precios de los sistemas podria llevar
a otras conclusiones, pero esto requeriria
otro tipo de andlisis.

En cuanto a las dos opciones de flexibi-
lidad que si podrian permitir eliminar la
ENS en 2025 independientemente del ni-
vel de demanda, cabe hacer las siguientes
consideraciones.

42 Es llamativo el aumento de ENS en el sistema al aumentar las
interconexiones. Esto se debe a que el sistema exporta energia en
momentos de punta, al observar precios mayores en el exterior.

Si el sistema fuera capaz de desplazar un
10% de la demanda (hasta 13.000 MW
dentro de cada dia, lo que supone un por-
centaje mayor en términos instantaneos, un
24% de la punta de demanda del sistema),
tantos dias como resultara necesario, un
sistema sin nuclear ni carbdn y con una de-
manda elevada podria alcanzar en 2025 un
margen de reserva del 9%. Sin embargo,-
como ya se menciond anteriormente, hay
que ser consciente de que habria que des-
plazar 13.000 MW, frente a, por ejemplo,
la demanda interrumpible actual de 3.000
MW, que no se activa ni en este volumen
ni con frecuencia y, ademas, aplicar este
desplazamiento sistematicamente durante
varias semanas, lo que da idea del reto que
se plantea en el caso de condiciones mas
extremas planteadas en este analisis.

La otra posibilidad seria lograr que todos
los vehiculos eléctricos, que se ha supues-



to entraran en el sistema, realicen carga
inteligente, es decir: aquella en la que son
los precios del sistema, y no la convenien-
cia del usuario, los que marcan en qué
momento se realiza la carga del vehiculo.
Hay que indicar que el realismo de esta
opcion dependera de una regulacion que
proporcione las senales adecuadas, y del
comportamiento de los consumidores, asi
como un sistema de recarga inteligente
implementado en la totalidad de la flota de
coches. En todo caso, hay que recordar
que en un escenario de alta demanda el
margen de reserva no seria suficiente.

De acuerdo con este andlisis de sensibi-
lidad, parece necesario pues buscar mas
soluciones y/o integrar mas de un instru-
mento de flexibilidad simultaneamente?®
para hacer viable técnicamente un siste-
ma sin nuclear ni carbdn en algunos de los
escenarios. La solucion adoptada, que se
debe tomar Unicamente como represen-
tativa y no necesariamente Unica, consiste
basicamente en instalar generacion de res-
paldo suficiente para satisfacer la demanda
de potencia en las puntas, o la demanda
de energia en el invierno. Esta generacion
de respaldo debe ser pues una tecnologia
cuyo combustible pueda ser provisto a de-
manda, o almacenarse durante periodos
prolongados. Asi, y teniendo en cuenta la
necesidad de no aumentar las emisiones de
gases de efecto invernadero del sistema en
el periodo de transicion energética, se po-
dria pensar en ciclos (abiertos o combina-
dos) de gas natural o de biogas, o bien en
centrales de biomasa, o bien en centrales
hibridas termosolar-bioenergia (biomasa o
biogas)*. En este caso, y sin pérdida de ge-
neralidad, hemos supuesto que la tecnolo-
gia escogida es €l ciclo abierto de gas.

5.1.3. EVALUACION DE ESCENARIOS
FACTIBLES

La solucion de generacion de respaldo de-
terminada en la seccion anterior, instalada
en la cuantia necesaria para cada escena-
rio, de forma que cumpla con el margen
de reserva requerido (que se determina en
funcion del nivel de demanda, de la pene-

43 Hay que hacer notar que la aplicacion simultanea de instrumentos de
flexibilidad no tiene por qué resultar en una suma de efectos, ya que su
efectividad se reduce cuando ya se aplica ofro instrumento.

44 En los casos en que se usa biomasa 0 biogas las emisiones de gases
de efecto invernadero podrian ser mas reducidas, siempre que se controlen
alolargo de su ciclo de vida. En caso de que se utilizaran combustibles
libres de gases de efecto invernadero el efecto serfa una reduccion de las
emisiones de la generacion de respaldo.

Escenarios demanda D3 D3 D3
Escenarios renovables Renovable Bajo Renovable Bajo Renovable Bajo
Ezﬁsgﬁgi‘(’;gf"erac"’" Sin C+N Sin C+N Sin C+N
Flexibilidad Doble bombeo interc?;ﬁl;gones tezr(r)ng\é\lléi(;lr?cra
Generacion (GWh) 242.353 240.473 240.211
Nuclear - - -
Carbon - - -
Gas 102.540 102.357 98.876
Hidraulica 6.541 6.820 6.589
Bombeo 4.422 3.102 2.906
Edlica 59.255 58.680 58.970
Solar 23.688 23.693 26.993
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241
Otras Renovables

(biomasa, biogas, mini 18.666 18.580 18.636
hidraulica)

Descarga de vehiculos ) ) )
eléctricos

Demanda total (GWh) 242.353 240.483 240.211
Demanda 220.690 220.690 220.690
Pérdidas 13.684 13.671 13.701
Consumo de bombeo 6.316 4.431 4153
g&gﬁ;’lg{; de vehiculos 1,662 1,601 1,666
ENS - 10 -
Vertidos renovables 1.389 2.045 2.046
Coste Térmico (M€) 5.986 5.978 5.776
Emisiones (MtCO,) 36 36 35
Maxima energia no i i i
suministrada (MW)

Margen de reserva (MW) 234 - 1.993
% demanda punta 1% 4%

tracion de renovables, y de la unidad de
mayor tamafo), permite pues hacer viables
todos ellos (también aquellos en los que se
mantiene la energia nuclear y las centrales
de carbdn y que tampoco eran viables). En
esa seccion analizamos las caracteristicas
de estos sistemas viables, en términos de
inversiones necesarias, costes de inversion
y operacion, emisiones de CO,, y también
de produccion, con cada una de las tecno-
logias de generacion eléctrica instaladas.
Observaremos como se produce un con-
flicto entre costes, presencia de tecnologia
nuclear, y emisiones de CO,, que hace que
para decidir si retirar o0 no la energia nuclear
o el carbdn haga falta incorporar las prefe-
rencias o0 consideraciones de la sociedad,
algo que, evidentemente, esta fuera del al-
cance de este estudio.
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A efectos de comparar adecuadamente
estas caracteristicas y conflictos entre indi-
cadores, hemos considerado conveniente
separar el andlisis por niveles de demanda,
ya que esto es un elemento exdgeno, que,
aunqgue si se podria gestionar activamente,
es de una dimension distinta al resto de los
parametros.

Finalmente, es importante subrayar que no
hemos incluido entre los resultados el cos-
te marginal del sistema eléctrico (que seria
equivalente, bajo determinadas condicio-
nes, al precio del mercado mayorista). La
razdn es que este precio no indica, por si
mismo, el coste social del sistema (es decir,
la suma de costes de inversion y operacion),
que es el parametro que consideramos re-
levante a la hora de comparar escenarios®.
Por lo tanto, sdlo incluimos en los resulta-
dos el coste de inversion y operacion total
(que incluye, por ejemplo, el coste de las
emisiones de CO, valoradas a 8 €/1C0O,*).
También podria afiadirse, como mejor indi-
cador del coste social del sistema, el coste
externo de otros contaminantes (SO,, NOx
y particulas) u otros impactos ambientales,
por ejemplo, asociados a los residuos ra-
diactivos. Por su mayor incertidumbre he-
mos optado por no incluirlos en las cifras
presentadas que, por tanto, pueden consi-
derarse subestimaciones del coste social.

Relacionado con lo anterior, este informe
tampoco se ocupa de la forma en que se
deben remunerar las techologias nuevas y
existentes, en particular las centrales de res-
paldo, o los ciclos combinados existentes,
0 las nuevas instalaciones de energias re-
novables. Los resultados del modelo indican
que estas centrales deberian funcionar un
numero de horas determinado, pero no las
sefiales econdmicas que necesitarian para
hacerlo (y que deberian incluir, por ejemplo,
el pago de la inversion para el caso de nue-
vas instalaciones, o de los costes de ope-
racion y mantenimiento fijos en el caso de
las existentes). En este sentido, el estudio
supone que el disefio del mercado (incluida
la remuneracion por capacidad, en su caso),
0 el sistema de promocion de la generacion
renovable, sera el apropiado para hacer ren-
table este mix de generacion.

45 Puede haber situaciones en que el coste marginal de corto plazo (que
es el que calcula el modelo, al ejecutarse para un ano, y sin tener en cuenta
inversiones) sea muy bajo, y sin embargo que el coste para la sociedad

del sistema sea mayor al no estar incluyendo el coste de las inversiones
necesarias.

46 Se ha realizado un andlisis de sensibiidad a precios mayores del CO,,
como el que por ejemplo existe en Reino Unido. )

A continuacion se presentan los resultados
para cada nivel de demanda considerado
en este estudio. El Anexo 3 muestra los
resultados con mas detalle en cuanto a la
desagregacion de demanda y costes tota-
les de inversion de renovables, generacion
de respaldo y extension de vida Util de nu-
clear y carbon.

Notese que, en todos los casos, el nivel de
demanda en barras de central varia al cam-
biar el funcionamiento del bombeo y el vo-
lumen de pérdidas. También es importante
recordar que los casos que se analizan son
todos casos extremos (como correspon-
de con un andlisis de viabilidad técnica y
de seguridad del sistema), y por tanto la
produccion hidraulica y edlica se ha su-
puesto en niveles pésimos historicos. Esto
evidentemente condiciona la necesidad de
respaldo, y también influye en los porcen-
tajes de renovables estimados, que solo se
muestran a efectos indicativos y no como
evaluacion del cumplimiento de objetivos.
A efectos de verificar el cumplimiento de
los objetivos europeos debe tenerse en
cuenta el nivel medio de produccion, tal
como se muestra en el Anexo 2.

5.1.3.1. NIVEL DE DEMANDA ALTO

(D1, 2% ANUAL)

La Tabla 13 muestra las caracteristicas de
un sistema eléctrico viable en 2025 para
los distintos escenarios de generacion
convencional y renovable, bajo el supuesto
de un crecimiento elevado de la demanda
eléctrica.



Escenarios

Escenario de demanda D1 D1 D1 D1 D1 D1
Escenario de renovables Renovable Bajo | Renovable Bajo | Renovable Bajo | Renovable Alto | Renovable Alto | Renovable Alto
Escenario de generacion convencional Sin C+N Nuclear C+N Sin C+N Nuclear C+N
Generacion (GWh) 296.160 296.886 297.200 285.318 287.970 288.707
Nuclear - 60.229 60.229 - 60.229 60.229
Carbon - - 40.522 - - 32.393
Gas 118.480 97.741 58.359 77.113 44.468 19.804
Gas [Nueva generacion de respaldo] 37.942 1.253 321 23.556 8.693 2.989
Hidraulica 6.475 6.639 6.716 6.661 6.969 6.905
Bombeo 3111 3.218 3.278 3.396 3.218 3.666
Eélica 60.410 58.517 58.470 80.161 73.190 71.810
Solar 23.737 23.618 23.582 44.276 42.586 42.707
gitéfésu'zig;"’ab'es (biomasa, biogas, mini 18.765 18.430 18.483 22.915 21.378 20.964
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda (GWh) 296.160 296.886 297.200 285.318 287.970 288.707
% Renovables 38% 37% 37% 55% 51% 50%
Vertidos renovables [GWh] 86 2.432 2.463 5.701 15.899 17.572
Coste Térmico [M€] 9.323 7.087 6.235 6.067 4,507 3.963
Emisiones [MtCO,] 55 35 56 35 19 37
Emisiones de la generacion de respaldo

o ) g p 14 1 0 8 4 1
Margen de reserva [% demanda maxima) 10% 10% 10% 15% 15% 15%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] 17.465 13.518 12.000 17.000 11.924 8.263
E}I\zge de inversion anualizado renovable 1898 1898 1898 5,370 5,370 5,370
g:ﬁfr:; ()':"degsr'g:p‘;? d”;'[',fﬂag" de 1.395 1.111 1.001 1.362 996 732
Coste de inversion alto anualizado de

extender vida de las nucleares [M€] i 761 761 i 761 761
Coste de inversion aqualizado extender vida i i 13 i i 13
de centrales de carbon [M€]

ﬁzz::;r‘;t;‘l\'n:;‘“a"zad" (con coste alto 12.616 10.857 9.909 12.799 11.635 10.840

Como se puede observar, en todos los es-
cenarios es preciso instalar potencia adi-
cional de respaldo, entre 8.000 y 17.500
MW adicionales*”. Esto se traduce en
una inversion (ver Anexos) de entre 7.000
y 13.700 millones de euros (entre 700 y
1.400 millones al afo, si se anualiza la in-
version al 9% durante su vida Util). Por otra
parte, el mantenimiento de la potencia nu-
clear puede requerir también un coste (en-
tre 1.200 y 7.000 M€ en total, entre 135 y
760 M€ anualizados)*®. La continuacion de

47 A este respecto, es preciso aclarar que el margen de reserva debe
aumentar cuando aumenta el porcentaje de energia renovable en el
sistema (para garantizar la operacion frente a una mayor variabilidad de la
produccion).

48 Como ya se ha indicado, el coste inferior procede de estimaciones

de compafifas eléctricas espariolas, y se justifica por el hecho de que las
centrales nucleares espanolas han realizado inversiones de mantenimiento
que les permitirfan extender su vida Util de 40 afios, aunque esta decision
no corresponde a las empresas en ningun caso, sino al Consegjo de
Seguridad Nuclear. El coste superior se ha adaptado de la regulacion
estadounidense (OECD y NEA 2012) que establece los costes reconocidos

la operacion de la vida util de las centra-
les de carbon también requeriria inversio-
nes adicionales para adaptarse a los nue-
VoS requisitos ambientales previstos en la
Unién Europea, que se han estimado, en
este caso, en unos 1.150 M€ en total, 0 13
M€ anualizados.

El coste total anualizado es muy similar en-
tre los distintos escenarios para un mismo
nivel de renovables: para el caso Renovable
Alto, se situa entre 10.840 y 12.800 ME. El
extracoste anualizado para el sistema de la
retirada del carbdn se estima en unos 795
ME (un 7% del coste de nuevas inversiones
actualizadas mas el coste de operacion). Si
ademas se retirara la nuclear, el extracoste
adicional seria de 1.960 M€ (un 18% del
coste de inversion y operacion).

para aquellas centrales que ya han sido autorizadas a extender su vida Util.
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En el caso de las emisiones de CO,, en el
escenario Renovable Bajo el sistema eléc-
trico emitiria 35 MtCO, (60% menos que la
media 2010-15) en el caso en que se ex-
tiende la vida de las centrales nucleares. Si
se retiraran las nucleares y el carbon, las
emisiones serian de 55 MtCO,, curiosa-
mente un volumen muy similar, pero inferior,
al que se alcanzaria si se mantuvieran nu-
cleares y carbdn (basicamente, las mayo-
res emisiones especificas del carbdn com-
pensan la falta de emisiones directas de
la energia nuclear). Es decir, aumentarian
las emisiones en 20 MtCO, (para situarlo
en contexto, esto es un 9% del objetivo de
emisiones para Espafa en 2030 previsto
por la Comision Europea*). Nétese que el
escenario en que se retira el carbon permi-
te ahorrar pues entre 17 y 20 MtCO,, a un
coste equivalente de 44 €/tCQ,,.

Es interesante resaltar el funcionamiento
de las centrales de respaldo: funcionarian
un nUmero reducido de horas (2.000 en el
caso sin nuclear ni carbén, menos de 100
en el resto), y por tanto emitirian una canti-
dad reducida de CO,.

