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Resumen

En este trabajo se va a simular y optimizar el sistema de suministro energético de la Isla Graciosa
(Azores), que funciona como un sistema eléctrico aislado. El sistema h́ıbrido de la isla combina
fuentes renovables (solar, eólica y almacenamiento en bateŕıas) con generación diésel, buscando
reducir costes e impactos ambientales.

Mediante el uso de la herramienta MHOGA, se simulan diversos escenarios con optimizaciones
mono-objetivo y multi-objetivo, enfocadas en reducir los costes y las emisiones, además de evaluar
alternativas completamente renovables mediante la eliminación del generador diésel. Estos análisis
permiten identificar configuraciones que equilibran la demanda energética con los recursos disponi-
bles, maximizando la penetración de enerǵıas renovables y ajustándose a las necesidades del sistema
insular.
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2.3.2. Demanda eléctrica . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 12
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1. Introducción

Las islas, al operar como sistemas eléctricos independientes, enfrentan importantes retos para ase-
gurar un suministro de enerǵıa fiable y sostenible. Dado que no están conectadas a redes eléctricas
continentales, dependen fuertemente de combustibles fósiles importados, lo que genera altos costes
energéticos y problemas ambientales, además de hacerlas particularmente susceptibles a interrupciones
en el suministro.

En años recientes, la necesidad de soluciones energéticas sostenibles y resilientes en estos lugares
ha impulsado numerosas investigaciones y el desarrollo de enfoques innovadores basados en sistemas
de enerǵıa h́ıbrida [1], [2]. Un sistema h́ıbrido combina diferentes fuentes de enerǵıa, como solar, eólica
e hidroeléctrica, con fuentes convencionales como plantas térmicas y sistemas de almacenamiento,
formando una red optimizada e integrada. Este tipo de integración permite una mezcla energética
balanceada y eficiente que satisface la demanda de la población insular, a la vez que disminuye la
dependencia de combustibles fósiles.

A pesar de múltiples esfuerzos por avanzar hacia la neutralidad de carbono, la descarbonización a
la escala necesaria para evitar graves efectos climáticos sigue siendo económicamente complicada. Otro
problema relevante en las enerǵıas renovables es la intermitencia de su disponibilidad; sin embargo, se
proponen el almacenamiento energético [3] y estrategias de gestión energética [4] para hacer frente a
este problema.

Los sistemas h́ıbridos de enerǵıas renovables combinan múltiples fuentes de enerǵıa, equipos de con-
trol y equipos de almacenamiento. Estos sistemas pueden funcionar de manera autónoma o conectarse
a la red, brindando independencia, respaldo y seguridad en el suministro energético. El acoplamiento
de estos sistemas puede realizarse en corriente continua (DC) o corriente alterna (AC), facilitando el
intercambio de enerǵıa con la red y la regulación del voltaje. Una gestión eficiente de enerǵıa es clave
para integrar diversos sistemas de producción y almacenamiento en sistemas h́ıbridos. Muchos estudios
proponen microrredes para operaciones autónomas, con el objetivo de gestionar el flujo de enerǵıa
hacia diferentes cargas en el sistema [5].

A pesar del amplio estudio y las aplicaciones prácticas de los sistemas h́ıbridos de enerǵıas reno-
vables, estos aún se consideran una tecnoloǵıa emergente que necesita una mayor investigación. Para
que los sistemas h́ıbridos alcancen su máximo rendimiento, es esencial dimensionar correctamente cada
componente y aplicar una estrategia eficaz de gestión de enerǵıa. Esta estrategia permite regular el
flujo de enerǵıa y establecer prioridades en el uso de los componentes y aśı optimizar el funcionamiento
del sistema. Un ejemplo puede ser dar prioridad a cargas cŕıticas como sistemas de salud o de comu-
nicación sobre cargas menos esenciales para que las necesidades más importantes se satisfagan incluso
en condiciones de escasez. Una estrategia bien diseñada en gestión energética asegura la estabilidad
del sistema eléctrico, un suministro constante de enerǵıa, menores costes y protege los componentes de
sobrecargas. En sistemas no conectados a la red, como los sistemas aislados o en comunidades remotas,
la gestión de enerǵıa (EM) juega un papel cŕıtico debido a la falta de acceso constante a la red eléctrica.

1.1. Objetivo del proyecto

Este proyecto tiene como objetivo principal el estudio y mejora del sistema de suministro energético
de la Isla Graciosa, ubicada en el archipiélago de las Azores. La isla, al operar de forma independiente de
redes eléctricas continentales, utiliza un sistema h́ıbrido compuesto por generación de enerǵıa renovable,
almacenamiento en bateŕıas y respaldo diésel. Sin embargo, este sistema enfrenta retos en el ámbito
de la sostenibilidad, eficiencia económica y confiabilidad del suministro.

Para abordar dichos retos, el proyecto busca analizar la configuración actual del sistema y encontrar
soluciones que aumenten la integración de renovables y disminuyan la dependencia de diésel. Los
criterios de optimización incluyen la reducción de costes, la disminución de emisiones de CO2 y el
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incremento de la eficiencia del sistema.
También se plantea la posibilidad de diseñar un sistema completamente renovable eliminando la

generación diésel, considerando los efectos de distintos niveles de autonomı́a energética. Con este en-
foque, se busca obtener información que ayude a la transición hacia un sistema más sostenible, fiable
y que cumpla con las necesidades energéticas de la isla.

1.2. Sistema Energético Hı́brido de la Isla Graciosa

La Isla Graciosa se sitúa en el Océano Atlántico y pertenece al archipiélago de las Azores, Portugal.
Esta isla es de origen volcánico, tiene un área de 60,84 Km2 y una población de 4.100 habitantes.

El sistema energético h́ıbrido de la Isla Graciosa incluye una planta diésel (DPP) con una capacidad
total de 4,7 MW (5,9 MVA) y seis generadores diésel conectados a una barra de 15 kV para cubrir la
demanda en momentos de baja generación renovable y situaciones de emergencia. La planta h́ıbrida
(HPP) integra un parque eólico de cinco turbinas Enercon E-44 (4,5 MW en total), una planta solar
fotovoltaica de 1 MW y un sistema de almacenamiento en bateŕıas de litio-titanato (LTO) con una
capacidad de 3,2 MWh para almacenar excedentes renovables y mantener la estabilidad de la red.
Un sistema autónomo de gestión de enerǵıa (EMS) coordina la operación de todas las fuentes de
enerǵıa, maximizando la penetración renovable y optimizando el uso del almacenamiento para reducir
la dependencia del diésel. En la Figura 1 se muestra el esquema unifilar del sistema energético de Isla
Graciosa.

Figura 1: Sección 1.2. Esquema unifilar del sistema energético de Isla Graciosa, Azores. Fuente: [6]

Las localizaciones de las plantas de generación y del sistema de transmisión se pueden ver en la
Figura 2. La electricidad se transmite por una ĺınea de baja tensión de 0,4 kV y por tres ĺıneas de
media tensión de 15 kV, dos aéreas (roja y azul) y otra subterránea en la ciudad de Santa Cruz (verde).

5



Figura 2: Sección 1.2. Localización geográfica del sistema energético de Isla Graciosa. BESS: Bateŕıas,
TP: Central térmica, PV: Planta fotovoltaica, WF: Parque eólico. Fuente: [7]

Antes de implementar el sistema h́ıbrido, la comunidad de Graciosa depend́ıa en gran medida de
una planta de enerǵıa diésel para cubrir sus necesidades eléctricas, lo que generaba impactos ambien-
tales negativos relacionados con el suministro y la combustión de diésel. Aunque esta planta térmica,
propiedad de Eletricidade dos Açores (EDA), sigue operativa, la incorporación del sistema h́ıbrido ha
demostrado ser una alternativa atractiva desde los puntos de vista económico y ambiental, reduciendo
la dependencia de las importaciones de combustible y las emisiones de gases de efecto invernadero.

En 2021, la planta h́ıbrida cubrió el 65% de la demanda eléctrica de la isla (13,55 GWh), mientras
que el 35% restante provino de la planta diésel. El sistema de almacenamiento en bateŕıas permite
una respuesta rápida ante fluctuaciones, estabilizando frecuencia y voltaje en milisegundos, lo que
permite que las enerǵıas renovables cubran hasta el 100% de la demanda en ciertos momentos. Desde
la implementación de la planta h́ıbrida, la dependencia de los generadores diésel ha disminuido, logrando
reducir el consumo anual de diésel en aproximadamente 2 millones de litros en comparación con 2018
[8].

Cabe destacar que en los últimos años ha habido pérdidas significativas de enerǵıa renovable debido
a la limitación de generación (curtailment), un problema que surge cuando no es posible consumir toda
la enerǵıa producida o equilibrar la red. En Graciosa, estas limitaciones ocurren cuando la red eléctrica
enfrenta tensiones imprevistas, lo que lleva a desperdiciar una parte considerable de la enerǵıa solar y
eólica generada. Este desaf́ıo se intensifica a medida que aumenta la adopción de enerǵıas renovables.
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2. Herramientas y metodoloǵıa

2.1. Introducción a MHOGA

En este proyecto se ha utilizado el software MHOGA (MegaWatt Hybrid Optimization by Genetic
Algorithms) con el fin de simular el sistema energético actual y optimizarlo.

Este programa es una herramienta de simulación y optimización de sistemas de enerǵıa h́ıbrida,
como aquellos que combinan fuentes de enerǵıa solar, eólica, bateŕıas y generadores diésel. Está di-
señado para ayudar a encontrar la mejor combinación de componentes y configuraciones para cumplir
con varios objetivos, como minimizar costes, reducir emisiones y asegurar un suministro de enerǵıa
confiable.

MHOGA utiliza algoritmos genéticos, herramienta de optimización metaheuŕıstica inspirada en
la selección natural. En lugar de probar cada combinación posible de componentes de enerǵıa, el
software simula “poblaciones”de diferentes configuraciones y evalúa cuáles son las más eficaces. Cada
generación de configuraciones va mejorando progresivamente (como si “evolucionaran”) hasta encontrar
una solución óptima que cumpla con los objetivos establecidos.

Este software es especialmente útil en simulaciones en lugares remotos o aislados donde la red
eléctrica es limitada o inexistente, como islas o áreas rurales. Ayuda a diseñar sistemas que combinan
varias fuentes de enerǵıa, optimizando factores clave:

1. Costes: selecciona configuraciones que reducen el gasto tanto en la inversión inicial como en
operación y mantenimiento.

