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0. Resumen ejecutivo 

El Clean Energy for EU Islands, iniciativa de la Comisión Europea que evalúa la transición 

energética de las islas europeas y que analiza de manera específica la situación en 76 islas, 

promueve el desarrollo de un estudio el cual pretende determinar la capacidad de 

almacenamiento energético a través de instalaciones de bombeo reversible en la isla de La 

Palma (Islas Canarias, España). Este análisis, encargado al Instituto Tecnológico de Canarias (ITC), 

ha sido definido en dos etapas. En una primera etapa se evalúan y pre-dimensionan las opciones 

de mayor interés para, posteriormente, realizar un estudio económico que determine la 

rentabilidad de cada una de las alternativas identificadas. Es en este ámbito en el cual se 

desarrolla el trabajo que se presenta en este documento. 

La Palma es una de las islas del Archipiélago con mayor dependencia de los combustibles fósiles, 

con más del 89% de su potencia basada en tecnologías no renovables, sin posibilidad de 

interconexión eléctrica con otras islas, por factores técnicos y económicos, ni proyectos 

renovables de gran envergadura planificados, como el que supondría una central de bombeo 

reversible.  

Parque de generación por tecnologías en la palma 2020 

TECNOLOGÍAS DE GENERACIÓN POTENCIA [MW] 

NO RENOVABLES 105,34 

Motores diésel 82,84 

Turbinas de gas 22,5 

RENOVABLES 12,52 

Eólica 6,97 

FV  4,75 

Minihidráulica 0,8 

TOTAL 117,86  

 

Aparte de las tecnologías eólica y fotovoltaica, presentes en todo el archipiélago, La Palma 

cuenta con una central minihidráulica de 800 kW, inoperativa desde 2004, aunque no es la 

primera central de este tipo que se instala en la isla. Y es que La Palma cuenta con cierta 

experiencia en lo que a centrales hidráulicas, sin bombeo, se refiere. Así se constata con la 

entrada en funcionamiento, en el año 1893, de su primera central, construida por la Sociedad 

Anónima Electrón, situada en el Barranco del Río en Santa Cruz de La Palma, gracias a la cual se 

realizó el encendido del alumbrado público de la ciudad en diciembre de 1893, convirtiéndose 

en la tercera ciudad de España en lograr este hito (detrás de Barcelona y Madrid). La última 

central en construirse en la isla fue la del Salto de El Mulato (mostrada en la tabla anterior), que 

entró en funcionamiento en octubre de 1955, con un salto de agua de unos 535 m de altura 

procedente de los Nacientes Marco y Cordero, en el término municipal de San Andrés y Sauces, 

y 800 kW de potencia. La central dejó de estar operativa en 2004, aunque no ha sido dada de 

baja administrativamente, por lo que sigue figurando en el registro de productores de energía 

eléctrica en la actualidad. 
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La enorme dependencia de los combustibles fósiles y el que las renovables instaladas no aporten 

estabilidad y flexibilidad al sistema eléctrico, por ser energías de carácter fluctuante y, por tanto, 

no gestionables, son razones de peso para buscar soluciones que permitan descarbonizar el 

sector energético de la isla en condiciones que garanticen la seguridad y calidad de su suministro 

de energía. Una de estas soluciones pasa por la instalación de sistemas de almacenamiento 

energético a gran escala que permitan no sólo almacenar energía y suministrarla cuando haga 

falta, sino también, prestar otros servicios de ajuste y regulación del sistema eléctrico. Este 

aspecto toma especial relevancia en sistemas débiles y aislados, como el de La Palma, en el que 

la generación que aporta estabilidad y flexibilidad procede, exclusivamente, de los generadores 

síncronos instalados en la central térmica de los Guinchos, fundamentalmente, motores diésel. 

En la actualidad se dispone de distintas opciones de almacenamiento energético, que pueden 

ser clasificadas en función de diferentes aspectos como su tamaño (potencia y capacidad de 

almacenamiento), tiempo de respuesta, o los servicios que pueden proporcionar al sistema en 

el que se instalan.  

Técnicamente, una central de bombeo reversible suele entenderse como una solución de 

almacenamiento a gran escala donde las reservas de agua en embalse y la diferencia de cotas 

viabilizan que se pueda almacenar una gran cantidad de energía en forma de energía potencial 

para los instantes en los que la producción renovable es escasa. Incluso por cuestiones 

relacionadas a la economía de escala, suele interesar que estas instalaciones sean lo más 

grandes posible (siempre coherente con el tamaño del sistema eléctrico al cual se abastece) 

habilitando la posibilidad de que un único sistema incorpore múltiples unidades de generación 

pero aprovechando las infraestructuras comunes (embalses, canalizaciones, infraestructura 

eléctrica, etc.) que no sólo garanticen la operación del sistema eléctrico con energías limpias 

sino que aporten la gestionabilidad que otras instalaciones renovables, como por ejemplo la 

eólica y la fotovoltaica, no pueden aportar dada su naturaleza variable.  

Dentro de las distintas opciones de almacenamiento energético, las centrales de bombeo 

reversible son, con diferencia, la tecnología más conocida y presentan la ventaja de instalar 

generadores síncronos que poseen una respuesta inercial muy elevada, siendo capaces de 

aportar de 5 a 7 veces su potencia nominal de manera transitoria en el instante en el que se 

produce un cortocircuito. Esta condición se combina con otras cualidades como su capacidad 

para llevar a cabo servicios de modulación y arbitraje de energía, su capacidad para integrar 

renovables no gestionables (eólica y fotovoltaica), su elevado control de potencia activa – 

frecuencia, su capacidad para el control de potencia reactiva – tensión, la optimización de 

reservas rodantes, su capacidad para llevar a cabo procesos black-start, e incluso de 

almacenamiento estacional. 

Para el desarrollo de este servicio se partió del diagnóstico desarrollado a través de la Estrategia 

de almacenamiento energético de Canarias donde se realizó un estudio inicial de las capacidades 

de almacenamiento a gran escala existentes en cada una de las islas del archipiélago canario. En 

este estudio se identificaron hasta 12 embalses ya disponibles y uno en construcción, cuyas 

capacidades se encuentran, en su mayor parte, entre 100.000 y 300.000 m3 salvo en dos de ellos 

en los que se alcanzan 1.500.000 m3 (Vicario) y 3.120.000 m3 (Laguna de Barlovento). Tomando 
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como referencia estos datos de partida, se plantean un total de 8 opciones de centrales de 

bombeo reversible para la isla de La Palma. De todas estas opciones, como se analiza en el 

apartado 6 de este documento, las alternativas de mayor interés, no sólo por potencia instalada 

sino incluso por capacidad de almacenamiento disponible, son las que se presentan en la 

siguiente tabla: 

Centrales hidroeléctricas de bombeo seleccionadas en La Palma 

Depósito superior Depósito inferior Potencia (MW) Energía acumulable (MWh) 

Laguna de Barlovento Adeyahaman 15 260,49 

Laguna de Barlovento Bediesta 12 152,21 

Gánigo* Vicario 15 209,37 

Tamanca* La Caldereta 15 130,00 

Total 57 752,06 

 

Todas tienen una capacidad de almacenamiento igual o superior a 130 MWh y potencias 

superiores a los 10 MW. De instalarse estas cuatro centrales de bombeo reversible, se alcanzaría 

una potencia de turbinación de 57 MW con una capacidad de 752 MWh, lo que permitiría la 

operación en turbinado durante 13 horas de manera continua (superior a las 12 horas que 

normalmente se aconseja). Por ello, el aporte de esta tecnología podría ser muy relevante 

superándose, incluso, la punta de demanda anual de la isla que se sitúa sobre los 50 MW. Cada 

uno de los hidrobombeos sería capaz de cubrir un 25% de la punta de demanda insular. 

Partiendo de esta selección, en la siguiente fase del estudio se llevó a cabo un pre-

dimensionamiento de las instalaciones. Se tomaba como información de partida datos generales 

como los que supone el salto de agua, el perfil topográfico, el volumen de agua almacenada y el 

tamaño máximo de grupo de generación de energía eléctrica en este sistema para determinar 

el tipo de turbina y los grupos de bombeo a instalar, los caudales de tubería ascendente y 

descendente, la topología de las infraestructuras hídricas, los tipos, diámetros y pérdidas 

previsibles en las canalizaciones, así como las infraestructuras eléctricas y de obras civiles que 

serían requeridas en cada caso. Se resume a continuación las principales características técnicas 

de las cuatro instalaciones de bombeo reversible planteadas: 

Características técnicas de las cuatro opciones de centrales de bombeo reversible 

 
LAGUNA DE 

BARLOVENTO - 
ADEYAHAMAN 

LAGUNA DE 
BARLOVENTO - 

BEDIESTA 
GÁNIGO -VICARIO 

TAMANCA – LA 
CALDERETA 

Datos generales 

Depósito superior Laguna de Barlovento Laguna de Barlovento Gánigo Tamanca 

Depósito inferior Adeyahaman Bediesta Vicario La Caldereta 

Salto de agua 376 metros 415 metros 685 metros 580 metros 

Reserva ecológica 
considerada 

25% del depósito 
Adeyahaman 

25% del depósito 
Bediesta 

25% del depósito 
Vicario 

25% del depósito La 
Caldereta 

Volumen máximo 340.000 m3 180.000 m3 150.000 m3 110.000 m3 

Volumen utilizable 255.000 m3 135.000 m3 112.500 m3 82.500 m3 

Ciclo de turbinación y bombeo 

Ciclo de turbinación Turbinas tipo Pelton 1 jet libre 

Potencia de 
turbinación 

3 x 5 MW 3 x 4 MW 3 x 5 MW 3 x 5 MW 

Ciclo de bombeo Sistema Multietapa RDLP DN 350-1350 

Potencia de bombeo 5 x 3 MW 4 x 3 MW 5 x 3 MW 5 x 3 MW 

Caudales 

Caudal de tubería 
descendente 

4,53 m3/s 3,27 m3/s 2,49 m3/s 2,94 m3/s 
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Caudal de tubería 
ascendente 

4,78 m3/s 3,44 m3/s 2,60 m3/s 3,91 m3/s 

Caudal unitario de 
aspiración en 
turbinación 

1,51 m3/s 1,09 m3/s 0,83 m3/s 0,98 m3/s 

Caudal unitario de 
aspiración en 
bombeo 

0,96 m3/s 0,86 m3/s 0,52 m3/s 0,62 m3/s 

Canalizaciones 

Tubo descendente 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 1,20 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 1,02 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 0,63 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 0,97 m 

de diámetro. 

Tubo ascendente 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 1,23 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 1,04 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 0,91 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 0,99 m 

de diámetro. 

Longitud de las 
canalizaciones 

2.300 metros 2.500 metros 2.800 metros 1.400 metros 

Aspiración de 
grupos de turbinado 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,69 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,59 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,51 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,56 m 

de diámetro. 

Aspiración de 
grupos de bombeo 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,55 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,52 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,41 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,44 m 

de diámetro. 

Pérdidas de carga en 
canalización de 
turbinación 

5,04 metros 6,64 metros 26,14 metros 3,93 metros 

Pérdidas de carga en 
canalización de 
bombeo 

4,90 metros 6,56 metros 8,52 metros 3,88 metros 

Capacidad de almacenamiento energético 

Energía máxima 
acumulable 

260,49 MWh 152,21 MWh 209,37 MWh 130,00 MWh 

Horas útiles de 
turbinado 

15,67 horas 11,47 horas 12,55 horas 7,79 horas 

Horas útiles de 
bombeo 

14,81 horas 10,90 horas 12,01 horas 7,39 horas 

Generador eléctrico 

Tipo Generador síncrono trifásico, sin escobillas 

Tensión 6 kV 

Frecuencia 50 Hz 

Temperatura 
ambiente admisible 

40 ⁰C 

Forma constructiva IM 7212 – Horizontal (IEC 60034-7) 

Protección: IP 23 

Refrigeración IC 81 W 

Protección 
antiparasitaria 

Grado N (VDE-0875) 

Servicio Si-Continuo 

Sentido de giro Contrario a las agujas del reloj (visto desde el lado acoplamiento) 

Potencia aparente 5.880 kVA 4.705 kVA 5.880 kVA 5.880 kVA 

Potencia activa 4.998 kW 3.998 kW 4.998 kW 4.998 kW 

Conexión Estrella 

Intensidad 565 A 460 A 565 A 565 A 

Datos de excitación 108 V – 101 A 

Tipo de rotor Polos salientes 

Velocidad nominal 1200 rpm 

Velocidad de 
embalamiento 

1900 rpm – 10 minutos 

Aislamiento Clase Clase: F 

Calentamiento Clase Clase: B 

Tipo de rotor Polos salientes 

Longitud 5,3 metros 

Ancho 3,0 metros 
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Altura 3,5 metros 

Centro de transformación    

Número de 
transformadores 

2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del 
secundario 

20 kV 

Potencia unitaria de 
cada transformador 

11,3 MVA 

Frecuencia 50 Hz 

Grupo de conexión Dyn11 

Tipo de 
transformador 

De potencia. Sumergido en Aceite 

Clase térmica F 

Método de 
enfriamiento 

ONAN 

Regulación de 
voltaje 

OLTC motorizado de 16 pasos con cambiadores de tomas de carga 

Peso del aceite Aproximadamente 7.500 kg 

Peso total del 
transformador 

28.000 kg 

Nº transformadores 2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del 
secundario 

20 kV 

Longitud 4,5 metros 

Ancho 2,0 metros 

Altura 2,5 metros 

Obras civiles 

Centro de turbinado 
16,5 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 
16,5 x 10 x 8 metros 

 (L x A x Al) 
16,5 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 
16,5 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 

Centro de bombeo 
26 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 
22 x 12 x 8 metros 

 (L x A x Al) 
26 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 
26 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 

Servicios auxiliares 
10 x 5 x 3,2 metros  

(L x A x Al) 
10 x 5 x 3,2 metros 

 (L x A x Al) 
10 x 5 x 3,2 metros  

(L x A x Al) 
10 x 5 x 3,2 metros  

(L x A x Al) 

 

Adicionalmente, en la última parte del estudio técnico realizado para cada una de las opciones 

de bombeo reversible, se realizó un análisis de cómo afectaría cada instalación al balance 

energético de la isla. Teniendo en cuenta que como cualquier infraestructura de 

almacenamiento energético, la contribución del sistema instalado siempre será dependiente de 

la cantidad de energía renovable no gestionable disponible en el sistema eléctrico, se toma 

como referencia de mix energético el propuesto por el Plan de Transición Energética de Canarias 

2030. Considerando que la demanda eléctrica para el año 2030 ascendería a la cifra de los 233,18 

GWh, se muestra en la siguiente tabla un resumen del mix energético resultante: 

Resumen del mix energético resultante para cada opción de almacenamiento energético  

Opciones 
 Eólica Fotovoltaica Biomasa Geotérmica  Térmica  

Turbinación 
(hidrobombeo) 

Bombeo 
(hidrobombeo) 

Producción 
H2 verde  

Cobertura 
EERR 

H2 

MWh MWh MWh MWh MWh MWh MWh MWh % tH2 

Laguna de 
Barlovento - 
Adeyahaman 

185.152 58.354 3.370 86.040 107.999 28.877 62.342 175.297 60,20 3.267 

Laguna de 
Barlovento - 

Bediesta 
185.152 58.354 3.370 86.040 112.299 24.657 53.268 184.546 57,74 3.439 

Gánigo – 
Vicario 

185.152 58.354 3.370 86.040 108.150 28.743 62.247 175.389 60,12 3.269 

Tamanca – La 
Caldereta 

185.152 58.354 3.370 86.040 108.738 28.184 62.039 175.598 59,83 3.272 

La Palma  185.152 58.354 3.370 86.040 85.521 50.803 116.785 120.666 69,94 2.249 
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En la tabla anterior, los resultados expuestos en la fila nombrada como La Palma, se obtienen 

simulando todas las centrales como una única instalación, a pesar de que cada una operaría de 

manera diferenciada. 

Si se compara con el caso base, se puede comprobar que para cada opción de almacenamiento 

evaluada, cada alternativa de hidrobombeo es capaz de soportar entre el 5 – 10% de la demanda 

eléctrica insular, a lo que se sumaría la cantidad de energía eólica y fotovoltaica que podría ser 

integrada en el sistema gracias a los servicios de flexibilidad que ofrece la central y que permiten 

integrar más energía renovable no gestionable en el sistema eléctrico. 

Una vez finalizado el pre-dimensionamiento de las instalaciones, se continuó con el estudio 

económico. En este estudio económico se parte de la base de que el mercado eléctrico y su 

regulación fueron creados originalmente para una generación principalmente térmica 

convencional, gestionable y centralizada, sin grandes necesidades de almacenamiento y, por 

tanto, el mercado eléctrico actual no está adaptado para las instalaciones de almacenamiento. 

Por ello, uno de los retos fundamentales en la transición energética de Canarias es adaptar el 

marco regulatorio para incluir los sistemas de almacenamiento, creando unas condiciones de 

igualdad para todas las aplicaciones del mercado que eliminen las incertidumbres de los 

inversores para apostar por el almacenamiento.  

Hasta el momento, la solución que ha venido siendo implantada es la creación de un marco 

específico de remuneración a centrales de bombeo reversible una vez se confirma que dicha 

instalación va a ponerse en funcionamiento. Esto sucedió con la central hidroeólica de Gorona 

del Viento y recientemente también ha sucedido para la central de bombeo reversible de Gran 

Canaria mediante la aprobación de la Orden TED/1243/2022, de 2 de diciembre, por la que se 

aprueba la metodología de cálculo de la retribución de la instalación hidráulica reversible de 200 

MW de Chira Soria en Gran Canaria, titularidad del operador del sistema. No obstante, estos 

procedimientos excepcionales requieren de complejas negociaciones con administraciones y no 

son fáciles de otorgar. Sin un marco específico para este cometido difícilmente sería viable en 

Canarias, y por extensión en España, la puesta en marcha de sistemas de almacenamiento 

energético de una manera masiva y en plazos alineados con los objetivos de descarbonización 

perseguidos tanto desde la Unión Europea, como a nivel nacional y regional. 

Tomando como referencia el caso precedente de Gorona del Viento (El Hierro) y el marco 

retributivo que ha sido trazado para Chira – Soria, se entiende que existen dos fuentes 

principales de ingreso para este tipo de proyectos, la facturación por venta de energía turbinada 

y los pagos por capacidad por la provisión de servicios complementarios de ajuste al sistema. En 

relación a los ingresos por venta de energía, dada la incertidumbre, en este estudio se ha optado 

por analizar distintas opciones a modo de estudio de sensibilidad, evaluando la situación 

económica para precios en la horquilla de los 150 €/MWh (precio medio de la demanda durante 

los últimos dos años en España) y los 212 €/MWh (coste de generación durante los últimos dos 

años en la isla de La Palma).  

Por otra parte, tomando como referencia la información disponible de cierre de cuentas anuales 

desarrolladas por la Comisión Nacional de Mercados y la Competencia (CNMC), se concluye que 

los pagos por capacidad rondan el 8% de los ingresos por venta de energía. 
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De otra parte, en este caso es importante tener en cuenta que la energía necesaria para el 

bombeo debe ser renovable y ésta debe ser comprada en el mercado, atribuyéndose un precio 

distinto en función de si se prevé la aplicación de políticas de corte o, por el contrario, no se 

prevé la aplicación de estas políticas, pero es necesario poner en funcionamiento los grupos de 

bombeo por cuestiones operativas de la planta. Cuando se prevé la aplicación de políticas de 

corte se fija un precio de compra de la energía de 30 €/MWh, coherente con la media del precio 

de la demanda en España antes del aumento de los precios de los combustibles y los derechos 

de emisión y que coincide con el percentil 5 del precio de la demanda de los últimos dos años. 

Este valor se considera coherente porque se trataría de energía renovable que, de otra forma, 

no podría ser integrada en el sistema eléctrico y, por tanto, su coste de oportunidad iba a ser 

cero. En cambio cuando no se prevé la aplicación de políticas de corte, el coste de la energía 

destinada al funcionamiento de los grupos de bombeo tendría un coste superior, estimado en 

el percentil 30 de los precios del mercado (68 €/MWh). 

Además de los precios que serían aplicables a la energía turbinada, a los pagos por capacidad y 

a la energía usada para el bombeo, se debe especificar las inversiones necesarias para llevar a 

cabo cada uno de los cuatro proyectos analizados. Teniendo en cuenta que los costes de 

inversión pueden estar sujetos a una gran variabilidad, como lo demuestra el caso de Gorona 

del Viento, donde se pasó de una estimación inicial de 40 M€ a un coste final de inversión de 83 

M€, y el de Chira Soria donde la inversión inicial se estimaba en 320 M€ y según la Orden TED 

descrita en el apartado 7.1.4 el total de inversión se encuentra ahora en los 589 M€, se adopta 

como criterio conservador aumentar en un 25% la inversión estimada inicialmente:  

Estimación de la inversión corregida con aumento de inversión 

Partida 
Laguna de Barlovento –  
Adeyahaman (15 MW) 

Laguna de Barlovento –  
Bediesta (12 MW) 

Gánico – Vicario 
(15 MW) 

Tamanca – La 
Caldereta (15 MW) 

Inicial estimada 50.415.000,00 €       40.332.000,00 €   50.415.000,00 €     50.415.000,00 €  

Con aumento de 
inversión al 25% 

 63.018.750,00 €   50.415.000,00 €  63.018.750,00 €   63.018.750,00 €  

 

Con estos datos de partida se procede a realizar los estudios de sensibilidad económica frente 

al precio de la energía. Se desarrollan las estimaciones bajo dos supuestos. Por un lado se analiza 

la situación por la cual las fuentes de ingreso sólo se derivan de la venta de energía y los pagos 

por servicios de capacidad desarrollados. Por otro lado, se simula un escenario adicional en el 

cual se tiene en cuenta como beneficio la reducción de emisiones contaminantes y, en 

consecuencia, la disminución en el pago de gravámenes derivados de los derechos de emisión 

materializados sobre empresas eléctricas y repercutidos a los consumidores. A continuación, se 

exponen las principales conclusiones de ese análisis. 

Supuesto de rentabilidad económica considerando como ingresos la venta de energía y los 

pagos de capacidad. 

La principal conclusión extraída de este estudio económico es que la rentabilidad en la inversión 

de las distintas opciones evaluadas no es muy diferente de una a otra porque los cuatros 

sistemas de bombeo reversible propuestos son semejantes tanto en términos de potencia de 

turbinación como en capacidad de almacenamiento. Adicionalmente, en términos de inversión 
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los cuatro proyectos tienen características semejantes en cuanto a infraestructuras necesarias, 

por lo cual, aunque se proponga uno de mayor tamaño, la inversión es proporcional a los 

beneficios esperados. De estas cuatro opciones, la de mayor interés económico parece ser 

Laguna de Barlovento – Bediesta ya que es la alternativa que más ajusta la inversión a las 

necesidades de potencia y capacidad de almacenamiento.  

Incluso teniendo en cuenta un aumento de la inversión de un 25% sobre lo inicialmente 

estimado, se alcanzaría la rentabilidad para un precio de venta de la energía producida por los 

grupos de turbinación superior a 180 €/MWh. Este resultado está claramente influenciado por 

el coste de inversión requerido para la puesta en marcha de estas instalaciones. La opción que 

presenta un menor ratio de inversión por capacidad de almacenamiento es Laguna de 

Barlovento – Adeyahaman donde el ratio sería de 241,9 €/kWh. El mayor ratio sería para la 

central de Tamanca – La Caldereta siendo el valor de 484,8 €/kWh. Esta amplia diferencia se 

debe a que, aunque hay tres opciones de hidrobombeos de 15 MW en cada una de ellas, la 

capacidad de almacenamiento es muy diferente, llegando a haber una diferencia de, incluso, el 

doble de capacidad (en Tamanca – La Caldereta la capacidad es de 130 MWh, mientras que en 

Laguna de Barlovento – Adeyahaman se alcanzan los 260 MWh). 

Si asumimos que el precio de la demanda media en los últimos años se ha situado en 150 

€/MWh, se concluye que con ninguna de las cuatro opciones de hidrobombeo se logra reducir 

el precio de la demanda por debajo de la media nacional que define el pool de mercado. No 

obstante, sí se reduce de una manera muy considerable el extracoste de explotación del 

sistema eléctrico de La Palma el cual para el mismo horizonte temporal se encontraba sobre 

los 212 €/MWh. Por ello, la reducción mínima sería de 32 €/MWh. Esta mejora es muy 

significativa y más si cabe si se considera que esta isla es un sistema aislado y sin posibilidad de 

interconexión eléctrica, en la que para integrar energías renovables, necesariamente debe 

haber generación gestionable. 

Supuesto de rentabilidad económica considerando como ingresos la venta de energía, los 

pagos de capacidad y la reducción del gravamen insular por pagos de derecho de emisión. 

Cuanto mayor sea la energía proveída por la central de bombeo reversible, menor será el 

gravamen que se pagaría por la energía eléctrica en la isla de La Palma dado que su principal 

fuente de suministro es la generación térmica convencional.  

Conforme a los datos publicados en el Anuario Energético de Canarias, para el año 2021 por 

cada MWh de energía producida se generan 0,708 tCO2. Por consiguiente, sólo por la energía 

proveída por la central de bombeo reversible se evitaría la emisión de entre 17.457 tCO2 (caso 

de Laguna de Barlovento – Bediesta) y 20.445 tCO2 (caso de Laguna de Barlovento – 

Adeyahaman). Adicionalmente, si los derechos de emisión se retribuyen a un precio de 82,86 

€/tCO2, se estaría evitando que se aplique un gravamen anual de entre 1,45 y 1,69 M€/año 

para cada opción de hidrobombeo que fuera implantada. 

Este esquema conocido como “cap and trade” genera incentivos económicos para que las 

industrias (como la que supone la industria de generación de energía eléctrica de La Palma) 

avancen tecnológicamente hacia un modelo no basado en el uso de fuentes contaminantes y 
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que sus derechos adquiridos (ya sean gratuitos o mediante subasta) que no sean usados gracias 

a las mejoras implantadas, puedan ser vendidos en el mercado secundario ampliando el 

beneficio económico. Por tanto, por un lado existiría un ahorro por no pago de derechos de 

emisión y por el otro existirían ingresos por la venta de derechos de emisión sobrantes (no 

utilizados). 

Tomando estas bases de referencia, los cálculos económicos fueron desarrollados nuevamente 

considerando como ahorro el no pago de derechos de emisión de la energía producida por el 

hidrobombeo y que no requiere de su generación mediante energía térmica convencional que 

sí estaría gravada por este coste repercutido al sistema eléctrico y, por extensión, a los 

consumidores finales de energía. Para el cálculo se considera la energía producida por 

turbinación, un precio por derechos de emisión de 82,86 €/tCO2 y un ratio de emisión por 

megavatio producido de 0,708 tCO2/MWh. Adicionalmente, se ha considerado una tasa de 

actualización de los derechos de emisión anuales del 1,5%. Esta tasa de actualización se 

considera muy conservadora teniendo en cuenta los incrementos en los precios de derechos de 

emisión de los últimos dos años pero ciertamente se considera que estos derechos no pueden 

continuar creciendo de una manera drástica porque en caso contrario sería inasumible. 

Adicionalmente, a medida que el sistema va reaccionando y completando la transformación 

hacia un modelo más descarbonizado, la tendencia sería que en el mercado exceda cada vez 

más derechos de emisión y el precio por derecho descienda. Este hecho contrarrestaría el 

fenómeno que se produciría por el menor número de derechos de emisión puesto en mercado 

cada año. A efectos prácticos, considerar un ratio de actualización de los derechos de emisión 

del 1,5% haría que la fluctuación de estos derechos pasen de 82,86 €/tCO2 hasta los 118,4 

€/tCO2. 

Los resultados obtenidos demuestran que la consideración de los ahorros por derechos de 

emisión mejora notablemente el modelo de negocio en el citado proyecto para cada una de las 

cuatro opciones. En este caso se consiguen Tasas Internas de Retorno superiores al 8% incluso 

para un precio de venta de la energía de almacenamiento de 150 €/MWh.  

Es importante tener en cuenta que este beneficio económico no lo recibiría directamente el 

promotor de la central de bombeo reversible. El gravamen se aplica sobre la generación térmica 

convencional y este a su vez se repercute sobre los precios finales de la energía eléctrica de 

todos los españoles asumiendo condiciones pool de mercado (equilibrio entre oferta y demanda 

de energía eléctrica). La generación renovable tiende a reducir la energía proveída por la 

generación térmica y, por consiguiente, cuanta mayor energía renovable se aporte al sistema, 

menos se grava a los consumidores por derechos de emisión. Se expone en la siguiente tabla las 

cifras de VAN, TIR y Payback tanto de la opción en la que no se considera como en la que sí se 

consideran los pagos por derechos de emisión.  

Resumen de rentabilidad económica para las distintas opciones valoradas 

Resultados Opción 1 [150 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - Adeyahaman -3.191.163 €  5,5% 0  15.289.503 €  8,3% 19 

Laguna de Barlovento – Bediesta  244.804 €  6,0% 0  15.592.703 €  8,9% 17 
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Resumen de rentabilidad económica para las distintas opciones valoradas 

Gánico - Vicario -3.451.249 €  5,5% 0  14.983.091 €  8,2% 19 

Tamanca - La Caldereta -4.631.855 €  5,3% 0  13.610.312 €  8,1% 19 

Resultados Opción 2 [160 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - Adeyahaman  1.544.632 €  6,2% 0  19.440.451 €  8,9% 17 

Laguna de Barlovento – Bediesta  4.211.328 €  6,8% 23  19.106.742 €  9,4% 16 

Gánico - Vicario  1.270.787 €  6,2% 0  19.121.116 €  8,8% 18 

Tamanca - La Caldereta  33.090 €  6,0% 0  17.709.892 €  8,6% 18 

Resultados Opción 3 [170 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - Adeyahaman  6.170.317 €  6,9% 23  23.555.911 €  9,4% 16 

Laguna de Barlovento - Bediesta  8.082.933 €  7,5% 21  22.620.780 €  10,0% 15 

Gánico - Vicario  5.879.487 €  6,9% 23  23.217.479 €  9,4% 16 

Tamanca - La Caldereta  4.575.445 €  6,7% 23  21.726.587 €  9,2% 17 

Resultados Opción 4 [180 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - Adeyahaman  10.673.162 €  7,6% 21  27.671.371 €  9,9% 15 

Laguna de Barlovento - Bediesta  11.849.403 €  8,1% 19  26.134.819 €  10,6% 14 

Gánico - Vicario  10.371.213 €  7,5% 21  27.313.842 €  9,9% 15 

Tamanca - La Caldereta  9.016.412 €  7,3% 21  25.743.283 €  9,7% 16 

Resultados Opción 5 [190 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - Adeyahaman  15.072.608 €  8,2% 19  31.786.831 €  10,5% 15 

Laguna de Barlovento - Bediesta  15.528.274 €  8,8% 18  29.648.858 €  11,1% 14 

Gánico - Vicario  14.755.572 €  8,1% 19  31.410.204 €  10,4% 15 

Tamanca - La Caldereta  13.347.695 €  7,9% 20  29.759.979 €  10,2% 15 

Resultados Opción 6 [200 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - Adeyahaman  19.372.443 €  8,8% 18  35.902.291 €  11,0% 14 

Laguna de Barlovento - Bediesta  19.111.766 €  9,3% 17  33.162.897 €  11,6% 13 

Gánico - Vicario  19.041.101 €  8,7% 18  35.506.567 €  10,9% 14 

Tamanca - La Caldereta  17.575.534 €  8,5% 18  33.776.675 €  10,7% 14 

Resultados Opción 7 [212 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - Adeyahaman  24.384.888 €  9,4% 17  40.840.843 €  11,6% 13 

Laguna de Barlovento - Bediesta  23.328.613 €  10,0% 16  37.379.743 €  12,2% 12 

Gánico - Vicario  24.042.608 €  9,4% 17  40.422.202 €  11,5% 13 

Tamanca - La Caldereta  22.528.496 €  9,2% 17  38.596.710 €  11,3% 13 
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1. Introducción 

Históricamente, en las islas más húmedas y montañosas, como La Palma y Tenerife, se han 

aprovechado los desniveles por los que discurrían las acequias para generar saltos de agua con 

el fin de aprovechar su energía en pequeñas centrales hidroeléctricas. Las primeras empiezan a 

instalarse a finales del siglo XIX y las siguientes décadas del siglo XX, tales como las de El Río 

(1893-1949), Tazacorte (1933-1972), Argual (1933-1968) y El Mulato (1955-2004) en La Palma; 

las dos de La Orotava (1894 y 1935) y el Barranco de Badajoz (1929), en Tenerife. De estas siete 

históricas mini-centrales hidroeléctricas solo queda la de El Mulato, que sigue constando en el 

registro de instalaciones de producción de energía eléctrica por no haberse dado de baja, 

aunque en la actualidad se encuentra inoperativa; y dos están a la espera para su protección y 

reutilización como bienes patrimoniales hidráulicos: la central La Hidro en el Barranco de 

Badajoz en Güímar (Tenerife) y la Central de El Río en Santa Cruz de La Palma (La Palma). Todas 

estas centrales, correspondientes a la clasificación de agua fluyente, disponían de un salto de 

agua en altura a través de una tubería para mover una o dos microturbinas de eje horizontal 

tipo Pelton acoplado a un generador de electricidad.  

Más recientemente, en el año 1998 y 2009 entraron en funcionamiento dos mini-centrales 

hidráulicas, también de agua fluyente, en Tenerife, Vergara en La Guancha, con 463 kW y Altos 

de Icod - El Reventón en Icod de los Vinos con 757 kW, respectivamente, mientras que El Mulato 

cesó su actividad en 2002.  

Además de las centrales de ciclo fluyente, se presenta la opción del uso de los sistemas de 

bombeo reversible que encajan más en la definición de sistema de almacenamiento energético 

generalmente a gran escala. En estos casos se requiere de al menos dos embalses a distinta cota 

de altura realizando el intercambio de agua entre ellos y aprovechando la diferencia de altura 

para almacenar energía a través de un sistema de bombeo en el momento de exceso de 

generación, volviéndola a turbinar cuando se requiere dicho aporte energético. Este tipo de 

instalaciones no hay que verlas sólo como una opción tecnológicamente eficiente para el 

arbitraje de la energía, sino que incluso tiene la ventaja de que implementa unidades de 

generación muy conocidas y donde los servicios complementarios que pueden aportar para la 

estabilización de la red son muy parecidos a los generadores térmicos convencionales que 

actualmente soportan todos los sistemas eléctricos insulares existentes en Canarias. 

Dentro de este subgrupo entra la central hidroeólica Gorona del Viento en la isla de El Hierro, 

puesta en marcha en el año 2014. Esta central, a diferencia de las mencionadas anteriormente, 

tiene una potencia superior a 10 MW y está permitiendo que la isla de El Hierro cubra más del 

60% de su demanda eléctrica mediante energías renovables en términos anuales, con periodos 

en los que se ha alcanzado el 100% renovable durante más de un mes. Esta situación es muy 

destacable dado que es un sistema eléctrico insular aislado, caso que no suele suceder en otras 

islas europeas. 

En el caso concreto de La Palma cabe destacar que su capital, Santa Cruz de La Palma, fue la 

tercera ciudad de España y la sexta del mundo (después de París, Nueva York, Londres, Barcelona 
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y Madrid) en contar con electricidad para su alumbrado eléctrico, que se inauguró el 31 de 

diciembre de 1893, pudiendo así apagar los faroles de vela. 

Este logro fue posible gracias a la construcción de una pequeña central hidroeléctrica de 116 

metros de desnivel situada en el Barranco del Río, que aprovechaba el agua de abasto público 

para la generación de corriente eléctrica. La central fue construida por la Sociedad Anónima 

Electrón constituida en Santa Cruz de La Palma en 1892. La central constaba de una tubería de 

acero con costuras cocidas con remaches, tendida ladera abajo casi en vertical, que llegaba a 

una sala de máquinas, donde una turbina Pelton de 50 CV de potencia accionaba un generador 

eléctrico de 50 kVA. También disponía de equipos auxiliares internos y externos (red de 

transporte de la electricidad) para el alumbrado de la capital, que se prueba el 28 de diciembre 

de 1893 y se inaugura la noche vieja de aquel año, conformando todo un hito en la historia de 

Canarias. En 1916, Electrón mejora la central, con una ampliación del sistema tras la instalación 

de una turbina adicional, tipo Pelton de 75 CV y un generador de 75 kVA, para cubrir una 

demanda de luz cada vez mayor. No obstante, el caudal disponible no permitió nuevas 

ampliaciones por lo que comenzó la instalación de motores térmicos que, finalmente, la 

sustituyeron para poder continuar con el suministro eléctrico. Así y todo, la central estuvo 

operativa durante 56 años (1893-1949) con su servicio a la capital. En todos los casos, el 

suministro se limitaba a las horas nocturnas y la producción se situaba por debajo de la 

demanda. 

 

Ilustración 1. Central hidroeléctrica Electrón (izquierda: central en construcción, central en la actualidad). Fuente: 
Observatorio Audiovisual de Canarias y El periódico de la Energía 

Con el paso de los años, se constituyen otras sociedades productoras de electricidad, ya sea con 

motores o aprovechando otros saltos de agua existentes en la isla.  

De este modo, la red eléctrica se fue extendiendo a principios del siglo XX. En aquel momento 

los motores eran fijos de marcas inglesas empleados como generadores, idénticos a los 

estudiados para la elevación de aguas de pozos, ya que representaban una energía barata e 

independiente de la red, pero no eran la energía limpia y “gratis” de los saltos de agua. Por ello, 

los propietarios de las aguas de la Caldera (Haciendas de Argual y Tazacorte) estudiaron la 

posibilidad de aprovechar sus desniveles para una nueva hidroeléctrica, aprovechando los 

https://observatorioaudiovisualdecanarias.com/2013/03/29/llega-a-la-palma-la-exposicion-la-memoria-encendida-sobre-la-historia-de-la-electricidad-en-canarias/#jp-carousel-2358
https://elperiodicodelaenergia.com/endesa-dona-a-la-palma-el-electron-la-central-mas-antigua-de-canarias/
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avances tecnológicos hasta ese momento. Así, el 2 de mayo de 1933 entra en funcionamiento 

la Central Hidráulica de Tazacorte con una turbina Pelton de 440 CV y un alternador de 320 kVA 

y poco después, el 29 de julio lo hace la tercera, la Central Hidráulica de Argual con una turbina 

Pelton de 145 CV y alternador de 105 kVA.  

Cuando las primeras minicentrales hidroeléctricas quedaron totalmente inactivas surge otro 

gran proyecto en el norte de la Isla, en el municipio de San Andrés y Sauces, en el bosque de Los 

Tilos, en la zona conocida como Salto del Mulato: la Central Hidráulica de El Mulato. Esta central 

entra en funcionamiento en octubre de 1955, con un salto de agua de unos 535 m de altura para 

accionar una turbina Pelton de 1.200 CV acoplada a un alternador de 1.000 kVA, por iniciativa 

privada de la empresa Riegos y Fuerzas de La Palma, creada en 1947. El agua procede de los 

Nacientes Marco y Cordero. 

 

Ilustración 2. Trabajadores durante la construcción de la central hidroeléctrica de El Mulato en 1953. Fuente: 
Observatorio Audiovisual de Canarias 

Riegos y Fuerzas de La Palma (RIFU) fue creada, originalmente, por el Cabildo Insular de La Palma 

junto a accionistas privados para aglutinar las pequeñas centrales existentes en la isla, así como 

continuar con el desarrollo de la generación y distribución eléctrica en la isla. En 1965 el Instituto 

Nacional de Industria (INI) adquiere la empresa, que a partir de entonces afianza el suministro 

en La Palma y extiende su actividad a otras islas del archipiélago. En 1971 la empresa es 

absorbida por Unión Eléctrica de Canarias (UNELCO), que ya era propiedad, también, del INI. 

Actualmente, el patrimonio de RIFU pertenece a ENDESA. 

https://observatorioaudiovisualdecanarias.com/2013/03/29/llega-a-la-palma-la-exposicion-la-memoria-encendida-sobre-la-historia-de-la-electricidad-en-canarias/#jp-carousel-2363
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Siendo ya propiedad de ENDESA, se planteó la ampliación de la central de El Mulato nada menos 

que a una potencia de 5 MW. Con respecto a las unidades de potencia empleadas para las 

primeras turbinas, suponía aumentar casi 5 veces más su potencia, pero finalmente la central 

cesó su actividad en 2004, sin que se produjese la ampliación, ni antes ni después de esa fecha.  

Las instalaciones del Electrón supusieron una revolución tecnológica en Canarias a finales del 

siglo XIX y situaron a Santa Cruz de La Palma como ciudad de vanguardia, puesto que un salto 

de agua y unas turbinas permitieron llevar el alumbrado público a las calles de la capital palmera. 

La isla de La Palma se caracteriza, a nivel eléctrico, por no tener posibilidades de interconexión 

eléctrica con otras islas, al menos con las tecnologías existentes hasta el momento, debido a las 

profundidades batimétricas que se alcanzan a pocos kilómetros de la costa y a la distancia que 

la separa de la isla de Tenerife. Esto hace que deba aspirarse por un modelo en el que, además 

de necesitarse de la instalación de nuevas fuentes de generación renovable tradicionales como 

la fotovoltaica y la eólica, también se deba recurrir a tecnologías de almacenamiento energético 

y la investigación geotérmica como fuentes clave para lograr la descarbonización de la isla antes 

del año 2040. 

Por ello, La Palma podría apoyarse en la tecnología hidroeléctrica, históricamente explotada en 

la isla durante décadas, para que su sistema eléctrico disponga de una mayor estabilidad y 

robustez. Esta tecnología podría ser la opción más interesante y viable para sustituir parte de la 

generación gestionable convencional existente en la isla, en la actualidad, y como sistema de 

almacenamiento energético, en el caso de centrales hidroeléctricas de bombeo reversible. 

En el presente informe se analiza las posibilidades que, a día de hoy, presenta la isla de La Palma, 

para ejecutar la instalación de centrales de hidrobombeos, teniendo en cuenta la infraestructura 

disponible y planificada, y los recursos hídricos insulares.  

Para realizar este análisis, el informe cuenta con tres bloques principales: 

• Situación actual del sistema eléctrico de La Palma. En este bloque se realiza un análisis 

pormenorizado del sistema eléctrico insular, teniendo en cuenta las infraestructuras 

disponibles en la isla y analizando el sistema tanto desde el lado de la oferta como de la 

demanda. 

• Propuestas de pre-dimensionamiento de centrales de hidrobombeos. Tomando como 

referencia el listado de instalaciones establecido en la Estrategia de Almacenamiento 

Energético de Canarias, se realizará el pre-dimensionamiento de las alternativas 

destacadas como de mayor interés (hasta un máximo de 5). Conocidas las condiciones 

de contorno del sistema entre las que se destacan las capacidades de los embalses, las 

reservas ecológicas que deben ser mantenidas y la diferencia de cotas de altura, se 

determinará el o los modelos de turbina hidráulica que podrían ser usados como posible 

acercamiento al coste de inversión en la central. El objetivo final es configurar las 

condiciones base de la central que identifique los medios técnicos necesarios y las 

infraestructuras a ejecutar antes y durante la instalación de la central.  

• Estudio económico de alternativas seleccionadas. Con el dimensionamiento técnico se 

podría llevar a cabo el análisis desde el punto de vista económico. Conociéndose la 
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inversión que debería realizarse para cada elemento de la instalación, se determinaría 

la rentabilidad teniendo en cuenta la estructura de mercado existente en Canarias. Se 

tomaría como referencia el modelo económico actual a la hora de identificar el ahorro 

en costes de explotación que se podría alcanzar con este proyecto. 

2. Antecedentes 

El INSTITUTO TECNOLÓGICO DE CANARIAS, S. A. (en adelante ITC) es una empresa pública 

creada por el Gobierno de Canarias mediante Decreto 130/1992 de 30 de julio. Desde su 

creación, las actividades del ITC se han ido ampliando y adaptando a las necesidades y exigencias 

tecnológicas de la sociedad canaria. Las energías renovables constituyeron el embrión de su 

labor investigadora, campo que se ha potenciado a través del tiempo, convirtiéndose en uno de 

los pilares básicos de su actividad. Actualmente el ITC es una entidad de soporte a la 

investigación e innovación tecnológica, que tiene por objetivo ayudar a conseguir una economía 

dinámica y competitiva, capaz de favorecer un crecimiento dotado de cohesión social, duradero, 

creador de empleo y respetuoso con el medio ambiente.  

Entre otras capacidades, el ITC por medio de su Departamento de Energías Renovables realiza 

estudios sobre distintos aspectos relacionados con la integración de energías renovables en 

sistemas eléctricos insulares, siendo en la actualidad uno de los centros de investigación 

europeos de referencia en este ámbito del conocimiento. Cuenta con una experiencia de 30 

años en el desarrollo de estudios de planificación, habiendo participado activamente en la 

elaboración de múltiples documentos y estrategias de planificación a nivel regional desde el Plan 

Energético de Canarias 2006 (PECAN) hasta el Plan de Transición Energética de Canarias 2030 

(PTECan, actualmente en tramitación) mediante encargo de la Dirección General de Energía del 

Gobierno de Canarias.  

Una de las últimas estrategias desarrolladas para el gobierno canario fue la “Estrategia de 

almacenamiento energético de Canarias”, donde se identificaban, entre otros aspectos, posibles 

ubicaciones para la instalación de centrales de bombeo reversible como fórmula para almacenar 

energía a gran escala en las islas. 

Los trabajos del ITC en el ámbito del almacenamiento energético basado en centrales de 

bombeo reversible no se limitan a estudios de gabinete sino que también atesora experiencia 

adquirida en otros proyectos que se encuentran actualmente en operación. El ITC promueve, 

junto con importantes agentes del sector energético de las Islas Canarias, iniciativas 

relacionadas con el almacenamiento de energía, siendo una de las más relevantes la central 

hidroeólica Gorona del Viento en El Hierro. El Hierro, después de La Graciosa, es la isla habitada 

más pequeña del archipiélago canario con 10.500 personas, 276 km2 de superficie terrestre, 12 

MW de potencia instalada en motores diésel y, aproximadamente, 40 GWh anuales de demanda 

de electricidad. En 1997, la isla declaró su compromiso de lograr un suministro de energía 

autónomo basado 100% en EERR. La central hidroeléctrica de bombeo eólico (en sus siglas en 

inglés, WHPS, Wind Hydro-Pumped Storage) es la piedra angular de esta hoja de ruta de 

autosuficiencia. El WHPS, promovido por Gorona del Viento, una empresa pública / privada 

http://www.goronadelviento.es/
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conformada por la autoridad insular (Cabildo de El Hierro), la empresa generadora ENDESA y el 

Gobierno de Canarias a través del ITC, se puso en marcha con éxito en 2014. Un parque eólico 

de 11,5 MW inyecta energía eléctrica en la red de distribución de la isla (20 kV). Cuando se cubre 

la demanda o el límite de penetración de energía eólica alcanza su punto más alto, el exceso de 

electricidad se utiliza para bombear agua desde un depósito ubicado a nivel del mar hasta otro 

depósito (cráter natural impermeabilizado) ubicado a 650 m de altura. Cuando el viento deja de 

soplar, se produce electricidad en una central hidroeléctrica convencional ubicada en el 

depósito inferior. 

Los principales puntos fuertes de la estrategia operativa diseñada son la capacidad de gestión 

de una gran parte de la demanda (es decir, sistemas de bombeo) y la capacidad de regulación 

del parque eólico, casi como en los sistemas convencionales (regulación primaria: control de 

frecuencia de potencia activa y control de tensión de potencia reactiva). Además, el WHPS posee 

dispositivos para la regulación principal basados en la adaptación dinámica de la potencia 

generada y demandada (control de potencia adaptativo) e incorpora servicios inerciales 

adicionales y otros servicios complementarios. Este proyecto de almacenamiento masivo de 

energía eólica es una iniciativa pionera, no sólo desde el punto de vista tecnológico sino también 

administrativo / económico. En coordinación con las autoridades competentes a nivel regional 

y nacional, se ha diseñado un esquema tarifario específico y un modelo comercial para apoyar 

la sostenibilidad financiera a largo plazo del proyecto. La iniciativa de El Hierro está teniendo un 

impacto impresionante en todo el mundo, dado su potencial de ser replicado en otras regiones. 

El WHPS cubrirá, aproximadamente, el 75% de la demanda anual de electricidad de la isla 

(actualmente, el nivel máximo de cobertura supera ligeramente el 60%, con períodos 

prolongados en los que se alcanza el 100% renovable). El Cabildo y el ITC están estudiando 

formas innovadoras de lograr el objetivo del 100% de EERR, incorporando también la producción 

de biogás a partir de biomasa, fomentando la eficiencia energética, la movilidad sostenible y el 

uso de combustibles alternativos en el transporte (biocombustibles, electricidad e hidrógeno). 

3. Objetivo 

El Clean Energy for EU Islands, iniciativa de la Comisión Europea que evalúa la transición 

energética de las islas europeas y para la cual se está evaluando la situación en 76 de ellas, 

promueve un estudio para el caso concreto de la isla de La Palma, a partir del cual se pretende 

determinar la capacidad de almacenamiento energético a gran escala mediante el uso de 

sistemas de bombeo reversible. En este análisis se contemplan dos etapas: 

Etapa 1. Propuestas de pre-dimensionamiento de centrales de hidrobombeo: 

Tomando como referencia el listado de instalaciones establecido en la Estrategia de 

Almacenamiento Energético de Canarias, se realizará el pre-dimensionamiento de las 

alternativas destacadas como de mayor interés (hasta un máximo de 5). Conocidas las 

condiciones de contorno del sistema, entre las que destacan las capacidades de los embalses, 

las reservas ecológicas que deben ser mantenidas y la diferencia de cotas de altura, se 
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determinará el o los modelos de turbina hidráulica que podrían ser empleados como posible 

acercamiento al coste de inversión en la central. 