El porcentaje de penetracion de renovables
en la demanda eléctrica se sitla, para este
escenario, en el 37%°%'. Si, para este mismo
escenario de demanda, suponemos un au-
mento de la inversion en renovables (has-
ta llegar a un 50-55% de la demanda total
del sistema), encontramos que la inversion
requerida en generacion de respaldo no
cambia apenas, ya que, al aumentar el nivel
de renovables en el sistema, para la misma
demanda, aumenta el margen de reserva
requerido. Por tanto, tampoco cambian los
costes de inversion en potencia adicional.
Aunque se reduce el coste de operacion
del sistema, aumenta el coste de inversion
en renovables, resultando, curiosamente,
en unos costes anualizados muy similares
al escenario de menor inversion de renova-
bles, algo mayores que en dicho escenario
cuando se extiende la vida de las centra-
les nucleares y se mantienen las centrales
de carbdn. La diferencia entre los distintos

49 El objetivo es de un 43% de reduccion para el sistema ETS y de un
26% de reduccion para los sectores difusos, en ambos casos sobre la base
de las emisiones de 2005. Aunque no es correcto sumar ambos esfuerzos
(porque uno se produce a escala europea), el volumen estimado de
emisiones para Esparia se situarfa sobre las 219 MtCO,,

50 Recordamos que estas cifras corresponden a un caso pésimo de
produccion hidraulica y edlica.

57 Aligual que en el comentario anterior: estos porcentajes corresponden
a un caso pésimo. Para el escenario medio de produccion hidraulica y
eolica, que es el relevante a efectos de este objetivo, estos porcentajes se
incrementan entre un 5y un 8%

casos de retirada de centrales se sitla en
un 7% si se retira el carbdn, y en un 8%
adicional si se retiran las nucleares, inferior
pues al caso con menos renovables.

El efecto que si se produce es una re-
duccidon en la variacion de las emisiones
de CO, asociadas a la retirada de las nu-
Cleares: en este caso, baja hasta los 20
MtCO,, un efecto menor que el producido
por el aumento de renovables, que logran,
a igualdad de los demas parametros, una
mayor reduccion de emisiones. También
se produce una diferencia significativa en
los vertidos renovables®, que aumentan
mucho y, por supuesto, en el porcentaje
de penetracion de energias renovables en
el sistema, que asciende, como ya se ha
mencionado, hasta el 55%.

Respecto a los vertidos, es conveniente re-
cordar que el modelo determina la explota-
cion optima del sistema desde el punto de
vista econdémico, y por tanto, los vertidos
resultantes son los econdmicamente Opti-
mos. Asi pues, reducir la cifra de vertidos
tendria un coste econdmico, basicamente
debido a la mayor necesidad de arranques
y paradas de los grupos térmicos, o, en
Su caso, a la necesidad de regular con las
centrales nucleares.

52 Una alternativa que se podria considerar para reducir el nivel de vertidos
es Una operacion mas flexible de la nuclear. Para esto es necesario poder
modelar las restricciones técnicas de las centrales y el coste asociado a
incrementar la flexibilidad de las mismas.



5.1.3.2. NIVEL DE DEMANDA MEDIO

(D2, 1% ANUAL)

En la Tabla 14 se muestran las caracteristi-
cas del sistema para un escenario de cre-
cimiento medio de la demanda.

Escenarios

Escenario de demanda D2 D2 D2 D2 D2 D2
Escenario de renovables Renovable Bajo | Renovable Bajo Renovable Bajo Renovable Alto Renovable Alto Renovable Alto
Escenan_o de generacion Sin C+N Nuclear C+N Sin C+N Nuclear C+N
convencional
Generacion (GWh) 264.008 265.108 265.933 259.190 263.452 264.237
Nuclear - 60.229 60.229 - 60.229 60.229
Carbon - - 35.537 - - 25.096
Gas 94.468 54.941 28.921 60.929 31.381 11.451
Gas [Nueva generacion de 30.455 14.995 6.344 17.079 4726 2,251
respaldo]
Hidraulica 6.497 6.505 6.478 6.774 6.525 6.574
Bombeo 2.698 2.721 3.201 3.143 3.268 3.595
Edlica 60.179 56.859 56.436 77.884 67.758 66.197
Solar 23.727 23.486 23.482 43.663 42.208 41.888
Otras Renovables (biomasa, 18.743 18.132 18.066 22.476 20.116 19.716
biogas, mini hidraulica)
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda (GWh) 264.008 265.108 265.933 259.190 263.452 264.237
% Renovables 42% 41% 40% 59% 53% 52%
Vertidos renovables [GWh] 348 4.521 5.014 9.029 22.969 25.252
Coste Térmico [M€] 7.369 5.277 4.605 4.700 3.515 3.131
Emisiones [MtCO,] 44 25 43 27 13 27
Emisiones de la generacion de
respaldo [M{CO] 1 > 2 6 2 !

0,
Margen de reserva [% demanda 12% 12% 12% 16% 16% 16%
maxima]
["“mas instalaciones de respaldo 14.369 10.119 6.824 10518 7.248 3.948
Coste de inversion anualizado 1.898 1.898 1.898 5.370 5.370 5.370
renovable [M€]
Coste dg,mversmn anualizado de 1172 866 629 895 659 422
generacion de respaldo [M€]
Coste de inversion alto anualizado
de extender vida de las nucleares - 761 761 - 761 761
[ME€]
Coste de inversion bajo anualizado
de extender vida de las nucleares - 135 135 - 135 135
[ME€]
Coste de inversion anualizado
extender vida de centrales de - - 13 - - 13
carbon [M€]
Coste total anualizado (con 10.438 8.802 7.905 10.965 10.306 9.697
coste alto nuclear) [M€]

En este caso, como era esperable, Io mas
destacable con respecto al escenario an-
terior es la reduccion en la necesidad de
potencia instalada, y de los costes aso-
ciados, tanto de inversibn como de ope-
racion. También es resefable el aumento
en los vertidos renovables, algo logico si se

tiene en cuenta que la potencia instalada
renovable se ha mantenido casi constante
pese al descenso de la demanda y debi-
do a que la potencia nuclear tampoco ha
descendido. Estos vertidos son mayores,
como es esperable, en el escenario de
mayor inversion en energias renovables.
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A este respecto, hay que observar que €l
porcentaje de penetracion de renovables
es elevado, un 60% de la demanda total.

Sin embargo, las diferencias relativas entre
escenarios de retirada de nucleares o car-
bén se mantienen en niveles similares en
lo que respecta a las emisiones y al cos-
te total anualizado del sistema, aunque
con una ligera bajada que analizaremos
posteriormente.

El porcentaje de penetracion de renovables
se situa entre el 40 y el 59%%.

5.1.3.3. NIVEL DE DEMANDA BAJO

(D3, 0,2% ANUAL)

Finalmente, la Tabla 15 muestra los prin-
cipales indicadores del sistema cuan-
do la demanda crece al nivel mas bajo
considerado.

Escenarios
Escenario de demanda D3 D3 D3 D3 D3 D3
Escenario de renovables Renovable Bajo | Renovable Bajo | Renovable Bajo | Renovable Alto | Renovable Alto Renovable Alto
Escenario de generacion convencional Sin C+N Nuclear C+N Sin C+N Nuclear C+N
Generacion (GWh) 239.520 241.334 242.504 237.900 241.585 242.702
Nuclear - 60.229 60.229 - 60.229 60.229
Carbon - - 32.012 - - 21.561
Gas 76.939 40.387 16.522 51.591 23.891 5.802
Gas [Nueva generacion de respaldo] 24.226 8.302 2.110 12.374 113 -
Hidraulica 6.521 6.635 5.750 6.827 7.205 6.873
Bombeo 2.497 2.610 3.296 3.389 2.860 3.316
Edlica 59.724 55.059 54.517 75.295 63.758 62.696
Solar 23.689 23.212 23.204 43.560 41.318 40.756
S]tir:‘ish'?dergz‘l’iig')es (biomasa, biogas, 18.683 17.659 17.624 17.622 14.971 14.207
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda (GWh) 239.520 241.334 242.504 237.900 241.585 242.702
% Renovables 46% 44% 43% 62% 54% 53%
Vertidos renovables [GWh] 903 7.068 7.654 16.575 33.005 35.372
Coste Térmico [M€] 5.940 4.080 3.547 3.928 2.573 2.632
Emisiones [MtCO,] 36 17 35 23 9 21
Emisiones de la generacion de
respaldo [MtCOQ]g 8 3 1 4 0 i
mg;?;';]de reserva % demanda 13% 13% 13% 17% 18% 18%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] 11.007 4.003 427 9.156 1.902 -
fe":;sa‘ﬁ:;‘l(:er;'o” anualizado 1.898 1.898 1.898 5.370 5.370 5.370
| w0 | m | .
Coste de inversion alto anualizado de
extender vida de las nucleares [M€] i 761 761 i 761 761
Coste de inversion anualizado extender i ) 13 ) ) 13
vida de centrales de carbon [M€]
:I‘:ztﬁ:&t:;;“[‘ﬂ']zad“ (con coste 8.768 7.015 6.261 10.095 8.979 8.914
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En este caso de baja demanda, como ya
mencionamos anteriormente, vemos que
las necesidades de potencia de respal-
do necesaria en todos los casos es infe-
rior a la requerida en otros escenarios de
demanda, y que, de hecho, existe algun
caso factible sin potencia de respaldo adi-
cional. También se reducen los costes de
inversion necesarios, el coste térmico, y las
emisiones de CO,. En este punto es nece-
sario recordar que este nivel de demanda
se ha establecido sin considerar €l siste-
ma energético en su conjunto y los niveles
de eficiencia requeridos en este contexto,
aunque si es coherente con otros estudios
realizados por el lIT a este nivel.

Las diferencias entre escenarios de retirada
de carbdn y nuclear se mantienen en mag-
nitudes similares a otros escenarios de de-
manda, de nuevo reflejando cierta bajada
con respecto a casos con demanda mayor.
El porcentaje de participacion de las reno-
vables alcanza en alguno de estos escena-
rios un 62%, muy significativo (y que en un
escenario medio de produccion hidraulica
y edlica superaria el 65% requerido).

Respecto a los costes de inversion anuali-
zados, la retirada del carbédn para el caso
de bajo nivel de renovables significaria un
incremento de costes del 12%), aumentan-
do un 28% mas cuando no se extiende la
vida de la energia nuclear. Para el escenario
de renovables alto el incremento de costes
es menor, de solo un 1% para la retirada
del carbdén y un 12% para el caso en que
no se extienda la vida de la energia nuclear.
Puede observarse como un incremento de
la penetracion de las renovables reduce
el extracoste de la retirada del carbdn, al
hacerlo menos necesario para €l sistema
(en un contexto de demanda baja como el
analizado).

5.1.3.4. RESUMEN Y COMPARACION DE
ESCENARIOS DE DEMANDA

A pesar de que, como mencionamos an-
teriormente, el nivel de demanda tiene un
cierto caracter exdgeno, también es cier-
to que puede haber acciones por parte de
los agentes que influyan en su desarrollo,
como politicas de promocion de la eficien-
cia energética, o en este caso concreto,
politicas que promuevan o no la electrifica-
cién. Por lo tanto, hemos considerado con-
veniente también analizar de forma conjun-
ta en qué medida varia el nivel de conflicto
al cambiar el nivel de demanda.

Asi, la primera observacion es que, al ba-
jar el nivel de demanda, se reduce el coste
absoluto de adaptacion del sistema. Se re-
duce la potencia de respaldo necesaria, y
por tanto los costes asociados a la misma.

El otro segundo elemento interesante de
comparacion se refiere al diferencial de
costes con los casos de retirada de nuclea-
res o carbon. Al bajar la diferencia absoluta
en el coste térmico, eso hace que, aunque
la inversidn en renovables sea la misma,
y la diferencia en el coste de inversion de
respaldo sea muy similar, el total cambia.
De hecho, a mas renovables, es menor la
diferencia entre casos, porque el efecto del
coste térmico menor.

Por supuesto, el coste térmico depende
de los supuestos del coste del gas y del
carbdn descritos anteriormente. Un mayor
precio del gas acentuaria el efecto citado
anteriormente. Un mayor precio del carbdn
podria hacer que el carbdn saliera del mix
y tuviera que ser sustituido por el gas, o
que también aumentaria el coste térmico.
A este respecto, si el carbdn dejara de ser
competitivo en términos de coste variable
con el gas, los resultados corresponderian
a los obtenidos para el caso en que se reti-
ra el carbdn (aungue no en lo que respecta
a coste de inversion, sobre todo si se man-
tiene el carbén como respaldo, véase el
comentario correspondiente en el apartado
de conclusiones).

También puede observarse como, al redu-
cirse el nivel de demanda, se reducen las
emisiones absolutas del sistema eléctrico,
pero también las diferencias de emisiones
entre los casos analizados. Es decir, el aho-
rro de emisiones logrado por el manteni-
miento de la energia nuclear cada vez es
mas pequeno, al igual que el aumento si
se mantiene el carbdén. También son con-
secuentemente menores las emisiones
asociadas a la generacion de respaldo. Por
otra parte, aumenta el porcentaje de parti-
cipacion de energias renovables (hasta un
62% en el caso mas favorable®), y aumenta
también el volumen de vertidos renovables.

El objetivo inicial del estudio era evaluar la
factibilidad del sistema si no se extendia la
vida de las centrales nucleares, vy si se reti-

54 Y, por tanto, hasta un 67-70% en un aio medio.
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raban las centrales de carbodn, en 2025, que
es cuando estos hechos tendrian lugar. Sin
embargo, se ha considerado conveniente
también analizar la viabilidad del sistema en
2030, para lo cual se ha supuesto la con-
tinuacion de las tasas de crecimiento de la
demanda, y en su caso, una ampliacion de
los objetivos de inversion en renovables.
Respecto a los escenarios renovables, se
considerara los escenarios medio y alto
que se describieron para 2025.

La conveniencia de este analisis a 2030
se |justifica, por un lado, porque no ten-
dria sentido tomar una decision acerca del
mix de generacion Unicamente pensando
en 2025, sin considerar como satisfacer la
demanda en los anos siguientes. Por otro
lado, 2030 es un ano de referencia para la
politica energético-climatica europea, por
tanto un ano en el que resulta particular-
mente interesante analizar la viabilidad de

5.2.1.1. NIVEL DE DEMANDA ALTO (D1, 2% ANUAL)

distintas opciones del mix eléctrico, por
SUS consecuencias sobre el sector energé-
tico en su conjunto.

Asi pues, procedemos en esta seccion a
realizar un andlisis similar al presentado
anteriormente para 2025. Muchos de los
mensajes son similares, por lo que aqui
solo haremos referencia a los elementos
diferenciales para 2030.

5.2.1. FACTIBILIDAD DE LOS ESCENARIOS
SIN INVERSION ADICIONAL

A continuaciéon mostramos los resultados,
fundamentalmente en términos de energia
no suministrada (ENS) y de margen de re-
serva, que permiten evaluar la factibilidad
de los casos analizados, para cada nivel de
demanda en 2030 y sin considerar inver-
siones adicionales sobre el sistema actual.

