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En este informe se presenta un estudio sobre la eva-
luación del potencial de las principales tecnologías 
eléctricas termosolares, en la España peninsular. Ha 
sido realizado para el IDAE por la Unión Temporal 
de Empresas constituida al efecto entre el Centro 
Nacional de Energías Renovables (CENER), la Aso-
ciación de Investigación y Cooperación de Andalucía 
(AICIA) y la ingeniería IDOM.

El estudio proporciona información detallada sobre 
las previsiones de la evolución técnica, de costes y 
de la potencia instalada en nuestro país de las cuatro 
tecnologías eléctricas termosolares más importan-
tes: concentradores lineales de Fresnel (CF), canal 
parabólico (CP), sistema de torre o receptor central 
(RC) y discos parabólicos (DP).

También proporciona información sobre los poten-
ciales máximos totales, disponibles y accesibles que 
en España tienen, en estos momentos, cada una de 
las referidas tecnologías. En todos los casos en los 
que la información tiene una dependencia espacial, 
dicha información se proporciona georreferenciada, 
de forma que pueda integrarse fácilmente en Siste-
mas de Información Geográfica (SIG). Los resultados 
se dan a nivel global, por comunidades autónomas 
y por provincias.

En el capítulo 2 se presenta el sistema energético en 
general y la importancia de las tecnologías solares 
termoeléctricas en su desarrollo futuro. Como es 
lógico en un estudio de este tipo, se describen con 
cierto detalle las cuatro tecnologías con presencia 
en el mercado español actual y se analizan las pers-
pectivas de futuro de cada una de ellas.

El capítulo 3 se dedica al establecimiento de cen-
trales y tecnologías de referencia sobre las cuales 
poder analizar en los capítulos siguientes el com-
portamiento técnico, energético y económico a partir 
de los cuales se puede estudiar la sensibilidad de 
cada tecnología y centrales a las posibles varia-
ciones en el futuro. Se han escogido dos tipos de 
centrales de la tecnología de canal parabólico, una 
sin almacenamiento y otra con 6 horas de almace-
namiento a potencia nominal, es decir que podría 
generar electricidad durante seis horas a la potencia 
nominal de la central utilizando la energía térmica 
almacenada.

Por lo que respecta a las tecnologías de receptor 
central (o de torre) la elección ha sido la misma, 
central sin almacenamiento y con seis horas de 
almacenamiento. Aunque siempre se ha elegi-
do como referencia una central que ya exista en 

funcionamiento, en este caso se ha tomado una cen-
tral que no existe en funcionamiento todavía, ni por 
tamaño (50 MW) ni por otros detalles (fluido de tra-
bajo sobre todo). Pero teniendo en cuenta las que 
hay en funcionamiento y en construcción se puede 
aceptar este tipo de propuesta como posible reali-
zación en un corto periodo de tiempo.

En los concentradores lineales de Fresnel se ha 
hecho la hipótesis de una central de 30 MW con ge-
neración directa de vapor aunque no hay todavía 
ninguna en funcionamiento; hay una en construc-
ción y otra de menor tamaño generando electricidad.

En cuanto a los discos parabólicos, aunque a nivel 
de España no hay ninguna central en operación, la 
hay en Estados Unidos y en España está en cons-
trucción otra, junto a una pequeña de ensayo de 1,5 
MW. La central de referencia en estas tecnologías 
se ha decidido que sea una agrupación de 400 dis-
cos de 25 kW con lo cual finalmente la potencia sería 
de 10 MW.

El análisis de costes y los aspectos económicos son 
tratados en el capítulo 4 estableciendo el coste eco-
nómico normalizado (en inglés, LEC), es decir lo que 
debería costar el kWh en condiciones razonable de 
radiación y del mercado en general. Realmente ha 
sido interesante tratar este asunto para dar cifras 
económicas en torno a los costes actuales y las po-
sibles disminuciones que se van a producir si, como 
es de esperar, se sigue avanzando en la mejora de 
las tecnologías.

Probablemente el capítulo más sustancioso de todo 
el estudio sea el 5 en el que se establecen y se ex-
plican las metodologías que se han aplicado para 
determinar los correspondientes potenciales: total, 
disponible y accesible. 

En primer lugar se ha calculado la distribución de 
la componente directa de la radiación solar en todo 
el territorio peninsular mediante procedimientos en 
los que los autores llevan trabajando más de trein-
ta años tanto en el plano teórico como en el de las 
medidas experimentales. En concreto se ha partido 
de la distribución espacial y temporal de la irradia-
ción global en plano horizontal obtenida a partir de 
imágenes de satélite, y contrastada y valorada con 
medidas muy fiables en tierra. A partir de esos va-
lores se ha obtenido la componente directa normal 
(IDN en español, DNI en inglés) en pixeles de 5x5 
km con lo cual, y una vez aplicados los valores al co-
rrespondiente territorio, se ha obtenido el potencial 
total que luego ha habido que aplicar a cada una de 
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las tecnologías para en el capítulo 6 (resultados) dar 
los valores anuales correspondientes. 

A este potencial total se le han aplicado filtros de re-
ducción del territorio disponible para la instalación 
de centrales como consecuencia de limitaciones de 
distinta naturaleza que vienen impuestas por la le-
gislación nacional o autonómica correspondiente. 
El resultado de la aplicación de estos filtros nos da 
lo que hemos llamado el potencial disponible que 
aparece concretado en el capítulo 6; tanto el valor 
total en todo el territorio peninsular español como 
su distribución por tecnologías, por comunidades 
autónomas y por provincias. 

Finalmente, en este capítulo también se establece 
un potencial accesible entendiendo por tal el que 
tiene en consideración los aspectos económicos ya 
explicados en el capítulo 4 al que hemos hecho refe-
rencia antes. Es evidente que este potencial corrige 
el anterior y puede ser de mayor interés para los po-
sibles promotores y administraciones. También se 
presentan los resultados en el capítulo 6.

Como el capítulo 6 ya ha sido citado en lo ante-
rior cuando nos hemos referido al capítulo 5, solo 
cabe mencionar que la mayor parte del capítulo son 
mapas y tablas que pueden ser consultados para co-
nocer los resultados del estudio.

El último capítulo del libro es de resumen y con-
clusiones. Éstas, como era de esperar, se pueden 
condensar en una:

España es un país con el suficiente recurso solar 
para que las tecnologías de generación de electri-
cidad mediante centrales termosolares se hayan 
desarrollado –gracias a un interés continuado de 
todos los actores, administración, investigadores 
y empresas–y hoy se apunte a una capacidad de 
sustitución de centrales de generación altamente 
contaminantes aprovechando la principal ventaja 
de estas tecnologías: su gobernabilidad por parte 
del regulador del sistema eléctrico.

Pero, además, esta realidad y estas perspectivas 
colocan a las empresas españolas en la mejor si-
tuación para hacerse con el mercado internacional 
que se vislumbra, y en el que ya están por derecho 
propio.



2  La energía solar 
termoeléctrica
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2.1 EL SISTEMA 
ENERGÉTICO Y LAS 
CENTRALES ELÉCTRICAS 
TERMOSOLARES

2.1.1 El papel de las 
tecnologías termosolares
A finales del año 2004, cuando se ultimaba la elabo-
ración del PER 2005-2010, en España solo había una 
instalación de electricidad termosolar conectada a la 
red: el disco parabólico con motor Stirling de 10 kW 
de potencia, ubicado en la Escuela Técnica Superior 
de Ingenieros de Sevilla. Hoy, a mediados de 2010, la 
situación es muy distinta: hay ya 432,4 MW en ope-
ración, esperándose sobrepasar los 800 MW al final 
de este año y los 2.300 MW a final de 2013. El fuerte 
despegue de las tecnologías eléctricas termosolares 
durante el período de vigencia del PER, superando 
con creces los objetivos planteados, augura un papel 
destacado para las mismas en el período 2011-2020, 
a pesar de las incertidumbres existentes que deberán 
resolverse pronto. Sin embargo, parece conveniente 
revisar aquí, con espíritu crítico, algunos aspectos 
del proceso de despliegue de las tecnologías eléctri-
cas termosolares que ha tenido lugar hasta la fecha, 
de cara a definir políticas energéticas sostenibles y 
coherentes.

Despliegue en el sistema energético actual

El sistema energético se encuentra inmerso en 
un proceso de rápida evolución. La necesidad es 
evidente, ya que el sistema energético actual se ca-
racteriza, muy visiblemente, por su insostenibilidad, 
derivada del abuso de recursos agotables y que en-
tre otras manifestaciones tiene una incidencia de 
primer nivel en uno de los principales problemas de 
la Humanidad: el calentamiento global, como con-
secuencia, en gran medida, de la emisión de gases 
de efecto invernadero, producidos en gran propor-
ción por el sistema energético.

El proceso de sustitución gradual de las fuentes de 
energías agotables, en particular combustibles fósi-
les, por otras renovables parece imparable en el sector 

eléctrico. En la última década hemos asistido en Espa-
ña a un espectacular proceso de crecimiento del parque 
de generación eólico, al que más tarde se han unido 
las instalaciones fotovoltaicas y termosolares y las que 
emplean biomasa o sus derivados como combustibles, 
que participan tanto en el sistema eléctrico como en la 
generación de calor de proceso, con cantidades bas-
tante significativas en ambos casos.

Este proceso de sustitución de fuentes de ener-
gías agotables por fuentes de energías renovables 
se ha visto impulsado y favorecido por una serie 
de medidas cuyo éxito, en términos generales, es 
indiscutible. En particular, y centrándonos en la 
termosolar, los Reales Decretos (RDs) 436/2004 y 
661/2007 han propiciado no sólo la creación de las 
condiciones que han permitido la materialización 
de un buen número de proyectos, sino el desarrollo 
de un sector de enorme potencial que España lide-
ra a día de hoy.

Sin embargo, el proceso muestra algunas carac-
terísticas que deben tenerse en cuenta de cara al 
futuro. La primera y más notoria es el hecho de que 
más del 90% de la capacidad de los proyectos prea-
signados corresponde a instalaciones de tecnología 
de canales parabólicos, que emplean aceite térmico 
como fluido de trabajo. La situación de hegemonía 
de esta tecnología concreta se debe, principalmen-
te, a dos razones:

1  La mayor madurez comercial de la tecnología, 
desarrollada en los años 80 y que cuenta como 
referencia principal con las nueve plantas SEGS 
(Solar Electric Generating Systems) de California.

2  La mayor facilidad de financiación de los proyec-
tos basados en esta tecnología, en parte como 
consecuencia del hecho anterior y del marco de 
incentivos vigente en España.

Pero si miramos a otros países, en particular a Es-
tados Unidos, donde se está gestando un proceso de 
gran potencial, observamos una diversidad mucho 
mayor en las tecnologías propuestas para los diver-
sos proyectos que allí se están planteando, con una 
presencia muy importante de los sistemas de recep-
tor central, discos parabólicos con motor Stirling y 
concentradores lineales de Fresnel.

Es evidente que, siendo la tecnología que actual-
mente se está implantando en España, básicamente,         
la misma que la empleada en las plantas SEGS1,       

   

1 Con la notable diferencia de la inclusión en muchos proyectos de sistemas de almacenamiento térmico en sales fundidas, 
lo que supone una innovación muy significativa con respecto a la tecnología SEGS
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España corre el riesgo de disponer en el futuro de 
un parque termosolar obsoleto en términos tecno-
lógicos. Urge, pues, la adopción de medidas que 
propicien el desarrollo de una mayor innovación 
tecnológica.

La segunda característica es consecuencia directa 
de las condiciones impuestas por la legislación: 
casi todas las instalaciones que se están plan-
teando en España tienen una potencia eléctrica 
nominal de 50 MW, que es la máxima permiti-
da por el Régimen Especial. De hecho, es más 
que probable que, si el marco regulatorio español 
lo permitiese, la industria tienda a incrementar 
sustancialmente la potencia nominal de las insta-
laciones, persiguiendo la optimización económica 
de cada proyecto en particular y no la del siste-
ma energético en su conjunto, dado que, para una 
central concreta, un mayor tamaño del bloque de 
potencia suele implicar una mayor eficiencia y 
unos menores costes unitarios, tanto de inver-
sión como de operación.

No obstante, es de sobra conocido que la optimi-
zación parcial e independiente de los subsistemas 
no garantiza la optimización del sistema en su 
conjunto, por lo que, desde una perspectiva más 
global, no está tan claro si lo conveniente es pro-
mover legislación que promueva la implantación 
de centrales de mayor potencia, o la implantación 
de centrales incluso de menor tamaño que las 
actuales, pero que incorporen cogeneración e hi-
bridación con otras tecnologías renovables y sean 
más congruentes con el sistema energético del 
futuro, hacia el que se desea evolucionar y que se 
presiente mucho más distribuido, integrado, efi-
ciente e inteligente que el actual.

