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Resumen: El objetivo de este trabajo es analizar dos aspectos relevantes vinculados a la transicién
energética en sistemas aislados, particularmente en los sistemas eléctricos no peninsulares espafioles:
el uso de sistemas de almacenamiento y la transformacion del parque de generacién térmica tradicional.
Por un lado, en el trabajo se pone de manifiesto la necesidad de que los proyectos de transformacién
del parque de generacion eléctrica, especialmente cuando se tratan de proyectos innovadores, se
acompanen de una regulacién econdmica que corrija tempranamente posibles situaciones de
rentabilidad excesiva. Esto se ilustra con la experiencia acumulada tras varios afios de funcionamiento
de la central hidroedlica de Gorona del Viento, en El Hierro, para la que se analizan tanto los costes
regulatorios como las caracteristicas de su funcionamiento. Adicionalmente, se introduce el caso de la
central de bombeo de Chira-Soria, en Gran Canaria, con un tamano considerablemente mayor y en fase
de desarrollo. Por otro lado, se introduce la discusion sobre el contexto de sustitucion de hidrocarburos

liquidos por gas natural en las centrales tradicionales.
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1. Introduccidn

La generacidn eléctrica en los sistemas no peninsulares se basa en un mix de tecnologias que induce un
coste medio de generacion mayor que en el sistema peninsular. En Canarias, ese mix mantiene como
componente fundamental el uso de grupos térmicos que hacen uso de hidrocarburos liquidos (diésel,
gasoleo, ...), un tipo de generacién que ya no existe en el sistema peninsular pues no es competitiva
frente a otras alternativas. En el caso de Baleares también se utilizan motores diésel, aunque la
estructura de generacién se basa sobre todo en el uso del carbén y, también, se utiliza gas natural al
disponerse de una conexién por gasoducto con la peninsula. El extracoste de generacidn en los sistemas
no peninsulares no se traspasa a los consumidores locales sino que se retribuye como un coste regulado
del sistema eléctrico, en la parte de otros cargos, y figura en la factura de todos los consumidores

nacionales en los peajes de acceso.

Adicionalmente, esa estructura de generacidn induce altas emisiones de CO,y otros contaminantes
atmosféricos. En 2018, las emisiones fueron de 0,649 y 0,822 toneladas de CO, por MWh en Canarias y
Baleares, respectivamente, frente a 0,219 tCO,/MWh en el sistema peninsular. Conjuntamente, ambos
archipiélagos contribuyeron con un 15,1% de las emisiones nacionales asociadas a la generacién

eléctrica en ese afio, mientras que aportaron un 5,2% de la generacién.

Como ocurre en el resto del sistema eléctrico nacional, los sistemas no peninsulares afrontan un proceso
de transicion hacia una generacion descarbonizada. El aumento de la penetraciéon de generacidn
renovable, de origen edlico y solar, puede ser relativamente rapido en los sistemas eléctricos de los dos
archipiélagos, tanto porque se dispone de abundante recurso natural como porque los costes de nueva
instalacion de generacién renovable son claramente inferiores a los costes totales por unidad generada
en las centrales tradicionales. Sin embargo, el hecho de que se trate de sistemas eléctricos aislados,
completamente en el caso de Canarias y solo parcialmente en el de Baleares, introduce algunas
dificultades para avanzar en ese proceso de transicién, especialmente cuando se desea alcanzar una
alta tasa de penetracidn renovable. En este trabajo se analizan dos elementos relevantes en ese

contexto.

En primer lugar, el desplazamiento de los grupos térmicos convencionales que hacen uso de
combustibles fdsiles y, eventualmente, su completa sustitucion por tecnologias de generacién
renovable, solo es posible si se acompafia con una solucién de almacenamiento que ofrezca seguridad
de suministro y flexibilidad, con independencia de las condiciones horarias y climatolégicas que
determinan la generacién con fuente primaria edlica o solar. Ademas, ese almacenamiento facilita la
penetracidon de renovables porque rentabiliza los excesos de generacidn, en relacidon con la demanda,
que puedan producirse. Si es posible la interconexién con un sistema mas amplio, como es el caso de
Baleares con el sistema peninsular, esta apoya la garantia de suministro y la estabilidad de la red. Si no
es posible, como en el caso de Canarias, la solucidén técnica para una penetracion muy alta de generacién

renovable requiere poder disponer de ese sistema de almacenamiento.

La solucién mas desarrollada para lograr un almacenamiento de alta capacidad con los menores costes
unitarios es el bombeo hidraulico, que esta basado en una operativa simple: bombear agua desde un

depdsito inferior a otro superior para almacenarla y poder generar electricidad en un momento



posterior mediante la caida del agua embalsada (turbinaciéon). En el contexto de la Espaia peninsular,
el bombeo contribuye con casi un 1% de la generacién y la potencia instalada de bombeo puro es un
16,3% de la potencia hidraulica instalada®. Hasta este momento, la Unica central de bombeo en la
Espafia no peninsular es la central hidroedlica de Gorona del Viento (GdV en adelante), en la isla de El
Hierro. En avanzado estado se encuentra también el proyecto de la central de bombeo de Chira-Soria,

en Gran Canaria, con un tamafio considerablemente mayor al de GdV.

En este trabajo se presta especial atencién a la experiencia reciente en el régimen retributivo
implementado para GdV, de caracter singular, ya que ofrece un buen estudio de caso sobre la necesidad
de definir un marco regulatorio flexible que corrija situaciones de sobreretribucién. Al mismo tiempo,
la observacion de su comportamiento en el subsistema eléctrico insular permite también obtener
algunas conclusiones sobre las dificultades para transitar a sistemas completamente renovables. En el
caso de Chira-Soria, en el que no deberdn cometerse los errores regulatorios detectados en el caso de
GdV, no se analiza su régimen de funcionamiento, pues estd aun en fase de desarrollo previo al inicio

de su construccién, aunque si se introduce de un modo sencillo su posible papel en el sistema eléctrico.

En segundo lugar, en los sistemas no peninsulares, con mayor razén que en el sistema peninsular, la
penetracion de generacion renovable requerird del apoyo de centrales térmicas durante un largo
periodo de tiempo. Tanto por razones de eficiencia econdmica como por razones medioambientales, lo
6ptimo es el uso de gas natural en lugar de hidrocarburos liquidos, que es el combustible utilizado
actualmente en Canarias. Sin embargo, a diferencia de lo ocurrido en el sistema peninsular, esa
sustitucidon no se ha producido por la falta de una infraestructura de regasificacidon. Este asunto se
aborda también en este trabajo teniendo en cuenta el contexto actual y reflexionando sobre el papel
de la regulacidn. En particular, se llama la atencién sobre el hecho de que la financiacién integra de los
extracostes via Presupuestos Generales del Estado, ademdas de ser mas coherente desde el punto de
vista de la socializacién de esos costes, facilitaria una actuacion mas global para la reduccién de los

extracostes energéticos en las islas.

Aunque algunos de las cuestiones planteadas en este trabajo son extensibles a todos los sistemas no
peninsulares, y en el sentido genérico de buenas practicas reguladoras a cualquier otro sistema, el
analisis se centra en el caso de Canarias porque ejemplifica las caracteristicas de un sistema eléctrico y
gasista aislado, lo que confiere protagonismo a las experiencias de almacenamiento y a las dificultades
de sustitucién del parque de generacién térmica.

La estructura del trabajo es la siguiente. En el apartado segundo se introduce la discusién sobre los
sistemas de almacenamiento, prestando especial atencidn a su papel en sistemas aislados. En el tercer
y cuarto apartado se analizan, respectivamente, los casos de la central hidroedlica de GdV y Chira-Soria,
si bien con mayor profundidad el primero al tratarse de una instalacién ya en funcionamiento. En el

quinto apartado se analiza el caso de la regasificacién en las dos islas canarias de mayor tamafio,

1 Se recoge aqui el dato de bombeo puro, sin aportacién de agua al vaso superior mas alla de la que proporciona el sistema de
bombeo, porque es el equivalente al caso de Gorona del Viento (El Hierro) que aqui se analizara. El segundo caso analizado, el
de Chira-Soria (Gran Canaria), es mds similar al de bombeo mixto, porque en ese caso el vaso superior si recibe agua mas alla
de la que proviene del bombeo.



sefialando cudl es el problema detectado y proponiendo una posible linea de desarrollo regulatorio. Por

ultimo, el trabajo concluye con algunas recomendaciones.

2. Los sistemas eléctricos no peninsulares
2.1 Renovables y almacenamiento

Es ampliamente conocido que la introduccién de generacidn renovable en sistemas eléctricos aislados
y de pequefio tamafio se enfrenta con las dificultades de asegurar la garantia de suministro y la
estabilidad en el funcionamiento de la red. Estos sistemas no estan interconectados, o lo estan
débilmente, y su mix de generacion se ha basado tradicionalmente en un peso mayoritario, y en
ocasiones exclusivo, de centrales térmicas que hacen uso de combustibles fésiles. En ese sentido, los
sistemas aislados, como es el caso de los sistemas no peninsulares en el caso de Espafia, constituyen
por su propia naturaleza un campo de interés porque ejemplifican las limitaciones y los costes para

lograr una alta penetracion de energias renovables, que son intrinsecamente intermitentes.