Escenarios

demanda D1 D1 D1 D1 D1 D1
Escenarios ) . .

renovables Renovable Medio Renovable Medio Renovable Medio Renovable Alto Renovable Alto Renovable Alto
Escenarios

generacion Sin C+N Nuclear C+N Sin C+N Nuclear C+N
convencional

Generacion (GWh) 329.426 344.807 345.508 333.149 341.848 341.035
Nuclear - 59.682 59.682 - 59.682 59.682
Carbon - - 42.080 - - 37.978
Gas 166.582 123.335 83.431 138.946 98.195 60.176
Hidraulica 6.973 6.978 6.888 6.860 5.834 6.698
Bombeo 7.342 8.473 7.184 8.828 8.543 7.342
Edlica 68.894 66.980 67.051 83.418 78.066 77.839
Solar 31.107 31.027 30.937 44.512 43.890 43.806
Otras Renovables

(biomasa, biogas, 21.288 21.091 21.014 23.344 20.398 20.274
mini hidraulica)

Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
?;V'\',‘;“da total 337.218 345.940 345.694 336.478 342.166 341.144
Demanda 295.698 295.698 295.698 295.698 295.698 295.698
Pérdidas 26.299 33.403 34.989 23.393 29.482 30.156
Consumo de 10.488 12.104 10.261 12.622 12.210 10.495
bombeo

Consumo de 4733 4.735 4.745 4.765 4.776 4.795
vehiculos eléctricos

ENS (GWh) 7.792 1.133 185 3.329 317 109
Vertidos renovables 2.256 4.447 4.542 1777 10.698 11.133
(GWh)

Maxima ENS (MW) 15.494 8.807 4.857 14.819 6.399 4.614
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Como puede observarse, para un nivel de
demanda elevado, ninguno de los casos
analizados, ni los de retirada de nucleares
y/o carbdn, ni aquel en el que se mantie-
ne toda la potencia nuclear y de carbon,
son viables. En todos casos es necesario
0 bien evaluar soluciones de flexibilidad, o
bien instalar generacion de respaldo. Esto
se mantiene independientemente del volu-
men de potencia renovable instalada.

5.2.1.2. NIVEL DE DEMANDA BAJO (D3, 0,2%
ANUAL)

Cuando el nivel de demanda se reduce has-
ta el nivel méas bajo considerado, si encon-
tramos escenarios en los cuales no apare-
ce energia no suministrada (Tabla 17). Sin
embargo, uno de ellos presenta un margen
de reserva inferior al 10%.

Foto © Greenpeace / Pedro Armestre

Tabla 17. Resultados para 2030. Nivel de demanda bajo (D3). Valores en GWh, en caso de que no se especifique

lo contrario

Escenarios
Escenarios demanda D3 D3 D3
Escenarios renovables Renovable Medio Renovable Medio Renovable Medio
Escenarios generacion convencional Sin C+N Nuclear C+N
Generacion (GWh) 251.426 251.851 252.790
Nuclear - 59.682 59.682
Carbon - - 28.057
Gas 95.692 46.391 19.884
Hidraulica 6.374 6.584 6.652
Bombeo 4.022 4.567 5.018
Edlica 66.227 58.452 57.568
Solar 30.892 29.837 29.708
(nltiﬁsh?d‘*r';z‘l’iiz')es (biomasa, biogas, 20.979 19.008 18.982
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 251.430 251.851 252.790
Demanda 224.699 224.699 224.699
Pérdidas 12.804 15.804 16.051
Consumo de bombeo 9.126 6.553 7.199
Consumo de vehiculos eléctricos 4.801 4.795 4.842
ENS (GWh) 4 - -
Vertidos renovables (GWh) 5.446 16.158 17.287
Maxima ENS (MW) 1.311 - -
Margen de reserva - 7% 1%

También se han analizado los casos con
Renovable Alto. El escenario sin nuclear ni
carbon no es factible, aparece ENS (maximo
de 630 MW). El escenario sin carbén tampo-
co es factible, porque, aunque desaparece
la ENS, solo alcanza un 12% de margen de
reserva (y es necesario un 18% para garan-
tizar la seguridad).

Por tanto, en el caso con Renovable Alto
s6lo seria factible el caso en que se mantie-
ne la nuclear y el carbodn, al igual que en los
casos con Renovable Medio.
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5.2.2. IMPACTO DE LAS POSIBLES
SOLUCIONES

De nuevo, se han analizado las soluciones
de flexibilidad planteadas en la seccion 4.3.
A continuacion se muestran los resultados
obtenidos para cada una de ellas, y para
cada nivel de demanda y potencia instala-
da de renovables.

5.2.2.1. NIVEL ALTO DE DEMANDA (D1) Y NIVEL
MEDIO DE RENOVABLES (RENOVABLE MEDIO)
Podemos observar como, para un nivel de
demanda alto, ninguna solucién de flexibili-
dad puede hacer el sistema viable (Tabla 18).

Las Unicas soluciones que permiten acer-
carse son, como para 2025, la carga inteli-
gente de los vehiculos eléctricos, y la ges-
tion de la demanda. Como ya menciona-
bamos, estas opciones presentan un nivel
muy alto de ambicion y complejidad. Aun
asi, vemos que ninguna de ellas, por si so-
las®®, es suficiente.

55 Recordemos que no se ha analizado la aplicacion simultanea de varias
medidas de flexibilidad por su complejidad de modelado. Ademas, el hecho
de que sus efectos no sean lineales hace complicado sumarlos.

Escenarios
Escenarios demanda D1 D1 D1 D1 D1
Escenarios renovables Renovable Medio Renovable Medio Renovable Medio Renovable Medio Renovable Medio
Ezﬁsgﬁzi‘(’;gf"erac'°" SIN C+N SIN C+N SIN C+N C+N SIN C+N
Flexibilidad Interconexiones Doble Bombeo 100% Carga inteligente | 100% Carga inteligente | Respuesta demanda
Generacion (GWh) 328.726 331.680 330.222 343.118 330.897
Nuclear - - - 59.682 -
Carbon - - - 41.656 -
Gas 165.635 167.503 168.452 82.130 168.989
Hidraulica 6.958 6.973 6.972 6.749 7.006
Bombeo 7.651 8.649 6.268 6.299 6.541
Edlica 68.854 68.921 68.885 67.295 68.871
Solar 31.105 31.108 31.114 31.001 31.107
Otras Renovables
(biomasa, biogas, mini 21.283 21.285 21.291 21.065 21.143
hidraulica)
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 337.198 339.286 336.108 343.209 330.927
Demanda 295.565 295.698 295.697 295.697 295.698
Pérdidas 25.970 26.499 26.994 34.033 21.151
Consumo de bombeo 10.930 12.356 8.954 8.999 9.344
g@l?ﬁ%i de vehiculos 4.733 4.733 4.463 4.480 4733
ENS (GWh) 8.472 7.606 5.886 91 30
Vertidos renovables
(GWh) 2.303 2.230 2.254 4182 2.424
Méaxima ENS (MW) 17.626 15.740 13.303 3.181 2.332
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5.2.2.2. NIVEL ALTO DE DEMANDA

(D1) Y ESCENARIO ALTO DE RENOVABLES
(RENOVABLE ALTO)

El aumento de la potencia instalada de
renovables no permite tampoco lograr la
viabilidad del sistema cuando el nivel de
demanda es alto (Tabla 19). De nuevo, la
carga inteligente y la gestion de la deman-
da permiten acercarlo a la viabilidad, pero
no resultan tampoco suficientes.

La razdn de esta falta de influencia pode-
mos buscarla en la misma situacion des-

crita anteriormente para 2025: el sistema,
incluso con esta potencia renovable insta-
lada, tiene problemas de energia en el in-
vierno, y de potencia en momentos pun-
tuales, que la energia renovable instalada
no puede cubrir, por su imposibilidad de
ser almacenada en periodos largos, y por
la falta de potencia firme en las puntas. Asi,
vemos que la solar termoeléctrica con al-
macenamiento no puede resolver tampo-
co la falta de viabilidad. La opcion, igual
que se comenta en 2025 es desplazar la

demanda.

Escenarios

Escenarios demanda D1 D1 D1
Escenarios renovables Renovable Alto Renovable Alto Renovable Alto
Escenarios generacion convencional SIN C+N C+N SIN C+N
Flexibilidad 20 GW Solar Termoeléctrica 100% Carga inteligente Respuesta demanda
Generacion (GWh) 327.673 338.678 327.518
Nuclear - 59.682 -
Carbon - 37.685 -
Gas 131.135 58.791 138.097
Hidraulica 10.921 6.548 6.668
Bombeo 5118 6.523 6.892
Edlica 82.714 77.714 83.204
Solar 47.281 44,023 44.420
Otras Renovables (biomasa, biogas, mini hidraulica) 23.263 20.471 20.995
Cogeneracion 27.241 27.241 27.242
Demanda total (GWh) 329.113 338.719 327.534
Demanda 295.716 295.697 295.698
Pérdidas 21.280 29.211 17.257
Consumo de bombeo 7.316 9.350 9.846
Consumo de vehiculos eléctricos 4.801 4.461 4,733
ENS (GWh) 1.441 4 15
Vertidos renovables (GWh) 2.408 10.844 4.432
Maxima ENS (MW) 14.073 2.783 1.960
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5.2.2.3. NIVEL BAJO DE DEMANDA (D3) Y
ESCENARIO MEDIO DE RENOVABLES (RENOVABLE
MEDIO)

Cuando se reduce el nivel de demanda, se
facilita la posibilidad de lograr un sistema
viable (ver Tabla 20). Vemos como en la ta-
bla hay dos escenarios viables, uno incluso
en el que se ha retirado la potencia nuclear
y de carbdn (Sin C+N). Pero para lograr esta
viabilidad hay que recurrir a la respuesta de
demanda en gran medida (12.000 MW de
punta). De nuevo, recordamos la dificultad
de contar con estas reducciones de de-
manda cuando, por ejemplo, el sistema
de interrumpibilidad actual no supone mas
que 3.000 MW vy, ademas, cuando esta
reduccion de demanda deberia aplicarse
con elevada frecuencia y sistematicamente
durante varias semanas. El otro escenario
viable es aquel en el que se mantiene la po-
tencia nuclear y de carbdn, incluso sin que
los vehiculos eléctricos realicen un 100%
de carga inteligente (este caso ya se habia
identificado en la seccion 5.2.1.1).

Por tanto, y a modo de resumen, se puede
observar como, en 2030, solo seria posible
encontrar escenarios viables para el siste-

ma eléctrico, si el crecimiento de la deman-
da se limita a un 0,2% anual y se mantiene
la potencia nuclear y de carbdén, y ademas
se instala mas energia renovable; o si, con-
siguiendo también un bajo crecimiento de
la demanda, y retirando la nuclear y el car-
bén, se logra gestionar un volumen muy
importante de la demanda, desplazandola
dentro de cada dia (de nuevo, hay que re-
cordar que el volumen a desplazar es de
unos 12 GW, cuatro veces superior, por
egiemplo, al volumen contratado de inte-
rrumpibilidad actual).

Asi pues, al igual que para el ano 2025, he-
mos optado por hacer viables los distintos
casos mediante el uso de generacion de
respaldo, salvo por supuesto el caso de
demanda baja en el que se mantienen las
centrales nucleares y de carbdn, que ya
era viable originalmente. Notese que con el
crecimiento de demanda bajo, sin nuclear
ni carbon y con respuesta de la demanda
del 10%, el sistema seria factible, aunque
de nuevo el nivel de activacion y volumen
de respuesta de demanda necesario es
muy significativo.

Escenarios demanda D3 D3 D3 D3
Escenarios renovables Renovable Medio Renovable Medio Renovable Medio Renovable Alto
Escenarios generacion convencional Sin C+N C+N Sin C+N Sin C+N
Flexibilidad 100% Carga inteligente | 100% Carga inteligente Respuesta demanda 100% Carga inteligente
Generacion (GWh) 250.473 250.799 242.376 242.686
Nuclear - 59.682 - -
Carbon - 27.768 - -
Gas 92.162 18.985 84.355 62.082
Hidraulica 6.683 6.640 6.473 6.834
Bombeo 5.771 3.810 4118 3.127
Edlica 66.572 57.488 66.329 76.669
Solar 30.950 29.947 30.935 44,100
gitgf:uﬁ‘igg;)"ab'es (biomasa, biogas, mini 21.002 19.236 22.920 22,628
Cogeneracion 27.243 27.244 27.245 27.246
Demanda total (GWh) 250.475 250.799 242.376 242.687
Demanda 224.699 224.698 224.698 224.698
Pérdidas 12.776 15.718 6.917 8.756
Consumo de bombeo 8.244 5.480 5.883 4478
Consumo de vehiculos eléctricos 4.755 4.904 4878 4.754
ENS (GWh) 2 - - 1
Vertidos renovables (GWh) 4.928 16.870 3.356 9.651
Maxima ENS (MW) 561 - - 152
Coste Térmico (M€) 5.453 3.297 5.014 3.803
Emisiones (MtCO,) 33 31 30 22
Margen de reserva - 22% 16% 0
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5.2.3. EVALUACION DE ESCENARIOS
FACTIBLES

Presentamos en esta seccion los valores
obtenidos en cuanto a nuevas inversio-
nes necesarias, utilizacion de tecnologias,
costes y emisiones de los distintos esce-
narios factibles evaluados. También se in-
dica el volumen de los vertidos renovables
y el porcentaje de demanda satisfecho por
energias renovables, aunque, como ya se
comento anteriormente, este porcentaje no
es representativo a efectos del cumplimien-
to de los objetivos europeos, ya que para
ello habria que considerar los niveles de
produccion medios de hidraulica y edlica
(ver Anexo 2).

Sdlo presentamos los resultados para l0s
casos extremos de demanda, D1 y D3.

5.2.3.1. NIVEL DE DEMANDA ALTO

(D1, 2% ANUAL)

Para un nivel de demanda alto siempre es
necesario instalar un volumen muy impor-
tante de potencia de respaldo, entre 18 y
30 GW (ver Tabla 21). Esto supone, a su
vez, unos costes de entre 14.000 y 23.000
millones de euros. Ahora bien, lo relevante,
como en el caso 2025, es la comparacion
entre los distintos escenarios de retirada de
centrales nucleares o de carbon.

Se puede observar como, cuando la poten-
cia renovable instalada corresponde a un
escenario medio (Renovable Medio), que
permite alcanzar un porcentaje de energia
renovable en el sistema del 40%, las dife-
rencias en potencia de respaldo necesarias
son muy similares a las potencias retiradas.
Esto supone, a su vez, una diferencia de
costes cercana a los 1.200 millones cuan-
do se retira el carbdn, y algo superior a
2.000 millones de euros cuando también
se retira la nuclear. Por otra parte, la retira-
da del carbdn supone una reduccion de 23
MtCO, (un 10% del objetivo de reduccion
para Espana para 2030), a un coste impli-
cito de 53 €/1CO,, mientras que el cierre de
las centrales nucleares supone un aumento
de emisiones equivalente.

Si se aumenta la potencia renovable insta-
lada hasta un volumen que permita satisfa-
cer un 47-49% de la demanda, las diferen-
cias entre casos se modifican ligeramente:
se reduce el diferencial de coste entre ca-
s0s (pasa a ser de 900 millones cuando se
retira el carbodn, y 1.700 cuando se retira la

nuclear), mientras que el diferencial de emi-
siones tambien se reduce a 19-20 MtCQO,,

La generacion de respaldo en todos ca-
sos funciona entre 750 y 1600h al ano, lo
que evidentemente plantea la cuestion de
como recuperar los costes de la inversion.

5.2.3.2. NIVEL DE DEMANDA BAJO (D3, 0,2%
ANUAL)

Respecto al escenario anterior, lo mas re-
sefnable del escenario con demanda baja
es que se reducen las diferencias de cos-
tes y de emisiones entre escenarios (Tabla
22). Asi, por ejemplo, el caso de retirada de
nucleares y carbdn, y con alto volumen de
potencia renovable (Renovable Alto), que
alcanza un 62% de energia renovable so-
bre la demanda total, tiene un diferencial de
coste inferior al de otros escenarios: 850
millones de euros mas al aflo que el caso
con nuclear, que a su vez es unos 500 mi-
llones mas caro que el caso con carbon. De
hecho, en este caso el coste de CO, impli-
cito del cierre del carbon es de 40 €/tCO,,.