Finalmente, no podemos dejar de mencionar otro 
hecho significativo del modelo de despliegue de 
las centrales eléctricas termosolares en Espa-
ña: la práctica totalidad de las instalaciones son 
híbridas. Aunque de forma no demasiado cons-
ciente, ni suficientemente útil: hacen uso de la 
posibilidad legal de emplear, hasta ciertos lími-
tes, un combustible auxiliar. Aunque las razones 
económicas para hacer uso de esta opción son 
evidentes, no lo son menos las de tipo tecnológi-
co, pues la hibridación facilita la operación estable 
y previsible de las instalaciones termosolares. A 
día de hoy, este combustible auxiliar es gas natu-
ral en todos los casos, aunque el RD 661 abrió la 
posibilidad del empleo de biomasa, ampliando el 

rango de hibridación, posibilidad que está sien-
do explorada por numerosas empresas de cara a 
proyectos futuros que deberían ser potenciados 
por la Administración.

De nuevo se constata, en el tema de hibridación, 
como anteriormente se hizo en el tema del tamaño 
de las centrales, una reproducción por parte de la 
industria de los patrones de comportamiento tra-
dicionales. Hoy por hoy, es claro que el proceso de 
desarrollo del sector termosolar se está basando 
en la reproducción de los esquemas del pasado: 
generación centralizada en instalaciones de gran 
capacidad. Para corregir esto, parece conveniente 
un replanteo del marco regulatorio para tratar de 
primar y potenciar los conceptos de planta avanza-
dos, anteriormente apuntados.

La termosolar y el sistema energético del 
futuro

La sustitución de fuentes de energía agotables y 
contaminantes por fuentes renovables no es la 
única modificación que está experimentando el 
sistema energético. Centrándonos en el sistema 
eléctrico, podemos observar que su estructura es 
fuertemente centralizada y jerárquica: grandes 
centrales de generación normalmente aleja-
das de los puntos de consumo, conectadas con 
estos a través de un esquema jerárquico de re-
des de transporte y distribución. Esta estructura 
es intrínsecamente ineficiente y propicia la in-
solidaridad, además de plantear problemas de 
seguridad de suministro.

En efecto, no solo tenemos que tener en cuenta 
las pérdidas asociadas al transporte y distribu-
ción de electricidad a través de grandes redes, 
sino que la proliferación de grandes instalaciones 
distantes de los centros de consumo dificulta con-
siderablemente –imposibilita en la mayor parte de 
los casos– el aprovechamiento del calor residual 
de los procesos de generación de electricidad, es 
decir, la cogeneración. Así, el rendimiento global 
del sistema energético sigue siendo muy bajo, a 
pesar de las mejoras tecnológicas de las últimas 
décadas.

La insostenibilidad de esta estructura actual es 
evidente. El sistema energético necesita evolu-
cionar hacia una nueva estructura, fuertemente 
descentralizada o distribuida, con aprovecha-
miento de los recursos energéticos locales y 
proximidad de los centros de generación a los 
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puntos de consumo. Esta nueva estructura será 
más sostenible, solidaria y potencialmente más 
eficiente, al permitir y propiciar el desarrollo de 
aplicaciones de cogeneración en sectores tan di-
versos como la industria, los servicios o incluso 
el sector residencial.

Este sistema energético futuro debería basarse 
en el aprovechamiento de recursos energéticos 
distribuidos, principalmente –pero no exclusiva-
mente– renovables, en la cogeneración y en la 
hibridación.

La evolución del sistema energético durante los 
últimos años apunta en esa dirección, aunque la 
transición está siendo en muchos casos desor-
denada, está sometida a importantes altibajos y 
tiene que hacer frente a resistencias considera-
bles. En esta transición coexisten necesariamente 
mecanismos y esquemas propios del sistema 
energético tradicional con elementos que propi-
cian la evolución del sistema.

El papel del sector termosolar en España en este 
proceso es reflejo de lo anteriormente expues-
to: siendo una tecnología basada en el empleo 
de una fuente energética renovable y muy distri-
buida en el territorio, reproduce elementos del 
sistema tradicional, al desarrollarse principal-
mente según esquemas centralizados, con los 
únicos límites que impone la regulación del Ré-
gimen Especial. Como se ha señalado, al margen 
de posibles razones de carácter tecnológico, los 
principales motivos para que el desarrollo se esté 
produciendo según estos esquemas son de índo-
le económica y financiera, cuando no de simple 
inercia mental de los actores principales.

Pero las tecnologías termosolares tienen unas 
características que las hacen, en mayor o me-
nor medida, idóneas para un sistema eléctrico 
descentralizado: todas son modulares –unas en 
mayor medida que otras–, admiten e incluso se 
ven beneficiadas por la hibridación, y encajan per-
fectamente en esquemas de cogeneración.

Para que se aproveche este potencial es preciso 
establecer mecanismos que, como mínimo, de-
jen de penalizar la innovación –penalización que 
se produce, de hecho, en el sistema actual al di-
ficultar la financiación de proyectos innovadores. 
La innovación y la eficiencia deben estar promo-
vidas mediante estímulos y objetivos razonables 
y reales, con una lógica basada en criterios de 
sostenibilidad física y no solo económica.

2.1.2 Escenarios analizados
Para la realización del presente estudio nos plan-
teamos la reflexión presentada en el apartado 
anterior, acerca de cómo el sector termosolar en 
España está reproduciendo el sistema tradicional, 
basado en la generación centralizada en instalacio-
nes de gran capacidad, limitadas tan sólo por las 
restricciones que impone la legislación.

Aunque es evidente que la estructura actual es 
poco sostenible, la definición del escenario de tra-
bajo para evaluar el potencial en España en el área 
eléctrica termosolar, fijando como horizonte el año 
2020, no puede hacerse de espaldas a esta situa-
ción. Por ello, se han establecido los dos escenarios 
principales de trabajo, el “Escenario tendencial” 
y el “Escenario de eficiencia”, que se describen a 
continuación.

Escenario tendencial

El escenario que hemos llamado tendencial es, 
precisamente, el que reproduce el sistema tradi-
cional, basado en la generación centralizada en 
instalaciones de gran capacidad, sólo limitadas 
por la regulación del Régimen Especial.

En este escenario se han considerado instalacio-
nes con una potencia eléctrica nominal de 50 MW, 
la máxima permitida por el Régimen Especial, 
ubicadas fuera de los núcleos de población y en 
terrenos con espacio suficiente para la construc-
ción de grandes instalaciones.

Como se ha señalado, al margen de posibles razo-
nes de carácter tecnológico, los principales motivos 
para que el desarrollo se esté produciendo según 
estos esquemas son de índole económica y finan-
ciera y no de eficiencia y economía del sistema 
energético en su conjunto.

No obstante, dada la tendencia actual de la indus-
tria en esta dirección y el relativamente cercano 
horizonte temporal de este estudio, este escenario 
tendencial es el analizado con mayor profundidad 
y grado de detalle.

Escenario de eficiencia

El escenario de eficiencia se puede definir como 
el opuesto conceptualmente al tendencial. En este 
escenario se deberían considerar instalaciones 
pequeñas, ubicadas dentro –o en las proximida-
des– de los centros de consumo y con una potencia 
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eléctrica nominal adaptada, en cada caso, a las ne-
cesidades del consumidor.

Un análisis sistemático de este escenario es, 
desgraciadamente, mucho más complejo que el 
análisis del escenario tendencial e imposible de 
abordar en el ámbito de este estudio. La flexibili-
dad que este escenario presupone en la definición 
de las centrales multiplica enormemente la casuís-
tica a analizar, desde todos los puntos de vista. A 
esta dificultad, hay que añadir la falta de datos so-
bre los parámetros técnicos y económicos de las 
diferentes instalaciones termosolares que mejor 
se podrían adaptar al escenario.

Aún así, se avanzan en este estudio, de forma com-
plementaria, algunos resultados relacionados con 
este posible escenario de eficiencia y, sobre todo, 
se deja planteada la necesidad de estudiar este 
tema en el futuro con el mayor detalle posible, ya 
que ello proporcionaría una clara perspectiva del 
verdadero alcance del cambio de sistema que pro-
pugnamos los autores de este trabajo.

2.2 ESTADO ACTUAL 
Y PERSPECTIVAS 
DE FUTURO DE 
LAS TECNOLOGÍAS 
TERMOSOLARES
En el presente apartado se describe, brevemen-
te, la tecnología termosolar para producción de 
energía eléctrica en su conjunto, así como las 
diferentes opciones tecnológicas existentes. Se 
proporcionan, también, algunas ideas sobre las 
perspectivas de futuro de esta tecnología y las 
principales barreras a las que se enfrenta.

Como se muestra en la Figura 1, una central eléc-
trica termosolar transforma la radiación solar 
directa en energía eléctrica, mediante la con-
versión previa de la energía solar en térmica. En 
primer lugar, la radiación solar directa es captada 
en el sistema concentrador, que la lleva sobre la 
apertura de entrada del sistema receptor, donde 
es transformada en energía térmica (incremen-
to de entalpía) de un fluido de trabajo, para pasar 
al bloque de potencia donde dicha energía térmi-
ca es transformada en trabajo y éste en energía 

eléctrica. Estos procesos implican la utilización 
de varios dispositivos que, frecuentemente, inclu-
yen sistemas de intercambio térmico que trabajan 
con diferentes fluidos. En lugar de convertir de in-
mediato la energía térmica en eléctrica, también, 
es posible almacenar, parcial o totalmente, dicha 
energía térmica para su transformación en eléc-
trica en un momento posterior. La hibridación de 
la planta con otra fuente de energía convencional 
o renovable que aporte su contribución energética 
de forma alternativa o simultánea a la contribu-
ción solar es una solución energética excelente, 
por la posibilidad de conseguir una completa ges-
tionabilidad de la central.
Figura 1. Esquema de una instalación solar 
termoeléctrica
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Las principales tecnologías de captación de la ra-
diación solar directa son las siguientes: canales 
parabólicos, concentradores lineales de Fresnel, 
sistemas de receptor central (torre) y discos para-
bólicos. Un esquema gráfico de cada una de estas 
tecnologías se puede ver en la Figura 2:
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Figura 2. Configuraciones posibles de las plantas solares térmicas
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Aunque no se conoce con exactitud el precio de 
generación de estas energías, es evidente que los 
costes de la tecnología eléctrica termosolar es-
tán, actualmente, por encima de los de una central 
de generación eléctrica convencional. Esto es así, 
sobre todo, porque estas últimas se abastecen de 
energías muy concentradas, lo que les permite uti-
lizar dispositivos de transformación energética muy 
compactos, que requieren mucha menos cantidad 
de material; porque llevan ya mucho tiempo desa-
rrollándose y han tenido tiempo de optimizar sus 
costes y, finalmente, porque no incorporan los cos-
tes ambientales en los que incurren.

El diagnóstico realizado en un estudio promovido por 
el Banco Mundial [The World Bank, 1999] sitúa el 
coste directo de capital de una central eléctrica ter-
mosolar (CET) entre 2,5 y 3,5 veces el coste de una 
planta térmica convencional. Además, la electricidad 

generada se estima que puede tener un coste en-
tre 2 y 4 veces superior, dependiendo, obviamente, 
de cómo se hagan las cuentas, de los tiempos de 
amortización que se consideren, o de si se hacen 
las correcciones necesarias para tener en cuenta 
los apoyos públicos que las tecnologías “conven-
cionales” con las que se hace la comparación han 
recibido en el pasado. No obstante, con independen-
cia de estos importantes detalles, la conclusión a la 
que llegan todos los estudios realizados hasta la fe-
cha es que es evidente que el potencial de reducción 
de costes que las tecnologías eléctricas termosola-
res ofrecen resulta significativo, esperándose que, a 
medio plazo, los costes de la electricidad generada 
por medios termosolares alcancen la paridad con 
los precios de mercado.

Se puede decir que entre las diversas tecnologías 
existentes para la generación eléctrica mediante 
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energía solar, únicamente la tecnología de canales 
parabólicos ha alcanzado cierto grado de madurez 
en el mercado. Esta tecnología se encuentra ade-
más entre las tecnologías renovables con menor 
coste de producción eléctrica y aspira, a medio pla-
zo, a compararse en términos de rentabilidad con 
las centrales convencionales de combustibles fósi-
les de tamaño medio.

Con dos décadas de operación, las plantas de cana-
les parabólicos parecen ser hasta la fecha la opción 
de mercado más creíble en el marco de las tecno-
logías de centrales eléctricas termosolares. Así, 
la gran mayoría de proyectos ejecutados o pues-
tos en marcha en los dos últimos años son de esta 
tecnología.