La solucién obvia para posibilitar una alta penetracién de energias de origen renovables en sistemas
aislados es combinarlo con sistemas de almacenamiento que permiten dar respuesta a las necesidades
de energia, flexibilidad y control de estabilidad de la red, aspectos todos ellos que la generacién eélica
y fotovoltaica no pueden asegurar. Evidentemente, el valor que aporten esos sistemas de
almacenamiento en las islas es mayor cuanto menor es la capacidad de interconexidn entre estas o, en

su caso, con el territorio peninsular.

Existen diversas soluciones tecnoldgicas para el almacenamiento de energia® y, de hecho, hay una

creciente literatura sobre sus bondades y limitaciones en el dmbito de sistemas eléctricos aislados. Por
ejemplo, un reciente trabajo de Caralis et al (2019) evalua las condiciones técnicas y econdmicas de tres
alternativas para el caso de la isla de Creta: bombeo hidraulico, almacenamiento mediante aire
comprimido y baterias de sodio-sulfuro. Los autores obtienen que la utilizacién de almacenamiento
mediante aire comprimido es la solucién con menores costes nivelados, esto es, teniendo en
consideracion los costes de inversidon a lo largo de la vida util, asi como los costes de operacidon y
mantenimiento. Sin embargo, el almacenamiento por compresidon de aire utiliza una caverna
subterrdnea (un recurso natural no siempre disponible) y cuenta con muy escasas experiencias reales

en todo el mundo.

Las baterias si que van a ofrecer soluciones a futuro y, de hecho, comienzan a implantarse debido, por
ejemplo, a las posibilidades que ofrecen para abastecer puntas de demanda con menores costes que
nuevas centrales de pico3. Pese a que su vida Util es mas corta que otras alternativas, tienen un mayor

grado de eficiencia. En Espafa ya se han desarrollado algunos proyectos de I+D para su uso en la red

2Véanse Luo et al (2015) Sevket y Tepe (2017) para una clasificacion y andlisis extensivo de las tecnologias de almacenamiento
disponibles.

3 Hay otras soluciones técnicas que colaboran como estabilizador automatico de frecuencia y tensidn de la red, como la de
volantes de inercia. De hecho, ya existe con caracter experimental en el subsistema de Lanzarote-Fuerteventura. Una cuestion
de interés es el tratamiento regulatorio de ese activo, aspecto controvertido ya que, por un lado, el servicio que presta es
asimilable al de regulacién primaria, que prestan todos los grupos generadores acoplados y, por otro lado, el Unico sistema de
almacenamiento en la red de transporte contemplado en la normativa es el de bombeo.



(como el proyecto ALMACENA, de Red Eléctrica de Espafia) y actualmente algunos generadores edlicos
han implantado una planta hibrida de almacenamiento en un parque edlico, aunque auin con un caracter
muy experimental. Es razonable esperar que en los préximos afios entren en el sistema como elementos
complementarios en nuevos parques de generacién fotovoltaica y edlica. En sistemas aislados de
pequefio tamafio tienen también sentido como complemento en situaciones de demanda punta, dado
que los sistemas de almacenamiento con baterias son facilmente escalables. Sin embargo, ademas de
afrontar aun costes elevados, si bien fuertemente decrecientes, en los sistemas aislados se enfrentan
también con una capacidad de generacién térmica excedentaria a medida que se va incorporando mas

generacién renovable.

La mayor parte de la capacidad de almacenamiento de energia en el mundo se basa en sistemas de
bombeo mediante centrales hidraulicas reversibles (Rehman et al, 2015). Se trata pues de una
tecnologia madura que estd presente en sistemas eléctricos de muchos paises, incluido el sistema
ibérico. Su funcionamiento es simple y consiste en que el operador toma energia del mercado para
bombear agua a un depdsito superior cuando el precio es bajo y dejar caer a un depésito inferior para
(turbinar) generar electricidad cuando el precio es alto. Como el agua embalsada es, por definicidn,
energia potencial, el diferencial de precios altos/bajos define la ganancia de esa operativa, en la que
obviamente hay una pérdida de energia entre la que se consume para “subir” y la que se genera “al
dejar caer” que se suele contabilizar habitualmente en un rango del 20-30%. En condiciones de
mercado, los incentivos a la entrada de bombeo se debilitan si las diferencias entre los precios punta y
valle se reducen®. En ese sentido, el Grafico 1 muestra como se ha producido una reduccién de esas
diferencias entre los precios punta y valle intra-dia en Espafia® en el periodo 2002-2018, que es incluso

mas evidente si la comparativa se hace para la ultima década.

Grafico 1. Diferencial de precios (max-min) intradiario. Medias mensuales 2002:1-2018:12
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En el caso peninsular el bombeo, como medio para complementar la intermitencia de la generacion
renovable, compite con otras alternativas, tal como la interconexién con el resto del continente. En

cualquier caso, al tratarse de generacidn hidraulica, cuenta con las ventajas para el sistema de esta

4 Ver, por ejemplo, Zafirakis et al (2013).
5 Dado que el mercado eléctrico es marginalista, una pregunta de interés es por qué razones se ha venido acortando esa
diferencia en los ultimos afios.



fuente de generacion eléctrica: i) colabora a la seguridad de suministro, ii) colabora al ajuste entre oferta
y demanda, dada su capacidad de regulacion casi inmediata y iii) proporciona servicios

complementarios, particularmente control de frecuencia®, que colaboran en la estabilidad de la red.

Una central de bombeo tradicional, como las diversas centrales que hay en la peninsula, surge como un
negocio hidroeléctrico. Por supuesto es renovable, ya que la generacién hidraulica lo es, pero no se
concibe como un “paquete” vinculado a la penetracién de energias edlica o solar. En el caso de los
sistemas aislados, sin embargo, la posibilidad de construir esa central de bombeo solo tiene sentido en
la medida en que se asocia completamente a la mayor penetracion de generacién renovable,
particularmente la edlica. La generacion fotovoltaica tiene un perfil de generacién en horario diurno
que es perfectamente absorbible, en condiciones esperables, por la demanda. Sin embargo, la
generacion edlica no esta determinada por el ciclo dia/noche, mientras que la demanda si lo esta. De

hecho, la demanda nocturna valle puede ser una cuarta parte de la diurna pico.

Los sistemas eléctricos de los dos archipiélagos tienen un considerable potencial de introduccién de
generacion renovable, si bien las soluciones de grandes plantas solares centralizadas se enfrentan a las
dificultades propias de la limitacién del territorio, especialmente en islas de orografia montafosa. Ello
se aplica también a la generacién edlica, pues pese a que las condiciones de viento son favorables,
especialmente en Canarias, el impacto visual y la alta ocupacion del territorio en las zonas mas
adecuadas (incluida la afectacidén aeroportuaria) limita las condiciones de extension. La solucion mas
razonable una vez que se presenten limitaciones en tierra pasara por la generacién edlica flotante, ya
que la profundidad de la plataforma marina no permite el uso de la edlica offshore que se ha extendido,
por ejemplo, en el Mar del Norte. Sin embargo, los costes de esa solucidn son aun altos y, por tanto, lo
mas eficiente es seguir implantando soluciones edlicas terrestres y solares, incluida la generacion
distribuida.

2.2 Despacho y retribucion en los sistemas no peninsulares

El caso de los sistemas no peninsulares en Espafia es también peculiar porque, dado su reducido tamafio
y el poder de mercado del generador incumbente (Endesa), no hay un mercado organizado sino un
despacho de produccidn, basado en criterios técnicos y econémicos, que es gestionado y liquidado por
el Operador del Sistema (Red Eléctrica de Espafia). En este caso la funcién del Operador del Sistema es
incluso mas amplia que en el sistema peninsular, tanto por su papel en la gestién de la interconexién
(caso de Baleares) como porque realiza la gestidon técnica y econdmica del sistema, ordenando la
produccidn de los distintos generadores. Las condiciones técnicas de despacho estdn reguladas en la
actualidad por un Real Decreto del afio 2015. Basicamente, el objetivo es integrar toda la generacion
renovable y complementarla con generacidén térmica para garantizar en todo momento el equilibrio del

sistema. Si las islas no estan interconectadas entre si, como suele ser el caso, cada isla constituye un

6 La frecuencia es un parametro fundamental en la operacidn del sistema eléctrico y para que permanezca estable es necesario
el equilibrio constante entre demanda y generacién. La frecuencia tedrica de la red en zona ENTSO-E es de 50 herzios. Es
continuamente monitorizada por el Operador del Sistema en los centros de control, quien articula distintos mecanismos de
balance. Por ejemplo, los generadores térmicos ofrecen obligatoriamente regulacién primaria en un tiempo muy corto (menos
de 20 segundos), siendo ese un servicio no retribuido. También hay algunos proyectos en fase de laboratorio, como el proyecto
AMCOQOS, para equipos electrénicos que colaboren en el control de frecuencia en sistemas aislados.



subsistema eléctrico. En Baleares si hay conexidn entre islas, ademds de con la peninsula, pero en
Canarias solo existe entre Lanzarote y Fuerteventura. Las centrales de generacion renovable perciben,
para cada hora, un precio de venta por su energia que es funcidn del precio medio diario e intradiario
en el mercado peninsular, ajustado por un factor de apuntamiento. Ademads, pueden recibir

contraprestaciones por su participacién en los servicios de ajuste.