Este menor diferencial se debe a que, aun-
que la potencia de respaldo necesaria es
similar a la del escenario D1, el ahorro en
costes térmicos se reduce mucho entre los
casos.

También merece la pena destacar que el
escenario D3+Renovable Alto logra limitar
en gran medida las emisiones del sector
eléctrico. El caso sin nuclear ni carboén re-
sulta en unas emisiones de 22 MtCO, (un
10% del objetivo espanol de emisiones para
2030), mientras que cuando se extiende la
vida de las nucleares las emisiones se re-
ducen aun mas, hasta las 9 MtCO,,
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Escenarios

Escenario de demanda D1 D1 D1 D1 D1 D1
Escenario de renovables Renovable Alto | Renovable Alto | Renovable Alto Renovgble Renovgble Renovable Medio
Medio Medio
Escenario de generacion convencional Sin C+N Nuclear C+N Sin C+N Nuclear C+N
Generacion (GWh) 328.352 329.709 330.063 333.236 333.655 333.352
Nuclear - 60.229 60.229 - 63.510 60.229
Carbon - - 37.278 - - 42.848
Gas 101.833 67.877 37.344 122.478 86.542 55.795
Gas [Nueva generacion de respaldo] 37.859 19.839 14.477 50.256 25.749 16.732
Hidraulica 6.546 6.753 6.794 6.473 6.498 6.550
Bombeo 3.688 3.423 3.662 3.395 3.190 3.277
Edlica 83.518 78.034 76.953 68.844 66.846 66.637
Solar 44.383 43.836 43.644 31.100 30.946 30.930
gitéfésuﬁig)m’ab'es (biomasa, biogas, min 23.284 22.477 22.442 23.448 23.134 23.114
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 328.352 329.709 330.063 333.236 333.655 333.352
% Renovables 49% 47% 47% 40% 39% 39%
Vertidos renovables [GWh] 1.868 8.705 10.013 153 2.618 2.863
Coste Térmico [M€] 8.511 6.490 5.742 10.403 7.954 7.090
Emisiones [MtCO,] 50 31 51 62 40 63
Coste de emisiones [M€] 397 245 405 492 316 501
Emisiones de generacion de respaldo
CO) g P 14 7 5 4 9 6
Maxima energia no suministrada [MW)] - - - - - -
Margen de reserva [%) 12% 13% 13% 10% 11% 1%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] 28.361 22.065 19.165 30.806 23.279 18.239
E:I\(n)z;e de inversion anualizado renovable 5,370 5370 5370 3230 3230 3230
ggrslg;; O'rr:";és‘r'gsnpz?;:'[%o de 2179 1.726 1517 2.356 1.814 1.451
Coste de inversion alto anualizado
extender vida de las nucleares [M€] ) 761 761 i 761 761
C_oste de inversion anualiz,ado extender ) i 13 i ) 13
vida de centrales de carbon [M€]
gz::atr‘;t‘[““'n:']‘“a"zad° (con coste alto 16.061 14.347 13.404 15.988 13.759 12.544
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5.2.4. RESUMEN Y COMPARACION

El resumen de los casos analizados para
2030 es muy similar al de 2025. Al aumen-
tar la cuota de renovables y reducirse la
demanda, las diferencias entre los casos
de retirada de nucleares o carbdn se hacen
cada vez mas pequefnas. Por supuesto,
también se reducen, en términos absolu-
tos, los costes de respaldo y las emisiones.

Es decir, que un crecimiento controlado de
la demanda de energia eléctrica y el aumen-
to de las energias renovables, dentro de los
limites analizados en este estudio, son be-
neficiosos en cualquier caso, y también faci-
litarfan la retirada de la energia nuclear y del

carbdn. En cualquier caso, hay que recordar
que la retirada de la nuclear siempre supone
un cierto aumento de coste y de emisiones,
mientras que la retirada del carbén supone
un coste, pero también evita emisiones, a
un coste implicito entre 40y 56 €/tCO,.

De nuevo, estas conclusiones dependen
de los supuestos realizados acerca del
coste de las tecnologias y, también, del
coste del gas y del carbon, asi como del
precio del CO,,.

56 De nuevo, y como ya se ha mencionado anteriormente, esto dependera
del diferencial de costes entre gas y carbon, incluyendo el precio del CO,.
Un diferencial menor, o incluso inexistente, llevaria a menores extracostes
de la retirada.



Escenarios

Escenario de demanda D3 D3 D3 D3 D3 D3
Escenario de renovables Renovable alto | Renovable alto Renovable alto Renovgble Renovgble Renovgble
medio medio medio
Escenario de generacion convencional Sin C+N Nuclear C+N Sin C+N Nuclear C+N
Generacion (GWh) 243.511 246.658 247.782 243.769 246.550 247.540
Nuclear - 60.229 60.229 - 60.229 63.510
Carbon - - 22.119 - - 27.993
Gas 48.635 23.211 6.705 62.896 33.522 10.364
Gas [Nueva generacion de respaldo] 16.332 2.018 - 25.574 5.215 1.002
Hidraulica 6.721 6.975 6.802 7.553 7.097 6.663
Bombeo 3.338 2.830 3.340 2.578 3.041 3.494
Edlica 75.340 64.320 62.149 63.398 58.628 56.593
Solar 43.817 40.919 40.808 31.042 29.926 29.781
git(;fésuﬁ‘igg;)"ab'es (biomasa, biogas, min 22,088 18.915 18.390 23.487 21,651 20.897
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 243.511 246.658 247.782 243.769 246.550 247.540
% Renovables 62% 54% 53% 53% 49% 47%
Vertidos renovables [GWh] 11.808 28.898 31.705 5.618 13.339 16.273
Coste Térmico [M€] 3.912 2.878 2.636 5.315 3.575 3.097
Emisiones [MtCO,] 22 9 22 32 14 28
Coste de emisiones [M€] 180 75 175 255 111 227
Emisiones de generacion de respaldo
CO) g p 6 1 - 9 2 0
Maxima energia no suministrada [MW] - - - - - -
Margen de reserva [%)] 17% 18% 18% 14% 14% 14%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] 9.789 2.740 - 10.444 3.863 777
E\zge de inversion anualizado renovable 5.370 5.370 5.370 3230 3.230 3.230
R - O
Coste de inversion alto anualizado
extender vida de las nucleares [M€] i 761 761 ) 761 761
C_oste de inversion anualizlado extender ) i 13 i i 13
vida de centrales de carbon [M€]
Coste total anualizado (con coste alto 10.125 9.275 8.780 9.434 7.082 7176

nuclear) [M€]
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6. CONCLUSIONES

El resultado del analisis realizado acerca de
la viabilidad técnica de distintos escenarios
de potencia instalada en el sector eléctrico
espanol para 2025 y 2030 aporta algunas
conclusiones de gran interés.

En primer lugar, el crecimiento de la deman-
da es un factor muy importante. Cuando
la demanda crece a una tasa elevada (en
este caso, un 2% anual), todos los escena-
rios requieren la instalacion, ademas de las
energias renovables previstas, de potencia
adicional a la ya existente, generalmente
de respaldo (y por tanto con bajas horas
de funcionamiento). Respecto a la potencia
existente, los ciclos combinados verian au-
mentar sus horas de funcionamiento para
cubrir el incremento de demanda, sobre
todo en escenarios en los que se retira po-
tencia nuclear o de carbon.

Esta primera conclusion refuerza la impor-
tancia que tiene el ahorro y la eficiencia
energética, en linea con todos los mensa-
jes provenientes de la Union Europea y los
objetivos de cumplimiento de los acuerdos
en materia de cambio climatico.

Respecto a la cobertura de la demanda,
casi ninguna de las soluciones de flexibi-
lidad analizadas por si solas permiten sa-
tisfacer la demanda con la seguridad sufi-
ciente en ninguno de los escenarios. Solo
dos alternativas dificiles de movilizar en el
horizonte considerado, la carga inteligen-
te del 100% de los vehiculos eléctricos, o
la gestion activa de una demanda de 13
GW (lo que representaria un 24% respecto
a la demanda punta del sistema), permi-
tirla viabilizar los escenarios a 2030, para
un crecimiento bajo de demanda®’. Estas
dos medidas requieren, en cualquier caso,
actuaciones de gran calado y complejidad
y, por tanto, la viabilidad que lograrian, po-
tencialmente, debe ser contemplada con
precaucion. En el caso de la gestion de la
demanda industrial, la de mayor interés por
su volumen, estas actuaciones podrian in-
cluir la participacion de la demanda en los
mercados de ajustes o en los mercados de
capacidad, de forma que hubiera una sefal
clara e incentivos a la gestion activa de esta
demanda, aunque para lograr este volumen
de desplazamiento la senal de precio de-

57 Con un crecimiento de la demanda del 2% estas medidas serfan
insuficientes para lograr la factibilidad del sistema

beria ser muy intensa; en todo caso, esta
sefal deberia ser coherente con las sefna-
les dadas para remunerar la capacidad de
generacion del sistema. En el caso de la
demanda residencial seria necesario ade-
mas activar las figuras de los agregadores,
asi como aumentar el nivel de automatiza-
cion, como paso esencial para movilizar la
posible flexibilidad de esta demanda.

Si el crecimiento de la demanda fuera in-
ferior, puede ser viable un escenario en el
que no se instale nueva potencia, al me-
nos hasta 2030%. En todo caso, esto no
quiere decir que ése sea el Unico escenario
factible: es posible instalar generacion de
respaldo para hacer viable un escenario en
el que se retira la potencia nuclear y el car-
bon. Evidentemente, esto supone un coste
adicional en términos de coste total del sis-
tema, y de consumo de combustible para
estas centrales de respaldo.

Este extracoste se situa entre un 1% y un
12%, en el caso de la retirada del carbdn, y
entre un 6 y un 20% adicional en el caso de
la retirada de la nuclear. Como ya hemos
mencionado anteriormente, estos extra-
costes se refieren a los costes de inversion
en potencia adicional, los de operacion y
los de emisiones de CO,, y no consideran
otros costes o ahorros externos. Por su-
puesto, también dependen de los supues-
tos realizados acerca de los costes de las
tecnologias y de los combustibles. En este
sentido, los precios del gas y del carbon
son muy relevantes a la hora de estimar el
coste térmico y su influencia en el extra-
coste del sistema.

Es interesante sefalar que el extracoste,
en términos absolutos, se reduce a medida
que se reduce el crecimiento de la deman-
da y aumenta la energia renovable del sis-
tema. Por tanto, el control del crecimiento
de la demanda parece una cuestion clara-
mente deseable, aunque en este sentido
hay que recordar que, por otra parte, el au-
mento de la demanda de electricidad po-
dria ser beneficiosa a nivel global en el sis-
tema, si esto conlleva una reduccion global
de emisiones. Ejemplos de este aumento,
que podria ser conveniente a efectos de
reduccion de emisiones, serian la electrifi-
cacion del transporte, 0 de la produccion
de acero. A este respecto, pues, el impul-
so del ahorro vy la eficiencia debe hacerse

58 Aunque este escenario, que implica extender la vida Util de las centrales
nucleares y mantener el carbon, también requiere inversiones adicionales.



considerando la demanda total de energia
final, y teniendo en cuenta que todos los
estudios apuntan a una creciente electrifi-
cacion del sistema como medio para lograr
esta mayor eficiencia.

Por otra parte, los distintos escenarios tam-
bién tienen consecuencias a nivel de emi-
siones de CO,: todos ellos presentan emi-
siones bajas (muy bajas, incluso, en algun
escenario), aunque las menores aparecen
en los que suponen la extension de la vida
de las centrales nucleares. Por otra parte,
cuando se mantiene el carbdn se pierde
esta ventaja, y se recuperan las emisiones
reducidas con la nuclear. El coste implicito
de estas emisiones evitadas con la retirada
del carbon se sitta entre 40 y 56 €/1CO,).
Las diferencias entre escenarios suponen
en todo caso entre un 5y un 10% del ob-
jetivo de emisiones previstas para Espafna
a 2030.

A este respecto, es interesante reflexionar
sobre el tipo de tecnologia que puede uti-
lizarse como generacion de respaldo. En
este andlisis se ha supuesto, como caso
pesimista desde el punto de vista las emi-
siones, la instalacion de turbinas de gas en
ciclo abierto. En este caso, las emisiones
de CO, asociadas a la generacion de res-
paldo son reducidas en términos absolu-
tos (entre 1y 14 MtCO,, es decir, inferiores
a un 6% del objetivo global de emisiones
para Espana en 2030), aunque pueden lle-
gar a ser un 28% de las emisiones totales
del sector eléctrico (en parte por el bajo ni-
vel de emisiones del sistema en los esce-
narios analizados). Por otra parte, tampoco

Foto © Markel Redondo / Greenpeace

es significativo el aumento de la demanda
de gas asociado a esta generacion de res-
paldo, estando siempre el total de deman-
da de gas para el sector eléctrico dentro de
los limites establecidos por la capacidad
de la infraestructura existente.

Las emisiones de CO, asociadas a la ge-
neracion de respaldo podrian reducirse si
se consideraran otras tecnologias: ciclos
combinados de gas (mas eficientes, aun-
que con mayor coste de inversion); turbi-
nas alimentadas con biogas (cuyas emisio-
nes netas podrian considerarse negativas);
centrales de biomasa; o centrales hibridas
termosolar-bioenergia (biogas o biomasa),
cuya ventaja es minimizar €l coste de in-
version al compartir el bloque de potencia
entre ambas tecnologias.

Finalmente, creemos conveniente subrayar
algunos elementos de interés del analisis:

En primer lugar, todo este andlisis se ha
realizado para escenarios pesimistas de
produccion edlica e hidraulica: se ha esco-
gido el caso peor de la serie histérica. Si
se consideraran valores medios, los cos-
tes absolutos de operacion y las emisiones
absolutas se reducirian, al requerir menos
utilizacién de energias fosiles®™. Por otra
parte, aumentaria el porcentaje de ener-
gias renovables en el sistema, a igualdad
del resto de circunstancias, entre un 5y un
8% segun los escenarios. Las diferencias
de costes y emisiones entre escenarios
con y sin nuclear y carbén se mantienen

59 Los costes de inversion se mantendrian, al venir determinados por las
exigencias de seguridad del sistema.
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en valores similares a los del caso pésimo,
en términos absolutos, aunque aumentan
en términos porcentuales. En el Anexo 2 se
describen algunos escenarios representati-
VOS que muestran los cambios esperados
en este caso.

En segundo lugar, algunos resultados
podrian verse modificados si se cambia-
ran algunos parametros de operacion del
sistema. Quiza los dos mas significativos
sean la operacion de las centrales de car-
boén, y la operacion de la energia hidraulica
regulable.

Si el diferencial de costes entre gas y car-
bon se redujera, o incluso se invirtiera (pa-
sando el carboén a ser mas caro que el gas),
tanto por variacion en costes de los com-
bustibles como por cambios en los precios
del CO,, el coste de retirar el carbdn se
reduciria y, eventualmente, desapareceria
(aunque de hecho en este extremo el car-
bon se retiraria a si mismo por su menor
competitividad), y también se reducirian
las emisiones de CO,, al sustituir produc-
cion con carbdn por produccion con gas
natural.