2. Sostenibilidad: busca soluciones que minimicen el uso de combustibles fósiles y reduzcan las
emisiones de carbono (en la optimización multiobjetivo).

3. Confiabilidad: asegura que el sistema pueda suministrar enerǵıa de manera constante y adecuada
a las necesidades del lugar.

MHOGA es muy útil para ingenieros, planificadores y gestores de proyectos energéticos que busquen
optimizar sistemas h́ıbridos de enerǵıa en unas condiciones espećıficas.

2.2. Predimensionado de los elementos

Conociendo el consumo anual de la isla, se va a llevar a cabo un predimensionado previo, que más
tarde volverá a realizar el programa. En este cálculo se obtendrán el número de elementos de cada tipo
que es necesario poner en paralelo para satisfacer la demanda.

2.2.1. Parque eólico

Previamente al predimensionado, se han realizado distintos cálculos para caracterizar el recurso
eólico disponible en la isla. Se representarán la curva de densidad de probabilidad (PDF) y la curva
de densidad de probabilidad de Weibull y más tarde podrán compararse con las que se obtienen en el
programa MHOGA.

Conocida la velocidad anual horaria [9] es posible la caracterización del comportamiento del vien-
to utilizando la distribución de frecuencias por intervalos de velocidad. A partir de este histograma
podemos obtener la curva PDF.

Adicionalmente, se estudia la variación del viento mediante la distribución de Weibull, la cual
representa una curva de densidad de probabilidad que se asemeja a la distribución real de viento. Esta
distribución se calcula con la función:

7



p(v) =
k

c
·
(v
c

)k−1
· e

−
(v
c

)k

(1)

donde k es el factor de forma, c es el factor de escala y v es la velocidad.

k =
(σu
v̄

)−1,086
(2)

c = v̄ ·
(
0, 0568 +

0, 433

k

)−
1

k (3)

donde σu es la desviación t́ıpica de los datos de velocidad de viento y tiene el valor de 3,86, y v̄ es la
media de los datos de velocidad de viento y su valor es 7,66 m/s. Calculando, obtenemos que k = 2, 11
y c = 8, 65.

A continuación se representan ambas curvas en la Figura 3

Figura 3: Sección 2.2. Curvas PDF y Weibull. Elaboración propia.

Para calcular cuántos aerogeneradores son necesarios para cubrir por completo la demanda de la
isla en un año (13,55 GWh), primero se calcula la misma distribución PDF pero esta vez en pasos de
1 m/s y se multiplica por la curva de potencia del aerogenerador Enercon E-44 (Figura 4).
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Figura 4: Sección 2.3.2. Curva de potencia del aerogenerador Enercon E-44.

De esta manera, obtenemos la curva de densidad de potencia de salida (Figura 5):

P (v) · p(v) (4)

donde p(v) es la probabilidad para la velocidad del viento v y P (v) es la potencia de salida de la
turbina a esa velocidad v en kW.

Figura 5: Sección 2.3.2. Potencia de salida del aerogenerador Enercon E-44 (kWh) a lo largo de un
año.

Integrando dicha curva, se obtiene la potencia media que cada aerogenerador suministra a lo largo
del año en kWh:

Paerogmedia
=

∫ vcut−out

vcut−in

P (v) · p(v)dv (5)
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en este caso, la potencia media suministrada por cada aerogenerador es de 326.39 kW.
Para calcular la enerǵıa que genera un aerogenerador en un año en kWh:

Eanual = Paerogmedia
· 365 dias · 24 horas (6)

si damos valores en la ecuación 6, obtenemos una enerǵıa suministrada anual de 2.859.152 kWh.
Podemos entonces calcular el número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la demanda

anual de la isla simplemente dividiendo dicha demanda entre la enerǵıa que puede suministrar un
aerogenerador en un año:

Naeros =
Demanda

Eanual
=

13, 55 GWh

2, 86 GWh
= 4,74 ≂ 5 aerogeneradores (7)

En MHOGA, se determina la cantidad de aerogeneradores necesarios para cada mes y se selecciona
el número adecuado para el mes más desfavorable. Se han vuelto a repetir los cálculos para obtener
la enerǵıa suministrada por el aerogenerador cada mes y se ha determinado que julio es el mes más
cŕıtico, debido a su alta demanda de electricidad y escaso recurso eólico. La enerǵıa generada por
un aerogenerador en julio es de 0,126 GWh y la demanda eléctrica es de 1,18 GWh. Calculando,
obtenemos:

Naeros =
Demanda

Eenero
=

1, 18 GWh

0, 126 GWh
= 9, 34 ≂ 10 aerogeneradores (8)

2.2.2. Generador fotovoltaico

A continuación se calcularán los MW de fotovoltaica necesarios para cubrir todo el consumo de la
isla durante un año.

Primeramente se busca la irradiación a lo largo del año sobre la superficie inclinada 35º de los paneles
(IRanual) en PVGIS, obteniendo un valor de 1.685,29 kWh/m2. Puede obtenerse la producción anual
de enerǵıa fotovoltaica como:

Prodanual = IRanual · Pgenerador · PR (9)

siendo PR el performance ratio, que se asume del 80% y Pgenerador la potencia del generador, de 1
MW. Dando valores se obtiene una producción anual de 1.348.232 kWh, es decir, 1,35 GWh.

Si se divide la demanda energética total entre la enerǵıa generada por ese 1 MW de fotovoltai-
ca, obtendremos los MW que son necesarios para satisfacer la demanda total solo con el generador
fotovoltaico:

MWfotovoltaica =
Consumo anual

Produccion anual por MW
=

13, 55 GWh

1, 35 GWh
= 10 MW (10)

De manera similar a lo que ocurre con el número de aerogeneradores, MHOGA calcula la cantidad
de MW fotovoltaicos necesarios centrándose en el mes más desfavorable. Tras realizar los cálculos para
cada mes, se concluye que el mes más cŕıtico es enero, con una producción de 0,0745 GWh y una
demanda de 1,19 GWh. Realizando el cálculo obtenemos:

MWfotovoltaica =
Consumo enero

Produccion enero por MW
=

1, 19 GWh

0, 074 GWh
= 15, 97 MW ≂ 16 MW (11)
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2.2.3. Bateŕıas

A continuación se calculará el número de bateŕıas en paralelo que seŕıan necesarias para cubrir la
demanda de la isla durante medio d́ıa, que es la autonomı́a que se ha especificado para el Caso 1 de
optimización.

Siendo el consumo de una hora:

13, 55 GWh

8760 horas
= 1, 5 MW (12)

Para las 12 horas de autonomı́a se necesitan:

Consumo en 12 horas

Capacidad util bateria
=

1, 5 MW · 12 horas

2, 24 MWh
= 8, 035 ≂ 9 baterias en paralelo (13)

2.2.4. NPC

El Coste Actual Neto (Net Present Cost, NPC) es un indicador clave en la evaluación económica
de sistemas energéticos. Representa el coste total de un sistema a lo largo de su vida útil, expresado
en términos del valor presente. Se calcula de la siguiente manera:

NPC =

n∑
t=1

CFt

(1 + r)n
(14)

siendo CFn los costes del año t (inversión, operación, mantenimiento, reemplazo, combustible, etc.), r
la tasa de descuento o interés anual (descontada de la inflación), t el año espećıfico dentro de la vida
útil del sistema y n la vida útil total del sistema.

Este indicador es importante ya que permite comparar distintas configuraciones de sistemas energéti-
cos considerando todos sus costes y su valor en el tiempo y facilita la toma de decisiones ya que éstas
pueden basarse, no solo en el coste inicial, sino en el coste total a lo largo del ciclo de vida del sistema.

2.2.5. LCOE

El Coste Nivelado de la Enerǵıa (Levelised Cost of Energy, LCOE) es un indicador económico
utilizado para evaluar el coste promedio de generación de enerǵıa durante la vida útil de un sistema.
Es una herramienta clave para comparar diferentes tecnoloǵıas de generación energética en términos
de costes por unidad de enerǵıa producida €/kWh.

LCOE =

∑n
t=1

It +Mt + Ft

(1 + r)t∑n
t=1

Et

(1 + r)t

(15)

donde It es la inversión, Mt es el coste de operación y mantenimiento, Ft es el coste del combustible y
Et es la enerǵıa eléctrica generada, todo en el año t.

2.3. Proceso de simulación del modelo actual

A continuación se explicará el proceso de simulación del actual sistema energético de la isla. Las
imágenes explicativas de esta sección se encuentran en el Anexo A.
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2.3.1. Configuración del proyecto y definición de objetivos

Lo primero que se hace es crear un proyecto de simulación, indicando que la simulación se realizará
para un año y después se extrapolará para el resto de años (25 años por defecto). En la sección de
optimización económica se señalará a su vez que se minimizará el coste actual neto (NPC).

Después se indica qué tipo de sistema se quiere simular. El sistema de Isla Graciosa se apoya princi-
palmente en una planta de enerǵıa diésel y una innovadora planta h́ıbrida que incluye un parque eólico,
una planta fotovoltaica y un sistema de almacenamiento en bateŕıas. La gestión de todo el sistema la
realiza un Sistema de Gestión de Enerǵıa (EMS), que optimiza el uso de las fuentes renovables.

La planta h́ıbrida permite que la isla funcione completamente con enerǵıa renovable cuando el
viento y el sol producen suficiente electricidad para cubrir la demanda. El sistema de bateŕıas juega
un papel clave, ya que proporciona una respuesta rápida a las variaciones en la generación renovable,
estabilizando la frecuencia y el voltaje. Gracias a esta estabilidad, los generadores diésel se usan solo
cuando es necesario recargar las bateŕıas o en momentos de alta demanda.

Es necesario seleccionar el número de elementos que forman el sistema que están en paralelo. En
este caso, en lugar de introducir unos ĺımites máximo y mı́nimo, se dará el número exacto de elementos
existentes en la isla. Se introducen restricciones como el “Máximo de Carga No Atendida”, lo que
significa que el sistema debe cumplir con un nivel mı́nimo de suministro para satisfacer la demanda,
considerando tanto la generación autónoma como el respaldo de la red. La simulación se configura con
un paso de tiempo de 60 minutos y una duración máxima de 15 minutos, equilibrando precisión y
tiempo de simulación.