Como se ha sefialado, la generacidn no renovable (térmica) en los sistemas no peninsulares se realiza
con mayores costes totales medios que en el sistema peninsular. Ello no es resultado de la menor escala
de produccién, sino fundamentalmente de un mix de generacidn en el que sigue predominando la
generacion térmica con hidrocarburos’. En consecuencia, los generadores con grupos térmicos reciben
una compensaciéon, denominada retribucién adicional, para evitar que el mayor coste se traslade a las
facturas de los consumidores locales. Se retribuyen los costes fijos (costes de inversion y de operacion
y mantenimiento fijos) y los costes variables (combustible, costes variables de operacién y
mantenimiento, costes por derechos de emisién de CO, e impuesto de generacién). Los costes fijos se
calculan de modo que se incentiva la disponibilidad de los grupos de generacién. Las inversiones
realizadas se retribuyen de un modo muy similar al esquema seguido en las actividades de transporte y
distribucidn en el conjunto del territorio nacional, pues todas ellas se consideran como actividades de

bajo riesgo.

Ese extracoste, que verifica, aprueba y liquida la CNMC y una posterior Orden Ministerial, se traslada en
un 50% al conjunto de los consumidores eléctricos nacionales ya que forma parte de los cargos que
figuran en los peajes de acceso de la factura eléctrica. El otro 50% se financia desde los Presupuestos
Generales del Estado (PGE). También, desde septiembre de 20158, un 50% de la retribucién por el
régimen retributivo especifico de las renovables, que es comun a todo el territorio nacional, se financia
en el caso de los sistemas no peninsulares desde los PGE. Como referencia, en 2018 los extracostes de
generacion en los sistemas no peninsulares fueron 1.101,5 millones de euros, de los cuales un 86,7%

estaban asociados a la retribucidn adicional de las centrales térmicas tradicionales®.

No debe olvidarse que las centrales térmicas seguirdn jugando un papel relevante en el mix de
generacion durante largo tiempo. Esto va a ocurrir en el sistema peninsular al menos hasta 2030, como
indica el borrador del Plan Nacional Integrado de Energia y Clima. Pero con mayor razén lo hard en
sistemas aislados, de menor tamafio y sin interconexidn, en los que la seguridad de suministro depende
criticamente, mas alla del papel puntual que pueda jugar el bombeo, de esas centrales de respaldo. A
medida que se progrese en la penetracidon de renovables, es esperable que se puedan retirar algunos
grupos térmicos de generacién de mayor antigliedad, menos eficientes y con mayor impacto
medioambiental. Los grupos mas recientes en las dos islas de mayor tamafio estan adaptados al uso de
gas natural, aunque ello no se ha producido debido a la falta de una infraestructura de regasificacion.

7En 2018, la aportacion de la generacidn renovable al total de generacidn eléctrica en Canarias y Baleares fue, respectivamente,
de 10,5% y 5,2%, frente al 40,1% en el sistema peninsular.

8 Disposicion adicional 32 de la Orden ETU/1976/2016, de 23 de diciembre, por la que se establecen los peajes de acceso de
energia eléctrica para 2017.

9 Las cifras se corresponden con la Liquidacion del mes de diciembre y anteriores de los sistemas no peninsulares realizada por
la Comision Nacional de los Mercados y la Competencia (resolucidon 7 de marzo de 2019) y es provisional.



3. La central de Gorona del Viento
3.1. El sistema retributivo de GdV

La central de Gorona del Viento es realmente un grupo de produccién que combina un parque edlico,
un grupo de bombeo y una central hidroeléctrica, de 11,50 MW, 6,00 MW y 11,32 MW de potencia
instalada respectivamente. Entré en operacidn en junio de 2014, si bien no alcanzd su régimen de
funcionamiento de disefio hasta julio de 2015. Esta central permite sustituir parcialmente la generacion
que proviene de una central diésel (Llanos Blancos), que comenzd a operar en 1986 y se fue ampliando
progresivamente mediante la incorporacidn de nuevos grupos de generacién. Por tanto, GdV es una
instalacidn que genera energia de origen renovable, si bien es una instalacion singular que percibe una
retribucidn integral y no se le aplica el régimen comun de renovables, sino un régimen que es mas similar
al de una central térmica en territorio no peninsular. Es importante tener en cuenta que parte de la
energia producida por el parque edlico de 11,5 MW (cinco aerogeneradores de 2,3 MW cada uno) va
directamente a la red y otra parte se utiliza para bombear agua al depdsito superior, desde el que
posteriormente se puede verter al depdsito inferior para generar electricidad mediante turbinas®®. Ese
flujo interno de energia en la propia central no recibe retribucién alguna, sino que solo se remunera por
la energia que se pone a disposicidn del sistema, medida en un punto frontera de la instalacion. Estd
prohibido el uso de energia externa, proveniente de la central diésel, para realizar el bombeo, operativa
que por otro lado resultaria ineficiente. El objetivo es que al remunerar solo en el punto frontera se

optimice el funcionamiento del bombeo por parte del operador.

La regulacion econémica de GdV esta determinada por una Orden Ministerial (Orden IET/1711/2013,
de 23 de septiembre) y diversas resoluciones de la Direccion General de Politica Energética y Minas
(DGPEM), ademds del marco mas amplio del RD 738/2015%. La central recibe en primer lugar, el precio
medio del mercado peninsular, para cada hora, por la energia vertida a la red*. Adicionalmente, recibe
una retribucién regulada que remunera el extracoste de generacién y que consta de dos componentes.
En primer lugar, se le remunera por los costes variables de generacién (operaciéon y mantenimiento de
la central), multiplicados por cada MWh generado medido en el punto frontera con la red. Ese coste se
establecié en 15,57 €/MWh para 2014, incrementado con los peajes de acceso resultantes de la
aplicacion de la normativa en vigor (0,5 €/MWh). Inicialmente estaba prevista un sistema de revision de
tipo IPC-X, donde X es un factor de eficiencia que se fija en el 1%, si bien la Ley de desindexacion dejo

inoperativa esa prevision.

Es segundo lugar, la central recibe una cuantia fija anual por garantia de potencia, que por tanto no
depende de la generacidn y responde al coste anual de inversion y de operaciéon y mantenimiento fijo.
Esta remuneracidn fija, que supone con mucha diferencia la mayor parte de la retribucion que percibe

la central, se calcula como el producto de dos componentes:

10 Bueno y Carta (2005) realizan un analisis preliminar de las posibilidades del sistema en El Hierro. Un reciente trabajo de
Garcia et al (2019) realiza también una evaluacién de la integracidon de GdV y sus costes.

11 Real Decreto 738/2015, de 31 de julio, por el que se regula la actividad de produccion de energia eléctrica y el procedimiento
de despacho en los sistemas eléctricos de los territorios no peninsulares.

12 Incluye el precio resultante de los mercados diarios e intradiarios, asi como los servicios de ajuste.



- La potencia de turbinacidn disponible para cada hora, que es la diferencia entre la potencia neta de la
central (que es un dato fijo) y la potencia indisponible para cada hora, que se establece por el operador

del sistema.

- La retribucién unitaria del coste anual de inversidn y de operacidon y mantenimiento fijo. Los costes
anuales (fijos) se calculan mediante la agregacidn de varios componentes (vedse el Recuadro), pero sin
duda el mas relevante es el valor inicial de la retribucidn reconocida. La retribucién unitaria se calcula
dividiendo este coste anual entre unas horas de funcionamiento estandar, que en principio deberian
tener en cuenta las horas anuales estandar de fallo y mantenimiento de la central pero que en la practica
de han fijado muy por debajo de las horas de funcionamiento real, lo que ha incrementado la retribucién

unitaria y, en consecuencia, la retribucion total muy por encima de lo razonable.

Retribucion por garantia de potencia en GdV

El valor de la garantia de potencia anual (Gpot) de la central en el afio se obtiene mediante la

agregacion de cuatro componentes, Gpot = CIT + COMT+ GLLV + RA, donde:

e CIT es la anualidad por el valor reconocido de la inversion, expresado en €/MW de potencia
neta de la instalacion de turbinacién (11,32 MW). Es la suma de una retribuciéon por
amortizacién (A) y una retribucidn financiera (R). El valor reconocido de la inversion (VI) fue
de 46.034.364,89 €.

O El valor de A resulta de dividir el valor de la inversiéon reconocida (VI) a cada
instalacién (auditada) entre su vida util regulatoria. El valor de la inversidn descuenta
las subvenciones recibidas de las AAPP, lo que puede no ser una cuantia pequefia en
una instalacién de este tipo. La vida util de las diferentes partes de la central, son 20
afios (parque edlico), 25 afios (central de turbinacion bombeo), 65 afos (obra civil de
instalaciones hidraulicas) y 20 afios para los conceptos no contemplados
expresamente.

0 Laretribucién financiera (R) es el multiplo del valor neto de la inversidn en el afio (es
decir, la inversion inicial descontando amortizaciones) multiplicada por la tasa de
retribucidn. Esta se fija con un spread de 200 puntos basicos sobre las obligaciones
del Estado, que era el mismo que las redes de transporte y distribucion, si bien el
periodo de calculo era distinto y el resultado fue una tasa de retribuciéon financiera
muy similar a la que han tenido las renovables hasta 2019.

e COMT es la anualidad de los costes de operacién y mantenimiento fijos de la central,
expresados en €/MW de potencia neta de la instalacién hidraulica. Se fija en 20.160 €/MW.
Se pueden revisar cada tres afios.

e GLLV eslaanualidad por el coste de llenado inicial de los vasos. Es un pago que se efectla por
una sola vez, pero que se divide en cinco anualidades. Se establecié un maximo de 135.000
euros, que fue posteriormente el reconocido.

e RA, es una retribucién adicional maxima, RA, con el objeto de garantizar una rentabilidad
razonable que se fija en el 8%. Se trata por tanto de una retribucién de ajuste que trata de
garantizar esa rentabilidad razonable. Se fija un maximo de 122.079 €/MW hidréulico, que ha

sido posteriormente el reconocido.