El objetivo final que persigue esta etapa, es configurar las condiciones base de la central, que 

identifique los medios técnicos necesarios y las infraestructuras a ejecutar antes y durante la 

instalación de la central. 

Etapa 2. Estudio económico de alternativas: 

Con el dimensionamiento técnico se hará el análisis desde el punto de vista económico. 

Conociendo la inversión que debería realizarse para cada elemento de la instalación, se puede 

determinar su rentabilidad teniendo en cuenta la estructura de mercado existente en Canarias. 

Por lo tanto, se toma como referencia el modelo económico actual a la hora de identificar el 

ahorro en costes de explotación que se podría alcanzar con este proyecto. 

4. Situación actual del sistema energético de La Palma 

El Plan Insular  de Ordenación de La Palma (PIO) considera la implantación de la energía solar y 

eólica asociada a la hidráulica como las principales fuentes de energía renovable en los próximos 

años, sin embargo no impide la investigación y la explotación de otras fuentes de energía, como 

la geotérmica,  y las distintas técnicas de aprovechamiento de las energías marinas.  

El PIO también recoge que la condición de insularidad de La Palma incrementa el interés de 

producción de biocombustibles a partir del aprovechamiento de biomasa forestal y agrícola, 

aunque es preciso profundizar, de manera rigurosa, en su viabilidad real a escala insular. El 

desarrollo de esta fuente de energía podría incidir, indirectamente y de manera positiva, en los 

sectores agrarios más desfavorecidos y, consecuentemente, en el paisaje. 

En la actualidad el sistema energético de La Palma se caracteriza por su enorme dependencia de 

los combustibles fósiles.  En este sentido, el suministro de combustibles al mercado interior de 

la isla en 2020, es el que se muestra en la siguiente tabla (no se han incluido las entregas a la 

navegación marítima ni a la aérea):  

Combustible Entregas en La Palma [Tm] 

Butano 2.900 

Propano 3 

Gasolina 95 9.969 

Gasolina 98 4.430 

Gasoil usos finales  27.319 

Gasoil eléctrico 3.085 

Fuel oil eléctrico 48.976 

Total 96.682 
Tabla 1. Entregas de combustibles al mercado interior de La Palma. Fuente: Anuario Energético de Canarias 2020 

Los suministros a la isla de La Palma suponen el 3,75% de las entregas al mercado interior del 

conjunto de Canarias, que en 2020, alcanzó la cifra de 2.579.673 Tm, lo que supuso una 

reducción del -16,4% respecto al año anterior para Canarias. 

https://www3.gobiernodecanarias.org/ceic/energia/oecan/files/Anuario_Energetico_de_Canarias_2020.pdf
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El reparto por combustible sería el siguiente:  

 

Gráfica 1. Distribución porcentual de las entregas al mercado interior de La Palma por tipo de combustibles 2020 

Como puede verse, casi el 54% de las entregas de combustibles se destinan al sector eléctrico 

debido a la enorme importancia que sigue teniendo la generación convencional en la isla, como 

se pone de manifiesto en los siguientes apartados. 

La evolución de las entregas al mercado interior se han mantenido casi sin variaciones durante 

los últimos seis años, tal y como se muestra en la siguiente gráfica: 

 

Gráfica 2. Evolución de los suministros de combustibles en La Palma 2014-2020 

En todos los casos, las entregas de combustibles se redujeron en 2020 respecto a 2019, excepto 

para el gasoil eléctrico y el de distribuidores que aumentaron un 16,8% y un 7,3% 

respectivamente. Durante el período analizado (2014-2020), las tasas medias de crecimiento 

anual de todos los combustibles indicados, fueron negativas, salvo para el gasoil eléctrico 

(19,7%), el gasoil IVP (0,3%), el gasoil distribuidores (13,7%) y la gasolina 98 (1,1%). 
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4.1. Configuración del parque de generación eléctrica 

Según lo establecido en el Real Decreto 738/2015 las unidades de generación se clasifican en 

dos grupos diferenciados:  

 Instalaciones de categoría A: Se incluyen los grupos de generación hidroeléctricos no 

fluyentes y térmicos que utilicen como fuentes de energía carbón, hidrocarburos, 

biomasa, biogás, geotermia, residuos y energías residuales procedentes de cualquier 

instalación, máquina o proceso industrial cuya finalidad no sea la producción de energía 

eléctrica, así como las instalaciones de cogeneración de potencia neta superior a 15 

MW.  

 Instalaciones de categoría B: Incluyen las instalaciones de generación no incluidas en la 

categoría anterior que utilicen fuentes renovables e instalaciones de cogeneración de 

potencia neta inferior o igual a 15 MW. 

Para poder fortalecer el sistema eléctrico de la isla, teniendo en cuenta los objetivos de 

descarbonización en Canarias, se deben fomentar las tecnologías renovables incluidas en las 

instalaciones de categoría A, priorizando aquéllas que dispongan de mayor recurso y cuya 

explotación sea más económica. En este sentido, como ya se puso de manifiesto en la 

introducción del presente informe, en la isla de La Palma se podría aprovechar la experiencia y 

las infraestructuras disponibles, y planificadas, para explotar la energía hidroeléctrica. 

Además de tener en cuenta la clasificación de los grupos de generación, también debe cumplirse 

con los criterios técnicos, definidos en los procedimientos de operación de los sistemas 

eléctricos no peninsulares. Así pues, se establecen las siguientes condiciones: 

• Reservas primarias: Se entienden por reservas primarias aquellas que deben actuar en 

un tiempo inferior a 30 segundos. Este tipo de reserva se considera de carácter 

obligatorio y no se retribuye. Como mínimo debe mantenerse en el sistema el 50% de 

la mayor potencia neta asignada a un grupo para ese mismo periodo temporal, 

considerándose como unidad de generación incluso cada una de las unidades de las que 

se compone un ciclo combinado. En este caso, se asume que estos servicios son 

aportados por todos los generadores que podrían contribuir con respuesta inercial (en 

base a su estatismo permanente), entre ellos, los generadores térmicos convencionales, 

grupos hidráulicos, ciclos de geotermia, etc. Este tipo de reservas se consideran en 

ambos sentidos (reserva primaria a subir y a bajar).  

• Reservas secundarias: Las reservas secundarias restituyen la capacidad de respuesta 

primaria. Deben actuar en un tiempo inferior a 15 minutos y sí son retribuidas conforme 

a lo establecido en el Real Decreto 738/2015. La suma de las reservas primaria y 

secundaria asignadas en cada período de programación horario, siempre que los 

condicionantes técnicos lo permitan, debe igualar al menos el 100 % de la mayor de las 

siguientes cantidades:  

a) La mayor potencia neta asignada a un generador entre los programados en dicho 

periodo horario;  

b) Crecimiento previsto de la demanda entre tramos horarios;  
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c) La potencia que aporten los enlaces eléctricos entre islas o con otros sistemas 

eléctricos ante contingencia N-1;  

d) Pérdida más probable de potencia renovable según estimaciones de producción 

no gestionable. Este tipo de reservas se consideran en ambos sentidos (reserva 

secundaria a subir y a bajar).  

e) La reserva secundaria a bajar en cada período de programación, siempre que los 

condicionantes técnicos lo permitan, será como mínimo el 50% de la reserva a subir. 

• Reservas terciarias: Operan tras las reservas secundarias y también son de carácter 

obligatorias. Se consideran reservas a subir spinning y non-spinning. Por último, también 

se tiene en cuenta la necesidad de disponer de reservas terciarias que, de modo 

semejante a lo establecido para las reservas secundarias, quedan establecidas como el 

mayor de estos casos:  

a) La mayor de las potencias netas asignadas al grupo de mayor tamaño de los 

sistemas eléctricos;  

b) Crecimiento previsto de la demanda entre tramos horarios;  

c) La potencia que aporten los enlaces eléctricos entre islas o con otros sistemas 

eléctricos ante contingencia N-1;  

d) Pérdida más probable de potencia renovable según estimaciones de producción 

no gestionable. 

El parque de generación de La Palma contaba con las siguientes tecnologías y grupos a fecha de 

31 de diciembre de 2020:  

PARQUE DE GENERACIÓN POR TECNOLOGÍAS EN LA PALMA 2020 

TECNOLOGÍAS DE GENERACIÓN POTENCIA [MW] 

NO RENOVABLES 105,34 

Motores diésel 82,84 

Turbinas de gas 22,5 

RENOVABLES 12,52 

Eólica 6,97 

FV  4,75 

Minihidráulica 0,8 

TOTAL 117,86  

Tabla 2. Parque de generación por tecnologías en La Palma 2020. Fuente: Anuario Energético de Canarias 2020 

4.1.1. Tecnologías no renovables 

A continuación se detallan las características principales de los grupos de generación, no 

renovable, instalados en La Palma: 

GRUPOS DE GENERACIÓN NO RENOVABLE INSTALADOS EN LA PALMA 2020 

Grupo 
Potencia neta 
unitaria [kW] 

Potencia bruta 
unitaria [kW] 

Fecha de entrada en 
funcionamiento 

Año fin vida 
útil 

Diésel 6 3.820 4.320 01/02/1973 1998 

Diésel 7 3.820 4.320 07/12/1973 1998 

Diésel 8 3.820 4.320 01/05/1975 2000 

Diésel 9 4.300 5.040 07/07/1980 2005 

Diésel 10 6.690 7.520 17/03/1983 2008 

https://www3.gobiernodecanarias.org/ceic/energia/oecan/files/Anuario_Energetico_de_Canarias_2020.pdf
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Diésel 11 6.690 7.520 01/03/1995 2020 

Diésel 12 11.500 12.300 01/02/2001 2026 

Diésel 13 11.200 12.300 10/11/2003 2028 

Gas móvil 2 21.600 22.500 30/03/2006 2029 

Diésel 14 11.500 12.600 01/07/2006 2031 

Diésel 15 11.500 12.600 01/08/2006 2031 

TOTAL 96.440 105.340   

Tabla 3. Grupos de generación no renovable instalados en La Palma 2020 

Según indican los valores de la tabla a finales de 2020 ya deberían estar inoperativos hasta 6 

unidades de generación (diésel 6 hasta diésel 11), que suman una potencia neta de 29,14 MW, 

por haber superado su vida útil regulatoria (VUR). Entre 2021 y 2030, deberían dejar de operar 

otros tres grupos (diésel 12 y 13 y la turbina de gas) que suman 44,3 MW, quedando sólo dos 

grupos operativos en 2030 (diésel 14 y 15 con 23 MW de potencia neta total), aunque al año 

siguiente también deberían quedar fuera de servicio. Por ello, en La Palma se requerirían hasta 

32 MW de potencia neta adicional en el año 2030 como consecuencia de la pérdida de los grupos 

mencionados. En este escenario, en el que sólo 2 generadores de los 11 disponibles en la 

actualidad podrían seguir operando sin restricciones después de 2030, se hace prioritaria la 

búsqueda de una solución para este sistema eléctrico, el cual además, no tiene capacidad de 

interconexión con otra isla. 

Dentro de estas soluciones tiene especial interés la tecnología hidroeléctrica no fluyente ya que, 

además de ser una tecnología limpia, pertenece a la categoría A de generación, por lo que puede 

aportar servicios complementarios y de ajuste al sistema. 

4.1.2. Tecnologías renovables 

Energía eólica. 

La energía eólica en La Palma se ha mantenido sin variaciones desde 2012. No obstante, en mayo 

de 2020, mediante anuncio de la Dirección General de la Energía se sometió a información 

pública la solicitud de autorización administrativa, declaración de impacto ambiental y 

declaración, en concreto, de utilidad pública, de las instalaciones eléctricas de generación 

denominadas Parque Eólico El Jaral y Parque Eólico Llano del Tanque, en el término municipal 

de Fuencaliente, con una potencia de 9,4 MW y 7,05 MW, respectivamente. Una vez que estos 

parques estén instalados, la potencia eólica de la isla ascenderá a 23,42 MW. 

PARQUE EÓLICOS INSTALADOS EN LA PALMA 2020 

Nombre Fabricante Nº 
Pot. unitaria 

[kW] 
Pot. P.E. 

kW] 
Municipio 

Año puesta 
en marcha 

Año vida 
útil 

P.E. Garafía-
Juan Adalid 

ENERCON 2 800 1600 Garafía 1994/2012 2019-2037 

P.E. 
Fuencaliente 

ENERCON 3 900 2250 Fuencaliente 1998/2012 2023-2038 

P.E. Aeropuerto 
La Palma 

MADE 2 660 1320 Villa de Mazo 2003 2028 

P.E. Manchas 
Blancas 

IZAR 
BONUS 

3 600 1800 Villa de Mazo 2003 2028 

TOTAL  10  6.970    
Tabla 4. Parques eólicos instalados en La Palma  

https://www.boe.es/boe/dias/2020/05/18/pdfs/BOE-B-2020-13736.pdf
https://www.boe.es/diario_boe/txt.php?id=BOE-B-2020-13735
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Energía fotovoltaica. 

Las instalaciones incluidas en el registro administrativo de instalaciones de producción de 

energía eléctrica a partir de energías renovables, cogeneración y residuos (PRETOR), son las que 

se muestran a continuación (las unidades están en kW nominales (kWn), por eso difieren de los 

kW pico mostrados en la Tabla 2): 

PLANTAS FOTOVOLTAICAS INSTALADAS EN LA PALMA 2020 

Nombre 
Potencia 

[kWn] 
Municipio 

PLANTA FV DE 63 kW SOBRE CUBIERTA 63,00 Barlovento 

PLANTA FV DE 45 kW SOBRE CUBIERTA 45,00 Breña Alta 

PLANTA FV CONECTADA A RED DE 45 kW 45,00 Breña Alta 

INSTALACION SOLAR FV DE 100 kW SOBRE CUBIERTA 100,00 Fuencaliente  

PLANTA FV DE 99 kW SOBRE EN NAVE TENEGUIA SOCIEDAD 
COOPERATIVA 

99,00 Fuencaliente  

INSTALACION SOLAR DE 20 kW EN CUBIERTA 20,00 Fuencaliente  

CENTRAL FV DE 100 kW 100,00 Llanos de Aridane (Los) 

CENTRAL FV DE 100 kW ANTONIO JOSÉ CARRILLO DÍAZ 100,00 Llanos de Aridane (Los) 

CENTRAL FV DE 100 kW TERESA CARRILLO DÍAZ 100,00 Llanos de Aridane (Los) 

CENTRAL FV DE 100 kW MIGUEL CARRILLO DÍAZ 100,00 Llanos de Aridane (Los) 

CENTRAL FV DE 100 kW CARMEN CARRILLO DÍAZ 100,00 Llanos de Aridane (Los) 

CENTRAL FV DE 100 kW MARÍA DESAMPARADOS CARRILLO 
DÍAZ 

100,00 Llanos de Aridane (Los) 

INSTALACION SOLAR FV DE 80 kW SOBRE CUBIERTA 80,00 Llanos de Aridane (Los) 

INSTALACION SOLAR FV DE 100 kW SOBRE CUBIERTA 100,00 Llanos de Aridane (Los) 

INSTALACION SOLAR FV DE 99 kW NOMINALES 99,00 Llanos de Aridane (Los) 

INSTALACION FV DE CONEXIÓN A RED CENTRO POLIVALENTE 
LOS LLANOS DE ARIDANE 

9,00 Llanos de Aridane (Los) 

INSTALACION FV CONECTADA A RED DE 40 kW 20,00 Llanos de Aridane (Los) 

INSTALACION FV CONECTADA A RED DE 32 kW 20,00 Llanos de Aridane (Los) 

INSTALACION SOLAR FV DE 100 kW SOBRE CUBIERTA 100,00 Llanos de Aridane (Los) 

INSTALACION SOLAR FV DE 100 kW SOBRE CUBIERTA 100,00 Llanos de Aridane (Los) 

INSTALACION SOLAR FV DE 100 kW SOBRE CUBIERTA 100,00 Llanos de Aridane (Los) 

INSTALACIÓN SOLAR FV DE CONEXIÓN A RED DE 100,38 kWp 20,00 Llanos de Aridane (Los) 

INSTALACIÓN FV EN CUBIERTA DE LA NAVE EUROPLATANO 316,60 Llanos de Aridane (Los) 

PLANTA SOLAR DE 1 MW EL CORAZONCILLO 100,00 Paso (El) 

PLANTA SOLAR DE 1 MW EL CORAZONCILLO 100,00 Paso (El) 

PLANTA SOLAR DE 1 MW EL CORAZONCILLO 100,00 Paso (El) 

PLANTA SOLAR DE 1 MW EL CORAZONCILLO 100,00 Paso (El) 

PLANTA SOLAR DE 1 MW EL CORAZONCILLO 100,00 Paso (El) 

PLANTA SOLAR DE 1 MW EL CORAZONCILLO 100,00 Paso (El) 

PLANTA SOLAR DE 1 MW EL CORAZONCILLO 100,00 Paso (El) 

PLANTA SOLAR DE 1 MW EL CORAZONCILLO 100,00 Paso (El) 

PLANTA SOLAR DE 1 MW EL CORAZONCILLO 100,00 Paso (El) 

PLANTA SOLAR DE 1 MW EL CORAZONCILLO 100,00 Paso (El) 

PLANTA FV CONECTADA A RED DE BT DE 17 kW 84,60 Paso (El) 

INSTALACIÓN FV CONECTADA A RED EN NAVE INDUSTRIAL JTI 
DE 1 MW 

1.000,00 Paso (El) 

INSTALACION DE 50 kW EN CUBIERTA 50,00 Paso (El) 

CHRISTOPH HERBERT KETTERLE 1,62 Puntagorda 

INSTALACION DE 20 kW EN CUBIERTA 20,00 Puntagorda 

https://energia.gob.es/es-es/Paginas/resultados-busqueda.aspx?k=INSTALACIONES%20PRETOR
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CENTRAL FV DE 5 kW ITC LA PALMA. 521 5,00 Santa Cruz de La Palma 

PROYECTO CENTRAL SOLAR FV DE 42,5 kW CONECTADA A RED 
SOBRE CUBIERTA DE NAVE 

42,50 Santa Cruz de La Palma 

INSTALACIÓN SOLAR FV DE CONEXIÓN A RED SOBRE CUBIERTA 
NAVE 

90,00 Santa Cruz de La Palma 

INSTALACION SOLAR FV DE 50 kW SOBRE CUBIERTA 50,00 Tazacorte 

INSTALACIÓN FV EN CUBIERTA 20,00 Tazacorte 

INSTALACION FV EN CUBIERTA 20,00 Tazacorte 

INSTALACIÓN FV EN CUBIERTA 20,00 Tazacorte 

INSTALACIÓN FV LA PALMA NATURARTE 3,00 Villa de Mazo 

TOTAL 4.343,32  
Tabla 5. Plantas fotovoltaicas instaladas en La Palma 2020. Fuente: Registro administrativo de instalaciones de 

producción de energía eléctrica. Ministerio para la Transición Ecológica y Reto Demográfico 

Esta potencia fotovoltaica de 4.343,32 kWn corresponde a instalaciones que inyectan toda su 

energía a la red. Aparte de ésta, hay una potencia de 1.150,24 kWn de instalaciones en régimen 

de autoconsumo (son instalaciones conectadas a la red pero que no inyectan energía). Los 

valores publicados en el Anuario Energético de Canarias 2020 difieren de ese valor porque hacen 

referencia a la potencia pico y no a la nominal, por eso en el Anuario asciende a 5.821,79 MW 

(considerando también el autoconsumo). 

Energía hidroeléctrica. 

La central hidroélectrica fluyente de El Mulato sigue constando en el registro de instalaciones 

de producción eléctrica por no haberse dado de baja, aunque realmente ésta cesó su actividad 

en el año 2004, según se indica en el Consejo Insular de Aguas de La Palma, y muestran las 

estadísticas energéticas de esos años. 

CENTRAL HIDRÁULICA EL MULATO EN LA PALMA 2020 

Generador Pot. bruta [kW] Pot. neta kW] Municipio Año puesta en marcha 

Turbina Pelton 800 300 San Andrés y Sauces 01/01/1956 

Tabla 6. Características de la central hidroeléctrica de El Mulato. Fuente: Registro administrativo de instalaciones de 
producción no renovable, cogeneración y residuos. Ministerio para la Transición Ecológica y el Reto Demográfico 

La concesión hidráulica se otorgó mediante Real Orden de 22 de marzo de 1913, aunque las 

obras no empezaron hasta los años cincuenta, a cargo de la empresa Riegos y Fuerzas de La 

Palma (RIFU), absorbida en 1971 por UNELCO. Estas concesiones hidráulicas son contratos 

temporales que consisten en ceder el derecho a utilizar el agua pública a una entidad privada 

para generar energía (hidroelectricidad) a cambio de (1) realizar las obras necesarias, (2) pagar 

un canon a la administración y (3) entregar las instalaciones tras su finalización. Esta concesión 

finalizó en marzo de 2012, 99 años después de haberse otorgado. Antes de terminar el plazo de 

concesión, UNELCO-ENDESA solicitó, hasta en dos ocasiones, autorización para acometer la 

ampliación de la central, pero ésta, nunca llegó a acometerse. 

Ante esta situación, el Consejo Insular de Aguas de La Palma inicia en mayo de 2017 un proceso 

administrativo para declarar la extinción de la concesión por expiración del plazo. Como el 

expediente caducó por haber transcurrido el plazo máximo otorgado para la resolución del 

mismo, en marzo de 2021 se impulsó otro procedimiento para que la instalación regresara a 

manos del Cabildo de La Palma. Así, mediante Resolución de la Vicepresidencia del Consejo 

https://energia.serviciosmin.gob.es/Pretor/Vista/Informes/InformesInstalaciones.aspx
https://energia.serviciosmin.gob.es/Pretor/Vista/Informes/InformesInstalaciones.aspx
https://energia.serviciosmin.gob.es/Reprov2/
https://energia.serviciosmin.gob.es/Reprov2/
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Insular de Aguas de La Palma, nº 2021/104, de fecha 12 de marzo de 2021, se resuelve la 

incoación del procedimiento de extinción por expiración del plazo de la concesión administrativa 

otorgada por Real Orden de 22 de marzo de 1913, cuyo titular es Unión Eléctrica de Canarias 

Generación, S.A., para el aprovechamiento hidroeléctrico de las aguas procedentes de los 

Manantiales de Marcos y Cordero, término municipal de San Andrés y Sauces. De ese modo, las 

personas interesadas podían examinar el expediente y formular las alegaciones que estimasen 

oportunas en un plazo de veinte días hábiles, contados a partir del 16 de marzo de 2021.  

A fecha de 8 de noviembre de 2022, la central sigue bajo la titularidad de UNELCO en el registro 

administrativo de instalaciones de producción no renovable, cogeneración y residuos 

(REPROv2). 

4.2. Evolución de la producción de electricidad  

A continuación se muestra la evolución de la producción total de energía en la isla de La Palma 

de los últimos años y cómo sigue estando soportada, casi completamente, por la generación 

térmica convencional: 

PRODUCCIÓN ELÉCTRICA TOTAL Y DE ORIGEN TÉRMICO EN LA PALMA [MWh] 

Año Producción eléctrica total Producción térmica  Producción térmica sobre la total [%] 

1995 146.149 143.639 98,3% 

1996 153.147 150.634 98,4% 

1997 164.054 162.043 98,8% 

1998 170.227 162.018 95,2% 

1999 182.382 173.024 94,9% 

2000 209.079 200.743 96,0% 

2001 213.172 205.882 96,6% 

2002 223.014 215.520 96,6% 

2003 226.361 215.210 95,1% 

2004 244.678 231.667 94,7% 

2005 254.890 243.693 95,6% 

2006 268.125 254.964 95,1% 

2007 273.022 259.730 95,1% 

2008 282.307 269.477 95,5% 

2009 284.200 271.914 95,7% 

2010 277.929 265.841 95,7% 

2011 273.523 256.273 93,7% 

2012 280.590 263.835 94,0% 

2013 262.375 238.389 90,9% 

2014 263.897 237.343 89,9% 

2015 274.297 245.954 89,7% 

2016 274.110 244.537 89,2% 

2017 278.700 250.790 90,0% 

2018 277.683 249.002 89,7% 

2019 281.016 251.936 89,7% 

2020 265.992 240.788 90,5% 
Tabla 7. Producción eléctrica total y de origen térmico en La Palma 

Como muestran los datos, la generación de electricidad en La Palma está soportada, 

fundamentalmente, por los grupos térmicos (motores diésel, con el 78,6% de la potencia térmica 

https://energia.serviciosmin.gob.es/Reprov2/
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instalada, y una turbina de gas, con el 21,4%), alimentados, principalmente, por fueloil (94,1%) 

y, en menor medida, por gasoil (5,9%). 

La producción eléctrica de origen eólico y fotovoltaico y la participación que tienen en la 

producción de electricidad total de La Palma, se muestra a continuación: 

PRODUCCIÓN ELÉCTRICA DE ORIGEN RENOVABLE EN LA PALMA [MWh] 

Año Producción eólica % Eólica sobre el total Producción fotovoltaica % FV sobre el total 

1995 2.510 1,72% -  

1996 2.513 1,64% -  

1997 2.011 1,23% -  

1998 8.209 4,82% -  

1999 9.358 5,13% -  

2000 8.336 3,99% -  

2001 7.290 3,42% -  

2002 7.494 3,36% -  

2003 11.145 4,92% 6 0,00% 

2004 13.005 5,32% 6 0,00% 

2005 11.190 4,39% 7 0,00% 

2006 13.153 4,91% 8 0,00% 

2007 13.286 4,87% 6 0,00% 

2008 12.045 4,27% 785 0,28% 

2009 9.265 3,26% 3.021 1,06% 

2010 8.760 3,15% 3.328 1,20% 

2011 11.499 4,20% 5.751 2,10% 

2012 10.568 3,77% 6.187 2,20% 

2013 17.732 6,76% 6.254 2,38% 

2014 20.298 7,69% 6.256 2,37% 

2015 21.955 8,00% 6.388 2,33% 

2016 23.163 8,45% 6.410 2,34% 

2017 21.608 7,75% 6.302 2,26% 

2018 22.569 8,13% 6.902 2,20% 

2019 22.804 8,11% 7.473 2,23% 

2020 18.663 7,02% 7.718 2,46% 
Tabla 8. Producción eléctrica de origen eólico y fotovoltaico en La Palma. Fuente: Anuarios Energéticos de Canarias 

2020 

La mayor penetración de EERR en La Palma se alcanzó en el año 2016 con casi un 10,8%, gracias 

principalmente a la aportación de la energía eólica. 

En las Estadísticas Energéticas de Canarias de 2000 y 2005, publicadas en el ISTAC, se indica la 

evolución de la electricidad producida en la central hidroeléctrica de El Mulato desde 1995 hasta 

el cese de su actividad en 2004: 

PRODUCCIÓN ELÉCTRICA EN LA CENTRAL HIDROELÉCTRICA EL MULATO EN LA PALMA 2020 
Año Producción [MWh] % hidroeléctrica sobre el total tCO2 evitadas 

1995 1.681,3 1,15% 1.578,74 

1996 2.589,8 1,69% 2.431,82 

1997 2.460,2 1,50% 2.310,13 

1998 2.899,8 1,70% 2.722,91 

1999 1.772,6 0,97% 1.664,47 

2000 1.621,7 0,78% 1.522,78 

2001 1.650,0 0,77% 1.549,35 

http://www.gobiernodecanarias.org/istac/jaxi-istac/menu.do?uripub=urn:uuid:131cf873-66a9-408d-8cfa-537d6be05067
http://www.gobiernodecanarias.org/istac/jaxi-istac/menu.do?uripub=urn:uuid:131cf873-66a9-408d-8cfa-537d6be05067
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2002 768,4 0,34% 721,15 

2003 984,2 0,43% 924,17 

2004 0,0 0,00% 0,0 
Tabla 9. Producción eléctrica en la central hidroeléctrica de El Mulato. Fuente: ISTAC 

En 1996 y 1997 la hidroeléctrica fue la fuente de energía renovable con más peso en la isla. 

Como puede verse, a partir de 2004 la central dejó de producir electricidad y así se ha mantenido 

hasta la actualidad. 

 

Gráfica 3. Evolución de la producción hidroeléctrica en El Mulato 1995-2004 

En la siguiente gráfica se muestra la evolución de la producción de electricidad de origen 

renovable, por tecnologías, desde 1995 hasta 2020 en la isla de La Palma: 

 

Gráfica 4. Evolución de la producción de origen renovable en La Palma 1995-2020 

 

4.3. Evolución de la demanda eléctrica 

La evolución de la energía puesta en red en La Palma muestra una clara tendencia creciente 

desde 1995 hasta 2008, año en el que comienza la crisis financiera. A partir de ese año, la 

evolución de la demanda ha sido más irregular, con importantes variación interanuales. 

http://www.gobiernodecanarias.org/istac/jaxi-istac/menu.do?uripub=urn:uuid:131cf873-66a9-408d-8cfa-537d6be05067
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EVOLUCIÓN DE LA ENERGÍA PUESTA EN RED EN LA PALMA 

Año Energía [GWh] 

1995 149,04 

1996 149,10 

1997 155,20 

1998 171,13 

1999 183,17 

2000 198,06 

2001 193,92 

2002 196,09 

2003 216,02 

2004 234,36 

2005 237,68 

2006 251,64 

2007 262,07 

2008 267,24 

2009 266,29 

2010 251,33 

2011 254,08 

2012 260,63 

2013 239,77 

2014 240,91 

2015 251,07 

2016 243,84 

2017 260,75 

2018 258,45 

2019 261,23 

2020 246,98 

2021 246,04 
Tabla 10. Evolución de la energía puesta en red en la isla de La Palma 1995-2021. Red Eléctrica de España 

En la siguiente gráfica se muestra la evolución de la energía eléctrica puesta en red en la isla de 

La Palma, así como la tasa de variación anual desde el año 1995 hasta 2021: 

 

Gráfica 5. Evolución de la energía puesta en red en La Palma 1995-2020. Fuente: Red Eléctrica de España 

En el período estudiado, el mayor aumento de demanda eléctrica en La Palma se produjo en 

1998, mientras que la mayor reducción se registró en 2013. 

https://www.esios.ree.es/es/analisis/10243?vis=1&start_date=01-01-2021T00%3A00&end_date=31-01-2021T23%3A55&compare_start_date=01-01-2021T00%3A00&groupby=month&compare_indicators=1344,1339,1343,1342,1340,1341
https://www.esios.ree.es/es/analisis/10243?vis=1&start_date=01-01-2021T00%3A00&end_date=31-01-2021T23%3A55&compare_start_date=01-01-2021T00%3A00&groupby=month&compare_indicators=1344,1339,1343,1342,1340,1341
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A nivel mensual, se observa que el mes de agosto es el de mayor consumo. En la siguiente gráfica 

se muestran los valores relativos a los años 2019, 2020 y 2021. Como es sabido, a partir de mitad 

de marzo de año 2020 hasta bien entrado 2021, la situación económica a nivel global fue 

bastante anómala debido a la crisis ocasionada por la COVID-19, por ese motivo se incluye el 

año 2019 en la muestra, para ver los efectos que se produjeron en 2020:  

 

Gráfica 6. Energía mensual puesta en red en La Palma. Red Eléctrica de España 

Como puede verse, durante todos los meses del año 2020 excepto en septiembre, la demanda 

registrada es menor que la de 2019. La demanda de 2021 empezó a recuperarse en marzo, mes 

en el que se igualaron los valores registrados en 2020, mientras que en julio, agosto y septiembre 

ya se superaba los de 2019. Sin embargo, durante el último trimestre del año la demanda 

eléctrica volvió a reducirse por debajo de los valores de 2020.  

También debe ponerse de manifiesto, la diferencia existente entre la producción de electricidad 

y la energía eléctrica puesta en red, debido a las pérdidas que se producen en el transporte y 

distribución de dicha energía. A continuación, se muestra la evolución histórica de estas 

pérdidas, para la isla de La Palma:  

 

Gráfica 7. Evolución de las pérdidas de energía eléctrica en su transporte y distribución en La Palma. Fuente: Anuario 
Energético de Canarias 2020 

https://www.esios.ree.es/es/analisis/10243?vis=1&start_date=01-01-2021T00%3A00&end_date=31-01-2021T23%3A55&compare_start_date=01-01-2021T00%3A00&groupby=month&compare_indicators=1344,1339,1343,1342,1340,1341
https://www3.gobiernodecanarias.org/ceic/energia/oecan/files/Anuario_Energetico_de_Canarias_2020.pdf
https://www3.gobiernodecanarias.org/ceic/energia/oecan/files/Anuario_Energetico_de_Canarias_2020.pdf
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A partir del máximo de pérdidas de energía eléctrica registrado en 2014, la tendencia de este 

indicador ha sido decreciente hasta el año 2020, con un ritmo de decrecimiento medio anual del 

-7,3%.  

También se evalúan, en el presente informe, las puntas de demanda de la isla, indicador muy 

importante a la hora de dimensionar el parque de generación de los sistemas eléctricos. 

En la siguiente tabla se muestra la evolución de las puntas de demanda eléctrica registradas en 

La Palma: 

POTENCIA  MÁXIMA DEMANDADA EN LA PALMA 

Año Potencia máxima bruta [MW] Potencia máxima neta [MW] 

1995 26,1  

1996 27,6  

1997 27,6  

1998 30,6  

1999 31,4  

2000 34,3  

2001 33,8  

2002 35,0  

2003 39,7  

2004 41,6  

2005 42,8 40,8 

2006 46,0 43,8 

2007 47,0 44,9 

2008 47,3 44,9 

2009 51,5 49,3 

2010 52,1 49,9 

2011 52,1 49,9 

2012 50,5 48,3 

2013 44,2 42,0 

2014 44,3 42,1 

2015 46,1 43,9 

2016 47,9 45,7 

2017 48,0 45,8 

2018 47,5 45,3 

2019 45,2 43,0 

2020 47,0 44,8 

2021 44,6 42,4 
Tabla 11. Potencia máxima demanda en La Palma 

En 2010 y 2011 se produjeron las máximas potencias demandadas en la isla, alcanzando, en 

ambos años, los 52,1 MW de potencia bruta. Desde 2010 hasta 2021, el valor más pequeño de 

la punta de demanda, se registró en 2013. La punta de demanda de 2021 se produjo el 17 de 

agosto a las 21:00h. Ese día la curva de demanda horaria fue la siguiente:  
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Gráfica 8. Curva de demanda horaria del 17 de agosto de 2021 en La Palma 

4.4. Redes de transporte y distribución eléctricas 

La Palma cuenta en la actualidad con dos subestaciones eléctricas, ambas con una tensión de 66 

kV, denominadas Los Guinchos y Valle de Aridane, localizadas en el término municipal de Breña 

Alta y Los Llanos de Aridane, respectivamente.  

En la siguiente ilustración puede verse la red de transporte existente en La Palma y las 

actuaciones previstas para su futura implementación. Estas actuaciones consisten en la 

instalación de una nueva subestación eléctrica con una tensión de 66 kV, denominada Las 

Breñas, y un cable que la conecta con la subestación de Valle de Aridane. 

 

Ilustración 3. Distribución geográfica de la red de transporte de La Palma. Fuente: Anuario Energético de Canarias 
2020. 

https://www3.gobiernodecanarias.org/ceic/energia/oecan/files/Anuario_Energetico_de_Canarias_2020.pdf
https://www3.gobiernodecanarias.org/ceic/energia/oecan/files/Anuario_Energetico_de_Canarias_2020.pdf
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En cuanto a la red de distribución, La Palma cuenta con 276 km de tendido aéreo y 119 km de 

tendido subterráneo. Además, dispone de 379 centros de transformación con 399 trafos, una 

potencia de 126 MVA y 74 contadores de medida. Por otro lado, también cuenta con 70 

telemandos y 197 dispositivos de maniobra. Los telemandos son sistemas de control remoto 

que permiten accionar a distancia los dispositivos de maniobras de operación de las 

instalaciones, reduciendo así el tiempo de respuesta en caso de incidencias. 

En la siguiente ilustración se muestra el mallado de la red de distribución en La Palma: 

 

Ilustración 4. Mallado de la red de distribución de La Palma. Anuario Energético de Canarias 2020  

5. Aprovechamiento hidroeléctrico 

En la actualidad, la energía hidráulica se destina fundamentalmente a la generación de 

electricidad, pero no siempre ha sido así. Ya desde la antigüedad la fuerza del agua fue 

aprovechada para diversos usos, como demuestran diferentes hallazgos y escritos de distintas 

épocas. La evidencia más temprana de aprovechamiento de energía hidráulica mediante ruedas 

y molinos de agua se remontan al siglo cuarto antes de Cristo, concretamente, al Imperio persa 

antes del 350 a.C., en las regiones de Irak, Irán, y Egipto. Posteriormente, en el siglo I a.C. los 

https://www3.gobiernodecanarias.org/ceic/energia/oecan/files/Anuario_Energetico_de_Canarias_2020.pdf


 

Estudio técnico y económico de centrales de 
bombeo reversible en La Palma 

 

32 
 

griegos y los romanos emplearon esta energía para accionar molinos de agua y moler grano, 

aunque los romanos también la emplearon para aserrar mármol mediante ruedas hidráulicas. A 

finales de la Edad Media, ya se le daba otros usos a esta energía, entre los que destacaba el riego 

de los campos y la recuperación de áreas pantanosas. En los siglos siguientes, la energía 

hidráulica tuvo aplicación en el trabajo del hierro, la fabricación de papel, y los procesos 

asociados con el trabajo de la madera y el algodón. 

A pesar de estos avances y la diversidad de aplicaciones que ya tenía el aprovechamiento de 

esta energía, no sería hasta los inicios de la Revolución Industrial cuando se aprovecharía la 

energía del agua para producir electricidad. La creciente industrialización del norte de Europa 

ocasionó una gran demanda de energía que fue suplida, en buena parte, por la hidroelectricidad, 

ya que la extracción de carbón todavía no era lo suficientemente fuerte como para cubrir las 

necesidades  energéticas de la industrial. Esta fuente de energía tuvo un rápido crecimiento 

debido al desarrollo técnico experimentado a finales del siglo XIX y principios del XX, 

especialmente, en lo que se refiere a la invención del generador eléctrico y al perfeccionamiento 

de las turbinas hidráulicas.  

Todo esto evidencia que la tecnología desarrollada hasta ahora en el área de la energía 

hidroeléctrica es muy avanzada y madura como resultado de los avances tecnológicos logrados 

en los últimos siglos. No obstante, y a pesar de que las tecnologías de producción no han 

experimentado grandes revoluciones desde principios del siglo XX, sí se han desarrollado nuevos 

mecanismos para optimizar su rendimiento. Gracias a ello, las turbinas y el resto de equipos de 

una central presentan actualmente una alta eficiencia, cubriendo toda la gama de caudales, 

desde 0,1 a 500 m3/s, pudiendo utilizarse hasta 1.800 m de salto neto con rendimientos 

mecánicos buenos. Los equipos asociados, como reguladores de velocidad, son de tecnología 

electrónica, lo que permite alcanzar una gran precisión en la regulación y el acoplamiento de 

grupos, y el control y regulación de las turbinas se gestiona mediante autómatas de última 

generación. 

5.1. Clasificación de centrales hidroeléctricas 

Las centrales hidroeléctricas están condicionadas por las peculiaridades y características que 

presente el lugar donde vayan a ser ubicadas; es decir, hay que tener en cuenta la topografía del 

terreno donde se pretende instalar la central ya que ésta va a influir tanto en la obra civil como 

en la selección de la maquinaria.  

Según el emplazamiento de la central hidroeléctrica, se puede realizar la siguiente clasificación 

general:  

• Centrales de agua fluyente. Captan una parte del caudal del río, lo trasladan hacia la 

central y una vez utilizado, se devuelve al río.  

• Centrales de embalses o a pie de presa. Cuentan con una o más presas donde se 

almacena un volumen considerable de agua por encima de las turbinas. El embalse 

puede producir energía eléctrica durante todo el año, aprovechando el desnivel creado 

por la propia presa, aunque el río se seque completamente durante algunos meses.  
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• Centrales de bombeo o reversibles. En estas centrales se cuenta con equipos de 

bombeo, además de los equipos de turbinado. Cuentan con un embalse superior y otro 

inferior, de  modo que, en momentos de poca demanda energética, si la disponibilidad 

o precio de la energía lo permite, principalmente renovable, se bombea agua del 

embalse inferior al superior, que volverá a ser turbinada en momentos de mayor 

demanda energética. 

Centrales de agua fluyente  

En algunos casos se construye una pequeña presa o un azud en la toma de agua para elevar el 

plano de ésta y facilitar su entrada al canal o tubería de derivación hasta la llamada cámara de 

carga, donde está conectada la tubería forzada que conduce el agua con la mayor pendiente 

posible hacia el edificio de la central, donde se encuentran las turbinas, los generadores 

eléctricos y demás aparatos de regulación y control. El agua, una vez cede su energía a la turbina, 

se evacua por un canal de descarga devolviéndola de nuevo al cauce del río. Estas centrales se 

caracterizan por disponer de un salto útil prácticamente constante, y un caudal muy variable por 

lo que dependen directamente de la hidrología. Esto hace que no tengan capacidad de 

regulación del caudal turbinado y que éste sea muy variable. Por tanto, en este tipo de 

aprovechamiento, la potencia instalada es función directa del caudal que pasa por el río. 

 

Ilustración 5. Central de agua fluyente. Fuente: Energía hidráulica 

Dependiendo del emplazamiento donde se sitúe la central será necesario la construcción de 

todos o sólo algunos de los siguientes elementos, como muestra la ilustración anterior:  

• Azudes y presas: destinados a retener el cauce de un río, y los elementos de seguridad 

para la evacuación de caudales, integrados por aliviaderos y compuertas.  

• Toma.  

• Canal de derivación: su función es conducir el caudal de agua derivado hasta una cámara 

de descarga, pueden ser a cielo abierto, enterrados o una conducción a presión.  

https://www.kimerius.com/app/download/5780662668/Energ%C3%ADa+hidr%C3%A1ulica.pdf


 

Estudio técnico y económico de centrales de 
bombeo reversible en La Palma 

 

34 
 

• Cámara de carga: consiste en un depósito (mucho más pequeño que un embalse) 

ubicado en el otro extremo del canal. Estas cámaras alimentan a las tuberías forzadas. 

• Tubería forzada: son las encargadas de conducir el agua desde la cámara de carga hasta 

la turbina.  

• Edificio central y equipamiento electro-mecánico: en su interior se encuentran las 

turbinas, los generadores eléctricos y demás aparatos de regulación y control. Su 

ubicación requiere adecuados estudios topográficos, geológicos geotécnicos y de 

accesibilidad.  

• Canal de descarga.  

• Subestación y línea eléctrica. 

En España existen numerosas centrales de este tipo. En la siguiente tabla, se muestra un listado 

con algunas de ellas indicando también sus principales características: 

CENTRALES HIDROELÉCTRICAS DE AGUA FLUYENTE EN ESPAÑA 

NOMBRE 
Salto bruto 

[m] 
Caudal 
[m3/s] 

Potencia 
[MW] 

Nº 
turbinas 

Tipo 
turbina 

Prod. 
[GWh/año] 

AGUILERO 315,00 1,25 2,65 1 PELTON 9,70 

ALTOS ICOD-EL REVENTÓN 580,00 0,094 0,70    

BARRADOS 615,00 3,00 16,00 1 PELTON 42,69 

BIESCAS I 96,00 3,00 3,40 2 FRANCIS 10,90 

BOHI 187,44 10,00 16,00 2 FRANCIS 53,32 

BOSSOST 107,00 23,00 21,60 2 FRANCIS 75,82 

BUITRERAS 124,00 8,20 7,20 3 FRANCIS 7,57 

EL CARPIO SD 57,00 8,40 3 FRANCIS 19,13 

CASTIELFABIB 70,80 2,00 1,30 1 FRANCIS 3,45 

CÁZULAS 305,12 0,70 1,80 1 FRANCIS 3,28 

CENTRAL DEL ÁGUILA 315,00 0,26 0,48 2 PELTON 1,78 

CHÍLLAR I 272,80 0,50 0,70 1 PELTON 1,79 

CORDOBILLA 42,50 42,30 15,30 3 FRANCIS 21,88 

CORTIJO 1.605,00 60,00 8,00 2 FRANCIS 26,97 

LA CUEVA 13,46 10,50 1.205,00 2 FRANCIS 3,50 

DÚRCAL 758,00 0,50 3,80 2 PELTON 9,42 

FLIX 12,10 400,00 42,50 4 KAPLAN 126,49 

HIDRO-HUESCA 8,75 12,00 0,95 1 KAPLAN 6,15 

JABARRELLA 67,64 27,00 15,00 3 FRANCIS 65,65 

JUEU 516,00 5,00 20,40 1 PELTON 70,32 

LÉRIDA 26,80 50,00 12,00 1 KAPLAN 47,27 

MACHÍN 4,00 140,00 4,50 2 KAPLAN 10,61 

EL MAL PAS 150,00 3,00 3,80 1 FRANCIS 7,55 

MONTESQUIU 14,50 5,50 1083,00 1 KAPLAN 3,13 

LA PARDINA 23,00 22,00 5,00 1 KAPLAN 25,00 

SAN CALIXTO 6,50 24,80 0,48 1 KAPLAN 1,30 

SAN MARTÍN 18,58 60,00 10,00 1 KAPLAN 17,89 
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CENTRALES HIDROELÉCTRICAS DE AGUA FLUYENTE EN ESPAÑA 

NOMBRE 
Salto bruto 

[m] 
Caudal 
[m3/s] 

Potencia 
[MW] 

Nº 
turbinas 

Tipo 
turbina 

Prod. 
[GWh/año] 

SAN PEDRO 18,40 225,00 32,00 2 KAPLAN 118,16 

SANTA MARINA II 81,50 19,00 14,09 1 FRANCIS  

SEQUEIROS 18,60 120,00 18,00 3 KAPLAN 65,93 

EL SERRANO 260,25 1,00 2,10 1 PELTON 5,89 

UNARRE 465,00 2,00 8,00 1 PELTON 17,00 

VERGARA-TENERIFE 475,00 0,075 0,463  PELTON  

VIANA II 8,97 60,00 9,00 2 KAPLAN 43,79 

VIANA III 5,40 120,00 4975,00 2 KAPLAN 26,40 

VIELLA 197,00 14,00 22,00 2 FRANCIS 66,16 

VILLANÚA 195,00 7,00 11,00 2 FRANCIS 36,37 

Tabla 12. Centrales hidroeléctricas de agua fluyente en España. Fuente: Universidad de Zaragoza1 

Las minicentrales hidráulicas instaladas en Tenerife (Vergara y Altos de Icod-El Reventón) son de 

este tipo, al igual que la ya inoperativa El Mulato en La Palma. 

 

Ilustración 6. Cámara de carga de la central mini hidráulica en la galería Vergara (Tenerife). Fuente: Hidrología y 
recursos hídricos en las islas y terrenos volcánicos. Métodos, técnicas y experiencias en las Islas Canarias. 

Juan Carlos Santamarta Cerezal et al. 

                                                            
1  Proyecto final de carrera: Estudio comparativo de tipos de centrales hidroeléctricas. Autor: Ángel 
Viñuales Fanlo. Escuela Universitaria Ingeniería Técnica Industrial Zaragoza. Septiembre de 2011.  

https://zaguan.unizar.es/record/6240/files/TAZ-PFC-2011-415.pdf
https://oa.upm.es/19965/1/Libro_digital_AGUAS.pdf
https://oa.upm.es/19965/1/Libro_digital_AGUAS.pdf
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Ilustración 7. Cámara de carga de la central El Mulato (La Palma). Fuente: Hidrología y recursos hídricos en las islas y 
terrenos volcánicos. Métodos, técnicas y experiencias en las Islas Canarias. Juan Carlos Santamarta Cerezal et al. 

Centrales de pie de presa o centrales con embalse  

Las centrales con embalse son aprovechamientos hidroeléctricos que tienen la posibilidad de 

almacenar las aportaciones de agua de un río, o la que discurre por los barrancos, procedente 

de la lluvia o el deshielo. El almacenamiento del agua se lleva a cabo mediante la construcción 

de un embalse o utilizando embalses ya construidos para otros usos, como riego o 

abastecimiento de poblaciones. La toma de agua de la central se encuentra en la denominada 

zona útil, que contiene el total de agua que puede ser turbinada. Estas centrales pueden regular 

el caudal de agua que se envía a las turbinas permitiendo ajustar la energía eléctrica producida 

a la demanda. En función del volumen de agua almacenado en el embalse, la regulación de la 

energía generada puede ser horaria, diaria o semanal. Por tanto, puede decirse que la 

característica principal de este tipo de instalaciones es que cuentan con la capacidad de 

regulación de los caudales de salida del agua, que será turbinada en los momentos que se 

precise. Esta capacidad de controlar la electricidad producida se emplea, en general, para 

proporcionar energía más barata y limpia durante las horas punta de consumo, evitando así la 

entrada de otros grupos de generación más costosos, como pueden ser las turbinas de gas.  

Las obras e instalaciones necesarias para construir una central al pie de una presa que ya existe 

son:  

• Adaptación o construcción de las conducciones de la presa a la central.  

• Toma de agua con compuerta y reja.  

https://oa.upm.es/19965/1/Libro_digital_AGUAS.pdf
https://oa.upm.es/19965/1/Libro_digital_AGUAS.pdf
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• Tubería forzada hasta la central.  

• Edificio central y equipamiento electro-mecánico.  