Una opcion intermedia seria que las centra-
les de carbén®, para algunas de las cuales
se ha empezado a realizar inversiones para
extender su vida Util, se utilizaran unica-
mente para dar respaldo, en lugar de utilizar
las turbinas de ciclo abierto de gas. Esto
también se podria producir si aumentara el
coste del carbon o del CO, y las centra-
les de carbdn perdieran el orden de méri-
to. Independientemente de que las rampas
de las centrales de carbdn sean mas len-
tas que las de las turbinas de gas, y por
tanto habria que estudiar cuidadosamente
las implicaciones sobre las necesidades
de generacion de respaldo (que deberian
aumentar), esta opcidn reduciria en cier-
ta medida los costes en nueva inversion,
pero a cambio aumentarian los costes de
operacion y, también, las emisiones de CO,
del sistema. En todo caso, seguiria siendo
necesario invertir en nueva generacion de
respaldo en casi todos los escenarios, y
por supuesto seria necesario un estudio
detallado para evaluar bien las consecuen-
cias de esta opcion®'. A este respecto, es

60 Para el célculo de las anualidades se toma en cuenta un periodo de
extension de vida Util de 20 anos.

61 Esto se ha evaluado como ejemplo para el caso de Renovable Alto,
Demanda Alta, para 2025, suponiendo un coste de CO, de 50 €/C0,,
que era el necesario para sacar al carbén totalmente del despacho. En
este caso, y tal como se anticipaba, baja la necesidad de nueva potencia

necesario mencionar que las propuestas
actuales de la Comision Europea sobre
pagos por capacidad excluirian al carbdn
de estos pagos, y por tanto podrian hacer
inviable esta opcion.

El segundo parametro relevante es la forma
de operar la energia hidraulica regulable.
Una central hidroeléctrica con un embalse
asociado es un recurso de generacion li-
mitado no sdlo en la potencia maxima de
la central, sino también en la cantidad de
energia que puede generarse a lo largo de
un determinado horizonte temporal. Esta
energia maxima dependera de las apor-
taciones recibidas, asi como de la capaci-
dad de los embalses, por lo que se hace
necesario establecer un criterio de opera-
cion para decidir cuando es mejor utilizar el
agua disponible. Dado que el agua recibida
por lluvias o deshielos carece de coste va-
riable, el valor del agua en un entorno cen-
tralizado esta intimamente ligado al coste
de oportunidad, es decir, al coste variable
de la generacion térmica mas cara a la que
dicha energia hidraulica podria sustituir. En
un entorno liberalizado, cada empresa de
generacion es responsable de operar sus
propias centrales hidraulicas regulables y
debe por lo tanto calcular su propio valor
del agua siguiendo también criterios de
coste de oportunidad. En consecuencia, la
energia hidraulica regulable desplazara en
la lista de mérito a aquellas centrales con
un coste variable mas alto, aplanando las
puntas de demanda y obteniendo un des-
pacho que maximiza el beneficio social
neto. En un mercado suficientemente com-
petitivo, el resultado de la interaccion de
todos los agentes da lugar a una operacion
de las centrales hidraulicas similar a la que
se obtendria en un entorno centralizado.
Sin embargo, la incertidumbre inherente
al sistema eléctrico (régimen de aportacio-
nes, demanda, produccién renovable, etc.)
obliga a los agentes a tomar sus decisiones
considerando varios posibles escenarios,
por lo que, en funcidon de su nivel de aver-
sion al riesgo, la operacion del sistema po-
dria ser diferente. La incertidumbre en las
aportaciones de las centrales hidraulicas es
la principal fuente de variacion en su ope-
racion y ésta puede cambiar significativa-
mente dependiendo del escenario previsto

de respaldo en 6.000 MW, pero aumenta el coste térmico y, como
consecuencia de ello, el coste total incluyendo la inversion anualizada (el
aumento del coste total es de un 6%); y aumentan también las emisiones
de GO, en un 10%. Por tanto, no parece que esta opcion sea conveniente
ni desde el punto de vista econdémico ni medioambiental, aunque como
deciamos serfa necesario evaluar mas casos.



de aportaciones y de la época del ano. Por
otro lado, el hecho de que exista un precio
maximo (y minimo) en el mercado provoca
que el coste real de escasez (0 de exceso
de generacion) no se traslade exactamen-
te al precio final de la energia. Este hecho
también podria interferir en la gestion co-
rrecta de los recursos hidroeléctricos.

En el modelo de simulacion utilizado en
este analisis se ha considerado un esce-
nario de valores medios para realizar la pla-
nificacion de alto nivel por lo que tanto ese
posible efecto de la aversion al riesgo de
los agentes, como la potencial distorsion
en la operacion dptima provocada por los
limites del precio del mercado no han sido
modelados. De manera analoga se pueden
hacer otros andlisis con escenarios mas
conservadores (secos) y ver los efectos en
la operacion y en los precios del sistema.

Sin embargo, si las senales recibidas por
los agentes fueran las adecuadas (si los
precios de escasez recogieran los costes
reales), en un contexto de mayor pene-
tracion de energias renovables, la energia
hidraulica podria operarse de otra forma,
respondiendo de forma mas precisa a la
escasez del sistema, tanto en potencia,
COmMo en energia (por ejemplo, almace-
nando para los periodos prolongados del
invierno en que puede haber escasez por
falta de recurso renovable). A su vez, este
cambio en la gestion podria facilitar la in-
troduccion de mayores cuotas de energia
renovable, o, en el contexto de este es-
tudio, reducir la necesidad de generacion
de respaldo al retirar la nuclear o el car-
bon. Desgraciadamente, esta opcion no
ha podido ser modelada en esta ocasion.
Serla muy recomendable realizar analisis
acerca de la conveniencia de este cambio
operativo.

Por ultimo, una cuestion muy relevan-
te es la que tiene que ver con el periodo
de tiempo entre 2030 y 2050. En 2050,
para cumplir con los objetivos de descar-
bonizacion establecidos por la Comision
Europea, el sector eléctrico debe estar
totalmente descarbonizado. Para enton-
ces, ademas, las centrales nucleares vy las
centrales de carbdn ya habran llegado al
final de su vida Util, incluso con eventuales
extensiones. Aunque podrian desarrollarse
para entonces otras tecnologias, si tene-
MOos en cuenta la bajada de costes de las
energias renovables, parece realista supo-

ner un sistema eléctrico basado 100% en
energias renovables®?. Seria pues preciso
disenar la transicion adecuada desde los
sistemas evaluados en el presente trabajo
a uno totalmente basado en las energias
renovables. Aungque algunos de estos sis-
temas ya alcanzaban una cuota de reno-
vables muy elevada, de hasta el 62% (que
se convertiria en un 68% bajo un supuesto
de produccion media de hidraulica y eoli-
ca), el paso hasta el 100% es mucho mas
complejo, por cuanto requiere contar con
tecnologias renovables capaces de dar se-
guridad al sistema: tecnologias despacha-
bles como la geotérmica o las alimentadas
por biomasa o biogas. La alternativa seria
contar con sistemas de almacenamiento
capaces de almacenar la energia durante
periodos muy prolongados, mayores que
los actuales; o con una forma distinta de
operar la hidraulica; o con una demanda
mucho mas flexible, capaz de adaptarse
a las variaciones de la produccion. Retos
todos ellos de gran entidad, pero para los
que no conviene esperar hasta 2030 para
comenzar a estudiar.

Foto © Markel Redondo / Greenpeace

62 Tal'y como se plantean en 1os estudios ya mencionados Renovables
100% y Energia 3.0
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8. ANEXOS

8.1. ANEXO: INFORMACION SOBRE
EL CIERRE DE LAS CENTRALES
TERMICAS DE CARBON Y
NUCLEARES

Este anexo provee informacion sobre el cie-
rre de las centrales de carbdn y nucleares.
En lo que respecta a las centrales de carbén,
si las companias propietarias no realizan las
inversiones necesarias para reducir los limi-
tes de emisiones previstas por la Directiva
de Emisiones Industriales (DEI), estas cen-
trales deberian de cerrar de acuerdo con las

fechas fijadas. La Tabla 23 muestra el lista-
do de las centrales de carbdn en Espana
y la fecha de cierre prevista segun fuentes
publicas, y comunicaciones de las empre-
sas propietarias. El Observatorio Critico de
la Energia (2016) ha recopilado informacion
adicional sobre la intencion de las empresas
propietarias de las centrales para realizar
inversiones y asi reducir las emisiones (ver
Tabla 23), se asume que las inversiones se-
ran suficientes para mantener la vida ope-
rativa de las centrales hasta, por o menos,
2030. Cuando no se han anunciado nuevas
inversiones o no se ha especificado explici-
tamente una fecha de cierre, se asume que
las centrales se cerraran antes de 2025.

Tabla 23. Fecha de cierre previsto para las centrales de carbén segun El Observatorio Critico de la Energia
(2016), en caso que no se especifique lo contrario.

. Excepciones .
Nombre de central Capacidad Instalada (MW) DEI Fecha de cierre
Abofio 1 360 PNT 31/12/2023
Abofio 2 556 PNT Inversiones anunciadas
Alcddia (1,2,5,6) 510 Red aislada 01/01/2020
Andorra 1102 PNT Cierre previsto en 2020
Anllares 365 EVUL 31/12/2023
As Pontes(1,2,3,4) 1468 PNT Inversiones anunciadas
Puertollano 320 Cerrada 31/01/2016
Compostilla (2,3,4,5) 1200 PNT 30/06/2020
La Pereda 50 - -
La Robla (1,2) 655 PNT Inversiones anunciadas® en La Robla 2 y cierre de La Robla 1%
Lada 358 PNT Se ha solicitado el cierre®®
Litoral (1,2) 1159 PNT Inversiones anunciadas
Los Barrios 589 PNT Inversiones anunciadas
Meirama 580 PNT Sin definirse todavia®”
Narcea (1,2,3) 595 PNT Cierre Narcea 1y 2 (2017)
Puentenuevo 3 324 PNT -
Soto de Ribera 2 254 Cerrada 31/12/2015
Soto de Ribera 3 350 PNT Inversiones anunciadas
Velilla (1,2) 516 PNT Se ha anunciado la intencion de cerrar®®
Total 11.311

DEI= Directiva de Emisiones Industriales de la Unién Europea

63 http://cincodias.com/cincodias/2016/11/23/empresas/1479888016_442702.html

64 http://www.leonoticias.com/mineria/director-negocios-natural-20171114125637-nt.html
65 http://www.leonoticias.com/mineria/director-negocios-natural-20171114125637-nt.html y http://cadenaser.com/emisora/2017/06/05/radio_leon/1496685847_042670.html

66 https://www.iberdrola.com/sala-comunicacion/noticias/detalle/iberdrola-decide-culminar-proceso-cierre-todas-centrales-carbon-mundo

67 https://www.lavozdegalicia.es/noticia/carballo/cerceda/2017/10/13/termica-meirama-pleno-rendimiento-grave-sequia/0003_201710C13C1995.htm

68 La decision de Iberdrola de cerrar las plantas de carbon se hizo muy avanzado este proyecto, por lo que la central de Velilla se ha incluido como operativa en el estudio como inicialmente se
habfa considerado. EI gobierno ha manifestado su desacuerdo con la medida y queda por determinar las acciones se tomaran para limitar la decision. https://elpais.com/economia/2017/11/13/
actualidad/1510572425_053333.html
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Las centrales de carbdn para las cuales las
empresas propietarias han anunciado la in-
tencion de realizar inversiones para exten-
der su operacion estan representadas en la
Tabla 24, las cuales se consideraran como
operativas para los escenarios carbon vy
nuclear (C+N). Se ha considerado que las
inversiones han contemplado no solo las
exigencias del PNT para 2020, pero tam-
bién las necesarias en el nuevo marco re-
gulatorio de emisiones LCP-BREF que en-
trard en vigor en 2021, en caso contrario
tendrian que hacer nuevas inversiones.

: Capacidad Instalada
Central de carbon P (MW)
Abofio 2 556
As Pontes (1,2,3,4) 1468
La Robla (2) 350
Litoral (1,2) 1159
Los Barrios 589
Meirama®® 580
Narcea (3) 350
Soto de Ribera 3 350
Velilla (1,2) 516
Total 5.918

La Tabla 25 muestra la fecha de fin del per-
miso de explotacion de las centrales nu-
cleares segun el plazo de licencia de fun-
cionamiento, basado en la informacion del
Consejo de Seguridad Nuclear. Las empre-
sas propietarias de las centrales nucleares
pueden solicitar la extension de los permi-
sos de explotacion, tres afios antes de la
expiracion de los permisos actuales. Las
centrales para las cuales no haya acabado
el periodo de funcionamiento de disefio de
40 anos, su extension podria ser posible
si los informes necesarios son favorables,
estas serian las centrales de Vandellos 1l y
Trillo.

69 Todavia no se ha despejado del todo la duda si se extendera la vida Uil
de esta central més alla del 2020: https.//www.lavozdegalicia.es/noticia/
carballo/cerceda/2017/10/13/termica-meirama-pleno-rendimiento-grave-
sequia/0003_201710C13C1995.htm

Capacidad Fin del
gﬁglt;:: Insptalada permiso_(!e
(MW) explotacion
Almaraz | 1.005,8 08/06/2020
Almaraz Il 1.011,3 08/06/2020
Vandellds Il 1.045 26/07/2020
Cofrentes 1.063,90 20/03/2021
Asco | 955,8 02/10/2021
Asco ll 991,7 02/10/2021
Trillo 1.003,40 15/11/2024
Total 7117

Fuente: Consejo de Seguridad Nuclear.

Los resultados presentados anteriormente
se basaron en un ano de generacion eoli-
ca e hidraulica baja, con el fin de evaluar la
factibilidad del sistema ante un escenario
adverso. Sin embargo, es interesante de-
terminar como se modifican los resultados
obtenidos ante un escenario de genera-
cion renovable mas favorable basado en
los promedios histéricos de generacion hi-
draulica y edlica.

Las Tablas 26 y 27 muestran los resultados
para un ano hidraulico y edlico medio para
el 2025 y para un escenario alto renova-
bles y, alto y bajo de demanda, respectiva-
mente. Si se compara con los resultados
presentados en la Tabla 26 con los de la
Tabla 13 el porcentaje de generacion reno-
vable aumenta considerablemente, pasan-
do del 37%-38% a 55%-63%. Ademas, los
costes de operacion disminuyen significa-
tivamente, en torno a 49% (sin nuclear ni
carbodn) al 53% (con nuclear y sin carbdn).
En términos de emisiones, la reduccion es
del 50%, 67% y 48% para los tres casos:
sin nuclear ni carbén, con nuclear y, con
nuclear y carbdn, respectivamente. Por
otro lado, comparando los resultados de
la Tabla 27 con la Tabla 13, el porcentaje
de renovables sube de 53%-62% a 61%-
73%. La reduccion de los costes de opera-
cion varia entre 42% (sin nuclear ni carbon)
al 24% (con nuclear y sin carbén). La varia-
cion de las emisiones es mas agresiva aun
y varia entre 46% (sin nuclear ni carbén) al
72% (con nuclear y sin carbdn).