Al final de su vida Util regulatoria la central deberia dejar de percibir retribucion adicional, de modo que
solo obtendria ingresos por la energia generada. Sin embargo, el titular de la instalacién puede solicitar
que se le otorgue nuevamente ese régimen retributivo. La situacidn a partir de ese momento depende
pues basicamente de i) si se han realizado nuevas inversiones y estas han sido reconocidas, o ii) si se

reconoce su aportacién positiva en términos de menores costes del sistema.?

Por tanto, aunque la retribucidn regulada depende de diversos parametros, los dos mas relevantes son
el valor reconocido de la inversidn inicial y las horas anuales de funcionamiento estandar de la central.
El valor reconocido de la inversidon en GdV fue de 46 millones euros, si bien el valor de la inversion total
fue de 81 M€, de los cuales 35 M€ fueron financiados con cargo a los Presupuestos Generales del Estado
—via IDAE— como subvenciones nominativas. Las horas anuales se fijaron inicialmente en 2.668 horas
(2.675 horas en los afios bisiestos). En 2017 se revisaron las horas de funcionamiento, aplicando las del
resto de instalaciones de bombeo en el sistema peninsular, de modo que se incrementaron a 6.395
horas (6.412 en afio bisiesto). Es importante no confundir esas horas estandar con las horas reales de
funcionamiento. Asi, en los 127 dias en que operd en 2014 tras su entrada en funcionamiento, las horas
reales fueron 95,65 horas equivalentes a plena carga, frente a las 928 horas estandar (2668 x
127/365=928). Posteriormente el funcionamiento de la central se elevé considerablemente.

Los ingresos regulados percibidos por la central de GdV son informacién publica, ya que figuran en las
liguidaciones provisionales de los sistemas no peninsulares que realiza la CNMCy en las resoluciones de
la DGPEM por la que se aprueban las cuantias definitivas de los costes de generacién y del extracoste.
El Cuadro 1 muestra los ingresos anuales hasta 2018 derivados de los costes de generacion (costes fijo
y variables de generacion). Como se ha indicado, esos ingresos provienen en un 50% del sistema de
liguidaciones del sector eléctrico, y en otro 50% de los Presupuestos Generales del Estado. La Unica
retribucién definitiva (mediante Resolucion de la DGPEM) es la de 2014, publicada en el BOE en junio

de 2017. El resto son retribuciones provisionales a falta de ajustes finales.

Cuadro 1. Compensacion por retribucidn adicional y generacion de GdV

Aportaciones con cargo

a PGE y sistema eléctrico (€) Generacion (MWh) Ingresos (€) por MWh

2014 1.263.613,8 965,1 1.309,3
2015 9.777.217,2 8.272,8 1.181,9
2016 19.982.100,2 17.931,4 1.114,4
2017 12.579.789,6 20.296,2 619,8
2018* 5.768.349,5 23.704,5 243,3

Nota: * Retribucidn percibida y generacion hasta la liquidacion provisional realizada en marzo de 2019. Ambos datos
pueden registrar pequefias variaciones en la liquidacién provisional de cierre a finales de 2019.

Fuente: CNMC y elaboracién propia.

13 Especificamente, segun el RD 738/2015, si no hubiesen realizado nuevas inversiones pero el regulador le reconoce un
régimen retributivo adicional (art.20), este solo cubriria la retribucion por costes variables y la retribucién por costes fijos de
operacién y mantenimiento (COMT en el Recuadro). Ese nuevo reconocimiento para una instalacion que no haya realizado
inversiones solo seria posible si su actividad supone un ahorro para el sistema (art.40). Si se han realizado inversiones y estan
regulatoriamente autorizadas y reconocidas (art. 54 y 57), entonces recibiria la retribucién adicional pertinente por las mismas.
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En el cuadro se muestra también la generacion de la central de GdV. Es la generacion puesta en el
sistema (en el punto frontera), que es la relevante desde el punto de vista de la retribucidn, por lo que
no incluye la generacion edlica usada en el bombeo. Una sencilla divisién entre los ingresos anuales
percibidos y la generacidn anual permite calcular cudl es el extracoste asociado por cada MWh vertido
alared. Esa es la informacién que se muestra en la Ultima columna del cuadro. Como puede observarse,
incluso no considerando los dos afios iniciales con produccidon muy reducida, los extracostes por MWh
generado son muy considerables. Como referencia, para 2017 la generacién de los grupos térmicos
tradicionales en el sistema canario fue de 8.075 GWh y la retribucidn recibida fue de 695.878.536 €. Ello
indica una retribucién adicional media de 86,2 €/MWh!* en 2017. La retribucién de GdV para ese afio,
con un funcionamiento ya normalizado, fue 7,2 veces esa cifra. Es muy llamativo que ya en el afio 2017
los ingresos percibidos mediante la retribucién adicional cubrian la totalidad de la inversion inicial
reconocida. No resulta coherente con un sistema retributivo regulado que en solo cuatro afos se haya

recuperado el valor de la inversion reconocida.

A partir de octubre de 2017, el aumento de horas estandar anuales de funcionamiento (mediante una
Resolucién ministerial) se reflejé en un descenso muy significativo en la retribucion obtenida, aunque
sigue triplicando la obtenida por grupos térmicos (datos provisionales). Hay que tener en cuenta que,
como los costes de inversidn ya han sido recuperados en 2018, y obviamente los costes de generacién
variable son reducidos (y ya estan contemplados), esa elevada remuneracion se afiade a una evidente

sobreremuneracion de la central, consecuencia de un mal diseio de la regulacidon econdmica.

En los cdlculos anteriores se ha mostrado el coste medio total por MWh generado. Ese coste no debe
confundirse con el coste medio variable reconocido por la regulacién (15,57€ MWh), pues lo relevante
para el sistema eléctrico es el coste total de la instalacién, que se ha puesto en relacién con la energia
suministrada. Es ese coste total, que es en gran medida un coste fijo independiente del nivel de
produccidn, al que atiende la liquidacidn de los sistemas no peninsulares, que se integra parcialmente

(en un 50%) en el conjunto de “otros cargos” del sistema eléctrico.

Naturalmente, la central de GdV evita la emisién de CO; y otros contaminantes que se producirian con
un mayor funcionamiento de la central diésel. El factor medio de emisidn de CO; de las centrales
térmicas en Canarias en 2017 fue de 0,780 tCO,/MWh. Por tanto, las emisiones evitadas para ese afio
por la produccién hidroedlica de GdV fueron 15.831 tCO,. Aplicando un valor actual de 22 €/tCO, (muy
superior al del afio 2017, que fue de 5,83 €/tC0O,), el valor econémico del CO, evitado en ese afio seria
de 350 mil euros. Ese valor se puede incrementar ya que el dimensionamiento y régimen de
funcionamiento de la central diésel de Los Llanos conllevard mayores emisiones que el valor medio que
se ha supuesto, e incluso se puede sumar la valoracién econémica de las emisiones de SO,, NOx y
particulas, que son relevantes en una central de fuel. Sin embargo, la valoracién econémica de esas

emisiones seguiria estando muy lejos de la remuneracion recibida.

La saneada situacion de la central ha contribuido a ampliar el objeto social de la sociedad, destinando
parte de los beneficios a otros usos que impactan positivamente sobre la sociedad herrefia, como la

instalacidon de puntos de recarga eléctrica o la financiacion de medidas de eficiencia energética. Sin

14 Se trata de un promedio, existiendo una considerable variabilidad entre centrales.
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embargo, y valorando positivamente el uso de los beneficios generados, debe recordarse que el motivo
de la retribucidon adicional que se recibe en los sistemas eléctricos no peninsulares es remunerar de un
modo adecuado los extracostes especificos exclusivamente vinculados a la generacidn de energia en un

contexto de actividad de bajo riesgo.

Por tanto, incluso integrando una valoracién econdmica del impacto medioambiental positivo derivado
del menor uso de la central térmica de El Hierro, la retribucidn percibida por la central de GdV resulta
claramente desproporcionada. Al tratarse de un sistema de pequefio tamanio, su incidencia sobre los
costes agregados del sistema eléctrico, que son comunes y se reparten entre todos los consumidores
nacionales, es muy reducida. Sin embargo, alerta sobre la necesidad de que, cuando se considere la
idoneidad de desarrollar estos proyectos, se acompafien de un mecanismo retributivo que evite estas
rentabilidades excesivas o que, habiéndose detectado estas, se corrijan de un modo temprano. Ese
mecanismo puede ser disefiado de distintos modos, pero seguramente debe llevar aparejado algun tipo
de retribucidn maxima ex ante, como ocurre en las centrales térmicas, y evitar el uso de horas estandar
gue no responden en realidad a ningln estdndar conocido. Como se ha sefialado, este elemento ha
jugado un papel muy relevante en la retribucidn percibida.