• Subestación y línea eléctrica 

En toda presa se construye algún aliviadero, diseñado para el caudal máximo de la crecida, que 

tiene por objeto proteger el lugar y la propia presa contra las inundaciones. Estos aliviaderos 

pueden ser fijos, (vertederos, pozos o sifones) o móviles (compuertas). Las compuertas, que 

existen de diversos tipos (deslizantes, basculantes, de segmento, de sector, etc.), pueden ser 

accionadas de forma hidráulica, eléctrica, etc. 

 

Ilustración 8. Central con embalse. Fuente: Energía hidráulica 

En la siguiente tabla, se muestra un listado con algunas de estas centrales instaladas en España, 

indicando, también, sus principales características: 

CENTRALES HIDROELÉCTRICAS CON EMBALSE O A PIE DE PRESA EN ESPAÑA 

NOMBRE 
Salto bruto 

[m] 
Caudal 
[m3/s] 

Potencia 
[MW] 

Nº 
turbinas 

Tipo 
turbina 

Prod. 
[GWh/año] 

ALDEADÁVILA I 139,50 690,00 809,71 6 FRANCIS 1987,84 

BASERCA 119,00 7,40 6,00 1 FRANCIS 24,03 

BEMBÉZAR  22,50 15,12 1 FRANCIS 17,76 

BOLARQUE I 42,00 85,00 28,00 2 FRANCIS 15,89 

CAMARASA 82,00 118,00 60,00 4 FRANCIS 142,87 

CANELLES 135,60 100,00 108,00 3 FRANCIS 142,99 

CASTRO I 38,00 270,00 79,80 2 FRANCIS 292,96 

CERNADILLA 55,60 60,00 30,00 1 KAPLAN 39,55 

CORTES II 96,00 326,00 284,00 2 FRANCIS 105,88 

ENCINAREJO  40,00 8,32 2 FRANCIS 4,95 

EL GRADO I 25,80 80,00 18,56 2 KAPLAN 59,41 

GUADALÉN 45,00 14,10 5,12 1 KAPLAN 4,39 

https://www.kimerius.com/app/download/5780662668/Energ%C3%ADa+hidr%C3%A1ulica.pdf
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CENTRALES HIDROELÉCTRICAS CON EMBALSE O A PIE DE PRESA EN ESPAÑA 

NOMBRE 
Salto bruto 

[m] 
Caudal 
[m3/s] 

Potencia 
[MW] 

Nº 
turbinas 

Tipo 
turbina 

Prod. 
[GWh/año] 

GUADALMENA 84,00 22,50 15,20 1 FRANCIS 8,36 

GUÍSTOLAS 17,00 12,00 1,40 1 KAPLAN 4,55 

JÁNDULA 75,00 27,00 15,00 3 FRANCIS 12,28 

JOSÉ MARÍA ORIOL 106,50 1172,00 915,20 4 FRANCIS 1133,89 

MANSILLA 70,00 12,00 5,76 2 FRANCIS 10,87 

NEGRATÍN 60,00 13,50 6,60 1 FRANCIS 5,86 

ORELLANA PRESA 44,50 50,00 23,03 1 FRANCIS 11,58 

RIBARROJA 41,00 940,00 262,80 4 KAPLAN 568,70 

LA RIBEIRA 47,55 13,00 5,36 1 KAPLAN 12,69 

SALIME 114,00 160,00 156,00 4 FRANCIS 282,71 

SAN ESTEBAN 103,00 300,00 265,48 4 FRANCIS 791,58 

SAU 89,00 70,00 56,00 2 FRANCIS 55,41 

SAUCELLE I 64,00 468,00 250,56 4 FRANCIS 730,25 

SAUCELLE II 64,00 480,00 285,00 2 FRANCIS 295,16 

LA SERENA 35,00 89,00 25,10 1 KAPLAN 23,62 

TERRADETS 32,00 135,00 32,50 2 FRANCIS 58,69 

VALPARAÍSO 46,30 160,00 68,00 2 FRANCIS 53,08 

VILLALCAMPO I 37,00 303,00 96,00 3 FRANCIS 294,62 

VILLALCAMPO II 36,60 340,00 110,00 1 KAPLAN 222,21 

Tabla 13. Centrales hidroeléctricas con embalse o a pie de presa en España. 

Centrales de bombeo o reversibles 

Este tipo de central eléctrica cuenta con dos embalses a distinta altura que permiten almacenar 

el agua en los momentos de menor demanda y aprovecharla para generar energía en las horas 

de mayor consumo y, así, ayudar a satisfacer toda la demanda eléctrica. 

En las horas valle, horas en las que el consumo de electricidad es menor (normalmente durante 

las horas de la madrugada y los fines de semana), se usa el excedente de energía — energía 

sobrante que no puede inyectarse a la red y que, además, en esas horas tiene un coste más bajo 

en el mercado— para bombear el agua contenida en el embalse inferior al depósito superior por 

medio de bombas hidráulica a través de una tubería forzada y de la galería de conducción. De 

este modo, el embalse superior actúa, como un depósito de almacenamiento. Durante las horas 

pico, en las que la energía tiene un coste más alto en el mercado, el agua acumulada en el 

embalse superior cerrado por una presa se envía por la galería de conducción al embalse 

inferior. En este salto, el agua pasa por la tubería forzada, en la que adquiere energía cinética 

que se transforma en energía mecánica rotatoria en la turbina hidráulica. A su vez, esta se 

convierte ya en energía eléctrica de media tensión y alta intensidad en el generador. Para la 

regulación de las presiones del agua entre las conducciones anteriores se suele construir una 

chimenea de equilibrio. 
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En la siguiente tabla, se muestra un listado con algunas de estas centrales instaladas en España, 

indicando, también, sus principales características (las marcadas con asteriscos son centrales de 

bombeo puro): 

CENTRALES HIDROELÉCTRICAS DE BOMBEO O REVERSIBLES EN ESPAÑA 

NOMBRE 
Salto bruto 

[m] 
Caudal 
[m3/s] 

Potencia 
[MW] 

Nº 
turbinas 

Tipo 
turbina 

Prod. 
[GWh/año] 

*AGUAYO 328,50 30,00 339,20 4 FRANCIS 530,30 

ALDEADÁVILA II 137,83 350,00 421,00 2 FRANCIS 428,19 

*BOLARQUE II 98,80 269,50 208,00 4 FRANCIS 134,43 

CONSO 230,00 120,00 270,17 3 FRANCIS 250,23 

GABRIEL Y GALÁN 60,00 230,00 110,00 2 FRANCIS 90,30 

GOBANTES 42,50 13,00 3,34 1 FRANCIS 1,61 

GUIJO DE 
GRANADILLA 

25,00 240,00 52,80 2 BULBO 40,26 

*GUILLENA 244,00 103,20 210,00 3 FRANCIS 170,97 

*IP 905,00 10,11 84,00 3 PELTON 65,47 

MONTAMARA 636,60 16,00 240,48 2 PELTON 139,83 

MORALETS 801,50 30,50 221,40 3 FRANCIS 258,85 

LA MUELA 450,00 145,00 634,80 3 FRANCIS 758,21 

EL PINTADO 197,50 21,60 33,20 3 FRANCIS 31,83 

PUENTE BIBEY 356,60 90,80 285,25 4 FRANCIS 522,57 

SALLENTE 400,70 125,00 451,00 4 FRANCIS 384,84 

SAN RAFAEL DE 
NAVALLANA 

40,00 12,50 4176,00 1 FRANCIS 6,97 

SANTIAGO JARES 216,50 28,00 51,20 2 FRANCIS 72,62 

SOUTELO 606,50 21,30 214,18 2 PELTON 121,28 

*TAJO DE LA 
ENCANTADA 

398,50 108,80 360,00 4 FRANCIS 368,05 

TANES 102,00 119,50 133,00 2 FRANCIS 162,73 

TORREJÓN 47,70 328,00 129,60 4 FRANCIS 208,57 

URDICETO 426,00 2,00 7,20 2 PELTON 0,79 

VALDECAÑAS 75,00 390,00 225,00 3 DERIAZ 296,68 

VILLARINO 400,00 232,00 810,00 6 FRANCIS 1272,26 

*GORONA DEL VIENTO 655,00 2,00 11,32 4 PELTON 21,67 

Tabla 14. Centrales hidroeléctricas de bombeo o reversibles en España. 

En la siguiente ilustración se muestra una infografía y el esquema de funcionamiento de la 

central hidroeólica de Gorona del Viento en la isla de El Hierro, puesta en marcha en 2014. 

Actualmente, es la única central hidroeléctrica con una potencia superior a 10 MW y de bombeo, 

operativa en Canarias (como ya se ha comentado, hay dos minicentrales hidráulicas operativas 

en Tenerife pero con potencias inferiores a 1 MW y de agua fluyente). 
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Ilustración 9. Central hidroeólica Gorona del Viento-El Hierro. Fuente: Gobierno de Canarias 

La demanda, no sólo de la central (desaladora, central de bombeo, alumbrado, sistemas 

auxiliares, etc.) sino de la isla, se abastece con el parque eólico y la energía hidroeléctrica 

producida en la propia central. Por lo tanto, se trata de un sistema que aspira a ser 100% 

renovable, aunque actualmente cuenta con la central térmica Llanos Blancos, equipada con 

motores diésel, que hace las funciones de back-up. Es decir, en aquellos momentos en los que 

la producción de energía eólica e hidroeléctrica no sea suficiente para cubrir la demanda de la 

isla, la central térmica entrará como apoyo para garantizar la calidad y seguridad de suministro 

en la isla. 

Por otro lado, el Salto de Chira, ya tiene luz verde para comenzar las obras que albergarán la 

central hidroeléctrica de bombeo entre las presas de Chira y Soria, en la isla de Gran Canaria. Se 

estima que la construcción de la central tendrá una duración estimada de unos 70 meses (casi 

seis años), con una inversión superior a los 400 millones de euros. La concesión del uso 

hidroeléctrico otorgada a Red Eléctrica de España es por 25 años, ampliables hasta un periodo 

máximo de 75 años, y obliga al operador del sistema eléctrico a abonar al Consejo Insular de 

Aguas un canon anual de 6,42 millones de euros una vez que la central esté operativa y de 0,5 

millones anuales hasta entonces. La central de Salto de Chira, declarada de interés general por 

el Gobierno de Canarias, aprovechará la existencia de dos grandes embalses (las presas de Chira 

y de Soria) situados en el interior de la isla para construir entre ambos la central hidroeléctrica 

de bombeo de 200 MW (equivalente aproximadamente al 36% de la punta de demanda de Gran 

Canaria) y 3,5 GWh de almacenamiento de energía. Además, incluye una estación desalinizadora 

de agua de mar y las obras hidráulicas y marinas asociadas, así como las instalaciones necesarias 

para su conexión a la red de transporte. 

https://www3.gobiernodecanarias.org/medusa/ecoescuela/recursosdigitales/2015/02/23/central-hidroeolica-gorona-del-viento/
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Centrales de bombeo que usan el mar como depósito inferior 

Dentro de este tipo de centrales también existe la posibilidad de utilizar el mar como depósito 

inferior. El primer sistema de este tipo se instaló en la costa nororiental de la isla japonesa de 

Okinawa. La central usaba el Mar de Filipinas como reservorio inferior mientras que el depósito 

superior fue cuidadosamente construido e impermeabilizado para evitar filtraciones de agua de 

mar que pudiesen dañar el suelo y la vegetación circundante. Este depósito se construyó a unos 

600 metros de la costa y a unos 150 metros sobre el nivel del mar, por lo que la central tenía un 

salto efectivo de unos 136 metros y trabajaba con un caudal de 26 m3/s. Tanto las tuberías como 

las turbinas y bombas se instalaron bajo tierra. La potencia máxima de la central era de 30 MW 

y estuvo operativa desde 1999 hasta 2016. 

 

Ilustración 10. Central de bombeo con agua de mar en Okinawa y principio de funcionamiento. Fuente: University of 
Strathclyde, Glasgow 

 

Ilustración 11. Central de bombeo con agua de mar en Okinawa. Fuente: ResearcheGate 

La Palma cuenta con un litoral escarpado con importantes acantilados y desniveles próximos a 

la costa que podrían ser estudiados de cara a un aprovechamiento de este tipo. En la siguiente 

ilustración se muestra una parte de la costa oeste de la isla, perteneciente al municipio de 

Tazacorte, a modo de ejemplo:  

https://www.esru.strath.ac.uk/EandE/Web_sites/17-18/cumbrae/Seawater%20pumped%20hydro.html
https://www.esru.strath.ac.uk/EandE/Web_sites/17-18/cumbrae/Seawater%20pumped%20hydro.html
https://www.researchgate.net/figure/Okinawa-Yanbaru-Seawater-Pumped-Storage-Power-Station-Google-Images-Upcoming-Project_fig4_317200745
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Ilustración 12. Zona costera del municipio de Tazacorte en La Palma. Fuente: Google Earth 

Según los datos mostrados en este ejemplo, el depósito superior se situaría a una altura de 255 

metros sobre el nivel del mar y a una distancia de 461 metros de la costa. La central en sí se 

instalaría a pie de playa, con lo que el salto efectivo rondaría los 245-250 metros de altura:  

 

Ilustración 13. Zona costera del municipio de Tazacorte en La Palma vista desde arriba. Fuente: Google Earth 

Este tipo de centrales puede suponer una solución alternativa a las centrales de bombeo en las 

que no se dispongan de los depósitos de agua, aunque también será necesario realizar un 

estudio de viabilidad detallado para conocer la rentabilidad de un proyecto de estas 

características. 

El perfil de elevación de la ubicación seleccionada es el siguiente:  
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Ilustración 14. Perfil de elevación del terreno. Fuente: Google Earth 

Centrales integradas en redes de agua 

Otra opción de aprovechamiento hidroeléctrico serían las centrales integradas en redes de agua 

que consisten, básicamente, en la posibilidad de insertar una central hidroeléctrica en redes de 

distribución de agua potable, canales de riego y de navegación y estaciones de tratamiento de 

aguas residuales. Las ventajas que presentan estas centrales, principalmente, son su bajo coste 

de inversión ya que gran parte de las infraestructuras ya existen, el impacto ambiental es casi 

nulo y la tramitación administrativa para su instalación y explotación es más sencilla.  

Las características principales de este tipo de centrales es que tienen un caudal y salto constante 

y su funcionamiento puede ser intermitente (épocas de regadío). 

Centrales en canales de riego. 

Dentro de este grupo se distinguen dos posibles esquemas para insertar una central 

hidroeléctrica en un canal de riego: 

• Ensanchar el canal para poder instalar la toma de agua, la central y el canal de 

derivación. En este caso se trata de un edificio sumergido equipado con una turbina 

Kaplan, con reenvío a 90º y, así asegurar el suministro de agua para regadío. Hay que 

prever un canal alternativo para cuando se cierre la turbina. Esta solución, debido a sus 

características, hay que preverla al diseñar el canal, o construirla aprovechando una 

remodelación importante del mismo. 

 

 

Ilustración 15.Esquema de solución en canal de riego. Fuente: Energía de origen minihidráulico, IDAE 

https://www.cieperga.com/ficheros/noticias_pdf_8.pdf
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• Canal con aliviadero en pico pato. La toma de agua se realiza mediante un aliviadero de 

pico de pato, para reducir su anchura y facilitar su implantación. Desde la toma, el agua 

se conduce a la turbina por una tubería forzada paralela al canal, al que regresa, 

posteriormente, por el canal de restitución. 

 

 

Ilustración 16. Esquema de solución con aliviadero en pico de pato. Fuente: Energía de origen 
minihidráulico, IDAE 

Centrales en sistemas de alimentación de agua potable en tuberías de presión. 

La conducción del agua potable a los núcleos de población, suele realizarse mediante tuberías a 

presión que conducen el agua desde un embalse o planta desalinizadora hasta la estación de 

tratamiento, en cuya entrada, un sistema de válvulas especialmente concebidas para ello se 

encargan de disipar la energía hidrostática. En este caso, la solución consistiría en emplear una 

turbina que se encargara de disipar esa energía para generar electricidad. Si se optase por esta 

solución, sería necesario disponer de un circuito paralelo con válvulas disipadoras para cuando 

la turbina no esté funcionando. Estos aprovechamientos actúan a contrapresión ya que el agua 

a la salida de la turbina está sujeta a la contrapresión de la red o de la estación de tratamiento. 

Este tipo de centrales exige un sistema de regulación y control muy específico.  

 

Ilustración 17. Esquema de una minicentral en red de agua potable. Fuente: Guía para el desarrollo de una pequeña 
central hidroeléctrica. European Small Hydropower Association, ESHA2006 

Centrales en sistemas de depuración de aguas residuales. 

La central puede ubicarse aguas arribas o aguas debajo de la estación. En el primer caso, las 

aguas grises deberán pasar, necesariamente, a través de un sistema de rejillas y una instalación 

de decantación para sólidos. En el segundo se trata de una instalación prácticamente 

https://www.cieperga.com/ficheros/noticias_pdf_8.pdf
https://www.academia.edu/4390532/ESHA_2006_European_Small_Hydropower_Association_ESHA_info_at_esha_be
https://www.academia.edu/4390532/ESHA_2006_European_Small_Hydropower_Association_ESHA_info_at_esha_be
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convencional. Si la turbina trabajase con agua bruta, lógicamente, estaría sometida a un mayor 

desgaste y corrosión que la que trabaja con aguas ya tratadas. 

Un ejemplo de estas centrales, la cental de Profay, se encuentra en Le Chable, en la que una 

turbina Pelton, de dos inyectores y 380 kW de potencia, se alimenta de las aguas residuales de 

la estación de esquí de Verbier, a la entrada de la planta de tratamiento. 

 

Ilustración 18. Central en sistemas de aguas residuales en le Chablê. Fuente: Petite hydraulique. Suisse énergie 

Las aguas residuales se recogen en una balsa de carga, equipada con una criba de barras de paso 

de 6 mm, y transitan a la turbina, integrada en la depuradora, por una tubería forzada de 2,3 

km. A esto le siguen las etapas tradicionales de tratamiento antes de la descarga en el río 

cercano, Dranse de Bagnes. La planta se puso en servicio en 1993 y fue rehabilitada en 2007 por 

varias razones, aunque éstas no estaban directamente relacionadas con la calidad de las aguas 

residuales. 

5.2. Clasificación de turbinas hidráulicas 

La turbina hidráulica es el elemento clave de la central hidroeléctrica y su funcionamiento 

consiste en aprovechar la energía cinética y potencial que contiene el agua, para transformarla 

en un movimiento de rotación que, transferido mediante un eje al generador, produce energía 

eléctrica. En base a su modo de funcionamiento, las turbinas hidráulicas pueden clasificarse en 

turbinas de acción y turbinas de reacción. Una de las principales diferencias entre ambas es que 

las primeras aprovechan únicamente la velocidad del flujo de agua mientras que las de reacción 

aprovechan, además, la pérdida de presión que se produce en su interior.  

A continuación, se describe, brevemente las características principales de estos tipos de turbina.  

https://pubdb.bfe.admin.ch/fr/publication/download/8948
https://pubdb.bfe.admin.ch/fr/publication/download/8948
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Turbina de acción. 

Las turbinas de acción aprovechan la presión dinámica debida a la velocidad que tiene el agua 

al accionar la turbina. En este grupo se encuentran la turbina Ossberger o Banki-Michell 

(también conocida como turbina de flujo cruzado o de doble impulsión), la turbina Turgo con 

inyección lateral y la turbina Pelton. Ésta última es la turbina de acción más ampliamente 

empleada. Consta de una rueda o rodete a la que se enganchan los álabes. El chorro de agua, 

dirigido y regulado por uno o varios inyectores, choca contra los álabes en dirección tangencial 

al rodete y perpendicular a su eje de giro, que puede ser horizontal o vertical, accionando el giro  

de la turbina.   

Toda la energía cinética con la que llega el agua a la turbina es utilizada para su giro. La energía 

de presión que el agua posee a su entrada, al ser dirigida al rodete directamente, se convierte, 

completamente, en energía cinética en el rodete. En estas turbinas, la presión del agua a la 

entrada y a la salida es la misma. 

La turbina Pelton suele emplearse en centrales hidroeléctricas que disponen de un gran salto de 

agua, independientemente de la variación del caudal, y proporcionan rendimientos superiores 

al 90% en condiciones de diseño. 

 

Ilustración 19. Componentes de la turbina Pelton (izquierda). Turbinas Pelton en la central hidroeólica Gorona del 
Viento (derecha). Fuentes: FAEITCH e IDAE  

Turbinas de reacción. 

Las turbinas de reacción utilizan energía cinética y de presión para mover el rodete y la presión 

del agua a la salida es inferior a la de entrada ya que aprovechan la presión que aún le queda al 

agua a su entrada para convertirla en energía cinética. En este tipo de turbinas interesa tener 

un gran caudal de agua que empuje el agua que entra en las tuberías para que salga con mucha 

presión y mueva, así, con más fuerza el rodete. En este caso, la altura a la que cae el agua no es 

muy importante ya que no golpea directamente los álabes, lo importante aquí es disponer de 

mucho caudal de agua empujando.  

En esta clasificación se encuentran las turbinas Francis y Kaplan. La Francis es la más utilizada en 

las centrales hidroeléctricas actuales. En ella, el agua es impulsada a los álabes del rodete de 

manera perpendicular al eje de giro (horizontal o vertical) y expulsada axialmente en dirección 

paralela a dicho eje, gracias a la torsión que presentan los álabes. En general, estas turbinas se 

componen de los siguientes elementos: 

https://faeitch2012.wordpress.com/2012/02/28/turbinas-pelton/
https://www.idae.es/conozcanos/proyectos-de-excelencia/central-hidro-eolica-de-el-hierro-gorona-del-viento
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• Carcasa o caracol. Se trata de una estructura fija en forma de espiral donde parte de la 

energía de presión del agua que entra se convierte en energía cinética, dirigiendo el 

agua alrededor del distribuidor. 

• Distribuidor. Está compuesto por dos coronas concéntricas, el estator (corona exterior 

de álabes fijos) y el rotor (corona de álabes móviles). 

• Rodete. Se trata de un elemento móvil que transforma la energía cinética y de presión 

del agua en trabajo. 

• Difusor. Es un tubo divergente que recupera parte de la energía cinética del agua. 

En general, su funcionamiento es el siguiente: antes de llegar el agua al rodete, parte de la 

energía de presión que trae el agua en su caída se transforma en energía cinética en el 

distribuidor, girando alrededor de él. El distribuidor en este caso rodea todo el rodete, llegando 

el agua por toda su periferia, por lo que la admisión de agua es total. El agua a la salida del rodete 

tampoco sale a la atmósfera, sino que penetra en un tubo llamado tubo difusor o tubo de 

aspiración, generándose una depresión (absorción) cuya misión fundamental es aumentar la 

energía hidráulica absorbida por el rodete. El tubo difusor desemboca en el canal de desagüe, 

que devuelve el agua al cauce. 

 

Ilustración 20. Componentes de turbinas de reacción: Francis y Kaplan. Fuente: Área Tecnología 

A modo de resumen, en la siguiente tabla se muestran las principales diferencias entre ambos 

tipos de turbinas hidráulicas: 

PRINCIPALES DIFERENCIAS ENTRE LAS TURBINAS DE ACCIÓN Y REACCIÓN 

Turbinas de acción Turbinas de reacción 

Aprovechan la velocidad del flujo de agua 
Aprovechan además la pérdida que se produce en 

su interior 

El fluido de trabajo no sufre un cambio de presión 
importante 

El fluido de trabajo sí sufre un cambio de presión 
importante 

https://www.areatecnologia.com/mecanismos/turbinas-hidraulicas.html
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Son de admisión parcial Son de admisión total 

El rodete no está inundado El rodete está inundado 

Se encuentra a la presión atmosférica 
La presión a la entrada del rodete es superior a la 

atmosférica 

No tiene tubo de aspiración 
La salida de la tubería se encuentra en el nivel de 

aguas abajo 

Tabla 15. Principales diferencias entre las turbinas de acción y reacción 

Ahora se muestran las diferencias entre las turbinas hidráulicas más empleadas en la actualidad, 

Pelton, Francis y Kaplan: 

PRINCIPALES DIFERENCIAS ENTRE LAS TURBINAS HIDRÁULICAS MÁS EMPLEADAS 2 

Turbina Pelton Turbina Francis Turbina Kaplan 

Turbina de acción Turbina de reacción Turbina de reacción 

Desarrollada en 1879 Desarrollada en 1848 Desarrollada en 1913 

Alta eficiencia Alta eficiencia Alta eficiencia 

Es de flujo tangencial y admisión 
parcial  

Es de flujo mixto (radial-axial) Es de flujo mixto (radial-axial) 

Diseñadas para saltos grandes 
(200 a 2.000 m) de bajo caudal 

(inferiores a 50 m3/s)  

Diseñadas para saltos de agua de 
altura media entre 100-400 m y 

caudales variados (de 2 a 100 m3/s) 

Usadas para pequeñas alturas (2-
80 m) con grandes caudales que 

suelen superar los 15 m3/s 

Distribuidor formado por una o 
varias entradas de agua al rodete 

Distribuidor compuesto de aletas 
móviles para regular el caudal de 

agua que conduce al rodete 

Distribuidor formado por álabes 
fijos o regulables, sin son fijos la 

turbina se denomina semi-Kaplan y 
si son regulables Kaplan, que 
regulan el caudal de agua que 

conduce al rodete 

Puede presentar después de un 
corto período, desgaste en 

algunos de sus componentes 
debido a la acción abrasiva de la 

arena  

Es la más sujeta a los efectos 
perjudiciales que produce la arena. 
Las revisiones dependen del salto y 

cualidades del agua 

Es necesario comprobar, 
periódicamente, la estanqueidad 
del núcleo de las palas motoras 

Tabla 16. Principales diferencias entre las turbinas hidráulicas más empleadas 

La potencia instalada de una central hidroeléctrica (también conocida como como potencia útil 

nominal) es proporcional a la altura del salto y al caudal de agua turbinado, tal y como se refleja 

en la siguiente ecuación: 끫뢆 = 끫뷼 ∗ 끫뢈 ∗ 끫롶끫뢶 ∗ 끫뢤 끫뢆 = 끫뢺끫뢺끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺 끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺 [끫뢰끫뢰] 

끫뷼 = 끫뢺끫뢤끫뢬끫뢺 끫뢤끫뢬끫뢺끫뢤끫뢺í끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺 끫뢬끫뢤끫뢬 끫뢺끫뢜끫뢜끫뢺 �9,81 
끫뢰끫뢰끫뢴3� 

끫뢈 = 끫뢺끫뢺끫뢜끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤 끫뢤끫뢤끫뢜끫뢺끫뢺끫뢺끫뢴끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺 [
끫뢴3끫뢬 ] 

끫롶끫뢶 = 끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺끫뢺 끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺 [끫뢴] 끫뢤 = 끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢦 끫뢬끫뢤 끫뢤끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺  (끫뢤 = 끫뢊끫룂 ∗ 끫뢊끫뢨 ∗ 끫뢊끫룀) 끫뢊끫룂 = 끫뢦끫뢤끫뢺끫뢬끫뢺끫뢴끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺 끫뢬끫뢤 끫뢬끫뢺 끫뢺끫뢜끫뢦끫룂끫뢺끫뢺끫뢺 

                                                            
2 Los valores de saltos de agua y caudal de trabajo de cada turbina varían un poco, según la fuente 
consultada. 
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끫뢊끫뢨 = 끫뢦끫뢤끫뢺끫뢬끫뢺끫뢴끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺 끫뢬끫뢤끫뢬 끫뢜끫뢤끫뢺끫뢤끫뢦끫뢺끫뢬끫뢺끫뢦 끫뢊끫룀 = 끫뢦끫뢤끫뢺끫뢬끫뢺끫뢴끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺 끫뢺 끫뢬끫뢺 끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺 끫뢬끫뢤끫뢬 끫뢺끫뢦끫뢺끫뢺끫뢬끫뢦끫뢺끫뢦끫뢴끫뢺끫뢬끫뢺끫뢦 

El rendimiento de la maquinaria varía según el tipo de equipo y el fabricante, pero, como una 

primera aproximación, se puede tomar como factor de eficiencia para una pequeña central 

hidroeléctrica el valor de 0,9. 

La producción media de una central hidroeléctrica, se determina como el producto de la 

potencia en cada momento por las horas de funcionamiento. Esto es:  끫롰 (끫뢰끫뢰ℎ) = 끫뷼 ∗ 끫뢈 ∗ 끫롶끫뢶 ∗ 끫뢤 ∗ 끫뢎 ∗ 끫븄 끫뢎 = 끫뢺º 끫뢬끫뢤 ℎ끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤 끫뢦끫뢜끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢴끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺 (끫뢺끫뢺끫뢺 끫롶끫뢶 끫료 끫뢈 끫뢦끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬) η = 끫뢺끫뢺끫뢤끫뢦. 끫뢬끫뢤 끫뢺é끫뢦끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤끫룂끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢺끫뢬 끫뢴끫뢺끫뢺끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢴끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺 끫료 끫뢦끫뢤끫뢺끫뢺끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺ó끫뢺 끫뢬끫뢤 끫뢬끫뢺 끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬, 끫뢤 끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫룂끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤 끫뢺끫뢜끫뢜끫뢺 

La potencia instalada y la energía producida son directamente proporcionales al salto neto del 

agua, pero también se diferencian otro tipo de saltos:  

 

Ilustración 21. Esquema general de los diferentes saltos de agua. Fuente: Minicentrales hidroeléctricas. IDAE 끫롶끫뢞 = 끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺끫뢺 끫룂끫뢦끫뢜끫뢺끫뢺. Altura existente entre el punto de la toma de agua del azud y el punto de descarga del 

caudal turbinado al río. 끫롶끫룄 = 끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺끫뢺 ú끫뢺끫뢺끫뢬. Desnivel que existe entre la superficie libre del agua y la cámara de carga y el nivel de 

desagüe de la turbina 

 끫롶끫뢶 = 끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺끫뢺 끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺. Diferencia entre salto útil y las pérdidas de carga que se producen a lo largo de todas 

las conducciones. Representa la máxima energía que se podrá transformar en trabajo en el eje de la 

turbina. 끫롶끫뢺 = 끫뢺é끫뢦끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤 끫뢺끫뢺끫뢦끫뢜끫뢺. Son las pérdidas por fricción del agua contra las paredes del canal y sobre todo 

en la tubería forzada, más las pérdidas ocasionadas por turbulencia producidas al cambiar de dirección el 

flujo, al pasar a través de una rejilla o de una válvula, etc. Se miden como pérdidas de presión (o altura de 

salto) y se calculan mediante fórmulas derivadas de la dinámica de fluidos. De manera general, se puede 

suponer que las pérdidas de carga son del orden del 5-10% del salto bruto. 

https://www.idae.es/uploads/documentos/documentos_2.1.7_Minicentrales_hidroelectricas_125f6cd9.pdf
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El caudal se define como el volumen de agua por unidad de tiempo que atraviesa una superficie. 

Por lo general, el caudal de un aprovechamiento está sometido a grandes variaciones tanto 

estacionales como anuales, debido, fundamentalmente a los factores hidrológicos de la región 

en la que se ubica el aprovechamiento hidráulico. Por esa razón, en teoría, es conveniente 

disponer de datos de caudal durante períodos largos de tiempo (entre 15 - 20 años) de modo 

que puedan estimarse diferentes valores de caudal en distintas circunstancias como pueden ser 

las variaciones estacionales, diferentes regímenes pluviométricos, etc.). A partir del análisis de 

esos datos, se puede obtener la curva de caudales clasificados un año medio representativo, a 

partir de los diferentes valores de caudales. 

 

Ilustración 22. Curva de caudales clasificados. Fuente: Minicentrales hidroeléctricas. IDAE 끫뢈끫뢀 = 끫뢺끫뢺끫뢜끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢴á끫룊끫뢺끫뢴끫뢺 끫뢺끫뢬끫뢺끫뢺끫뢺끫뢜끫뢺끫뢬끫뢺 끫뢤끫뢺 끫뢤끫뢬 끫뢺ñ끫뢺 끫뢺 끫뢺끫뢺끫뢜끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤 끫뢺끫뢦끫뢤끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺 

 끫뢈끫뢴 = 끫뢺끫뢺끫뢜끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢴í끫뢺끫뢺끫뢴끫뢺 끫뢬끫뢤끫뢬 끫뢺ñ끫뢺 끫뢈끫룀끫룀 = 끫뢺끫뢺끫뢜끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤 끫뢬끫뢤끫뢦끫룀끫뢺끫뢬끫뢜끫뢴끫룂끫뢦끫뢤 끫뢺 끫뢤끫뢺끫뢺끫뢬ó끫뢜끫뢺끫뢺끫뢺 (fijado por el Organismo de la cuenca, si no, se puede tomar 

un 10% del caudal medio) 끫뢈끫뢤 = 끫뢺끫뢺끫뢜끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤 끫뢤끫뢤끫뢜끫뢺끫뢺끫뢺끫뢴끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺           끫뢈끫뢤 =  끫뢈끫뢴끫뢤끫뢬끫뢺끫뢺 −끫뢈끫뢬끫뢦 끫뢈끫뢴끫룂 = 끫뢺끫뢺끫뢜끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢴í끫뢺끫뢺끫뢴끫뢺 끫뢺é끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺            끫뢈끫뢴끫뢺 = 끫뢰 ∗ 끫뢈끫뢤 
El caudal de equipamiento Qe se elegirá de forma que el volumen turbinado sea máximo, o lo 

que es lo mismo, que el área encerrada entre los puntos A, B, C, D, E, A, sea máxima. 

Siendo k un factor que depende del tipo de turbina empleada, cuyos valores, empleados 

generalmente, si no se dispone de otros, son los siguientes: 

VALORES DE k EN FUNCIÓN DEL TIPO DE TURBINA 

Turbinas  k 

Pelton 0,1 

Kaplan 0,25 

Semikaplan 0,40 

Francis 0,40 
Tabla 17. Valores del factor k en función del tipo de turbina. Fuente: Minicentrales hidroeléctricas. IDAE  

https://www.idae.es/uploads/documentos/documentos_2.1.7_Minicentrales_hidroelectricas_125f6cd9.pdf
https://www.idae.es/uploads/documentos/documentos_2.1.7_Minicentrales_hidroelectricas_125f6cd9.pdf
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Para escoger la turbina a utilizar en una instalación determinada, se pueden analizar diferentes 

parámetros: caudal de agua, salto del agua, velocidad específica, etc. 

La velocidad específica, también conocida como número específico de revoluciones (ns) es la 

velocidad de giro del rodete de la turbina en estudio que, supuesta la misma eficiencia y un salto 

de unidad (1 m), es capaz de producir una potencia unitaria (1 kW): 

끫뢺끫룀 =
끫뢺 · 끫뢆1 2⁄끫롶5 4⁄  

끫뢺끫룀 = 끫룀끫뢤끫뢬끫뢺끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢤끫뢬끫뢺끫뢤끫뢺í끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺 끫뢤끫뢺 끫뢦끫뢺끫뢴 끫뢺 = 끫룀끫뢤끫뢬끫뢺끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤 끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺ó끫뢺 끫뢬끫뢤 끫뢬끫뢺 끫뢺끫뢜끫뢦끫룂끫뢺끫뢺끫뢺 끫뢤끫뢺 끫뢦끫뢺끫뢴 끫뢆 = 끫뢺끫뢺끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺 끫뢺끫뢺끫뢴끫뢺끫뢺끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤 끫뢬끫뢺 끫뢺끫뢜끫뢦끫룂끫뢺끫뢺끫뢺 끫뢤끫뢺 끫뢰끫뢰 끫롶 = 끫뢺끫뢬끫뢺끫뢜끫뢦끫뢺 끫뢺끫뢤끫뢺끫뢺 끫뢤끫뢺 끫뢴 

La velocidad de rotación de la turbina, n, debe ajustarse a la ecuación: 

끫뢺 =
60 ∗ 끫뢦끫뢺  

끫뢺 = 끫룀끫뢤끫뢬끫뢺끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤 끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺ó끫뢺 끫뢬끫뢤 끫뢬끫뢺 끫뢺끫뢜끫뢦끫룂끫뢺끫뢺끫뢺 끫뢤끫뢺 끫뢦끫뢺끫뢴 끫뢦 = 끫뢦끫뢦끫뢤끫뢺끫뢜끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺, 끫뢤끫뢺 끫롰끫뢜끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺 50 끫롶끫뢜 끫뢺 = 끫뢺ú끫뢴끫뢤끫뢦끫뢺 끫뢬끫뢤 끫뢺끫뢺끫뢦끫뢤끫뢬 끫뢬끫뢤 끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤끫뢬 끫뢺끫뢬끫뢺끫뢤끫뢦끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺끫뢦 

Las velocidades de los grupos hidroeléctricos en función del número de pares de polos del 

alternador, se indican en la siguiente tabla: 

VELOCIDAD DE ROTACIÓN DE LA TURBINA EN FUNCION DEL NÚMERO DE POLOS 
p [pares de polos] n [rpm] 

1 3.000 

3 1.000 

5 600 

6 500 

8 375 

10 300 

Tabla 18. Velocidad de rotación de la turbina en función del número de polos. Fuente: Centrales de Generación de 
Energía Eléctrica. Universidad de Cantabria 

Si el número de polos es muy elevado se puede optar por emplear un multiplicador para ajustar 

las velocidades.  

ELECCIÓN DE TURBINA HIDRÁULICA EN FUNCIÓN DE LA VELOCIDAD ESPECÍFICA 

Velocidad específica [rpm] Turbina  Altura del salto de agua [m] 

Hasta 18 Pelton de un inyector 800 

De 18 a 25 Pelton de un inyector 800 a 400 

De 26 a 35 Pelton de un inyector 400 a 100 

De 26 a 35 Pelton de dos inyector 800 a 400 

De 36 a 50 Pelton de dos inyector 400 a 100 

De 51 a 72 Pelton de cuatro inyector 400 a 100 

De 55 a 70  Francis muy lenta 400 a 200 

https://ocw.unican.es/pluginfile.php/1160/course/section/1407/bloque-energia-III.pdf
https://ocw.unican.es/pluginfile.php/1160/course/section/1407/bloque-energia-III.pdf
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ELECCIÓN DE TURBINA HIDRÁULICA EN FUNCIÓN DE LA VELOCIDAD ESPECÍFICA 

Velocidad específica [rpm] Turbina  Altura del salto de agua [m] 

De 70 a 120 Francis lenta 200 a 100 

De 120 a 200 Francis normal 100 a 50 

De 200 a 300 Francis rápida 50 a 25 

De 300 a 450 Francis extrarrápida 25 a 15 

 De 400 a 500 Hélice extrarrápida 15 

De 270 a 500 Kaplan lenta 50 a 15 

De 500 a 800 Kaplan rápida 15 a 5 

De 800 a 1.100 Kaplan extrarrápida Menos de 5 

Tabla 19. Elección de turbina hidráulica en función de la velocidad específica y la altura del salto de agua. Fuente: 
Sistemas y Máquinas Fluido Mecánicas. Departamento de Ingeniería Eléctrica y Energética de la Universidad de 

Cantabria 

Existen rangos de altura de salto donde puede colocarse más de un tipo de turbina, en cuyo 

caso, la decisión final en cuanto a la elección de la turbina dependerá de aspectos técnico 

económicos. 

 

Ilustración 23. Elección de la turbina hidráulica en función de la velocidad específica. Fuente: Turbinas hidráulicas. 
José Agüera Soriano 

También se puede realizar el análisis en función del caudal y la altura del salto de agua:  

 

Ilustración 24. Clasificación de las turbinas en función del salto de agua y el caudal. 

https://ocw.unican.es/pluginfile.php/319/course/section/272/bloque_1_tema_3.1.pdf
https://docplayer.es/22691732-Turbinas-hidraulicas-jose-aguera-soriano-2011-1.html
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6. Propuestas de pre-dimensionamiento de centrales de bombeo 

reversible 

6.1. Ínterés del almacenamiento mediante bombeos reversibles 

La imagen que se expone a continuación es muy representativa de las distintas opciones de 

almacenamiento existentes en la actualidad, clasificándose los tipos de almacenamiento en 

función de los servicios que puede proporcionar tanto en términos de potencia que puede ser 

aportada como la duración de estos servicios. 

 
Ilustración 25. Clasificaciones de tecnologías de almacenamiento. Fuente: E. Barbour (2014) Energy Storage 

Technologies 

También se marca sobre este gráfico las fronteras comúnmente aceptadas sobre los tipos de 

uso de cada una de estas tecnologías, distinguiéndose entre sistemas de almacenamiento para 

aplicaciones de control de frecuencia y tensión (actuaciones por debajo del minuto), 

almacenamiento a nivel de usuario, asociado a generación y en redes de distribución y 

transporte (tiempos comprendidos entre minutos y horas) y el almacenamiento a gran escala 

(cuya intervención es por encima de horas). 

Técnicamente, una central de bombeo reversible debe entenderse como una solución de 

almacenamiento a gran escala donde las reservas de agua en embalse y la diferencia de cotas 

hacen posible que se pueda almacenar una gran cantidad de energía en forma de energía 

potencial para los instantes en los que la producción renovable es escasa. Incluso por cuestiones 

relacionadas a la economía de escala, suele interesar que estas instalaciones sean lo más 

grandes posible (siempre coherente con el tamaño del sistema eléctrico al cual se abastece) 
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haciendo posible que en un único sistema sea posible instalar múltiples unidades de generación 

pero aprovechando las infraestructuras comunes (embalses, canalizaciones, infraestructura 

eléctrica, etc.) que no sólo garanticen la operación del sistema eléctrico con energías limpias 

sino que aporten la gestionabilidad que otras instalaciones renovable como por ejemplo la eólica 

y la fotovoltaica no pueden aportar dada su naturaleza variable. 

Utilizando como referencia el gráfico anterior, también se puede concluir que para islas como 

La Palma en las que la punta de demanda puede alcanzar los 50 MW, las centrales de bombeo 

reversible se entienden como la alternativa más recomendable tanto en términos técnicos 

vinculados a los servicios que aporta, como económicos, anteponiéndose a otras alternativas 

aunque esas otras también se puedan potenciar. Debido a que la mayor parte de la potencia 

renovable que está siendo instalada y que seguirá instalándose en La Palma se fundamenta en 

eólica y fotovoltaica, energías renovables no gestionables que dependen de las condiciones 

meteorológicas existentes en cada instante, se espera que la probabilidad de desbalanceo 

aumente progresivamente a medida que estas tecnologías vayan teniendo mayor participación 

en los sistemas eléctricos. En este contexto, es fundamental disponer, de forma paralela, de 

sistemas capaces de reaccionar a tiempo real corrigiendo posibles desequilibrios entre la 

oferta y la demanda para mantener la estabilidad del sistema eléctrico. El control de estas 

deviaciones y la forma en la que se debe proceder en la gestión a tiempo real se regula a través 

de los Procedimientos de Operación de los sistemas eléctricos no peninsulares. 

De acuerdo con lo anterior, en todo sistema eléctrico es indispensable contar con potencia 

síncrona que garantice el equilibrio constante entre generación y consumo. Además, dichos 

grupos deben disponer de una capacidad de respuesta ante variaciones de parámetros de red 

que pudieran derivarse en una pérdida de generación o demanda como consecuencia de 

fluctuaciones producidas por el recurso renovable no gestionable, o contingencias comunes de 

red. Este tipo de generadores otorgan flexibilidad al sistema eléctrico posibilitando la respuesta 

casi inmediata y ofreciendo servicios de ajuste primario, secundario y terciario, así como 

capacidad para aportar estabilidad de tensión por medio del control de potencia reactiva y 

voltaje (control Q/V).  

Los generadores síncronos poseen una respuesta inercial elevada, siendo capaces de aportar de 

5 a 7 veces su potencia nominal de manera transitoria en el instante en el que se produzca un 

cortocircuito. 

En la situación actual, los procedimientos de operación en los sistemas eléctricos no 

peninsulares fijan que, de forma horaria, se deben encontrar encendidos “los grupos 

convencionales” necesarios para sustituir al menos la totalidad de la potencia del mayor grupo 

conectado en ese periodo (50% en regulación primaria y 50% en regulación secundaria). En esta 

línea, puede interesar el uso de generadores de menor tamaño que, a pesar de ser más 

ineficientes, tienen mayor flexibilidad para permitir la entrada de la generación renovable (en 

especial la no gestionable) y se dispondría de mayor robustez debido a un mejor soporte de 

caída de uno de sus grupos de generación, incluso el de mayor tamaño, produciéndose menores 

perturbaciones en la tensión y la frecuencia en el instante de inactividad de uno de esos grupos. 
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Por otra parte, como se ha anunciado al principio de este apartado, interesa evaluar aquellas 

alternativas de generadores síncronos que puedan ser clasificados como de Categoría A y eviten 

el uso de combustibles fósiles en la medida de lo posible. De otra forma, no sería posible la 

reconversión del sistema eléctrico, y el sistema energético en su conjunto, a una situación de 

cero emisiones contaminantes en coherencia con el marco establecido a nivel europeo, nacional 

y regional. 

En general, los servicios que pueden ser proveídos por las centrales de bombeo reversible son 

múltiples. Se destacan para este caso concreto los siguientes: 

- Aplicaciones de modulación y arbitraje de energía: Tiene como objetivo adaptar, desde el 

punto de vista energético, la generación a la demanda. Se considera que el almacenamiento 

energético para proveer modulación de la curva de demanda es una de las aplicaciones 

esenciales de deben ser utilizadas en islas como La Palma en todos los niveles. Además, es 

de especial interés para la gestión de redes de distribución y transporte ya que permite 

adecuar sus sistemas a las puntas de demanda que se producen en distintos horizontes 

temporales. También puede aplicarse con el fin de evitar la saturación de redes eléctricas 

en periodos concretos de demanda alta. 

- Integración de energías renovables: Para el caso de La Palma, el almacenamiento mediante 

esta tecnología permitiría incrementar la cobertura de demanda mediante energías 

renovables al reducir la aplicación de políticas de corte, la modulación de la generación 

renovable y la integración de energías renovables en regiones remotas débilmente 

interconectadas. 

- Control de potencia activa – frecuencia: La diferencia entre lo que generan los grupos 

primarios y lo consumido es aportada, principalmente, por la variación de la energía cinética 

de las máquinas síncronas que trabajan como generadores eléctricos. Esto da lugar a que la 

frecuencia varíe constantemente ya que está directamente relacionada con la velocidad de 

los generadores. Los generadores convencionales disponen de un controlador que mide la 

velocidad de giro de frecuencia permanentemente y, en función de ésta, varía la potencia 

entregada por la máquina. Si se elimina la generación térmica convencional, este tipo de 

servicios debe ser proveído por otros sistemas. Dependiendo del tiempo de actuación y la 

capacidad exigible, puede recurrirse al almacenamiento energético en distintas tecnologías. 

- Control de potencia reactiva – tensión: Los generadores integrados en estos sistemas de 

almacenamiento energético también pueden tener un papel relevante en el control de 

tensiones de la isla de La Palma, especialmente en las redes de distribución con mucha 

presencia de generación distribuida. En este sentido, lo más ventajoso sería que el 

almacenamiento estuviera distribuido a lo largo de la red, asociado a las instalaciones de 

generación o cerca de zonas de grandes consumos. De este modo, los dispositivos de 

almacenamiento estarían cerca de los puntos que requieren un mayor aporte de potencia 

reactiva. Actualmente, la mayoría de los convertidores que se emplean para la conexión a 

red son inversores autoconmutados que usan dispositivos de conmutación que controlan 

los estados de conducción y no conducción del interruptor, como son los transistores IGBT 

y MOSFET. Este tipo de inversores pueden controlar libremente la forma de onda de tensión 

y corriente en la parte de alterna, lo que permite controlar el factor de potencia de la 

instalación. 
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- Emulación de potencia sincronizante: Cuanto mayor sea la inercia de las máquinas 

generadoras menor será la variación de la frecuencia, de lo que se deduce que la inercia es 

un factor fundamental en el mantenimiento de la estabilidad del sistema. A medida que se 

reemplaza la generación basada en grandes máquinas síncronas, con una inercia 

considerable, por generación basadas en máquinas asíncronas (eólica) o convertidores 

electrónicos (fotovoltaica), resulta lógico que la inercia total del sistema disminuya y, por 

tanto, las perturbaciones en generación-consumo afecten a la frecuencia de forma más 

acusada y prolongada. 

- Reservas rodantes: Uno de los problemas que plantea la reserva rodante es que obliga a los 

generadores a trabajar en puntos de funcionamientos no óptimos o distintos al nominal. El 

disponer de almacenamiento mediante centrales de bombeo se permite que los 

generadores puedan funcionar a su potencia nominal y sólo cuando sean necesarios por 

fines energéticos, aportando el almacenamiento los posibles incrementos de potencia 

necesarios en un determinado periodo de tiempo. Por ello, los sistemas de almacenamiento 

energético ayudarían en a La Palma a reducir progresivamente las reservas rodantes 

proveídas por la generación convencional. 

- Black-start: Tanto directamente desde el generador o si se combina un convertidor 

electrónico en configuración como fuente de tensión con un sistema de almacenamiento se 

puede producir un sistema trifásico de tensiones. Las tensiones sintetizadas en el lado de 

alterna del convertidor podrán alimentar cargas e incluso los sistemas auxiliares de otros 

generadores convencionales. 

- Almacenamiento estacional: El almacenamiento estacional se refiere a la provisión de 

energía durante meses, un requisito que solo puede ser satisfecho por tecnologías donde la 

capacidad de almacenamiento de energía es totalmente independiente de la potencia. Este 

tipo de almacenamiento se adapta, generalmente, a dos factores, los ciclos anuales de 

demanda eléctrica y la generación de energías renovables variables, de modo que se 

almacena bajo unas condiciones estacionales determinadas y la energía almacenada se 

descarga bajo las condiciones contrarias en función de los dos factores comentados 

anteriormente.  