Escenario de demanda D1 D1 D1
Escenario de renovables Renovable alto Renovable alto Renovable alto
Escenario de generacion convencional Sin N+C Nuclear N+C
Generacion (GWh) 284.402 289.220 289.465
Nuclear - 60.229 60.229
Carbon - - 27.036
Gas 60.419 27.697 14.128
Gas [Nueva generacion de respaldo] 17.680 5.023 626
Hidraulica 21.438 21.140 8.767
Bombeo 3.586 4.450 5.033
Edlica 86.772 79.229 81.850
Solar 44,199 42.977 42.932
Otras Renovables (biomasa, biogas, mini hidraulica) 23.068 21.234 21.625
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241
Demanda final (GWh) 284.402 289.220 289.465
Demanda 263.631 263.631 263.631
Pérdidas 13.986 17.565 16.967
Consumo de bombeo 5123 6.357 7197
Consumo de vehiculos eléctricos 1.662 1.666 1.670
% Renovables 63% 58% 55%
Vertidos renovables [GWh] 3.022 14.080 12.015
Coste Térmico [M€] 4.740 3.319 3.375
Emisiones [MtCO,] 27 11 29
Emisiones de la generacion de respaldo [MtCO,] 6 2 -
Margen de reserva [MW] 7.454 7.687 7.687
Margen de reserva [% demanda maxima) 15% 15% 15%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] 8.759 1.835 -
Coste de inversion anualizado renovable [M€] 5.370 5.370 5.370
Coste de inversion anualizado de generacion de respaldo [M€] 526 215 -
Coste de inversion alto anualizado de extender vida de las

nucleares [M€] ) 761 761
Coste de inversion bajo anualizado de extender vida de las

nucleares [V€] ) 135 135
Coste de inversion anualizado extender vida de centrales de carbon ) ) 13
[Mé]

Coste total anualizado (con coste alto nuclear) [M€] 10.636 9.665 9.519
Coste de inversion total renovable [M€] 30.236 30.236 30.236
Coste de inversion total de generacion de respaldo [M€] 7.452 3.305 -
Coste de inversion total alto de extender vida de nucleares [M€] - 6.950 6.950
Coste de inversion total bajo de extender vida de nucleares [M€] - 1.233 1.233
Coste de inversion total extender vida de centrales de carbon [M€] - - 1.157
Coste total de inversion (con coste alto nuclear) [M€] 37.688 40.490 38.343
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Escenario de demanda D3 D3 D3
Escenario de renovables Renovable alto Renovable alto Renovable alto
Escenario de generacion convencional Sin N+C Nuclear C+N
Generacion (GWh) 235.959 241,068 247.885
Nuclear - 60.229 60.229
Carbon - - 7.812
Gas 35.968 7.511 2.513
Gas [Nueva generacion de respaldo] - - -
Hidraulica 21.217 20.822 20.742
Bombeo 4,194 3.004 3.771
Edlica 81.845 65.354 67.472
Solar 43.556 39.963 40.030
Otras Renovables (biomasa, biogas, mini hidraulica) 21.938 16.944 18.075
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 235.959 241.068 247.885
Demanda 220.690 220.690 224.699
Pérdidas 7.595 14.414 13.049
Consumo de bombeo 5.992 4.294 5.398
Consumo de vehiculos eléctricos 1.681 1.670 4.739
% Renovables 73% 61% 61%
Vertidos renovables [GWh] 9.942 35.020 31.704
Coste Térmico [M€] 2.262 1.917 2.012
Emisiones [MtCO,] 12 3 10
Emisiones de generacion de respaldo [MtCO,] - - -
Margen de reserva [MW] 7.186 7.444 7.444
Margen de reserva [%] 18% 17% 17%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] - - -
Coste de inversion anualizado renovable [M€] 5.370 5.370 5.370
Coste de inversion anualizado de generacion de respaldo [M€] - - -
Coste de inversion alto anualizado extender vida de las nucleares ) 761 761
[Mé]
Coste de inversion bajo anualizado extender vida de las nucleares

- 135 135
[ME€]
Coste de inversion anualizado extender vida de centrales de carbon ) i 13
[Mé]
Coste total anualizado (con coste alto nuclear) [M€] 7.632 8.049 8.157
Coste de inversion total renovable [M€] 50.202 50.202 50.202
Coste de inversion total de generacion de respaldo [M€] - - -
Coste de inversion total alto de extender vida de nucleares [M€] - 6.950 6.950
Coste de inversion total bajo de extender vida de nucleares [M€] - 1.233 1.233
Coste de inversion total extender vida de centrales de carbon [M€] - - 1.157
Coste total de inversion (con coste alto nuclear) [M€] 50.202 57.152 58.309
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La Tabla 28 muestran los resultados para un afo hidraulico y edlico medio para el 2030 para el escenario medio
de renovables y alto de demanda. Si se compara con los resultados presentados en la Tabla 21, el porcentaje
de generacion renovable aumenta del 39%-40% al 46%. Para estos casos, los costes de operacion disminuyen
entre un 13% (sin nuclear ni carbon) y un 20% (con nuclear y carbon). La reduccion en emisiones es del 14%,
19% vy 15% para los tres casos: sin nuclear ni carbdn, con nuclear y con nuclear y carbén, respectivamente.

Escenario de demanda D1 D1 D1
Escenario de renovables Renovable medio Renovable medio Renovable medio
Escenario de generacion convencional Sin N+C Nuclear C+N
Generacion (GWh) 329.469 330.229 331.251
Nuclear - 60.229 63.510
Carbon - - 42.414
Gas 106.182 86.542 37.310
Gas [Nueva generacion de respaldo] 44.492 5413 9.828
Hidraulica 21.553 21.440 21.449
Bombeo 3.059 3.359 4.146
Edlica 72.369 71.683 71.224
Solar 31.110 31.019 30.960
Otras Renovables (biomasa, biogas, mini hidraulica) 23.463 23.303 23.169
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 329.469 330.229 331.251
Demanda 295.716 295.716 295.716
Pérdidas 24.649 24.980 24.867
Consumo de bombeo 4.371 4.799 5.923
Consumo de vehiculos eléctricos 4.733 4734 4.745
% Renovables 46% 46% 46%
Vertidos renovables [GWh] 31 968 1.620
Coste Térmico [M€] 9.004 6.700 5.687
Emisiones [MtCO,] 53 32 53
Emisiones de generacion de respaldo [MtCO,] 16 9 3
Margen de reserva [MW] 6.404 6.637 6.637
Margen de reserva [%)] 0 0 0
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] 19.892 13.337 6.598
Coste de inversion anualizado renovable [M€] 3.038 3.038 3.038
Eaz;e de inversion anualizado de generacion de respaldo 1570 1.098 613
gﬁilt:a(::sirmeé]sién alto anualizado extender vida de las 761 761 761
gﬁ(szlt:acis ;Txneéflon bajo anualizado extender vida de las 135 135 135
Coste de inversion anualizado extender vida de centrales de

carbon [M€] 13 13 13
Coste total anualizado (con coste alto nuclear) [M€] 14.386 11.609 10.112
Coste de inversion total renovable [M€] 28.388 28.388 28.388
Coste de inversion total de generacion de respaldo [M€] 15.471 10.803 6.005
F'\(A)de de inversion total alto de extender vida de nucleares ) 6.952 6.953
ﬁ\zge de inversion total bajo de extender vida de nucleares 1233 1233 1233
Coste de inversion total extender vida de centrales de

carbon [M€] } - 1.160
Coste total de inversion (con coste alto nuclear) [M€] 43.859 46.143 42.505
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La Tabla 29 muestran los resultados para un afio hidraulico y edlico medio para el 2030 para el escenario alto de
renovables y bajo de demanda. Si se compara con los resultados presentados en la Tabla 22, el porcentaje de
generacion renovable aumenta del 53%-62% al 61%-72%. Para estos casos, l0s costes de operacion disminu-
yen entre un 34% (sin nuclear ni carbon) y un 24% (con nuclear y carbén). La reduccion en emisiones es del 37 %,

59% y 53% para los tres casos: sin nuclear ni carbén, con nuclear y con nuclear y carbdn, respectivamente.

Escenario de demanda D3 D3 D3
Escenario de renovables Renovable alto Renovable alto Renovable alto
Escenario de generacion convencional Sin N+C Nuclear C+N
Generacion (GWh) 242.283 246.973 247.885
Nuclear - 60.229 60.229
Carbon - - 7.812
Gas 40.054 10.048 2.513
Gas [Nueva generacion de respaldo] - - -
Hidraulica 21.265 20.621 20.742
Bombeo 4124 3.455 3.7171
Edlica 83.651 67.722 67.472
Solar 43.563 39.923 40.030
Otras Renovables (biomasa, biogas, mini hidraulica) 22.384 17.734 18.075
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241
Demanda final (GWh) 242.283 246.973 247.885
Demanda 224.699 224.699 224.699
Pérdidas 6.924 12.537 13.049
Consumo de bombeo 5.892 4933 5.398
Consumo de vehiculos eléctricos 4.768 4.804 4.739
% Renovables 72% 61% 61%
Vertidos renovables [GWh] 7.683 31.903 31.704
Coste Térmico [M€] 2.583 2.062 2.012
Emisiones [MtCO,] 14 4 10
Emisiones de generacion de respaldo [MtCO,] - - -
Margen de reserva [MW] 7.211 7.444 7.444
Margen de reserva [%)] 17% 18% 18%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] - - -
Coste de inversion anualizado renovable [M€] 5.370 5.370 5.370
Coste de inversion anualizado de generacion de respaldo ) i i
[Mé]

Coste de inversion alto anualizado extender vida de las

nucleares [M€] ) 761 761
Coste de inversion bajo anualizado extender vida de las

nucleares [M€] ) 135 135
Coste de inversion anualizado extender vida de centrales de

carbon [M€] i i 13
Coste total anualizado (con coste alto nuclear) [M€] 7.953 8.194 8.157
Coste de inversion total renovable [M€] 50.202 50.202 50.202
Coste de inversion total de generacion de respaldo [M€] - - -
g\(ﬂ)ge de inversion total alto de extender vida de nucleares ) 6.950 6.950
ﬁ\zge de inversion total bajo de extender vida de nucleares i 1233 1233
Coste de inversion total extender vida de centrales de

carbon [M€] } - 1.157
Coste total de inversion (con coste alto nuclear) [M€] 50.202 57.152 58.309
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Este Anexo incluye los resultados detallados de los casos factibles con mas detalle en cuanto a demanda: de-
manda final, pérdidas en las redes y consumos de bombeo y de vehiculos eléctricos. Ademas, se incluye los
costes totales de inversion para las distintas tecnologias, incluyendo los costes de inversion por extension de la

vida util de centrales nucleares y carbon.
8.3.1. CASOS FACTIBLES 2025

NIVEL DE DEMANDA ALTO (D1, 2% ANUAL)

Escenarios

Escenario de demanda D1 D1 D1 D1 D1 D1
Escenario de renovables Renov_able Renov_able Renoyable Renovable | Renovable | Renovable

Bajo Bajo Bajo Alto Alto Alto
Escenario de generacion convencional Sin C+N Nuclear C+N Sin C+N Nuclear C+N
Generacion (GWh) 296.160 296.886 297.200 285.318 287.970 288.707
Nuclear - 60.229 60.229 - 60.229 60.229
Carbon - - 40.522 - - 32.393
Gas 118.480 97.7M1 58.359 77.113 44.468 19.804
Gas [Nueva generacion de respaldo] 37.942 1.253 321 23.556 8.693 2.989
Hidraulica 6.475 6.639 6.716 6.661 6.969 6.905
Bombeo 3111 3.218 3.278 3.396 3.218 3.666
Edlica 60.410 58.517 58.470 80.161 73.190 71.810
Solar 23.737 23.618 23.582 44.276 42.586 42.707
Otras Renovables (biomasa, biogas, mini hidraulica) 18.765 18.430 18.483 22.915 21.378 20.964
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 296.160 296.886 297.200 285.318 287.970 288.707
Demanda 263.631 263.631 263.631 263.631 263.631 263.631
Pérdidas 26.424 26.955 27.184 15.144 18.019 18.110
Consumo de bombeo 4.444 4.605 4.690 4.853 4.624 5.255
Consumo de vehiculos eléctricos 1.661 1.695 1.694 1.691 1.696 1.711
% Renovables 38% 37% 37% 55% 51% 51%
Vertidos renovables [GWh] 86 2.432 2.463 5.701 15.899 17.572
Coste Térmico [M€] 9.323 7.087 6.235 6.067 4.507 3.963
Emisiones [MtCO,] 55 35 56 35 19 37
Emisiones de la generacion de respaldo [MtCO,] 14 1 0 8 4 1
Margen de reserva [MW] 6.094 6.327 6.327 8.077 8.439 8.310
Margen de reserva [% demanda méaxima] 10% 10% 10% 15% 15% 15%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] 17.465 13.518 12.000 17.000 11.924 8.263
Coste de inversion anualizado renovable [M€] 1.898 1.898 1.898 5.370 5.370 5.370
Coste de inversion anualizado de generacion de respaldo [M€] 1.395 1111 1.001 1.362 996 732
ﬁgsltga(:g Slrmeerismn alto anualizado de extender vida de las ) 761 761 i 761 761
glcj);t:a(:: s|rme€r]smn bajo anualizado de extender vida de las ) 135 135 i 135 135
Coste de inversion anualizado extender vida de centrales de
carbon [M€] i ) 13 i i 13
Coste total anualizado (con coste alto nuclear) [M€] 12.616 10.857 9.909 12.799 11.635 10.840
Coste de inversion total renovable [M€] 17.761 17.761 17.761 50.202 50.202 50.202
Coste de inversion total de generacion de respaldo [M€] 13.743 10.932 9.851 13.411 9.798 7.191
Coste de inversion total alto de extender vida de nucleares [M€] - 6.950 6.950 - 6.950 6.950
Coste de inversion total bajo de extender vida de nucleares [M€] - 1.233 1.233 - 1.233 1.233
Coste de inversion total extender vida de centrales de carbon [M€] - - 1.157
Coste total de inversion (con coste alto nuclear) [M€] 31.504 35.643 34.562 63.614 66.949 65.500
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NIVEL DE DEMANDA MEDIO (D2, 1% ANUAL)

Escenarios
Escenario de demanda D2 D2 D2 D2 D2 D2
Escenario de renovables Renovable Bajo | Renovable Bajo | Renovable Bajo | Renovable Alto | Renovable Alto | Renovable Alto
Escenario de generacion convencional Sin C+N N C+N Sin C+N N C+N
Generacion (GWh) 264.008 265.108 265.933 259.190 263.452 264.237
Nuclear - 60.229 60.229 - 60.229 60.229
Carbon - - 35.537 - - 25.096
Gas 94.468 54.941 28.921 60.929 31.381 11.451
Gas [Nueva generacion de respaldo] 30.455 14.995 6.344 17.079 4726 2.251
Hidraulica 6.497 6.505 6.478 6.774 6.525 6.574
Bombeo 2.698 2.721 3.201 3.143 3.268 3.595
Edlica 60.179 56.859 56.436 77.884 67.758 66.197
Solar 23.727 23.486 23.482 43.663 42.208 41.888
gitgfguﬁiz)o"ab'es (biomasa, biogas, min 18.743 18.132 18.066 22 476 20.116 19.716
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 264.008 265.108 265.933 259.190 263.452 264.237
Demanda 239.892 239.892 239.892 239.892 239.892 239.892
Pérdidas 18.599 19.664 19.806 13.108 17.204 17.541
Consumo de bombeo 3.854 3.888 4.572 4.497 4.676 5.134
Consumo de vehiculos eléctricos 1.664 1.664 1.663 1.693 1.680 1.670
% Renovables 42% 41% 40% 59% 53% 52%
Vertidos renovables [GWh] 348 4.521 5.014 9.029 22.969 25.252
Coste Térmico [M€] 7.369 5.277 4.605 4.700 3,515 3.131
Emisiones [MtCO,] 44 25 43 27 13 27
Emision la generacion de respal
[Mtg(i]esde a generacion de respaldo 1 5 9 6 9 1
Margen de reserva [MW] 6.173 6.327 6.327 8.055 8.286 8.286
Margen de reserva [% demanda méxima) 12% 12% 12% 16% 16% 16%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] 14.369 10.119 6.824 10.518 7.248 3.948
Coste de inversion anualizado renovable [M€] 1.898 1.898 1.898 5.370 5.370 5.370
ggsrteesgzl:jrl)v?“rﬂsgn anualizado de generacion 1172 866 629 895 659 492
\(I)igztz gel:alg\r/]fl;]rcsllé):r:;tc[) Nallg]uallzado de extender ) 761 761 ) 761 761
\(I)ic(J,satZ STaI:\rI]ir;g):r::J[(l)\n aguallzado de extender ) 135 135 i 135 135
Coste de inversi(')r] anualizado extender vida de ) i 13 ) ) 13
centrales de carbon [M€]
23?:;:?;\'"2;'“3"”"“ (con coste alto 10.438 8.802 7.905 10.965 10.306 9.697
Coste de inversion total renovable [M€] 17.761 17.761 17.761 50.202 50.202 50.202
fe":‘;zlgs E”M"g]rs"’” total de generacion de 11.538 8.512 6.166 8.796 6.468 4118
325530(:: ;Pevse[lag total alto de extender vida . 6.950 6.950 ) 6.950 6.950
ggsr:ﬁc(lig ;Pe\;e[:l:g total bajo de extender vida ) 1233 1233 i 1233 1933
Coste de inversion total extender vida de
centrales de carbon [M€] ) i 1157 i i 1157
Coste total de inversion (con coste alto 29.299 33.223 32.034 58.998 63.619 62.427

nuclear) [M€]
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NIVEL DE DEMANDA BAJO (D3, 0,2% ANUAL)