3.2. El funcionamiento de la central de GdV

La segunda dimensién de interés, una vez transcurridos varios afios desde la puesta en funcionamiento,
es analizar cdmo ha evolucionado el funcionamiento de la central y su integracidn con la central diésel.
El Operador del Sistema proporciona informacidon horaria en su pagina web, para periodos de diez
minutos, sobre la demanda y generacién (diésel, edlica e hidraulica) en el sistema de El Hierro. A partir
de ella es posible observar el funcionamiento del sistema en el que se combina la central térmica de
diésel con la central hidroedlica de GdV, que son los dos grupos de generacidon existentes. Dos

consideraciones previas resultan necesarias.

Por un lado, las condiciones de aportacién de cada tecnologia van a depender de i) las condiciones de
viento en ese periodo, que determinan la aportacion edlica directa a la red y el uso de esa energia para
bombeo (almacenamiento), ii) las condiciones edlicas en un pasado reciente, que determinan el
producible hidrdulico, esto es, el agua embalsada en el depdsito superior susceptible de ser turbinada
para producir electricidad, iii) indisponibilidades por labores de mantenimiento de los equipos v iv) el
nivel de demanda a satisfacer. Por lo tanto, interesa escoger periodos suficientemente amplios, como

un afio, para poder inferir un comportamiento medio.

Por otro lado, se ha escogido los tres afios completos mds recientes, 2016 a 2018, sin considerar 2015
pues la central estuvo en periodo de pruebas hasta mediados de aquel ano. Es esperable que a lo largo
de estos tres afios se haya producido un proceso de aprendizaje sobre el funcionamiento de la central.
Para observar esto, con posterioridad se hard una comparativa controlando por las condiciones de
eolicidad.

La primera columna del Cuadro 2 muestra las combinaciones de tecnologia de generacién. A ese
respecto debe recordarse que hay dos fuentes de energia primaria para la generacion de electricidad,

el diésel y el viento, y de este ultimo se pueden hacer dos usos: para la generacién edlica que se
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introduce en la red (“edlica” en el cuadro) o para el uso interno en la central bombeando agua al
depdsito superior (“bombeo” en el cuadro). En muchas ocasiones ambos usos ocurren
simultdneamente, especialmente cuando hay condiciones de fuerte viento. Por tanto, las
combinaciones con bombeo no son relevantes desde el punto de vista de la energia puesta en ese
momento a disposicidn del sistema, que solo puede provenir del diésel, hidraulica o edlica. Sin embargo,
si son relevantes para observar cémo se estd operando el sistema®®. La edlica, entendida aqui como la
energia edlica puesta a disposicion del sistema en el punto frontera se puede complementar con
generacion hidraulica (“hidro” en el cuadro) mediante la turbinacién del agua previamente embalsada.
Por supuesto, la central diésel siempre puede actuar de complemento y nunca puede haber
simultdneamente hidro y bombeo, aunque en esta central se instalaron equipos diferenciados de

bombeo y de turbinacidn.

En la segunda y tercera columna del Cuadro 2 se muestra el nimero de periodos de 10 minutos vy el
porcentaje temporal correspondiente en que actud cada combinacidn de tecnologias en el afio 2017.
Como puede observarse, la combinacién tecnolégica mas frecuente es la de diésel-viento-bombeo
(42,7% de los periodos). Es muy infrecuente encontrar la situaciéon en que haya sélo diesel-viento,
indicando que en condiciones de viento casi siempre una parte de la generacidon bruta se usa en
bombeo. De hecho, en un 8,7% de los casos se produce la combinacién viento-bombeo, sin aportacidn
de diésel. La combinacidn de la hidraulica (turbinacion) con diésel o diésel-edlica ocurre en un 13,2% vy
18,1% de los periodos, respectivamente, pero nunca en solitario y practicamente nunca en combinacién
con la edlica. En 10 periodos hay solo diésel y bombeo, y aunque se trata de cantidades de energia muy
pequefias parece una combinacidon econdémicamente absurda. Sin embargo, ademas de que la medicidn
en periodos diez minutos puede introducir alguna imprecisién, el bombeo puede ser utilizado para
absorber una reduccion rapida de la demanda de modo mas eficiente (técnica y econédmicamente) que

una reduccidon muy rapida de la generacién diésel.

En resumen, en un 89,8% de los periodos se sigue utilizando diésel. La tecnologia que deberia
proporcionar propiedades que evitaran completamente el uso del diésel, que seria hidro-eélica, solo se
utiliza en un 1,3% de los periodos mientras que en principio es sorprendente que, a la vista de la
informacién del Operador del Sistema, en un 8,8% de los periodos la Unica energia introducida en la red
sea edlica (practicamente siempre al mismo tiempo que se efectiia bombeo), pues esa generacién no
tendria las propiedades que permitirian mantener la estabilidad de la red, particularmente el control de
frecuencia, que es bésico para asegurar la estabilidad de la red eléctrica®®.

15 De hecho, en la informacién de proporcionada en la web de Red Eléctrica de Espafia, ese flujo aparece con signo negativo
para reflejar precisamente que “absorbe” parte de la produccion edlica para usarla como bombeo y almacenarla. En algunas
ocasiones (0,05% de los periodos de diez minutos) el bombeo es mayor que la generacién edlica. Ello puede deberse a
pequeiios errores o redondeos en las cifras, ya que se trata de cantidades muy pequeiias, o incluso a uso de diésel para el
bombeo. Se ha optado por no considerar esos 27 periodos, equivalentes a 4,5 horas en el total del afio.

16 A ese respecto, los generadores sincronos (como los motores diésel o la generacién hidraulica) funcionan en sincronismo, es
decir giran con la misma velocidad. La generacion con energias renovables dificulta la regulacién de frecuencia, aunque existen
diversos sistemas electrdnicos que se han ido desarrollando para que también participen en esa regulacién. En el parque edlico
de GdV se instald un tipo de turbinas (full converter) que facilitan el control de frecuencia.
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Cuadro 2. Combinaciones de generacion en el sistema de El Hierro (2017)

Periodos de 10 minutos Porcentaje En percentil 1 En percentil 99

Diésel 5.796 11,0 6,7 0,4
Diésel-edlica 2.493 4,7 4,8 1,3
Diésel-edlica-bombeo 22.423 42,7 41,5 46,9
Diésel-bombeo 10 0,0 0,0 0,0
Diésel-hidro 6.934 13,2 20,2 25,0
Diésel-edlica-hidro 9.529 18,1 9,7 18,1
Edlica 41 0,1 0,0 0,0
Edlica-bombeo 4.609 8,8 17,0 6,5
Edlica-hidro 681 1,3 0,2 1,9
Hidro 17 0,0 0,0 0,0
Total horas 52.533 100 100 100

En las dos ultimas columnas del Cuadro 2 se muestra la combinacién de tecnologias utilizadas en los dos
periodos extremos de demanda. El percentil 1 recoge el 1% de los periodos de 10 minutos con menor
demanda. Se puede observar que el cambio mds significativo es el mayor uso de la combinacién diésel-
hidro en relacién con diésel-edlica-hidro. Esto puede resultar razonable porque en esos momentos de
muy baja demanda en un sistema tan pequeiio como el de El Hierro habra un problema de escalabilidad
que lleve a optar por no usar simultdneamente tres modalidades de generacidn. Esto se hace eliminando
la edlicay no el diésel; de hecho, la combinacién eélica-hidro practicamente desaparece. En los periodos
de mayor demanda en ese periodo!’ (percentil 99) el cambio més significativo es que desaparece el uso
del diésel como unico generador y por tanto aumentan las combinaciones conjuntas con otras

tecnologias.

El Cuadro 2 solo indica la ocurrencia de las distintas combinaciones, sin valorar la aportacion de energia.
El Cuadro 3 complementa esa informacion con la energia suministrada a lo largo del afio por cada
combinaciéon tecnoldgica, en porcentaje sobre la generacion total, incluyendo el uso para bombeo.
Naturalmente, los porcentajes relativos de cada combinacién no tienen por qué coincidir con los
mostrado en el Cuadro 2, pues dependen que cdmo se correlacionan con el perfil de demanda. En las
columnas tercera a sexta se muestra la contribucidn relativa de cada fuente en cada combinacion. La
generacion edlica que se muestra (columna “edlica”) se refiere a la puesta a disposicidn del sistema
(generacién neta de bombeo), mientras que el dato del bombeo se refiere al uso interno de la energia

edlica para almacenamiento. La generacion edlica bruta seria la suma de ambas.

17 La demanda media en el primer y Ultimo percentil es 3,32 MWh y 6,98 MWh, respectivamente. En 2017 la punta de demanda
fue 7,7 MW (3 de agosto a las 14:00, y 10 de agosto a las 13:50).
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Cuadro 3. Distribucion de la energia total generada en el sistema de El Hierro, por combinaciones de

tecnologia (incluyendo el consumo por bombeo). 2017

Total Diésel Edlica Hidro Bombeo
Diésel 8,42 100,0 0,0 0,0 0,0
Diésel-edlica 3,70 79,3 20,7 0,0 0,0
Diésel-edlica-bombeo 50,82 27,3 39,0 0,0 33,7
Diésel-bombeo 0,02 80,4 0,0 0,0 19,6
Diésel-hidro 10,53 81,1 0,0 18,9 0,0
Diésel-edlica-hidro 14,72 58,6 25,1 16,2 0,0
Viento 0,06 0,0 100,0 0,0 0,0
Viento-bombeo 10,63 0,0 63,5 0,0 36,5
Viento-hidro 1,07 0,0 70,8 29,2 0,0
Hidro 0,03 0,0 0,0 0,0 100,0
TOTAL 100 42,4 31,8 4,7 21,0

La combinacién con mayor generacién de energia es diésel-edlica-bombeo: un 50,8% de la generacién
anual. En esa combinacién, la generacién diésel aporta un 27,3%, mientras que la generacién eélica
aporta el resto, destinando casi la mitad de su generacién al bombeo. Sin embargo, la combinacion
diésel-hidro aporta poca energia al sistema (un 10,5%) y, ademas, lo hace con una débil contribuciéon
hidraulica (18,9% del total). Esa aportacidén se reduce ligeramente (al 16,2% del total) cuando la
combinacidn incluye también a la edlica. La energia generada por combinaciones que no hacen uso del

diésel alcanza algo menos del 12%.