Salvo evoluciones tecnológicas imprevistas, la elec-
tricidad termosolar y los sistemas termosolares de 
concentración, en general, parecen tener un papel 
cierto e importante en el sistema energético del 
futuro. Este sistema –que hemos catalogado como 
el del escenario de eficiencia en el capítulo ante-
rior–, a diferencia del actual, será probablemente 
más descentralizado y diversificado, con una pro-
porción cada vez mayor de energías renovables, más 
racional, eficiente y solidario. La electricidad termo-
solar, de carácter 100% renovable, puede aportar, 
gracias a su capacidad de almacenar la energía tér-
mica o de hibridarse con otras fuentes energéticas 
–combustibles fósiles o derivados de la biomasa– 
una buena dosis de la estabilidad que el sistema 
eléctrico requiere. Naturalmente, estas excelentes 
expectativas dependen de la consecución de un cos-
te de generación razonable, comparable en términos 
equitativos; es decir, teniendo en cuenta los benefi-
cios diferenciales de la electricidad termosolar, con 
otras tecnologías, basadas o no en fuentes energé-
ticas renovables.

Pero, como el sistema energético, las tecnologías 
termosolares deben también evolucionar y adap-
tarse. A corto plazo el reto es claro: la reducción de 
costes es un imperativo para la consolidación del 
sector. Las medidas de apoyo que han favorecido 
el desarrollo de la industria termosolar en España 
y otros países tienden a decrecer y tienen fecha de 
caducidad; eso a pesar de que acaban de iniciar su 
desarrollo. El coste de la electricidad generada en 
las centrales eléctricas termosolares debe tender, 
lo más rápidamente posible, a igualarse con el de 
la electricidad “convencional”, que por otra parte va 
en una clara senda ascendente. Para conseguirlo 
hay dos vías no necesariamente antagónicas, sino 

más bien complementarias: la reducción de costes 
de materiales y equipos y la mejora del rendimien-
to de la transformación de energía solar en energía 
eléctrica.

Aunque, a corto plazo, el mayor esfuerzo se está 
centrando en conseguir una reducción de costes que 
permita competir con otras tecnologías, convencio-
nales o no, el futuro de las tecnologías termosolares 
está en el aprovechamiento de sus características 
más notables:

•  La posibilidad de alcanzar altas temperaturas –y 
consiguientemente rendimientos elevados– por 
medio de la concentración solar.

•  La capacidad de integrar un sistema de almacena-
miento térmico eficiente o de hibridarse con otras 
fuentes energéticas para garantizar la gobernabi-
lidad de las centrales y facilitar su integración en 
el sistema eléctrico.

•  El carácter esencialmente distribuido del recurso 
solar y la disponibilidad de tecnologías adecuadas 
para su aprovechamiento óptimo, también distri-
buido. Este aprovechamiento óptimo se alcanza 
en las llamadas instalaciones de cogeneración o 
trigeneración y debe entenderse de forma integral, 
ya que la energía se necesita tanto en forma de 
trabajo (electricidad) como de calor.

•  La posibilidad de emplear el potencial para al-
canzar altas temperaturas para la realización 
de procesos químicos orientados a diferentes 
aplicaciones.

A la vez, debe trabajarse en la reducción de los 
impactos ambientales de las distintas varian-
tes tecnológicas, en particular la reducción de las 
necesidades de agua para refrigeración de los ci-
clos termodinámicos (bloque de potencia de todas 
las tecnologías termoeléctricas, solares o con-
vencionales) y la sustitución de fluidos térmicos 
potencialmente contaminantes o peligrosos (como 
los aceites térmicos empleados en las plantas de 
canales parabólicos) por otros que no presenten ta-
les inconvenientes. 

Centros como la Plataforma Solar de Almería del 
CIEMAT, el Centro Nacional de Energías Renova-
bles (CENER) o el Centro Tecnológico Avanzado 
de Energías Renovables (CTAER), entre otros, es-
tán trabajando en el desarrollo de estas líneas de 
investigación.

A continuación, en la Tabla 1 se resumen las princi-
pales características de cada una de las principales 
tecnologías eléctricas termosolares.
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Tabla 1. Principales características de cada tecnología

Tecnología Aplicaciones Ventajas Desventajas

Canal parabólico

Plantas de producción 
eléctricas conectadas a 
red. (Máxima potencia 
nominal demostrada 
hasta la fecha: 80 MWe). 
Producción de calor de 
proceso.

Comercialmente disponible. 
Rendimiento máximo  
solar-electricidad 21%. 
Capacidad de hibridación y 
de almacenamiento.

Temperaturas de operación 
moderadas (hasta 400 ºC) 
debido a las limitaciones 
térmicas del aceite térmico 
utilizado como fluido de 
trabajo.

Fresnel

Pequeños sistemas de ge-
neración en isla o plantas 
de producción eléctricas 
conectadas a red. (Máxi-
ma potencia nominal 
demostrada hasta la 
fecha: 5 MWe). Producción 
de calor de proceso. 

Primeras etapas de su co-
mercialización. Rendimien-
to, capacidad de hibridación 
y almacenamiento similar 
a la tecnología de canales 
parabólicos.

Se espera que sus 
costes unitarios 
sean menores que 
los de las otras 
alternativas.

Temperaturas de opera-
ción moderadas: 250ºC 
en generación de vapor 
saturado y hasta 400 ºC 
para vapor sobrecalen-
tado (no demostrado). Es 
una tecnología con  
incertidumbres.

Receptor central

Plantas de producción 
eléctricas conectadas a 
red. (Máxima potencia 
nominal demostrada 
hasta la fecha: 20 MWe). 
Producción de calor de 
proceso a alta 
temperatura.

Perspectivas de altos  
rendimientos a medio plazo 
(captación solar del 46% a 
temperaturas de 565 ºC e 
instantáneos solar a eléc-
trica del 23%); almacena-
miento a alta temperatura; 
hibridación.

Estimaciones de costes de 
capital escasamente con-
trastadas.

Disco parabólico

Pequeños sistemas de 
producción eléctrica 
con y sin conectar a red. 
(Máxima potencia nomi-
nal demostrada hasta la 
fecha: 25 kWe).

Altos rendimientos (instan-
táneos solar a eléctrica en 
torno al 30%); modularidad; 
capacidad de hibridación; 
experiencia operacional.

Los sistemas híbridos 
tienen una eficiencia de 
combustión baja y su  
fiabilidad está aún por  
demostrar.
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2.2.1 Canales parabólicos
Estado actual

Tal como se ha comentado anteriormente, las CETs de tecnología de canal parabólico (CP) son, básicamente, 
centrales convencionales de turbina de vapor en las que se sustituye el combustible utilizado para generar y 
sobrecalentar el vapor, por la energía proveniente de la radiación solar. En la Figura 3 se presenta un esquema 
general de este tipo de plantas, en el que se aprecian claramente el subsistema solar (en rojo) y el convencio-
nal (en azul).
Figura 3. Esquema de una planta termosolar genérica
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El sistema de captación y concentración de la ra-
diación solar es modular. Está formado por filas de 
canales parabólicos que siguen al sol en un solo 
eje, alineadas normalmente en dirección norte-sur. 
Cada captador consta de un conjunto de espejos de 
sección recta parabólica y geometría cilíndrica que, 
apropiadamente alineados y distribuidos, concen-
tran la componente directa de la radiación solar 
unas 80 veces en un tubo receptor; situado en su 
eje óptico. Mediante el sistema de seguimiento en 
un eje, cada captador sigue la trayectoria del sol de 
este a oeste a lo largo del día.

El sistema de transformación de energía solar a 
térmica está formado, fundamentalmente, por los 
tubos receptores, ya mencionados, sobre los que in-
cide la radiación solar concentrada y por los cuales 
circula un fluido de trabajo que actualmente es, en 
la mayoría de los casos, un aceite térmico, que ab-
sorbe la energía concentrada del sol, calentándose 

hasta cerca de 400ºC, que es el límite admisible para 
los aceites sintéticos que se vienen usando hasta 
la fecha.

El sistema de transformación de energía térmica 
a eléctrica es, básicamente, un ciclo de turbina de 
vapor (ciclo Rankine) en el que el aporte de calor se 
realiza, desde la parte solar, a través de una serie 
de intercambiadores aceite-agua, que transfieren la 
energía del aceite térmico del campo solar al agua 
del ciclo Rankine, consiguiendo su evaporación y 
sobrecalentamiento.

La naturaleza intermitente de la energía solar hace 
que, por ejemplo, en España una central eléctrica 
termosolar (CET) de canal parabólico sin almace-
namiento no suela superar las 2.400 horas anuales 
de operación equivalentes a plena carga. Para in-
crementar las horas de operación y, por tanto, de 
producción de electricidad, existen dos posibilidades 
que se pueden implementar de forma simultánea: 
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la hibridación con calderas de combustible fósil/bio-
masa y el almacenamiento térmico.

Gracias al almacenamiento, las CETs son capaces de 
producir energía tanto en periodos de baja radiación 
como tras la puesta del sol y más de la que gene-
ran las plantas sin almacenamiento; a costa, claro 
está, de campos solares de mayor tamaño. Aunque 
las diferentes opciones y características de los sis-
temas de almacenamiento térmico (SAT) se discuten 
en otra parte de este informe, la tecnología actual 
de almacenamiento térmico más madura y que ya 
está presente en una planta comercial de canales 
parabólicos es la de tanques de sales fundidas, en 
los que el aumento de temperatura implica una va-
riación positiva de energía interna, sin cambio de 
fase (calor sensible).

Esta tecnología de almacenamiento térmico se 
basa en dos tanques de sales fundidas, uno ca-
liente y otro frío, conectados al fluido de trabajo 
del campo solar por medio de un intercambiador 
de calor. Cuando el campo solar proporciona más 
energía térmica que la necesaria para el ciclo de 
potencia, se utiliza el exceso para cargar el tanque 
caliente. Como es lógico, para poder utilizar el SAT 

es necesario que el campo esté sobredimensiona-
do respecto del de una planta sin almacenamiento, 
y que en condiciones de diseño proporcione más 
energía que la necesaria para su envío al bloque 
de potencia. De esta forma, se puede contar con 
capacidades de almacenamiento que pueden supe-
rar las 12 horas de trabajo del bloque de potencia 
a plena carga.

La segunda de las opciones que existen actualmen-
te para ampliar las horas de producción de una 
CET a lo largo del año es, como se ha comentado, 
la hibridación. La hibridación consiste, básicamen-
te, en la combinación de la generación térmica 
mediante energía solar con otras formas de gene-
ración, mediante el uso de calderas alimentadas 
con cualquier combustible, desde gas natural has-
ta biomasa. Aunque no hay que descartar en un 
futuro, más o menos próximo, el desarrollo de re-
ceptores híbridos en los que, en horas de baja o 
nula radiación, se puede quemar un combustible 
adecuado.

A continuación, en la Tabla 2 se resumen las prin-
cipales características de la tecnología de canal 
parabólico.

Tabla 2. Tabla resumen de las características principales de la tecnología de canal parabólico

Aplicaciones Ventajas Desventajas

Plantas de producción eléctricas 
conectadas a red. (Máxima 
potencia nominal demostrada 
hasta la fecha: 80 MWe).  
Producción de calor de proceso.

Comercialmente disponible.  
Rendimiento máximo solar 
-electricidad 21%. Capacidad de 
hibridación y de almacenamiento.

Temperaturas de operación  
moderadas (hasta 400 ºC) debido  
a las limitaciones térmicas del 
aceite térmico utilizado como  
fluido de trabajo.

Líneas de desarrollo
La primera y más inmediata de las líneas de de-
sarrollo de la tecnología de canal parabólico es la 
generación directa de vapor (GDV), ya ensayada con 
éxito en el proyecto DISS, desarrollado en la Plata-
forma Solar de Almería. Las principales ventajas 
de la generación directa de vapor en los tubos ab-
sorbedores son la sustitución del aceite térmico 
actual –un fluido térmico costoso, inflamable, con 
temperatura de operación limitada y potencialmente 
contaminante– por agua, y el empleo de un mismo 
fluido de trabajo (agua) en el campo solar y en el 
ciclo de potencia, lo que permite prescindir de los 
intercambiadores aceite-agua, y operar a tempe-
raturas más altas, con la ganancia en rendimiento 

que ambas posibilidades implican. Un punto débil 
de la tecnología GDV es el almacenamiento térmico, 
que no parece estar aún suficientemente resuelto 
con las tecnologías actuales. La operación de todo 
el campo de captadores solares a mayor presión 
y temperatura, lo que requiere la adaptación de 
los actuales tubos absorbedores, y la mayor com-
plejidad del sistema de control, son otros desafíos 
tecnológicos a tener en cuenta. En Puertollano (Ciu-
dad Real) hay ya un proyecto de demostración de 
CET de canal parabólico con generación directa de 
vapor, de 3 MW de potencia eléctrica nominal, que 
se encuentra en avanzado estado de ejecución y que 
sin duda permitirá sacar conclusiones sobre el fu-
turo de esta prometedora tecnología.
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Desde Italia y Estados Unidos, se plantea el em-
pleo de sales fundidas como fluido de trabajo 
en el campo solar. Las ventajas de esta opción 
tecnológica son la posibilidad de operar a ma-
yor temperatura, el empleo del mismo fluido de 
trabajo en el campo solar y en el sistema de al-
macenamiento, con la consiguiente eliminación 
de los intercambiadores aceite-sales, y el he-
cho de operar con un fluido ambientalmente más 
benigno que los aceites térmicos actuales. Sin 
embargo, la necesidad de garantizar que las sa-
les permanezcan en estado líquido en todas las 
condiciones de operación y a lo largo y ancho de 
todo el campo de captadores –con sus importan-
tes longitudes de tuberías– puede repercutir en un 
aumento considerable de los autoconsumos para 
el caldeo de tuberías, válvulas, bombas, etc. y en 
un riesgo de roturas de los tubos absorbedores, 
que son bastante caros. Para solventar algunas 
de las dificultades mencionadas, se está traba-
jando en la identificación y obtención de nuevas 
mezclas de sales, con puntos de congelación más 
bajos que las empleadas actualmente, así como 
en el desarrollo de elementos menos sensibles a 
la congelación de las sales.