Los ocho servicios mencionados se consideran necesarios para lograr el objetivo de 

descarbonización de cualquiera de las islas del archipiélago y, en especial, de la isla de La Palma 

dado que ésta no tendría opciones de interconexión eléctrica con las tecnologías existentes. 

Todos estos servicios están siendo actualmente aportados por la generación térmica 

convencional, y dada la escasa existencia de fuentes renovables gestionables, la responsabilidad 

en el mantenimiento de estos servicios de red recaerá en el almacenamiento energético, que, 

necesariamente estaría ligado a las fuentes renovables y a la operación de las redes eléctricas.  

6.2. Alternativas de centrales de bombeo reversible en La Palma 

De acuerdo con las bases del encargo, a la hora de definir las posibles opciones de centrales de 

bombeo reversible a analizar de manera más concreta en este estudio, se usará como referencia 

la Estrategia de almacenamiento energético de Canarias. 
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En dicha estrategia se realiza un diagnóstico de las capacidades y necesidades existentes para 

utilizar esta tecnología en diferentes aplicaciones: i) Almacenamiento local o a nivel de usuario 

(autoconsumo); ii) Almacenamiento en redes; iii) Almacenamiento a gran escala. La estrategia 

parte de los análisis desarrollados en la estrategia de autoconsumo fotovoltaico, donde se 

realizó el estudio de las demandas eléctricas en Canarias y se estimó el potencial fotovoltaico en 

régimen de autoconsumo sobre cubiertas, así como la cobertura de demanda a partir de su 

producción por sectores. La potencia fotovoltaica en régimen de autoconsumo estimada en esa 

estrategia (1.271 MW) permitiría alcanzar una cobertura de demanda del 36,6% para el conjunto 

de Canarias, evitando, además, que los vertidos a red fueran superiores al 10% de la cantidad 

total de la energía fotovoltaica producida anualmente en régimen de autoconsumo. Lograr 

mayores coberturas de demanda mediante esta energía pasa por el uso de sistemas de 

almacenamiento de energía (los más extendidos, a este nivel, son las baterías electroquímicas).  

En la estrategia de almacenamiento energético de Canarias se analizaron 10 supuestos en 

función de la importancia que se le asignaba a cada una de las formas de almacenamiento. 

Conforme a esta estrategia, para alcanzar los objetivos de estos supuestos sería necesario, en 

algunos casos, la instalación de sistemas de almacenamiento energético, no sólo a nivel de 

usuario sino, también, a nivel de redes eléctricas (vinculados a las subestaciones eléctricas) y 

almacenamientos a gran escala (principalmente, centrales hidráulicas de bombeo), donde las 

condiciones lo permitan. Los principales objetivos marcados se resumen en: 

• Incrementar la capacidad de almacenamiento a nivel de usuario vinculada a 

autoconsumos de edificación (en todos los sectores) hasta alcanzar los 4.400 MWh. 

• Promover la puesta en marcha de sistemas de almacenamiento a gran escala en todas las 

islas de Canarias hasta lograr una capacidad total de 10.450 MWh. Esta capacidad se 

distribuiría en función de la demanda existente en cada uno de los sistemas eléctricos de 

Canarias. 

• Asegurar que, al menos, exista un sistema de almacenamiento energético a gran escala 

en cada una de las Islas Canarias a menos que sus necesidades en este ámbito sean 

cubiertas con una tecnología o solución técnica equivalente. 

• Fomentar la instalación de sistemas de almacenamiento energético en redes eléctricas 

hasta conseguir que la capacidad total alcance los 780 MWh. 

• Lograr que al menos el 50% de las instalaciones de autoconsumo dispongan de sistemas 

de almacenamiento energético con los que se consiga una cobertura de la demanda 

mediante energías renovables superior al 45%. 

• Incentivar que las instalaciones de autoconsumo que incorporen sistemas de 

almacenamiento energético sean capaces de cubrir al menos el 75% de la demanda con 

el uso combinado de generación renovable y almacenamiento energético. 

• Conseguir una reducción de al menos 2.000 tCO2/año como consecuencia de la apuesta 

por el almacenamiento energético a todas las escalas (a nivel de usuario, en redes y a gran 

escala) para el total de Canarias. 
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• Asegurar que al menos el 70% de los sistemas de almacenamiento provean servicios 

complementarios de ajuste al sistema (regulación primaria, secundaria, terciaria y gestión 

de desvíos) en el año 2040. 

Para el caso de La Palma, se dispondría de varias presas y embalses ubicados fundamentalmente 

en el noreste y la vertiente oeste de la isla. Según los datos publicados en el Plan Hidrológico de 

La Palma, y el inventario de presas y embalses del Ministerio de Transición Ecológica del 

Gobierno de España, la isla cuenta con 13 embalses de los cuales sólo 2 superan 1 hm3 de 

capacidad. La capacidad total de todos los embalses y presas existentes en la isla asciende hasta 

los 4,8 hm3. 

Balsas de La Palma con volumen igual o superior a 10.000 m3 

Nombre Capacidad (m3) Altura (m) Municipio 

Laguna de Barlovento 3.120.000 740 Barlovento 

Bediesta 180.000 325 San Andrés y Sauces 

Adeyahamen 340.000 364 San Andrés y Sauces 

Las Lomadas 90.000 468 San Andrés y Sauces 

Los Galguitos 110.000 453 San Andrés y Sauces 

Manuel Remón 119.000 641 Puntallana 

La Caldereta 110.000 - Fuencaliente 

Cuatro Caminos 108.000 384 Los Llanos de Aridane 

Dos Pinos 384.000 396 Los Llanos de Aridane 

El Campo 109.440 519 Puntagorda 

Montaña del Arco 90.000 920 Puntagorda 

La Galga 1.320 536 Puntallana 

Vicario* 1.500.000 375 Tijarafe 

Tabla 20. Presas de La Palma con capacidad superior a 10.000 m3 

*Balsas en construcción 

De acuerdo con el visor del Consejo Insular de Aguas de La Palma, las obras en El Vicario ya han 

comenzado. En este sentido, el 15 de septiembre de 2022, la Consejería de Transición Ecológica, 

Lucha contra el Cambio Climático y Planificación Territorial del Ejecutivo autonómico, decidió 

destinar 2,2 millones de euros para la culminación de las obras del sistema hidráulico de la Viña 

(balsa de Vicario) y de la conexión hidráulica de La Laguna de Barlovento con el canal Garafía-

Tijarafe.  

La capacidad de la presa de la Laguna de Barlovento hace que este municipio disponga, 

prácticamente, de la mitad de la capacidad de almacenamiento de agua de toda la isla. 

Distribución por número y volumen de las presas por municipios en La Palma 

Municipio Capacidad (m3) Nº de presas % en volumen % en número 

San Andrés y Sauces 720.000 4 11% 31% 

Tijarafe 1.500.000 1 24% 8% 

Barlovento 3.120.000 1 50% 8% 

Los Llanos de Aridane 492.000 2 8% 15% 

Fuencaliente 110.000 1 2% 8% 

Puntagorda 199.440 2 3% 15% 

Puntallana 120.320 2 2% 15% 

Total 6.261.760 13 100% 100% 

Tabla 21. Distribución por número y volumen de las balsas por municipios en La Palma 
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La ubicación de estas presas se presenta en la siguiente ilustración (el nombre de los municipios 

está escrito en verde). 

 
Ilustración 26. Balsas existentes en La Palma 

La estructura de conducción de aguas consiste básicamente en canales, ejes colectores o 

distribuidores, dispuestos en función de la relación producción-consumo, es decir, en sentido 

Norte-Sur. Esta estructura se encuentra dividida entre la vertiente oriental y occidental, cada 

una con su canal respectivo: el Canal General La Palma I (Barlovento-Fuencaliente), Canal 

General La Palma II (Barlovento-Los Llanos de Aridane) y Canal General La Palma III (Santa Cruz 

de La Palma - Fuencaliente). 

En la siguiente ilustración se muestra el recorrido de estos canales así como los depósitos de 

abastecimiento municipales de agua potable: 
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Ilustración 27. Localización y recorrido de los canales generales de agua de La Palma y depósitos de abastecimiento 

municipales. Fuente: Cabildo de La Palma 

Debe tenerse en cuenta, también, que el Plan Insular de Ordenación de La Palma (en adelante, 

PIO-LP) propone una serie de embalses, balsas y depósitos de alta capacidad en distintos puntos 

de la isla:  

• Balsa de El Salto (200.000 m3) y Los Camachos (150.000 m3) en Barlovento  

• Balsa de Montaña de Teneagua (volumen no disponible) en Puntallana  

• Depósito de San Miguel (19.620 m3), Balsa de San Isidro (50.000 m3) y de Aduares 

(200.000 m3) en Breña Alta 

• Balsas de La Sora (115.000 m3) y San Antonio (400.000 m3) en Garafía  

• Balsa de La Rosa (50.000 m3), La Hoya (10.080 m3) y Balsa de Tigalate (300.000 m3) en la 

Villa de Mazo 

• Balsa de Los Campitos (1.500.000 m3) y de Tamanca (150.000 m3) en Los Llanos de 

Aridane 

• Sistema Presa de La Viña (volumen no disponible) en El Paso  

https://www.opendatalapalma.es/
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Las obras que conlleva la instalación de una central de hidrobombeo son de gran envergadura, 

por lo que se deberá tener en cuenta el tipo de suelo en los que se asientan las balsas y su 

entorno para analizar si existe algún tipo de protección territorial o medioambiental en la zona 

que pueda condicionar o limitar su instalación. 

Como se muestra en la siguiente ilustración, de las balsas propuestas, sólo el Sistema Presa de 

La Viña se encuentra en el interior de un espacio natural protegido (ENP), concretamente, el 

paisaje protegido Barranco de Las Angustias, el resto de las balsas no tiene afecciones con los 

ENP. Las balsas existentes tampoco se encuentran en el interior de ninguno de los ENP de La 

Palma; sin embargo, la central hidroeléctrica de El Mulato, actualmente inoperativa, sí está 

dentro del parque natural de Las Nieves. No obstante, hay que tener en cuenta que esta central 

entró en servicio en 1955 y la Ley de Espacios Naturales Protegidos se publicó en 1994 (Ley 

12/1994, de 19 de diciembre, de Espacios Naturales de Canarias). 

En la siguiente ilustración se muestra la ubicación de las balsas propuestas en el PIO de La Palma: 

 
Ilustración 28. Balsas propuestas y existentes en La Palma 
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En la siguiente ilustración se muestran los espacios naturales protegidos declarados en La Palma, 

así como la ubicación de las balsas existentes y propuestas en el PIO-LP: 

 
Ilustración 29. Ubicación de los ENP de La Palma 

Algunas de las combinaciones de mayor interés para la construcción de centrales de 

hidrobombeo, serían las siguientes: 

• El embalse de la Laguna de Barlovento, que requeriría de la construcción de otra balsa, 

aguas abajo, en la zona de Los Camachos.  

• La balsa de Montaña de Arco, con capacidad para 110.000 metros cúbicos, y la inferior 

el embalse de El Campo. Ambas infraestructuras, ya disponibles, están separadas entre 

sí por 2.500 metros y hay una diferencia de cota de unos 400 metros.  
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• La balsa de Vicario, en Tijarafe, que actualmente se encuentra en construcción, sería 

otra de las opciones barajadas para la ejecución de una central hidroeléctrica de 

bombeo. Para hacerla viable, se debe construir una segunda balsa cercana a la zona 

conocida como Casas del Gánigo, que se encontraría a una cota de 1.060 metros, 

mientras que Vicario está a 375 metros de altitud.  

• Por último, otro enclave para el aprovechamiento de este tipo de infraestructuras se 

encuentra en Fuencaliente. En este caso se emplearía el embalse de La Caldereta y se 

construiría otro a una cota aproximada de 850 metros, en la zona del Paisaje Protegido 

de Tamanca.  

En la siguiente tabla, se muestran las combinaciones entre balsas mencionadas anteriormente, 

con la diferencia de cotas entre ellas, para posibles aprovechamientos de centrales de bombeo 

reversible en La Palma. 

PROPUESTAS DE CENTRALES HIDROELÉCTRICAS DE BOMBEO EN LA PALMA 
Depósito superior Depósito inferior Diferencia de cotas [m] 

Laguna de Barlovento Los Camachos 740-309 = 431 

Laguna de Barlovento Adeyahaman 740-364 = 376 

Laguna de Barlovento Bediesta 740-325 = 415 

Adeyahaman Bediesta 364-325 = 39 

Las Lomanas Bediesta 468-325 = 143 

Gánigo Vicario 1060-375 = 685 

Montaña del Arco El Campo  920-519 = 401 

Tamanca La Caldereta 850-270 = 580 

Tabla 22. Propuestas de centrales de hidrobombeo en La Palma 

La capacidad de almacenamiento energético se obtiene usando la siguiente expresión 

matemática. 끫롰 =
끫뢜 끫룊 끫븢 끫룊 ℎ 끫룊 끫뢒

3,6끫룊1012  끫룊 끫롨  (끫롴끫뢰ℎ) 

Donde: 

- g = Gravedad. Valor constante definido en 9,81 m/s2 

- 끫븢 = Densidad del agua. Se fija el valor en 997 kg/m3 

- ℎ = Salto de agua en metros. 

- 끫뢒 = Volumen trasegable entre depósitos en metros cúbicos. 

- 끫롨 = Factor reductor de volumen trasegable. 

Como volumen trasegable debe usarse como referencia la capacidad del depósito de menor 

tamaño. No obstante, el factor reductor impide que se produzca el vaciado total del depósito de 

agua estableciéndose unas condiciones de cumplimiento de reservas ecológicas. Este factor se 

estima en un 25%, es decir, solo puede emplearse el 75% del volumen trasegable para fines 

energéticos, dejando siempre una reserva superior al 25% en los embalses. 

A continuación,  se van a determinar las características técnicas generales que deben cumplir 

las propuestas de posibles centrales hidroeléctricas de bombeo planteadas en la siguiente tabla:  
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CARACTERÍSTICAS GENERALES DE LAS CENTRALES HIDROELÉCTRICAS DE BOMBEO PROPUESTAS EN 
LA PALMA 

Depósito 
superior 

Depósito 
inferior 

Potencia 
(MW) 

Volumen 
[m3] 

Salto de 
agua [m] 

Caudal 
[m3/s] 

Energía acumulable 
(MWh) 

Laguna de 
Barlovento 

Los 
Camachos* 

10-12 150.000 431 2,63 131,73 

Laguna de 
Barlovento 

Adeyahaman 12-15 340.000 376 3,61 260,49 

Laguna de 
Barlovento 

Bediesta 10-12 180.000 415 2,73 152,21 

Adeyahaman Bediesta 1-3 180.000 39 2,90 14,30 

Las Lomanas Bediesta 3-5 90.000 143 2,38 26,22 

Gánigo* Vicario 12-15 150.000 685 2,48 209,37 

Montaña del 
Arco 

El Campo  10-12 90.000 401 2,82 73,54 

Tamanca* La Caldereta 12-15 110.000 580 2,73 130,00 
Tabla 23. Características generales de las centrales hidroeléctricas de bombeo propuestas en La Palma 

Para realizar los cálculos se han fijado los valores de los caudales entre 2,3 y 3,6 m3/s, lo que 

supone una horquilla de entre 8.280 y 12.960 m3 diarios. 

La Laguna de Barlovento está presente en tres de las propuestas, lo que técnicamente puede 

ser complicado ya que habría que coordinar el funcionamiento de las tres centrales a la vez para 

que no haya problemas con el volumen trasegable de la balsa. No obstante, es un 

emplazamiento de mucho interés no sólo porque es el embalse con mayor capacidad y por 

mucha diferencia respecto al resto y, adicionalmente, establece una diferencia en cotas respecto 

a depósitos inferiores en el rango de los 400 metros, lo cual es aconsejable por la potencia que 

puede ser aprotada en cada caso. Por estos motivos, de las tres alternativas que pueden ser 

implementadas en Laguna de Barlovento se van a seleccionar dos que se corresponden con las 

de mayor capacidad de almacenamiento que, además, tienen la ventaja de contar con los 

depósitos inferiores. Es importante tener en cuenta que Los Camachos es una balsa propuesta 

en el PIO pero aún no ha sido construida y además es la de menor capacidad en volumen de 

cantidad almacenable, por esas razones ha sido seleccionada para descarte.  

De las centrales propuestas, las más interesantes, en cuanto a la capacidad de almacenamiento 

energético, serían las que superan los 100 MWh, que son:   

CENTRALES HIDROELÉCTRICAS DE BOMBEO SELECCIONADAS EN LA PALMA 

Depósito superior Depósito inferior Potencia (MW) Energía acumulable (MWh) 

Laguna de Barlovento Adeyahaman 15 260,49 

Laguna de Barlovento Bediesta 12 152,21 

Gánigo* Vicario 15 209,37 

Tamanca* La Caldereta 15 130,00 

TOTAL  57 752,06 
Tabla 24. Centrales hidroeléctricas de bombeo seleccionadas en La Palma 

De instalarse todas estas opciones, se obtendría una potencia total de 57 MW y una capacidad 

de almacenamiento de casi 752 MWh.  
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Para cada una de estas centrales se realizarán simulaciones de balance energético con el 

programa libre EnergyPLAN, tomando como referencia las proyecciones de demanda y 

potencia contempladas en el Plan de Transición Energética de Canarias. 

6.3. Elección del tipo de turbina 

Teniendo en cuenta las bases técnicas que se han expuesto en el apartado 5.2 y, en concreto, 

los datos expuestos en la ilustración 23 relativos al tipo de turbina que debe ser usada en función 

de la altura del salto y la velocidad específica, el tipo de turbinas que más se adecúa a las 

características planteadas para las centrales hidroeléctricas seleccionadas en la Tabla 24, son 

las Pelton.  

Por otro lado, en cada central se instalaría más de una turbina, a pesar de que las potencias no 

son muy altas, para que, en caso de fallo de una de ellas, las centrales no queden inoperativas. 

Esta opción también habilita la posibilidad de que en ciertos instantes, a pesar de que algunos 

generadores se encuentren en funcionamiento, otros puedan estar disponibles para ofrecer 

servicios complementarios de ajuste al sistema (reservas secundarias y terciarias). 

Como el tipo de turbina seleccionada es la Pelton, a continuación se realiza una descripción más 

detallada de su tecnología. 

La turbina Pelton está constituida por la tubería forzada, el distribuidor y el rodete. Como están 

diseñadas para operar con saltos de agua elevados, la tubería forzada suele ser bastante larga 

por lo que se debe diseñar con suficiente diámetro para reducir las pérdidas de carga del fluido 

que puedan producirse entre el embalse y el distribuidor. 

 

Ilustración 30. Componentes de una turbina Pelton de eje horizontal con dos equipos de inyección. Fuente: Turbinas 
hidráulicas 

El principio de la turbina Pelton es convertir la energía cinética del chorro de agua en velocidad 

de rotación de la rueda o rotor. Para que esto se haga con la máxima eficiencia el agua debe 

abandonar las cucharas con una pequeña cantidad de energía cinética remanente.  

A continuación se describe, brevemente, las funciones de cada los principales componentes de 

la turbina Pelton. 

https://nanopdf.com/download/1-introduccion-turbinas-hidraulicas-la-funcion-de-una_pdf
https://nanopdf.com/download/1-introduccion-turbinas-hidraulicas-la-funcion-de-una_pdf
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El distribuidor de este tipo de turbina está constituido por uno o varios equipos de inyección de 

agua cuya misión consiste en dirigir el chorro de agua que se proyecta sobre el rodete así como 

también regular el caudal preciso que ha de fluir hacia dicho rodete, llegando a cortarlo 

totalmente cuando proceda. La función del inyector 

es aumentar la energía cinética del fluido 

disminuyendo la sección de paso para maximizar la 

energía de fluido aprovechada en la turbina. Así no 

hay problema para que la sección de la tubería 

forzada sea mayor, haciendo la transformación a 

energía cinética inmediatamente antes de la entrada 

del fluido al rodete. La turbina Pelton puede tener 

hasta un máximo de 6 inyectores. Cuando sólo tiene 

uno, el eje del rodete es normalmente horizontal y si 

el número de inyectores es superior, el eje suele ser 

vertical con el alternador situado por encima. La tubería forzada se bifurcará tantas veces como 

número de inyectores tenga y cada inyector contará con su tubería independiente. 

La cámara de distribución consiste en la prolongación de la tubería forzada, acoplada a ésta 

mediante brida de unión, situada posteriormente a la válvula de entrada a la turbina, según la 

trayectoria normal del agua. 

El inyector está diseñado para dirigir y regular el chorro de agua y, con ello, reducir las pérdidas 

de carga en la conducción. Estas pérdidas de carga se producen por la fricción del fluido con la 

superficie de la tubería de conducción forzada, por lo que dependerán de la naturaleza de las 

paredes internas, sección y longitud de dicha conducción, y del caudal. A mayor caudal o menor 

sección (aumento de la velocidad del fluido) aumentan las pérdidas de carga. A mayor longitud 

de la tubería, mayor son dichas pérdidas también. 

Cada inyector dispone de una válvula de aguja para regular el caudal. Esta válvula está diseñada 

para que la velocidad se mantenga prácticamente constante aunque el caudal varíe. El 

movimiento de esta aguja se logra mediante un mecanismo de control. No obstante, para evitar 

cambios bruscos en el caudal que puedan ocasionar golpes de ariete en la tubería forzada, los 

inyectores cuentan con un deflector que cubre parcialmente el chorro durante los cambios de 

caudal y permite realizarlos lentamente, es decir, intercepta el chorro parcial o totalmente, 

cerrando la aguja más lentamente y así no crear el golpe de ariete. 

  

Ilustración 32. Esquema del inyector de una turbina Pelton. Fuente: studocu y pdfmachine.com  

Ilustración 31. Esquema de un distribuidor. 
Fuente: studocu 

https://www.studocu.com/co/document/universidad-el-bosque/introduccion-a-ing-electronica/diseno-y-construccion-de-una-turbina-pelton/6457051
https://ocw.ehu.eus/pluginfile.php/40262/mod_resource/content/1/maquinas_fluidos/tema-6-turbinas-pelton.pdf
https://www.studocu.com/co/document/universidad-el-bosque/introduccion-a-ing-electronica/diseno-y-construccion-de-una-turbina-pelton/6457051
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El rodete de la turbina Pelton es una rueda de álabes en forma de cucharas situado en su parte 

exterior. El chorro del inyector incide sobre las cucharas en dirección tangencial al rodete para 

maximizar la potencia de propulsión. Las cucharas, en las que se puede apreciar la sección de 

entrada (1) y de salida (2), presentan una mella en la parte externa, son simétricas en dirección 

axial y cuentan con una cresta central afilada. El tamaño de las cucharas y su número dependen 

del diámetro del chorro (d) que incide sobre ellas, cuanto menor sea el diámetro, más pequeñas 

serán las cucharas y mayor número se situarán en el rodete. 

La mella tiene como función evitar el rechazo y suele tener una anchura ligeramente superior al 

diámetro del chorro. El máximo aprovechamiento energético del fluido se obtiene cuando el 

chorro incide perpendicularmente sobre la cuchara, pero al girar el rodete, cuando se aparta 

una cuchara y llega la siguiente, ésta tapa a la anterior antes de estar en condiciones de 

aprovechar su energía adecuadamente. La función de la mella es evitar que una cuchara tape la 

anterior demasiado pronto. 

En la práctica, el chorro no puede salir rebotado directamente en sentido contrario al giro del 

rodete porque chocaría con la cuchara situada inmediatamente delante, frenando el giro. La 

cresta afilada, en dirección al chorro, reduce el choque por paso de una cuchara a otra, 

produciendo una entrada del chorro tangencial al álabe. 

 

Ilustración 33. Esquema del rodete de una turbinas Pelton. Vista frontal,  sección lateral e inferior de una cuchara. 
Fuente: pdfmachine.com 

El triángulo de velocidades de entrada y salida en este tipo de turbinas es el siguiente: 

 

https://ocw.ehu.eus/pluginfile.php/40262/mod_resource/content/1/maquinas_fluidos/tema-6-turbinas-pelton.pdf
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La dirección y sentido del vector v1 es la del vector u1, de velocidad tangencial del rodete a la 

entrada. Por su parte, el vector u1 se define en función al diámetro del rodete (D) en el punto de 

choque del chorro en la cuchara. En el caso concreto de las turbinas Pelton, el diámetro del 

rodete en el punto de entrada y de salida del fluido, es idéntico, por lo que la velocidad lineal a 

la entrada y la salida también lo será. 

끫뢜 = 끫뢜1 = 끫뢜2 =
끫븖 ∙ 끫롮 ∙ 끫뢺
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En el momento en el que la cuchara está enfrentada al chorro, el ángulo α entre los vectores v1 

y u1 es cero y β es 180°, en el caso ideal. De este modo, el vector w1 se puede calcular 

directamente operando con los módulos y tiene la misma dirección y sentido que v1 y u. 끫룈1 = 끫룀1 − 끫뢜 

No obstante, en la práctica lo que sucede en el triángulo de velocidades de entrada es lo 

siguiente: 

 

El triángulo de velocidades a la salida, adaptado a las turbinas Pelton sería el siguiente:  끫뢺2���⃗ =  끫룈2�����⃗ +  끫뢜2����⃗  

Suponiendo que no hay pérdidas de energía por rozamiento en la cuchara, el módulo de la 

velocidad relativa del fluido a la salida de la cuchara es igual al de entrada:  

15° < 끫뷸1 < 25° 

170° < 끫뷺1 < 175° 끫뷺1 = 180° (끫뢤끫뢺끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬끫뢺 끫뢺끫뢬끫뢤끫뢺끫뢬) 

0,44 <
끫뢜1끫룀1 < 0,46 
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끫룈2 ≈ 끫룈1 

En realidad, el módulo de w2 es ligeramente inferior al de entrada pero a efectos prácticos se 

puede considerar que ambos son iguales. Lo que sucede realmente con el triángulo de 

velocidades de salida: 

         

La carcasa de la turbina Pelton es la envoltura metálica que cubre los inyectores, el rodete y 

otros elementos metálicos, para evitar que el agua salpique al exterior cuando incide sobre las 

cucharas. Además, dispone de un equipo de sellado, en las zonas de salida del eje, a fin de 

eliminar fugas de agua. 

La cámara de descarga de la turbina es la zona a la que cae el agua libremente hacia el desagüe 

una vez que ha movido el rodete.  

El sistema de frenado de una turbina Pelton consiste en un circuito de agua derivado de la 

cámara de distribución. El agua proyectada sobre las cucharas puede favorecer el frenado del 

rodete cuando las circunstancias así lo exijan. 

En la actualidad, existen numerosos fabricantes de turbinas Pelton con un amplio rango de 

potencias y condiciones de trabajo (saltos de agua, caudales, etc.). En el caso de las dimensiones 

de las centrales de bombeo propuestas, se debe optar por turbinas con potencias de entre 2 y 

4 MW (ver Ilustración 24), dependiendo de la potencia total a instalar en las centrales. Esto 

proporcionará una mayor flexibilidad a las plantas ya que, en caso de fallo de una de las turbinas, 

las otras podrán seguir operando sin que ello suponga la pérdida de toda la generación de la 

central.  

A continuación, se muestran las principales características técnicas del pre-dimensionamiento 

de las centrales seleccionadas en el apartado 6.2 (Tabla 24) del presente documento. 

6.4. Central Laguna de Barlovento – Adeyahaman 

6.4.1. Capacidad de almacenamiento 

La central de bombeo reversible estaría formada por los embalses de Laguna de Barlovento (de 

3.120.000 m3) y Adeyahaman (de 340.000 m3). Para poder determinar el agua que podría ser 

usada con fines energéticos, se toma como referencia el depósito con menor capacidad de 

volumen de los que componen el hidrobombeo, que, en este caso, sería Adeyahaman. Este 

depósito no sería usado únicamente para fines energéticos, debiéndose mantener una reserva 

ecológica que garantice la disponibilidad de agua para otros usos y la conservación del 

끫뢜1 =  끫뢜2 

5° < 끫뷺2 < 20° 끫룈2�����⃗ = 0,96 − 0,98 끫룈1������⃗   
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ecosistema natural de la zona, por lo que se deben minimizar los posibles impactos negativos 

que puedan darse por los trasvases de agua entre los depósitos. La reserva ecológica mínima 

planteada es del 25%, valor superior al mínimo teórico recomendable del 15%. No obstante, 

este límite se podría modificar alterando sólo la energía máxima acumulable en el bombeo 

reversible. Así, la máxima cantidad de agua que se podría usar con fines energéticos es de 

255.000 m3.  

6.4.2. Selección del tipo de sistema de bombeo y turbinación 

A la hora de diseñar una central de bombeo reversible es necesario definir la solución que se 

desea adoptar, distinguiendo entre grupos reversibles de turbina-bomba, o grupos de bombeo 

y turbinación diferenciados. 

En todas las centrales propuestas en el presente informe se va a optar por los grupos de bombeo 

y turbinación diferenciados ya que esta solución es técnicamente más sencilla y permite acceder 

a un catálogo de fabricantes más amplio que para la primera de las opciones.  

Además, con esta configuración es posible turbinar y bombear que simultáneamente, lo que 

supone una gran ventaja para el sistema eléctrico ya que habilita la opción de que la central 

pueda utilizar una o varias turbinas para proveer servicios de reserva primaria, secundaria o 

terciaria incluso cuando se estuviera en una situación en la que, por exceso de generación 

renovable, la central de bombeo reversible estuviera siendo usada para almacenar energía 

impulsando agua al depósito superior. 

6.4.3. Número de unidades de turbinación y bombeo 

Otro aspecto a tener en cuenta es el número de conjuntos turbina/generador que se pretende 

instalar. En general, la selección del número de unidades a instalar siempre depende del caudal 

de descarga que se pueda conseguir teniendo en cuenta las características singulares del 

proyecto en cuanto a diferencia de cota de altura entre embalses y capacidad de los depósitos. 

No obstante, siempre interesa disponer de más de un generador acoplado ya no tanto por 

cuestiones relacionadas con fines energéticos sino por los servicios complementarios que esta 

parcialización de cargas brinda a la central. Así pues, en momentos en los que no se requiera 

operar a potencia nominal, una o varias turbinas pueden permanecer en reserva siendo 

activadas únicamente si el operador del sistema lo requiere para estabilizar la red. 

A efectos prácticos debe considerarse que según los procedimientos de operación de los 

sistemas eléctricos no peninsulares, en cada instante todo sistema eléctrico debe mantener una 

reserva primaria del 50% la potencia del mayor grupo conectada en ese momento al sistema 

eléctrico. Además, la reserva segundaria debería ser de otro 50% la potencia de mayor grupo 

que estuviera conectado en ese momento en el sistema eléctrico. Cuanto mayor es la potencia 

de los grupos que se instalan en un sistema, mayor es la reserva que debe ser mantenido. En el 

caso de La Palma las unidades de mayor tamaño son de 11,5 MW si bien se cuenta con otra 

unidad de gas móvil, en concreto Los Guinchos 15, cuya potencia nominal es de 21,60 MW. 

Conforme a lo comentado, no es aconsejable superar una potencia máxima de grupo de 20 MW 

e incluso se debería aspirar a que las unidades que fuera instaladas se encuentren en el rango 
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de los 4-6 MW coherente con el tamaño de la mayor parte de las unidades disponibles en la 

actualidad en ese sistema (unidades desde Los Guinchos 6 hasta Los Guinchos 12). 

Otro aspecto positivo de esta subdivisión en unidades de menor tamaño es el hecho de que 

cuanto menor es la potencia, más reducido es el tamaño de la turbina y, como consecuencia, 

menor profundidad de excavación se requiere. Además, la estructura de cimentación también 

es más pequeña. 

Del otro lado de la balanza, aspirar por una solución de 3 x 5 MW en vez de una única turbina 

de 15 MW hace aumentar el coste como consecuencia directa de la economía de escala. 

Además, cuanto mayor es el tamaño del sistema, mayor suele ser la eficiencia de la turbina, pero 

son cuestiones que hay que asumir ya que las mejoras en capacidad de regulación y servicios 

aportados al sistema deben ser consideradas como prioritarias para este tipo de sistema de 

bombeo reversible cuyo fin principal es mejorar la capacidad de integración en el sistema 

eléctrico. Selección de turbina hidráulica y grupo de bombeo. 

En la etapa de bombeo también sería aconsejable que el sistema de bombeo no estuviera 

compuesto por una única unidad sino que existieran varias unidades. A modo de referencia, en 

la central de Gorona del Viento se ha optado por instalar 6 bombas de 0,5 MW y 2 de 1,5 MW 

definiéndose con ello múltiples etapas que permiten operar el sistema con distintas consignas 

de caudal entre el valor mínimo de potencia a 0,5 MW y el máximo de 6 MW. Para ello, el sistema 

de canalizaciones debería ser algo semejante a como se muestra en la siguiente ilustración, 

existiendo varias tomas de agua independientes las cuales se interceptan en una sola 

canalización vinculada a la tubería forzada de impulsión de agua. 

 
Ilustración 34. Difusor de agua 

Se considera que una solución óptima para esta central sería disponer de 3 unidades de 

turbinación de 5 MW y 5 unidades de bombeo de 3 MW. Con esta configuración se consigue 

una elevada parcialización de la carga en el ciclo de bombeo que incluso podría ser superior con 

la instalación de variadores de frecuencia acoplados a estas unidades. Por su parte, en el ciclo 

de turbinación, disponer de unidades de 5 MW estaría en línea con la mayor parte del parque 
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de generación térmico convencional que actualmente existe en la central de Los Guinchos, 

unidades que, incluso, ya han alcanzado el final de su vida útil regulatoria o están próximos a 

hacerlo. 

6.4.4. Selección de turbinas y bombas hidráulicas 

Para determinar los tipos de turbina y de grupo de bombeo que debería ser instalado primero 

es necesario estimar el caudal máximo. En el caso del turbinado, para estimar el caudal máximo 

de turbinado en esta central se conoce el salto de agua previsto (376 metros), la potencia de la 

turbina Pelton tipo (3 x 5 MW), el peso específico del agua (9,81 kN/m3) y el rendimiento global 

de la turbinación que se fija en el 90%.  

Por su parte, para el cálculo del bombeo, se parte de los mismos datos sólo cambiendo la 

potencia de bombeo (5 x 3 MW) y el rendimiento de bombeo que suele ser ligeramente inferior 

(en este caso del 85%). A partir de la siguiente expresión, se obtiene el caudal máximo de 

turbinación y bombeo: 

끫뢈끫뢎 =
끫뢆끫롶끫뢶 ∗ 끫뷼 ∗ 끫뢤 =

5.000

376 ∗ 9,81 ∗ 0,9
= 1,51끫뢴3 끫뢬�     (끫뢤 = 0,9) 

끫뢈끫롪 =
끫뢆 ∗ 끫뢤끫롶끫뢶 ∗ 끫뷼 =

3.000

376 ∗ 9,81 ∗ 0,85
= 0,96 끫뢴3 끫뢬�      (끫뢤 = 0,85) 

Por tanto, se determina que para una turbina de 5 MW se necesitaría de un caudal de 1,51 

m3/s mientras que para un grupo de bombeo de 3 MW el caudal de agua sería de 0,96 m3/s.  

 
Ilustración 35. Rango funcional de turbinas hidráulicas. Fuente: Escher-Wyss 
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En la siguiente ilustración se presenta una imagen con las distintas partes de la turbina Pelton 

tipo que se requeriría para este proyecto singular. 

 
Ilustración 36. Elementos de una turbina Pelton de un único jet 

En la etapa de turbinación, conociendo el caudal y la diferencia de cota de altura entre los dos 

depósitos (376 metros), se puede comprobar que la solución idónea sería la instalación de 

turbinas Pelton a las que sólo llegue un jet libre, lo que supone la configuración más sencilla de 

las opciones que podrían existir. 

Por su parte, para la etapa de bombeo habría que acudir a soluciones multietapa para alcanzar 

alturas de impulsión superiores a los 300 metrros. Una de estas opciones tecnológicas podría 

ser la bomba que se presenta a continuación (gama KSB RDLP DN 350-1350), la cual tiene un 

rango de funcionamiento en caudal y presión coherente con las necesidades en esta central. 
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Ilustración 37. Rango funcional de bombas hidráulicas. Fuente: KSB 

Es importante matizar que para todo el recorrido desde el depósito superior de Laguna de 

Barlovento hasta la central de turbinado únicamente llegaría una canalización cuyo caudal 

máximo sería de 4,53 m3/s. Ya en proximidad a la central de turbinación se instalaría un difusor 

que alimentaría en paralelo las 3 turbinas hidráulicas que serían instaladas (caudal unitario de 

1,51 m3/s). De manera semejante, el tubo ascendente de salida del bombeo sería de 4,78 m3/s 

pero en proximidad al grupo de bombeo existiría un difusor que garantizaría la conexión en 

paralelo de las cinco bombas (caudal unitario de 0,96 m3/s).  

6.4.5. Horas útiles de turbinado y bombeo 

Adicionalmente, usando como referencia el caudal máximo de turbinación y bombeo es posible 

estimar la horas útiles de turbinado y bombeo máximas. Se estima mediante la siguiente 

expresión matemática: 

끫롶끫뢎 =
255.000

4,53
∗ 1

3.600
= 15,63 ℎ끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

끫롶끫롪 =
255.000

4,78
∗ 1

3.600
= 14,81 ℎ끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Por ello, incluso considerando la reserva ecológica del 25% y asumiendo la situación en la cual 

el caudal de operación es máximo (4,78 m3/s), el sistema podría operar a pleno rendimiento 
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durante 14,81 horas. Para centrales de estas características se suele considerar suficiente con 

una reserva de aproximadamente 12 horas de operación. Por consiguiente, habría margen para 

en condiciones normales no llegar el volumen límite de agua almacenada en el depósito inferior 

establecido en el 25%.  

En este caso, el límite lo marca la diferencia de cota entre los dos embalses que limitan la 

potencia máxima del sistema en 12 MW como se justificaba anteriormente. Si el sistema sólo 

operara a la potencia máxima posible durante 12 horas la cantidad de agua almacenada en el 

depósito inferior (el de menor tamaño) no sería inferior al 60%. Sin embargo, la cantidad de agua 

almacenada en los depósitos no siempre es la misma, existiendo épocas en las que los regímenes 

pluviométricos son inferiores, si bien en este caso la capacidad del depósito de Laguna de 

Barlovento es muy superior a la de Adeyahaman, pudiendo usarse el propio hidrobombeo para 

realizar un traspaso de agua desde el depósito superior al inferior.  

En otros proyectos como Chira - Soria en Gran Canaria se ha optado por la puesta en marcha de 

una planta desaladora que, en caso de necesidad se usaría para mantener las reservas de agua 

en ambos depósitos, asegurando la disponibilidad de recursos hídricos tanto para fines 

energéticos como para abastecimiento a la población y regadío. Esta podría ser una de las 

soluciones para mantener el sistema operativo incluso por falta de agua en depósitos. La otra 

sería aceptar que en determinadas épocas la central no podría operar al máximo de su 

rendimiento. 

6.4.6. Pre-dimensionado de canalizaciones 

Una vez dimensionado el grupo compuesto por turbina y generador y conocidos los requisitos 

de caudal de alimentación tanto para las fases de turbinado como de bombeo, es posible 

dimensionar el tamaño de la tubería que conecta los dos embalses pasando en su parte más 

baja por la central de turbinación. 

Para calcular el diámetro de las tuberías se parte de la siguiente ecuación: 

끫롨 =
끫뢈끫룀 → 끫븖끫뢦2 =

끫뢈끫룀 → 끫롮 = �4 · 끫뢈끫븖 · 끫룀 

El valor de la velocidad del fluido dentro de la tubería se fija entre 3 y 5 m/s, para asegurar su 

correcto funcionamiento. Tomando como valor v = 4m/s (valor aceptable según el tipo de 

turbina preseleccionado), se obtienen los siguientes resultados para los diámetros de las 

tuberías forzadas, descendente (turbinado) y ascendente (bombeo): 

끫롮끫뢢끫뢤끫룀끫뢢. = �4 · 4,53끫븖 · 4
= 1,2 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

끫롮끫뢜끫룀끫뢢. = �4 · 4,78끫븖 · 4
= 1,23 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 
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Por tanto, el tramo que desciende desde Laguna de Barlovento hasta la central de turbinado 

debería tener un diámetro de 1,2 metros, mientras que el tramo desde la central de bombeo 

hasta el depósito de Laguna de Barlovento debería tener un diámetro de 1,23 metros. 

De la misma forma, la aspiración de cada turbina también debe ser dimensionada, aplicándose 

la misma expresión: 

끫롮끫룂끫룄끫룀. = �4 · 1,51끫븖 · 4
= 0,69 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Por ello, cada tramo de aspiración configurado para la etapa de turbinación debería tener unas 

dimensiones de 0,71 metros de diámetro. 

También se estima a continuación el diámetro de las tuberías de aspiración para los grupos de 

bombeo: 

끫롮끫뢞끫뢞끫뢴끫뢞끫뢤끫뢞 = �4 · 0,96끫븖 · 4
= 0,55 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Así pues, la aspiración de cada grupo de bombeo sería de 0,55 metros de diámetro. 

El cálculo de las pérdidas de carga por fricción se realiza mediante la ecuación de Darcy-

Wiesbach y la ecuación de Colebrook: 

ℎ끫뢦 = 끫뢦 끫롾끫롮 끫룀22끫뢜 

1끫뢦1 2� = −2끫뢬끫뢺끫뢜 �끫븀 끫롮�
3,7

+
2,51끫뢊끫뢤끫롮끫뢦1 2� � 

ℎ끫뢦 = 끫뢺é끫뢦끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺 끫뢬끫뢤 끫뢺끫뢺끫뢦끫뢜끫뢺 끫뢺끫뢺끫뢦 끫뢦끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺ó끫뢺 끫뢤끫뢺 끫뢴 끫뢦 = 끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢦 끫뢬끫뢤 끫뢦끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺ó끫뢺 (끫뢺끫뢬끫뢺끫뢴끫뢤끫뢺끫뢬끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢬) 끫롾 = 끫뢬끫뢺끫뢺끫뢜끫뢺끫뢺끫뢜끫뢬 끫뢬끫뢤끫뢬 끫뢺끫뢜끫룂끫뢺 끫뢤끫뢺 끫뢴 끫롮 = 끫뢬끫뢺á끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺 끫뢬끫뢤끫뢬 끫뢺끫뢜끫룂끫뢺 끫뢤끫뢺 끫뢴 끫룀 = 끫룀끫뢤끫뢬끫뢺끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢴끫뢤끫뢬끫뢺끫뢺 끫뢤끫뢺  끫뢴 끫뢬⁄  끫뢜 = 끫뢺끫뢺끫뢤끫뢬끫뢤끫뢦끫뢺끫뢺끫뢺ó끫뢺 끫뢬끫뢤 끫뢬끫뢺 끫뢜끫뢦끫뢺끫룀끫뢤끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢤끫뢺 끫뢴 끫뢬2�  끫뢊끫뢤 = 끫뢺ú끫뢴끫뢤끫뢦끫뢺 끫뢬끫뢤 끫뢊끫뢤끫료끫뢺끫뢺끫뢬끫뢬끫뢬 끫븀 = 끫뢺끫뢬끫뢺끫뢜끫뢦끫뢺 끫뢬끫뢤 끫뢦끫뢜끫뢜끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬  

Como datos de partida, se presenta en la siguiente ilustración el perfil vertical existente entre 

los depósitos de Laguna de Barlovento y Adeyahaman. 
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Ilustración 38. Distancia y perfil de elevación entre las balsas de Laguna de Barlovento y Adeyahaman 

La distancia entre ambas balsas es de, aproximadamente, 2,5 kilómetros. Además, hay que tener 

en cuenta que a los 1,8 kilómetros las conducciones tendrían que atravesar el Barranco de La 

Herradura para llegar a Adeyahaman. Para salvar esos cambios de pendiente se podría trazar un 

tramo aéreo de conducciones de, aproximadamente, 1,15 kilómetros (como se indica en la 

ilustración anterior mediante la línea roja) o recorrer el barranco con el desnivel previsto 

asumiendo una pérdida de carga derivada de este paso. 

En principio la depresión del Barranco de La Herradura no afectaría drásticamente ya que la 

presión objetivo se ha definido por diferencia de cotas de altura entre ambos depósitos. Dicho 

de otra forma, la pérdida de presión que se produce en el remonte de la ladera de este barranco 

queda compensada por el aumento de la presión que se origina al aumentar la diferencia de 

cota de altura entre Laguna de Barlovento y el fondo del Barranco de La Herradura. 

La distancia total de la canalización entre los dos depósitos es de 2.300 metros según los 

cálculos realizados. 

Por otra parte, en la siguiente tabla se presentan las altura de rugosidad tipo en función del tipo 

de tubería usada para la canalización. 
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Tipo de tubo ε (mm) 
Tubería de polietileno  0,003 

Tubería de fibra de vidrio con resina epoxy  0,003 

Tubería de acero estirado sin costura (nuevo)  0,025 

Tubería de acero estirado sin costura (ligeramente oxidado)  0,250 

Tubería de acero estirado sin costura (galvanizado)  0,150 

Tubería de acero soldado  0,600 

Tubería de hierro fundido protegido con barniz centrifugado  0,120 

Tubería de Uralita  0,025 

Tubería de duelas de madera  0,600 

Tubería de hormigón colado in situ/encofrado metálico  0,360 
Tabla 25. Altura de rugosidad, ε, para diversos tubos comerciales. Fuente: Guía para el desarrollo de una pequeña 

central hidroeléctrica. European Small Hydropower Association – ESHA 

Para este caso concreto se ha considerado que se opta por el uso de tuberías de acero estirado 

sin costura y galvanizado semejante al que se representa en la siguiente ilustración: 

 
Ilustración 39. Tubería de acero estirado sin costura y galvanizado 

Adicionalmente, se debe conocer el número de Reynolds, obteniendose mediante la siguiente 

expresión: 끫뢊끫뢤 =  
끫룀 ∙ 끫롮끫뢒끫뢺끫뢺끫뢺  

끫뢊끫뢤 = 끫뢰ú끫뢴끫뢤끫뢦끫뢺 끫뢬끫뢤 끫뢊끫뢤끫료끫뢺끫뢺끫뢬끫뢬끫뢬 (끫뢺끫뢬끫뢺끫뢴끫뢤끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺끫뢬) 끫룀 = 끫뢒끫뢤끫뢬끫뢺끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢬끫뢤끫뢬 끫뢦끫뢬끫뢜끫뢺끫뢬끫뢺 (
끫뢴3ℎ ) 끫롮 = 끫롮끫뢺á끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺 끫뢺끫뢺끫뢺끫뢤끫뢦끫뢺끫뢺끫뢦 (끫뢴끫뢴) 끫뢒끫뢺끫뢺끫뢺 = 끫뢒끫뢺끫뢺끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬끫뢺끫뢬 끫뢺끫뢺끫뢺끫뢤끫뢴á끫뢺끫뢺끫뢺끫뢺 (끫뢴끫뢴) 

Aplicando esta ecuación se obtiene que el número de Reynolds para un caudal de 4,53 m3/s 

(16.308 m3/h), un diámetro interior de 1.200 mm y una temperatura del agua de 15 ⁰C sería de 

4.216.104. La velocidad del agua en esta tubería sería de 4,01 m/s y se tendría un tipo de flujo 

turbulento. 

Sabiendo que la altura de rugosidad para este tipo de tubo es de 0,150 mm, el diámetro del tubo 

para turbinación es de 1,2 metros, que la velocidad del agua en su interior es de 4,01 m/s y que 
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el número de Reynolds sería de 4.216.104, se estima a través de la ecuación de Colebrook el 

factor de fricción el cual asciende a 0,01286307462978751. 

Las pérdidas por fricción para la tubería de turbinación serían las que se muestran a 

continuación: 

ℎ끫뢦끫뢎 = 끫뢦 끫롾끫롮 끫룀22끫뢜 =  0,01286307462978751 ∙ 2.300

1,2
∙ 4,01

2 ∙ 9,81
= 5,04 끫뢴 

Por tanto, las pérdidas de presión por fricción totales que se tendrían en la tubería de 

turbinación serían de 5 metros. Estas pérdidas son coherentes con el tipo de turbina 

seleccionada, por lo que se puede decir que el dimensionamiento realizado es coherente. 

Para la canalización ascendente (bombeo), el proceso de cálculo es exactamente el mismo, sólo 

cambiando el caudal que ahora sería de 4,78 m3/s (17.208 m3/h) y el diámetro interior del tubo 

que sería de 1,23 metros. El número de Reynolds sería en esta ocasión de 4.340.274 con una 

velocidad del agua en la tubería de 4,02 m/s. El factor de fricción sería en esta ocasión de 

0,012800088028965144. 

Las pérdidas por fricción para la tubería de bombeo serían las que se muestran a continuación: 

ℎ끫뢦끫롪 = 끫뢦 끫롾끫롮 끫룀22끫뢜 =  0,012800088028965144 ∙ 2.300

1,23
∙ 4,02

2 ∙ 9,81
= 4,90 끫뢴 

Por tanto, las pérdidas de presión por fricción totales que se tendrían para la tubería de 

bombeo serían de 4,9 metros.  

La disposición de estas tuberías sería semejante a la que se muestra en la siguiente ilustración 

para el caso de Gorona del Viento. Como se puede ver en la imagen, ambas canalizaciones trazan 

recorridos paralelos tratando de impactar lo mínimo posible en el entorno. 