Escenarios
Escenario de demanda D3 D3 D3 D3 D3 D3
Escenario de renovables Renovable Bajo | Renovable Bajo | Renovable Bajo | Renovable Alto | Renovable Alto | Renovable Alto
Escenario de generacion convencional Sin C+N N C+N Sin C+N N C+N
Generacion (GWh) 239.520 241.334 242.504 237.900 241.585 242.702
Nuclear - 60.229 60.229 - 60.229 60.229
Carbon - - 32.012 - - 21.561
Gas 76.939 40.387 16.522 51.591 23.891 5.802
Gas [Nueva generacion de respaldo] 24.226 8.302 2.110 12.374 113 -
Hidraulica 6.521 6.635 5.750 6.827 7.205 6.873
Bombeo 2.497 2.610 3.296 3.389 2.860 3.316
Edlica 59.724 55.059 54,517 75.295 63.758 62.696
Solar 23.689 23.212 23.204 43.560 41.318 40.756
gitgfguﬁig)o"ab'es (biomasa, biogas, min 18.683 17.659 17.624 17.622 14.971 14.227
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 239.520 241.334 242.504 237.900 241.585 242.702
Demanda 220.690 220.690 220.690 220.690 220.690 220.690
Pérdidas 13.598 15.222 15.409 10.655 15.055 15.571
Consumo de bombeo 3.567 3.730 4716 4.864 4113 4.771
Consumo de vehiculos eléctricos 1.663 1.692 1.689 1.690 1.728 1.670
% Renovables 46% 44% 43% 62% 54% 53%
Vertidos renovables [GWh] 903 7.068 7.654 16.575 33.005 35.372
Coste Térmico [M€] 5.940 4.080 3.547 3.928 2.573 2.632
Emisiones [M{CO,] 36 17 35 23 9 21
Emisiones de la generacion de respaldo
CO) g P 8 3 1 4 0 ;
Margen de reserva [MW] 5.981 6.050 6.050 7.545 7.936 7.936
Margen de reserva [% demanda méxima) 13% 13% 13% 17% 18% 18%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] 11.007 4.003 427 9.156 1.902 -
Coste de inversion anualizado renovable [M€] 1.898 1.898 1.898 5.370 5.370 5.370
ggs;teesgzlér;v?“rﬂsgn anualizado de generacion 930 976 " 797 974 138
Coste de inversion alto anualizado de
extender vida de las nucleares [M€] i 761 761 i 761 761
Coste de inversion bajo anualizado de
extender vida de las r:ucleares M€] i 135 135 i 135 135
Coste de inversion anualizado extender vida i i 13 _ ) 13
de centrales de carbon [M€]
23§:Sat3t?l\'n2;'“a"zad° (con coste alto 8.768 7.015 6.261 10.095 8.979 8.914
Coste de inversion total renovable [M€] 17.761 17.761 17.761 50.202 50.202 50.202
Ee(;sptzlgg EnMv€e]rS|on total de generacion de 9.144 4.003 406 7807 2 661 1307
ggs:zcclig;evse[;:g total alto de extender vida ) 6.950 6.950 ) 6.950 6.950
ggsrrﬁc(li: ;Pe\;e[:lllg] total bajo de extender vida i 1233 1233 ) 1233 19233
Coste de inversion total extender vida de
centrales de carbon [M€] i i 1157 i i 1157
Coste total de inversion (con coste alto 26.905 28.714 26.273 57.654 60.457 58.300

nuclear) [M€]
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8.3.2. CASOS FACTIBLES 2030

NIVEL DE DEMANDA ALTO (D1, 2% ANUAL)

Escenarios

Escenario de demanda D1 D1 D1 D1 D1 D1
Escenario de renovables Renovable Renovable Renovable Renovgble Renovgble Renovgble

Alto Alto Alto Medio Medio Medio
Escenario de generacion convencional Sin C+N N C+N Sin C+N N C+N
Generacion (GWh) 328.352 329.709 330.063 333.236 333.655 333.352
Nuclear - 60.229 60.229 - 63.510 60.229
Carbon - - 37.278 - - 42.848
Gas 101.833 67.877 37.344 122.478 86.542 55.795
Gas [Nueva generacion de respaldo] 37.859 19.839 14.477 50.256 25.749 16.732
Hidraulica 6.546 6.753 6.794 6.473 6.498 6.550
Bombeo 3.688 3.423 3.662 3.395 3.190 3.277
Edlica 83.518 78.034 76.953 68.844 66.846 66.637
Solar 44,383 43.836 43.644 31.100 30.946 30.930
Otras Renovables (biomasa, biogas, mini hidraulica) 23.284 22.477 22.442 23.448 23.134 23.114
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 328.352 329.709 330.063 333.236 333.655 333.352
Demanda 295.716 295.717 295.716 295.716 295.717 295.716
Pérdidas 22.616 24.291 24.196 27.936 28.633 28.203
Consumo de bombeo 5.269 4.897 5.246 4.850 4.557 4.684
Consumo de vehiculos eléctricos 4.750 4.805 4.905 4.733 4.748 4.748
% Renovables 49% 47% 47% 40% 39% 39%
Vertidos renovables [GWh] 1.868 8.705 10.013 153 2.618 2.863
Coste Térmico [M€] 8.511 6.490 5.742 10.403 7.954 7.090
Emisiones [MtCO,] 50 31 51 62 40 63
Coste de emisiones [M€] 397 245 405 492 316 501
Emisiones de generacion de respaldo [MtCO,] 14 7 5 4 9 6
Maxima energia no suministrada [MW] - - - - - -
Margen de reserva [MW] 8.276 8.509 8.509 7.037 7.270 7.270
Margen de reserva [%] 12% 13% 13% 10% 11% 11%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] 28.361 22.065 19.165 30.806 23.279 18.239
Coste de inversion anualizado renovable [M€] 5.370 5.370 5.370 3.230 3.230 3.230
E}I\;l)ge de inversion anualizado de generacion de respaldo 2179 1726 1517 2 356 1814 1.451
ES;tga(:ZslrEl\\lneésmn alto anualizado extender vida de las i 761 761 i 761 761
ﬁﬁ(s;lt:adrsS"El\\llleé]SIon bajo anualizado extender vida de las ) 135 135 ) 135 135
Coste de inversion anualizado extender vida de centrales de
carbon [M€] ’ ’ 13 ’ ) 13
Coste total anualizado (con coste alto nuclear) [M€] 16.061 14.347 13.404 15.988 13.759 12.544
Coste de inversion total renovable [M€] 50.202 50.202 50.202 30.236 30.236 30.236
Coste de inversion total de generacion de respaldo [M€] 21.501 17.018 14.953 23.242 17.882 14.294
Fl\(/)lze de inversion total alto de extender vida de nucleares ) 6.950 6.950 ) 6.950 6.950
E)I\;l)ge de inversion total bajo de extender vida de nucleares i 1233 1233 i 1233 1233
E:f;gnd([a Nllré\]/ersmn total extender vida de centrales de i ) 1157 ) ) 1157
Coste total de inversion (con coste alto nuclear) [M€] 71.703 74.170 73.262 53.478 55.068 52.636
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NIVEL DE DEMANDA BAJO (D3, 0,2% ANUAL)

Escenarios

Escenario de demanda D3 D3 D3 D3 D3 D3
Escenario de renovables Renovable alto | Renovable alto | Renovable alto Renovz_lble Renovgble Renovqble

medio medio medio
Escenario de generacion convencional Sin C+N N C+N Sin C+N N C+N
Generacion (GWh) 243.511 246.658 247.782 243.769 246.550 247.540
Nuclear - 60.229 60.229 - 60.229 63.510
Carbon - - 22.119 - - 27.993
Gas 48.635 23.211 6.705 62.896 33.522 10.364
Gas [Nueva generacion de respaldo] 16.332 2.018 - 25.574 5.215 1.002
Hidraulica 6.721 6.975 6.802 7.553 7.097 6.663
Bombeo 3.338 2.830 3.340 2.578 3.041 3.494
Edlica 75.340 64.320 62.149 63.398 58.628 56.593
Solar 43.817 40.919 40.808 31.042 29.926 29.781
gitgﬁ‘:uﬁig)o"ab'es (biomasa, biogas, min 22.088 18.915 18.390 23.487 21651 20.897
Cogeneracion 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241 27.241
Demanda total (GWh) 243.511 246.658 247.782 243.769 246.550 247.540
Demanda 224.699 224.699 224.699 224.699 224.699 224.699
Pérdidas 9.214 13.086 13.509 10.630 12.562 12.987
Consumo de bombeo 4774 4.055 4.787 3.684 4.377 4.994
Consumo de vehiculos eléctricos 4.825 4.819 4.787 4.756 4913 4.860
% Renovables 62% 54% 53% 53% 49% 47%
Vertidos renovables [GWh] 11.808 28.898 31.705 5.618 13.339 16.273
Coste Térmico [M€] 3.912 2.878 2.636 5.315 3.575 3.097
Emisiones [MtCO,] 22 9 22 32 14 28
Coste de emisiones [M€] 180 75 175 255 111 227
Emisiones de generacion de respaldo [MtCO,] 6 1 - 9 2 0
Méaxima energia no suministrada [MW] - - - - - -
Margen de reserva [MW] 7.960 8.068 8.068 6.482 6.715 6.715
Margen de reserva [%] 17% 18% 18% 14% 14% 14%
Nuevas instalaciones de respaldo [MW] 9.789 2.740 - 10.444 3.863 777
Coste de inversion anualizado renovable [M€] 5.370 5.370 5.370 3.230 3.230 3.230
ggsrteesgzlzjr;v?“rnsel?n anualizado de generacion 842 266 ) 889 416 75
el B o wm | e |
et s | oo | || w |
Coste de inversion ar]ualizado extender vida i i 13 i i 13
de centrales de carbon [M€]
Eﬁi::atr‘;t;\'nz;“a"zad° (con coste alto 10.125 9.275 8.780 9.434 7.982 7.176
Coste de inversion total renovable [M€] 50.202 50.202 50.202 30.236 30.236 30.236
?e(;sgzlgg EnMv€e]rS|on total de generacion de 8.277 9 602 i 8.744 4.058 738
ggsgﬁccligalpevse[;:g total alto de extender vida ) 6.950 6.950 ) 6.950 6.950
ggsgﬁc(ljg alpevse[:lllg total bajo de extender vida i 1233 1233 i 1233 1233
Coste de inversion total extender vida de
centrales de carbon [M€] i i 1157 i i 1157
Coste total de inversion (con coste alto 58.479 50.754 58.300 38.980 41.243 39,081

nuclear) [M€]
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El objetivo de este apartado es analizar el
impacto en las redes de distribucion de
los distintos escenarios de renovables (R1,
R2 y R3) y para los dos escenarios de de-
manda extremos (D1 y D3) y para los anos
2025y 2030.

MODELO DE RED DE REFERENCIA'Y
METODOLOGIA EMPLEADA

En este estudio se realiza un analisis del
coste de los refuerzos de red necesarios
ante distintos escenarios de penetracion re-
novables utilizando como herramienta fun-
damental el Modelo de Red de Referencia,
el cual que se describe mas en detalle a
continuacion.

MODELO DE RED DE REFERENCIA

El Modelo de Red de Referencia (RNM por
sus siglas en inglés) es un modelo de pla-
nificacion de redes de distribucion eléctri-
ca en zonas de gran tamano (hasta regio-
nes o provincias con cientos de miles de
consumidores) que optimiza el diseno de
la red para abastecer suministros (nuevos
0 existentes) o conectar generacion distri-
buida a la red de distribucion. Este modelo
dimensiona la red minimizando los costes
de inversion, operacion y mantenimiento
de las instalaciones, siguiendo los criterios
técnicos de planificacion establecidos por
el regulador, y respetando las restriccio-
nes geograficas impuestas por el terreno
en el tendido de la red, tanto dentro de los
nucleos de poblacion como en las zonas
rurales y espacios naturales (Mateo et al.
2011).

Los resultados del Modelo de Red de
Referencia dependen de los valores de los
parametros y datos de entrada, de los cos-
tes y parametros técnicos de las instalacio-
nes normalizadas, de las restricciones que
se consideren y de las demandas de clien-
tes y producciéon de generacion distribuida
que se consideren como queda ilustrado
en la Figura 3. Como se observa en esta
figura, los datos de partida son clientes,
generacion distribuida y subestaciones de
transporte, definidos principalmente por
su localizacion (coordenadas GPS) y por
sus parametros eléctricos como la poten-
cia pico consumida o generada. Partiendo
de estos datos el modelo disefa la red de

distribucion  utilizando unas instalaciones
normalizadas (lineas eléctricas, subesta-
ciones y centros de transformacion), con
unos parametros técnico-econémicos de
planificacion (como el WACC. vy la tasa de
crecimiento de la demanda) y satisfaciendo
unas restricciones (que incluyen tanto limi-
tes eléctricos como las caidas de tension
y los limites térmicos, como restricciones
geograficas debido al terreno). Finalmente,
el modelo proporciona resultados deta-
llados y agregados, relativos a las insta-
laciones planificadas, incluyendo inver-
sion, mantenimiento, niveles de calidad y
pérdidas.

ZONAS
PROHIBIDAS
DE PASO

LIMITES

ELECTRICOS OROGRAFIA

CLIENTES RESTRICCIONES

GENERACION
DISTRIBUIDA

»nwoO—+H>x»0

SUBESTACIONES DISENO DE LA RED

DE TRANSPORTE

INSTALACIONES NORMALIZADAS

LINEAS ~ SUBESTACIONES ~ EQUIPOS DE
ELECTRICAS Y CENTROSDE  MEJORA DE
TRANSFORMACION  FIABILIDAD

TASA DE
CRECIMIENTO

La variante conocida como Modelo de Red
de Referencia Base Cero o Greenfield, di-
sefia toda la red partiendo de los datos
de los clientes (ubicacion, potencia y ni-
vel de tension), de la generacion distribui-
da y de las subestaciones de transporte.
Esta variante sirve para contrastar una
red completa dada, y su uso estaria mas
bien relacionado con el célculo de la re-
muneracion base del inicio de un periodo
regulatorio para una zona de distribucion.
Por el contrario, la variante conocida como
Modelo de Red de Referencia Incremental
o Brownfield, parte de una red inicial, y di-
sefa la expansion de dicha red para aten-
der un incremento determinado de deman-
da o de generacion distribuida. El uso de
esta variante estara por lo tanto mas bien
orientado al analisis del incremento de re-
muneracion asociado a un incremento de
actividad provocado por un incremento de
la demanda durante un periodo considera-
do, o a estudios de integracion de recursos
energéticos distribuidos.