Todas las opciones mencionadas requieren, para 
que su adopción sea técnica y económicamente de 
interés, del desarrollo de nuevos tubos receptores 
de baja emisividad, alta absortancia y alta durabili-
dad, capaces de operar a temperaturas superiores 
a 500 ºC.

En cuanto al concentrador en sí, se están ex-
plorando líneas de trabajo orientadas a la 
obtención de superficies reflectantes más eco-
nómicas que los espejos de vidrio grueso y con 
prestaciones similares en cuanto a reflectan-
cia y durabilidad a la intemperie. Aunque están 
apareciendo en el mercado algunas soluciones 
–sustratos poliméricos con capas reflectantes 
de plata, planchas de aluminio de alta reflectivi-
dad, láminas de aluminio adheridas a sustratos 
rígidos de fibra de vidrio, etc.– la durabilidad 
a la intemperie de estos materiales está aún 
por demostrar. El aumento de la apertura del 
concentrador, el desarrollo de estructuras más 
económicas y de fácil instalación y el empleo 
de nuevos materiales (composites) constituyen 
otras vías de mejora de la tecnología que están 
siendo desarrolladas.

En cualquier caso, casi la totalidad de las mejoras 
mencionadas pueden considerarse “incrementales” 

en el sentido de que están orientadas a la obten-
ción de mejoras de rendimiento o reducción de 
costes de un concepto que está, prácticamente, en 
su madurez.

2.2.2 Concentradores lineales 
de Fresnel

Estado actual

Aunque desde los años sesenta se han venido estu-
diando grandes sistemas de concentradores lineales 
de Fresnel (CLF) [Francia, 1968], esta tecnología se 
encuentra todavía en un estadio de desarrollo rela-
tivamente incipiente. La tecnología consiste en la 
utilización de espejos planos (o ligeramente cur-
vados) dispuestos en láminas paralelas, sobre un 
terreno horizontal, que pueden rotar alrededor de 
su eje para dirigir los rayos reflejados hacia un re-
ceptor tubular fijo situado a una altura superior (ver 
Figura 4).

Este tipo de concentradores lineales de Fresnel per-
miten obtener relaciones de concentración de entre 
25 y 40 respecto a la superficie del absorbedor, re-
laciones que se ven incrementadas hasta valores 
de entre 80 y 130 si se hace el cálculo de la con-
centración respecto al diámetro del absorbedor. 
Generalmente, estos sistemas se están propo-
niendo para la generación directa de vapor de baja 
temperatura, acoplados directamente a turbinas de 
vapor. La temperatura de operación ronda habitual-
mente los 270ºC, lo que permite utilizar receptores 
eficaces y fiables, aunque algunos promotores de 
esta tecnología pretenden trabajar, a medio pla-
zo, a temperaturas próximas a los 500ºC, con el fin 
de poder acoplar estos sistemas a turbinas de alto 
rendimiento.
Figura 4. Esquema de un campo solar de 
captadores lineales de Fresnel con dos 
líneas de receptores
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De forma semejante a otras tecnologías, los campos 
CLF pueden ser utilizados en plantas 100% solares 
o integrados en plantas térmicas de combustibles 
fósiles.

Para aplicaciones de producción de electricidad en 
centrales de potencia superior a 5 MWe se distinguen, 
básicamente, dos grandes tipos de sistemas dentro 
de esta tecnología: los sistemas CLF clásicos y los 
Captadores Compactos Lineales de Fresnel (CCLF). 
Aunque ambos comparten el mismo principio de fun-
cionamiento y tanto sus geometrías como los tamaños 
de captador son muy similares, se diferencian princi-
palmente en los siguientes puntos [Morin, 2006]:

•  Dimensiones de los espejos.
•  Tipo de seguimiento.
•  Diseño de receptor (tubo único con concentrador 

secundario para los CLF y de múltiples tubos sin 
concentrador secundario para los CCLF).

La tecnología desarrollada por Solar Heat and 
Power Pty. Ltd. (ahora Areva Solar) es el Concentra-
dor Compacto Lineal de Fresnel (CCLF), patentado 
por la Universidad de Sydney en 1995. A diferencia 
de los captadores lineales de Fresnel clásicos, cu-
yos espejos apuntan a un único receptor lineal, los 
espejos en la tecnología CCLF tienen la opción de 
reflejar la radiación solar directa hacia uno u otro 
de dos receptores, en función de la posición del sol 
[Mills, 2000], lo que permite minimizar fenómenos 
de sombras y bloqueos y diseñar campos de capta-
dores muy compactos (Figura 5) y con los receptores 
colocados a menor altura (inferior a 10 m). De esta 
forma, se limitan los costes de inversión del terre-
no (el ratio de cobertura del terreno es de un 66%, 
frente al 33% de los campos CP [Burbidge, 2000] y 
se reducen las estructuras de los receptores y la 
longitud de las tuberías de distribución.
Figura 5. Esquema de un campo de CCLF con 
filas de reflectores orientadas a distintos 
receptores para minimizar sombras y 
bloqueos
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Los receptores de los CCLF usualmente consisten 
en una decena de tubos de acero paralelos a los 
reflectores, dispuestos en un plano horizontal y si-
tuados dentro de una cavidad cerrada por su parte 
inferior con una ventana de vidrio. No usan concen-
tradores secundarios, ni tecnología de vacío, lo que 
abarata el coste del receptor. A diferencia de los CP, 
un régimen de flujo bifásico estratificado es perfec-
tamente aceptable en el caso de los CCLF, ya que 
la parte superior del tubo nunca está directamen-
te iluminada.
Figura 6. Tubos receptores de la planta CCLF 
de Kimberlina

                    

Figura 7. Análisis con trazado de rayos del 
receptor de Solarmundo [Häberle, 2006]

Concentrador
secundario

Tubo
absorbedor

Panel 
de vidrio

Una comparación de las dos tecnologías CLF clásica 
y CCLF concluyó que la madurez técnica y comercial 
de los CCLF (Figura 6) era más avanzada, aunque 
estableció también que el receptor con tubo úni-
co y reflector secundario (tipo Solarmundo, Figura 
7) tenía un rendimiento potencial un 10% más alto 
[Morin, 2006]. 

A continuación, como resumen de lo tratado en este 
apartado, en la Tabla 3 se relacionan las principa-
les características de la tecnología de reflectores 
de Fresnel.
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Tabla 3. Tabla resumen de las características principales de la tecnología de Fresnel

Aplicaciones Ventajas Desventajas

Pequeños sistemas de genera-
ción en isla o plantas de pro-
ducción eléctricas conectadas a 
red. (Máxima potencia nominal 
demostrada hasta la fecha: 5 
MWe). Producción de calor de 
proceso. 

Primeras etapas de su comercia-
lización. Rendimiento, capacidad 
de hibridación y almacenamiento 
similar a la tecnología de canales 
parabólicos.Se espera que sus 
costes unitarios sean menores 
que los de las otras alternativas.

Temperaturas de operación modera-
das: 250ºC en generación de vapor 
saturado y hasta 400 ºC para vapor 
sobrecalentado (no demostrado). Es 
una tecnología con incertidumbres.

Líneas de desarrollo
El principal atractivo de la tecnología de Capta-
dores Lineales de Fresnel reside en su excelente 
aprovechamiento del terreno y bajo coste po-
tencial, por la utilización de estructuras más 
ligeras, reflectores más económicos que los cos-
tosos espejos de sección recta parabólica y tubos 
absorbedores más simples, siempre que las tem-
peraturas de operación lo permitan. Su limitada 
capacidad de concentración supone, sin embargo, 
una barrera a la obtención de rendimientos altos 
en la conversión de la energía de la radiación so-
lar a electricidad.

Por ello, las vías de desarrollo más probables de 
esta tecnología discurren principalmente por el ca-
mino de una mayor reducción de costes. Hay dos 
grandes líneas de desarrollo. Una de las líneas de 
desarrollo apuesta por un receptor sofisticado, en 
el que se incluye un espejo reconcentrador, con 
el propósito de aumentar la capacidad de concen-
tración y obtener una mejora significativa en el 
rendimiento global de transformación de la ener-
gía solar a electricidad al poder operar a mayores 
temperaturas, a pesar de la merma energética en 
la transformación de la energía solar a térmica que 
suponen las pérdidas debidas a las reflexiones adi-
cionales. La otra línea de desarrollo apuesta por 
conceptos de receptores sencillos, económicos y de 
fácil mantenimiento, de forma que la reducción de 
costes así obtenida compense con creces la mer-
ma de rendimiento.

Además de las aplicaciones eléctricas, la tec-
nología de Captadores Lineales de Fresnel está 
apostando por la especialización en aplicaciones no 
eléctricas, como la generación de calor de proceso 
o su empleo como aporte energético a sistemas de 
refrigeración basados en máquinas de absorción 
(refrigeración solar). Así, por ejemplo, un sistema 

de refrigeración compuesto por una máquina de 
absorción de doble efecto de 175 kW de potencia 
frigorífica, alimentada por la energía térmica pro-
ducida en un campo de concentradores lineales de 
Fresnel, está funcionando desde 2008 en la Escuela 
Superior de Ingenieros de Sevilla. 

2.2.3 Sistemas de torre

Estado actual

En la tecnología de torre o receptor central, el siste-
ma de concentración de la radiación solar consiste 
en un campo de helióstatos, formado por superfi-
cies reflectoras que, mediante seguimiento en dos 
ejes, son capaces de proyectar la imagen del Sol so-
bre la superficie de apertura de un receptor situado, 
usualmente, en lo alto de una torre, de donde esta 
tecnología deriva su nombre. En el receptor central 
tiene lugar la transformación de la radiación solar 
concentrada en energía térmica, mediante el incre-
mento de entalpía de un fluido de trabajo.
Figura 8. Diagrama esquemático de una 
central de torre

Tecnología de torre

Heliostatos

Fuente: Abengoa
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Los helióstatos están compuestos por una superficie 
reflectante, una estructura que le sirve de soporte 
y mecanismos que permiten orientarlo adecuada-
mente. Las superficies reflectantes más empleadas 
actualmente son de tipo vidrio-metal. El campo de 
helióstatos en su conjunto es un sistema óptico de 
foco puntual capaz de alcanzar relaciones de con-
centración elevadas (500 a 1.000) o muy elevadas 
(3.000).

El receptor es el elemento que recibe la radiación 
solar concentrada y la transforma en energía tér-
mica de un fluido de trabajo (que puede ser agua, 
sales fundidas, aire, etc.) para ser usada en pro-
cesos posteriores. Existen numerosas propuestas 
de receptores solares con diferentes configuracio-
nes y adaptados a distintos fluidos de transferencia 
térmica. El receptor se coloca a cierta altura so-
bre el campo de helióstatos, sobre una torre, con 
el fin de evitar, o al menos reducir, las sombras y 
los bloqueos entre los helióstatos. El receptor so-
lar representa la parte más crítica de una central 
de torre desde el punto de vista técnico, al centra-
lizar todo el intercambio de energía radiante de la 
planta.
Figura 9. PS10 en operación junto a PS20 en 
construcción

Fuente: Abengoa
Debido a los altos flujos de radiación solar que se 
alcanzan en el receptor, éste puede trabajar a altas 
temperaturas, sin excesivas pérdidas térmicas, lo 
que posibilita su integración en ciclos termodiná-
micos eficientes. En este sentido, la tecnología de 
torre permite aspirar a rendimientos de transfor-
mación de la energía solar a electricidad elevados 
(superiores al 25% anual), aunque hasta la fecha 
los rendimientos anuales demostrados sean, pro-
bablemente, inferiores al 16%.