 
Ilustración 40. Canalizaciones de agua para bombeo y turbinación en la central hidroeólica de El Hierro 
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6.4.7. Generador eléctrico 

Una vez definidas las infraestructuras hidráulicas que serían requeridas para esta central, se 

exponen las características generales del generador eléctrico tipo que podría ser instalado. Suele 

ser común que estos generadores síncronos sean adaptados a la casuística propia del proyecto 

en cuestión, debiéndose para ello contactar con un fabricante que pueda proveer una solución 

a medida. Pero en cualquier caso en la siguiente relación se describen las principales 

características del generador eléctrico que debería ser instalado: 

Generador síncrono trifásico: 

Tipo: Generador síncrono trifásico, sin escobillas. 

Tensión: 6 kV. 

Frecuencia: 50 Hz. 

Temperatura ambiente admisible: 40 ⁰C. 

Forma constructiva: IM 7212 – Horizontal (IEC 60034-7). 

Protección: IP 23. 

Refrigeración: IC 81 W. 

Protección antiparasitaria: Grado N (VDE-0875). 

Servicio: Si-Continuo. 

Sentido de giro: Contrario a las agujas del reloj (visto desde el lado acoplamiento). 

Potencia aparente: 5.880 kVA. 

Potencia activa: 4.998 kW. 

Conexión: Estrella. 

Intensidad: 565 A. 

Datos de excitación: 108 V – 101 A. 

Tipo de rotor: Polos salientes. 

Velocidad nominal: 1200 rpm. 

Velocidad de embalamiento: 1900 rpm – 10 minutos. 

Aislamiento Clase: F. 

Calentamiento Clase: B. 

Rendimientos: 

                                           Factor de potencia 
                                           0.85              1.0 (85% Sn) 
         100%                        97,0               97,6 
           75%                        96,8               97,3 
           50%                        96,0               96,4 
           25%                        93,3               93,6 
 
De la misma forma, a continuación se presenta un croquis de la unidad tipo que podría ser 

instalada a efectos de informar sobre las dimensiones que tendría el citado generador. 
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Ilustración 41. Generador eléctrico tipo (síncrono trifásico de 5 MW) – Vista perfil 

Como se puede comprobar, se trataría de unidades con una longitud de 5,3 metros, un ancho 

de aproximadamente 3 metros y una altura de 3,5 metros. El generador se instalaría sobre una 

bancada de 4,2 metros la cual contaría con 

amortiguadores para reducir vibraciones y 

ruidos en su normal funcionamiento. 

 
Para la manipulación del conjunto, la 

bancada dispone de 8 orejetas con sendos 

agujeros para engarzar los dispositivos de 

elevación y manipulación. A pesar de que 

diferentes componentes de la máquina, 

tales como carcasa del generador, carcasa 

de cojinetes, soportes de cierre, bastidor de 

refrigerantes, volante de inercia, 

ventiladores, carcasas auxiliares, cajas de 

bornas u otros elementos pueden estar 

dotados de dispositivos para elevación 

(cáncamos,...), es obvio que no está 

permitido usarlos para suspender de los 

mismos la máquina completa. 

El sistema de refrigeración del generador 

consiste en dos intercambiadores de calor 

aire/agua dulce redundantes, montados en Ilustración 42. Generador eléctrico tipo  – Vista transversal 
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un bastidor sobre la propia carcasa de la máquina. Para la correcta refrigeración de la máquina 

uno de los intercambiadores de calor ha de ser alimentado con un caudal de agua de 20,0 m3/h, 

a una presión de trabajo de 6 kg/cm2, mientras el otro permanece como intercambiador de 

reserva. El aire de refrigeración circula por el interior de la máquina impulsado mediante un 

ventilador interior montado en el lado de acoplamiento. 

Para permitir el giro del rotor, el generador está equipado con tres cojinetes de deslizamiento 

de pedestal, lubricados por circulación de aceite. En el lado de accionamiento dispone un 

cojinete de deslizamiento de pedestal, lubricado por recirculación de aceite con refrigeración 

externa, agujero cilíndrico circular con lubricación por anillo suelto, parte axial con superficies 

trapezoidales; modelo ZRZLK 28-315, entre el generador y el volante de inercia dispone de 

cojinete de deslizamiento de pedestal, aislado, lubricado por recirculación de aceite con 

refrigeración externa, agujero cilíndrico circular con lubricación por anillo suelto, sin partes 

axiales; modelo ZRZLQ 22-280, que se denominará cojinete intermedio, y, finalmente, en el lado 

opuesto al accionamiento cuenta con un cojinete de deslizamiento de pedestal, aislado, 

lubricado por recirculación de aceite con refrigeración externa, agujero cilíndrico circular con 

lubricación por anillo suelto, sin partes axiales; modelo ZRZLQ 22-250. 

El árbol de acoplamiento se conectaría directamente a la turbina Pelton haciendo que cuando 

el agua se libera de la canalización descendente, se ponga en movimiento la turbina Pelton y 

esta inercia hace que comience a producirse energía en función del caudal de admisión de agua 

del sistema. 

6.4.8. Infraestructuras de conexión eléctrica 

La tensión de alimentación del generador síncrono seleccionado es de 6 kV (valor coherente 

para este rango de potencias), razón por la que se debe instalar un centro de transformación 

para elevar la tensión desde los 6 kV a los 20 kV. 

En este punto puede valorarse la instalación de un único transformador de 22,5 MVA, dos 

transformadores de 11,3 MVA conectados en paralelo a través de un único embarrado o tres 

transformadores de 7,5 MVA vinculando cada transformador a cada uno de los grupos 

instalados. Debe apuntarse que estos transformadores estarían sobredimensionados en un 25% 

para que, en condiciones normales, no estén operando en sobrecarga. 

La solución de un único transformador presenta la ventaja de la economía de escala. No 

obstante, no se considera una opción adecuada porque en caso de fallo de esta parte de la 

instalación la central de bombeo reversible quedaría inoperativa. Conforme a este 

razonamiento, sólo tendría sentido optar por las opciones de dos transformadores de 11,3 MVA 

o tres transformadores de 7,5 MVA. De estas dos, la opción de instalar dos transformadores de 

11,3 MVA es una buena solución de compromiso ya que en caso de haber problema con una de 

las líneas de salida, al menos se podría mantener operativa la central de bombeo reversible a 

mitad de capacidad. 

De acuerdo con esto, desde las cajas de bornes de conexión de cada generador partirían líneas 

trifásicas que conectarían con un embarrado central. Este embarrado estaría configurado con 
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barras partidas para poder aislar partes del sistema sin necesidad de dejar fuera de servicio en 

complejo al completo. Este embarrado a su vez conectaría con los dos transformadores de  11,3 

MVA estando el primario conectado al embarrado a 6 kV y el secundario a la red eléctrica de 

distribución en media tensión de 20 kV. Las principales características del centro de 

transformación mencionado, son las siguientes: 

Centro de transformación: 

Número de transformadores: 2. 

Tensión del primario: 6 kV. 

Tensión del secundario: 20 kV. 

Potencia unitaria de cada transformador: 11,3 MVA. 

Frecuencia: 50 Hz. 

Grupo de conexión: Dyn11. 

Tipo de transformador: De potencia. Sumergido en Aceite. 

Clase térmica: F. 

Método de enfriamiento: ONAN. 

Regulación de voltaje: OLTC motorizado de 16 pasos con cambiadores de tomas de carga. 

Peso del aceite: Aproximadamente 7.500 kg. 

Peso total del transformador: 28.000 kg. 

 

 
Ilustración 43. Transformador sumergido en aceite de 11 MVA 

Los armarios con toda la aparamenta de mando y protección estarían encapsulada en 

hexafluoruro de Azufre (SF6) debiendo existir, al menos: 

 

- Celda de entrada, salida y seccionamiento: Conjunto de interruptores – seccionadores 

de 20 kV para maniobras con seccionamiento incluido. Esta configuración permite que 

la conexión con el resto de la red se pueda hacer en anillo. Sin embargo, si 

topológicamente en el punto que fuera otorgado para la conexión eléctrica no fuera 

posible dicha configuración y se tuviera que conectar en punta, bastaría con disponer 

una celda de salida con seccionamiento. 
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- Celda de protección a 20 kV: Interruptor – seccionador automático en agente SF6. 

- Celda de medida: Equipada con transformadores de medida de tensión (3) e intensidad 

(3). Los transformadores de medida de tensión se conectarían a la tierra de servicio para 

tomar la referencia de tensión. 

- Celdas de transformadores. Separaciones dentro del centro de transformación. 

- Celda de protección a 6 kV: Interruptor – seccionador automático en agente SF6. 

 
Desde la celda de entrada, salida y seccionamiento partiría una línea en media tensión a 20 kV 

que conectaría con el sistema eléctrico. 

6.4.9. Otras obras civiles 

Además de las instalaciones anteriormente descritas, es necesario el desarrollo de obras civiles 

para la puesta en marcha de los centros de bombeo y turbinado que configuran la instalación. 

Ambos centros se deben localizar en cercanías al depósito inferior haciendo posible que el 

aprovechamiento del salto de agua sea el máximo posible tanto para producir energía eléctrica 

en la fase de turbinado como para evitar pérdidas de carga en la fase de bombeo. 

Cada grupo de bombeo tiene unas dimensiones aproximadas de 5 metros de largo por 3 de 

ancho y 2 de alto. Teniendo en cuenta que se instalan 5 unidades de bombeo de semejante 

potencia y que el espacio que debe existir entre bombas debe ser de como mínimo 1,5 metros 

para facilitar las tareas de mantenimiento, el centro de bombeo tendría una longitud de 

aproximadamente 26 metros por 10 metros de ancho. En lo que a la altura se refiere, tomando 

como referencia las dimensiones de la central de Gorona del Viento (ver imágenes expuestas a 

continuación), la cubierta no debería encontrarse a una altura inferior a los 8 metros, ya no 

tanto por el tamaño de los grupos de bombeo sino simplemente por las necesidades derivadas 

de las canalizaciones de agua que pasan por la sección superior de los grupos de bombeo. 

 
Ilustración 44. Central de bombeo de Gorona del Viento. Imagen 1. 
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Ilustración 45. Central de bombeo de Gorona del Viento. Imagen 2. 

Las dimensiones de la central de turbinación serían algo inferiores. En este caso se instalan 

generadores cuyo tamaño es de 5 metros de largo por 3 metros de ancho, por lo cual se 

requeriría una sala con unas dimensiones de aproximadamente 16,5 metros de largo por 10 

metros de ancho. La altura también debería rondar los 8 metros. 

En las salas de turbinación suele ser común que los grupos se instalen en dos niveles, estando el 

primer nivel bajo rasante. Bajo este primer nivel bajo rasante se suele ubicar la turbina (en este 

caso Pelton), mientras que en la planta sobre rasante se instala el grupo de generación síncrono 

anteriormente comentado. Se ejemplifica esa configuración mediante la siguiente ilustración. 

Tanto para las salas de turbinación como de bombeo (las cuales pueden estar juntas), suele ser 

necesaria la instalación de un puente grúa que facilite las operaciones de mantenimiento de la 

central. 

 
Ilustración 46. Vista en perfil longitudinal de la caverna de generación tipo 
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Ilustración 47. Vista en perfil transversal de la caverna de generación tipo 

La construcción de estos centros de turbinación y bombeo puede realizarse mediante fábrica de 

hormigón y bloques o simplemente mediante una nave industrial de estructura metálica. 

Dentro del propio centro de turbinado se pueden instalar los cuartos que alberguen las 

infraestructuras auxiliares, entre las que destacan la sala de control, la aparamenta de baja y 

media tensión y los sistemas de comunicación. Para todo ello se requeriría de un espacio 

adicional de aproximadamente 10 metros de largo por 5 metros de ancho y 3,2 metros de altura. 

Los transformadores pueden ir instalados a intemperie facilitando con ello las actuaciones de 

mantenimiento que supongan el cambio de estas unidades. 

Otras importantes infraestructuras necesarias para la instalación de estas centrales son los 

caminos y acceso hasta la ubicación de los centros de bombeo y turbinado, los cuales 

dependerían de cómo de acondicionados estuvieran los recorridos hasta llegar a la central. 

6.4.10. Resumen de características de la central 

Se presenta en la siguiente tabla un resumen de las características técnicas específicas de la 

propuesta de central de bombeo reversible de La Laguna de Barlovento – Adehaman. Los datos 

que aquí se exponen parten de los resultados obtenidos a lo largo del apartado 6.4, 

clasificándose la información en subgrupos en los cuales se presentan los datos generales, 

información sobre el ciclo de turbinación y bombeo, caudales, canalizaciones, capacidad de 

almacenamiento energético, generador eléctrico, centro de transformación y obras civiles que 

serían necesarias para llevar a cabo el citado proyecto. 
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CARACTERÍSTICAS TÉCNICAS DE LA CENTRAL LAGUNA DE BARLOVENTO - ADEYAHAMAN 

Detalle Característica técnica 

Datos generales 

Depósito superior Laguna de Barlovento 

Depósito inferior Adeyahaman 

Salto de agua 376 metros 

Reserva ecológica considerada 25% del depósito inferior (Adeyahaman) 

Volumen máximo 340.000 m3 

Volumen utilizable 255.000 m3 

Ciclo de turbinación y bombeo 

Ciclo de turbinación Turbinas tipo Pelton 1 jet libre 

Potencia de turbinación 3 x 5 MW 

Ciclo de bombeo Sistema Multietapa RDLP DN 350-1350 

Potencia de bombeo 5 x 3 MW 

Caudales 

Caudal de tubería descendente 4,53 m3/s 

Caudal de tubería ascendente 4,78 m3/s 

Caudal unitario de aspiración en 
turbinación 

1,51 m3/s 

Caudal unitario de aspiración en bombeo 0,96 m3/s 

Canalizaciones 

Tubo descendente 
Tubería de acero estirado sin costura y galvanizado de 
1,20 m de diámetro. 

Tubo ascendente 
Tubería de acero estirado sin costura y galvanizado de 
1,23 m de diámetro. 

Longitud de las canalizaciones 2.300 metros 

Aspiración de grupos de turbinado 
Disposición en paralelo. Conexión de tres tubos de 0,69 
m de diámetro. 

Aspiración de grupos de bombeo 
Disposición en paralelo. Conexión de tres tubos de 0,55 
m de diámetro. 

Pérdidas de carga en canalización de 
turbinación 

5,04 metros 

Pérdidas de carga en canalización de 
bombeo 

4,90 metros 

Capacidad de almacenamiento energético 

Energía máxima acumulable 260,49 MWh 

Horas útiles de turbinado 15,67 horas 

Horas útiles de bombeo 14,81 horas 

Generador eléctrico 

Tipo Generador síncrono trifásico, sin escobillas 

Tensión 6 kV 

Frecuencia 50 Hz 

Temperatura ambiente admisible 40 ⁰C 

Forma constructiva IM 7212 – Horizontal (IEC 60034-7) 

Protección: IP 23 

Refrigeración IC 81 W 

Protección antiparasitaria Grado N (VDE-0875) 

Servicio Si-Continuo 

Sentido de giro Contrario a las agujas del reloj (visto desde el lado 
acoplamiento) 

Potencia aparente 5.880 kVA 

Potencia activa 4.998 kW 

Conexión Estrella 

Intensidad 565 A 
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Datos de excitación 108 V – 101 A 

Tipo de rotor Polos salientes 

Velocidad nominal 1200 rpm 

Velocidad de embalamiento 1900 rpm – 10 minutos 

Aislamiento Clase Clase: F 

Calentamiento Clase Clase: B 

Tipo de rotor Polos salientes 

Longitud 5,3 metros 

Ancho 3,0 metros 

Altura 3,5 metros 

Centro de transformación 

Número de transformadores 2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del secundario 20 kV 

Potencia unitaria de cada transformador 11,3 MVA 

Frecuencia 50 Hz 

Grupo de conexión Dyn11 

Tipo de transformador De potencia. Sumergido en Aceite 

Clase térmica F 

Método de enfriamiento ONAN 

Regulación de voltaje OLTC motorizado de 16 pasos con cambiadores de tomas 
de carga 

Peso del aceite Aproximadamente 7.500 kg 

Peso total del transformador 28.000 kg 

Número de transformadores 2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del secundario 20 kV 

Longitud 4,5 metros 

Ancho 2,0 metros 

Altura 2,5 metros 

Obras civiles 

Centro de turbinado 16,5 x 10 x 8 metros (L x A x Al)     

Centro de bombeo 26 x 10 x 8 metros (L x A x Al) 

Servicios auxiliares 10 x 5 x 3,2 metros (L x A x Al) 
Tabla 26. Características técnicas de la central Laguna de Barlovento – Adeyahaman 

6.4.11. Análisis energético de la solución propuesta 

Para finalizar el estudio relativo a esta propuesta de central, en el presente apartado se realiza 

una simulación energética para determinar el impacto que tendría la central de la Laguna de 

Barlovento – Adeyahaman sobre el sistema eléctrico de la isla de La Palma, empleando para ello 

el software libre EnergyPLAN. Como situación de referencia se toma la estimación de demanda 

de energía eléctrica así como la potencia renovable prevista según las proyecciones propuestas 

en el ámbito del Plan de Transición Energética de Canarias 2030. 

En base a esto, los datos de partida empleados son los siguientes:  

DATOS DE PARTIDA LA PALMA 2030 

Demanda 
eléctrica 
[GWh] 

Pot. 
térmica 
[MW] 

Pot. 
eólica 
[MW] 

Pot. FV 
[MW] 

Pot. FV 
autoconsumo 

[MW] 

Pot. FV 
offshore 

[MW] 

Pot. 
hidráulica 

[MW] 

Pot. 
geotérmica 

[MW] 

Pot. 
biogás 
[MW] 

215,95 54,6 56,8 28,6 10,4 0,9 0,8 10 0,4 

Tabla 27. Datos de partida La Palma 2030 
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Estos valores serán los mismos para todas las centrales, los únicos que cambiarán son los de las 

centrales de hidrobombeo propiamente dichas (potencia y energía almacenable). En este caso, 

se tiene una potencia de 15 MW de bombas y turbinas, y una capacidad de almacenamiento 

de 260,49 MWh. 

A la demanda eléctrica expuesta en la tabla anterior, en la que ya se han tenido en cuenta las 

medidas de eficiencia energética y mecanismos de gestión de demanda, hay que sumar el 

consumo que va a suponer, también, la demanda de los vehículos eléctricos previstos en la isla. 

Dicha demanda asciende a 17,232 GWh, por lo que, finalmente, la demanda ascendería a 

233,18 GWh. Este valor también va a ser común para las otras tres centrales propuestas. 

En el siguiente gráfico se presentan los datos de la demanda eléctrica de la isla y la producción 

de electricidad de los diferentes grupos de generación en medias horarias mensuales prevista 

en 2030, incluyendo la central la Laguna de Barlovento - Adeyahaman. 

 

Gráfica 9. Demanda y generación mensual eléctrica en La Palma 2030. Central Laguna de Barlovento – Adeyahaman  

Como puede verse en el gráfico, las energías renovables predominantes son la eólica terrestre 

y la geotermia, seguida de la fotovoltaica. La aportación de la geotermia durante todo el año es 

más regular, lo que favorece a la estabilidad del sistema al tratarse de una energía renovable 

completamente gestionable. No ocurre lo mismo con la eólica y la fotovoltaica que reducen su 

producción en algunos meses del año (sobre todo en otoño y también en invierno, en el caso de 

la fotovoltaica), siendo máxima durante la primavera y el verano, ya que el alisio sopla con más 

fuerza y la irradiación solar también es mayor. Por ese motivo, la producción de hidrógeno 

también se maximiza en esos meses; esto es, toda la energía eólica y fotovoltaica producida que 

no puede inyectarse a la red por estar la demanda eléctrica cubierta, se emplea para ese fin, 

evitando, así, que se produzcan vertidos de energía renovable no gestionable. En este caso 

concreto, se destinarían 175,30 GWh para la producción de 3.267 toneladas de H2 verde anuales 

mediante 18 MW de electrolizadores que se instalarían en la isla para tal fin. 

La energía convencional, está operando en valores de mínimo técnico durante todo el año, 

excepto en los de verano, en los que su producción aumenta para mantener la estabilidad del 
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sistema, ya que la generación renovable no gestionable es máxima y también disminuyen las 

renovables gestionables (geotérmica y biomasa).  

La producción de la central de hidrobombeo, por su parte, es bastante regular durante todo el 

año, siendo mayor en verano para poder almacenar la energía renovable no gestionable que no 

puede inyectarse a la red ni emplearse para producir hidrógeno.  

De este modo, se mantiene un balance energético estable en la isla con una aportación de 

energía renovable muy elevada no solamente en términos mensuales, sino también anual. 

 

Gráfica 10. Cobertura anual de demanda eléctrica La Palma 2030. Central Laguna de Barlovento – Adeyahaman 

Como puede verse, la demanda eléctrica cubierta con energías renovables es del 60,2%, siendo 

la geotermia la tecnología renovable con mayor aportación al mix eléctrico, lo que proporciona 

una mayor estabilidad y robustez al sistema de la isla, al tratarse de una energía completamente 

gestionable. 

La turbinación alcanza valores similares a los de la eólica, pero hay que tener en cuenta que su 

contribución no es únicamente la de suministrar energía sino también prestar servicios de 

regulación y ajustes del sistema, entre otros, como se detalla en el apartado 6.1. 

 

6.5. Central Laguna de Barlovento – Bediesta 

6.5.1. Capacidad de almacenamiento 

La central de bombeo reversible estaría formada por los embalses de Laguna de Barlovento 

(3.120.000 m3) y Bediesta (180.000 m3), siendo el volumen de esta última la usada como 

referencia para realizar las estimaciones energéticas, por ser la de menor capacidad.   

Al igual que en el caso anterior, debe mantenerse una reserva ecológica del 25% que garantice 

la disponibilidad de agua para otros fines diferentes al energético, y la conservación de los 
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ecosistemas naturales de la zona; por lo tanto, la cantidad de agua máxima que podría ser usada 

a efectos de almacenamiento energético en esta alternativa será de 135.000 m3.  

6.5.2. Selección del tipo de sistema de bombeo y turbinación 

Al igual que en el caso anterior, en éste se va a optar por la instalación de grupos de bombeo y 

turbinación diferenciados ya que dicha solución es técnicamente más sencilla y permite acceder 

a un catálogo de fabricantes más amplio, además de permitir la turbinación y el bombeo 

simultáneos, lo que proporciona una mayor capacidad a la central para proveer servicios de 

reserva primaria, secundaria o terciaria.  

6.5.3. Número de unidades de turbinación y bombeo 

Manteniendo los mismos criterios técnicos descritos y justificados en el apartado 6.4.3, se 

debería optar por unidades que se encuentren en el rango de los 4-6 MW de potencia, de modo 

que haya una coherencia con el tamaño de la mayor parte de las unidades disponibles en la 

actualidad en el sistema eléctrico de La Palma (ver Tabla 3). 

Por tanto, se considera que una solución óptima para esta central sería disponer de 3 unidades 

de turbinación de 4 MW y 4 unidades de bombeo de 3 MW.  

6.5.4. Selección de turbinas y bombas hidráulicas 

Para determinar los tipos de turbina y de grupo de bombeo que debería ser instalado primero 

es necesario estimar el caudal máximo. En el caso del turbinado, su caudal máximo se estima a 

partir del salto de agua previsto (415 metros), la potencia de la turbina Pelton tipo (3 x 4 MW), 

el peso específico del agua (9,81 kN/m3) y el rendimiento global de la turbinación que se fija en 

un 90%.  

Por su parte, para el cálculo del bombeo, se parte de los mismos datos sólo cambiendo la 

potencia de bombeo (4 x 3 MW) y el rendimiento de bombeo que suele ser ligeramente inferior 

(en este caso del 85%). A partir de la siguiente expresión, se obtiene el caudal máximo unitario 

de turbinación y bombeo: 

끫뢈끫뢎 =
끫뢆끫롶끫뢶 ∗ 끫뷼 ∗ 끫뢤 =

4.000

415 ∗ 9,81 ∗ 0,9
= 1,09끫뢴3 끫뢬�     (끫뢤 = 0,9) 

끫뢈끫롪 =
끫뢆끫롶끫뢶 ∗ 끫뷼 ∗ 끫뢤 =

3.000

415 ∗ 9,81 ∗ 0,85
= 0,86 끫뢴3 끫뢬�      (끫뢤 = 0,85) 

Por tanto, se determina que para una turbina de 4 MW se necesitaría de un caudal de 1,09 

m3/s mientras que para un grupo de bombeo de 3 MW el caudal de agua sería de 0,86 m3/s.  
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Ilustración 48. Rango funcional de turbinas hidráulicas. Fuente: Escher-Wyss 

En este caso, el tipo de turbina requerida para este proyecto sería la Pelton, o de chorro libre, 

con un único inyector, como la mostrada en la Ilustración 36. 

Para la etapa de bombeo habría que acudir a soluciones multietapa para alcanzar alturas de 

impulsión superiores a los 400 metros. Una de estas opciones tecnológicas podría ser la bomba 

mostrada en la Ilustración 37 (gama KSB RDLP DN 350-1350). Su rango de funcionamiento en 

cuanto a caudal y presión, se ajusta a las necesidades en la central propuesta. 

 
Ilustración 49. Rango funcional de bombas hidráulicas. Fuente: KSB 

Es importante matizar que para todo el recorrido desde el depósito superior de Laguna de 

Barlovento hasta la central de turbinado únicamente llegaría una canalización cuyo caudal 

máximo sería de 3,27 m3/s. Ya en proximidad a la central de turbinación se instalaría un difusor 

que alimentaría en paralelo las 3 turbinas hidráulicas que serían instaladas (caudal unitario de 

1,09 m3/s). De igual forma, el tubo ascendente de salida del bombeo sería de 3,44 m3/s pero en 

proximidad al grupo de bombeo existiría un difusor que garantizaría la conexión en paralelo de 

las cuatro bombas (caudal unitario de 0,86 m3/s).  
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6.5.5. Horas útiles de turbinado y bombeo 

Adicionalmente, usando como referencia el caudal máximo de turbinación y bombeo es posible 

estimar la horas útiles de turbinado y bombeo máximas. Se estima mediante la siguiente 

expresión matemática: 

끫롶끫뢎 =
135.000

3,27
∗ 1

3.600
= 11,47 ℎ끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

끫롶끫롪 =
135.000

3,44
∗ 1

3.600
= 10,90 ℎ끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Considerando la reserva ecológica del 25% y asumiendo la situación en la cual el caudal de 

operación es máximo (3,44 m3/s), el sistema podría operar a pleno rendimiento durante algo 

más de 10 horas. Por lo tanto, se puede considerar suficiente con una reserva de 9 horas de 

operación, aproximadamente, de modo que haya margen para no alcanzar el volumen límite de 

agua almacenada establecido en el depósito.  

6.5.6. Pre-dimensionado de canalizaciones 

Una vez dimensionado el grupo compuesto por turbinas y bombas, y conocidos los requisitos de 

caudal de alimentación tanto para las fases de turbinado como de bombeo, es posible 

dimensionar el tamaño de la tubería que conecta los dos embalses pasando en su parte más 

baja por la central de turbinación. 

Para calcular el diámetro de las tuberías se parte de la siguiente ecuación: 

끫롨 =
끫뢈끫룀 → 끫븖끫뢦2 =

끫뢈끫룀 → 끫롮 = �4 · 끫뢈끫븖 · 끫룀 

El valor de la velocidad del fluido dentro de la tubería se fija entre 3 y 5 m/s, para asegurar su 

correcto funcionamiento. Tomando como valor v = 4m/s (valor aceptable según el tipo de 

turbina preseleccionado), se obtienen los siguientes resultados para los diámetros de las 

tuberías forzadas, descendente (turbinado) y ascendente (bombeo): 

끫롮끫뢢끫뢤끫룀끫뢢. = �4 · 3,27끫븖 · 4
= 1,02 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

끫롮끫뢜끫룀끫뢢. = �4 · 3,44끫븖 · 4
= 1,04 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Por tanto, el tramo que desciende desde Laguna de Barlovento hasta la central de turbinado 

debería tener un diámetro de 1,02 metros, mientras que el tramo desde la central de bombeo 

hasta el depósito de Laguna de Barlovento debería tener un diámetro de 1,04 metros. 

De la misma forma, la aspiración de cada turbina también debe ser dimensionada, aplicándose 

la misma expresión: 
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끫롮끫룂끫룄끫룀. = �4 · 1,09끫븖 · 4
= 0,59 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Por ello, cada tramo de aspiración configurado para la etapa de turbinación debería tener unas 

dimensiones de 0,59 metros de diámetro. 

También se estima a continuación el diámetro de las tuberías de aspiración para los grupos de 

bombeo: 

끫롮끫뢞끫뢞끫뢴끫뢞끫뢤끫뢞 = �4 · 0,86끫븖 · 4
= 0,52 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Así pues, la aspiración de cada grupo de bombeo sería de 0,52 metros de diámetro. 

En el caso de la central propuesta entre las balsa de La Laguna y Bediesta ocurre algo similar al 

caso anterior, ya que es la balsa que se encuentra justo al lado de la de Adeyahaman. Para esta 

opción, la distancia entre las balsas es de unos 2,7 km y entorno al kilómetro 2,17 de La Laguna, 

habría que atravesar el Barranco de la Herradura para llegar a la balsa de Bediesta. Al igual que 

se planteó en el caso anterior, podría trazarse un tramo aéreo para salvar ese escollo, que 

tendría una distancia de, aproximadamente, 1 kilómetro, o recorrer el barranco con el desnivel 

previsto asumiendo una pérdida de carga derivada de este paso. 

En principio la depresión del Barranco de La Herradura no afectaría drásticamente ya que la 

presión objetivo se ha definido por diferencia de cotas de altura entre ambos depósitos, es decir, 

la pérdida de presión que se produce en el remonte de la ladera de este barranco queda 

compensada por el aumento de la presión que se origina al aumentar la diferencia de cota de 

altura entre Laguna de Barlovento y el fondo del Barranco de La Herradura.  
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Ilustración 50. Distancia y perfil de elevación entre las balsas de Laguna de Barlovento y Bediesta 

 

La distancia total de la canalización entre los dos depósitos es de unos 2.500 metros según los 

cálculos realizados. 

Teniendo en cuenta la altura de rugosidad, ε, (Tabla 26) y el tipo de terreno se ha optado por el 

uso de tuberías de acero estirado sin costura y galvanizado.   

Adicionalmente, se debe conocer el número de Reynolds, obtenido mediante la siguiente 

expresión: 

끫뢊끫뢤 =  
끫룀 ∙ 끫롮끫뢒끫뢺끫뢺끫뢺  

Aplicando esta ecuación se obtiene que el número de Reynolds para un caudal de 3,27 m3/s 

(11.772 m3/h), un diámetro interior de 1.020 mm y una temperatura del agua de 15 ⁰C sería de 

3.580.485. La velocidad del agua en esta tubería sería de 4,0 m/s y se tendría un tipo de flujo 

turbulento. 

El cálculo de las pérdidas de carga por fricción se realiza mediante la ecuación de Darcy-

Wiesbach y la ecuación de Colebrook: 

ℎ끫뢦 = 끫뢦 끫롾끫롮 끫룀22끫뢜 

1끫뢦1 2� = −2끫뢬끫뢺끫뢜 �끫븀 끫롮�
3,7

+
2,51끫뢊끫뢤끫롮끫뢦1 2� � 

Sabiendo que la altura de rugosidad para este tipo de tubo es de 0,150 mm, el diámetro del tubo 

para turbinación es de 1,02 metros, que la velocidad del agua en su interior es de 4,0 m/s y que 

el número de Reynolds sería de 3.580.485, se estima a través de la ecuación de Colebrook el 

factor de fricción, 끫뢦 , el cual asciende a 0,013279711163883946. 

Las pérdidas por fricción para la tubería de turbinación serían las que se muestran a 

continuación: 

ℎ끫뢦끫뢎 = 끫뢦 끫롾끫롮 끫룀22끫뢜 =  0,013279711163883946 ∙ 2.500

1,02
∙ 4,0

2 ∙ 9,81
= 6,64 끫뢴 

Por tanto, las pérdidas de presión por fricción totales que se tendrían en la tubería de 

turbinación serían de 6,64 metros. Estas pérdidas son normales teniendo en cuenta el tipo de 
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turbina seleccionada, por lo que se puede decir que el dimensionamiento realizado es 

coherente. 

Para la canalización ascendente (bombeo), el proceso de cálculo es exactamente el mismo, sólo 

cambiando el caudal que ahora sería de 3,44 m3/s (12.384 m3/h) y el diámetro interior del tubo 

que sería de 1,04 metros. El número de Reynolds sería, en esta ocasión, de 3.694.192 con una 

velocidad del agua en la tubería de 4,05 m/s y un flujo turbulento. Así, el factor de fricción 

obtenido sería de 0,0132248253303856. 

Las pérdidas por fricción para la tubería de bombeo serían las que se muestran a continuación: 

ℎ끫뢦끫롪 = 끫뢦 끫롾끫롮 끫룀22끫뢜 =  0,0132248253303856 ∙ 2.500

1,04
∙ 4,05

2 ∙ 9,81
=  6,56 끫뢴 

Por tanto, las pérdidas de presión por fricción totales que se tendrían para la tubería de 

bombeo serían de 6,56 metros.  

La disposición de estas tuberías sería semejante a la mostrada en la Ilustración 37, empleada en 

la central hidroeólica Gorona del Viento. 

6.5.7. Generador eléctrico 

A continuación se describen las principales características del generador eléctrico que debería 

ser instalado. Se trata del mismo generador seleccionado en el caso de la central anterior, pero 

ajustando la potencia a 4 MW: 

Generador síncrono trifásico: 

Tipo: Generador síncrono trifásico, sin escobillas. 
Tensión: 6 kV. 
Frecuencia: 50 Hz. 
Temperatura ambiente admisible: 40 ⁰C. 
Forma constructiva: IM 7212 – Horizontal (IEC 60034-7). 
Protección: IP 23. 
Refrigeración: IC 81 W. 
Protección antiparasitaria: Grado N (VDE-0875). 
Servicio: Si-Continuo. 
Sentido de giro: Contrario a las agujas del reloj (visto desde el lado acoplamiento). 
Potencia aparente: 4.705 kVA. 
Potencia activa: 3.998 kW. 
Conexión: Estrella. 
Intensidad: 460 A. 
Datos de excitación: 108 V – 101 A. 
Tipo de rotor: Polos salientes. 
Velocidad nominal: 1200 rpm. 
Velocidad de embalamiento: 1900 rpm – 10 minutos. 
Aislamiento Clase: F. 
Calentamiento Clase: B. 
Rendimientos: 
                                           Factor de potencia 
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                                           0.85              1.0 (85% Sn) 
         100%                        97,0               97,6 
           75%                        96,8               97,3 
           50%                        96,0               96,4 
           25%                        93,3               93,6 
 
Al igual que el generador descrito en el apartado 6.4.7, se trataría de unidades con una longitud 

de 5,3 metros, un ancho de unos 3 metros y una altura de 3,5 metros. El generador se instalaría 

sobre una bancada de 4,2 metros que contaría con amortiguadores para reducir vibraciones y 

ruidos en su normal funcionamiento. 

 
Para la manipulación del conjunto, la bancada dispone de 8 orejetas con sendos agujeros para 

engarzar los dispositivos de elevación y manipulación.  

El sistema de refrigeración del generador consiste en dos intercambiadores de calor aire/agua 

dulce redundantes, montados en un bastidor sobre la propia carcasa de la máquina. Para la 

correcta refrigeración de la máquina uno de los intercambiadores de calor ha de ser alimentado 

con un caudal de agua de 20.0 m3/h, a una presión de trabajo de 6 kg/cm2, mientras el otro 

permanece como intercambiador de reserva. El aire de refrigeración circula por el interior de la 

máquina impulsado mediante un ventilador interior montado en el lado de acoplamiento. 

Para permitir el giro del rotor, el generador está equipado con tres cojinetes de deslizamiento 

de pedestal, lubricados por circulación de aceite. En el lado de accionamiento dispone de un 

cojinete de deslizamiento de pedestal, lubricado por recirculación de aceite con refrigeración 

externa, agujero cilíndrico circular con lubricación por anillo suelto, parte axial con superficies 

trapezoidales; modelo ZRZLK 28-315, entre el generador y el volante de inercia dispone de 

cojinete de deslizamiento de pedestal, aislado, lubricado por recirculación de aceite con 

refrigeración externa, agujero cilíndrico circular con lubricación por anillo suelto, sin partes 

axiales; modelo ZRZLQ 22-280, que se denominará cojinete intermedio, y, finalmente, en el lado 

opuesto al accionamiento cuenta con un cojinete de deslizamiento de pedestal, aislado, 

lubricado por recirculación de aceite con refrigeración externa, agujero cilíndrico circular con 

lubricación por anillo suelto, sin partes axiales; modelo ZRZLQ 22-250. 

El árbol de acoplamiento se conectaría directamente a la turbina Pelton haciendo que cuando 

el agua se libera de la canalización descendente, se ponga en movimiento la turbina Pelton y 

que su inercia comience a producir energía en función del caudal de admisión de agua del 

sistema. 

6.5.8. Infraestructuras de conexión eléctrica 

La tensión de alimentación del generador síncrono seleccionado es de 6 kV (valor coherente 

para este rango de potencias), razón por la que se debe instalar un centro de transformación 

para elevar la tensión desde los 6 kV a los 20 kV. 

En este caso, se pueden adoptar los mismos criterios descritos en el apartado 6.4.8.  
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6.5.9. Otras obras civiles 

La instalación y puesta en marcha de las estaciones de bombeo y turbinado así como de las 

tuberías y demás componentes requeridos para la central, necesitarán del desarrollo de 

importantes obras civiles que deberán, en cualquier caso, minimizar los posibles impactos 

negativos que puedan tener sobre el territorio. Las estaciones de bombeo y turbinado deben 

situarse próximas al depósito inferior haciendo posible que el aprovechamiento del salto de 

agua sea el máximo posible tanto para producir energía eléctrica en la fase de turbinado como 

para evitar pérdidas de carga en la fase de bombeo. 

Cada grupo de bombeo tiene unas dimensiones aproximadas de 5 metros de largo por 3 de 

ancho y 2 de alto. Teniendo en cuenta que se instalan 4 unidades de bombeo y que el espacio 

que debe existir entre bombas debe ser de como mínimo 1,5 metros para facilitar las tareas de 

mantenimiento, la estación de bombeo tendría una longitud de aproximadamente 22 metros 

por 12 metros de ancho. En lo que a la altura se refiere, tomando como referencia las 

dimensiones de la central de Gorona del Viento, la cubierta no debería encontrarse a una altura 

inferior a los 8 metros, ya no tanto por el tamaño de los grupos de bombeo sino simplemente 

por las necesidades derivadas de las canalizaciones de agua que pasan por la sección superior 

de los mismos. 

Las dimensiones de la central de turbinación serían algo inferiores. En este caso se instalan 

generadores cuyo tamaño es de 5 metros de largo por 3 metros de ancho, por lo cual se 

requeriría una sala con unas dimensiones de aproximadamente 16,5 metros de largo por unos 

10 metros de ancho. La altura también debería rondar los 8 metros. 

En las salas de turbinación suele ser común que los grupos se instalen en dos niveles, estando el 

primer nivel bajo rasante. Bajo este primer nivel bajo rasante se suele ubicar la turbina (en este 

caso Pelton), mientras que en la planta sobre rasante se instala el grupo de generación síncrono 

anteriormente comentado. Se ejemplifica esa configuración mediante la siguiente ilustración. 

La construcción y disposición de las estaciones, así como de sus infraestructuras auxiliares, son 

las descritas en el apartado 6.4.9.  

6.5.10. Resumen de características de la central 

Se presenta en la siguiente tabla un resumen de las características técnicas específicas de la 

propuesta de central de bombeo reversible de La Laguna de Barlovento – Bediesta.  

CARACTERÍSTICAS TÉCNICAS DE LA CENTRAL LAGUNA DE BARLOVENTO - BEDIESTA 

Detalle Característica técnica 

Datos generales 

Depósito superior Laguna de Barlovento 

Depósito inferior Bediesta 

Salto de agua 415 metros 

Reserva ecológica considerada 25% del depósito inferior (Bediesta) 

Volumen máximo 180.000 m3 

Volumen utilizable 135.000 m3 

Ciclo de turbinación y bombeo 
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Ciclo de turbinación Turbinas tipo Pelton 1 jet libre 

Potencia de turbinación 3 x 4 MW 

Ciclo de bombeo Sistema Multietapa RDLP DN 350-1350 

Potencia de bombeo 4 x 3 MW 

Caudales 

Caudal de tubería descendente 3,27 m3/s 

Caudal de tubería ascendente 3,44 m3/s 

Caudal unitario de aspiración en 
turbinación 

1,09 m3/s 

Caudal unitario de aspiración en bombeo 0,86 m3/s 

Canalizaciones 

Tubo descendente 
Tubería de acero estirado sin costura y galvanizado de 
1,02 m de diámetro. 

Tubo ascendente 
Tubería de acero estirado sin costura y galvanizado de 
1,04 m de diámetro. 

Longitud de las canalizaciones 2.500 metros 

Aspiración de grupos de turbinado 
Disposición en paralelo. Conexión de tres tubos de 0,59 
m de diámetro. 

Aspiración de grupos de bombeo 
Disposición en paralelo. Conexión de tres tubos de 0,52 
m de diámetro. 

Pérdidas de carga en canalización de 
turbinación 

6,64 metros 

Pérdidas de carga en canalización de 
bombeo 

6,56 metros 

Capacidad de almacenamiento energético 

Energía máxima acumulable 152,21 MWh 

Horas útiles de turbinado 11,47 horas 

Horas útiles de bombeo 10,90 horas 

Generador eléctrico 

Tipo Generador síncrono trifásico, sin escobillas 

Tensión 6 kV 

Frecuencia 50 Hz 

Temperatura ambiente admisible 40 ⁰C 

Forma constructiva IM 7212 – Horizontal (IEC 60034-7) 

Protección: IP 23 

Refrigeración IC 81 W 

Protección antiparasitaria Grado N (VDE-0875) 

Servicio Si-Continuo 

Sentido de giro Contrario a las agujas del reloj (visto desde el lado 
acoplamiento) 

Potencia aparente 4.705 kVA 

Potencia activa 3.998 kW 

Conexión Estrella 

Intensidad 565 A 

Datos de excitación 108 V – 101 A 

Tipo de rotor Polos salientes 

Velocidad nominal 1200 rpm 

Velocidad de embalamiento 1900 rpm – 10 minutos 

Aislamiento Clase Clase: F 

Calentamiento Clase Clase: B 

Tipo de rotor Polos salientes 

Longitud 5,3 metros 

Ancho 3,0 metros 

Altura 3,5 metros 
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Centro de transformación 

Número de transformadores 2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del secundario 20 kV 

Potencia unitaria de cada transformador 11,3 MVA 

Frecuencia 50 Hz 

Grupo de conexión Dyn11 

Tipo de transformador De potencia. Sumergido en Aceite 

Clase térmica F 

Método de enfriamiento ONAN 

Regulación de voltaje OLTC motorizado de 16 pasos con cambiadores de tomas 
de carga 

Peso del aceite Aproximadamente 7.500 kg 

Peso total del transformador 28.000 kg 

Número de transformadores 2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del secundario 20 kV 

Longitud 4,5 metros 

Ancho 2,0 metros 

Altura 2,5 metros 

Obras civiles 

Centro de turbinado 16,5 x 10 x 8 metros (L x A x Al) 

Centro de bombeo 22 x 12 x 8 metros (L x A x Al) 

Servicios auxiliares 10 x 5 x 3,2 metros (L x A x Al) 
Tabla 28. Características técnicas de la central Laguna de Barlovento – Bediesta 

6.5.11. Análisis energético de la solución propuesta 

En este caso, partiendo de los datos expuestos en la Tabla 27 y teniendo en cuenta que la central 

Laguna de Barlovento – Bediesta tendría una potencia de 12 MW y una capacidad de 

almacenamiento de 152,21 MWh, se obtiene una cobertura de demanda con energías 

renovables ligeramente inferior a la del caso anterior, ya que esta central es algo más pequeña, 

tanto en potencia como en capacidad de almacenamiento.  

El balance eléctrico en promedio mensual sería el siguiente: 

 

Gráfica 11. Demanda y generación mensual eléctrica en La Palma 2030. Central Laguna de Barlovento – Bediesta 



 

Estudio técnico y económico de centrales de 
bombeo reversible en La Palma 

 

101 
 

Como puede verse, el balance eléctrico obtenido, tanto en promedio mensual como anual, es 

muy similar al anterior, diferenciándose en la participación de la las energías renovables, que 

cambia ligeramente al hacerlo los valores de la central de hidrobombeo. Al igual que en el caso 

anterior, la producción de hidrógeno se maximiza en los meses en los que la generación eléctrica 

producida con eólica y fotovoltaica es más alta, destinando la energía que no puede inyectarse 

a la red a ese fin, evitando, de ese modo, que se produzcan vertidos de energía renovable no 

gestionable. Los resultados de la simulación indican que se destinarían 184,55 GWh para la 

producción de 3.439 toneladas de H2 verde anuales mediante 18,9 MW de electrolizadores que 

se instalarían en la isla para tal fin. Como la central de hidrobombeo es algo menor que la 

anterior, se produce más energía excedentaria para producir hidrógeno ya que la capacidad de 

almacenamiento es inferior. 

El comportamiento del resto de tecnologías incluidas en el sistema eléctrico es igual al descrito 

en el caso anterior. 

La cobertura de demanda en términos anuales, por tecnología de generación, se muestra en la 

siguiente gráfica. Como puede verse, la demanda eléctrica cubierta con energías renovables es 

del 57,74%, siendo la geotermia la tecnología renovable con mayor aportación al mix eléctrico 

con casi un 32,4%, proporcionando una mayor estabilidad y robustez al sistema eléctrico de la 

isla, por tratarse de una energía completamente gestionable. 

La turbinación baja un poco respecto al caso anterior, lo cual es lógico si se tiene en cuenta que 

esta central tiene una potencia y capacidad de almacenamiento inferior a la formada por Laguna 

de Barlovento – Adeyahaman, aunque, como ya se ha comentado, la importancia de estas 

centrales radica también en su contribución a los servicios de regulación y ajustes del sistema, 

entre otros, como se detalla en el apartado 6.1. 

 

Gráfica 12. Cobertura anual de demanda eléctrica La Palma 2030. Central Laguna de Barlovento – Bediesta 
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6.6. Central Gánigo – Vicario 

6.6.1. Capacidad de almacenamiento 

La central de bombeo reversible estaría formada por el futuro embalse cuya instalación se prevé 

en la zona conocida como Casas del Gánigo (150.000 m3) y el que está casi finalizado, conocido 

como Vicario (1.500.000 m3).   

Al igual que en el caso anterior, debe mantenerse una reserva ecológica del 25% que garantice 

la disponibilidad de agua para otros fines diferentes al energético; por lo tanto, la cantidad de 

agua máxima que podría ser usada a efectos de almacenamiento energético en esta alternativa 

será de 112.500 m3.  

6.6.2. Selección del tipo de sistema de bombeo y turbinación 

Al igual que en los casos anteriores, en éste se va a optar por la instalación de grupos de bombeo 

y turbinación diferenciados ya que dicha solución es técnicamente más sencilla y permite 

acceder a un catálogo de fabricantes más amplio, además de permitir la turbinación y el bombeo 

simultáneos, lo que proporciona una mayor capacidad a la central para proveer servicios de 

reserva primaria, secundaria o terciaria.  

6.6.3. Número de unidades de turbinación y bombeo 

Manteniendo los mismos criterios técnicos descritos y justificados en el apartado 6.4.3, se 

debería optar por unidades que se encuentren en el rango de los 4-6 MW de potencia, de modo 

que haya una coherencia con el tamaño de la mayor parte de las unidades disponibles en la 

actualidad en el sistema eléctrico de La Palma (ver Tabla 3). 

Por tanto, se considera que una solución óptima para esta central sería disponer de 3 unidades 

de turbinación de 5 MW y 5 unidades de bombeo de 3 MW.  

6.6.4. Selección de turbinas y bombas hidráulicas 

En caudal máximo de turbinado, se estima a partir del salto de agua previsto (685 metros), la 

potencia de la turbina Pelton tipo (3 x 5 MW), el peso específico del agua (9,81 kN/m3) y el 

rendimiento global de la turbinación que se fija en un 90%.  

En el caso del bombeo, se parte de los mismos datos cambiendo la potencia (5 x 3 MW) y el 

rendimiento de bombeo que suele ser ligeramente inferior (en este caso del 85%).  

끫뢈끫뢎 =
끫뢆끫롶끫뢶 ∗ 끫뷼 ∗ 끫뢤 =

5.000

685 ∗ 9,81 ∗ 0,9
= 0,83끫뢴3 끫뢬�     (끫뢤 = 0,9) 

끫뢈끫롪 =
끫뢆끫롶끫뢶 ∗ 끫뷼 ∗ 끫뢤 =

3.000

685 ∗ 9,81 ∗ 0,85
= 0,52 끫뢴3 끫뢬�      (끫뢤 = 0,85) 

Por tanto, se determina que para una turbina de 5 MW se necesitaría de un caudal de 0,83 

m3/s mientras que para un grupo de bombeo de 3 MW el caudal de agua sería de 0,52 m3/s.  
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Ilustración 51. Rango funcional de turbinas hidráulicas. Fuente: Escher-Wyss 

En este caso, el tipo de turbina requerida para este proyecto sería la Pelton, o de chorro libre, 

con un único inyector, como la mostrada en la Ilustración 36. 

Para la etapa de bombeo habría que acudir a soluciones multietapa para alcanzar alturas de 

impulsión superiores a los 600 metros. Una de estas opciones tecnológicas podría ser la bomba 

mostrada en la Ilustración 37 (gama KSB RDLP DN 350-1350). Su rango de funcionamiento en 

cuanto a caudal y presión, se ajusta a las necesidades en la central propuesta. 