2.3.2. Demanda eléctrica

A continuación se introducen los datos del sistema, empezando por la demanda eléctrica. Para
obtener una aproximación de la curva de demanda en el año 2021 en intervalos de una hora, se han
encontrado datos horarios de la generación del 27 de noviembre al 1 de diciembre de 2020 [10] y de la
generación cada mes del año 2021 [8]. Se ha calculado qué porcentaje de generación hubo en cada mes
de 2021 respecto a noviembre y, tomando como referencia el 27 de noviembre de 2020 (Figura 6), se
ha calculado la generación horaria aproximada del d́ıa 27 de cada mes (Figura 7). Una vez obtenidos
los datos, se ha creado una tabla que se ha importado en MHOGA.

Figura 6: Sección 2.3.2. Generación de enerǵıa (MW) el d́ıa 27 de noviembre de 2020.
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Figura 7: Sección 2.3.2. Generación energética (MW) aproximada en el año 2021.

Después se han indicado los datos de las fuentes de enerǵıa.

2.3.3. Enerǵıa solar

Para introducir esta fuente de enerǵıa en el sistema simulado, primero se ha de especificar las
caracteŕısticas de la zona y el recurso solar del que se dispone. Para ello se indica la latitud y longitud de
la isla, siendo 39,05ºN y -28,01ºE respectivamente; la inclinación adecuada de los paneles fotovoltaicos,
en este caso 35º (cerca del valor de la latitud) y su azimut, que será de 0º ya que las placas están
orientadas hacia el sur para maximizar la captación de luz solar al encontrarse en el hemisferio norte.
Con esta información, se han podido obtener los datos de irradiación mensuales desde PVGIS para el
año 2020.

Ahora se introducen los datos de los paneles policristalinos fotovoltaicos monofaciales que van a
utilizarse en la pestaña de recurso solar. El precio del kW de enerǵıa solar fotovoltaica instalada no
supera los 1.500 euros según el gobierno de las Azores [11], por otra parte, art́ıculos cient́ıficos muestran
que los paneles utilizados en sistemas energéticos similares, como en las Islas Baleares, suponen un coste
alrededor de 1.000 €/kW [12]. Por ello, en este proyecto se le ha dado un valor de 1.390 €/kW. El
coste de operación y mantenimiento se ha considerado el 1% del coste anual [12].

Por otra parte, la vida útil de los paneles es de 25 años [13], su TONC (Temperatura Nominal de
Operación) es de 42±3 ºC [14] y su coeficiente de temperatura es del -0,37%/ºC [13]. Se ha considerado
un valor de emisiones de 1100 kg CO2/kWp [15]. Cada generador fotovoltaico o string tiene su propio
inversor cuya eficiencia se considera del 98% [16], su coste el 8% del precio del panel y su vida útil 10
años.

2.3.4. Enerǵıa eólica

A continuación se presentan los datos relacionados con el viento y los aerogeneradores utilizados
en el programa.
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En primer lugar, es necesario introducir la información sobre la velocidad del viento en la zona
espećıfica. El parque eólico se sitúa en Serra Branca, un área elevada en el sur de la isla que ofrece
condiciones ideales para la generación eólica debido al constante viento. Serra Branca se caracteriza
por un paisaje rural con suaves colinas y llanuras abiertas, t́ıpico de la geograf́ıa de la Graciosa, y
cuenta con pocas construcciones y vegetación baja.

Los datos de viento se han recopilado de Renewable Ninja para el año 2020 en intervalos horarios
y para una altura de 50 metros, ya que esa es la altura del buje de los aerogeneradores utilizados.
Además, se ha determinado que la rugosidad superficial de la zona corresponde a la clase 1, lo que
implica que se trata de un área agŕıcola abierta, caracterizada por la ausencia de cercas y setos, aśı
como por la dispersión de edificaciones, rodeada de colinas suavizadas y redondeadas.

Con todo esto obtenemos la función de densidad de probabilidad de la velocidad del viento y la
velocidad del viento media cada mes del año, como vemos en la Figura 8. Se observa que son las mismas
funciones que se han obtenido mediante cálculos en la Sección 2.2.1.

Figura 8: Sección 2.3.2. Función de densidad de probabilidad y distribución de Weibull obtenidas con
MHOGA.

Lo siguiente es introducir las caracteŕısticas de los aerogeneradores Enercon E-44 utilizados en la
isla Graciosa en la pestaña de la Figura 51. Se ha considerado un coste inicial de 1 millón de euros por
aerogenerador [17], un coste de operación y mantenimiento del 2,3% del coste inicial [18] y un coste
del reemplazo que consideraremos un 60% del precio inicial, es decir, de 0,6 millones de euros [18]. La
altura del buje de los aerogeneradores Enercon E-44 es de 50 metros y su vida útil son 25 años. También
se ha introducido un valor de emisiones de 0,671 kt de CO2, asumiendo unos 745,5 kg CO2/kW [19].
Por último, se han introducido los datos de la curva de potencia de estos aerogeneradores [20] y la
altitud sobre el mar de la zona, que en Serra Branca es de 325 metros.

2.3.5. Generador diésel

Los datos introducidos en esta sección sobre el generador incluyen su nombre, potencia nominal,
coste inicial, coste de operación y mantenimiento por hora, vida útil en horas, potencia mı́nima de
operación y tipo de combustible. En este caso, el generador se denomina “Diesel800kW” y su potencia
nominal es de 0,8 MVA, con un coste inicial de 0,4 millones de euros y un coste de operación y
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mantenimiento de 16 euros por hora [21]. Su vida útil es de 40.000 horas y la potencia mı́nima de
operación está fijada en un 30% de su potencia nominal. Este generador utiliza diésel como combustible.

En la sección de combustible, se determina información como el coste del combustible por unidad,
la inflación de su precio, las emisiones de CO2 y dos constantes “A” y “B” que representan factores
de consumo en función de la potencia. El coste del diésel es de 1,207 €/litro [6].

Para obtener la tasa de inflación del precio del diésel se ha tomado como valor inicial el precio del
diésel el 12/15/2014 y como final el del 25/11/2024, ambos sacados de la gráfica de la Figura 9 [22].

Figura 9: Sección 2.3.5. Evolución del precio del diesel en Portugal.

Después, utilizando la fórmula del interés compuesto:

Cf = Ci · (1 + i)n, (16)

donde Cf es el precio tomado de la gráfica en 2024, en este caso 1,6 €/litro; Ci es el precio en 2014,
que tiene un valor de 1,13 €/litro; i es la tasa de inflación anual y n es el plazo en años, que en este
caso es de 10. Si despejamos la fórmula, la tasa de inflación puede describirse como:

i =

(
Cf

Ci

) 1

n − 1, (17)

dando valores obtenemos que la tasa de inflación anual es del 3,5%.
Las emisiones de CO2 alcanzan los 3,85 kg/litro consumido [15]. Las constantes “A” y “B”, con va-

lores de 0,246 L/kWh y 0,09145 L/kWh respectivamente, permiten calcular el consumo de combustible
en función de la potencia de salida.

Se presentan también parámetros adicionales para el análisis, como las emisiones equivalentes de
CO2, que son de 215 kg CO2eq/kVA [23] y la configuración de funcionamiento del generador. Además,
se incluyen factores de desgaste y mantenimiento extra cuando el generador funciona fuera de su rango
óptimo (entre el 50% y el 80% de su potencia), con factores de 1,25 para el 30% y de 1,5 para el 100%
de carga.

En el gráfico se muestra la relación entre el consumo de combustible y la potencia de salida del
generador, aśı como la eficiencia del generador a distintas potencias. La curva de consumo y la curva
de potencia proporcionan una visualización de la eficiencia del generador a diferentes niveles de carga.

Finalmente, se permite ajustar la duración mı́nima de funcionamiento del generador, que establece
que cada arranque del generador consume cinco minutos de su vida útil.

2.3.6. Bateŕıas

En esta ventana de MHOGA se configuran los parámetros de una bateŕıa que será usada en el
sistema de generación, como puede verse en la Figura 53. En la sección “Batteries data”se detallan
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las caracteŕısticas principales de las bateŕıas como la capacidad nominal en kAh, el voltaje, el coste
inicial, el coste de operación y mantenimiento anual en porcentaje respecto al inicial, el estado de carga
mı́nimo (SOCmin) y el porcentaje de autodescarga mensual.

Las bateŕıas utilizadas son de óxido de titanato de litio (LTO) [8]. Estas bateŕıas utilizan titanato de
litio en el ánodo en lugar del material de carbono utilizado en las bateŕıas de ion de litio tradicionales.
Algunas de las ventajas significativas que las hacen destacar son su larga vida útil, su alta seguridad al
ser muy estables térmicamente, su carga rápida, su amplio rango de temperatura (desde -40ºC hasta
60ºC) o su alta resistencia a la degradación.

Estas bateŕıas cuentan con 3,2 MWh de capacidad total, de las cuales se puede utilizar el 70% (es
decir, 2,4 MWh) debido a que se establece un SOC mı́nimo del 30%. Este valor de profundidad de
descarga mı́nima se ha elegido de acuerdo a art́ıculos que especifican que se debe mantener el estado de
carga entre el 0,3 y el 0,7 [24]. Con esa enerǵıa útil disponible, el sistema de bateŕıas puede abastecer la
demanda pico de 2,36 MW de la isla durante aproximadamente una hora. Al alcanzar el SOC mı́nimo
del 30%, se activa automáticamente el generador diésel para continuar con el suministro de enerǵıa,
evitando una descarga profunda de las bateŕıas y asegurando su longevidad. En este caso, la bateŕıa
trabaja a un voltaje de 1 kV.

El coste de las bateŕıas de óxido de titanio de litio (LTO) para aplicaciones de alta potencia ronda
el valor de 237 €/kWh, por ello, suponemos que el coste inicial es de 0,76 millones de euros y su coste
de O&M es del 1,4% anual [13]. El porcentaje mensual de autodescarga es del 2,23% [25], su vida útil
se considera de 20 años [26] y su eficiencia es del 96% [26].

Los ciclos de vida de la bateŕıa están definidos en función del porcentaje de la profundidad de
descarga (DoD), donde se muestra la cantidad de ciclos hasta el fallo para distintos niveles de DoD,
que van del 10% al 100%.

En la sección de “Batteries Model”se pueden elegir modelos en bateŕıa en función de la qúımica
y la metodoloǵıa de cálculo del envejecimiento, con opciones como el modelo de Manwell-McGowan o
el modelo de Schniffer. También se ajusta la temperatura de operación, que puede influir en la vida
útil y el rendimiento de la bateŕıa. Se permite especificar si la vida útil y la capacidad dependen de la
temperatura, además de configurar una reducción del tiempo de flotación (periodo durante el cual la
bateŕıa permanece completamente cargada) cuando aumenta la temperatura 10 ºC.