NOCLEOS
DE POBLACION
Y CALLEJERO

PARAMETROS

DE LA DEMANDA

LLWOOX—-HrCwmx

WA.CC.

INVERSION
MANTENIMIENTO
NIVELES
DE CALIDAD

PERDIDAS
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METODOLOGIA

A continuacién, se desarrolla la metodolo-
gia empleada en este estudio. Esta se re-
presenta de manera grafica en la Figura 4.

SELECCION DE GENERACION DE
LA LOCALIZACION | =====»-| REDES INICIALES
DE LOS CLIENTES (GREENFIELD)

l

GENERACION
ESCENARIOS

|

GENERACION
ESCENARIOS

l

, ESCALADO
ManooRe [~ | DE RESULTADOS
PARA ESPARIA

Figura 4. Metodologia para el calculo de
costes de redes de distribucion

GENERACION DE CLIENTES Y DE REDES

En primer lugar, se han generado dos re-
des de distribucion de gran escala y repre-
sentativas del territorio espanol ajustadas a
los dos principales tipos de redes: urbanas
y rurales.

Tomando como punto de partida un mapa
real con el callejero para cada una de las
dos zonas, se han localizado clientes de
baja y media tension alrededor de los edi-
ficios existentes. El tamarno de la zona es-
tudiada se ha seleccionado de tal mane-
ra que la red incluya decenas de miles de
clientes y asi se cubra un mayor numero
de posibles configuraciones que deriven en
una red mas realista. Las redes obtenidas
estan representadas en Figura 5.

Después, se ha determinado la potencia
activa y reactiva pico de cada uno de los
clientes de acuerdo a funciones de distri-
bucion tipicas en Espana.



Figura 5. Red urbana (izquierda) y rural (derecha) utilizadas como referencia para el mo-
delo. Los puntos verdes representan consumidores de baja tension, los puntos rojos con-
sumidores de media tension, los cuadrados rojos centros de transformacion y los triangu-
los verdes subestaciones de alta-media tension.

Partiendo de un catalogo con las caracte-
risticas técnicas y costes’™ el equipamien-
to eléctrico tipico usado en Espafna, asi
como de las coordenadas y potencia de
cada uno de los clientes se ha ejecutado
el modelo RNM-Greenfield permitiendo ob-
tener una red de distribucion distinta para
cada zona desde cero teniendo en cuenta
tanto restricciones técnicas como criterios
econdmicos y de calidad de suministro.
Algunos factores clave como el factor de
utilizacion de las lineas y transformadores
ha sido establecido de manera que se ajus-
te a los valores existentes en las redes de
distribucion reales. Las principales caracte-
risticas de las redes resultantes se mues-
tran en la Tabla 35.

Tabla 35. Caracteristicas de las redes
analizadas

Red Urbana Red Rural
Numero total de 133.681,00 14.904,00
Consumidores
Numero de cent_r'os 438 50
de transformacion
Potencia
contratada total 904,41 96,68
(Mw)
Longitud de lineas
de BT (km) 190,23 161,55
Longitud de lineas
de MIT (km) 315,3 191,99

70 Costes del equipamiento obtenido del <BOE» nim. 297, de 12 de
diciembre de 2015, paginas 117270 a 117389. Disponible en https://
www.boe.es/boe/dias/2015/12/12/pdfs/BOE-A-2015-13488.pdf

GENERACION DE ESCENARIOS

En esta parte del proceso, se han tomado
como base las dos redes generadas en la
etapa previa sobre las que Unicamente es-
taba incluida la demanda.

A través de una etapa de post-procesado,
se han afiadido los diferentes escenarios
de penetracion de renovables (RO, R1,
R2 y R3) y de crecimiento de la demanda
(0.2% y 2% anual) para los afos 2025 vy
2030 tomando como base el afno 2015.
Cabe destacar que para modelar el efecto
de la penetracion de energia fotovoltaica
y edlica en las redes de distribucion se ha
prescindido de la potencia instalada en la
red de alta ya que esta no interfiere en los
refuerzos de la red de distribucion de una
manera directa.

Igualmente, se han incluido perfiles hora-
rios de demanda utilizada en este estudio
sobre los consumidores ya existentes y so-
bre la generacion distribuida para los distin-
tos escenarios de manera que la potencia
generada en parques edlicos e instalacio-
nes fotovoltaicas varie en funcion de la hora
analizada.

771 Este escenario representa las instalaciones ya instaladas en 2015
y distribuidas por niveles de tension segun los datos reportados por la
Comision Nacional de Mercados y Competencia.
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EVALUACION DE LOS REFUERZ0S
NECESARIOS

Una vez modificada la demanda vy la ge-
neracion de las dos redes para cada uno
de los posibles escenarios se ha procedido
a analizar el coste de los refuerzos de red
necesarios para poder hacer frente a estas
situaciones.

Para ello, se ha utilizado el modelo RNM-
Brownfield que permite identificar e instalar
los refuerzos de red necesarios para poder
integrar las nuevas condiciones de explo-
tacion sobre la red inicial. Con este pro-
cedimiento, se ha podido evaluar el coste
anualizado de los refuerzos para cada es-
cenario de penetracion de generacion dis-
tribuida y de evolucion de la demanda, asi
como la reduccion en las pérdidas segun
la cantidad de generacion distribuida se
incrementa.

Con el objetivo de adaptarse a la clasi-
ficacion establecida por el Ministerio de
Industria, Energia y Turismo, se han gene-
rado unos resultados para un nuevo tipo
de red (semiurbana) caracterizada por ser
una mezcla entre una red rural y una urba-
na. Las proporciones a través de las que
se ha definido este nuevo tipo de red se
han fijado de tal manera que a partir de los
indices de calidad de continuidad en el su-
ministro eléctrico TIEPI y NIEPI de la redes
rural y urbana’, se pueda obtener los de la
red semiurbana. De esta manera, las pro-
porciones establecidas para obtener este
tipo de red son: 74% red urbanay 26% red
rural.

Para poder analizar el impacto de los resul-
tados en la red de distribucion espafiola,
estos se han escalado de manera que pue-
dan reflejar las inversiones anualizadas ne-
cesarias para cada escenario presentado.
En funcién de los datos agregados publica-
dos por el Ministerio de Industria, Energia 'y
Turismo se ha obtenido el porcentaje de la
potencia instalada en cada tipo de red den-
tro del territorio espanol. En el afno 2015, el
46% de la potencia estaba instalada en re-
des urbanas, el 35% en redes semiurbanas
y el 19% en redes rurales™.

72 Los datos de TIEPIy NIEP! (indices de calidad de suministro que miden
el iempo y nimero de interrupciones del servicio eléctrico, respectivamente)
publicados por el Ministerio de Industria, Energfa y Turismo correspondientes
al ano 2015: https://sedeaplicaciones.minetur.gob.es/eee/indiceCalidad/
total.aspx

73 Datos de potencia por tipo de red publicados por el Ministerio de
Industria, Energfa y Turismo correspondientes al ano 2015: https://

RESULTADOS

A continuacion, se presentan los resulta-
dos desarrollados en el estudio. En primer
lugar, se valorara el coste de los refuerzos
de red necesarios para los distintos esce-
narios de penetracion de renovables, asi
como para la variacion de la demanda en
los afnos 2025 y 2030. Después se cuanti-
ficara como las pérdidas se ven reducidas
cuando el nivel de penetracion de renova-
bles aumenta.

COSTE DE LOS REFUERZOS DE RED

En la Figura 6 se muestra el coste anuali-
zado™ de los refuerzos de red necesarios
por cada kW instalado de renovables para
cada escenario. Como se puede observar,
la inversion en refuerzos de red es mas no-
table en zonas rurales que en zonas urba-
nas. Un punto importante a tener en cuenta
es el crecimiento de la demanda. A excep-
cion de la red rural en el afio 2025, ante un
escenario mas agresivo de crecimiento de
la demanda los refuerzos de red necesarios
disminuyen ya que la nueva generacion se
ve compensada por un aumento en la de-
manda. Este efecto se ve magnificado ya
que el pico de produccion solar y el pico de
demanda son simultaneos. Por este moti-
VO, se puede ver como los refuerzos a ins-
talar en el ano 2030 comparado con el ano
2025 son menores.

sedeaplicaciones.minetur.gob.es/eee/indiceCalidad/total.aspx
74 Se ha utilizado una tasa de descuento del 9% y una vida Util de las
instalaciones de red de 40 aros. Miralo



10
§ I I I m Renovable bajo
S I 1

I " I " m Renovable medio

ol ol ool
0 LT Y Y AP [ = Renovable alto
0,2% 2,0%|02% 2,0%|02% 2,0% |0,2% 2,0%|0,2% 2,0%|02% 2,0%
2025 2030 2025 2030 2025 2030
Rural Semiurbana Urbana

Figura 6. Coste anualizado de los refuerzos de red necesarios por cada kW adicional de
renovables para cada escenario y segun nivel de crecimiento de demanda

Partiendo de los escenarios de penetracion
de renovables para los afnos 2025 y 2030
presentados con anterioridad en este infor-
me, se extrapolan los costes anualizados
de refuerzos de red obtenidos en las redes
modelo a todo el territorio espafiol. En la
Figura 6 se analiza el coste anualizado y
acumulado de los refuerzos de red necesa-
rios en la red de distribucion espafola para
cada escenario y ano de estudio. Como se
puede observar, a pesar de que tan solo el
19% de la potencia estéa instalada en redes
rurales, esta es aquella que con llevaria una
mayor inversion en refuerzos suponiendo
de media un 63% de la inversion total. Por
el contrario, aunque la red urbana suponga
un 46% de la potencia instalada en la ac-
tualidad, los refuerzos en este tipo de redes
tan solo implicaria de media un 13% de la
inversion total™. Reforzando los resultados
mostrados con anterioridad, el crecimiento
de la demanda mitiga la necesidad de re-
fuerzos de red debido a una compensacion
generacion-demanda de manera local, de-
rivando asi en un coste mas reducido en el
ano 2030 que en 2025.

75 Otra forma de ver esta situacion es concluir que la energia distribuida
deberia instalarse con caracter preferente en zonas urbanas, ya que son
las que requieren menos refuerzos ante este incremento de generacion.
Evidentemente esta decision deberfa considerar también otros factores,
como las pérdidas o factores que van mas alla del sistema eléctrico, como
la disponibilidad y coste de terrenos para instalar estas tecnologias.

Los costes de refuerzos de las redes de
distribucion presentados en la Figura 7 son
relativamente bajos en comparacion con
los costes de inversion de los escenarios
renovables. Los costes de inversion para
los distintos niveles de penetracion son (de
menor a mayor): 1.898 M€, 3.230 M€ vy
5.370 M€, y en términos porcentuales, los
costes de inversion de refuerzos las redes
de distribucion, necesarios para integrar la
generacion distribuida, representarian en-
tre el 0,62% (2030 con crecimiento del 2%
anual de la demanda y penetracion media
renovable) hasta el 1,9% (2025 con creci-
miento anual de demanda del 0,2% vy alta
penetracion de renovable).
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EVOLUCION DE LAS PERDIDAS DE RED

De la misma manera que se ha analizado
el coste de los refuerzos, se aborda ahora
el problema de las pérdidas de red. En la
Figura 8 se muestra la reduccion porcentual
de las pérdidas respecto a las ya existentes
en el escenario RO. En todos los escena-
rios se observa una notable reduccion en
las pérdidas 6hmicas76 segun la penetra-
cion de renovables aumenta (L. Gonzalez-
Sotres et al 2011). Este resultado es cohe-
rente con las ventajas presentadas por los
recursos energéticos distribuidos ya que la
potencia se esta generando mas cerca de
los consumidores finales y por tanto el flujo
de potencia por las lineas se reduce. Las
pérdidas 6hmicas en las lineas se reducen
de manera cuadratica con el flujo de po-
tencia por las mismas, por este motivo, un
escenario con una demanda menor gene-
ra también en una mayor reduccion en las
pérdidas totales.

76 Las pérdidas ohmicas se dan por transporte en las redes y varfan en
funcién del cuadrado del flujo entre dos nodos del sistema y, por lo tanto,
en horas de mayor flujo la reduccion en pérdidas debido a generacion local
que abastece demanda local es mayor que en horas con menor flujo.
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Por otra parte, la naturaleza propia de las
redes urbanas caracterizadas por un nivel
de carga mayor implica una mayor reduc-
cion de las pérdidas. Los resultados del es-
tudio muestran como al contrario del nivel
de penetracion de renovables, la variacion
en la demanda y el tipo de zona, el afio de
estudio no es un factor definitorio para de-
terminar la reduccion de las pérdidas.
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La evaluacion econdmica de la reduccion
de pérdidas permite comparar su impor-
tancia respecto al ahorro en costes. Este
célculo se realiza a grandes rasgos ya que
el modelo de expansion de la red de dis-
tribucion (RNM) utiliza solo dos dias re-
presentativos: uno con maxima demanda
y minima generacion renovable y otro con
minima demanda y maxima generacion
renovable, donde las pérdidas resultan-
tes para cada escenario son la suma para
ambos dias. Dado que las pérdidas siguen
una relacion cuadratica con los flujos de
energia que circulan por las redes, no se
puede obtener un valor medio del cambio
en las pérdidas en el sistema a partir de
estos valores.

Sin embargo, si es posible obtener al me-
nos un orden de magnitud que sirva de
comparacion con el resto de costes. Para
este calculo, se ha considerado el porcen-
taje de las pérdidas en las redes de distri-
bucion (en redes con un nivel de tension
menor a 60 KV) el cual corresponde al 7%
de la demanda total, valor reportado por
la CNMC (2014). Si se toma como base la
demanda eléctrica del 2015, las pérdidas
del sistema eléctrico espanol serian del or-
den de 18 TWh. Para hacer esta valoracion
econdmica de las pérdidas, se tomd como
referencia el precio medio del mercado dia-
rio en el ano 2015 de 50,95 €/MWh (se-
gun los datos publicados por Red Eléctrica
de Espana). Aplicando los porcentajes de
reduccion de pérdidas presentados en la
Figura 8 y utilizando los porcentajes que
representa cada tipo de red para Espana
se obtiene la valoracion econdmica que se
muestra en la Figura 9. De nuevo, estas
valoraciones deben utilizarse Unicamente
como indicaciéon del orden de magnitud de
los efectos.

Como se puede observar, el valor de re-
duccion de pérdidas es significativamente
mayor al valor anualizado de la reduccion
de refuerzos en red presentados en la
Figura 9, pero es bajo en comparacion con
los costes de inversion de las tecnologias
renovables. Justamente, si se compara el
valor de reduccion de pérdidas en relacion
con el coste de inversion para los destinos,
escenario de renovables, el valor econdmi-
co de las pérdidas varia entre un 3,29%,
del coste de inversion para el escenario de
renovable alto y crecimiento alto de deman-
da para el ano 2030, hasta 6,24%, para el
escenario de renovable bajo y crecimiento
bajo de demanda para el afo 2025.
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