El diésel aporta un 42,4% de la energia bruta generada. Sin embargo, como se ha sefialado, la energia
puesta a disposicion del sistema no integra la usada en el bombeo. Por ello, en términos de generacion
neta, el diésel aporta el 53,7% de la energia, la edlica el 40,3% vy la hidrdulica el 5,9% restante. Es
llamativa en cualquier caso la diferencia entre el consumo de energia en bombeo (un 21,5% de la

energia total generada) y la generacidn hidraulica (un 4,7% del total).

Es evidente que el diésel se utiliza como una energia base en el sistema, que abastece por si sola a la
demanda no solo cuando las condiciones de viento son reducidas, sino también cuando la demanda es
baja. De ese modo, en 2017 solo hay veinte paradas de la generacidn con diésel. Asi, la primera parada
se produce el 4 de marzo a las 00:10 y se extiende por 22,5 horas. En el momento de parada las
condiciones de aportacion edlica eran muy importantes, con una generacion edlica total de 8,6 MWh,
de los que 4,5 MWh se dedicaban al bombeo para dar asi respuesta a una demanda de 4,1 MWh. El
valor mediano de las paradas fue de poco mas de un dia (28,9 horas), si bien con una elevada
variabilidad: oscilé desde un minimo de 30 minutos sin generacién diésel a un maximo de 192,3 horas.
El Grafico 2 muestra la generacidn con diésel (panel izquierdo) e hidraulica (panel derecho) para
distintos niveles de generacion edlica bruta. En el caso de la hidrdulica, los valores negativos se

corresponden con el uso en bombeo.
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Grafico 2. Generacidn diésel e hidraulica/bombeo para distintos niveles de generacién edlica. 2017
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El andlisis realizado hasta ahora se ha centrado en el afio 2017. Una cuestion de interés es observar si
se ha producido un cambio relevante en el periodo 2016-2018. El Cuadro 4 muestra la distribucion de
la generacion total por tecnologias. En su interpretacion debe tenerse en cuenta que, como se sefialé
con anterioridad, el bombeo es energia edlica no vertida a la red sino usada con ese fin. Como puede
apreciarse, ese uso se ha mantenido estable a lo largo de los tres afios, mientras que la aportacién
relativa del diésel ha ido cayendo en favor de la energia edlica vertida a la red. Ello se debe a un aumento
de la combinacidén viento-bombeo, que implica que en un porcentaje importante de los periodos del
ano 2018 la isla haya sido abastecido solo con generacion edlica. El bombeo funciona pues mucho mas
como una via de ajuste del excedente eélico que como una via de aportacién de generacion eléctrica a

futuro, pues la contribucién hidrdulica sigue manteniéndose muy reducida.

Cuadro 4. Distribucidon de la energia total generada en el subsistema de El Hierro

2016 2017 2018

Tecnologias:

Diesel 47,06 42,42 34,06
Viento 28,68 31,84 40,29
Hidro 3,64 4,69 4,09
Bombeo 20,62 21,05 21,55
TOTAL 100 100 100
Combinaciones tecnoldgicas:

Diésel 7,52 8,42 6,00
Diésel-edlica 6,24 3,70 4,77
Diésel-edlica-bombeo 60,46 50,82 37,14
Diésel-bombeo 0,06 0,02 0,02
Diésel-hidro 7,65 10,53 5,75
Diésel-edlica-hidro 12,18 14,72 12,61
Viento 0,04 0,06 0,15
Viento-bombeo 5,25 10,63 30,01
Viento-hidro 0,60 1,07 3,27
Hidro 0,00 0,03 0,29
TOTAL 100 100 100
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La comparativa entre afios esta afectada por las distintas condiciones de viento. Para controlar esa
circunstancia, se utiliza la informacion proporcionada por Aemet en su portal de OpenData sobre la
velocidad media diaria del viento (en metros/segundo) en el aeropuerto de El Hierro. Se utilizan dos
anos, 2016 y 2018, para observar los cambios en la distribucidn de la generacién edlica bruta entre la
que se destina a la red y la que se destina a bombeo. Para este andlisis los datos del Operador del
Sistema han sido agregados para obtener la generacidn diaria. El Grafico 3 muestra los resultados. Como
puede observarse, existe una considerable dispersion en la generacién eélica con destino alaredy a
bombeo condicionada la velocidad media del viento, si bien la correlacién entre generacién a red y
velocidad media es algo mayor que entre bombeo y velocidad media (0.684 y 0.664, respectivamente).
Las velocidades medias a lo largo del afio fueron muy similares: 6,68 y 6,72 m/s en 2016 y 2018,
respectivamente. Sin embargo, se observa que aumenta la generacidn edlica vertida a la red, mientras

gue se mantiene practicamente invariable la generacidn usada en bombeo.
Grafico 3. Generacion edlica diaria para red y para bombeo. 2016 y 2018
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4. La central de Chira-Soria.

La incorporacion de soluciones de almacenamiento es una condicion necesaria para acompafiar una alta
penetracion de generacién renovable en sistemas aislados. El caso de GdV es singular por la pequefia
dimension del sistema eléctrico de la isla. El Hierro tiene una poblaciéon de 10.000 habitantes y una
demanda eléctrica muy reducida, incluso en comparacién con otros sistemas vecinos. Por ejemplo, en
2017 supuso tan solo un 1,26% de la demanda en Gran Canaria y un 1,24% de la demanda en Tenerife

(y un 0,016% de la demanda nacional).

En el caso de Gran Canaria estd en fase avanzada de proyecto la central de bombeo de Chira-Soria. En
este caso se hace uso de la disponibilidad de dos presas ya construidas desde hace mas de 40 anos que
funcionan como embalse superior (Chira) e inferior (Soria) 8. Hay que sefialar que la Ley 17/2013, de 29
de octubre, para la garantia del suministro e incremento de la competencia en los sistemas eléctricos

insulares y extrapeninsulares, estipuld que la titularidad de las instalaciones de bombeo en los sistemas

18 | a isla cuenta con la mayor densidad mundial de presas por Km?2: 167 presas en 1.560 km?2,
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no peninsulares debe corresponder al operador del sistema, esto es, a Red Eléctrica de Espafia®®. Esto
se justifica en que las finalidades principales de estas instalaciones son la garantia del suministro, la

seguridad del sistema y la integracién de energias renovables no gestionables.

La central de Chira-Soria tendra una potencia de generacion hidraulica de 200 MW, esto, es, 17 veces la
de GdV. Aungue en este caso no constituird un proyecto integrado con generacion edlica®, si integra,
como en GdV, una planta desaladora de agua marina para su bombeo a los embalses cuando sea
necesario. Esa planta, como en GdV queda fuera del andlisis porque no constituye parte del sistema
sujeto a regulacién, esto es, no genera costes reconocibles. Hay que tener en cuenta que como el
embalse superior es grande, la duracién de descarga es larga y, por tanto, realmente se puede
“trasladar” energia entre periodos estacionales, esto es, desde periodos de alta eolicidad (verano, por
ejemplo) hacia periodos de baja eolicidad. Esta es una diferencia clave con los sistemas de baterias, cuyo

corto tiempo de descarga hace que estén pensadas para un ajuste de corto plazo.

En el subsistema de Gran Canaria la generacion tiene tres origenes: térmica (diésel, turbina de gas, ciclo
combinado?! y turbina de vapor), edlica y solar. En 2018, un 87,5% del total de la generacién tuvo un
origen térmico, un 11,1% edlica y un 1,4% solar. Naturalmente, la participacién de la edlica muestra una
enorme varianza a lo largo del afio, debido a las condiciones de viento y a la demanda a satisfacer??. En
cualquier caso, con la potencia instalada en 2018, que registré un considerable aumento a finales del
ejercicio, la generacidn edlica no llegd nunca a superar el 41% de la demanda, y en un 15,3% de los

periodos no alcanzd siquiera un 1% de la demanda.

Es posible hacer un ejercicio sencillo para indicar el problema al que se enfrenta el sistema aislado para
acomodar un alto contingente de generacidn renovable. En el Gréafico 4 se muestra la distribucién
ordenada de la demanda en Gran Canaria a lo largo del afio 2018, en combinacidn con la generacién en
cada periodo bajo los supuestos de que existiera un mix con tres rasgos: i) permitiese triplicar la
generacion edlica frente a la existente en cada periodo de 2018, ii) permitiese triplicar la generacién
solar, también frente a la existente en cada momento de 2018 y iii) fuera necesario en todo momento
un minimo de generacién térmica acoplada de 70 MW para garantizar la estabilidad de la frecuencia.
Este ultimo es tan solo un valor indicativo, que en su caso deberd ser determinado por el Operador del
Sistema. Como referencia, en el informe de la Comisidn de Expertos sobre escenarios de transicién
energética, asi como en el Plan Nacional Integrado de Energia y Clima, se asumio la necesidad de una
capacidad térmica minima acoplada de 5.500 MW para el sistema peninsular, cuya punta de demanda
prevista hasta 2030 es de 48.652 MW. Aqui se ha supuesto una relacion un poco superior, dada la menor
inercia en un sistema aislado, esto es, la mayor sensibilidad a pérdidas de potencia en la generacién.
Por su parte, el supuesto de que se triplica la generacion edlica y solar fotovoltaica es también

19 La propiedad del proyecto, inicialmente de Endesa, se transfirié a REE mediante la Orden IET /728/2014. Padrén et al (2011)
realizan un andlisis sobre las caracteristicas deseables del sistema.