En el gráfico que se muestra en esta ventana, se observa la relación entre los ciclos de vida y la
profundidad de descarga, aśı como la enerǵıa total ćıclica de la bateŕıa a lo largo de su vida útil. Esto
permite visualizar cómo cambia la duración de la bateŕıa en función de su uso y del porcentaje de
descarga.

Se pueden ajustar otros parámetros como la inflación anual esperada en el coste de las bateŕıas,
que se supone de un -2%, las emisiones equivalentes de CO2, que son de 76,4 kg/kWh [27] y el estado
de carga al principio de la simulación, que es del 100%.

2.3.7. Inversores

A continuación, se accede a la ventana donde se introduce la configuración de los inversores-
cargadores dentro del sistema h́ıbrido. Los datos generales del inversor incluyen la potencia nominal, la
vida útil, el coste, la corriente de carga máxima y los voltajes mı́nimo y máximo en corriente continua
(DC). El equipo configurado es un inversor-cargador de 7,425 MW de potencia nominal, que en realidad
está compuesto por tres unidades del modelo Sunny Central Storage 2475 [28] de 2.475 kW cada una,
alcanzando aśı una capacidad combinada que permitiŕıa suministrar la demanda de potencia pico de
la isla, estimada en 2,36 MW en diciembre [8]. Su vida útil es de 15 años [13], su coste inicial de 0,7425
millones de euros y su eficiencia del 98% [28]. Por otra parte, las tensiones máxima y mı́nima en DC
son de 0,9 kV y 1,1 kV mientras que la corriente máxima en continua es de 7,425 kA.

Este sistema de inversores es “grid-forming”, es decir, son inversores capaces de crear una red
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autónoma estable y operar independientemente, manteniendo la frecuencia y el voltaje sin la necesi-
dad de una fuente externa, como un generador diésel. A diferencia de los inversores “grid-following”,
que dependen de una red establecida (generalmente gestionada por generadores convencionales) y se
sincronizan con esta para inyectar enerǵıa, los inversores “grid-forming”son fundamentales en sistemas
aislados o en configuraciones donde se busca minimizar el uso de generadores convencionales. Esto
puede verse mejor en la Figura 10. En este caso, el sistema de inversores se configura para crear y
mantener la red eléctrica de la isla, permitiendo que el generador diésel solo se use de respaldo [29].
Este tipo de inversores se está utilizando en proyectos en Asia, Europa, Oriente Medio y en Norte
América. Otro ejemplo del uso de los inversores “grid-forming.es la isla Kauai, la cuarta más grande
de las islas principales del archipiélago de Hawái [30].

Figura 10: Sección 2.3.7. Inversores grid-following (a) y grid-forming (b).

En esta pestaña también puede verse un gráfico que muestra la eficiencia del inversor en función
de la potencia de salida, indicando que el rendimiento del inversor se mantiene cercano al 90% en gran
parte del rango de operación. Además, hay configuraciones adicionales que permiten definir cómo se
comporta el sistema en condiciones de potencia máxima, incluyendo limitaciones para evitar sobrecar-
gas y opciones para descartar combinaciones de parámetros que superan los ĺımites del sistema.

2.3.8. Estrategias de Control

En la sección “Control Strategies”se establece el funcionamiento del sistema y se optimiza la utili-
zación de generadores y bateŕıas. Se pueden elegir la opción “Load Following”, donde los generadores
producen únicamente la enerǵıa requerida para cubrir la demanda de carga (no existe sobrante que
almacenar), la opción “Cycle Charging”, en la que los generadores operan a su máxima capacidad
cuando están encendidos, satisfaciendo la demanda de carga y empleando el sobrante para cargar las
bateŕıas hasta llegar al SOC establecido, y la opción “Try both”, que es la elegida en este escenario y
determina cuál es la más adecuada según los objetivos de la simulación.

2.3.9. Datos Económicos

Finalmente, se establecen los parámetros económicos que ayudan a valorar la viabilidad económica
del sistema durante toda su vida útil. Al interés nominal (costo del capital) se le da un valor del
7%, acompañado de una tasa de inflación del 2%. Se define un periodo de análisis de 25 años, que
corresponde a la vida útil del sistema, y se activa la opción de considerar el valor residual de los
componentes al final del periodo. La moneda elegida es el euro (€), y el impuesto corporativo se
establece en 0%.

2.4. Resultados de simulación del modelo actual

El sistema simulado cubre una demanda anual total de 13.606 GWh, valor cercano a los 13,55
GWh de la demanda eléctrica real de 2021 [8]. En la simulación se logra una penetración de enerǵıas
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renovables del 62,06%. Esto significa que más de la mitad de la demanda es cubierta por enerǵıas reno-
vables, optimizando su uso mediante un sistema de bateŕıas. Este alto nivel de penetración muestra la
efectividad de la planta h́ıbrida para integrar renovables en una red aislada y minimizar la dependencia
de los generadores diésel, que contribuyen con el 37,94% de la enerǵıa.

El almacenamiento en bateŕıas, con una eficiencia de carga y descarga del 96,11% y una vida útil
de 20 años, es fundamental. Durante un año, las bateŕıas cargan 0,283 GWh y descargan 0,272 GWh,
lo que indica una buena eficiencia de ciclo completo. Este sistema de almacenamiento asegura que la
mayor parte de la enerǵıa renovable pueda conservarse y utilizarse sin grandes pérdidas, lo cual es
esencial para la estabilidad de la red y maximiza el aprovechamiento de fuentes limpias. En cuanto a
emisiones de CO2, se calculan 7,4 kt CO2 al año.

El análisis del Coste Actual Neto (NPC) en 25 años destaca el elevado gasto en combustible
para los generadores diésel, de 37,5 millones de euros, que representa aproximadamente el 68,16%
del NPC total del sistema, que es de 55,015 millones de euros. Esto puede observarse en la Figura
11. Se revela aśı una dependencia significativa en combustibles fósiles, que se traduce en un alto coste
operativo. Sin embargo, las enerǵıas renovables han ayudado a reducir el consumo de diésel y sus costes
asociados, que en comparación son notablemente menores, subrayando la ventaja de las renovables en
términos de ahorro a largo plazo. La gráfica del balance energético anual de la Figura 12 refleja que,
aunque el sistema h́ıbrido permite una penetración considerable de enerǵıas renovables, aún persiste
una dependencia de los generadores convencionales, especialmente en peŕıodos de alta demanda o baja
producción renovable.

Figura 11: Sección 2.4. Coste Actual Neto de las fuentes de enerǵıa utilizadas en 25 años.

Figura 12: Sección 2.4. Balance de enerǵıa anual.

En conclusión, los resultados muestran que el sistema h́ıbrido en la Isla Graciosa ha logrado una
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integración efectiva de enerǵıas renovables, mejorando la estabilidad de la red y reduciendo la depen-
dencia de combustibles fósiles. Aunque la penetración renovable es alta, todav́ıa hay un margen de
mejora tanto en la capacidad de almacenamiento como en la optimización de la gestión energética,
lo que permitiŕıa reducir aún más el uso de diésel y maximizar el uso de enerǵıa renovable en la red
insular.
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3. Casos de estudio

3.1. Caso 1: Optimización mono-objetivo

Esta sección se centra en analizar y comparar el sistema energético actual de la isla con una
propuesta de optimización mono-objetivo que se basa en la reducción de costes. Primero se ha dado
una autonomı́a de 0,5 d́ıas (12 horas) al sistema y, con ello, se ha realizado un predimensionado del
número de componentes en paralelo necesarios (Figura 13).

Figura 13: Sección 3.1. Número de componentes del sistema en paralelo en el Caso 1.

En la solución óptima encontrada para este nuevo escenario, se ha aumentado la capacidad renovable
mediante 7 MWp fotovoltaicos, 3,4 MW de enerǵıa eólica y reduciendo el uso de generadores diésel a 1,6
MW. Este cambio sustancial mejora la autosuficiencia energética al aprovechar los recursos renovables
de manera más efectiva. Los componentes del sistema se observan a continuación:

Cuadro 1: Componentes del sistema.
Componente Número Potencia total (MW) Capacidad total (MWh)

Paneles fotovoltaicos 7 7 MW
Bateŕıas 6 15,6 MWh
Aerogeneradores 4 3,4 MW
Inversores 1 7,43 MWh
Generadores diésel 2 1,6 MW

En el sistema actual, solo el 61,53% del consumo anual proviene de fuentes renovables, mientras
que en el optimizado se alcanza el 92,16%, disminuyendo el uso de generadores diésel. Esto se traduce
en una reducción del consumo de diésel de 1,885 millones de litros/año a 0,375 millones de litros/año,
impactando positivamente en el balance económico. En la Figura 14 puede verse el balance energético
anual de este caso.

Figura 14: Sección 3.1. Balance de enerǵıa anual para el Caso 1.
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En cuanto a las emisiones de CO2, ha habido una reducción de 5,46 kt, es decir, de un 73.79% (de
7,4 a 1,94 kt de CO2).

Por otra parte, el sistema actual tiene una inversión inicial de 12,866 millones de euros, frente a
los 24,791 millones de euros del sistema optimizado. Sin embargo, en este nuevo caso, hay un menor
coste total a 25 años (NPC), de 37,128 millones de euros, en comparación con los 55,015 millones de
euros de la configuración actual. Esta reducción de coste se debe a la disminución de la dependencia
de diésel, como puede observarse en la Figura 15. Esto se refleja también en un LCOE inferior: 0,192
€/kWh frente a 0,2841 €/kWh.

Figura 15: Sección 3.1. Coste Actual Neto de las fuentes de enerǵıa utilizadas en 25 años en el Caso 1.

Aunque el sistema optimizado utiliza una mayor extensión de terreno (82,39 ha frente a 79,53
ha), esto puede justificarse con el aumento en la capacidad de generación renovable y los beneficios
ambientales asociados.

A continuación se muestra la simulación obtenida con el programa MHOGA donde se pueden ver
los datos del suministro energético de la isla para los d́ıas 1,2 y 3 de enero y 8, 9 y 10 de septiembre.

Figura 16: Sección 3.1. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 1,2 y 3 de enero.
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Figura 17: Sección 3.1. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 8,9 y 10 de septiembre.