 
Ilustración 52. Rango funcional de bombas hidráulicas. Fuente: KSB 

Para todo el recorrido desde el depósito superior de Gánigo hasta la central de turbinado 

únicamente llegaría una canalización cuyo caudal máximo sería de 2,49 m3/s. Ya en proximidad 

a la central de turbinación se instalaría un difusor que alimentaría en paralelo las 3 turbinas 

hidráulicas que serían instaladas (caudal unitario de 0,83 m3/s). De igual forma, el tubo 
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ascendente de salida del bombeo sería de 2,60 m3/s pero en proximidad al grupo de bombeo 

existiría un difusor que garantizaría la conexión en paralelo de las cinco bombas (caudal unitario 

de 0,52 m3/s).  

6.6.5. Horas útiles de turbinado y bombeo 

Adicionalmente, usando como referencia el caudal máximo de turbinación y bombeo es posible 

estimar la horas útiles de turbinado y bombeo máximas. Se estima mediante la siguiente 

expresión matemática: 

끫롶끫뢎 =
112.500

2,49
∗ 1

3.600
= 12,55 ℎ끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

끫롶끫롪 =
112.500

2,60
∗ 1

3.600
= 12,01 ℎ끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Considerando la reserva ecológica del 25% y asumiendo la situación en la cual el caudal de 

operación es máximo (2,60 m3/s), el sistema podría operar a pleno rendimiento durante algo 

más de 12 horas. Por lo tanto, se puede considerar suficiente con una reserva de 10 horas de 

operación, aproximadamente, de modo que haya margen para no alcanzar el volumen límite de 

agua almacenada establecido para el depósito.  

6.6.6. Pre-dimensionado de canalizaciones 

A continuación se calcula ek diámetro de las tuberías a partir de la siguiente ecuación: 

끫롨 =
끫뢈끫룀 → 끫븖끫뢦2 =

끫뢈끫룀 → 끫롮 = �4 · 끫뢈끫븖 · 끫룀 

Tomando como valor v = 4m/s (valor aceptable según el tipo de turbina preseleccionado), se 

obtienen los siguientes resultados para los diámetros de las tuberías forzadas, descendente 

(turbinado) y ascendente (bombeo): 

끫롮끫뢢끫뢤끫룀끫뢢. = �4 · 2,49끫븖 · 4
= 0,63 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

끫롮끫뢜끫룀끫뢢. = �4 · 2,60끫븖 · 4
= 0,91 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Por tanto, el tramo que desciende desde Gánigo hasta la central de turbinado debería tener 

un diámetro de 0,63 metros, mientras que el tramo que va desde la central de bombeo hasta 

el depósito de Gánigo debería tener un diámetro de 0,91 metros. 

De la misma forma, la aspiración de cada turbina también debe ser dimensionada, aplicándose 

la misma expresión: 
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끫롮끫룂끫룄끫룀 = �4 · 0,83끫븖 · 4
= 0,51 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Por ello, cada tramo de aspiración configurado para la etapa de turbinación debería tener unas 

dimensiones de 0,51 metros de diámetro. 

También se estima a continuación el diámetro de las tuberías de aspiración para los grupos de 

bombeo: 

끫롮끫뢞끫뢞끫뢴끫뢞끫뢤끫뢞 = �4 · 0,52끫븖 · 4
= 0,41 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Así pues, la aspiración de cada grupo de bombeo sería de 0,41 metros de diámetro. 

En la siguiente ilustración se muestra la distancia y perfil de elevación existente entre las balsas 

Gánigo y el Vicario. Como se ha comentado a lo largo de este apartado, se plantea la 

construcción de una balsa en la zona llamada Casas del Gánigo (que no está construida) para 

conectarla con la del Vicario que sí está en fase de construcción, por lo que su ubicación es 

orientativa. 

 

Ilustración 53. Distancia y perfil de elevación entre las balsas de Gánigo y Vicario 

En este caso, la distancia entre las balsas es de 2,93 kilómetros y la pendiente es prácticamente 

perfecta. 
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La distancia total de la canalización entre los dos depósitos es de unos 2.800 metros según los 

cálculos realizados. 

Teniendo en cuenta la altura de rugosidad, ε, (Tabla 26) y el tipo de terreno se ha optado por el 

uso de tuberías de acero estirado sin costura y galvanizado.   

En este caso, el número de Reynolds, para un caudal de 2,49 m3/s (8.964 m3/h), un diámetro de 

tubería de 0,63 metros y una temperatura del agua de 15 ºC, sería de 4.414.211. La velocidad 

del agua sería, en este caso, de 7,99 m/s y el flujo turbulento. 

Sabiendo que la altura de rugosidad para este tipo de tubo es de 0,150 mm, el diámetro del tubo 

para turbinación es de 0,63 metros, que la velocidad del agua en su interior es de 7,99 m/s y que 

el número de Reynolds sería de 4.414.211, se estima a través de la ecuación de Colebrook el 

factor de fricción, 끫뢦 , el cual asciende a 0,014441767414804513. 

Las pérdidas por fricción para la tubería de turbinación serían las que se muestran a 

continuación: 

ℎ끫뢦끫뢎 = 끫뢦 끫롾끫롮 끫룀22끫뢜 =  0,014441767414804513 ∙ 2.800

0,63
∙ 7,99

2 ∙ 9,81
= 26,14 끫뢴 

Por tanto, las pérdidas de presión por fricción totales que se tendrían en la tubería de 

turbinación serían de 26,14 metros.  

Para la canalización ascendente (bombeo), teniendo en cuenta que el caudal ahora sería de 2,6 

m3/s (9.360 m3/h) y el diámetro interior del tubo que sería de 0,91 metros, el número de 

Reynolds sería de 3.190.996 con una velocidad del agua en la tubería de 4,0 m/s y un flujo 

turbulento. Así, el factor de fricción obtenido sería de 0,013584608780300973. 

Las pérdidas por fricción para la tubería de bombeo serían las que se muestran a continuación: 

ℎ끫뢦끫롪 = 끫뢦 끫롾끫롮 끫룀22끫뢜 =  0,013584608780300973 ∙ 2.800

0,91
∙ 4,0

2 ∙ 9,81
=  8,52 끫뢴 

Por tanto, las pérdidas de presión por fricción totales que se tendrían para la tubería de 

bombeo serían de 8,52 metros.  

La disposición de estas tuberías sería semejante a la mostrada en la Ilustración 37, empleada en 

la central hidroeólica Gorona del Viento. 

6.6.7. Generador eléctrico 

A continuación se describen las principales características del generador eléctrico que debería 

ser instalado. Se trata del mismo generador seleccionado en el caso de la central Laguna de 

Barlovento – Adeyahaman.  

Generador síncrono trifásico: 

Tipo: Generador síncrono trifásico, sin escobillas. 



 

Estudio técnico y económico de centrales de 
bombeo reversible en La Palma 

 

107 
 

Tensión: 6 kV. 
Frecuencia: 50 Hz. 
Temperatura ambiente admisible: 40 ⁰C. 
Forma constructiva: IM 7212 – Horizontal (IEC 60034-7). 
Protección: IP 23. 
Refrigeración: IC 81 W. 
Protección antiparasitaria: Grado N (VDE-0875). 
Servicio: Si-Continuo. 
Sentido de giro: Contrario a las agujas del reloj (visto desde el lado acoplamiento). 
Potencia aparente: 5.880 kVA. 
Potencia activa: 4.998 kW. 
Conexión: Estrella. 
Intensidad: 565 A. 
Datos de excitación: 108 V – 101 A. 
Tipo de rotor: Polos salientes. 
Velocidad nominal: 1200 rpm. 
Velocidad de embalamiento: 1900 rpm – 10 minutos. 
Aislamiento Clase: F. 
Calentamiento Clase: B. 
Rendimientos: 
                                           Factor de potencia 
                                           0.85              1.0 (85% Sn) 
         100%                        97,0               97,6 
           75%                        96,8               97,3 
           50%                        96,0               96,4 
           25%                        93,3               93,6 
 
El generador eléctrico mantendría las mismas características que el descrito en el apartado 

6.4.7, al tratarse del mismo modelo.  

6.6.8. Infraestructuras de conexión eléctrica 

La tensión de alimentación del generador síncrono seleccionado es de 6 kV (valor coherente 

para este rango de potencias), razón por la que se debe instalar un centro de transformación 

para elevar la tensión desde los 6 kV a los 20 kV. 

En este caso, se pueden adoptar los mismos criterios descritos en el apartado 6.4.8.  

6.6.9. Otras obras civiles 

La instalación y puesta en marcha de las estaciones de bombeo y turbinado así como de las 

tuberías y demás componentes requeridos para la central, necesitarán del desarrollo de 

importantes obras civiles descritas en el apartado 6.4.9.  

6.6.10. Resumen de características de la central 

Se presenta en la siguiente tabla un resumen de las características técnicas específicas de la 

propuesta de central de bombeo reversible de La Laguna de Barlovento – Bediesta.  
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CARACTERÍSTICAS TÉCNICAS DE LA CENTRAL LAGUNA DE BARLOVENTO - BEDIESTA 

Detalle Característica técnica 

Datos generales 

Depósito superior Gánigo 

Depósito inferior Vicario 

Salto de agua 685 metros 

Reserva ecológica considerada 25% del depósito inferior (Vicario) 

Volumen máximo 150.000 m3 

Volumen utilizable 112.500 m3 

Ciclo de turbinación y bombeo 

Ciclo de turbinación Turbinas tipo Pelton 1 jet libre 

Potencia de turbinación 3 x 5 MW 

Ciclo de bombeo Sistema Multietapa RDLP DN 350-1350 

Potencia de bombeo 5 x 3 MW 

Caudales 

Caudal de tubería descendente 2,49 m3/s 

Caudal de tubería ascendente 2,60 m3/s 

Caudal unitario de aspiración en 
turbinación 

0,83 m3/s 

Caudal unitario de aspiración en bombeo 0,52 m3/s 

Canalizaciones 

Tubo descendente 
Tubería de acero estirado sin costura y galvanizado de 
0,63 m de diámetro. 

Tubo ascendente 
Tubería de acero estirado sin costura y galvanizado de 
0,91 m de diámetro. 

Longitud de las canalizaciones 2.800 metros 

Aspiración de grupos de turbinado 
Disposición en paralelo. Conexión de tres tubos de 0,51 
m de diámetro. 

Aspiración de grupos de bombeo 
Disposición en paralelo. Conexión de tres tubos de 0,41 
m de diámetro. 

Pérdidas de carga en canalización de 
turbinación 

26,14 metros 

Pérdidas de carga en canalización de 
bombeo 

8,52 metros 

Capacidad de almacenamiento energético 

Energía máxima acumulable 209,37 MWh 

Horas útiles de turbinado 12,55 horas 

Horas útiles de bombeo 12,01 horas 

Generador eléctrico 

Tipo Generador síncrono trifásico, sin escobillas 

Tensión 6 kV 

Frecuencia 50 Hz 

Temperatura ambiente admisible 40 ⁰C 

Forma constructiva IM 7212 – Horizontal (IEC 60034-7) 

Protección: IP 23 

Refrigeración IC 81 W 

Protección antiparasitaria Grado N (VDE-0875) 

Servicio Si-Continuo 

Sentido de giro Contrario a las agujas del reloj (visto desde el lado 
acoplamiento) 

Potencia aparente 5.880 kVA 

Potencia activa 4.998 kW 

Conexión Estrella 

Intensidad 565 A 
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Datos de excitación 108 V – 101 A 

Tipo de rotor Polos salientes 

Velocidad nominal 1200 rpm 

Velocidad de embalamiento 1900 rpm – 10 minutos 

Aislamiento Clase Clase: F 

Calentamiento Clase Clase: B 

Tipo de rotor Polos salientes 

Longitud 5,3 metros 

Ancho 3,0 metros 

Altura 3,5 metros 

Centro de transformación 

Número de transformadores 2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del secundario 20 kV 

Potencia unitaria de cada transformador 11,3 MVA 

Frecuencia 50 Hz 

Grupo de conexión Dyn11 

Tipo de transformador De potencia. Sumergido en Aceite 

Clase térmica F 

Método de enfriamiento ONAN 

Regulación de voltaje OLTC motorizado de 16 pasos con cambiadores de tomas 
de carga 

Peso del aceite Aproximadamente 7.500 kg 

Peso total del transformador 28.000 kg 

Número de transformadores 2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del secundario 20 kV 

Longitud 4,5 metros 

Ancho 2,0 metros 

Altura 2,5 metros 

Obras civiles 

Centro de turbinado 16,5 x 10 x 8 metros (L x A x Al)     

Centro de bombeo 26 x 10 x 8 metros (L x A x Al) 

Servicios auxiliares 10 x 5 x 3,2 metros (L x A x Al) 
Tabla 29. Características técnicas de la central Gánigo – Vicario 

6.6.11. Análisis energético de la solución propuesta 

En base a los datos de partida empleados (Tabla 27) y sabiendo que la central de hidrobombeo 

Gánigo - Vicario tiene una potencia de 15 MW y una capacidad de almacenamiento de 209,37 

MWh, se obtiene el siguiente balance eléctrico en promedio mensual para la isla de La Palma:  
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Gráfica 13. Demanda y generación mensual eléctrica en La Palma 2030. Central Gánigo – Vicario 

Este caso es muy similar al de la central Laguna de Barlovento – Adeyahaman ya que la potencia 

instalada es la misma y la capacidad de almacenamiento ligeramente inferior. El balance 

eléctrico con la central Gánigo – Vicario permitirá destinar 175,39 GWh a la producción de 3.269 

toneladas de H2 verde a mediante 18 MW de electrolizadores. En el caso de la anterior central 

mencionada, esta producción era de 3.267 toneladas anuales, prácticamente la misma cantidad.   

La composición del balance eléctrico, en cuanto a la participación de las diferentes tecnologías 

y estacionalidad de la generación a partir de ellas, es igual a la descrita en el apartado 6.4.11. 

Para esta configuración del parque de generación, se tiene la siguiente participación de 

tecnologías en la cobertura de demanda eléctrica, en términos anuales:   

 

Gráfica 14. Cobertura anual de demanda eléctrica La Palma 2030. Central Gánigo - Vicario 

Como puede verse, la participación de las tecnologías renovables en la cobertura de la demanda 

eléctrica es del 60,12%, es decir, se obtiene, prácticamente, el mismo valor que en el caso de la 

Laguna de Barlovento – Adeyahaman (60,20%) siendo la geotermia la tecnología renovable con 
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mayor aportación al mix eléctrico, lo que proporciona una mayor estabilidad y robustez al 

sistema eléctrico de la isla, por tratarse de una energía completamente gestionable. 

En este caso, al igual que en los anteriores y el siguiente, la turbinación contribuirá, además de 

al aporte de energía, a la prestación de servicios de regulación y ajuste del sistema eléctrico 

(apartado 6.1). 

6.7. Central Tamanca – La Caldereta 

6.7.1. Capacidad de almacenamiento 

La central de bombeo reversible estaría formada por el futuro embalse cuya instalación se prevé 

paisaje protegido de Tamanca (150.000 m3) y la balsa de La Caldereta (110.000 m3). La reserva 

ecológica del 25% aplicada sobre el embalse de menor volumen, da como resultado 82.500 m3, 

que sería la cantidad de agua que, en este caso, podría emplearse para fines energéticos.  

6.7.2. Selección del tipo de sistema de bombeo y turbinación 

Al igual que en los casos anteriores, en éste se va a optar por la instalación de grupos de bombeo 

y turbinación diferenciados.  

6.7.3. Número de unidades de turbinación y bombeo 

Manteniendo los mismos criterios técnicos descritos y justificados en el apartado 6.4.3, se 

debería optar por unidades que se encuentren en el rango de los 4-6 MW de potencia, de modo 

que haya una coherencia con el tamaño de la mayor parte de las unidades disponibles en la 

actualidad en el sistema eléctrico de La Palma (ver Tabla 3). 

Por tanto, se considera que una solución óptima para esta central sería disponer de 3 unidades 

de turbinación de 5 MW y 5 unidades de bombeo de 3 MW.  

6.7.4. Selección de turbinas y bombas hidráulicas 

En caudal máximo de turbinado, se estima a partir del salto de agua previsto (580 metros), la 

potencia de la turbina Pelton tipo (3 x 5 MW), el peso específico del agua (9,81 kN/m3) y el 

rendimiento global de la turbinación que se fija en un 90%.  

En el caso del bombeo, se parte de los mismos datos cambiendo la potencia (5 x 3 MW) y el 

rendimiento de bombeo que suele ser ligeramente inferior (en este caso del 85%).  

끫뢈끫뢎 =
끫뢆끫롶끫뢶 ∗ 끫뷼 ∗ 끫뢤 =

5.000

580 ∗ 9,81 ∗ 0,9
= 0,98끫뢴3 끫뢬�     (끫뢤 = 0,9) 

끫뢈끫롪 =
끫뢆끫롶끫뢶 ∗ 끫뷼 ∗ 끫뢤 =

3.000

580 ∗ 9,81 ∗ 0,85
= 0,62 끫뢴3 끫뢬�      (끫뢤 = 0,85) 

Por tanto, se determina que para una turbina de 5 MW se necesitaría de un caudal de 0,98 

m3/s mientras que para un grupo de bombeo de 3 MW el caudal de agua sería de 0,62 m3/s.  
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Ilustración 54. Rango funcional de turbinas hidráulicas. Fuente: Escher-Wyss 

En este caso, el tipo de turbina requerida para este proyecto sería la Pelton, o de chorro libre, 

con un único inyector, como la mostrada en la Ilustración 36. 

Para la etapa de bombeo habría que acudir a soluciones multietapa para alcanzar alturas de 

impulsión superiores a los 500 metros. Una de estas opciones tecnológicas podría ser la bomba 

mostrada en la Ilustración 37 (gama KSB RDLP DN 350-1350). Su rango de funcionamiento en 

cuanto a caudal y presión, se ajusta a las necesidades en la central propuesta. 

 
Ilustración 55. Rango funcional de bombas hidráulicas. Fuente: KSB 
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Para todo el recorrido desde el depósito superior de Tamanca hasta la central de turbinado 

únicamente llegaría una canalización cuyo caudal máximo sería de 2,94 m3/s. Ya en proximidad 

a la central de turbinación se instalaría un difusor que alimentaría en paralelo las 3 turbinas 

hidráulicas (caudal unitario de 0,98 m3/s). De igual forma, el tubo ascendente de salida del 

bombeo sería de 3,1 m3/s pero en proximidad al grupo de bombeo existiría un difusor que 

garantizaría la conexión en paralelo de las cinco bombas (caudal unitario de 0,62 m3/s).  

6.7.5. Horas útiles de turbinado y bombeo 

Adicionalmente, usando como referencia el caudal máximo de turbinación y bombeo es posible 

estimar la horas útiles de turbinado y bombeo máximas. Se estima mediante la siguiente 

expresión matemática: 

끫롶끫뢎 =
82.500

2,94
∗ 1

3600
= 7,79 ℎ끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

끫롶끫롪 =
82.500

3,10
∗ 1

3600
= 7,39 ℎ끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Considerando la reserva ecológica del 25% y asumiendo la situación en la cual el caudal de 

operación es máximo (2,94 m3/s), el sistema podría operar a pleno rendimiento durante algo 

más de 7 horas. Por lo tanto, se puede considerar suficiente con una reserva de 6 horas de 

operación, aproximadamente, de modo que haya margen para no alcanzar el volumen límite de 

agua almacenada establecido para el depósito.  

6.7.6. Pre-dimensionado de canalizaciones 

A continuación se calcula ek diámetro de las tuberías a partir de la siguiente ecuación: 

끫롨 =
끫뢈끫룀 → 끫븖끫뢦2 =

끫뢈끫룀 → 끫롮 = �4 · 끫뢈끫븖 · 끫룀 

Tomando como valor v = 4m/s (valor aceptable según el tipo de turbina preseleccionado), se 

obtienen los siguientes resultados para los diámetros de las tuberías forzadas, descendente 

(turbinado) y ascendente (bombeo): 

끫롮끫뢢끫뢤끫룀끫뢢. = �4 · 2,94끫븖 · 4
= 0,97 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

끫롮끫뢜끫룀끫뢢. = �4 · 3,10끫븖 · 4
= 0,99 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Por tanto, el tramo que desciende desde Tamanca hasta la central de turbinado debería tener 

un diámetro de 0,97 metros, mientras que el tramo que va desde la central de bombeo hasta 

el depósito de Tamanca debería tener un diámetro de 0,99 metros. 
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De la misma forma, la aspiración de cada turbina también debe ser dimensionada, aplicándose 

la misma expresión: 

끫롮끫룂끫룄끫룀 = �4 · 0,98끫븖 · 4
= 0,56 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Por ello, cada tramo de aspiración configurado para la etapa de turbinación debería tener unas 

dimensiones de 0,56 metros de diámetro. 

También se estima a continuación el diámetro de las tuberías de aspiración para los grupos de 

bombeo: 

끫롮끫뢞끫뢞끫뢴끫뢞끫뢤끫뢞 = �4 · 0,62끫븖 · 4
= 0,44 끫뢴끫뢤끫뢺끫뢦끫뢺끫뢬 

Así pues, la aspiración de cada grupo de bombeo sería de 0,44 metros de diámetro. 

En la siguiente ilustración se muestra la distancia y perfil de elevación existente entre la zona 

del paisaje protegido de Tamanca y la balsa de La Caldereta. En Tamanca se podría aprovechar 

un pequeño cráter para la construcción del depósito superior, tal y como puede verse en la 

siguiente ilustración. La distancia entre ambos emplazamientos es de 1,47 km y la pendiente no 

presenta cambios de nivel:  

 

Ilustración 56. Distancia y perfil de elevación entre las balsas de Tamanca y La Caldereta 
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La distancia total de la canalización entre los dos depósitos es de unos 1.400 metros según los 

cálculos realizados. 

Teniendo en cuenta la altura de rugosidad, ε, (Tabla 26) y el tipo de terreno se ha optado por el 

uso de tuberías de acero estirado sin costura y galvanizado, al igual que en el resto de centrales 

propuestas.   

En este caso, el número de Reynolds, para un caudal de 2,94 m3/s (10.584 m3/h), un diámetro 

de tubería de 0,97 metros y una temperatura del agua de 15 ºC, sería de 3.385.088. La velocidad 

del agua sería, en este caso, de 3,98 m/s y el flujo turbulento. 

Sabiendo que la altura de rugosidad para este tipo de tubo es de 0,150 mm, el diámetro del tubo 

para turbinación es de 0,97 metros, que la velocidad del agua en su interior es de 3,98 m/s y que 

el número de Reynolds sería de 3.385.088, se estima, a través de la ecuación de Colebrook, el 

factor de fricción, 끫뢦 , el cual asciende a 0,013414631992629891. 

Las pérdidas por fricción para la tubería de turbinación serían las que se muestran a 

continuación: 

ℎ끫뢦끫뢎 = 끫뢦 끫롾끫롮 끫룀22끫뢜 =  0,013414631992629891 ∙ 1.400

0,97
∙ 3,98

2 ∙ 9,81
= 3,93 끫뢴 

Por tanto, las pérdidas de presión por fricción totales que se tendrían en la tubería de 

turbinación serían de 3,93 metros. Estas pérdidas son normales teniendo en cuenta el tipo de 

turbina seleccionada, por lo que se puede decir que el dimensionamiento realizado es 

coherente. 

Para la canalización ascendente (bombeo), teniendo en cuenta que el caudal ahora sería de 3,1 

m3/s (11.160 m3/h) y el diámetro interior del tubo que sería de 0,99 metros, el número de 

Reynolds sería de 3.497.203 con una velocidad del agua en la tubería de 4,03 m/s y un flujo 

turbulento. Así, el factor de fricción obtenido sería de 0,013356172504627927. 

Las pérdidas por fricción para la tubería de bombeo serían las que se muestran a continuación: 

ℎ끫뢦끫롪 = 끫뢦 끫롾끫롮 끫룀22끫뢜 =  0,013356172504627927 ∙ 1.400

0,99
∙ 4,03

2 ∙ 9.81
=  3,88 끫뢴 

Por tanto, las pérdidas de presión por fricción totales que se tendrían para la tubería de 

bombeo serían de 3,88 metros.  

La disposición de estas tuberías sería semejante a la mostrada en la Ilustración 37, empleada en 

la central hidroeólica Gorona del Viento. 

6.7.7. Generador eléctrico 

El generador eléctrico sería el mismo que el seleccionado en el caso de la central Laguna de 

Barlovento – Adeyahaman y Gánigo – Vicario, descrito en detalle en el apartado 6.4.7  
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6.7.8. Infraestructuras de conexión eléctrica 

La tensión de alimentación del generador síncrono seleccionado es de 6 kV (valor coherente 

para este rango de potencias), razón por la que se debe instalar un centro de transformación 

para elevar la tensión desde los 6 kV a los 20 kV. 

En este caso, se pueden adoptar los mismos criterios descritos en el apartado 6.4.8.  

6.7.9. Otras obras civiles 

La instalación y puesta en marcha de las estaciones de bombeo y turbinado así como de las 

tuberías y demás componentes requeridos para la central, necesitarán del desarrollo de 

importantes obras civiles descritas en el apartado 6.4.9.  

6.7.10. Resumen de características de la central 

Se presenta en la siguiente tabla un resumen de las características técnicas específicas de la 

propuesta de central de bombeo reversible de La Laguna de Barlovento – Bediesta.  

CARACTERÍSTICAS TÉCNICAS DE LA CENTRAL LAGUNA DE BARLOVENTO - BEDIESTA 

Detalle Característica técnica 

Datos generales 

Depósito superior Tamanca 

Depósito inferior La Caldereta 

Salto de agua 580 metros 

Reserva ecológica considerada 25% del depósito inferior (La Caldereta) 

Volumen máximo 110.000 m3 

Volumen utilizable 82.500 m3 

Ciclo de turbinación y bombeo 

Ciclo de turbinación Turbinas tipo Pelton 1 jet libre 

Potencia de turbinación 3 x 5 MW 

Ciclo de bombeo Sistema Multietapa RDLP DN 350-1350 

Potencia de bombeo 5 x 3 MW 

Caudales 

Caudal de tubería descendente 2,94 m3/s 

Caudal de tubería ascendente 3,91 m3/s 

Caudal unitario de aspiración en 
turbinación 

0,98 m3/s 

Caudal unitario de aspiración en bombeo 0,62 m3/s 

Canalizaciones 

Tubo descendente 
Tubería de acero estirado sin costura y galvanizado de 
0,97 m de diámetro. 

Tubo ascendente 
Tubería de acero estirado sin costura y galvanizado de 
0,99 m de diámetro. 

Longitud de las canalizaciones 1.400 metros 

Aspiración de grupos de turbinado 
Disposición en paralelo. Conexión de tres tubos de 0,56 
m de diámetro. 

Aspiración de grupos de bombeo 
Disposición en paralelo. Conexión de tres tubos de 0,44 
m de diámetro. 

Pérdidas de carga en canalización de 
turbinación 

3,93 metros 
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Pérdidas de carga en canalización de 
bombeo 

3,88 metros 

Capacidad de almacenamiento energético 

Energía máxima acumulable 130,00 MWh 

Horas útiles de turbinado 7,79 horas 

Horas útiles de bombeo 7,39 horas 

Generador eléctrico 

Tipo Generador síncrono trifásico, sin escobillas 

Tensión 6 kV 

Frecuencia 50 Hz 

Temperatura ambiente admisible 40 ⁰C 

Forma constructiva IM 7212 – Horizontal (IEC 60034-7) 

Protección: IP 23 

Refrigeración IC 81 W 

Protección antiparasitaria Grado N (VDE-0875) 

Servicio Si-Continuo 

Sentido de giro Contrario a las agujas del reloj (visto desde el lado 
acoplamiento) 

Potencia aparente 5.880 kVA 

Potencia activa 4.998 kW 

Conexión Estrella 

Intensidad 565 A 

Datos de excitación 108 V – 101 A 

Tipo de rotor Polos salientes 

Velocidad nominal 1200 rpm 

Velocidad de embalamiento 1900 rpm – 10 minutos 

Aislamiento Clase Clase: F 

Calentamiento Clase Clase: B 

Tipo de rotor Polos salientes 

Longitud 5,3 metros 

Ancho 3,0 metros 

Altura 3,5 metros 

Centro de transformación 

Número de transformadores 2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del secundario 20 kV 

Potencia unitaria de cada transformador 11,3 MVA 

Frecuencia 50 Hz 

Grupo de conexión Dyn11 

Tipo de transformador De potencia. Sumergido en Aceite 

Clase térmica F 

Método de enfriamiento ONAN 

Regulación de voltaje OLTC motorizado de 16 pasos con cambiadores de tomas 
de carga 

Peso del aceite Aproximadamente 7.500 kg 

Peso total del transformador 28.000 kg 

Número de transformadores 2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del secundario 20 kV 

Longitud 4,5 metros 

Ancho 2,0 metros 

Altura 2,5 metros 

Obras civiles 
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Centro de turbinado 16,5 x 10 x 8 metros (L x A x Al)     

Centro de bombeo 26 x 10 x 8 metros (L x A x Al) 

Servicios auxiliares 10 x 5 x 3,2 metros (L x A x Al) 
Tabla 30. Características técnicas de la central Tamanca – La Caldereta 

6.7.11. Análisis energético de la solución propuesta 

En base a los datos expuestos en la Tabla 27 y teniendo en cuenta que la central Tamanca – La 

Caldereta tendría una potencia de 15 MW y una capacidad de almacenamiento de 130 MWh, se 

obtiene una cobertura de demanda con energías renovables ligeramente superior a la central 

Laguna de Barlovento – Bediesta (que es la más similar en cuanto a potencia y capacidad de 

almacenamiento, 12 MW y 152,21 MWh), debido a su mayor potencia instalada.  

El balance eléctrico obtenido, tanto en promedio mensual como anual, es muy similar al de la 

Laguna de Barlovento - Bediesta, diferenciándose en la participación de la las energías 

renovables, que cambia ligeramente al hacerlo los valores de la central de hidrobombeo. En este 

caso, se destinarían 175,60 GWh a la producción de 3.272 toneladas de hidrógeno verde 

maximizándose su producción durante los meses de verano, en los que la aportación de la eólica 

y la fotovoltaica es mayor. Para ello serían necesarios 18 MW de electrolizadores.  

El comportamiento del resto de tecnologías incluidas en el sistema eléctrico es igual al descrito 

en los casos anteriores. 

 

Gráfica 15. Demanda y generación mensual eléctrica en La Palma 2030. Central Tamanca – La Caldereta 

La demanda eléctrica, en términos anuales, está cubierta en un 59,83% por energías renovables, 

siendo la geotermia la tecnología renovable con mayor peso.  

La turbinación sube un poco respecto al caso de Laguna de Barlovento - Bediesta, debido al 

aumento de la potencia de la central. El mix eléctrico, como puede verse, es muy similar al de 

los demás casos simulados.  
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Gráfica 16. Cobertura anual de demanda eléctrica La Palma 2030. Central Tamanca – La Caldereta 

6.8. Resumen de las características de las centrales propuestas 

En la siguiente tabla, se muestran las principales características de las centrales de hidrobombeo 

propuestas para su posible instalación en la isla de La Palma: 
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Resumen de resultados La Palma 2030   

Centrales de hidrobombeo La Palma 

Potencia 

Eólica  FV  FV Offshore 
FV auto 

consumo 
Bio- 

masa 
Geotermia 

alta entalpía 
Potencia 

turbinas/bombas 
Almacenamiento 

gran escala 
Térmica convencional Electrolizadores 

MW MW MW MW MW MW MW MWh MW MW 

Laguna de Barlovento - Adeyahaman 56,8 28,6 10,4 0,9 0,4 10,0 15 / 15 260,49 54,6 18,0 

Laguna de Barlovento - Bediesta 56,8 28,6 10,4 0,9 0,4 10,0 12 / 12 152,21 54,6 18,9 

Gánigo – Vicario 56,8 28,6 10,4 0,9 0,4 10,0 15 / 15 209,37 54,6 18,0 

Tamanca – La Caldereta 56,8 28,6 10,4 0,9 0,4 10,0 15 / 15 130,00 54,6 18,0 

La Palma 56,8 28,6 10,4 0,9 0,4 10,0 57 / 57 752,07 54,6 12,4 

Centrales de hidrobombeo La Palma 

Demandas 

Demanda eléctrica tendencial 
Demanda eléctrica con eficiencia 

energética + autoconsumo 
Demanda del vehículo eléctrico 

Demanda eléctrica total Hidrógeno 

MWh MWh MWh MWh tH2 

Laguna de Barlovento - Adeyahaman 310.942 215.949 17.232 233.181 3.267 

Laguna de Barlovento - Bediesta 310.942 215.949 17.232 233.181 3.439 

Gánigo – Vicario 310.942 215.949 17.232 233.181 3.269 

Tamanca – La Caldereta 310.942 215.949 17.232 233.181 3.272 

La Palma  310.942 215.949 17.232 233.181 2.249 

Centrales de hidrobombeo La Palma 

Balance 
Generación 

Eólica 
 Generación 
Fotovoltaica 

Generación 
Biomasa 

Generación geotérmica alta 
entalpía 

Térmica convencional 
Turbinación 

(hidrobombeo) 
Bombeo 

(hidrobombeo) 
Producción hidrógeno 
verde (Electrolización) 

Cobertura 
EERR 

MWh MWh MWh MWh MWh MWh MWh MWh % 

Laguna de Barlovento - Adeyahaman 185.152 58.354 3.370 86.040 107.999 28.877 62.342 175.297 60,20% 

Laguna de Barlovento - Bediesta 185.152 58.354 3.370 86.040 112.299 24.657 53.268 184.546 57,74% 

Gánigo – Vicario 185.152 58.354 3.370 86.040 108.150 28.743 62.247 175.389 60,12% 

Tamanca – La Caldereta 185.152 58.354 3.370 86.040 108.738 28.184 62.039 175.598 59,83% 

La Palma  135.337 43.193 3.370 86.040 85.521 50.803 116.785 120.666 69,94% 

Tabla 31. Resumen de resultados de las simulaciones de las centrales de hidrobombeo propuestas en La Palma 
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7. Estudio económico de alternativas 

Tras haber definido técnicamente las distintas alternativas planteadas, en este apartado se 

realiza un análisis económico a efectos de reconocer el interés de esta iniciativa teniendo en 

cuenta las condiciones de contorno que se establecen en el mercado energético español.  

Con el dimensionamiento realizado ya se puede realizar una estimación de la inversión necesaria 

en cada propuesta, a lo que se une la estimación de costes de operación obtenida de la 

información existente de centrales de semejantes características por tamaño y tecnología. Por 

su parte, para definir los ingresos esperados se tendrán en cuenta las resoluciones de régimen 

retributivo aprobadas tanto para Gorona del Viento en El Hierro como Chira-Soria en Gran 

Canaria. 

Cabe mencionar en este punto que las centrales de bombeo reversible se consideran, a día de 

hoy, como sistemas de gestión energética y no forman parte de la generación. Esta delgada línea 

motivó que, en el año 2015, Endesa tuviera que traspasar a Red Eléctrica de España (REE) el 

proyecto de hidrobombeo más grande de Canarias hasta la fecha, la central de Chira-Soria. En 

la misma línea, la legislación actual habilita a que las instalaciones de almacenamiento 

energético a gran escala, como las que supone un hidrobombeo, sean gestionadas directamente 

por el operador del sistema. Por su parte, el caso de Gorona del Viento, al integrar en el propio 

almacenamiento la generación renovable, pasó a definirse como central hidroeólica y formando 

parte de la generación. 

En La Palma, las propuestas que se están planteando están del orden de los 12-15 MW en una 

isla cuya punta de demanda se encuentra sobre los 50 MW. Es por ello que quedaría clasificado 

como sistema de almacenamiento energético y cualquiera de las soluciones planteadas tendría 

un impacto destacado en la estabilidad de las redes. Parece lógico pensar que la gestión de estas 

instalaciones podría recaer en el operador del sistema, visto los antecedentes, aunque con la 

activación de la figura del almacenista de energía (en el año 2019) podría darse el caso que un 

ente privado pudiera gestionar una instalación de estas características bajo la supervisión del 

operador del sistema. Aun así, todavía no se han aprobado protocolos, a través de Real Decreto 

o procedimientos de operación, que regulen las normas técnicas por las cuales se deba regir los 

entes que provean servicios de almacenamiento energético en las redes eléctricas insulares de 

España. 

En este apartado, se presentarán, inicialmente, los datos de partida utilizados para llevar a cabo 

el análisis económico. Posteriormente, tras realizar el análisis económico, se discuten los 

resultados obtenidos. 

7.1. Datos de partida 

7.1.1. Contexto general regulatorio del almacenamiento en España 

Desde un punto de vista general los retos a los que se enfrenta el  almacenamiento energético 

a nivel europeo llevan siendo estudiados desde hace ya varios años por la Comisión Europea y 
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los Estados Miembros, identificando una serie de problemas con las políticas existentes y las 

barreras resultantes en diversas áreas, tales como el diseño de los mercados de energía, de los 

servicios complementarios y de los mecanismos de capacidad, así como prácticas específicas 

que podrían ser vinculadas al almacenamiento como los peajes de la red.  

En el año 2020 la Comisión Europea realizó un estudio en el que se detallaban los retos y las 

oportunidades de los sistemas de almacenamiento. En este estudio se analizó la normativa y el 

mercado energético español y, en base a ello, se establecieron los principales retos a los que se 

enfrenta el sistema en España. Esta información ha sido recogida en la Estrategia de 

Almacenamiento Energético recientemente aprobada por el Gobierno de España, así como en 

la Estrategia de Almacenamiento de Canarias, a nivel regional. Los principales retos a los que se 

enfrenta el almacenamiento energético son: 

• Regulatorios y de mercado. 

• Económicos y relativos al modelo de negocio. 

• Relativos a la normalización y necesidad de estándares de interoperabilidad. 

 

El mercado eléctrico y su regulación fueron creados originalmente para una generación 

principalmente térmica convencional, gestionable y centralizada, sin grandes necesidades de 

almacenamiento. El mercado actual no está adaptado para las instalaciones de 

almacenamiento a la hora de participar en los mercados de electricidad. Uno de los retos es  

adaptar el marco regulatorio para incluir estas instalaciones, creando unas condiciones de 

igualdad para todas las aplicaciones del mercado que eliminen las incertidumbres de los 

inversores para apostar por el almacenamiento.  

Hasta el momento, la solución que ha venido siendo implantada es la creación de un marco 

específico de remuneración a centrales de bombeo reversible una vez se confirma que dicha 

instalación va a ponerse en funcionamiento. Esto sucedió con la central hidroeólica de Gorona 

del Viento y, recientemente, con la central de bombeo reversible de Chira-Soria. No obstante, 

estos procedimientos excepcionales requieren de complejas negociaciones con diferentes 

administraciones y no son fáciles de otorgar. Con este marco difícilmente sea viable en Canarias, 

y por extensión en España, la puesta en marcha de sistemas de almacenamiento energético, de 

una manera masiva. 

La barrera más importante para el desarrollo de estos sistemas es la escasez de referencias de 

casos comerciales viables. Es necesario que los mercados valoren adecuadamente la aportación 

y servicios que el almacenamiento energético puede suministrar al sistema eléctrico y que el 

marco regulatorio favorezca su despliegue.  

A corto plazo, varias barreras obstaculizan el desarrollo del almacenamiento de energía en la 

Unión Europea y generan incertidumbre sobre los flujos de ingresos para cubrir los costes y 

riesgos de un proyecto con almacenamiento. Estas incertidumbres son las siguientes: 

• La existencia o no de esquemas de compensación por almacenamiento. 
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• El potencial para desarrollar modelos comerciales nuevos e innovadores, y la aparición de 

nuevos agentes, como los agregadores independientes. En varios de los estudios de 

almacenamiento de energía mencionados se muestra que la provisión de un solo servicio 

(por ejemplo, arbitraje de precios) no es suficiente para hacer que el esquema de 

almacenamiento sea rentable; otros servicios remunerados (ej. frecuencia, tensión) son 

necesarios.  

En España el primer paso normativo  fue la incorporación de la figura del almacenamiento, en 

la Ley 24/2013, del Sector Eléctrico, mediante la definición del titular de instalaciones de 

almacenamiento, a través del Real Decreto-ley 23/2020, de 23 de junio, por el que se aprueban 

medidas en materia de energía y en otros ámbitos para la reactivación económica. 

La hibridación de sistemas de almacenamiento con tecnologías de generación renovable se 

considera uno de los principales sistemas que va a permitir aumentar la eficiencia de las 

instalaciones para un aprovechamiento óptimo del recurso renovable. Asimismo, la posibilidad 

de arbitraje, almacenando cuando el precio de la energía es bajo y vendiendo cuando el precio 

es alto, puede mejorar la participación en el mercado de las tecnologías renovables, en el caso 

de hibridarse con el almacenamiento energético. Pero sería necesario desarrollar y adaptar las 

disposiciones regulatorias para el desarrollo de estas instalaciones híbridas, para lo cual será 

necesario clarificar,  entre  otras  cuestiones,  los  peajes  y  cargos  aplicables  a  los  casos  

donde  el almacenamiento  de  energía  se  combina  con  generadores  renovables  que  

perciben  un régimen retributivo específico. 

A mediados del año 2021 se publicaba un proyecto de Real Decreto por el que se regula el 

Régimen Económico de Energías Renovables para instalaciones de producción de energía 

eléctrica, sobre la base del Real Decreto-Ley 23/2020 el cual contemplaba el lanzamiento de 

convocatorias de subasta para el otorgamiento del régimen económico mediante 

procedimientos  de  concurrencia competitiva. En este proyecto de Real Decreto se asumían 

principios de neutralidad tecnológica, siendo indiferente el medio que aporta las reservas 

siempre y cuando sean aportadas en las condiciones de calidad exigidas por el operador del 

sistema para que sean realmente útiles. Se esperaba que este Real Decreto entrara en vigor a 

partir de 2021 si bien no sería de aplicación para Canarias. No obstante, dicho cambio normativo 

que había podido ser un gran paso adelante en el fomento del almacenamiento equiparando 

servicios con independencia de que fueran provistos por una tecnología u otra, no se llegó a 

publicar. De todas formas, todo apunta a que tarde o temprano se aprobará dado que, de otra 

forma, no se invertiría en almacenamiento y es especialmente importante en el archipiélago 

para incrementar la participación de energías renovables. 

En el marco de las subastas de nuevas instalaciones de energías renovables se debería 

incorporar específicamente aquellas destinadas a nuevas instalaciones, o repotenciaciones de 

existentes, con tecnologías gestionables o con almacenamiento, como elemento incentivador 

de la incorporación de los equipos asociados que  permitan  proveer  de  los  servicios  necesarios  

al  sistema  eléctrico  durante  su operación. Además, en el caso de Canarias, el almacenamiento 

se tendría que incorporar a la normativa de Territorios No Peninsulares (Real Decreto 738/2015, 

de 31 de julio, por el que se regula la actividad de producción de energía eléctrica y el 
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procedimiento de despacho en los sistemas eléctricos de los territorios no peninsulares), donde 

se definiría un marco general para subastas de almacenamiento, o de tecnologías de generación 

combinadas con almacenamiento. Este marco deberá incentivar a los operadores de  energía  

renovable  que  integren sistemas de almacenamiento y de producción. 

Lo citado en el párrafo anterior es especialmente importante. Como se justificaba en la 

introducción del apartado 7, un hidrobombeo es considerado como una instalación de 

almacenamiento y no como parte de la generación. Por ese motivo en el marco del Real Decreto 

738/2015 una central de bombeo reversible no sería una de las tecnologías aceptadas para 

proveer servicios complementarios de ajuste al sistema o que participe en la garantía de 

suministro cuando, a todas luces, es una opción tecnológica de muy alta gestionabilidad y 

renovable. Lo previsible es que este marco sea ajustado con anterioridad a la puesta en marcha 

del hidrobombeo de Chira – Soria por razones evidentes. 

Finalmente, conviene comentar que los territorios insulares son zonas idóneas para la 

investigación y experimentación, al igual que aquellas zonas con una interconexión limitada de 

red. Estas zonas deberían ser prioritarias para la realización de proyectos piloto, tales como los 

bancos de pruebas regulatorios. 

7.1.2. Precio de la energía: El mercado eléctrico español y la situación en 

Canarias 

Los sistemas eléctricos de los territorios no peninsulares, entre los que se encuentran los de 

Canarias, están sujetos a una reglamentación singular que atiende a las especificidades 

derivadas de su ubicación territorial. Las singularidades en la reglamentación de estos sistemas 

eléctricos respecto del sistema peninsular, se deben principalmente a  su carácter aislado y su 

reducido tamaño que encarecen el coste de generación eléctrica frente a la península. Estos 

costes de generación se han ido incrementado en los últimos años y, por tanto, lo ha hecho en 

la misma medida el extra-coste de generación en estos sistemas. Este extra-coste es repercutido 

mediante dos mecanismos básicos, un 50% del total anual se incluye en los peajes imputados 

en las facturas eléctricas de todos los consumidores de energía eléctrica de España y el 50% 

restante se carga a los Presupuestos Generales del Estado (que también graba a toda España).  

En Canarias, la programación de la generación se hace en base a un despacho económico que 

tiene en cuenta los costes reconocidos de los grupos de generación, de manera que la demanda 

de energía es cubierta prioritariamente por aquellos grupos que supongan un menor coste para 

el sistema. La retribución de los grupos de generación en el sistema canario se calcula en base a 

unos costes variables (costes de arranque, funcionamiento, reserva, y operación y 

mantenimiento variables) y unos costes fijos (garantía de potencia), cuyos parámetros son 

verificados por el operador del sistema y reconocidos por el Ministerio de Industria, Turismo y 

Energía. 

La actividad de producción de energía eléctrica a partir de fuentes de energía renovables genera 

ingresos procedentes de la venta de electricidad en el mercado pero éstos no son suficientes 

para recuperar sus costes de inversión y evitar un déficit de financiación, por lo que se hace 

necesaria la concesión de ayudas públicas. El programa de ayudas nacional se adapta a las 
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especificaciones referidas a las Directrices Europeas sobre ayudas estatales en materia de 

protección del medio ambiente y energía 2014-2020. Actualmente se están otorgando 

subvenciones públicas a fondo perdido, en los territorios no peninsulares, que cuentan con la 

cofinanciación procedente de los Fondos Comunitarios FEDER al objeto de facilitar la 

financiación de los proyectos. 

Por todo lo comentado, en Canarias es importante distinguir entre el precio de la demanda y 

el coste de generación ya que a diferencia del territorio nacional estos valores son 

sustancialmente diferentes. 

Según los datos obtenidos en el Sistema de Información del Operador del Sistema (E·SIOS) de 

Red Eléctrica de España (REE), el precio medio diario de la generación en La Palma en los últimos 

dos años (desde el 1 de Enero de 2021 al 1 de Enero de 2023) se ha establecido sobre los 211,89 

€/MWh, manteniéndose los costes de generación durante todo este periodo en el rango entre 

los 200 y los 250 €/MWh con algunas puntas que incluso llegaban a los 300 €/MWh. 

Por su parte, los precios de la demanda han promediado durante el mismo horizonte temporal 

los 149,76 €/MWh apreciándose un aumento de los precios de demanda progresivo desde Enero 

de 2021 hasta noviembre de 2021, para posteriormente producirse significativos repuntes que 

incluso alcanzaron el máximo histórico de 700 €/MWh en el mes de marzo de 2022 y luego 

regularizarse sobre valores comprendidos entre los 180 y los 300 €/MWh. También al final del 

año 2022 se produjo un repunte del precio de la demanda alcanzando otro máximo superior a 

los 500 €/MWh. 

Es importante recordar que los precios de la demanda son únicos para toda España (ya sean 

altos o bajos) y que la única variable que realmente refleja la situación del sistema eléctrico de 

La Palma son los precios de generación. Las siguientes gráficas muestran las variaciones diarias 

de los precios de la demanda y el coste de generación para los dos últimos años. 

 
Ilustración 57 Precio medio diario de la demanda  de  energía en La Palma. (Ref: REE - Sistema de Información del 

Operador del Sistema (E-SIOS)) 
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Ilustración 58 Precio medio diario de la generación en La Palma. (Ref: REE - Sistema de Información del Operador del 

Sistema (E-SIOS)) 

Todo lo argumentado es relevante a efectos del presente estudio para determinar la 

remuneración por la venta de energía procedente del sistema de almacenamiento evaluado. 

Siendo coherentes con la estructura del mercado, en la isla de La Palma el precio de la energía 

proveída por el hidrobombeo debería encontrarse en una horquilla que no exceda el precio 

medio diario de la generación de la isla, 212 €/MWh. Lo aconsejable es que sea, incluso, 

inferior a los 150 €/MWh, cooperando a reducir no sólo el extracoste de generación en la isla 

(que ha sido de 62 €/MWh entre los años 2021 y 2022) sino también la carga presupuestaria 

para el conjunto de España. 

En todo caso, en el caso particular del archipiélago canario, debería existir un punto de equilibrio 

en el cual la remuneración del almacenamiento energético se aproxime lo máximo posible al 

precio medio diario de la demanda para reducir el extra-coste del sistema eléctrico del 

archipiélago, y, así, alcanzar la rentabilidad económica de la inversión en este sistema. 

Dado que en la actualidad esa remuneración es una incertidumbre, se plantea un análisis de 

sensibilidad económica para distintos precios establecidos en esa horquilla. 