20 Entre otras razones, porque REE no puede tener activos de generacion por la separacion de actividades que ha sido la piedra
angular en la liberalizacién del sector eléctrico. La construccién de Chira-Soria se hace por una sociedad especifica que depende
la matriz del grupo (REINCAN).

21 Aunque hay una central de ciclo combinado en Gran Canaria, esta sigue usando gasoil y no gas natural, pues no ha llegado a
construirse la planta de regasificacion prevista.

22 | 3 punta de demanda fue de 549 MW, con una demanda media de 394 MW.
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puramente ilustrativo, aunque por supuesto la central de bombeo solo tiene sentido técnico y

econdmico si la penetracion de generacién de renovable es muy superior a la actualmente existente?,

Grafico 4. Generacion renovable, térmica acoplada y demanda (escenario)
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Como puede observarse en el Grafico 4, los supuestos anteriores conducen a que se produzcan con
frecuencia vertidos debido a una capacidad de generacidn renovable, junto al minimo térmico acoplado,
por encima de la demanda. De hecho, con esos supuestos, se produciria un exceso de generacién en un
6,86% de los periodos de diez minutos, equivalentes a 25 dias completos al afilo. Como se ha sefialado,
se trata de un cdlculo sencillo, pero que muestra la dificultad de alta penetracién de renovables en un
sistema aislado cuando no se acompafia de algun sistema de almacenamiento. En las condiciones
actuales ese problema no existe, dados los bajos niveles de penetracién renovable en las islas y el hecho
de que esta siempre entre en la ordenacion del despacho, pero esa circunstancia si estard presente en
caso de mayor penetracién. Seria dificil de justificar que el OS ordenase reducciones de potencia a la
generacion renovable. En el sistema peninsular si han existido situaciones de vertido, pero no se han
repetido en los ultimos afios. Sin embargo, en ese caso se cuenta con distintos mecanismos de

equilibrio, incluyendo las interconexiones internacionales, el hueco térmico y el bombeo.

La entrada de Chira-Soria es posible porque se establece un sistema de retribucién regulada pues, como
se ha sefalado, no hay un mercado que emita sefales de precios que justifiquen la rentabilidad
econdmica del proyecto. La normativa (RD 739/2015) prevé que puedan establecerse instalaciones de
bombeo derivadas de un procedimiento de concurrencia competitiva, estableciendo en ese caso los
criterios para el otorgamiento del régimen retributivo adicional, que es el que tienen las centrales
térmicas que hacen uso de hidrocarburos en las islas. Sin embargo, parece dificil pensar que ese sistema
concurrencial llegue a operar. En el caso de las instalaciones de bombeo asignadas al operador del
sistema, estas estarian fuera de ese sistema ya que no se consideran instalaciones de generacién. De

hecho, ni siquiera se inscriben en el registro administrativo de instalaciones de produccién de energia

23 | a Estrategia Energética de Canarias prevé para Gran Canaria una potencia edlica de 408,5 MW, a la que se pretende sumar
180 MW de edlica offshore.
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eléctrica y no le son aplicables los peajes de generacién que si abonan todos los generadores eléctricos
en Espafa (0,5 €/MWh). De igual modo, no podrian reconocerse canones variables por generacion

asociados a la concesion de la central.

Obviamente, la turbinacidén genera energia, pero ésta se considera como un servicio de ajuste por
garantia y suministro. Esto tiene implicaciones importantes tanto sobre los criterios de explotacion de
la central, que debera fijarse, como sobre su régimen retributivo. La norma establece que el régimen
retributivo que se fijard tras la entrada en funcionamiento de la central fijara el valor de la inversion
reconocida y la vida util regulatoria. El valor de la inversién reconocida sigue la metodologia que es
comun a las instalaciones que reciben retribucion adicional (esto es, a las centrales térmicas), basado
en el valor auditado de la inversidon mas la mitad de la diferencia entre el valor estdndar y el auditado
(con determinados topes), menos las ayudas publicas recibidas. Como realmente no hay valor estandar,
pues se trata de una instalacién singular, este es el aprobado inicialmente por una orden inicial del

Ministerio para la Transicidn Ecoldgica, orden que aln no se ha publicado.

Se trata pues de un régimen de retribucién mas estandar, en el sentido de que es el aplicable a otras
instalaciones de la red de transporte consideradas como singulares. Sin embargo, ello no impide que
deba ser vigilado y supervisado con especial atencién, proporcionando una retribucién razonable que
permita el desarrollo del proyecto pero evitando que la singularidad se convierta en justificaciéon de

retribucion excesiva.

5. El uso del gas en las plantas convencionales

Una cuestién adicional de interés se refiere al mantenimiento de los grupos diésel en un escenario de
alta penetracidn renovable. En un sistema del tamafio del de Gran Canaria, considerablemente mayor
al de El Hierro, las dificultades para avanzar en el proceso de descarbonizacién de la generacién eléctrica
van a ser considerables, incluso con el apoyo que preste la central de bombeo de Chira-Soria. Una
posibilidad de avance reside en la sustitucion de los grupos térmicos tradicionales por plantas con
turbinas de gas y ciclos combinados. De hecho, las plantas eléctricas mds recientes ya fueron
configuradas con esa hipotesis, si bien nunca han llegado a funcionar con gas debido a la falta de una
planta de regasificacién. En el caso de Gran Canaria, esa planta de regasificacion estaba inicialmente
prevista pero no ha comenzado siquiera su tramitacidon administrativa. Si lo ha hecho la de la isla de
Tenerife, en la localidad de Granadilla, pero en dos ocasiones la CNMC ha resuelto en contra de su
autorizacion. Hay diversas razones que justifican ese rechazo?*, pero las mds importantes son: i) la falta
de viabilidad econdmica-financiera para el sector del gas natural y ii) la falta de garantias sobre el uso

del gas en la planta eléctrica de Granadilla por parte de su propietario (Unelco, propiedad de Endesa).

La memoria presentada por el solicitante incide en la reduccién de los extracostes eléctricos en el
sistema insular (de Tenerife) por el cambio de combustible en la central de Granadilla del diésel al gas

natural, aunque la magnitud de esa reduccién depende totalmente del diferencial de precios asumido

24 Nos centramos aqui en el segundo informe, de 3 de octubre de 2018, mucho mas amplio que el primero al valorar las
ampliaciones a la propuesta inicial desarrolladas por Enagas, mediante su filial Gascan, en cumplimiento de las
recomendaciones realizadas por la CNMC en su primer informe.

20



entre el gas natural y los hidrocarburos liquidos, un diferencial que es altamente variable en el tiempo?°.
También incide en la reduccién de emisiones que, por unidad de energia eléctrica, serian de un 32% en
CO,, 99% de SO, y 58% de NOy. La memoria indica que con distintos escenarios de demanda y de costes,
el sistema energético en su conjunto (electricidad+gas) se veria beneficiado, concluyendo que se
produciria una reduccion de costes de generacidn en el sistema eléctrico de 11,89 €/MWh, que incluye
los menores costes por emisidn de CO,%. Sin embargo, en todos esos escenarios el sector del gas natural

muestra valores actuales netos negativos en el rango -1,5 a -47,7 M€.

Por un lado, en el sector gasista habria un aumento de ingresos por peajes y canones asociados a la
nueva planta de regasificacion, pero estos serian claramente insuficientes para cubrir los costes de
retribucién regulada que se reconocerian a la nueva planta. Por otro lado, el uso del gas proveniente de
la planta de regasificacién en el ciclo combinado de Granadilla ahorraria extracostes de generacion al

sistema insular, y por tanto al conjunto del sistema eléctrico nacional.

Desde el punto de vista regulatorio lo mas relevante es el argumento de si se debe considerar a ambos
sectores (gas natural y electricidad) de modo conjunto o aisladamente. Hacerlo del primer modo implica
la posibilidad de que haya subvenciones cruzadas entre ambos, esto es, se permitan desequilibrios
econdmicos en el gas natural (mayores costes por infraestructuras de regasificacion) que quedarian
compensados por una mejora en el equilibrio del sistema eléctrico (menores extracostes de
generacion). La actual normativa, sin embargo, no permite este calculo global pues i) la Ley de la CNMC
indica que debe vigilar la “separacion funcional y la separacion efectiva de cuentas con objeto de evitar
subvenciones cruzadas entre dichas actividades” vy ii) la Ley de Hidrocarburos exige que, en aras al
cumplimiento del principio de sostenibilidad econdmica y financiera, una actuacién de aumento de
costes en el sector gasista se compense con otra de reduccién de costes o de aumento de ingresos en

el mismo sector gasista.