Estas centrales admiten fácilmente el funciona-
miento híbrido en una gran variedad de opciones y 
tienen, también, el potencial de generar electricidad 
con altos factores de capacidad mediante el uso de 
almacenamiento térmico. A partir de este almace-
namiento, el sistema puede proporcionar energía 
incluso en condiciones de nubosidad o durante la 
noche. Actualmente, la solución más utilizada son 
tanques de almacenamiento de agua/vapor o de 
sales fundidas, que acumulan parte de la energía 
captada durante el día para ser transformada en 
electricidad en otro momento.

En lo que respecta al fluido de trabajo que circula 
por el receptor central, en los diversos proyectos de 
demostración que se han llevado a cabo hasta la fe-
cha se han utilizado principalmente cuatro sistemas:

1. Agua-vapor (sobrecalentado o saturado).
2. Sodio líquido.
3. Sales fundidas.
4. Aire.
En el caso de las plantas de torre empleadas para 
generación eléctrica, además de los subsistemas 
específicos de la tecnología solar, esto es, campo de he-
lióstatos, receptor y en algunos casos almacenamiento 
térmico, hay que considerar la parte convencional de 
una central eléctrica, cuyos elementos principales son 
el generador de vapor y el bloque de potencia.

El sistema de control es más complejo que el de una 
planta térmica convencional, ya que además debe 
integrar todos los subsistemas solares de la cen-
tral, cuya interacción se complica, sobre todo, en 
los periodos de arranques, paradas y transitorios, 
que son los más críticos.

Hasta la fecha, sólo unos pocos proyectos han cul-
minado en la construcción de centrales de torre 
experimentales o de demostración y únicamente 
dos en la construcción de centrales de torre de ca-
rácter comercial –la PS10 y la PS20, ubicadas en el 
municipio sevillano de Sanlúcar la Mayor, de las que 
se hablará, en detalle, más adelante.

El conjunto de experiencias referidas, aunque limi-
tadas, han servido, no obstante, para demostrar la 
viabilidad técnica de las CETS de torre, cuya tec-
nología está suficientemente madura para pasar a 
la etapa comercial, tal y como han demostrado las 
instalaciones existentes en la Plataforma Solar de 
Almería o la central de 10 MW Solar One, y como 
están demostrando la PS10 y la PS20.

En la Tabla 4 se resumen las principales caracterís-
ticas de la tecnología de torre.
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Tabla 4. Tabla resumen de las características principales de la tecnología de receptor central

Aplicaciones Ventajas Desventajas

Plantas de producción eléctri-
cas conectadas a red. (Máxima 
potencia nominal demostrada 
hasta la fecha: 20 MWe).  
Producción de calor de proceso 
a alta temperatura.

Perspectivas de altos rendimientos 
a medio plazo (captación solar del 
46% a temperaturas de 565 ºC e 
instantáneos solar a eléctrica del 
23%); almacenamiento a alta  
temperatura; hibridación.

Estimaciones de costes de capital 
escasamente contrastadas.

Líneas de desarrollo
A diferencia de la tecnología de canal parabólico, los 
sistemas de torre o receptor central presentan una 
gran variedad de opciones tecnológicas con diferen-
cias sustanciales entre ellas. Baste mencionar que las 
centrales que actualmente se encuentran en funcio-
namiento, PS10 y PS20, generan vapor saturado en el 
receptor a una temperatura inferior a 300 ºC, mientras 
que la central Gemasolar operará con sales fundidas 
a temperaturas superiores a 500 ºC y la instalación 
experimental de Jülich en Alemania está previsto que 
llegue a operar a 700 ºC con un receptor volumétrico 
de aire a presión atmosférica.

Por otra parte, estas centrales usan helióstatos de 
gran superficie (aproximadamente 120 m2) que con-
centran la radiación solar sobre el receptor instalado 
en una torre de gran altura, mientras que las solucio-
nes adoptadas por las empresas e-Solar (que ya ha 
construido una planta de demostración de 5 MW en 
California) y Brightsource Energy, entre otras, se ba-
san en conceptos modulares, con helióstatos de 
pequeño tamaño1 (poco más de 1 m2 en el caso de e-
Solar) agrupados en torno a varias torres de menor 
altura que las tradicionales.

A corto plazo, las principales líneas de desarrollo se 
orientan a la reducción de costes de los componentes 
–especialmente de los helióstatos, que constituyen una 
fracción muy importante del coste total de una cen-
tral de esta tecnología– a la mejora en los diseños de 
los distintos tipos de receptores mencionados y a la 
optimización de los sistemas de gestión y control del 
campo de helióstatos.

El aprovechamiento de esta tecnología de alta con-
centración para la obtención de altas temperaturas 
de operación es el gran reto a más largo plazo. 

Actualmente, se encuentra en construcción el proyecto 
Gemasolar, de 17 MW de potencia eléctrica nominal, 
con 15 horas de capacidad de almacenamiento tér-
mico en sales fundidas. Este proyecto constituye un 
hito en este sentido, pues operará con sales fundidas 
en el receptor y en el sistema de almacenamiento a 
temperaturas en torno a 550 ºC, lo que permite, en 
comparación con las actuales centrales de canal para-
bólico, reducir considerablemente el volumen de sales 
requerido para un sistema de almacenamiento, que es 
de una capacidad térmica similar al de la planta An-
dasol 1, al trabajar con cerca de 300 ºC de diferencia 
entre los tanques frío y caliente.

En paralelo se desarrollan proyectos y líneas de inves-
tigación que exploran alternativas muy diversas: desde 
los receptores volumétricos presurizados, orientados 
a la integración de la energía solar en el ciclo Brayton 
(turbina de gas) de un ciclo combinado, hasta los re-
ceptores de partículas sólidas para la generación de 
hidrógeno en procesos de química solar o para ciclos 
de vapor super críticos. También se trabaja en el em-
pleo de concentradores secundarios para aumentar la 
relación de concentración o desplazar el foco desde la 
zona superior de la torre a su base (concepto SCOT de-
sarrollado en el Weizmann Institute, Israel).

2.2.4 Discos parabólicos

Estado actual

La tecnología de disco parabólico consta, básica-
mente, de una superficie reflectora, una estructura 
soporte, un mecanismo de seguimiento en dos ejes 
(acimut y elevación), un sistema de control y un 
elemento de transformación de potencia. El disco 

1 El concepto de helióstatos de pequeño tamaño fue previamente propuesto y desarrollado en el marco del proyecto SIREC 
(desarrollo tecnológico para sistemas de receptor central) financiado por el Ministerio de Educación y Ciencia con fondos 
FEDER (1999-2001)
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concentrador es una superficie reflectante de revo-
lución, de sección parabólica, que concentra, en un 
punto situado en su foco, los rayos solares que inci-
den perpendiculares al plano de apertura. En dicho 
foco se coloca el bloque de potencia, cuya entrada 
está compuesta por el receptor de cavidad, que ab-
sorbe la energía solar y la transforma en energía 
térmica, que acciona un motor Stirling.

El movimiento del motor Stirling lo utiliza un gene-
rador eléctrico de inducción para obtener energía 
eléctrica. Dicha electricidad puede, o bien inyectar-
se a la red eléctrica, o bien destinarse a consumo 
directo en alguna aplicación próxima al lugar del 
emplazamiento. Lógicamente, tanto el disco para-
bólico, como el bloque de potencia, necesitan de una 
estructura que, a la vez de sustentarlos en su posi-
ción adecuada, realice el seguimiento en dos ejes 
del disco solar, de forma que la incidencia de los 
rayos solares sea normal a la superficie de aper-
tura de la parábola en todo momento. La Figura 10 
muestra una imagen de los distintos componentes 
de la tecnología de disco parabólico-motor Stirling.
Figura 10. Componentes del disco parabólico 
Stirling

ConcentradorBloque de potencia

Estructura

WG Associates (10-kWe)

La tecnología de discos parabólicos y motor Stir-
ling tiene el récord de eficiencia de conversión 
instantánea de energía solar a eléctrica, al conse-
guir, recientemente, un rendimiento instantáneo 
del 31,25% [Stirling Energy System (SES)], una vez 
descontados los autoconsumos.

Durante los últimos años, las mejoras en esta tec-
nología se han centrado en la reducción de costes 
tanto de fabricación como de operación y man-
tenimiento. De manera paralela, también se ha 
investigado en componentes avanzados, como el 
receptor de cavidad, el control del disco y las su-
perficies ópticas. Se confía en que la producción 
en masa facilite la consecución de estos objetivos.

Los discos parabólicos se perfilan como una 
alternativa interesante para sistemas descentra-
lizados de producción energética. Usualmente, 
se prefiere el motor de ciclo Stirling por encima 
de las turbinas de gas tipo Brayton, debido sobre 
todo a la capacidad del motor Stirling para operar 
durante largos periodos de tiempo con bajo man-
tenimiento y a su carácter modular, que permite 
producciones eléctricas que van desde los pocos 
kilovatios hasta los megavatios. En general, los 
sistemas de discos parabólicos alcanzan una re-
lación de concentración media superior a 2.000, 
unas temperaturas de operación de hasta 800 ºC 
y unos rendimientos anuales (solar a eléctrico) 
en torno al 24,6%.

Los sistemas de disco Stirling requieren de 
sistemas de seguimiento de alta precisión y nor-
malmente alto coste. Por lo general, se tiende a 
maximizar el tamaño por unidad de sistema de 
seguimiento, con objeto de reducir el coste por 
unidad de superficie. En contraposición a esta ten-
dencia, sin embargo, Infinia ha desarrollado un 
motor de pistón libre de sólo 3 kW, al considerarla 
una alternativa más barata y competitiva.

En la Tabla 5 se presentan las principales carac-
terísticas de la tecnología de disco parabólico.

Tabla 5. Tabla resumen de las características principales de la tecnología de disco parabólico

Aplicaciones Ventajas Desventajas

Pequeños sistemas de producción 
eléctrica con y sin conectar a red. 
(Máxima potencia nominal  
demostrada hasta la fecha:  
25 kWe).

Altos rendimientos (instantáneos 
solar a eléctrica en torno al 30%); 
modularidad; capacidad de  
hibridación; experiencia  
operacional.

Los sistemas híbridos tienen una 
eficiencia de combustión baja y su 
fiabilidad está aún por demostrar.
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Líneas de desarrollo
Los sistemas concentradores de disco parabólico 
son muy sugerentes por su capacidad de alcanzar 
las mayores relaciones de concentración y por su 
modularidad, que los hace fácilmente integrables, 
tanto en los tradicionales esquemas de generación 
centralizada, como en los más novedosos de ge-
neración distribuida. Hasta ahora, su desarrollo 
comercial ha estado lastrado por el elevado coste 
de sus componentes principales –concentrador y 
motor– y por la relativamente baja disponibilidad, 
consecuencia principalmente de las necesidades 
de mantenimiento de los motores. A su vez, parte 
de estos problemas derivan del reducido número de 
unidades producidas hasta la fecha, siguiendo pro-
cedimientos cuasi-artesanales. El círculo vicioso a 
que eso da lugar, habría que transformarlo en un 
círculo virtuoso, desarrollando las condiciones que 
faciliten la construcción de un número suficiente de 
plantas, que justifique un desarrollo industrial de 
fabricación en serie.

Por ello, los esfuerzos más inmediatos de las prin-
cipales empresas implicadas en esta tecnología se 
dirigen, prioritariamente, hacia el desarrollo de pro-
cedimientos de fabricación en serie con rigurosos 
controles de calidad, similares a los que, durante 
muchos años, se han ido desarrollando en el sector 
del automóvil, que permitan reducir drásticamente 
los costes, aumentando, en paralelo, la fiabilidad. 
Empresas como SES o Infinia (EEUU) y Clean Ener-
gy (Suecia), actual propietaria de los derechos del 
motor SOLO V161, están realizando considerables 
inversiones para avanzar, decididamente, en este 
proceso, tanto en lo que se refiere al motor como 
al concentrador.

A más largo plazo, el desarrollo de capacidades de 
hibridación o almacenamiento energético se presen-
ta como un claro desafío para esta tecnología, pues 
gran parte del atractivo de los sistemas termoso-
lares de generación de electricidad –como venimos 
diciendo repetidamente– reside en su potencial ca-
rácter “gestionable”.

2.2.5 Almacenamiento térmico
La posibilidad de contar con un sistema de alma-
cenamiento térmico, al que derivar energía térmica 
producida en el campo solar, durante las horas de 
sol, para su posterior utilización, es una de las ca-
racterísticas diferenciales de las centrales eléctricas 
termosolares, que facilitan su gobernabilidad, en 

un sentido amplio. En las plantas actuales se dis-
pone de sistemas de almacenamiento térmico de 
distintas características y capacidades (desde los 
sistemas de doble tanque con sales fundidas de más 
de 1 GWh de capacidad, en centrales de canal para-
bólico, como Andasol, o de torre, como Gemasolar, 
hasta tanques de agua presurizada de unas decenas 
de MWh, como los utilizados en PS10 o PS20. En el 
pasado también se trabajó con otros medios (aceite 
térmico, sodio fundido, etc.) y tecnologías, como la 
termoclina (tanques estratificados térmicamente), 
en las plantas de demostración.