Además de la energía procedente directamente del hidrobombeo, debe tenerse en cuenta que 

gracias a la instalación del sistema de almacenamiento en este caso se consigue reducir la 

aplicación de políticas de corte. Esta reducción de políticas de corte se puede extraer tomando 

como referencia el valor de política de corte que se le estaría aplicando al resto de la generación 

renovable no gestionable existente en el archipiélago. Para estimar la retribución por esa 

energía sí se considerará el pool de mercado (precio medio diario de la demanda – 150 €/MWh) 

ya que la fórmula que está siendo empleada en los últimos años en Canarias es el otorgamiento, 

al inicio, de subvenciones en programas públicos con cargo a fondos FEDER, para, 

posteriormente, recibir sólo el pool. 
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7.1.3. Precio de los servicios complementarios de ajuste al sistema eléctrico 

Los servicios de ajustes del sistema eléctrico comprenden las restricciones técnicas, los servicios 

complementarios y la gestión de desvíos (balance de reservas de sustitución y compensación de 

desvíos). Estos servicios son necesarios para asegurar el suministro de energía eléctrica en las 

condiciones de seguridad, calidad y garantía requeridas. El operador del sistema utiliza los 

diferentes tipos de servicios de ajuste para los siguientes fines: 

• Gestión de restricciones técnicas. Permite resolver las congestiones ocasionadas por las 

limitaciones de la red de transporte y distribución sobre la programación prevista para el 

día siguiente, así como las que surjan en tiempo real. 

• Gestión de los servicios complementarios. Dentro de este concepto de servicios 

complementarios se consideran los siguientes aspectos: sistema de control de frecuencia-

potencia y tensión, así como la reserva de potencia adicional a subir, necesarios para 

garantizar la calidad y seguridad del suministro en todo momento. 

• Gestión de desvíos. Resuelve, casi en tiempo real, los desajustes entre la oferta y la 

demanda de electricidad. 

Los servicios complementarios están compuestos por la regulación primaria, regulación 

secundaria y terciaria. Para este proyecto de almacenamiento es especialmente relevante la 

regulación secundaria ya que, de acuerdo con el marco normativo español, es la única que sería 

retribuida de forma adicional. Esta regulación es un servicio que tiene por objeto el 

mantenimiento del equilibrio entre generación y demanda, corrigiendo de forma automática los 

desvíos respecto al programa de intercambio previsto. Su horizonte temporal de actuación 

alcanza desde los 30 segundos hasta los 15 minutos. Este servicio es retribuido mediante 

mecanismos de mercado por dos conceptos: disponibilidad (banda de regulación) y utilización 

(energía). La energía de regulación secundaria se corresponde con el producto estándar 

europeo de reserva automática para la recuperación de la frecuencia (aFRR, por sus siglas en 

inglés).  

Cada día, el operador del sistema estima la reserva de banda de regulación secundaria, en 

términos de potencia (MW), necesaria para asegurar el suministro en condiciones de fiabilidad 

en caso de desequilibrios producción/consumo en tiempo real, y convoca el mercado 

correspondiente después de la celebración del mercado diario y del de restricciones. A efectos 

prácticos, conforme a lo establecido en los procedimientos de operación de los sistemas 

eléctricos no peninsulares, estas reservas de regulación secundaria deben ser del 50% la 

potencia del mayor grupo que estuviera conectado e inyectando potencia en cada instante en 

el sistema eléctrico. 

Las empresas generadoras, con carácter voluntario, presentan sus ofertas de capacidad 

disponible, asignándose la banda requerida por el operador del sistema entre éstas utilizando 

un criterio de mínimo coste. El coste marginal de la banda de potencia para cada hora marca el 

precio al que se remunera toda la capacidad asignada en este mercado. El servicio de regulación 

secundaria es gestionado por zonas de regulación, es decir, agrupaciones de centrales con 
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capacidad de prestar el servicio de regulación secundaria a requerimiento automático del 

programa de control de la generación del operador del sistema, con exigencias de respuesta con 

constante de tiempo de 100 segundos.  

Por otra parte, también es de interés la gestión de desvíos que es el mecanismo utilizado por el 

operador para resolver desequilibrios entre la oferta y la demanda que puedan identificarse 

unas pocas horas antes del despacho durante la operación normal. Los agentes de producción 

de energía eléctrica comunican al operador del sistema las previsiones de desvíos de 

generación-demanda originados por distintas causas, a lo que se añaden las variaciones en la 

previsión de producción renovable. Si el desvío es considerable (superior a un límite establecido) 

da lugar a que el operador convoque el mercado de gestión de desvíos. 

Este mercado de gestión de desvíos consiste en pedir ofertas a los generadores en el sentido 

opuesto a los desvíos previstos en el sistema. Esto es, si se considera que el sistema está corto 

con el programa de generación existente, se piden ofertas de mayor producción a los agentes 

productores para generar más energía. En el caso opuesto, cuando en el sistema existe un 

programa largo de producción respecto a la demanda, y, por tanto, se considera que sobra 

energía, se piden ofertas a los generadores por reducir su programa de producción. En tiempo 

real (dentro de los 15 minutos anteriores al despacho), el operador del sistema tiene a su 

disposición, aparte de los servicios de regulación y de los mecanismos de resolución de 

restricciones en tiempo real, mecanismos de emergencia por los que podría obligar, en caso de 

extrema necesidad para el sistema, a determinadas unidades de generación a modificar sus 

niveles de producción.  

Desde la aprobación de la Estrategia Nacional de Almacenamiento la intención del Gobierno ha 

sido la adaptación de las disposiciones regulatorias necesarias para la adecuación de los distintos 

mercados a la participación de las instalaciones de almacenamiento, de manera que puedan 

participar en los mercados diario, sesiones de intradiario, mercado intradiario continuo, y 

eventualmente, en los mercados locales, así como en los diferentes servicios complementarios 

(regulación secundaria, terciaria y gestión de desvíos), al tiempo que se garantiza una 

competitividad justa y efectiva con los agentes ya existentes en el mercado. En Canarias se 

debería adaptar el despacho económico de la generación para poder incluir al almacenamiento 

como elemento para la gestión de desvíos. Estas dos modificaciones aún no han sido llevadas a 

cabo, pero necesariamente se debería hacer si se quiere aspirar a la descarbonización tanto del 

archipiélago canario como del Estado en su conjunto. 

Tal como se muestra en la siguiente tabla, a nivel peninsular, la retribución de los distintos 

servicios de ajuste al sistema rondó los 112 €/MWh a subir y los 100 €/MWh a bajar para 2021 

(últimos datos oficiales publicados en informe anual de REE), a excepción de las restricciones 

técnicas a tiempo real donde, para el mismo año, se alcanzaba una cifra de 269 €/MWh a subir 

y 38 €/MWh a bajar.  
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Tabla 32 Servicios de ajuste e intercambios internaciones. Avance 2021 (Ref: Red Eléctrica de España REE) 

En esta tabla anterior sólo se da la cifra general en términos de energía, la cual incluiría la 

retribución de banda de regulación y el pago por la energía. La retribución únicamente por pago 

de capacidad se podría extraer del OMIE (Operador del Mercado Ibérico de la Energía), tal como 

se muestra a continuación. 

 
Ilustración 59 Componentes del precio final medio de la comercializadora de referencia. (Ref: OMIE) 

Componentes precio final medio de la demanda nacional 

Término 
tarifario 

Precio del 
mercado 

diario 
(EUR/MWh) 

Sobrecoste m. 
intradiario 

(EUR/MWh) 

Sobrecoste 
restricciones 
(EUR/MWh) 

Sobrecoste 
procesos del OS 

(EUR/MWh) 

Pago por 
capacidad 

(EUR/MWh) 

Servicio 
Interrumpibilidad 

(EUR/MWh) 

Ene 64,61 0,04 2,78 1,09 4,1 0 
Feb 30,15 0 2,78 1,28 4,1 0 
Mar 46,32 0 2,52 0,75 4,11 0 
Abr 65,51 0,01 2,42 0,72 4,16 0 
May 67,22 0 2,89 1,01 4,19 0 
Jun 83,47 0 2,26 0,71 0,55 0 
Jul 92,42 0 2,3 0,81 0,53 0 

Ago 106,02 0 3,35 1,38 0,52 0 
Sep 155,98 0,01 2,47 1,43 0,56 0 
Oct 201,63 0 4,25 2,26 0,49 0 
Nov 199,35 0,02 4 1,95 0,55 0 
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Dic 245,31 0,02 4,16 1,94 0,54 0 

Tabla 33 Componentes del precio final medio de la demanda nacional (Ref: OMIE) 

Por todo ello, el pago por capacidad supuso un valor medio de 2 €/MWh durante el año 2021. 

Si el precio medio de la demanda nacional durante el mismo año rondó los 113 €/MWh, se puede 

concluir que los pagos por capacidad supusieron un 2% del precio medio de la demanda 

nacional, variando entre el 0,2% de valor mínimo y el 13,6% como valor máximo. Esta amplia 

diferencia entre el valor mínimo y el máximo se debe fundamentalmente al incremento de los 

precios de la energía como consecuencia del encarecimiento de los combustibles y los derechos 

de emisión, los cuales sí afectan al precio del mercado diario pero no tanto a los pagos por 

capacidad que se han mantenido prácticamente estables. A modo de referencia, el mismo 

porcentaje calculado con los datos de 2019 situaba los pagos por capacidad en, 

aproximadamente, un 7% de los precios del mercado diario. Esta última parece una referencia 

más estable ya que las condiciones de mercado en los últimos dos años han sido muy variables. 

En Canarias, debido a los altos costes de generación, posiblemente si se implementara una 

regulación propia para la compensación económica de estos servicios mediante el 

almacenamiento, estos precios podrían ser incluso más elevados que los peninsulares como 

consecuencia de la mayor dificultad de gestión de estos sistemas. 

En cualquier caso, a efectos de este análisis, a falta de un mecanismo de mercado relativo al 

almacenamiento para la situación particular de Canarias, se ha supuesto una remuneración por 

servicios complementarios aportados al sistema eléctrico semejante a la mencionada a lo largo 

de este apartado. Así pues, se distinguiría entre dos conceptos, retribución por disponibilidad 

en banda de regulación, estimado en un 7% del precio medio de la demanda eléctrica de la 

isla, y retribución por la energía usada, estimada conforme al precio medio de la demanda 

eléctrica. 

7.1.4. Precedentes de régimen retributivo específico para central de bombeo 

reversible 

Con fecha de 2 de diciembre de 2022 se publicaba la Orden TED/1243/2022, de 2 de diciembre, 

por la que se aprueba la metodología de cálculo de la retribución de la instalación hidráulica 

reversible de 200 MW de Chira - Soria en Gran Canaria, titularidad del operador del sistema. 

Dicha Orden supone un importante precedente del régimen retributivo que recibiría una central 

de hidrobombeo encajada en la definición de sistema de almacenamiento energético (distinto 

a Gorona del Viento), que, además proveerá servicios energéticos y servicios complementarios 

a un sistema eléctrico insular, en este caso al de la isla de Gran Canaria. 

Este Orden TED parte de una propuesta de retribución enviada por el operador del sistema con 

fecha de 14 de mayo de 2021 a la Dirección General de Política Energética y Minas de España. 

El modelo retributivo que proponía el operador del sistema para esta instalación tomaba como 

referencia los modelos retributivos de otras actividades reguladas, incluyendo entre sus 

componentes una retribución por inversión, una retribución por operación y mantenimiento fijo 

y variable y un incentivo. Adicionalmente, proponía la inclusión en una retribución anual 
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asociada a la obra en curso, teniendo en consideración la inversión acumulada en el año 

anterior, y que sólo se percibiría hasta el año de puesta en servicio de la instalación. 

En relación con la retribución por inversión, la propuesta presentada por el operador del sistema 

incluía una estimación del valor de la inversión de las partidas que componen la instalación, 

diferenciando las inversiones con distintas vidas útiles, así como una partida dedicada 

exclusivamente a los gastos iniciales que deben afrontarse, principalmente, debido al llenado de 

los embalses previo a la explotación de la instalación. 

Asimismo, recogía una propuesta de los valores unitarios de operación y mantenimiento 

variable, de los valores unitarios de la anualidad de operación y mantenimiento fijos de la 

instalación, que incluye las pérdidas de agua que deben ser repuestas mediante la 

desalinizadora una vez puesta en marcha la instalación. 

Una vez analizada y valorada la propuesta presentada por el operador del sistema, la Dirección 

General de Política Energética y Minas iniciaba la tramitación de una propuesta de orden 

ministerial para definir la retribución de la instalación de Chira - Soria, de acuerdo a lo dispuesto 

en el artículo 74.4 del Real Decreto 738/2015, de 31 de julio. Esta propuesta de orden fue 

publicada en la página web del Ministerio para la Transición Ecológica y el Reto Demográfico 

entre el 10 de febrero y el 4 de marzo de 2022 para la realización del preceptivo trámite de 

información pública, de conformidad con el artículo 26 de la Ley 50/1997, de 27 de noviembre, 

del Gobierno. Asimismo, se envió para informe de la Comisión Nacional de los Mercados y la 

Competencia de acuerdo con lo establecido en los artículos 5.2 a), 5.3 y 7, de la disposición 

transitoria décima de la Ley 3/2013, de 4 de junio, de creación de la Comisión Nacional de los 

Mercados y la Competencia. 

Durante el trámite de audiencia el operador del sistema puso de manifiesto el aumento que 

había venido observando en las partidas asociadas al valor de la inversión del proyecto tras la 

propuesta de retribución presentada el 14 de mayo de 2021. Este aumento se observa en las 

ofertas recibidas en los distintos procesos de licitación iniciados, y deriva de la situación de 

escalada de precios de materias primas. Por este motivo, solicitaba el establecimiento de un 

nuevo valor de inversión superior al recogido en su propuesta del 14 de mayo de 2021. Por otra 

parte, el 16 de junio de 2022, la Sala de Supervisión Regulatoria de la Comisión Nacional de los 

Mercados y la Competencia acordó emitir el “Informe a la propuesta de orden por la que se 

aprueba la metodología de cálculo de la retribución de la instalación hidráulica reversible de 200 

MW de Chira Soria en Gran Canaria, titularidad del operador del sistema” (Referencia 

INF/DE/025/22). En el citado informe, la Comisión señala que el valor provisional de inversión 

que plantea la propuesta de orden sometida a audiencia actuaría como un valor estándar a 

los efectos de calcular el valor de la inversión reconocida de la central, y que la propuesta de 

orden de fijación de parámetros retributivos no podría aprobar valores superiores a los 

estimados en la propuesta remitida en su día por el operador del sistema, de acuerdo al 

artículo 74.4 del Real Decreto 738/2015, de 31 de julio, con independencia de la posible 

variación experimentada en las condiciones que llevaron a su elaboración. No obstante lo 

anterior, el artículo 68 de la Ley 39/2015, de 1 de octubre, del Procedimiento Administrativo 

Común de las Administraciones Públicas establece en su apartado 3 que, en los procedimientos 
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iniciados a solicitud de los interesados, se podrá recabar del solicitante la modificación o mejora 

voluntarias de los términos de aquella. De acuerdo con esto, se ha incorporado la información 

presentada por el operador del sistema en el trámite de audiencia a la propuesta de orden inicial 

como una mejora de su propuesta retributiva remitida en mayo de 2021. Analizada toda la 

información presentada por el operador del sistema, mediante la orden TED, se establecían las 

particularidades de la retribución de la instalación de Chira Soria, así como los parámetros 

retributivos de la instalación de acuerdo a lo dispuesto en el artículo 74.4 del Real Decreto 

738/2015, de 31 de julio. 

Se destacan a continuación los aspectos más importantes: 

Retribución de la instalación: 

La retribución anual de la instalación estaría compuesta por una retribución por inversión, una 

retribución por operación y mantenimiento fijo, por operación y mantenimiento variable, un 

incentivo a la actividad de almacenamiento y una retribución asociada a la fase de construcción, 

de acuerdo con la siguiente formulación: 

Rn = RIn + ROMfn + ROMvn + In + Rcn 

Donde: 

- Rn es la retribución anual de la instalación Chira Soria, para el año n, en euros. 

- RIn es la retribución por inversión en el año n de la instalación Chira Soria, en euros. 

- ROMfn y ROMvn son respectivamente las retribuciones por operación y mantenimiento fijo 

y variable en el año n, en euros. 

- In es el importe económico asociado a un incentivo o penalización fijado para la actividad 

de almacenamiento de energía eléctrica en el año n-1, en euros. 

- Rcn: Retribución anual asociada a la fase de construcción, en euros. 

Cálculo de la anualidad de la retribución por inversión: 

La anualidad de la retribución por inversión se compone de la retribución por amortización y la 

retribución financiera, y se calculará de acuerdo con la siguiente formula: 

RIn = An + RFn 

Donde: 

- An: Retribución por amortización de la inversión en el año n, expresada en euros. 

- RFn: Retribución financiera en el año n de la inversión, expresada en euros. 

Retribución por amortización de la inversión: 

La retribución por amortización de la central se obtendrá como sumatorio de la amortización de 

cada partida i de inversión de la central (Ai), expresadas en euros, que a su vez se obtendrán a 

partir de los valores de inversión (VIi), de acuerdo con la siguiente formula: 
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Donde: 

α: es el coeficiente que refleja el número de meses en el año n en los cuales se devenga 
retribución por amortización. Este coeficiente tomará el valor 1 para todos los años excepto el 

primero y el último de la vida útil regulatoria de cada partida, en el que su valor vendrá 

determinado por la siguiente fórmula: 

 

Para el primer año de vida útil regulatoria, N es el número de meses completos comprendidos 

entre el día en el que se inicia la vida útil regulatoria de la instalación y el 1 de enero del año 

siguiente. Para el último año de vida útil regulatoria de cada partida, el valor de N será igual al 

número de meses completos de ese año que restan hasta la finalización de la vida útil de dicha 

partida. 

- VIi: Valor de cada partida i de la inversión reconocida de la central, expresada en euros. 

- VUi: Vida útil de las diferentes partidas de la central, expresada en años. 

El valor de la inversión reconocida VI será aprobado por resolución de la Dirección General de 

Política Energética y Minas como suma del valor de la inversión reconocida a cada partida (VIi), 

a solicitud del operador del sistema tras la autorización de explotación de la instalación. El valor 

de la inversión reconocida a cada partida (VIi) se calculará de acuerdo a lo establecido en el 

artículo 26 del Real Decreto 738/2015, de 31 de julio, a partir del valor real de la inversión 

realizada debidamente auditada y de unos valores estándar de la inversión que se 

corresponderán con los valores provisionales recogidos en el artículo 6. 

Además, para el cálculo de los valores de inversión reales se descontarán aquellos impuestos 

indirectos en los que la normativa fiscal vigente prevea su exención o devolución. También se 

descontarán en este cálculo las instalaciones financiadas y cedidas por terceros, y los conceptos 

que no sean susceptibles de ser amortizados, entre los que se encuentran los terrenos. 

Asimismo, se descontarán las subvenciones percibidas de las Administraciones públicas en las 

partidas correspondientes. En el caso de no poder asignarse cuantías procedentes de 

subvenciones a partidas concretas, se descontarán las subvenciones en todas las partidas que 

componen la inversión de forma proporcional al valor de inversión reconocido para cada una. 

Dentro de los valores de inversión se considerarán aquellos gastos que suponen una inversión 

inicial necesaria para la puesta en marcha de la central destinados a la adquisición de los 

volúmenes de agua necesarios para su funcionamiento, entre otros. 

Cálculo de la anualidad por operación y mantenimiento fijo: 
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Se establece como valor unitario de la anualidad de retribución por operación y mantenimiento 

fijo, RUOMfn, la cantidad de 51.500 euros/MW, cuantía a la que hay que añadir: 

a. El valor unitario de operación y mantenimiento fijo de la línea de evacuación y 

posiciones blindadas que correspondan de acuerdo a la Orden IET/2659/2015, de 11 de 

diciembre, por la que se aprueban las instalaciones tipo y los valores unitarios de 

referencia de inversión y de operación y mantenimiento por elemento de inmovilizado 

que se emplearán en el cálculo de la retribución de las empresas titulares de 

instalaciones de transporte de energía eléctrica de la actividad de transporte de energía 

eléctrica. 

b. El canon fijo de explotación de las presas. Este canon se establece en un valor anual de 

6.423.089,43 euros. 

Cálculo de la anualidad por operación y mantenimiento variable: 

La retribución por operación y mantenimiento variable, ROMvn, expresada en euros, se 

calculará para un periodo determinado a partir de un valor unitario anual y de las horas reales 

de funcionamiento, de acuerdo a la siguiente fórmula: 

 

Donde: 

- VUOMbase: valor unitario anual base de operación y mantenimiento establecido para la 

instalación, expresado en euros/horas. 

- hm,n: valor medio del número de horas de funcionamiento en fase de turbinación y en fase 

de bombeo de los seis grupos que componen la central durante el año n. 

- Narrn: valor medio del número de arranques de los seis grupos que componen la central 

durante el año n. Se establece como máximo, a efectos retributivos, un valor de 

Narrn de 1.825 para años no bisiestos, y 1.830 para años bisiestos. 

Se establece como valor unitario anual base de operación y mantenimiento VUOMbase, la 

cantidad de 235 euros/h. 

Retribución por incentivo a la actividad de almacenamiento: 

El operador del sistema podrá percibir anualmente un incentivo, In,, por la actividad de 

almacenamiento de energía eléctrica en el año n-1, cuyo cálculo se realizará de acuerdo a la 

siguiente fórmula: 

 

Donde: 
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- Renn-1: es la energía de origen renovable, en MWh, que es posible integrar en el despacho 

del sistema eléctrico aislado en el que se ubica Chira Soria en el año n-1, de acuerdo a los 

despachos diarios realizados por el operador del sistema. 

- Ren_sinn-1: es la energía de origen renovable, en MWh, que hubiera sido integrada en el 

despacho del sistema eléctrico aislado en el que se ubica Chira Soria en el año n-1, si no se 

hubiera instalado Chira Soria. 

- Objn-1: es el objetivo de integración de energía de origen renovable, en MWh, establecido 

para el año n-1. 

- Obj_sinn-1: es el objetivo de integración de energía de origen renovable, en MWh, 

establecido para el año n-1 en el sistema eléctrico aislado si no se hubiera instalado Chira 

Soria. 

- P_prevn-1: es la potencia de origen renovable prevista en el año n-1, en MW, en el sistema 

eléctrico aislado en el que se ubica Chira Soria. 

- Pn-1: es la potencia de origen renovable efectivamente instalada el 31 de diciembre del año 

n-1, en MW, en el sistema eléctrico aislado en el que se ubica Chira Soria. 

- I_maxn-1: es el valor máximo de retribución anual como incentivo por la actividad de 

almacenamiento, que se corresponderá con el 6% de la retribución por operación y 

mantenimiento fijo en el año n-1. 

7.1.5. Ingresos por actividad de almacenamiento energético 

Con el análisis realizado en los apartados del 7.1.1 al 7.1.4 se resume a continuación las 

principales fuentes de ingreso que previsiblemente existirían para este tipo de proyectos. Se 

entiende que el marco retributivo sería idéntico al aprobado para Chira-Soria a menos que 

cambie la normativa en años venideros. En cualquier caso, los precios que sean definidos tanto 

para la compra de energía eléctrica (operación de almacenamiento) como para la venta de 

energía (turbinado), deben ser coherentes con la realidad del mercado eléctrico de la isla ya que 

en caso contrario esta central no sería sostenible a largo plazo. Es aquí donde se pone especial 

foco en el análisis expuesto a continuación. 

• Ingreso 1. Facturación por energía cuando se preveía la aplicación de políticas de corte: 

Fruto de la instalación del sistema de almacenamiento energético, se reducirá la aplicación 

de políticas de corte. En este sentido, la energía que no puede ser inyectada al sistema, es 

usada para poner en funcionamiento los grupos de bombeo y almacenar energía, 

descargándola, posteriormente y de manera previsible, a un mayor precio al ser de carácter 

gestionable.  

Se asume que la energía que se usa para activar los grupos de bombeo tiene un coste 

marginal que no excedería del percentil 5 del precio de la demanda de los últimos dos años 

(30 €/MWh). Este valor se considera coherente porque se trataría de energía renovable que 

de otra forma no podría ser integrada en el sistema eléctrico y, por tanto, su coste de 

oportunidad iba a ser cero. Adicionalmente, hay que recordar que un valor de 30 €/MWh 

es un precio coherente con la media del precio de la demanda en España antes del aumento 
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de los precios de los combustibles y los derechos de emisión. Si se eliminan esas dos 

variables (la generación renovable no se ve afectada por los precios del combustible ni las 

emisiones), el valor estaría en línea con lo que debiera recibir un promotor eólico o 

fotovoltaico por la energía ofertada.  

Por su parte, por la producción de energía eléctrica a través de las turbinas, el precio que 

se debería recibir debería encontrarse en el rango del precio medio de la demanda (150 

€/MWh) y el coste de generación en la isla de La Palma (212 €/MWh) según el razonamiento 

empleado en el apartado 7.1.1 de este documento. 

Por todo lo anterior, el margen de ingreso que existiría y la horquilla que debería ser usada 

para el estudio de sensibilidad económica debería estar entre 120 €/MWh y 182 €/MWh. 

• Ingreso 2. Facturación por energía cuando no se preveía la aplicación de políticas de corte: 

Otra parte de la carga necesaria para el normal funcionamiento del sistema de 

almacenamiento debe provenir de la generación renovable y los servicios de integración 

que estuvieran proveyéndose. Pueden existir situaciones en las que se requiera generación 

renovable para poner en funcionamiento el sistema de bombeo y asegurar la suficiente 

cantidad de reservas en el sistema, pero en el sistema eléctrico no se estuvieran 

produciendo contingencias que sin el uso del hidrobombeo no pudieran ser gestionadas. Es 

por tanto una situación que puede producirse para disponer de suficiente capacidad para 

ofrecer servicios de ajuste en los momentos en los que fuera necesario. 

En este caso la energía destinada al funcionamiento de los grupos de bombeo tendría un 

coste superior el cual se ha estimado en el percentil 30 de los precios del mercado (68 

€/MWh).  

Si se asume que los precios de la energía producida por las turbinas del hidrobombeo 

también se encontrarían en el rango de los 150 – 212 €/MWh, la horquilla que debería ser 

usada para el estudio de sensibilidad económica en este caso debe estar entre 82 €/MWh 

y 144 €/MWh. 

• Ingreso 3. Pagos por capacidad: A pesar de que en base a la norma este ingreso se define 

en €/MW a través de una subasta de capacidad, al no haberse ejecutado hasta el momento 

ese mercado incluyendo el almacenamiento energético, se toma como referencia el valor 

medio del pago por capacidad del 2020 a nivel nacional €/MWh. Así pues, se define este 

pago por capacidad como el 8% del pool aplicándose sobre el total de la energía producida 

por las turbinas del hidrobombeo. La cifra del pago por capacidad en €/MW se obtendría 

dividiendo el pago por capacidad total anual entre la potencia de la instalación.  

Estos ingresos compondrían la estructura económica del sistema de almacenamiento en su 

conjunto sin que hubiera interferencias con elementos ajenos. 

7.1.6. Inversión 

En el apartado 6 ya se definía los medios asociados a la instalación de cada opción de 

hidrobombeo para la isla de La Palma. En cualquier caso, en este apartado se trata de estimar 
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de una manera más exacta los costes de este sistema dado que el CAPEX tiene una relación 

directa con la rentabilidad de la inversión. Para estimar los costes nos valemos de la experiencia 

en proyectos semejantes así como en datos disponibles de catálogos comerciales y fabricantes 

de turbinas, grupos de bombeo y generadores de semejante envergadura. 

Se distinguen entre los costes incurridos por la compra de los sistemas de almacenamiento 

energético, los costes por la adquisición de sistemas eléctricos, obra civil y otros costes relativos 

a otras infraestructuras para la conexión del conjunto al punto de enganche al cual se uniría la 

instalación con el sistema eléctrico. Es conveniente mencionar que los precios a los cuales se 

tienen acceso son precios de venta al por menor. En este contexto, en aquellos casos en los que 

aumenta la potencia y, sobre todo, la capacidad del hidrobombeo, la reducción en el coste 

puede ser importante.   

Los estudios se centran en las opciones elegidas en el apartado 6, concretamente, se muestran 

los costes estimados para cada propuesta evaluada. 

Estimación de la inversión 

Partida 
Ratio 

considerado 
(€/MW) 

Laguna de Barlovento 
– Adeyahaman (15 

MW) 

Laguna de 
Barlovento – 

Bediesta (12 MW) 

Gánico - Vicario 
(15 MW) 

Tamanca – La 
Caldereta 

Grupo de bombeo 328.000,00 € 4.920.000,00 € 3.936.000,00 € 4.920.000,00 € 4.920.000,00 € 

Turbinas 422.000,00 € 6.330.000,00 € 5.064.000,00 € 6.330.000,00 € 6.330.000,00 € 

Generador 187.000,00 € 2.805.000,00 € 2.244.000,00 € 2.805.000,00 € 2.805.000,00 € 

Obra civil 1.350.000,00 € 20.250.000,00 € 16.200.000,00 € 20.250.000,00 € 20.250.000,00 € 

Acondicionamiento 
de embalses 

580.000,00 € 8.700.000,00 € 6.960.000,00 € 8.700.000,00 € 8.700.000,00 € 

Infraestructura 
eléctrica 

195.000,00 € 2.925.000,00 € 2.340.000,00 € 2.925.000,00 € 2.925.000,00 € 

Servicios auxiliares 88.000,00 € 1.320.000,00 € 1.056.000,00 € 1.320.000,00 € 1.320.000,00 € 

Otros (ingeniería y 
desarrollo) 

150.000,00 € 2.250.000,00 € 1.800.000,00 € 2.250.000,00 € 2.250.000,00 € 

Total 3.361.000,00 €  50.415.000,00 €       40.332.000,00 €   50.415.000,00 €     50.415.000,00 €  

Tabla 34 Estimación de la inversión 

Por tanto, para cada opción de central de bombeo reversible el coste de inversión esperado 

debería encontrarse en el rango entre los 40,3 M€ y los 50,4 M€ para centrales en la horquilla 

de los 12 – 15 MW.  

Es importante tener en cuenta que este coste de inversión es muy variable en función de las 

necesidades de acondicionamiento que se requiera de los embalses y de las condiciones 

variables del mercado por factores macroeconómicos. En el caso concreto de Gorona del Viento 

el coste inicial se estimaba sobre los 40 M€ y la cifra final de inversión se situó en los 83 M€. 

Algo semejante sucedió en Chira – Soria donde la inversión inicial se estimaba en 320 M€ y según 

la Orden TED descrita en el apartado 7.1.4, el total de inversión se encuentra ahora en los 589 

M€. Por ello, en los dos antecedentes de centrales de hidrobombeo de Canarias la inversión final 

ha resultado ser casi el doble de la inicialmente estimada. 
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Teniendo en cuenta lo manifestado en el párrafo anterior, se adopta como criterio conservador 

aumentar en un 25% la inversión estimada en la tabla 32. Por ello, a efectos de cálculo en este 

estudio, se tomará la siguiente referencia de inversión: 

Estimación de la inversión corregida con aumento de inversión 

Partida 
Laguna de Barlovento – 

Adeyahaman  
(15 MW) 

Laguna de Barlovento – 
Bediesta  
(12 MW) 

Gánico - Vicario 
(15 MW) 

Tamanca – La 
Caldereta  
(15 MW) 

Inicial estimada 50.415.000,00 €       40.332.000,00 €   50.415.000,00 €     50.415.000,00 €  

Con aumento de 
inversión al 25% 

 63.018.750,00 €   50.415.000,00 €  63.018.750,00 €   63.018.750,00 €  

Tabla 35 Estimación de la inversión 

Por todo lo anterior, para cada opción de central de bombeo reversible el coste de inversión 

esperado debería encontrarse entre los 50,4 M€ y los 63,1 M€ para centrales con potencia 

entre los 12 – 15 MW.  

7.1.7. Otras variables de interés 

El estudio de viabilidad económica se soporta sobre otros parámetros importantes más allá de 

lo argumentado sobre los ingresos y costes previstos en la instalación. Estos aspectos son los 

que se citan a continuación: 

• Vida útil del proyecto: El análisis de viabilidad económica se realiza considerando que la 

vida útil del proyecto sería de 25 años. Realmente toda la parte de obra civil tiene una vida 

útil de 40 años, si bien los generadores sí que se fijan en 25 años. De acuerdo con el marco 

normativo canario (en concreto el Real Decreto 738/2015), las unidades que superen su 

Vida Útil Regulatoria no podrían ser consideradas a efectos de garantía de potencia. 

• Reacondicionamiento: A pesar de que la vida útil del proyecto sería de 25 años, incluso los 

mejores sistemas de almacenamiento energético sufren una degradación que limitan su 

vida útil a un periodo comprendido entre los 12 – 15 años dependiendo de la calidad de los 

materiales utilizados así como de aspectos operativos. En cualquier caso, muchas de las 

infraestructuras no tendrían que ser cambiadas, por lo que se puede considerar que el coste 

es aproximadamente un 30% inferior a las consideradas para el año 0. Se toma esta cifra 

como referencia. 

• Actualización de precio de la energía: Los precios de la energía están en constante 

evolución. A pesar de que la tendencia es variable, marcando valores al alza y a la baja, del 

análisis de los datos desde el año 2009, se observa que el precio final medio anual del 

mercado libre ha promediado un incremento anual del 3,3%. Se usará esta cifra para 

actualizar la base de precios de cada año. 

• Gastos de explotación: Los principales gastos de explotación en los que hay que incurrir 

para el correcto funcionamiento del sistema de almacenamiento energético son los debidos 

a la gestión y mantenimiento de las instalaciones, gastos legales y de seguros.  
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Teniendo en cuenta que los gastos más significativos se centrarían en la explotación de las 

instalaciones, para este análisis se consideran los gastos de operación y mantenimiento. 

• Actualización de costes: También es necesario actualizar los costes de explotación de las 

instalaciones. Estos costes de explotación pueden ser actualizados siguiendo como 

referencia los Índices de Precios del Consumo (IPC). Se toma un valor del 2%. 

• Amortización: Con el objetivo de evitar la descapitalización de la empresa se calcula la 

depreciación anual efectiva de los bienes materiales e inmateriales de la sociedad para su 

explotación.  

En este cálculo se ha supuesto un sistema de amortización lineal, teniendo en cuenta los 

periodos máximos de amortización y los coeficientes de amortización aplicables por 

actividad desarrollada, conforme al Real Decreto por el que se aprueba el Reglamento de 

Impuestos sobre Sociedades. 

7.2. Estudio económico 

7.2.1. Resumen de datos de partida 

El estudio económico se realiza de manera independiente para cada opción de central de 

bombeo reversible y tomando como referencia los datos expuesto a lo largo del apartado 7.1 

del presente documento.  

Dado que el precio de la energía es siempre la mayor incertidumbre en este tipo de proyectos, 

el estudio ha sido desarrollado planteando un análisis de sensibilidad económica. De esta forma 

se testean hasta 7 posibles situaciones en función del precio de venta de energía de 

almacenamiento (energía proveída por la turbina) y el precio de compra de energía (energía 

renovable usada para poner en funcionamiento los grupos de bombeo de las centrales). Las 

estimaciones energéticas, a su vez, fueron generadas usando como referencia los cálculos 

energéticos iniciales expuestos en los apartados 6.4.11, 6.5.11, 6.6.11 y 6.7.11. 

A modo de resumen, la siguiente tabla muestra las 7 opciones evaluadas en el estudio de 

sensibilidad económica. 

Opciones testeadas en el estudio de sensibilidad económica (€/MWh) 

Variable 
Opción 

1 
Opción 

2 
Opción 

3 
Opción 

4 
Opción 

5 
Opción 

6 
Opción 

7 

Venta de energía 150 160 170 180 190 200 212 

Compra de energía 
excedentaria 

30 30 30 30 30 30 30 

Compra de energía no 
excedentaria 

68 72 75 78 82 86 89 

Tabla 36 Opciones testeadas en el estudio de sensibilidad económica (€/MWh) 

También se expone, a continuación, un resumen de los principales datos de partida usados para 

los diferentes estudios económicos desarrollados. 

 



 

Estudio técnico y económico de centrales de 
bombeo reversible en La Palma 

 

140 
 

 

Datos de partida usados en el estudio económico 

Tipo de instalación 
Laguna de 

Barlovento  -
Adeyahaman 

Laguna de 
Barlovento - 

Bediesta 
Gánico - Vicario 

Tamanca - La 
Caldereta 

Potencia de turbinado 15 MW 12 MW 15 MW 15 MW 

Capacidad de 
hidrobombeo 

260,49 MWh 152,21 MWh 209,37 MWh 130 MWh 

Energía anual turbinada 28.877 MWh 24.657 MWh 28.743 MWh 28.184 MWh 

Energía anual para 
bombeo (preveía 
excedente) 

31.335 MWh 26.943 MWh 31.202 MWh 30.822 MWh 

Energía anual para 
bombeo (sin excedente) 

7.834 MWh 6.736 MWh 7.801 MWh 7.705 MWh 

CAPEX 63.018.750 € 50.415.000 € 63.018.750 € 63.018.750 € 

Pago por capacidad 8% del precio de venta 

Actualización anual de 
ingresos 

4,5% 

OPEX 1,5 €/MWh 

Actualización de OPEX 2% 

Valor residual 20% 

Reacondicionamiento 
(reducción coste) 

25% 

Coste de capital 6% 

Tabla 37 Datos de partida usados en el estudio económico 

7.2.2. Síntesis de resultados 

La siguiente tabla resume los resultados obtenidos para cada una de las situaciones simuladas. 

Se presentan en esta tabla los ingresos por venta de energía anual esperados, los ingresos por 

pago de capacidad, el Valor Actual Neto (VAN), la Tasa Interna de Retorno (TIR) y el Payback. En 

cada subgrupo se expone los resultados obtenidos para cada una de las opciones simuladas. 

Análisis de sensibilidad al precio de venta de la energía en el hidrobombeo 

Resultados Opción 1 [150 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

4.331.550 € 346.524 € -3.191.163 € 5,5% 0 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

3.698.550 € 295.884 € 244.804 € 6,0% 0 

Gánico - Vicario 4.311.450 € 344.916 € -3.451.249 € 5,5% 0 

Tamanca - La Caldereta 4.227.600 € 338.208 € -4.631.855 € 5,3% 0 

Resultados Opción 2 [160 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

4.620.320 € 369.626 € 1.544.632 € 6,2% 0 
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Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

3.945.120 € 315.610 € 4.211.328 € 6,8% 23 

Gánico - Vicario 4.598.880 € 367.910 € 1.270.787 € 6,2% 0 

Tamanca - La Caldereta 4.509.440 € 360.755 € 33.090 € 6,0% 0 

Resultados Opción 3 [170 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

4.909.090 € 392.727 € 6.170.317 € 6,9% 23 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

4.191.690 € 335.335 € 8.082.933 € 7,5% 21 

Gánico - Vicario 4.886.310 € 390.905 € 5.879.487 € 6,9% 23 

Tamanca - La Caldereta 4.791.280 € 383.302 € 4.575.445 € 6,7% 23 

Resultados Opción 4 [180 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

5.197.860 € 415.829 € 10.673.162 € 7,6% 21 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

4.438.260 € 355.061 € 11.849.403 € 8,1% 19 

Gánico - Vicario 5.173.740 € 413.899 € 10.371.213 € 7,5% 21 

Tamanca - La Caldereta 5.073.120 € 405.850 € 9.016.412 € 7,3% 21 

Resultados Opción 5 [190 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

5.486.630 € 438.930 € 15.072.608 € 8,2% 19 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

4.684.830 € 374.786 € 15.528.274 € 8,8% 18 

Gánico - Vicario 5.461.170 € 436.894 € 14.755.572 € 8,1% 19 

Tamanca - La Caldereta 5.354.960 € 428.397 € 13.347.695 € 7,9% 20 

Resultados Opción 6 [200 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

5.775.400 € 462.032 € 19.372.443 € 8,8% 18 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

4.931.400 € 394.512 € 19.111.766 € 9,3% 17 

Gánico - Vicario 5.748.600 € 459.888 € 19.041.101 € 8,7% 18 

Tamanca - La Caldereta 5.636.800 € 450.944 € 17.575.534 € 8,5% 18 

Resultados Opción 7 [212 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

6.121.924 € 489.754 € 24.384.888 € 9,4% 17 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

5.227.284 € 418.183 € 23.328.613 € 10,0% 16 

Gánico - Vicario 6.093.516 € 487.481 € 24.042.608 € 9,4% 17 

Tamanca - La Caldereta 5.975.008 € 478.001 € 22.528.496 € 9,2% 17 

Tabla 38 Análisis de sensibilidad al precio de venta de la energía en el hidrobombeo 



 

Estudio técnico y económico de centrales de 
bombeo reversible en La Palma 

 

142 
 

En general se puede entender que una inversión de estas características es rentable cuando el 

TIR (Tasa Interna de Retorno) alcanza una cifra del 7%. Aun así, interesa que dicha tasa se 

acerque lo máximo posible al 10%, lo que podría considerarse como un margen lo 

suficientemente amplio como para asegurar que la inversión fuera recuperable. En esta línea, 

las opciones analizadas comienzan a aproximarse a cifras de rentabilidad cuando el precio de 

venta de la energía se sitúa por encima de los 170 €/MWh, para el caso de Laguna de Barlovento 

– Bediesta, y sobre los 180 €/MWh para todas las demás opciones. 

7.2.3. Análisis de resultados económicos 

La principal conclusión extraída de este estudio económico es que la rentabilidad en la inversión 

de las distintas opciones evaluadas no es muy diferente de una a otra porque los cuatros 

sistemas de bombeo reversible propuestos son semejantes tanto en términos de potencia de 

turbinación como en capacidad de almacenamiento. Adicionalmente, en términos de inversión 

los cuatro proyectos tienen características semejantes en cuanto a infraestructuras necesarias, 

por lo cual, aunque se proponga un mayor tamaño, la inversión es proporcional a los beneficios 

esperados. De estas cuatro opciones, la de mayor interés económico parece ser Laguna de 

Barlovento – Bediesta ya que es la alternativa que más ajusta la inversión a las necesidades 

de potencia y capacidad de almacenamiento. Dicho de otra forma, se trata de una opción de 

hidrobombeo donde no existe un exceso de capacidad de almacenamiento y la instalación 

puede operar durante más horas en condiciones nominales de diseño. A medida que va 

aumentando el sobredimensionamiento, el sistema eléctrico gana en robustez pero las 

infraestructuras singulares tienden a operar menos horas lo que reduce la rentabilidad de la 

inversión. A esta opción la siguen las tres alternativas de sistemas de bombeo reversible de 15 

MW de potencia de turbinación, ordenándose, según su rentabilidad, del siguiente modo: 

Laguna de Barlovento – Adeyahaman (segunda opción de mayor interés económico), Gánico – 

Vicario (tercera opción según rentabilidad) y Tamanca – La Caldereta. 

Incluso teniendo en cuenta un aumento de la inversión de un 25% sobre lo inicialmente 

estimado, se alcanzaría la rentabilidad para un precio de venta de la energía producida por los 

grupos de turbinación superior a 180 €/MWh. Este resultado está claramente influenciado por 

el coste de inversión requerido para la puesta en marcha de estas instalaciones ya que según el 

estudio desarrollado, éste ascendería a, aproximadamente, 339,4 €/kWh de valor medio para 

los cuatro hidrobombeos. La opción que presenta un menor ratio de inversión por capacidad de 

almacenamiento es Laguna de Barlovento – Adeyahaman donde el ratio sería de 241,9 €/kWh. 

El mayor ratio sería para la central de Tamanca – La Caldereta con 484,8 €/kWh. Esta amplia 

diferencia se debe a que, aunque hay tres opciones de hidrobombeos de 15 MW, en cada una 

de ellas la capacidad de almacenamiento es muy diferente, llegando a haber una diferencia de 

incluso el doble de capacidad (en Tamanca – La Caldereta la capacidad es de 130 MWh, mientras 

que en Laguna de Barlovento – Adeyahaman se alcanzan los 260 MWh). 

Si asumimos que el precio de la demanda media en los últimos años se ha situado en 150 €/MWh 

conforme a los datos expuestos en el apartado 7.1, se concluye que con ninguna de las cuatro 

opciones de hidrobombeo se logra reducir el precio de la demanda por debajo de la media 

nacional que define el pool de mercado. No obstante, sí se reduce de una manera muy 
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considerable el extracoste de explotación del sistema eléctrico de La Palma el cual para el 

mismo horizonte temporal se encontraba sobre los 212 €/MWh. Por ello, la reducción mínima 

sería de 32 €/MWh. Esta mejora es muy significativa y más si cabe, si se considera que esta isla 

es un sistema aislado y sin posibilidad de interconexión eléctrica, donde para integrar energías 

renovables necesariamente debe haber generación gestionable. 

A todo lo anterior hay que añadir que el simple hecho de disponer de uno o varios hidrobombeos 

habilita la posibilidad de instalar más generación renovable no gestionable dado que evita la 

aplicación de políticas de corte al utilizar el exceso de generación para almacenar energía e 

inyectarla de nuevo en el sistema eléctrico cuando se requiera ya sea para proveer servicios 

complementarios de ajuste al sistema o simplemente energía. Por ello, el beneficio económico 

en reducción de costes de explotación del sistema eléctrico de La Palma podría ser incluso 

superior al manifestado en este estudio económico ya que desplazaría la generación térmica 

convencional con la hibridación de este almacenamiento y las tecnologías renovables más 

tradicionales, en concreto, la eólica y la fotovoltaica. Este análisis, en particular, se desarrolla 

en el Plan de Transición Energética de Canarias 2030 (memoria económica del PTECan) donde 

se evalúa a 2040 la reducción total de los costes de explotación del sistema eléctrico al 

implementarse no sólo las distintas opciones de almacenamiento consideradas sino incluso el 

incremento en la producción de nuevas fuentes renovables del sistema eléctrico que no serían 

posibles sin infraestructuras como las que se evalúan en este estudio técnico. 

En lo que a la tesorería de las centrales de bombeo reversible se refiere, el sistema permitiría 

contar con unos ingresos anuales por venta de electricidad de entre 4,3 y 6,1 M€/año 

dependiendo del precio de venta de la energía (valores correspondientes en el rango entre los 

150 y 212 €/MWh). Esta energía aportada al sistema sería en su mayor parte electricidad que 

hubiera sido considerada excedentaria en caso de no disponer de la central de bombeo 

reversible (aproximadamente un 80% del total). Por otra parte, se contaría con unos ingresos 

adicionales que representarían aproximadamente el 8% de los ingresos totales por venta de 

energía en concepto de pago por reserva de capacidad para la provisión de servicios 

complementarios (aproximadamente unos 400.000 €/año). Para disponer de esta capacidad de 

reserva en ciertos momentos es necesario mantener el embalse superior con suficiente cantidad 

de agua y algunas de las turbinas con capacidad reservada tanto para incrementar como reducir 

la producción de energía eléctrica. En los momentos en los que se produzca cualquier variación, 

tanto del lado de la generación como de la demanda, dicha reserva de capacidad habilita el 

reajuste conforme a las políticas de actuación automáticas derivadas de las reservas primarias, 

y secundarias o manuales con las terciarias.  

Por otra parte, en los momentos en los cuales la energía excedentaria no fuera suficiente para 

poner los grupos de bombeo en funcionamiento, se recurriría a energía producida por fuentes 

de generación renovables no gestionables, pero esta energía tendría un mayor coste que en la 

situación en la que se asumía la aplicación de políticas de corte ya que en estos instantes 

verdaderamente no hay exceso de generación renovable, pero el arranque de los grupos de 

bombeo asegura la disponibilidad de almacenamiento para el funcionamiento de las turbinas. 

El mayor coste de la energía en esta opción hace recomendar que dicha alternativa sólo se 

plantee en casos excepcionales (aproximadamente un 20% de la energía destinada a bombeo). 
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7.2.4. Mercado de derechos de emisión 

Es importante hacer constar que en el estudio económico presentado hasta el momento no se 

ha considerado el beneficio económico que supone la reducción de emisiones contaminantes. 

El comercio de derechos de emisión es un instrumento de mercado, mediante el que se crea un 

incentivo o desincentivo económico que persigue un beneficio medioambiental y que se puede 

resumir en que un conjunto de plantas industriales reduzcan colectivamente las emisiones de 

gases contaminantes a la atmósfera. 

Actualmente existen mercados de emisiones que operan en distintos países y que afectan a 

diferentes gases. La Unión Europea puso en marcha el 1 de enero de 2005 el mercado de CO2 

más ambicioso hasta la fecha (Directiva 2003/87/CE, transpuesta al ordenamiento jurídico 

español por la Ley 1/2005). Cubre, en los 27 Estados miembros, las emisiones de CO2 de las 

siguientes actividades: i) centrales térmicas; ii) cogeneración; iii) otras instalaciones de 

combustión de potencia térmica superior a 20MW (calderas, motores, compresores…); iv) 

refinerías; v) coquerías; vi) siderurgia; vii) cemento; viii) cerámica, ix) vidrio y x) papeleras. Este 

régimen comunitario de comercio de derechos de emisión afecta globalmente a más de 10.000 

instalaciones y más de 2.000 millones de toneladas de CO2 (en torno al 45% de las emisiones 

totales de gases de efecto invernadero en la Comunidad Europea). 

En España, el comercio de derechos de emisión de gases de efecto invernadero está regulado 

por la Ley 1/2005, de 9 de marzo. Se puso en marcha el 1 de enero de 2005, como medida 

fundamental para fomentar la reducción de emisiones de CO2 en los sectores industriales y de 

generación eléctrica. En la actualidad, este régimen afecta a casi 1.100 instalaciones y un 45% 

de las emisiones totales nacionales de todos los gases de efecto invernadero.  