En la Figura 16 se observa que la producción de enerǵıa eólica, representada por la ĺınea verde,
es alta. Esto es importante ya que permite cubrir gran parte de la demanda de la isla reduciendo la
necesidad de poner el generador en marcha (ĺınea negra). El uso del generador diésel es esporádico y se
activa solo en momentos puntuales cuando la combinación de renovables y la bateŕıa no es suficiente.

La ĺınea amarilla representa la generación fotovoltaica, que aunque es menor que en los meses de
verano, juega un papel fundamental ya que proporciona unos picos de enerǵıa que ayudan a cargar
parcialmente la bateŕıa (ĺınea azul para la carga) y cubrir parte de la demanda total (ĺınea gris clara),
especialmente durante las horas de mayor irradiación solar.

Todo esto hace que el estado de carga de la bateŕıa (ĺınea roja) relativamente estable, sin grandes
fluctuaciones. En conjunto, el sistema logra responder a las necesidades energéticas con una baja
dependencia del generador, apoyándose mayormente en el viento y la bateŕıa.

Por otra parte, en la Figura 17 vemos cómo la producción energética en septiembre se caracteriza
por una baja generación eólica. Esto suma importancia al uso de bateŕıas y a la generación fotovoltaica,
que es mayor que en enero y ayuda a cargar las bateŕıas durante sus picos de generación. Además,
se hace necesario poner en marcha los generadores diésel durante las noches y en peŕıodos de poca
irradiación solar.

El estado de carga de la bateŕıa sufre más variaciones que en enero, alcanzando niveles altos cuando
hay mucha generación fotovoltaica y disminuyendo rápidamente cuando la bateŕıa se descarga (ĺınea
gris oscura) para suplir la demanda.

3.2. Caso 2: Optimización multi-objetivo

En este segundo caso, se pretende realizar una simulación multiobjetivo que dé soluciones para
abordar el compromiso entre dos objetivos clave: minimizar los costes económicos asociados al sistema
de suministro energético y reducir las emisiones de CO2 generadas por el mismo.

Ambos objetivos suelen estar en conflicto, ya que soluciones de bajo coste suelen implicar un mayor
impacto ambiental, mientras que alternativas sostenibles tienden a tener mayores costes iniciales.

El programa ha evaluado 17.280 casos y ha dado con un conjunto de 22 soluciones (Figura 18)
donde ninguna es mejor en ambos objetivos al mismo tiempo, por lo que dependiendo del enfoque o
prioridades que se tengan se preferirá una u otra.
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Figura 18: Sección 3.2. Gráfica del frente de Pareto para la primera generación de la optimización
multiobjetivo, considerando las emisiones de CO2 (kt/año) y el coste total (NPC, millones de euros).
Los números indican las soluciones seleccionadas en el frente.

A continuación se analizarán tres de estas soluciones: la 6, la 11 y la 22.

3.2.1. Solución 6

Esta solución se ha centrado más en el objetivo de disminuir los costes del sistema. A continuación
se ven los componentes en paralelo necesarios:

Cuadro 2: Componentes del sistema.
Componente Número Potencia total (MW) Capacidad total (MWh)

Paneles fotovoltaicos 8 8 MW
Bateŕıas 7 18,2 MWh
Aerogeneradores 4 3,4 MW
Inversores 1 7,43 MWh
Generadores diésel 2 1,6 MW

3.2.2. Solución 22

Esta solución se ha centrado principalmente en reducir las emisiones de CO2. Tras calcular los
componentes que se necesitan, obtenemos:

Cuadro 3: Componentes del sistema.
Componente Número Potencia total (MW) Capacidad total (MWh)

Paneles fotovoltaicos 9 9 MW
Bateŕıas 12 31,2 MWh
Aerogeneradores 6 5,1 MW
Inversores 1 7,43 MWh
Generadores diésel 1 0,8 MW

3.2.3. Solución 11

En esta solución se ha querido alcanzar un punto medio entre la reducción de costes y la de
emisiones, obteniéndose los siguientes componentes del sistema:
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Cuadro 4: Componentes del sistema.
Componente Número Potencia total (MW) Capacidad total (MWh)

Paneles fotovoltaicos 9 9 MW
Bateŕıas 8 20,8 MWh
Aerogeneradores 5 4,25 MW
Inversores 1 7,43 MWh
Generadores diésel 1 0,8 MW

3.2.4. Comparación

Para una mejor visualización de la solución se han realizado gráficas de barras con los distintos
aspectos analizados.

Figura 19: Sección 3.2. Gráficas comparativas de inversión inicial (parte superior izquierda), NPC
(parte superior derecha), LCOE (parte central izquierda), porcentaje de renovables utilizadas (parte
central derecha), cantidad de emisiones anuales (parte inferior izquierda) y horas de puesta en marcha
del generador diésel (parte inferior derecha) para las soluciones 6, 11 y 22.

Como era de esperar, en la Figura 19 se ve cómo la Solución 6 es la más económica en cuanto a
inversión inicial y costes nivelados, pero tiene mayores emisiones y depende más del generador AC.
La Solución 22 es la más cara, pero maximiza la producción renovable y minimiza las emisiones y el
uso del generador AC. Es ideal si se prioriza la sostenibilidad por encima de los costes iniciales. Por
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último, la Solución 11 ofrece un buen balance entre costes y reducción de emisiones, aumentando la
proporción de enerǵıa renovable y reduciendo el uso del generador AC.

La elección de solución dependerá de las prioridades del proyecto (costo inicial, sostenibilidad,
o autonomı́a energética), sin embargo, en el análisis de estas soluciones energéticas, la Solución 11
generalmente seŕıa preferida sobre la 22 debido a su mejor equilibrio entre costes y resultados. A pesar
de que la Solución 22 tiene menores emisiones de CO2 (0,89 ktCO2/año frente a 0,98 ktCO2/año
en la Solución 11), la diferencia de emisiones no es tan significativa como para justificar el aumento
sustancial en costes:

1. Coste Actual Neto (NPC): La Solución 22 es un 12.01% más cara que la Solución 11 (43,586 M€
frente a 38,352 M€).

2. Costo nivelado de enerǵıa (€/kWh): La Solución 22 tiene un costo nivelado un 11,68% mayor
que la Solución 11 (0,2262 €/kWh frente a 0,1998 €/kWh).

Sin embargo, en términos de sostenibilidad, ambas opciones son altamente renovables:

1. Solución 11: 97,16% de la enerǵıa proviene de fuentes renovables.

2. Solución 22: 98,43% de enerǵıa renovable, lo que representa solo una mejora del 1,27%.

Por lo tanto, a menos que la prioridad sea maximizar la enerǵıa renovable y minimizar las emisiones,
la Solución 11 ofrece un rendimiento ambiental razonablemente bueno a un costo significativamente
menor. Este balance la convierte en la opción más adecuada en la mayoŕıa de los casos donde el
presupuesto es un factor limitante.

3.3. Caso 3: Optimización sin generador diésel

En este tercer caso, se ha eliminado completamente la dependencia de diésel eliminando el generador
AC de la lista de componentes en MHOGA (Figura 20):

Figura 20: Sección 3.3. Componentes del sistema en el Caso 3.

Para analizar este caso, se han estudiado tres escenarios variando los d́ıas de autonomı́a del sistema.
Esto nos ayudará a evaluar compromisos entre costes, confiabilidad y sostenibilidad, y aśı, identificar
el equilibrio más adecuado según las necesidades locales.
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3.3.1. Un d́ıa de autonomı́a

En este escenario, se ha cambiado el número mı́nimo de d́ıas de autonomı́a en las restricciones de
la simulación a 1 d́ıa. Esto nos permite realizar un predimensionado para el sistema con un d́ıa de
autonomı́a, obteniendo aśı los valores de máximo y mı́nimo número de elementos que puede haber por
componente.

El mejor resultado obtenido de esta simulación, después de 15 iteraciones, ha sido que el sistema
sin generador diésel está compuesto por:

Cuadro 5: Componentes del sistema.
Componente Número Potencia total (MW) Capacidad total (MWh)

Paneles fotovoltaicos 9 9 MW
Bateŕıas 18 46,8 MWh
Aerogeneradores 6 5,1 MW
Inversores 1 7,43 MWh
Generadores diésel 0 0 MW

Este sistema cubre el 99% de la demanda anual (13,606 GWh/año) con enerǵıa renovable, dejando
solo un 1% (0,14 GWh) como carga no cubierta. Esto demuestra que el sistema es eficiente en términos
de generación y almacenamiento a corto plazo.

La exportación de enerǵıa alcanza 13,024 GWh/año, lo que indica una sobrecapacidad significativa
en ciertos peŕıodos.

Por otra parte, el costo total del sistema (NPC) es de 49,399 M€, con un LCOE competitivo de
0,2576 €/kWh. Además, el sistema reduce las emisiones a solo 0,78 kt de CO2/año, siendo ambiental-
mente favorable al eliminar los generadores diésel.

El uso de tierra es relativamente alto, con 119,38 hectáreas necesarias para la instalación.

3.3.2. Dos d́ıas de autonomı́a

En este escenario, se ha cambiado el número mı́nimo de d́ıas de autonomı́a en las restricciones de
la simulación a 2 d́ıas. Habiendo hecho esto, se ha predimensionado el sistema y se han obtenido los
rangos de elementos en paralelo.

El mejor resultado obtenido de esta simulación, después de 10 iteraciones, ha sido que el sistema
está formado por:

Cuadro 6: Componentes del sistema.
Componente Número Potencia total (MW) Capacidad total (MWh)

Paneles fotovoltaicos 6 6 MW
Bateŕıas 35 91 MWh
Aerogeneradores 7 5,95 MW
Inversores 1 7,43 MWh
Generadores diésel 0 0 MW

Este sistema cubre 99,1% de la demanda anual (13,606 GWh/año), con solo 0,12 GWh/año (0,9%)
de carga no cubierta, lo que indica que el sistema es confiable y eficiente. Sin embargo, son necesarias
129,22 hectáreas de terreno para su instalación. Se exportan 10,966 GWh/año, lo que muestra una
capacidad para generar más enerǵıa de la necesaria.

Las bateŕıas se cargan con 2,746 GWh/año y se descargan con 2,636 GWh/año, lo que indica un
buen uso de la capacidad de almacenamiento con un balance energético equilibrado.
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La inversión inicial en este sistema es de 53,353 millones de euros, su NPC asciende a 65,09 millones
de euros y su LCOE es de 0,339 €/kWh.