Las perspectivas a medio plazo indican que segui-
rán coexistiendo distintos medios y tecnologías de 
almacenamiento, adaptadas a las características y 
condiciones de los fluidos de trabajo utilizados en 
el campo solar y a los ciclos termodinámicos de 
conversión de calor en trabajo, ya que no podemos 
olvidar que el sistema de almacenamiento desem-
peña su papel de interfase entre ambos.

Así, los sistemas de almacenamiento en forma de 
calor sensible en sales fundidas parece que se-
guirán siendo la opción preferida en centrales que 
empleen, también, sales fundidas como fluido de 
trabajo en el campo solar, ya sean centrales de ca-
nal parabólico o de torre. El desarrollo de tanques 
de termoclinas parece ser una vía para la simpli-
ficación y reducción de costes de estos sistemas. 
La obtención de mezclas de sales en estado líquido 
u otros fluidos de características más favorables –
punto de congelación más bajo, mayor estabilidad a 
altas temperaturas– y el desarrollo de componen-
tes –bombas, válvulas, etc.– menos sensibles que 
los actuales a la solidificación de las sales son otras 
vías de mejora de esta tecnología.

El almacenamiento en forma de calor sensible en 
materiales sólidos se presenta como una alterna-
tiva interesante para sistemas que emplean fluidos 
de trabajo como aire o aceite térmico. Ya se han 
desarrollado proyectos de demostración a esca-
la piloto que emplean hormigón como medio de 
almacenamiento. Frente a las sales fundidas, el al-
macenamiento en medios sólidos parece presentar 
un potencial importante de reducción de costes y de 
simplificación de los sistemas.

Pero el almacenamiento en calor sensible no es una 
opción eficiente para las centrales que generan va-
por directamente en el campo solar. Para éstas se 
trabaja en el desarrollo de sistemas de almacena-
miento térmico con cambio de fase (calor latente) 
de tipo modular. Ya se han desarrollado algunos 
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proyectos a escala piloto (centenas de kilovatios), 
pero se necesitarán progresos importantes en la 
identificación de materiales con mejores caracte-
rísticas que los actuales –sobre todo en lo que se 
refiere a conductividad térmica– para hacer que ésta 
sea una opción viable en el área termosolar.

Finalmente, aunque aún lejos del umbral de la co-
mercialización, no podemos dejar de mencionar los 
sistemas de almacenamiento termoquímico, basa-
dos en reacciones químicas reversibles con un fuerte 
carácter endotérmico en el sentido de carga, o la 
síntesis solar de combustibles como el hidrógeno, 
o el carburo de silicio y de calcio. Estos sistemas, 
al desacoplar totalmente en el tiempo la carga del 
sistema de almacenamiento y la utilización de la 
energía en éste contenida, podrían ser los más 
adecuados para el desarrollo de sistemas de alma-
cenamiento energético a largo plazo en las centrales 
eléctricas termosolares.

2.2.6 Hibridación
La hibridación con otras fuentes de energía térmica, 
sean combustibles fósiles como el gas natural o re-
novables como la biomasa, es el camino más evidente 
para asegurar la gobernabilidad de una central eléc-
trica termosolar. Casi todas las centrales actuales 
son híbridas, en mayor o menor medida, efectuándo-
se en el ciclo Rankine el aporte de la energía térmica 
procedente de una combustión. En el caso de los ci-
clos combinados híbridos que se construyen en el 
norte de África, es la energía térmica procedente del 
campo solar la que se integra en el ciclo Rankine con-
vencional, como aporte en la caldera de recuperación.

Parecen ser dos los grandes retos para la hibri-
dación. El más inmediato es la hibridación con 
combustibles procedentes de la biomasa en un ci-
clo de Rankine, empleando calderas similares a las 
usadas en las centrales térmicas de biomasa, o cal-
deras de gas, cuando el combustible procede de la 
gasificación de biomasa. El principal atractivo de es-
tas opciones reside en la posibilidad de disponer de 
centrales de generación eléctrica 100% renovables 
y 100% gobernables. El segundo reto, a más largo 
plazo, consiste en la integración de la energía solar 
en ciclos termodinámicos de alta temperatura, apro-
vechando el alto potencial exergético de la radiación 
solar. Aunque existen ya algunas propuestas comer-
ciales o pre-comerciales en este sentido, como la de 
la empresa israelí Aora Solar, queda un largo camino 
por recorrer en el desarrollo de componentes, como 
receptores de aire o concentradores secundarios 

para centrales de torre, que permitan realizar esta 
integración con alto rendimiento y fiabilidad.

Una opción de hibridación que quizás fuese conve-
niente explorar son los “receptores híbridos”. Se 
trata de receptores solares “convencionales” que 
incorporan quemadores en su parte posterior (la 
oculta a la radiación solar) que entrarían en funcio-
namiento cuando el sistema de control lo determine, 
teniendo en cuenta las condiciones de salida del flui-
do de trabajo. Esta configuración podría mejorar el 
comportamiento termomecánico de los receptores y 
facilitaría el funcionamiento de los sistemas eléctri-
cos termosolares en momentos del día con niveles 
de radiación cambiantes.

2.2.7 Barreras
Todo cambio o proceso innovador ha de enfrentarse 
y superar una serie de barreras para poder introdu-
cirse en el mercado y la sociedad de manera efectiva 
y pasar de ser algo anecdótico a ser parte de la rea-
lidad cotidiana. La tecnología solar termoeléctrica 
no es una excepción, en este sentido. A continua-
ción se identifican algunas de las barreras a las que 
se enfrentan actualmente las tecnologías eléctricas 
termosolares, y que han de irse superando, si que-
remos que dichas tecnologías desarrollen todo su 
potencial en España.

Hay muchos y diferentes tipos de barreras. En líneas 
generales, éstas pueden agruparse en los siguien-
tes grupos:

• Tecnológicas.
• Económicas.
• Relacionadas con el mercado.
•  Relacionadas con aspectos legislativos.

Barreras tecnológicas

A lo largo del presente estudio se analizan en pro-
fundidad las diferentes restricciones geográficas 
que impone la tecnología, tales como la necesidad 
de emplazamientos con un alto nivel de radiación, 
con disponibilidad de agua, preferiblemente en áreas 
geográficas planas y con una red eléctrica cercana, 
para disponer de un punto de evacuación, donde po-
der verter la electricidad generada.

No obstante, es conveniente analizar aquí en pro-
fundidad una serie de condicionantes tecnológicos 
que se han de tener en cuenta en el análisis de la 
tecnología termoeléctrica y que se tratan en los si-
guientes puntos:
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Evacuación eléctrica
Un problema común a cualquiera de los diferen-
tes tipos de centrales termoeléctricas que se están 
considerando en el estudio, es la necesidad de 
establecer un punto de evacuación a la red de dis-
tribución de la energía eléctrica producida.

En cualquiera de los posibles casos que se puedan 
presentar, hay que tener en cuenta que el procedi-
miento a seguir sería siempre el mismo:

•  Analizar las líneas y subestaciones que existen en 
las proximidades de la central con objeto de de-
terminar, en función de la potencia a evacuar, cuál 
podría ser el punto de evacuación más adecuado.

•  Consultar con el operador de la red de la zona 
de evacuación cuáles serían las posibilidades de 
conexión para realizar la misma.

En el caso de las centrales cuya potencia eléctrica 
producida permita su evacuación en líneas de Me-
dia Tensión (20 kV), los posibles condicionantes de 
evacuación, y los costos derivados de la misma, no 
deberían presentar una problemática especial.

Sin embargo, en el caso de las centrales termoeléctri-
cas de 50 MW, la elevada potencia de conexión obliga 
a que los niveles de tensión a los que se realice la eva-
cuación se tengan que realizar a tensiones entre los 
66 kV y los 220 kV, con el condicionante y complejidad 
añadidos de que, además del coste de la subestación 
de la planta, se deba contemplar la ejecución de una 
línea de evacuación y la posible ampliación, modifica-
ción o construcción de una subestación de compañía.

En estos casos, es necesario abordar, además de la 
tramitación de la propia central y en paralelo con la 
misma, la tramitación de la línea de evacuación y de 
la subestación donde se establezca el punto de co-
nexión. Esta circunstancia determina la necesidad 
de ordenar los criterios bajo los que se debe reali-
zar la evacuación de las centrales termoeléctricas.

En este sentido, la línea de trabajo a seguir podría 
ser la misma que se ha seguido ya en algunas Co-
munidades Autónomas para ordenar la evacuación 
de los parques eólicos. En estos casos, en las zonas 
en las que se ha presentado esta problemática, se 
ha obligado a los diferentes promotores a abordar 
la evacuación de los parques de forma coordinada, 
con el objeto de racionalizar y simplificar las con-
diciones de la evacuación eléctrica de la potencia 
generada por los mismos.

De esta forma, se ha conseguido no solo que la tra-
mitación y ordenación de las infraestructuras se 
realice de forma más eficiente, sino que, además, 

los costes asociados a las mismas sean asumidos 
de forma mancomunada entre los diferentes promo-
tores, con una disminución notable de dichos costes 
frente a si los mismos hubiesen sido abordados de 
forma independiente por cada uno de ellos.

Uso del agua
En las centrales termoeléctricas en los que la ob-
tención de la energía eléctrica se obtiene a partir 
de una turbina de vapor es necesario prever una 
fuente de suministro de agua para la torre de re-
frigeración, con unos valores similares a los de las 
plantas térmicas convencionales, del orden de 3,6 
litros por kWh eléctrico.

En este sentido, la problemática que se puede plan-
tear es parecida a la que se ha señalado para la 
evacuación eléctrica, con las diferencias lógicas en-
tre una y otra, que se resumen en los siguientes 
puntos:

•  En este caso aparece un nuevo factor determinado 
por el hecho de que España es un país que está 
sometido a un ciclo de sequías que determinan y 
condicionan la disponibilidad y el uso de agua en 
determinadas zonas.

•  La regulación del uso y la disposición de este re-
curso es competencia de las correspondientes 
confederaciones hidrográficas o de los organismos 
estatales y/o autonómicos que al efecto tengan las 
competencias.

En la mayoría de los casos, solamente hay disponi-
bilidad de agua cuando la obtención de la misma se 
realiza directamente desde los cauces de los ríos, 
con capacidad suficiente para ello, y estando muy 
limitada la obtención de la misma cuando ésta es 
de recursos hídricos subterráneos o de embalses.

Parece lógico que cuando sea necesario ejecutar in-
fraestructuras para garantizar el consumo de agua 
a las centrales termosolares, las administraciones 
obliguen/fuercen a los promotores a que coordi-
nen sus esfuerzos a la hora de planificar, diseñar, 
tramitar, y construir de forma conjunta, ordenada 
y mancomunada dichas infraestructuras, al igual 
que, con evidente éxito, se está haciendo con la 
evacuación eléctrica. De esta manera se consigue 
minimizar, por un lado, el esfuerzo inversor a rea-
lizar y, por otro, todos los procesos asociados a su 
tramitación y construcción. 

Barreras económicas

Dentro de las barreras económicas a las que se 
enfrentan las tecnologías solares termoeléctricas, 
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quizás la más importante sea el alto coste de la 
inversión inicial. Aunque el recurso solar es abun-
dante, ilimitado y gratuito, las inversiones iniciales 
requeridas para poder promover, diseñar, construir 
y finalmente explotar las plantas eléctricas termo-
solares, son cuantiosas. 

Entre los costes financieros hemos de incluir el coste 
del riesgo tecnológico. La incertidumbre tecnológica 
asociada a cualquier tecnología nueva, se evalúa como 
riesgo, se cuantifica y finalmente se “costea”. Esta in-
certidumbre tecnológica es más acusada, en el caso 
de la energía eléctrica termosolar, debido a la gran 
variedad de opciones tecnológicas disponibles y las 
constantes innovaciones y mejoras que están teniendo 
lugar en estos momentos. Para paliar el riesgo de la 
incertidumbre tecnológica y los costes asociados a la 
misma se ha creado en AENOR el subcomité AEN/CTN 
206/SC “Sistemas de Energía Solar Termoeléctrica” 
cuyo campo de actividad es la normalización de com-
ponentes, equipos, instalaciones, medida del recurso 
y servicios que afecten al aprovechamiento eléctrico 
de la energía solar térmica concentrada.