Aquellas grandes industrias contaminantes que operan en el país tienen un límite fijo de 

emisiones de CO2 que no podría ser rebasado. Sin embargo, todos los años se ponen en 

circulación derechos de emisión que estas empresas pueden adquirir mediante un sistema de 

subasta. Esto tiene un impacto importante para el medioambiente, pero también para los 

precios. Al tratarse de una oferta limitada, que además va en descenso, puesto que cada año 

se disminuye el máximo que sale a subasta, la alta demanda hace que los precios vayan en 

constante aumento. En los últimos 6 años ha subido desde 6 €/tCO2 hasta los 82,86 €/tCO2 como 

se muestra en la siguiente gráfica. 
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Ilustración 60 Evolución de los derechos de emisión en Europa 

La subasta tiene lugar en dos mercados diferenciados, el mercado primario y el mercado 

secundario. El mercado primario se encuentra regulado por la Unión Europea. En este mercado 

las empresas que están dispuestas a comprar sus derechos a un precio de subasta más elevado 

adquieren los diferentes paquetes que se comercializan no estando el precio fijado previamente 

pero sí siendo previsible el coste del mismo. Por su parte, el mercado secundario plantea una 

fórmula semejante a la bolsa en donde las empresas que han adquirido previamente los 

derechos de emisión pueden ponerlos a la venta para tratar de obtener beneficios económicos. 

El mercado secundario de derechos de emisión es quizás el más importante ya que permite 

mayor flexibilidad para alcanzar los objetivos de emisión. Así pues, si durante la subasta regulada 

un emisor no ha logrado alcanzar sus objetivos, puede acudir a este mercado para compensar 

la carencia. Si esta opción no estuviera habilitada, esta empresa pondría en peligro su modelo 

de negocio porque no podría producir más de lo fijado incluso en situaciones en las que se 

produzca un aumento de su actividad empresarial. De la misma forma, aquellas empresas que 

hubieran comprado más derechos de los necesarios, perderían dinero. Esto último también 

puede suceder en situaciones en las que el consumo eléctrico baja de manera muy importante. 

Finalmente, hay una cierta componente de especulación ya que algunas empresas, en previsión 

de un aumento de los precios debido a la elevada demanda, pueden llegar a comprar más 

derechos de los que necesitan de manera premeditada. Si los ponen a la venta en el momento 

adecuado, ganarán una gran cantidad de dinero, aunque es algo que tiene sus riesgos, puesto 

que el precio del mercado secundario no está garantizado. 

Desde la puesta en marcha de este mercado de emisiones en el año 2005 a nivel europeo, las 

emisiones totales han descendido en un 20% y si bien lo deseable sería que la reducción hubiera 

sido aún superior, no cabe duda de que el objetivo de descarbonización no sería posible sin este 

tipo de mecanismos. Parte del éxito de esta estrategia europea recae en un sistema de 

verificación que proporciona un dato fiable sobre las emisiones reales. El sistema actual hace 

responsable de este seguimiento al titular de cada instalación. De forma anual se debe presentar 
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un informe que sea consecuente con las emisiones que se han llevado a cabo y será evaluado 

de forma minuciosa. 

Este mercado, que hasta el momento sólo se ha aplicado a eléctricas y grandes industrias, 

posiblemente será ampliado en los próximos años, tal como se estableció en el año 2020 donde 

la Comisión Europea presentó, dentro del Pacto Verde Europeo, el plan para reducir las 

emisiones de la UE en, al menos, el 55% en 2030 en comparación con los niveles de 1990 y donde 

el “Objetivo 55” (“Fit for 55”) proponía incluir el transporte y la edificación en los mercados de 

emisión aunque esto se haría en una bolsa diferenciada para estos sectores. 

En general, cuanto mayor sea la energía proveída por la central de bombeo reversible, menor 

será el gravamen que se pagaría por la energía eléctrica en la isla de La Palma dado que su 

principal fuente de suministro es la generación térmica convencional.  

Conforme a los datos publicados en el Anuario Energético de Canarias, para el año 2021 por 

cada MWh de energía producida se genera 0,708 tCO2. Por consiguiente, sólo por la energía 

proveída por la central de bombeo reversible se evitaría la emisión de entre 17.457 tCO2 (caso 

de Laguna de Barlovento – Bediesta) y 20.445 tCO2 (caso de Laguna de Barlovento – 

Adeyahaman). Adicionalmente, si los derechos de emisión se retribuyen a un precio de 82,86 

€/tCO2, se estaría evitando que se aplique un gravamen anual de entre 1,45 y 1,69 M€/año 

para cada opción de hidrobombeo que fuera implantada. 

A modo comparativo, en la siguiente tabla se presenta la energía aportada por cada opción, las 

emisiones que se evitarían y los ahorros que se conseguirían por la no retribución de derechos 

de emisión en mercado europeo.  

Posibles ahorros por derechos de emisión 

Energía descargada (MWh) Emisiones (tCO2) Ahorros por derechos de emisión (€) 

28.877 20444,9  1.694.065,74 €  

24.657 17457,2  1.446.499,95 €  

28.743 20350,0  1.686.204,65 €  

28.184 19954,3  1.653.410,98 €  

Tabla 39 Posibles ahorros por derechos de emisión 

Esta estimación económica ha sido desarrollada tomando como referencia el último coste de 

referencia de derechos de emisión. No obstante, como ya se adelantaba, el precio de los 

derechos de emisión de CO2 depende del equilibrio entre la oferta y la demanda en el mercado 

europeo de derechos, y la oferta depende de la escasez (cuanto más restrictivo sea el límite 

menor será el número de derechos de emisión disponibles y mayor será su precio). Es por ello 

que el ahorro por reducción de pagos de emisión será cada vez mayor y más favorable desde 

el punto de vista económico para este tipo de proyectos renovables. 

Este esquema conocido como “cap and trade” genera incentivos económicos para que las 

industrias (como la que supone la industria de generación de energía eléctrica de La Palma) 

avancen tecnológicamente hacia un modelo no basado en el uso de fuentes contaminantes y 

que sus derechos adquiridos (ya sean gratuitos o mediante subasta) que no sean usados gracias 

a las mejoras implantadas, puedan ser vendidos en el mercado secundario ampliando el 

beneficio económico. Por tanto, por un lado existiría un ahorro por no pago de derechos de 
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emisión y por el otro existirían ingresos por la venta de derechos de emisión sobrantes (no 

utilizados). 

Tomando estas bases de referencia, a continuación se presenta nuevamente el estudio 

económico añadiendo el beneficio económico asociados a los derechos de emisión. 

Los cálculos se repiten considerando como ahorro el no pago de derechos de emisión de la 

energía producida por el hidrobombeo y que no requiere de su generación mediante energía 

térmica convencional que sí estaría gravada por este coste repercutido al sistema eléctrico y, 

por extensión, a los consumidores fines de energía. Para el cálculo se considera la energía 

producida por turbinación, un precio por derechos de emisión de 82,86 €/tCO2 y un ratio de 

emisión por megavatio producido de 0,708 tCO2/MWh. Adicionalmente, se ha considerado una 

tasa de actualización de los derechos de emisión anuales del 1,5%. Esta tasa de actualización se 

considera muy conservadora teniendo en cuenta los incrementos en los precios de derechos de 

emisión de los últimos dos años pero ciertamente se considera que estos derechos no pueden 

continuar creciendo de una manera drástica porque, en caso contrario, sería inasumible. 

Adicionalmente, a medida que el sistema va reaccionando y completando la transformación 

hacia un modelo más descarbonizado, la tendencia sería que en el mercado exceda cada vez 

más derechos de emisión y el precio por derecho descienda. Este hecho contrarrestaría el 

fenómeno que se produciría por el menor número de derechos de emisión puesto en mercado 

cada año. A efectos prácticos, considerar un ratio de actualización de los derechos de emisión 

del 1,5% haría que la fluctuación de estos derechos pasen de 82,86 €/tCO2 hasta los 118,4 

€/tCO2. 

Análisis de sensibilidad al precio de venta de la energía en el hidrobombeo con derechos de emisión 

Resultados Opción 1 [150 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 4.331.550 €   346.524 €   15.289.503 €  8,3% 19 

Laguna de Barlovento - Bediesta  3.698.550 €   295.884 €   15.592.703 €  8,9% 17 

Gánico - Vicario  4.311.450 €   344.916 €   14.983.091 €  8,2% 19 

Tamanca - La Caldereta  4.227.600 €   338.208 €   13.610.312 €  8,1% 19 

Resultados Opción 2 [160 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 4.620.320 €   369.626 €   19.440.451 €  8,9% 17 

Laguna de Barlovento - Bediesta  3.945.120 €   315.610 €   19.106.742 €  9,4% 16 

Gánico - Vicario  4.598.880 €   367.910 €   19.121.116 €  8,8% 18 

Tamanca - La Caldereta  4.509.440 €   360.755 €   17.709.892 €  8,6% 18 

Resultados Opción 3 [170 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 4.909.090 €   392.727 €   23.555.911 €  9,4% 16 

Laguna de Barlovento - Bediesta  4.191.690 €   335.335 €   22.620.780 €  10,0% 15 
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Gánico - Vicario  4.886.310 €   390.905 €   23.217.479 €  9,4% 16 

Tamanca - La Caldereta  4.791.280 €   383.302 €   21.726.587 €  9,2% 17 

Resultados Opción 4 [180 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 5.197.860 €   415.829 €   27.671.371 €  9,9% 15 

Laguna de Barlovento - Bediesta  4.438.260 €   355.061 €   26.134.819 €  10,6% 14 

Gánico - Vicario  5.173.740 €   413.899 €   27.313.842 €  9,9% 15 

Tamanca - La Caldereta  5.073.120 €   405.850 €   25.743.283 €  9,7% 16 

Resultados Opción 5 [190 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 5.486.630 €   438.930 €   31.786.831 €  10,5% 15 

Laguna de Barlovento - Bediesta  4.684.830 €   374.786 €   29.648.858 €  11,1% 14 

Gánico - Vicario  5.461.170 €   436.894 €   31.410.204 €  10,4% 15 

Tamanca - La Caldereta  5.354.960 €   428.397 €   29.759.979 €  10,2% 15 

Resultados Opción 6 [200 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 5.775.400 €   462.032 €   35.902.291 €  11,0% 14 

Laguna de Barlovento - Bediesta  4.931.400 €   394.512 €   33.162.897 €  11,6% 13 

Gánico - Vicario  5.748.600 €   459.888 €   35.506.567 €  10,9% 14 

Tamanca - La Caldereta  5.636.800 €   450.944 €   33.776.675 €  10,7% 14 

Resultados Opción 7 [212 €/MWh] 

Instalación 
Ingreso venta 

energía 
Ingresos por 

capacidad 
VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 6.121.924 €   489.754 €   40.840.843 €  11,6% 13 

Laguna de Barlovento - Bediesta  5.227.284 €   418.183 €   37.379.743 €  12,2% 12 

Gánico - Vicario  6.093.516 €   487.481 €   40.422.202 €  11,5% 13 

Tamanca - La Caldereta  5.975.008 €   478.001 €   38.596.710 €  11,3% 13 

Tabla 40 Análisis de sensibilidad al precio de venta de la energía en el hidrobombeo con derechos de emisión 

Los resultados expuestos en la tabla anterior demuestran que la consideración de los ahorros 

por derechos de emisión mejora notablemente el modelo de negocio en el citado proyecto para 

cada una de las cuatro opciones. En este caso se consiguen unas TIRs superiores al 8%, incluso 

para un precio de venta de la energía de almacenamiento de 150 €/MWh. Incluso con un precio 

de venta de la energía de almacenamiento de 140 €/MWh se conseguirían TIR superiores al 

7,5%. 

Es importante tener en cuenta que este beneficio económico no lo recibiría directamente el 

promotor de la central de bombeo reversible. En línea con la explicación desarrollada a lo largo 

del apartado 7.2.4, el gravamen se aplica sobre la generación térmica convencional y éste, a su 

vez, se repercute sobre los precios finales de la energía eléctrica de todos los españoles 

asumiendo condiciones pool de mercado (equilibrio entre oferta y demanda de energía 
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eléctrica). La generación renovable tiende a reducir la energía proveída por la generación 

térmica y, por consiguiente, cuanta mayor energía renovable se aporte al sistema, menos se 

grava a los consumidores por derechos de emisión. Bajo esta hipótesis es sobre la que se soporta 

la mayor parte de las subvenciones al fomento de la generación renovable en España. Por tanto, 

las futuribles opciones de centrales de bombeo reversible tienen una importante componente 

de infraestructuras de interés general para la ciudadanía de La Palma. 

7.2.5. Centrales de bombeo reversible como opciones de almacenamiento 

vinculadas a comunidades energéticas 

Las centrales de bombeo reversible por sus características en relación a la capacidad de 

almacenamiento disponible, se clasifican generalmente como soluciones de almacenamiento a 

gran escala. En el contexto de islas, suele interesar especialmente que cuando haya opciones de 

almacenamiento energético mediante hidrobombeo éstos sean promovidos tratando de 

maximizar la economía de escala, existiendo al menos una opción de hidrobombeo que soporte 

una buena parte de los servicios de ajuste al sistema que se requieran en el fomento de la 

generación renovable no gestionable. 

En el caso particular de La Palma, se pretende promover, además, la creación de comunidades 

energéticas. Estas comunidades energéticas se caracterizan por ser definidas mediante una 

figura jurídica que, con base en la participación abierta y voluntaria, estando efectivamente 

controlada por sus socios y situada en proximidad a proyectos de energías renovables, 

proporcionan beneficios medioambientales, económicos y sociales a sus asociados o a las zonas 

locales donde opera. Por tanto, una comunidad energética tiene una amplia componente de 

descentralización. 

Como ya se ha comentado al inicio del apartado 7, en el contexto general regulatorio del 

almacenamiento en España, se entiende que las centrales de bombeo reversible con 

funcionamiento a gran escala sólo pueden ser operadas por el operador del sistema eléctrico 

(caso de la isla de Gran Canaria). Desde la parte del cliente se propone que estos sistemas de 

almacenamiento energético sirvan como soporte a comunidades energéticas en la isla de La 

Palma. Esta opción estaría supeditada a que las demandas que sean vinculadas con esta 

instalación de almacenamiento energético se localicen en proximidad a la localización de las 

centrales de bombeo reversible. 

Como se evaluaba en el apartado 6.2, dos de las opciones de bombeo reversible de mayor 

interés en la isla de La Palma se encuentran entre los municipios de Barlovento y San Andrés y 

Sauces en el extremo Noreste de la isla. Si se aspirara por la opción de comunidad energética 

muy posiblemente sólo sería plausible la puesta en marcha de una de estas dos instalaciones ya 

que las poblaciones que se encuentran en proximidad difícilmente rebasan consumos superiores 

a 10 MW, estando la mayor parte de la demanda localizada en el municipio de Santa Cruz de La 

Palma.  
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8. Conclusiones  

El Clean Energy for EU Islands, iniciativa de la Comisión Europea que evalúa la transición 

energética de las islas europeas y que analiza de manera específica la situación en 76 islas, 

promueve el desarrollo de un estudio que pretende determinar la capacidad de 

almacenamiento energético, a través de instalaciones de bombeo reversible, en la isla de La 

Palma (Islas Canarias, España). Este análisis, encargado al Instituto Tecnológico de Canarias (ITC), 

ha sido definido en dos etapas. En una primera etapa se evalúan y pre-dimensionan las opciones 

de mayor interés para, posteriormente, realizar un estudio económico que determine la 

rentabilidad de cada una de las alternativas identificadas.  

La Palma es una de las islas del archipiélago canario con mayor dependencia actual en el uso de 

combustibles fósiles, sin posibilidades de interconexión eléctrica con otras islas, por factores 

técnicos y económicos, ni proyectos de gran envergadura planificados, como el que supondría 

una central de bombeo reversible. Esta es una razón de peso para buscar soluciones que 

permitan descarbonizar el sector energético de la isla en condiciones que garanticen la 

seguridad y calidad del suministro. Una de estas soluciones pasa por la instalación de sistemas 

de almacenamiento energético a gran escala que permitan, no sólo almacenar energía y 

suministrarla cuando haga falta, sino también, prestar otros servicios de ajuste y regulación al 

sistema. Este aspecto toma especial relevancia en sistemas débiles y aislados, como el de La 

Palma, en el que la generación que aporta estabilidad y flexibilidad procede, únicamente, de los 

generadores síncronos instalados en la central térmica de los Guinchos, fundamentalmente, 

motores alimentados con diésel. 

Técnicamente, una central de bombeo reversible suele entenderse como una solución de 

almacenamiento a gran escala donde las reservas de agua en embalse y la diferencia de cotas 

viabilizan que se pueda almacenar una gran cantidad de energía en forma de energía potencial 

para los instantes en los que la producción renovable es escasa. Incluso por cuestiones 

relacionadas con la economía de escala, suele interesar que estas instalaciones sean lo más 

grandes posible (siempre coherente con el tamaño del sistema eléctrico al cual se abastece) 

habilitando la posibilidad de que un único sistema incorpore múltiples unidades de generación, 

pero aprovechando las infraestructuras comunes (embalses, canalizaciones, infraestructura 

eléctrica, etc.) que no sólo garanticen la operación del sistema eléctrico con energías limpias 

sino que aporten la gestionabilidad que otras instalaciones renovables, como por ejemplo la 

eólica y la fotovoltaica, no pueden aportar dada su naturaleza variable.  

Dentro de las distintas opciones de almacenamiento energético, las centrales de bombeo 

reversible son con diferencia la tecnología más conocida y presentan la ventaja de instalar 

generadores síncronos que poseen una respuesta inercial muy elevada, siendo capaces de 

aportar de 5 a 7 veces su potencia nominal de manera transitoria en el instante en el que se 

produce un cortocircuito. Esta condición se combina con otras cualidades como las que supone 

su capacidad para llevar a cabo servicios de modulación y arbitraje de energía, su capacidad para 

integrar renovables no gestionables (eólica y fotovoltaica), su elevado control de potencia activa 

– frecuencia, su capacidad para el control de potencia reactiva – tensión, la optimización de 
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reservas rodantes, su capacidad para acometer procesos black-start e, incluso,  almacenamiento 

estacional. 

Para el desarrollo de este servicio el ITC partía del diagnóstico desarrollado en la Estrategia de 

almacenamiento energético de Canarias donde se realizó un estudio inicial de las capacidades 

de almacenamiento a gran escala existentes en cada una de las islas del archipiélago canario. En 

este estudio se detectó la existencia de 12 embalses ya disponibles y uno en construcción y cuyas 

capacidades eran, en su mayor parte, de entre 100.000 y 300.000 m2 salvo en dos de ellos en los 

que se alcanzarían 1.500.000 m3 (Vicario) y 3.120.000 m3 (Laguna de Barlovento).  

Tomando como referencia estos datos de partida se planteaban un total de 8 opciones de 

centrales de bombeo reversible para La Palma. Se expone, en la siguiente tabla, las 

características de cada una de ellas haciendo especial hincapié en la potencia de turbinación que 

podría disponerse como consecuencia del salto de agua previsto y la energía acumulable 

conforme a la capacidad del embalse de menor tamaño que formaría el hidrobombeo. 

Características generales de las centrales hidroeléctricas de bombeo propuestas en La Palma 

Depósito 
superior 

Depósito 
inferior 

Volumen 
[m3] 

Salto de 
agua [m] 

Caudal 
[m3/s] 

Potencia 
(MW) 

Energía acumulable 
(MWh) 

Laguna de 
Barlovento 

Los 
Camachos* 

150.000 431 2,63 10-12 131,73 

Laguna de 
Barlovento 

Adeyahaman 340.000 376 3,61 12-15 260,49 

Laguna de 
Barlovento 

Bediesta 180.000 415 2,73 10-12 152,21 

Adeyahaman Bediesta 180.000 39 2,90 1-3 14,30 

Las Lomanas Bediesta 90.000 143 2,38 3-5 26,22 

Gánigo* Vicario 150.000 685 2,48 12-15 209,37 

Montaña del 
Arco 

El Campo  90.000 401 2,82 10-12 73,54 

Tamanca* La Caldereta 110.000 580 2,73 12-15 130,00 
Tabla 41 Características generales de las centrales hidroeléctricas de bombeo propuestas en La Palma 

De todas estas opciones, queda patente que las alternativas de mayor interés no sólo por 

potencia instalada sino incluso por capacidad de almacenamiento disponible son las que se 

presentan en la siguiente tabla: 

Centrales hidroeléctricas de bombeo seleccionadas en La Palma 

Depósito superior Depósito inferior Potencia (MW) Energía acumulable (MWh) 

Laguna de Barlovento Adeyahaman 15 260,49 

Laguna de Barlovento Bediesta 12 152,21 

Gánigo* Vicario 15 209,37 

Tamanca* La Caldereta 15 130,00 

Total 57 752,06 
Tabla 42 Centrales hidroeléctricas de bombeo seleccionadas en La Palma 

Todas tienen una capacidad de almacenamiento igual o superior a 130 MWh y potencias 

superiores a los 10 MW. De instalarse estas cuatro centrales de bombeo reversible, se alcanzaría 

una potencia de turbinación de 57 MW con una capacidad de 752 MWh, lo que permitiría la 

operación en turbinado durante 13 horas de manera continua (superior a las 12 horas que 

normalmente se aconseja). Por ello, el aporte de esta tecnología podría ser muy relevante 
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superándose incluso la punta de demanda anual de la isla, que se sitúa sobre los 50 MW. Cada 

uno de los hidrobombeos sería capaz de cubrir un 25% de la punta de demanda insular. 

Partiendo de esta selección, en la siguiente fase del estudio se llevó a cabo un pre-

dimensionamiento de las instalaciones. Se tomaba como información de partida datos generales 

como los que supone el salto de agua, el perfil topográfico, el volumen de agua almacenada y el 

tamaño máximo de grupo de generación de energía eléctrica en este sistema para determinar 

el tipo de turbina y los grupos de bombeo a instalar, los caudales de tubería ascendente y 

descendente, la topología de las infraestructuras hídricas, los tipos, diámetros y pérdidas 

previsibles en las canalizaciones, así como las infraestructuras eléctricas y de obras civiles que 

serían requeridas en cada caso. Se resume a continuación las principales características técnicas 

de las cuatro instalaciones de bombeo reversible planteadas: 

Características técnicas de las cuatro opciones de centrales de bombeo reversible 

 
LAGUNA DE 

BARLOVENTO - 
ADEYAHAMAN 

LAGUNA DE 
BARLOVENTO - 

BEDIESTA 
GÁNIGO -VICARIO 

TAMANCA – LA 
CALDERETA 

Datos generales 

Depósito superior Laguna de Barlovento Laguna de Barlovento Gánigo Tamanca 

Depósito inferior Adeyahaman Bediesta Vicario La Caldereta 

Salto de agua 376 metros 415 metros 685 metros 580 metros 

Reserva ecológica 
considerada 

25% del depósito 
Adeyahaman 

25% del depósito 
Bediesta 

25% del depósito 
Vicario 

25% del depósito La 
Caldereta 

Volumen máximo 340.000 m3 180.000 m3 150.000 m3 110.000 m3 

Volumen utilizable 255.000 m3 135.000 m3 112.500 m3 82.500 m3 

Ciclo de turbinación y bombeo 

Ciclo de turbinación Turbinas tipo Pelton 1 jet libre 

Potencia de 
turbinación 

3 x 5 MW 3 x 4 MW 3 x 5 MW 3 x 5 MW 

Ciclo de bombeo Sistema Multietapa RDLP DN 350-1350 

Potencia de bombeo 5 x 3 MW 4 x 3 MW 5 x 3 MW 5 x 3 MW 

Caudales 

Caudal de tubería 
descendente 

4,53 m3/s 3,27 m3/s 2,49 m3/s 2,94 m3/s 

Caudal de tubería 
ascendente 

4,78 m3/s 3,44 m3/s 2,60 m3/s 3,91 m3/s 

Caudal unitario de 
aspiración en 
turbinación 

1,51 m3/s 1,09 m3/s 0,83 m3/s 0,98 m3/s 

Caudal unitario de 
aspiración en 
bombeo 

0,96 m3/s 0,86 m3/s 0,52 m3/s 0,62 m3/s 

Canalizaciones 

Tubo descendente 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 1,20 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 1,02 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 0,63 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 0,97 m 

de diámetro. 

Tubo ascendente 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 1,23 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 1,04 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 0,91 m 

de diámetro. 

Tubería de acero 
estirado sin costura y 
galvanizado de 0,99 m 

de diámetro. 

Longitud de las 
canalizaciones 

2.300 metros 2.500 metros 2.800 metros 1.400 metros 

Aspiración de 
grupos de turbinado 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,69 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,59 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,51 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,56 m 

de diámetro. 

Aspiración de 
grupos de bombeo 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,55 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,52 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,41 m 

de diámetro. 

Disposición en 
paralelo. Conexión de 
tres tubos de 0,44 m 

de diámetro. 
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Pérdidas de carga en 
canalización de 
turbinación 

5,04 metros 6,64 metros 26,14 metros 3,93 metros 

Pérdidas de carga en 
canalización de 
bombeo 

4,90 metros 6,56 metros 8,52 metros 3,88 metros 

Capacidad de almacenamiento energético 

Energía máxima 
acumulable 

260,49 MWh 152,21 MWh 209,37 MWh 130,00 MWh 

Horas útiles de 
turbinado 

15,67 horas 11,47 horas 12,55 horas 7,79 horas 

Horas útiles de 
bombeo 

14,81 horas 10,90 horas 12,01 horas 7,39 horas 

Generador eléctrico 

Tipo Generador síncrono trifásico, sin escobillas 

Tensión 6 kV 

Frecuencia 50 Hz 

Temperatura 
ambiente admisible 

40 ⁰C 

Forma constructiva IM 7212 – Horizontal (IEC 60034-7) 

Protección: IP 23 

Refrigeración IC 81 W 

Protección 
antiparasitaria 

Grado N (VDE-0875) 

Servicio Si-Continuo 

Sentido de giro Contrario a las agujas del reloj (visto desde el lado acoplamiento) 

Potencia aparente 5.880 kVA 4.705 kVA 5.880 kVA 5.880 kVA 

Potencia activa 4.998 kW 3.998 kW 4.998 kW 4.998 kW 

Conexión Estrella 

Intensidad 565 A 460 A 565 A 565 A 

Datos de excitación 108 V – 101 A 

Tipo de rotor Polos salientes 

Velocidad nominal 1200 rpm 

Velocidad de 
embalamiento 

1900 rpm – 10 minutos 

Aislamiento Clase Clase: F 

Calentamiento Clase Clase: B 

Tipo de rotor Polos salientes 

Longitud 5,3 metros 

Ancho 3,0 metros 

Altura 3,5 metros 

Centro de transformación    

Número de 
transformadores 

2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del 
secundario 

20 kV 

Potencia unitaria de 
cada transformador 

11,3 MVA 

Frecuencia 50 Hz 

Grupo de conexión Dyn11 

Tipo de 
transformador 

De potencia. Sumergido en Aceite 

Clase térmica F 

Método de 
enfriamiento 

ONAN 

Regulación de 
voltaje 

OLTC motorizado de 16 pasos con cambiadores de tomas de carga 

Peso del aceite Aproximadamente 7.500 kg 

Peso total del 
transformador 

28.000 kg 

Nº transformadores 2 

Tensión del primario 6 kV 

Tensión del 
secundario 

20 kV 

Longitud 4,5 metros 

Ancho 2,0 metros 
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Altura 2,5 metros 

Obras civiles 

Centro de turbinado 
16,5 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 
16,5 x 10 x 8 metros 

 (L x A x Al) 
16,5 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 
16,5 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 

Centro de bombeo 
26 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 
22 x 12 x 8 metros 

 (L x A x Al) 
26 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 
26 x 10 x 8 metros  

(L x A x Al) 

Servicios auxiliares 
10 x 5 x 3,2 metros  

(L x A x Al) 
10 x 5 x 3,2 metros 

 (L x A x Al) 
10 x 5 x 3,2 metros  

(L x A x Al) 
10 x 5 x 3,2 metros  

(L x A x Al) 

Tabla 43 Características técnicas de las cuatro opciones de centrales de bombeo reversible 

Adicionalmente, en la última parte del estudio técnico realizado para cada una de las opciones 

de bombeo reversible, se realizó un análisis de cómo afectaría cada instalación al balance 

energético de la isla. Teniendo en cuenta que como cualquier infraestructura de 

almacenamiento energético, la contribución del sistema instalado siempre será dependiente de 

la cantidad de energía renovable no gestionable disponible en el sistema eléctrico, se tomaba 

como referencia de mix energético el propuesto por el Plan de Transición Energética de Canarias 

2030. Considerando que la demanda eléctrica para el año 2030 ascendería a la cifra de los 233,18 

GWh, se muestra en la siguiente tabla un resumen del mix energético resultante: 

Resumen del mix energético resultante para cada opción de almacenamiento energético  

Opciones 
 Eólica Fotovoltaica Biomasa Geotérmica  Térmica  

Turbinación 
(hidrobombeo) 

Bombeo 
(hidrobombeo) 

Producción 
H2 verde  

Cobertura 
EERR 

H2 

MWh MWh MWh MWh MWh MWh MWh MWh % tH2 

Laguna de 
Barlovento - 
Adeyahaman 

185.152 58.354 3.370 86.040 107.999 28.877 62.342 175.297 60,20 3.267 

Laguna de 
Barlovento - 

Bediesta 
185.152 58.354 3.370 86.040 112.299 24.657 53.268 184.546 57,74 3.439 

Gánigo – 
Vicario 

185.152 58.354 3.370 86.040 108.150 28.743 62.247 175.389 60,12 3.269 

Tamanca – La 
Caldereta 

185.152 58.354 3.370 86.040 108.738 28.184 62.039 175.598 59,83 3.272 

La Palma  185.152 58.354 3.370 86.040 85.521 50.803 116.785 120.666 69,94 2.249 

Tabla 44 Resumen del mix energético resultante para cada opción de almacenamiento energético 

En la tabla anterior, los resultados expuestos en la fila nombrada como La Palma, se obtienen 

simulando todas las centrales como una única instalación central, a pesar de que cada una 

operaría de manera diferenciada. 

Si se compara con el caso base, se puede comprobar que para cada opción de almacenamiento 

evaluada, cada alternativa de hidrobombeo es capaz de soportar entre el 5 – 10% de la demanda 

eléctrica insular, a lo que se sumaría la cantidad de energía eólica y fotovoltaica que podría ser 

integrada en el sistema gracias a los servicios de flexibilidad que ofrece esta central y que 

permiten integrar energía renovable no gestionable en el sistema eléctrico. 

Una vez finalizado el pre-dimensionamiento de las instalaciones, se continuó con el estudio 

económico. En este estudio económico se parte de la base de que mercado eléctrico y su 

regulación fueron creados originalmente para una generación principalmente térmica 

convencional, gestionable y centralizada, sin grandes necesidades de almacenamiento y, por 

tanto, el mercado eléctrico actual no está adaptado para las instalaciones de almacenamiento. 

Por ello, uno de los retos fundamentales en la transición energética de Canarias es adaptar el 

marco regulatorio para incluir los sistemas de almacenamiento, creando unas condiciones de 

igualdad para todas las aplicaciones del mercado que eliminen las incertidumbres de los 

inversores para apostar por el almacenamiento.  
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Hasta el momento, la solución que ha venido siendo implantada es la creación de un marco 

específico de remuneración a centrales de bombeo reversible una vez se confirma que dicha 

instalación va a ponerse en funcionamiento. Esto sucedió con la central hidroeólica de Gorona 

del Viento y recientemente también ha sucedido para la central de bombeo reversible de Gran 

Canaria mediante la aprobación de la Orden TED/1243/2022, de 2 de diciembre, por la que se 

aprueba la metodología de cálculo de la retribución de la instalación hidráulica reversible de 200 

MW de Chira Soria en Gran Canaria, titularidad del operador del sistema. No obstante, estos 

procedimientos excepcionales requieren de complejas negociaciones con las administraciones 

y no son fáciles de otorgar. Sin un marco específico para este cometido difícilmente sea viable 

en Canarias, y por extensión en España, la puesta en marcha de sistemas de almacenamiento 

energético de una manera masiva y en plazos alineados con los objetivos de descarbonización 

perseguidos tanto desde la Comunidad Europea, a nivel nacional y regional. 

A corto plazo, varias barreras obstaculizan el desarrollo del almacenamiento de energía en la 

Unión Europea y generan incertidumbre sobre los flujos de ingresos para cubrir los costes y 

riesgos de un proyecto con almacenamiento, pero entre ellas destacan las siguientes: 

• La existencia o no de esquemas de compensación por almacenamiento. 

• El potencial para desarrollar modelos comerciales nuevos e innovadores, y la aparición de 

nuevos agentes, como los agregadores independientes. En varios de los estudios de 

almacenamiento de energía mencionados se muestra que la provisión de un solo servicio 

(por ejemplo, arbitraje de precios) no es suficiente para hacer que el esquema de 

almacenamiento sea rentable; otros servicios remunerados (ej. frecuencia, tensión) son 

necesarios. 

En España el primer paso normativo  fue la incorporación de la figura del almacenamiento, en la 

Ley 24/2013, del Sector Eléctrico, mediante la definición del titular de instalaciones de 

almacenamiento, a través del Real Decreto-ley 23/2020, de 23 de junio, por el que se aprueban 

medidas en materia de energía y en otros ámbitos para la reactivación económica. No obstante, 

sería necesario desarrollar y adaptar las disposiciones regulatorias para el desarrollo de 

instalaciones híbridas con almacenamiento, para lo cual será obligatorio clarificar,  entre  otras  

cuestiones,  los  peajes  y  cargos  aplicables  a  los  casos  donde  el almacenamiento  de  energía  

se  combina  con  generadores  renovables  que  perciben  un régimen retributivo específico. 

Tomando como referencia el caso precedente de Gorona del Viento (El Hierro) y el marco 

retributivo que ha sido trazado para Chira – Soria, se entiende que existen dos fuentes 

principales de ingreso para este tipo de proyectos, la facturación por venta de energía turbinada 

y los pagos por capacidad por la provisión de servicios complementarios de ajuste al sistema.  

En relación a los ingresos por venta de energía, dada la incertidumbre, en este estudio se ha 

optado por analizar distintas opciones a modo de estudio de sensibilidad, evaluando la situación 

económica para precios en la horquilla de los 150 €/MWh (precio medio de la demanda durante 

los últimos dos años en España) y los 212 €/MWh (coste de generación durante los últimos dos 

años en la isla de La Palma).  
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Por otra parte, tomando como referencia la información disponible de cierre de cuentas anuales 

desarrolladas por la Comisión Nacional de Mercados y la Competencia (CNMC), se concluye que 

los pagos por capacidad rondan el 8% de los ingresos por venta de energía. 

De otro lado, en este caso es importante tener en cuenta que la energía necesaria para el 

bombeo debe ser renovable y ésta debe ser comprada en el mercado, atribuyéndose un precio 

distinto en función de si se prevé la aplicación de políticas de corte o, por el contrario, no se 

prevé la aplicación de estas políticas, pero es necesario poner en funcionamiento los grupos de 

bombeo por cuestiones operativas de la planta. Cuando se prevé la aplicación de políticas de 

corte se fija un precio de compra de la energía de 30 €/MWh, coherente con la media del precio 

de la demanda en España antes del aumento de los precios de los combustibles y los derechos 

de emisión y que coincide con el percentil 5 del precio de la demanda de los últimos dos años. 

Este valor se considera coherente porque se trataría de energía renovable que, de otra forma, 

no podría ser integrada en el sistema eléctrico y, por tanto, su coste de oportunidad iba a ser 

cero. En cambio cuando no se prevé la aplicación de políticas de corte, el coste de la energía 

destinada al funcionamiento de los grupos de bombeo tendría un coste superior, estimado en 

el percentil 30 de los precios del mercado (68 €/MWh). 

Además de los precios que serían aplicables a la energía turbinada, a los pagos por capacidad y 

a la energía usada para el bombeo, debe especificarse las inversiones necesarias para llevar a 

cabo cada uno de los cuatro proyectos analizados. Las estimaciones realizadas en relación con 

los costes de inversión son las que se muestran en la siguiente tabla, donde se distingue entre 

los costes incurridos por la compra de los sistemas de almacenamiento energético, los costes 

por la adquisición de sistemas eléctricos, obra civil y otros costes relativos a otras 

infraestructuras para la conexión del conjunto al punto de enganche al cual se uniría la 

instalación con el sistema eléctrico. Es conveniente mencionar que los precios a los cuales se 

tiene acceso son precios de venta al por menor: 

Estimación de la inversión 

Partida 
Ratio 

considerado 
(€/MW) 

Laguna de Barlovento 
– Adeyahaman  

(15 MW) 

Laguna de 
Barlovento – 

Bediesta (12 MW) 

Gánico - Vicario 
(15 MW) 

Tamanca – La 
Caldereta 

Grupo de bombeo 328.000,00 € 4.920.000,00 € 3.936.000,00 € 4.920.000,00 € 4.920.000,00 € 

Turbinas 422.000,00 € 6.330.000,00 € 5.064.000,00 € 6.330.000,00 € 6.330.000,00 € 

Generador 187.000,00 € 2.805.000,00 € 2.244.000,00 € 2.805.000,00 € 2.805.000,00 € 

Obra civil 1.350.000,00 € 20.250.000,00 € 16.200.000,00 € 20.250.000,00 € 20.250.000,00 € 

Acondicionamiento 
de embalses 

580.000,00 € 8.700.000,00 € 6.960.000,00 € 8.700.000,00 € 8.700.000,00 € 

Infraestructura 
eléctrica 

195.000,00 € 2.925.000,00 € 2.340.000,00 € 2.925.000,00 € 2.925.000,00 € 

Servicios auxiliares 88.000,00 € 1.320.000,00 € 1.056.000,00 € 1.320.000,00 € 1.320.000,00 € 

Otros (ingeniería y 
desarrollo) 

150.000,00 € 2.250.000,00 € 1.800.000,00 € 2.250.000,00 € 2.250.000,00 € 

Total 3.361.000,00 €  50.415.000,00 €       40.332.000,00 €   50.415.000,00 €     50.415.000,00 €  

Tabla 45 Estimación de la inversión 

Teniendo en cuenta que los costes de inversión pueden estar sujetos a una gran variabilidad, 

como lo demuestra el caso de Gorona del Viento, donde se pasó de una estimación inicial de 40 

M€ a un coste final de inversión de 83 M€, y el de Chira Soria donde la inversión inicial se 
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estimaba en 320 M€ y según la Orden TED descrita en el apartado 7.1.4 el total de inversión se 

encuentra ahora en los 589 M€, se adopta como criterio conservador aumentar en un 25% la 

inversión estimada inicialmente:  

Estimación de la inversión corregida con aumento de inversión 

Partida 
Laguna de Barlovento –  
Adeyahaman (15 MW) 

Laguna de Barlovento –  
Bediesta (12 MW) 

Gánico – Vicario 
(15 MW) 

Tamanca – La 
Caldereta (15 MW) 

Inicial estimada 50.415.000,00 €       40.332.000,00 €   50.415.000,00 €     50.415.000,00 €  

Con aumento de 
inversión al 25% 

 63.018.750,00 €   50.415.000,00 €  63.018.750,00 €   63.018.750,00 €  

Tabla 46 Estimación de la inversión corregida con aumento de inversión 

Con estos datos de partida se procede a realizar los estudios de sensibilidad económica frente 

al precio de la energía. Se desarrollan las estimaciones bajo dos supuestos. Por un lado se analiza 

la situación por la cual las fuentes de ingreso sólo se derivan de la venta de energía y los pagos 

por servicios de capacidad desarrollados. Por otra parte, se simula un escenario adicional en el 

cual se tiene en cuenta como beneficio la reducción de emisiones contaminantes y, en 

consecuencia, la disminución en el pago de gravámenes derivados de derechos de emisión 

materializados sobre empresas eléctricas y repercutidos a los consumidores. Se expones las 

principales conclusiones de ese análisis a continuación. 

Supuesto de rentabilidad económica considerando como ingresos la venta de energía y los 

pagos de capacidad. 

La principal conclusión extraída de este estudio económico es que la rentabilidad en la inversión 

de las distintas opciones evaluadas no es muy diferente de una a otra porque los cuatros 

sistemas de bombeo reversible propuestos son semejantes tanto en términos de potencia de 

turbinación como en capacidad de almacenamiento. Adicionalmente, en términos de inversión 

los cuatro proyectos tienen características semejantes en cuanto a infraestructuras necesarias, 

por lo cual, aunque se proponga uno de mayor tamaño, la inversión es proporcional a los 

beneficios esperados. De estas cuatro opciones, la de mayor interés económico parece ser 

Laguna de Barlovento – Bediesta ya que es la alternativa que más ajusta la inversión a las 

necesidades de potencia y capacidad de almacenamiento.  

Incluso teniendo en cuenta un aumento de la inversión de un 25% sobre lo inicialmente 

estimado, se alcanzaría la rentabilidad para un precio de venta de la energía producida por los 

grupos de turbinación superior a 180 €/MWh. Este resultado está claramente influenciado por 

el coste de inversión requerido para la puesta en marcha de estas instalaciones. La opción que 

presenta un menor ratio de inversión por capacidad de almacenamiento es Laguna de 

Barlovento – Adeyahaman donde el ratio sería de 241,9 €/kWh. El mayor ratio sería para la 

central de Tamanca – La Caldereta siendo el valor de 484,8 €/kWh. Esta amplia diferencia se 

debe a que, aunque hay tres opciones de hidrobombeos de 15 MW en cada una de ellas, la 

capacidad de almacenamiento es muy diferente, llegando a haber una diferencia de, incluso, el 

doble de capacidad (en Tamanca – La Caldereta la capacidad es de 130 MWh, mientras que en 

Laguna de Barlovento – Adeyahaman se alcanzan los 260 MWh). 
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Si asumimos que el precio de la demanda media en los últimos años se ha situado en 150 

€/MWh, se concluye que con ninguna de las cuatro opciones de hidrobombeo se logra reducir 

el precio de la demanda por debajo de la media nacional que define el pool de mercado. No 

obstante, sí se reduce de una manera muy considerable el extracoste de explotación del 

sistema eléctrico de La Palma el cual para el mismo horizonte temporal se encontraba sobre 

los 212 €/MWh. Por ello, la reducción mínima sería de 32 €/MWh. Esta mejora es muy 

significativa y más si cabe si se considera que esta isla es un sistema aislado y sin posibilidad de 

interconexión eléctrica, en la que para integrar energías renovables, necesariamente debe 

haber generación gestionable. 

Supuesto de rentabilidad económica considerando como ingresos la venta de energía, los 

pagos de capacidad y la reducción del gravamen insular por pagos de derecho de emisión. 

Cuanto mayor sea la energía proveída por la central de bombeo reversible, menor será el 

gravamen que se pagaría por la energía eléctrica en la isla de La Palma dado que su principal 

fuente de suministro es la generación térmica convencional.  

Conforme a los datos publicados en el Anuario Energético de Canarias, para el año 2021 por 

cada MWh de energía producida se generan 0,708 tCO2. Por consiguiente, sólo por la energía 

proveída por la central de bombeo reversible se evitaría la emisión de entre 17.457 tCO2 (caso 

de Laguna de Barlovento – Bediesta) y 20.445 tCO2 (caso de Laguna de Barlovento – 

Adeyahaman). Adicionalmente, si los derechos de emisión se retribuyen a un precio de 82,86 

€/tCO2, se estaría evitando que se aplique un gravamen anual de entre 1,45 y 1,69 M€/año 

para cada opción de hidrobombeo que fuera implantada. 

Este esquema conocido como “cap and trade” genera incentivos económicos para que las 

industrias (como la que supone la industria de generación de energía eléctrica de La Palma) 

avancen tecnológicamente hacia un modelo no basado en el uso de fuentes contaminantes y 

que sus derechos adquiridos (ya sean gratuitos o mediante subasta) que no sean usados gracias 

a las mejoras implantadas, puedan ser vendidos en el mercado secundario ampliando el 

beneficio económico. Por tanto, por un lado existiría un ahorro por no pago de derechos de 

emisión y por el otro existirían ingresos por la venta de derechos de emisión sobrantes (no 

utilizados). 

Tomando estas bases de referencia, los cálculos económicos fueron desarrollados nuevamente 

considerando como ahorro el no pago de derechos de emisión de la energía producida por el 

hidrobombeo y que no requiere de su generación mediante energía térmica convencional que 

sí estaría gravada por este coste repercutido al sistema eléctrico y, por extensión, a los 

consumidores finales de energía. Para el cálculo se considera la energía producida por 

turbinación, un precio por derechos de emisión de 82,86 €/tCO2 y un ratio de emisión por 

megavatio producido de 0,708 tCO2/MWh. Adicionalmente, se ha considerado una tasa de 

actualización de los derechos de emisión anuales del 1,5%. Esta tasa de actualización se 

considera muy conservadora teniendo en cuenta los incrementos en los precios de derechos de 

emisión de los últimos dos años pero ciertamente se considera que estos derechos no pueden 

continuar creciendo de una manera drástica porque en caso contrario sería inasumible. 

Adicionalmente, a medida que el sistema va reaccionando y completando la transformación 
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hacia un modelo más descarbonizado, la tendencia sería que en el mercado exceda cada vez 

más derechos de emisión y el precio por derecho descienda. Este hecho contrarrestaría el 

fenómeno que se produciría por el menor número de derechos de emisión puesto en mercado 

cada año. A efectos prácticos, considerar un ratio de actualización de los derechos de emisión 

del 1,5% haría que la fluctuación de estos derechos pasen de 82,86 €/tCO2 hasta los 118,4 

€/tCO2. 

Los resultados obtenidos demuestran que la consideración de los ahorros por derechos de 

emisión mejora notablemente el modelo de negocio en el citado proyecto para cada una de las 

cuatro opciones. En este caso se consiguen Tasas Internas de Retorno superiores al 8% incluso 

para un precio de venta de la energía de almacenamiento de 150 €/MWh.  

Es importante tener en cuenta que este beneficio económico no lo recibiría directamente el 

promotor de la central de bombeo reversible. El gravamen se aplica sobre la generación térmica 

convencional y este a su vez se repercute sobre los precios finales de la energía eléctrica de 

todos los españoles asumiendo condiciones pool de mercado (equilibrio entre oferta y demanda 

de energía eléctrica). La generación renovable tiende a reducir la energía proveída por la 

generación térmica y, por consiguiente, cuanta mayor energía renovable se aporte al sistema, 

menos se grava a los consumidores por derechos de emisión. Se expone en la siguiente tabla las 

cifras de VAN, TIR y Payback tanto de la opción en la que no se considera como en la que sí se 

consideran los pagos por derechos de emisión.   

Resumen de rentabilidad económica para las distintas opciones valoradas 

Resultados Opción 1 [150 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

-3.191.163 €  5,5% 0  15.289.503 €  8,3% 19 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

 244.804 €  6,0% 0  15.592.703 €  8,9% 17 

Gánico - Vicario -3.451.249 €  5,5% 0  14.983.091 €  8,2% 19 

Tamanca - La Caldereta -4.631.855 €  5,3% 0  13.610.312 €  8,1% 19 

Resultados Opción 2 [160 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 1.544.632 €  6,2% 0  19.440.451 €  8,9% 17 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

 4.211.328 €  6,8% 23  19.106.742 €  9,4% 16 

Gánico - Vicario  1.270.787 €  6,2% 0  19.121.116 €  8,8% 18 

Tamanca - La Caldereta  33.090 €  6,0% 0  17.709.892 €  8,6% 18 

Resultados Opción 3 [170 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 6.170.317 €  6,9% 23  23.555.911 €  9,4% 16 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

 8.082.933 €  7,5% 21  22.620.780 €  10,0% 15 
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Resumen de rentabilidad económica para las distintas opciones valoradas 

Gánico - Vicario  5.879.487 €  6,9% 23  23.217.479 €  9,4% 16 

Tamanca - La Caldereta  4.575.445 €  6,7% 23  21.726.587 €  9,2% 17 

Resultados Opción 4 [180 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 10.673.162 €  7,6% 21  27.671.371 €  9,9% 15 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

 11.849.403 €  8,1% 19  26.134.819 €  10,6% 14 

Gánico - Vicario  10.371.213 €  7,5% 21  27.313.842 €  9,9% 15 

Tamanca - La Caldereta  9.016.412 €  7,3% 21  25.743.283 €  9,7% 16 

Resultados Opción 5 [190 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 15.072.608 €  8,2% 19  31.786.831 €  10,5% 15 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

 15.528.274 €  8,8% 18  29.648.858 €  11,1% 14 

Gánico - Vicario  14.755.572 €  8,1% 19  31.410.204 €  10,4% 15 

Tamanca - La Caldereta  13.347.695 €  7,9% 20  29.759.979 €  10,2% 15 

Resultados Opción 6 [200 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 19.372.443 €  8,8% 18  35.902.291 €  11,0% 14 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

 19.111.766 €  9,3% 17  33.162.897 €  11,6% 13 

Gánico - Vicario  19.041.101 €  8,7% 18  35.506.567 €  10,9% 14 

Tamanca - La Caldereta  17.575.534 €  8,5% 18  33.776.675 €  10,7% 14 

Resultados Opción 7 [212 €/MWh] 

Instalación 
Sin derechos de emisión Con derechos de emisión 

VAN TIR Payback VAN TIR Payback 

Laguna de Barlovento - 
Adeyahaman 

 24.384.888 €  9,4% 17  40.840.843 €  11,6% 13 

Laguna de Barlovento - 
Bediesta 

 23.328.613 €  
10,0

% 
16  37.379.743 €  12,2% 12 

Gánico - Vicario  24.042.608 €  9,4% 17  40.422.202 €  11,5% 13 

Tamanca - La Caldereta  22.528.496 €  9,2% 17  38.596.710 €  11,3% 13 

Tabla 47 Resumen de rentabilidad económica para las distintas opciones valoradas 
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