3.3.3. Tres d́ıas de autonomı́a

Ahora, el número mı́nimo de d́ıas de autonomı́a son tres. Se ha predimensionado el sistema para
tres d́ıas de autonomı́a, obtenido los números máximos y mı́nimos de elementos en paralelo para cada
componente y realizado el cálculo. El mejor resultado obtenido de esta simulación, después de 15
iteraciones, ha sido que el sistema está formado por:

Cuadro 7: Componentes del sistema.
Componentes Número Potencia total (MW) Capacidad total (MWh)

Paneles fotovoltaicos 6 6 MW
Bateŕıas 52 166,4 MWh
Aerogeneradores 5 4,25 MW
Inversores 1 7,43 MWh
Generadores diésel 0 0 MW

La instalación de este sistema ocupa 96,16 hectáreas, lo que es un poco menor que el sistema de 2
d́ıas, debido a la menor capacidad instalada de generación fotovoltaica y eólica.

El sistema cubre 99,11% de la demanda anual (13,606 GWh/año), con solo 0,12 GWh/año (0,89%)
de carga no cubierta. Este bajo porcentaje resalta la confiabilidad del sistema. Se exportan 6,35
GWh/año, lo que es significativamente menor que los sistemas de 1 y 2 d́ıas. Esto refleja un uso
más eficiente de la enerǵıa generada.

Las bateŕıas se cargan con 3,263 GWh/año y se descargan con 3,132 GWh/año, lo que muestra
que el sistema de almacenamiento está funcionando de manera eficiente al ser mı́nimas las pérdidas de
enerǵıa durante el ciclo de carga y descarga.

En cuanto a los costes, la inversión inicial es de 67 millones de euros, lo que es más alto que el
sistema de 2 d́ıas (53,353 M€), como se esperaba debido al aumento en la capacidad de almacenamiento
y generación. El NPC asciende a 81,73 millones de euros y el LCOE es de 0,4258 €/kWh.

3.3.4. Comparación

Al comparar los tres sistemas con diferentes d́ıas de autoconsumo (1, 2 y 3 d́ıas) con ayuda de la
Figura 21, se pueden observar diferencias clave en términos de costes, eficiencia y confiabilidad.
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Figura 21: Sección 3.3. Gráficas comparativas de inversión inicial (parte superior izquierda), NPC
(parte superior derecha), LCOE (segunda fila izquierda), enerǵıa no suministrada (segunda fila dere-
cha), cantidad de emisiones anuales (tercera fila izquierda), enerǵıa exportada (tercera fila derecha) y
uso del terreno (parte inferior) para 1, 2 y 3 d́ıas de autonomı́a.

Como puede verse en la Figura 21, el sistema del 1 d́ıa es el más económico, con un costo inicial
de 41,17 M€ y un costo nivelado de enerǵıa (LCOE) de 0,2576 €/kWh, lo que lo convierte en una
opción atractiva económicamente. Sin embargo, su limitada autonomı́a de solo un d́ıa es un riesgo en
términos de confiabilidad, especialmente durante peŕıodos prolongados de baja generación renovable,
lo que podŕıa llevar a la insuficiencia energética, aunque en el análisis la carga no cubierta es solo un
1%. Si la demanda diaria es estable y predecible, 1 d́ıa podŕıa ser suficiente, pero teniendo en cuenta
que en islas los eventos impredecibles (como tormentas o mantenimiento de equipos) son frecuentes, se
hacen necesarios más d́ıas de autoconsumo o la instalación de un respaldo externo como un generador
diésel.
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El sistema de 2 d́ıas, por otro lado, presenta una mejor estabilidad y confiabilidad gracias a su
mayor capacidad de almacenamiento. En La Graciosa, el recurso eólico y el solar pueden ser variables
debido a condiciones climáticas cambiantes. Para garantizar confiabilidad, seŕıa necesario al menos
2 d́ıas de autonomı́a, ya qaśı podŕıan cubrirse los peŕıodos de baja generación. Con un costo inicial
de 53,353 M€ y un LCOE de 0,3391 €/kWh, la opción de 2 d́ıas es más cara que la de 1 d́ıa, pero
proporciona una reducción significativa en el riesgo de escasez energética. La carga no cubierta es de
0,9%. Además, la exportación de enerǵıa se reduce en comparación con el sistema de 1 d́ıa, lo que
sugiere una mejor utilización de la enerǵıa generada.

Por último, el sistema de 3 d́ıas, aunque confiable, con un LCOE de 0,4258 €/kWh y un costo
inicial de 67 M€, es el más caro de los tres y este aumento de precio podŕıa no ser justificable si el riesgo
de escasez energética con 2 d́ıas de autonomı́a es bajo. Aunque garantiza casi el 100% de cobertura
energética con solo un 0,89% de carga no cubierta, el alto costo y la menor eficiencia en la exportación
de enerǵıa (6,35 GWh/año) lo hacen menos atractivo en comparación con los otros dos sistemas.
Es el sistema más adecuado para situaciones donde la estabilidad es prioritaria pero su rentabilidad
económica es cuestionable debido a la gran inversión inicial y el largo peŕıodo de recuperación.

Para La Graciosa, un sistema con 2 d́ıas de autonomı́a parece ser el más equilibrado si nos fijamos
en la confiabilidad, costes y eficiencia energética, especialmente considerando las caracteŕısticas de las
islas y la necesidad de autosuficiencia.

3.4. Caso 4: Bombeo reversible

En este apartado se va a analizar la viabilidad económica de implementar un sistema de almace-
namiento energético basado en una central hidráulica de bombeo reversible. Este estudio surge debido
al interés por explorar soluciones más sostenibles y eficientes que puedan mejorar la integración de
enerǵıas renovables.

Para la instalación de esta central hidráulica reversible, se necesita que exista un emplazamiento
con disponibilidad de agua y con un salto neto disponible adecuado entre una balsa superior, a la que
se bombeará el agua cuando haya excesos de producción, y una balsa inferior a la que se turbinará el
agua cuando se necesite producir enerǵıa (Figura 22).

Figura 22: Sección 3.4. Esquema de una central hidroeléctrica reversible.

Este tipo de instalaciones tienen un elevado coste inicial, sin embargo, una vez en funcionamiento
los costes de generación son muy bajos en comparación con el resto de tecnoloǵıas.

El lugar elegido para su instalación es una de las laderas exteriores de Caldeira da Graciosa (Figura

29



23), un cráter con un diámetro medio de unos 1,2 km y una circunferencia de casi 4 km. Dicho punto
alcanza una altitud de aproximadamente 300 metros y está a una distancia del mar de 1 km.

La implementación de esta central en la isla estaŕıa limitada por varias restricciones ambientales
debido a su protección como área natural. La Caldeira forma parte de un Monumento Natural de
Graciosa, destacando su valor geológico, ecológico y paisaj́ıstico. Además, presenta una biodiversidad
única y frágil, lo que requiere la preservación de su equilibrio ambiental y visual. Por otra parte, el área
podŕıa enfrentar desaf́ıos relacionados con los impactos sobre especies protegidas y cambios en el flujo
de aguas subterráneas [31]. Por todo ello, las autorizaciones requeriŕıan estudios de impacto ambiental
detallados y consultas con las autoridades locales responsables de la gestión del parque.

Figura 23: Sección 3.4. Ubicación de la balsa superior de la central hidráulica reversible y recorrido
de tubeŕıa. Perfil de elevación en la parte inferior.

3.4.1. Predimensionado de la central de bombeo

Antes de introducir los datos en MGOGA se realizará un predimensionado de la balsa superior. Se
van a introducir cuatro turbinas con diferente potencia nominal: de 0,5 MW, 1 MW, 1,5 MW, 2 MW
y 2,5 MW.

Lo primero que se calculará será el caudal nominal de cada turbina, según la ecuación:

Qn =
Pn

η · ρ · g · h
(18)

siendo η el rendimiento de las turbinas, que en este caso es de 0,9; ρ la densidad del agua del mar, de
1025 kg/m3; g es el valor de la aceleración de la gravedad, de 9,81 m/s2; h la altura del salto entre
balsas, de 300 metros aproximadamente, y Pn la potencia nominal, que vaŕıa según la turbina.

Para calcular el volumen, se necesita saber cuál es el tiempo que tarda en descargarse la balsa
superior. En este caso serán 12 horas, ya que es el autoconsumo que se impuso en el Caso 1.

V = Qn · 3600 s/h · 12 h (19)
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donde se multiplica el caudal por el tiempo en segundos que debe funcionar la turbina.

Cuadro 8: Componentes del sistema.
Turbina Caudal (m3/s) Volumen de balsa m3

Turbina 0,5 MW 0,18 7.956,04
Turbina 1 MW 0,37 15.912,09
Turbina 1,5 MW 0,55 23.760
Turbina 2 MW 0,74 31.824,17
Turbina 2,5 MW 0,92 39.780,21

3.4.2. Proceso de simulación en MHOGA

Para esta simulación se ha tenido en cuenta la posibilidad de que no haya bateŕıas, introduciendo
en la ventana de elementos en paralelo:

Figura 24: Sección 3.4. Elementos en paralelo Caso 4.

En primer lugar, se introduce la altura del salto total entre la balsa superior y el océano en la
pestaña de “Load”. Se supone que las pérdidas por fricción son del 10% y que la eficiencia total de la
bomba es del 90%.

Por último, en la pestaña “Hydro turbine”se introducen los datos de las cuatro turbinas utilizadas
y una adicional llamada “Zero”, que equivale a no utilizar ninguna turbina. Se ha seleccionado una
altura mı́nima de 200 metros y una máxima de 400 metros para las turbinas, haciendo que el salto
total de 300 metros esté dentro del rango. Como el coste del kW producido por las turbinas ronda
los 1000 €/kW [32], en este proyecto se le ha dado un valor de 1300 €/kW. El coste de operación y
mantenimiento se ha supuesto del 1% anual y su vida útil será de 30 años. El precio del tanque de
agua utilizado para la balsa superior es de 25 €/m3 [32].

Por último, se especifica que el tiempo que tarda el tanque en vaciarse a caudal máximo es de 12
horas y que las emisiones de CO2 equivalentes son de 33 g CO2 eq/kWh [33].