A las barreras económicas descritas anteriormente, 
hemos de añadir el hecho de que los proyectos sola-
res termoeléctricos se ven afectados por un proceso 
de concesión de permisos largo y tedioso que al fi-
nal redunda en un mayor coste del propio proyecto

Barreras relacionadas con el mercado

Los mecanismos bajo los que se rige el mercado 
energético son complejos. Hoy día nadie duda de 
la estrecha vinculación que existe entre energía y 
economía. Además, el impacto que tienen los proce-
sos de producción energética en el medio ambiente 
no pasa desapercibido. Sin embargo, a pesar de la 
existencia de dicho impacto y de sus variaciones en 
magnitud, dependiendo del proceso mediante el cual 
la energía es generada, actualmente la valoración 
económica de dicho impacto no está recogida en el 
precio final de la energía, lo que desvirtúa no solo el 
mercado energético “libre” sino que dificulta e in-
cluso imposibilita un uso eficiente, justo y equitativo 
de los recursos naturales disponibles.

Este fallo en el mercado que se conoce como cos-
tes externos de la energía o externalidades, ha sido 
analizado en numerosas ocasiones, sin que hasta la 
fecha se haya desarrollado un mecanismo eficiente 
que ayude incorporar las externalidades a los costos 
intrínsecos de cada energía. Una de las formas de 
paliar este equilibrio es mediante un sistema de pri-
mas o ayudas a las energías renovables equiparable 

a las ayudas que han disfrutado y disfrutan directa o 
indirectamente las otras fuentes energéticas exis-
tentes. Estas ayudas tienen como objetivo facilitar y 
acelerar la inserción de nuevas fuentes de energía 
en el contexto del mercado energético, lo que a corto 
o medio plazo se traducirá en un mercado energéti-
co más diverso, completo y competitivo. 

Barreras relacionadas con aspectos 
legislativos

El marco regulatorio actual ha contribuido de ma-
nera eficaz a que en España se desarrolle de una 
manera ejemplar la energía solar termoeléctrica. 
Actualmente, España es el país con mayor dina-
mismo en este sector. A día de hoy, se encuentran 
ya operativas un total de 10 plantas termosolares 
(432,4 MW), a las que se suman 15 proyectos más 
(688 MW) en avanzada construcción. Dicha cifra au-
menta hasta alcanzar los 2.400 MW en el total de los 
proyectos planificados y ya asignados para su cons-
trucción hasta el año 2013. Al calor de los proyectos 
de construcción de centrales, se ha creado una pres-
tigiosa industria termosolar, que hoy lidera el sector 
dentro y fuera de nuestras fronteras contando con 
un alto prestigio a nivel internacional.

La legislación relativa a las tecnologías eléctricas 
termosolares en España está, fundamentalmente, 
contenida en dos documentos básicos: el Real De-
creto 436/2004 y el Real Decreto 661/2007.

Hay al menos tres aspectos de la legislación que 
han tenido y tienen un fuerte impacto en la elección 
de la tecnología eléctrica termosolar a emplear en 
un proyecto:

•  El primer aspecto está relacionado con la limitación, 
inicialmente a 500 MW, de la potencia total instala-
da. Este límite ha dado lugar a “una carrera”, entre 
las empresas por instalar la mayor potencia posible 
en el menor tiempo posible, y es en cierto sentido 
responsable, junto con el estado tecnológico en que 
se encontraban las diferentes tecnologías termoso-
lares, del hecho de que hoy en día en España, lejos 
de existir una gran diversidad tecnológica entre 
los proyectos comerciales, la gran mayoría de los 
proyectos, tanto en funcionamiento como en cons-
trucción sean de tecnología de canal parabólico.

•  El segundo aspecto es el relacionado con el tama-
ño de las centrales. La legislación actual limita, en 
la práctica, el tamaño máximo de las mismas a 50 
MW, ya que las primas previstas para las plantas 
que excedan de dicho tamaño son muy inferiores 
a las previstas para las plantas que no lo excedan.
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•  El tercer aspecto está relacionado con la limitación 
en el uso de combustibles fósiles. La legislación 
contempla la posibilidad de hibridación de las cen-
trales. Aunque, aquellas que deseen acogerse a 
las primas más sustanciales de entre las previstas, 
tienen limitada por ley la hibridación a un 12%, en 
el caso de que deseen recibir una prima constante 
al kWh producido a lo largo del año, y a un 15% en 
el caso de aquellas que decidan acudir al mercado.

2.3 SITUACIÓN ACTUAL 
Y PERSPECTIVAS DE LAS 
CETS

2.3.1 Introducción
La electricidad termosolar vive un momento crucial. 
Por fin se ha producido el despegue a nivel comer-
cial, pero de momento éste sólo es significativo en 
España, aunque haya señales positivas en otras 
partes del mundo, como Estados Unidos, norte de 
África, o Australia. A corto plazo deben resolver-
se aún muchas incógnitas, especialmente las que 
tienen que ver con los mecanismos de apoyo apro-
piados que faciliten el desarrollo continuado de las 
tecnologías termosolares.

Si miramos un poco más lejos, ¿cuál es el futuro de 
las diferentes tecnologías que se agrupan bajo el 
“paraguas termosolar”? La respuesta parece cla-
ra: salvo evoluciones tecnológicas imprevistas, la 
electricidad termosolar y los sistemas termosola-
res de concentración en general parecen tener un 
papel cierto e importante en el sistema energético 
del futuro. Este sistema, a diferencia del actual, será 
probablemente más descentralizado y diversifica-
do, con una proporción cada vez mayor de energías 
renovables, más racional, eficiente y solidario. La 
electricidad termosolar, de carácter 100% renovable, 
puede aportar, gracias a su capacidad de almacenar 
la energía térmica o de hibridarse con otras fuentes 
energéticas –combustibles fósiles o derivados de la 
biomasa– una dosis de la estabilidad que el sistema 
eléctrico requiere. Naturalmente, estas excelentes 
expectativas dependen de la consecución de un cos-
te de generación razonable, comparable en términos 
equitativos –es decir, teniendo en cuenta los benefi-
cios diferenciales de la electricidad termosolar– con 
otras tecnologías, basadas o no en fuentes energé-
ticas renovables.

Pero, como el sistema energético, también las 
tecnologías termosolares deben evolucionar y adap-
tarse, como se ha comentado anteriormente, a corto 
plazo el reto es claro: la reducción de costes es un 
imperativo para el afianzamiento del sector. 

La actual situación de mercado de las tecnologías 
termosolares se ve principalmente influenciada por 
las diversas posturas políticas y planes de incentivos 
promovidos por los diferentes países. Los gobiernos 
muestran su interés hacia la evolución y desarro-
llo de las mismas, cada uno a partir de sus propios 
procedimientos. Esto hace que la evolución del sec-
tor se concentre en aquellos países cuyas ofertas 
se consideren más atractivas, dado que el riesgo 
de inversión disminuye y las posibilidades de éxito 
aumentan, algo esencial en los tiempos de recesión 
económica que estamos viviendo.

Últimamente, está resultando un inconveniente 
importante para el desarrollo de las plantas ter-
mosolares la oposición que están mostrando las 
grandes empresas del sector eléctrico –sobre todo 
en España– que observan cómo su “negocio de venta 
de kWh” está en riesgo y, aunque también intervie-
nen en el sector, por el momento no lo controlan 
suficientemente para sus intereses económicos. 
Además, ejercen su poder en los medios de comu-
nicación para poner a la opinión pública –y, de paso, 
a los poderes institucionales– en contra de las tec-
nologías renovables en general y de la termosolar 
en particular. 

Otro factor esencial es, obviamente, el potencial de 
recurso solar de la zona en la cual se proyecta la 
construcción de una central de estas característi-
cas. Normalmente, estas iniciativas se focalizan en 
regiones con una irradiación normal directa (IDN) 
promedio de más de 1.750 kWh/m2 al año [Gener, 
2008]. En algunas partes del mundo, como por ejem-
plo en EEUU, se pueden llegar a alcanzar valores de 
hasta 2.500 kWh/m2.

Por eso, la combinación de estas condiciones eco-
nómicas junto con la calidad del recurso solar 
disponible, supone el paso básico en la toma de de-
cisiones a la hora de invertir en estas tecnologías. 

Ya a fecha de 2009, los proyectos de CETs propuestos 
en sus diferentes niveles de desarrollo existentes a ni-
vel mundial sumaban un total de 23 GW. La evolución 
positiva de estos proyectos depende de tres factores 
principales: viabilidad tecnológica, financiación y ca-
dena de suministro. Pero todo esto, a su vez, está en 
manos de elementos externos del mercado como el 
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precio del gas natural y el coste de las emisiones de 
CO2. La situación, por lo tanto, se encuentra ligera-
mente guiada por la competencia entre los diferentes 
actores del sector [Emerging Energy Research, 2009].

El sol es la fuente de energía renovable de mayor po-
tencial a nivel mundial, con áreas de grandes niveles 
de radiación en zonas de elevado consumo eléctrico 
como el sur de Europa, el oeste de Estados Unidos, 
Emiratos Árabes y amplias zonas en China, India, 
Australia, América del Sur y Central, Sudáfrica. Si 
unimos esta circunstancia al hecho de que haya sido 
en el sur de España y en el suroeste de Estados Uni-
dos donde se han mantenido las dos instalaciones 
de I+D más significativas (la Plataforma Solar de 
Almería y el Sandía National Laboratories) se com-
prende que sea en estas zonas del mundo donde ha 
empezado el despliegue comercial de las plantas 
termosolares. Asimismo, amplias zonas desérticas 
del planeta se encuentran a menos de 3.000 km de 
las áreas donde se produce el consumo del 95% de 
la energía eléctrica a nivel mundial. En particular el 
desierto del Sahara y el Oriente Medio se encuen-
tran muy cerca de Europa y de áreas muy pobladas 
de países en los que la electricidad termosolar po-
dría constituirse como un oportuno catalizador para 
su desarrollo.

Las centrales termosolares constituyen la forma de 
generación eléctrica con mayores ventajas, tanto 
para los sistemas eléctricos de países industriali-
zados como para las redes eléctricas débiles, por la 
estabilidad que aportan a la red, dada la gran inercia 
de los equipos de generación, así como por las ca-
racterísticas de gestionabilidad y programabilidad 
que les puede proporcionar el almacenamiento tér-
mico y sus posibilidades de hibridación con biomasa 
o gas natural.

Las centrales termosolares pueden diseñarse para 
cubrir el amplio abanico de necesidades que va desde 
la carga base a cargas pico, y también para des-
empeñar una función intermedia entre una y otra, 
modulando adecuadamente el tamaño del sistema 
de almacenamiento térmico, por lo que resultan, sin 
duda, la solución más adecuada y sostenible para 
cualquier necesidad de los sistemas eléctricos de los 
distintos países sea cual sea su perfil o necesidad.

Las perspectivas de reducción de costes tras esta 
primera generación de plantas que se están insta-
lando en España son también muy prometedoras 
esperándose importantes incrementos de eficiencia 
con los futuros diseños así como descensos tanto 
en las inversiones requeridas como en el precio del 

kilovatio hora generado, de forma que antes de 2020 
pueda llegarse a alcanzar la competitividad con las 
tecnologías de generación basadas en combusti-
bles fósiles. 

Por todo ello, el futuro de estas tecnologías se 
presenta especialmente atractivo previéndose un 
importante despliegue en las zonas soleadas del 
planeta y una consolidación de la tendencia actual 
en España en los próximos años.

2.3.2 Contexto español

En agosto de 2005 el gobierno aprobó el Plan de 
Energías Renovables 2005-2010 (PER) que supuso 
una revisión del plan vigente hasta esos momentos.

Con esa revisión se trató de mantener el compro-
miso de cubrir con energías renovables el 12% del 
consumo de energía primaria, así como incorporar 
otros dos objetivos indicativos: 30,3% de generación 
eléctrica con renovables y 5,83% de biocarburantes 
en transporte para el año 2010.

Respecto al anterior Plan de Fomento de las Ener-
gías Renovables, aprobado en 1999, el PER revisaba 
al alza los objetivos de potencia eólica instalada, de 
potencia fotovoltaica, de energía solar termoeléc-
trica y de producción de biocarburantes para el año 
2010 y diseñaba un amplio paquete de medidas e 
instrumentos para garantizar el cumplimiento de 
sus objetivos y dinamizar el mercado de las ener-
gías renovables.

El PER 2005-2010 contemplaba unas inversiones 
totales durante su ejecución del orden de 23.600 mi-
llones de euros, unas ayudas públicas a la inversión 
de 681 millones de euros, unos incentivos fiscales 
de 2.855 millones y unas primas a la generación de 
electricidad por valor de 4.956 millones de euros 
durante todo el periodo. 

Entre otros efectos positivos del PER, se estimó que 
el incremento de energías renovables previsto en el 
plan evitará un volumen acumulado de al menos 77 
millones de toneladas de CO2 en el periodo 2005-
2010 [IDAE].