Sin embargo, la Ley de Hidrocarburos contempla que puede haber una regulacidon reglamentaria
singular en los territorios no peninsulares, aunque esa posibilidad nunca se ha desarrollado. Seria
importante contemplar ese desarrollo, previo a cualquier autorizacién, en conjuncién con la naturaleza
regulada de los extracostes de generacion. Por ejemplo, cabria pensar que es posible transferir la
cuantia de pérdidas en el sistema gasista que serian consecuencia de la retribucidn neta de peajes por
la nueva planta desde la partida de extracostes eléctricos en los sistemas no peninsulares. El 6rgano
encargado de las liquidaciones de ambos sistemas, y también el encargado de la liquidacién de los
extracostes no peninsulares que se financian desde los PGE, es la CNMC. Este seria un tratamiento
singular, que evita una subvencidn cruzada implicita entre actividades, y que solo tendria sentido si i)
los beneficios globales para el conjunto del sistema energético son superiores a los costes, esto es, si la
disminucién de extracostes eléctricos es superior al aumento de costes en el sector gasista y ii) si existe
garantia total del uso del gas en la central de ciclo combinado, que actualmente estd usando

hidrocarburos liquidos. Este ultimo aspecto es importante, porque no existe un mecanismo competitivo

25 La CNMC sefiala en su informe que entre 2013 y 2016 el diferencial ha oscilado entre 2,9 €/MWh y 21,1 €/MWh. Como es
evidente, asumir unos u otros valores cambia radicalmente los resultados del analisis a futuro.
26 | os resultados detallados del analisis se mantienen confidenciales, por lo que no es posible profundizar mas en esa cuestion.
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en el sistema insular que introduzca incentivos de mercado claros para que esa central cambie de

combustible.

Una transferencia explicita, basada en costes verificados, es una solucidén posible si se desea que el
conjunto del sistema energético se beneficie pero sin que un sistema (el gasista) subvencione la
reduccion de costes del otro (el eléctrico). Incluso, al estilo de lo que ocurre en otros contextos como
en el reparto de las rentas de congestidn entre sistemas eléctricos fronterizos, podria plantearse si la
reduccion de extracostes eléctricos (netos de la transferencia por aumentos de costes regulados en el

gasista) podria también repartirse entre ambos sistemas?’.

Esta propuesta se aplica a la situacidn actual, en la que los Presupuestos Generales del Estado financian
el 50% de los extracostes eléctricos no peninsulares. Sin embargo, esto vuelve a plantear la conveniencia
de que la totalidad de los extracostes fueran via PGE, lo que constituye el paso mas obvio para reducir
el peso de “otros cargos” en la facturacién de los consumidores. No solo porque su cuantia resulta muy
inferior a los otros dos grandes componentes (retribucion del régimen especifico de renovables,
cogeneracion y residuos, por un lado, y pago de la deuda, por otro), sino porque es indudable que el
pago del extracoste responde a un principio de solidaridad interterritorial. Hay otros extracostes (por
ejemplo, transporte de personasy mercancias de residentes en territorios no peninsulares) que también
reciben apoyo publico bajo el mismo principio, y ese apoyo se arbitra a través del presupuesto publico.
Pero, ademas, el reconocimiento ex ante de la singularidad en el sistema gasista y la integracion de los
extracostes (eléctricos y gasistas) a través de la financiacidon de los PGE facilitaria una gestion mas
coherente de los cambios asociados a la transicién energética en los sistemas aislados, actuando de

modo mas eficiente para la reduccidn del extracoste agregado y de las emisiones?.

6. Conclusiones para el marco regulatorio

Los mecanismos de apoyo a la transicién energética deben instrumentarse de modo que sean
compatibles con una regulacién econdmica eficiente. Un ejemplo ocurre en los territorios aislados del
sistema energético, donde la alta penetracion de energias renovables requerird de sistemas de
almacenamiento que muy dificilmente se instalaran en condiciones no reguladas. En ese contexto, la
experiencia de la central hidroedlica de GdV muestra que el mecanismo disefiado para la retribucién
regulada, de caracter singular, ha conducido a una clara sobreretribucién debido a la incorrecta fijacidon
del valor de uno de sus parametros. Pese a la sustancial modificacion de tal pardmetro (las horas
estandar de funcionamiento para el célculo de valores unitarios) desde octubre de 2017, la retribucién
anual por MWh suministrado es muy sustancial y se sigue situando en el entorno de los 200 €/MWh. La

vida Util regulatoria de los elementos de la central es, en el menor de los casos, de 20 afos (para el

27 La CNMC introduce ademads en su informe distintas consideraciones de interés acerca del sobredimensionamiento de la
planta de regasificacion propuesta y el cumplimiento de las existencias de seguridad en los sistemas no peninsulares. Ambos
aspectos son muy relevantes, por la tendencia natural al sobredimensionamiento de las plantas de regasificacion en Espafia.
28 En ese contexto, tendria sentido repensar la reforma introducida en 2015 por la que los extracostes con financiaciéon en PGE
pasaron a integrar no solo la retribucion adicional (la de las centrales térmicas) sino también la especifica (la del régimen de
renovables).
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parque edlico) y llega hasta los 65 afios (para la obra civil), por lo que esa retribucidn se va a extender

aun por bastantes afios.

Adicionalmente, pese a que cabe prever que el funcionamiento de GdV estda ya plenamente optimizado,
la generacion con el dimensionamiento actual no va a permitir alcanzar mas del 70% de la demanda
anual de la isla, por lo que el 30% se seguira cubriendo con generacién térmica. Si en algin momento
se planteasen soluciones de ampliacién (especialmente la ampliacién del depdsito inferior, que limita
considerablemente la generacién hidroedlica), se deberia tener en consideracion la retribucion ya
obtenida. En cualquier caso, parece dificil pensar que fuera viable (por dimensionamiento, pérdidas por
fugas y costes) la construccidn de un embalse que asegurase la generacidn hidraulica necesaria para
sustituir totalmente a la central diésel en periodos de baja eolicidad, que en Canarias suelen situarse en
primavera y otofio. En la actualidad, suponiendo que el embalse superior estuviese lleno, no se podria
abastecer a la isla sélo con energia hidrdulica por mas de 3 o 4 dias. Esto es un claro ejemplo de cémo,
en el estado tecnoldgico actual, es muy dificil avanzar en la penetracion de renovables a partir de cierto
nivel. El desarrollo de baterias puede ser una solucién que colabore a cubrir picos de demanda,
pudiendo proporcionar opciones de almacenamiento de menor coste que la ampliacién de la capacidad

de la central.

La experiencia de GdV indica también que la introduccion de sistemas de bombeo de mayor tamafio
deberia de acompafiarse de un disefio de la retribucidon que evite estas situaciones en el futuro. En
particular, deberia evitarse el uso de horas estandar para la construcciéon de valores unitarios de
retribucién. Como precisamente este tipo de instalaciones tiene una naturaleza singular, no parece
razonable utilizar un “estandar” que no existe. Por el contrario, parece mas razonable funcionar sobre
una retribucién agregada que introduzca incentivos graduales para el funcionamiento eficiente de la
central, especialmente dado que la retribucién tiene un alto componente fijo, pero que evite la
arbitrariedad de los valores estdandar asumidos. Ademas, los limites a la retribucién deben de operar de
modo efectivo. Por ejemplo, la central de GdV tenia dos pardmetros en los que inicialmente se
establecié un valor limite (llenado de los vasos y retribucion adicional maxima) y en ambos casos,
posteriormente, se optd por aprobar el valor limite. Es paradigmatico el caso de la retribucion adicional
maxima, que se establecié “al objeto de garantizar una rentabilidad razonable del proyecto, y tendrd un
valor maximo de 122.079 €/MW hidraulico”. Pues bien, a pesar de que el proyecto habia obtenido una

rentabilidad claramente por encima de cualquier criterio de razonabilidad, se aplicé ese valor maximo.

El proyecto de la central hidroeléctrica reversible de Chira-Soria, en Gran Canaria, es un proyecto ya en
desarrollo y sobre el que tendran que proponerse los pardametros concretos de la retribucidn regulada.
Es un proyecto de mucho mayor tamafio, y por tanto su incidencia potencial sobre los costes del sistema
es también superior. Al no estar definido aun el régimen de funcionamiento de la central, que no sera
el clasico de una central de generacién de bombeo, no es posible realizar una valoracién. Sin embargo,
el régimen retributivo deberia evitar situaciones de sobreremuneracion, por ejemplo, a través de un
mecanismo que limite la retribucidn como el ya vigente para los grupos térmicos, que minimiza el coste
resultante entre el valor de la anualidad de retribucién y una retribucién por coste horario multiplicada
por la potencia disponible en cada hora. Aunque esos no fueran los parametros a considerar, pues la

central de Chira-Soria no es un grupo de generacidén, es conveniente el establecimiento de un
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mecanismo de maximos, acompafiado de un mecanismo de flexibilidad que permita corregir
tempranamente posibles errores. Esto es relevante porque nos encontramos en los primeros pasos de
un proceso que permitird la ampliacion de la base de generacidn renovable en sistemas aislados y es
importante que ello se haga con las maximas garantias de control de los costes sujetos a retribucion

regulada.

Por ultimo, las centrales de generacidn eléctrica no renovables seguiran jugando un papel relevante en
los sistemas aislados y convendria aprovechar los margenes existentes para la reduccion de costes y
emisiones que pueden derivarse del uso de gas natural en sustitucién de otros combustibles fésiles.
Para facilitarlo, seria necesario desarrollar la regulacion actual contemplando, también en el sector
gasista, la singularidad de los sistemas no peninsulares.
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