3.4.3. Resultados

Tras 15 iteraciones, el programa obtiene la solución óptima económicamente para este sistema, que
está compuesta por los elementos mostrados en la Tabla 9 y por una balsa superior de 34,6 dam3:
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Cuadro 9: Componentes del sistema.
Componente Número Potencia total (MW) Capacidad total (MWh)

Paneles fotovoltaicos 9 9 MW
Bateŕıas 2 5,2 MWh
Aerogeneradores 4 3,4 MW
Inversores 1 7,43 MWh
Generadores diésel 1 0,8 MW
Bomba turbina 1 2 MW

En la Figura 25 vemos las diferencias clave en los aspectos técnicos, económicos y medioambientales.

Figura 25: Sección 3.4. Comparación de la optimización del Caso 1 y el Caso 4 con bombeo reversible.

1. Inversión inicial: El sistema con bombeo reversible requiere una inversión inicial mayor (27,56
M€) en comparación con el sistema optimizado el Caso 1 (24,79 M€), debido a la inclusión de
una turbina hidroeléctrica, un depósito de agua y más capacidad fotovoltaica.

2. Coste Nivelado de Enerǵıa (LCOE): En el Caso 4 se tiene un LCOE ligeramente menor (0,1868
€/kWh frente a 0,192 €/kWh), indicando una mayor eficiencia económica a lo largo del tiempo.

3. NPC (Coste Actual Neto): El sistema con bombeo reversible tiene un menor NPC total (34,74
M€ frente a 37,13 M€), lo que lo hace más económico en términos de coste total durante su vida
útil.

4. Enerǵıa renovable: En el Caso 4 se genera una mayor proporción de enerǵıa renovable (95,53%)
frente al Caso 1 (92,16%), gracias al uso combinado de almacenamiento hidroeléctrico y enerǵıa
solar.

5. Emisiones de CO2: Las emisiones son significativamente más bajas en el sistema con bombeo
reversible (1,17 ktCO2/año) en comparación con el sistema del Caso 1 (1,94 ktCO2/año), debido
a la menor dependencia del generador diésel.
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6. Enerǵıa exportada: El sistema con bombeo reversible del Caso 4 exporta más enerǵıa (8,18
GWh/año) que el sistema del Caso 1 (6,52 GWh/año), reflejando una mayor producción renovable
excedente.

7. Carga no cubierta: El sistema optimizado del Caso 1 tiene una carga no cubierta mucho menor
(0,02 GWh/año, equivalente al 0,17% de la demanda) frente al sistema con bombeo reversible
(0,13 GWh/año, equivalente al 0,98%), lo que mejora la fiabilidad del suministro.

Podŕıa concluirse que la elección del sistema depende de las prioridades del proyecto. El sistema
del Caso 1 implica una menor inversión inicial, una mayor fiabilidad y una carga no cubierta menor.
Esto hace que sea una buena opción para proyectos con recursos limitados o donde la continuidad
del suministro sea prioritaria. Por otra parte, el sistema del Caso 4 (con bombeo reversible) ofrece
una mayor sostenibilidad ambiental debido a su mayor proporción de enerǵıa renovable, a sus menores
emisiones de CO2 y a un LCOE más bajo, lo que lo hace más eficiente económicamente a largo plazo.
Además, aunque el sistema con bombeo reversible requiere una inversión inicial más alta, su NPC total
es ligeramente menor (34,74 M€ frente a 37,13 M€), lo que lo hace más rentable en términos de coste
total durante toda su vida útil. Esta solución es adecuada para proyectos donde la sostenibilidad, la
transición energética y la rentabilidad a largo plazo son la prioridad.

En cuanto al uso de terreno, el sistema con bombeo reversible requiere una mayor extensión debido
a la infraestructura necesaria, como el depósito de agua, lo que podŕıa generar un impacto ambiental
más significativo en el ecosistema local. Por su parte, el sistema del Caso 1 utiliza menos superficie,
reduciendo su huella ambiental directa, aunque su mayor dependencia del generador diésel implica un
impacto ambiental más alto relacionado con las emisiones de carbono. Esto refuerza la idea de que la
elección depende de las prioridades entre sostenibilidad ambiental y viabilidad económica.

En las Figuras 26 y 27 se puede ver cómo en los d́ıas de enero el bombeo se activa gracias a los
peŕıodos de alta generación eólica. El agua bombeada se almacena y se utiliza en momentos de déficit
energético para estabilizar la red. En septiembre es la enerǵıa fotovoltaica la que se usa para poner
en marcha las bombas de agua. Esto permite almacenar enerǵıa en el tanque superior durante las
horas de alta producción solar. Aśı, en momentos de menor generación o alta demanda, esta enerǵıa
almacenada puede liberarse para generar electricidad. Debido a que hay viento menos constante en el
mes de septiembre, el uso de las bombas es más frecuente.

Figura 26: Sección 3.4. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 1,2 y 3 de enero.
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Figura 27: Sección 3.4. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 8,9 y 10 de septiembre.

Figura 28: Sección 3.4. Coste Actual Neto de las fuentes de enerǵıa utilizadas en 25 años en el Caso 4.
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4. Análisis de sensibilidad

El análisis de sensibilidad es una herramienta importante en la toma de decisiones, ya que permite
evaluar cómo afectan las variaciones en los parámetros de entrada a los resultados de un modelo. Este
análisis ayuda a identificar las variables más influyentes en factores como el Coste Actual Neto (NPC),
las emisiones de CO2 o el coste nivelado de la enerǵıa (LCOE). Esto es útil para optimizar el diseño y
garantizar la viabilidad técnica, económica y ambiental del sistema.

4.1. Inflación del diésel

El análisis de sensibilidad realizado sobre el Caso 1 evalúa cómo diferentes escenarios de inflación
del combustible afectan parámetros clave en un sistema energético basado en fuentes renovables. Estos
escenarios incluyen variaciones en la inflación del combustible del 2%, 3,5% (base), 5%, 10% y 15%.
Los resultados incluyen el Coste Actual Neto (NPC), emisiones de CO2, carga no cubierta, inversión
inicial, porcentaje de enerǵıa renovable utilizada y el costo nivelado de la enerǵıa (LCOE).

1. Coste Actual Neto (NPC): Aumenta significativamente con la inflación del combustible, pasando
de 35,902 M€ (2%) a 44,459 M€ (15%). Esto indica que los costes operativos son sensibles a
las fluctuaciones en los precios del combustible.

2. Emisiones de CO2: Disminuyen con mayores tasas de inflación debido a un aumento en la par-
ticipación de fuentes renovables en el mix energético. Por ejemplo, las emisiones bajan de 2,517
kt/año (2%) a 0,98 kt/año (15%).

3. Enerǵıa Renovable: La contribución de las renovables crece del 88,7% al 97,2%, lo que muestra
una transición hacia fuentes más limpias con inflación creciente.

4. LCOE (€/kWh): Incrementa proporcionalmente con la inflación, desde 0,186 €/kWh (2%) hasta
0,232 €/kWh (15%), lo que refleja mayores costes de generación.

5. Carga no cubierta: Aunque el porcentaje es bajo (<1%), tiende a aumentar ligeramente con
mayor inflación, indicando limitaciones operativas en escenarios de alta demanda.

6. Inversión inicial: Se eleva de 22,103 M€ (2%) a 30,916 M€ (15%), lo que refleja una mayor
necesidad de infraestructura avanzada para garantizar estabilidad en un contexto de inflación
alta.
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Figura 29: Sección 4.1. Gráficas de resultados del análisis de sensibilidad. Siendo el caso 1 (3,5%
inflación), caso 2 (2% inflación), caso 3 (5% inflación), caso 4 (10% inflación), caso 5 (15% inflación)
representados en el eje x.

Como se ha podido observar, la inflación del combustible afecta significativamente en los costes
económicos del sistema, como el NPC y el LCOE, aumentando debido al incremento de los costes
operativos. La inversión inicial muestra también una sensibilidad considerable. En términos ambien-
tales, la inflación actúa como un impulsor positivo, favoreciendo la transición hacia enerǵıas limpias y
reduciendo las emisiones de CO2.

Por otro lado, factores como la carga no cubierta y los d́ıas de autonomı́a permanecen prácti-
camente inalterados, lo que refleja la robustez del sistema para garantizar la estabilidad operativa
independientemente de las fluctuaciones económicas.

4.2. Velocidad del viento e irradiación solar

En este análisis de sensibilidad se evaluará cómo afecta la variación de la velocidad del viento y de
la irradiación solar diaria al desempeño técnico, económico y ambiental del sistema.

Primeramente se ha tomado de nuevo el Caso 1 y se han considerado cuatro valores representativos
del promedio de velocidad del viento (m/s) obtenidos multiplicando el valor base por diferentes factores
de escala: 3,83 m/s (0, 5 · 7, 67), 6,13 m/s (0, 8 · 7, 67), 7,67 m/s (valor base) y 9,2 m/s (1, 2 · 7, 67).
Esto se observa en la Figura 30 para un mes de duración. En la Isla Graciosa estos cambios radicales
de irradiación o velocidad del viento no ocurren, por lo que estos resultados son una extrapolación a
otras localizaciones.
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Figura 30: Sección 4.2. Valores de la velocidad del viento en el mes de enero.

Se ha hecho lo mismo en el caso de la irradiación solar promedio diaria, tomándose los valores: 2,25
kWh/m2 (0, 5 · 4, 5), 3,6 kWh/m2 (0, 8 · 4, 5), 4,5 kWh/m2 (valor base) y 5,4 kWh/m2 (1, 2 · 4, 5). En
la Figura 31 vemos una representación gráfica de estas variaciones durante 5 d́ıas.

Figura 31: Sección 4.1. Valores de la irradiación solar para los cinco primeros d́ıas de enero.
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Figura 32: Sección 4.1. Gráficas de resultados para los 16 posibles casos.

Cuadro 10: Escenarios Análisis de Sensibilidad
Escenario Velocidad del viento (m/s) Irradiancia (kWh/m2)

1 7,67 4,5
2 7,67 5,4
3 7,67 3,6
4 7,67 2,25
5 9,2 4,5
6 9,2 5,4
7 9,2 3,6
8 9,2 2,25
9 6,13 4,5
10 6,13 5,4
11 6,13 3,6
12 6,13 2,25
13 3,83 4,5
14 3,83 5,4
15 3,83 3,6
16 3,83 2,25

1. Coste Actual Neto (NPC): Los escenarios con mayor irradiación solar y velocidad del viento más
alta tienen un menor NPC. Por ejemplo, el escenario 6, con viento a 9,2 m/s y irradiación de 5,4
kWh/m2 alcanza el menor NPC de 31,637 M€, mientras que el escenario 16, con condiciones
desfavorables (viento a 3,83 m/s y irradiación de 2,25 kWh/m2), resulta en un NPC de 65,079
M€.
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2. Coste Nivelado de Enerǵıa (LCOE): El LCOE oscila entre 0,164 €/kWh (condiciones óptimas
en escenario 6) y 0,338 €/kWh (escenario 16), lo que muestra la sensibilidad del sistema a la
disponibilidad de recursos renovables.

3. Emisiones de CO2: Los escenarios con mejores recursos presentan menores emisiones. Por ejemplo,
con viento a 9,2 m/s y alta irradiación (escenario 6), las emisiones son de 1,522 kt/año, mientras
que en escenarios desfavorables pueden superar las 3,9 kt/año (escenario 16).

4. Carga insatisfecha y autonomı́a: En escenarios óptimos, la carga insatisfecha es inferior al 0,2%
(p.e. escenario 10), garantizando una alta fiabilidad del sistema. Sin embargo, bajo condiciones
adversas, la carga insatisfecha aumenta hasta el 0,72%, comprometiendo el suministro energético
(escenario 8).

5. Viabilidad financiera: El periodo de recuperación (payback) es más corto en condiciones óptimas
(escenario 6), reduciéndose hasta 11,2 años. En condiciones menos favorables, este periodo puede
superar los 100 años (p.e. escenario 16), lo que cuestiona la viabilidad económica.

6. Generación renovable: Los escenarios con viento fuerte y alta irradiación como el 6, logran generar
hasta un 94% de la enerǵıa de fuentes renovables, mientras que en escenarios adversos como el
16, este porcentaje cae por debajo del 83%.

El análisis de sensibilidad muestra que la velocidad del viento y la irradiación solar son factores
clave en la operación de los sistemas h́ıbridos solar-eólicos, aunque su influencia vaŕıa según el indicador
evaluado. La velocidad del viento afecta significativamente los costes económicos (NPC y LCOE),
mientras que la irradiación solar impacta más en las emisiones de CO2 y el porcentaje de enerǵıa
renovable suministrada.

Ambos factores son menos relevantes para indicadores como la carga insatisfecha o los d́ıas de
autonomı́a, que se mantienen en niveles aceptables en la mayoŕıa de los escenarios. Sin embargo,
en condiciones desfavorables (baja velocidad del viento y baja irradiación), el sistema muestra un
desempeño económico y ambiental limitado.
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5. Conclusiones

Para finalizar, se extraerán las conclusiones del proyecto basándonos en los resultados obtenidos en
las pruebas realizadas.

El sistema h́ıbrido existente ha reducido significativamente la dependencia de combustibles fósiles,
logrando cubrir hasta el 65% de la demanda eléctrica con renovables. Sin embargo, se observa que
hay margen de mejora debido al problema del curtailment (limitación de generación renovable) y la
necesidad de integrar aún más almacenamiento energético.

El enfoque mono-objetivo del Caso 1 logra reducir costes significativamente al aumentar la pe-
netración renovable al 92%. Esto evidencia que modificando los componentes, como la adición de
bateŕıas y paneles solares, se puede mejorar la sostenibilidad y reducir la dependencia de generadores
diésel. Esta configuración es ideal para escenarios donde la prioridad sea el equilibrio entre economı́a
y sostenibilidad.

En el Caso 2, la optimización multi-objetivo demuestra que existe un compromiso entre minimizar
costes y emisiones. Las soluciones intermedias, como la solución 11, son preferibles al ofrecer una rela-
ción equilibrada entre sostenibilidad y viabilidad económica. Se resalta aśı la importancia de priorizar
objetivos según las necesidades del sistema y los recursos disponibles.

En el Caso 3 se observa que aunque los sistemas completamente renovables son técnicamente
factibles, sus costes iniciales y requerimientos de terreno son elevados. Los resultados muestran que
eliminar los generadores diésel reduce drásticamente las emisiones, pero puede incrementar mucho los
costes (hasta un 50% más en NPC comparado con sistemas h́ıbridos optimizados). Este caso deja
ver que la transición a renovables totales debe ser cuidadosamente planificada para evitar impactos
económicos desproporcionados.

El análisis que se ha llevado a cabo en el Caso 4 indica que la inclusión de almacenamiento me-
diante bombeo reversible permite una mayor flexibilidad y sostenibilidad en la operación del sistema.
Además, aunque conlleva una inversión inicial elevada, es rentable a largo plazo, ya que reduce los
costes asociados al diésel y disminuye el LCOE.

Las simulaciones de sensibilidad revelan que las fluctuaciones en la velocidad del viento e irradia-
ción solar impactan significativamente en el sistema. Este apartado muestra que, dependiendo de la
localización (y por lo tanto del recurso eólico y fotovoltaico), el sistema óptimo tiene una configuración
y unos costes distintos. Además, se observa que el incremento del precio del diésel afecta positivamente,
ya que favorece la transición hacia enerǵıas limpias, reduciendo las emisiones de CO2.

El proyecto demuestra que los sistemas h́ıbridos son una solución viable y sostenible para lugares
aislados. Sin embargo, su éxito depende de una planificación cuidadosa que combine almacenamiento,
gestión energética eficiente y priorización de renovables. Aunque los costes iniciales son elevados, los
beneficios ambientales, económicos y sociales a largo plazo justifican la inversión. Sin embargo, aún es
necesario avanzar en la investigación para reducir costes, mejorar la integración tecnológica y maximizar
el potencial de las enerǵıas renovables.
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[7] Eletricidade dos Açores. Caracterização das redes de transporte e distribuição de energia elétrica
em alta e média tensão da região autónoma dos açores. https://www.erse.pt/media/3frhtuvr/
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A. Anexo

A.1. Predimensionado: Curvas de potencia vs. velocidad del viento

Figura 33: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en enero en función de la velocidad
del viento (m/s) (parte superior) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la
demanda de enero en Excel (parte inferior).
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Figura 34: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en febrero (mejor mes) en función
de la velocidad del viento (m/s) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la
demanda de febrero en Excel (parte inferior).
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Figura 35: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en marzo en función de la velocidad
del viento (m/s) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la demanda de
marzo en Excel (parte inferior).
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Figura 36: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en abril en función de la velocidad
del viento (m/s) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la demanda de abril
en Excel (parte inferior).
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Figura 37: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en mayo en función de la velocidad
del viento (m/s) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la demanda de mayo
en Excel (parte inferior).
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Figura 38: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en junio en función de la velocidad
del viento (m/s) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la demanda de junio
en Excel (parte inferior).
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Figura 39: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en julio (peor mes) en función
de la velocidad del viento (m/s) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la
demanda de julio en Excel (parte inferior).
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Figura 40: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en agosto en función de la velocidad
del viento (m/s) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la demanda de
agosto en Excel (parte inferior).
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Figura 41: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en septiembre en función de
la velocidad del viento (m/s) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la
demanda de septiembre en Excel (parte inferior).

51



Figura 42: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en octubre en función de la velo-
cidad del viento (m/s) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la demanda
de octubre en Excel (parte inferior).
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Figura 43: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en noviembre en función de
la velocidad del viento (m/s) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la
demanda de noviembre en Excel (parte inferior).
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Figura 44: Sección 2.2.1. Potencia de salida (kW) del aerogenerador en diciembre en función de
la velocidad del viento (m/s) y cálculo del número de aerogeneradores necesarios para satisfacer la
demanda de diciembre en Excel (parte inferior).
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A.2. Registro fotográfico MHOGA: Caso actual

Figura 45: Sección 2.3.1. Opciones principales del proyecto en MHOGA.

Figura 46: Sección 2.3.1. Pestaña de datos generales en el software MHOGA para el sistema energético
actual.
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Figura 47: Sección 2.3.2. Pestaña de carga y opciones de venta. Compra de enerǵıa a la red AC.

Figura 48: Sección 2.3.2. Pestaña de recurso solar del software MHOGA.
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Figura 49: Sección 2.3.2. Pestaña de generadores fotovoltaicos del software MHOGA .

Figura 50: Sección 2.3.2. Pestaña de recurso eólico del software MHOGA.
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Figura 51: Sección 2.3.2. Pestaña de datos de aerogeneradores del software MHOGA.

Figura 52: Sección 2.3.2. Pestaña de datos de generadores diésel del software MHOGA .
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Figura 53: Sección 2.3.2. Pestaña de carga y opciones de venta. Compra de enerǵıa a la red AC.

Figura 54: Sección 2.3.2. Ventana de datos de los inversores en el software MHOGA
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Figura 55: Sección 2.3.2. Estrategia de control en el software MHOGA

Figura 56: Sección 2.3.2. Ventana de datos de datos economicos del software MHOGA

A.3. Simulación MHOGA: Caso 2

Figura 57: Sección 3.2. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 1,2 y 3 de enero para la Solución 6.
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Figura 58: Sección 3.2. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 8,9 y 10 de septiembre para la
Solución 6.

Figura 59: Sección 3.2. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 1,2 y 3 de enero para la Solución 11.

Figura 60: Sección 3.2. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 8,9 y 10 de septiembre para la
Solución 11.
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Figura 61: Sección 3.2. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 1,2 y 3 de enero para la Solución 22.

Figura 62: Sección 3.2. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 8,9 y 10 de septiembre para la
Solución 22.

A.4. Simulación MHOGA: Caso 3

Figura 63: Sección 3.3. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 1,2 y 3 de enero para un d́ıa de
autonomı́a.
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Figura 64: Sección 3.3. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 8,9 y 10 de septiembre para un d́ıa
de autonomı́a.

Figura 65: Sección 3.3. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 1,2 y 3 de enero para dos d́ıas de
autonomı́a.

Figura 66: Sección 3.3. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 8,9 y 10 de septiembre para dos d́ıas
de autonomı́a.
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Figura 67: Sección 3.3. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 1,2 y 3 de enero para tres d́ıas de
autonomı́a.

Figura 68: Sección 3.3. Simulación horaria obtenida para los d́ıas 8,9 y 10 de septiembre para tres d́ıas
de autonomı́a.
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A.5. Registro fotográfico y simulación MHOGA: Caso 4

Figura 69: Sección 3.4.2. Ventana de carga para el sistema con bombeo reversible.
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Figura 70: Sección 3.4.2. Ventana de datos para las turbinas hidráulicas del sistema con bombeo
reversible.
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