A finales de 2010 habrá una potencia termosolar 
instalada en España superior a 800 MW y un con-
junto de centrales en construcción con las que se 
alcanzará la cifra de 2.340 MW en 2013 en base a 
las inscripciones del Registro de Preasignación de 
Retribución, publicado a finales de 2009 de acuerdo 
con lo establecido en el RDL 6/2009.
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Las previsiones hasta 2020 están pendientes de la 
publicación del Plan de Energías Renovables con 
ese horizonte. Aunque, teniendo en cuenta los com-
promisos de España de alcanzar una estructura de 
generación con un 42% de contribución de las re-
novables en términos de generación de electricidad 
para dicha fecha, cabría esperar una potencia ins-
talada de centrales termosolares superior a 10.000 
MW, teniendo en cuenta sus características dife-
renciales de estabilidad de red y de gobernabilidad 
frente a otras tecnologías renovables considera-
das “fluyentes”. Se podría considerar como un 
horizonte deseable y asumible el de 20.000 MW en 
centrales termosolares.

En el caso de que se reforzasen las conexiones 
para los intercambios eléctricos con Europa a tra-
vés de Francia y de que se hubiesen establecido 
las condiciones regulatorias operativas para que 
los países con dificultades para alcanzar sus ob-
jetivos vinculantes en 2020 pudiesen hacer un uso 
extensivo de los mecanismos de flexibilidad, España 
podría ofrecer el establecimiento de mucha mayor 
Tabla 6. Cronograma previsto por el Consejo de Ministros para la construcción de nuevas plantas 
termosolares

potencia instalada termosolar en su territorio, ya 
que las primas para la generación serían asumidas 
por esos países, de acuerdo con la directiva europea 
correspondiente.

Por otra parte, a pesar de que Alemania siempre 
ha estado a la cabeza de la investigación (junto 
a España y Estados Unidos) y desarrollo de las 
energías limpias, España se ha adelantado con 
la solar termoeléctrica debido principalmente a 
dos recursos imprescindibles: el intenso recurso 
solar y los terrenos disponibles [EUREC Agen-
cy, 2005].

En España, tras la numerosa recepción de solicitu-
des recibidas para la pre-asignación de centrales 
termosolares, que superó los 3 GW de potencia 
instalada, el Consejo de Ministros aprobó y ad-
judicó a fecha de enero de 2010 un total de 2.040 
MW de potencia instalada en centrales solares ter-
moeléctricas para ser construidas para el período 
comprendido entre 2010 y 2013, con el cronograma 
mostrado en la Tabla 6.

Distribución anual (MW) Estimaciones anuales futuras (MW)

Año 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013

Potencia 11 0 350 500 500 500 540

En cuanto a la evolución de las tecnologías eléctri-
cas termosolares a nivel mundial, España es, en estos 
momentos, el país en el que existe un mayor grado 
de actividad. Así, de los 456 MW de centrales de este 
tipo que se han construido en el mundo en los últimos 
5 años y están actualmente operativas y producien-
do electricidad de origen solar, el 82% (381 MW) se 
encuentran localizadas en España y el 97% (445 MW) 
corresponden a centrales ubicadas en nuestro país 
y/o que han sido construidas por empresas españolas.

A continuación se describen los diferentes proyectos 
existentes en España, presentando en primer lugar 
aquellos que ya han sido ejecutados y se encuentran 
en operación y en segundo lugar los proyectos que 
todavía se encuentran en desarrollo.

Proyectos ejecutados

Andasol 1 y 2
La planta termosolar Andasol 1, que comenzó a fun-
cionar en noviembre de 2008, fue la primera central 

de tecnología de canal parabólico puesta en ope-
ración a nivel comercial en España y la tercera del 
mundo por detrás de las SEGS y Nevada Solar One. 

El proyecto completo Andasol engloba un total de 7 
plantas. De estas 7 plantas, Andasol 1 y Andasol  2 
ya se encuentran operativas, y Andasol 3 se encuen-
tran en avanzada construcción. Todas ellas tienen las 
mismas características, 50 MW de potencia nominal y 
510.000 m2 aproximados de superficie ocupada. Ade-
más incorporan un sistema de almacenamiento de 
7,5 horas basado en dos tanques de sales fundidas. 

Los captadores instalados son del tipo Eurotrough 
SKAL-ET 150: los espejos incorporados son de Fla-
beg y los tubos absorbedores instalados han sido 
fabricados tanto por SCHOTT como por SOLEL. El 
fluido caloportador utilizado es el DOWTHERM A, el 
mismo que se utilizó en la planta Nevada Solar One, 
desarrollado por la empresa norteamericana DOW. 
La turbina usada en el bloque de potencia es una 
Siemens SST-700RH de 50 MW de potencia.
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Dentro de la planta termosolar de Andasol 1 existen, 
además, dos módulos de captadores de prueba: uno 
de 600 m de longitud del captador Senertrough 1, 
desarrollado por SENER, y otro de tan solo 12 m de 
la segunda generación del mismo, el Senertrough 2 
[Schiel, 2007] [Geyer, 2006].

Se espera que cada una de estas plantas consiga 
producir más de 181 GW de electricidad al año, fun-
cionando 3.644 horas a plena carga y con la ayuda 
de una caldera de apoyo de 30 MWt.

Puertollano
La segunda central termosolar de tecnología de 
canal parabólico en entrar en operación en Es-
paña, inaugurada el 8 de mayo de 2009, es la 
promovida por Ibersol (Iberdrola) en Puertollano, 
Ciudad Real. Esta central tiene una potencia no-
minal de 50 MW y es la primera en funcionar en 
Castilla-La Mancha. 

Los captadores utilizados en Puertollano son el 
modelo Eurotrough ET 150. Su tecnología e ingenie-
ría han sido desarrolladas por Abengoa/Inabensa 
(compañía perteneciente a Abengoa con gran ex-
periencia en instalaciones solares), Flabeg Solar 
International GmbH y Schlaich Bergermann & Part-
ner (SBP). Los tubos absorbedores incorporados 
son del tipo UVAC, diseñados por Solel. 

Se estima que su producción anual se situará en 
torno a los 114 GWh gracias a sus 290.000 m2 de 
superficie total de captación [Iberdrola Energías 
Renovables].

Alvarado I (La Risca)
La planta de Alvarado I (La Risca) es la primera 
planta comercial puesta en operación por Ac-
ciona Solar en España. Esta planta, de 50 MW 
de potencia instalada, está ubicada en Alvarado 
(Badajoz).

La central termosolar de Alvarado I se extiende por 
una superficie de 130 hectáreas y cuenta con 768 
captadores solares de tipo SGX-3, de Solargenix. 
Este captador ha sido creado a partir de espejos 
suministrados por FLABEG y GUARDIAN, que se 
acomodan en una estructura propia diseñada por 
Acciona.

Los tubos absorbedores utilizados han sido sumi-
nistrados por SCHOTT y la turbina por SIEMENS. 
Su diseño no incorpora sistema de almacena-
miento [Fundación para estudios sobre la energía, 
2009].

Alvarado I producirá al año 102 GWh, suficientes 
para abastecer las necesidades de electricidad de 
28.000 hogares. Esto evitará anualmente la emisión 
de 98.000 toneladas de CO2.

Extresol I 
La planta Extresol I ha sido promovida por ACS Co-
bra y Sener, y comenzó su operación en 2009. Está 
localizada en Torre de Miguel Sesmero (Badajoz) y 
tiene una potencia de 50 MW.

La superficie de captación abarcada por esta planta 
alcanza un total de 510.000 m2, gracias a 624 capta-
dores de canal parabólico dispuestos a lo largo del 
terreno en filas. Extresol I cuenta además con un 
almacenamiento de sales en dos tanques para un 
total de 7,5 horas.

La electricidad entregada a la red por esta planta 
alimentará a un total aproximado de 30.000 hogares, 
consiguiendo evitar la evacuación a la atmósfera de 
149.000 toneladas de CO2.

Solnova 1 y 3
Las plantas Solnova 1 y 3, ambas de 50 MW de 
potencia en tecnología CP, son las primeras en 
entrar en operación dentro de un proyecto de Aben-
goa que incluye varias plantas más de similares 
características.

Cada una de estas plantas es capaz de generar 114,6 
GWh de energía limpia al año, lo que es suficien-
te para abastecer unos 25.700 hogares, evitando la 
emisión de más de 31.400 toneladas de CO2 al año. 
En condiciones de baja irradiación está preparada 
para quemar entre un 12% y un 15% de gas na-
tural. La superficie de captación está formada por 
aproximadamente 300.000 m2 de espejos en una su-
perficie total de unas 115 ha. El rendimiento total 
desde energía solar hasta la generación eléctrica 
se espera próximo al 19%, parcialmente debido al 
rendimiento de captación en torno al 57% y en par-
te debido al ciclo de vapor.

PS10
La primera planta del mundo en funcionamiento a 
nivel comercial de tecnología de receptor central, y 
hasta hace poco la única, es la PS10 en Sanlúcar la 
Mayor, Sevilla.

Esta central de 11 MW de potencia nominal consta 
de 624 helióstatos de 120 m2 (modelo Sanlúcar 120) 
de superficie de espejo, ocupando una superficie 
total de captación solar de más de 75.000 m2. La 
torre que acoge el receptor de tecnología agua/
vapor tiene una altura de 115 m y está construida 
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en hormigón. Además, cuenta con un pequeño sis-
tema de almacenamiento agua/vapor que permite 
operar a la turbina en condiciones de baja irradia-
ción durante un máximo de 50 minutos a media 
potencia [CSP Today].

Con esta planta se espera obtener una produc-
ción anual de energía de 24,2 GWh que pueda 
abastecer a 6.000 hogares, evitando a su vez 
la emisión de 20.000 toneladas de CO2 al año 
[Osuna, 2007].

PS20
El 27 de abril de 2009 entró en funcionamiento la 
segunda de las plantas termosolares con tecnolo-
gía de receptor central en Sanlúcar la Mayor, Sevilla. 
Con una potencia nominal de 20 MW, el doble que 
la PS10, la PS20 es la central de torre más grande 
del mundo en la actualidad. 

El campo solar, compuesto por 1.255 helióstatos de 
120 m2 cada uno (modelo Sanlúcar 120), concentra 
la radiación solar sobre un receptor de agua-vapor 
situado sobre la torre de 165 m, permitiendo gene-
rar la electricidad necesaria para alimentar hasta 
12.000 hogares.

Son muchas las mejoras tecnológicas desarrolla-
das en la nueva planta en comparación con la PS10: 
mayor eficiencia del receptor, sistemas de control 
y operación más evolucionados y un sistema de al-
macenamiento térmico mejorado.

Se espera producir un total de 48,6 GWh al año, evi-
tando así la emisión de 20.000 de toneladas de CO2 
a la atmósfera [Osuna, 2007].

Puerto Errado 1
La planta de Puerto Errado I es pionera en Espa-
ña en tecnología Fresnel. Esta planta, que comenzó 
su operación en abril de 2009, es la primera de 5 
proyectos de tecnología Fresnel promovidos por No-
vatec Biosol.

Esta central, con una potencia de 1,4 MW se espe-
ra que produzca casi 2,8 GWh anuales. La planta 
consta de 2 líneas paralelas de captadores de 

Tabla 7. Listado de las plantas asignadas para su construcción hasta el año 2013

5,5 m de longitud y 16 m de anchura, cada uno 
de ellos con 16 espejos, y que recogen la energía 
solar y la envían a dos receptores solares. Es-
tos receptores, cuyo diseño se denomina NOVA-1, 
están situados a casi 8 m de altura y tienen una 
longitud total de 806 m. Por ellos circula agua que 
se transforma en vapor gracias al calor obtenido 
de la radiación solar. El vapor generado en esta 
instalación es dirigido directamente al bloque de 
potencia, tecnología que se denomina comúnmen-
te Generación Directa de Vapor (GDV).

La superficie total de captación ocupada por los es-
pejos supone un total de 18.000 m2. Asimismo, el 
sistema de refrigeración utilizado consiste en una 
torre de refrigeración seca (aerocondensadores) lo 
que supone un ahorro considerable de agua, con 
respecto a la refrigeración húmeda [Boletín Oficial 
de la Región de Murcia, 2008].

Proyectos en desarrollo

Los proyectos de tecnología solar termoeléctri-
ca que se están desarrollando actualmente en 
España se encuentran en diferentes fases de 
desarrollo, desde la promoción hasta la cons-
trucción ya avanzada. Aunque la mayoría de los 
proyectos han adoptado la tecnología de canal 
parabólico, existen también algunos proyectos 
importantes de las tecnologías de Torre, Fresnel 
y Disco-Stirling. En la Tabla 7 se han recopilado 
todos los proyectos actualmente en desarrollo, 
dentro de los asignados por el Consejo de Minis-
tros en enero de 2010.

Los datos aquí recopilados han sido obtenidos 
del listado oficial de instalaciones inscritas en el 
Registro de Preasignación de instalaciones de ré-
gimen especial, publicado en la página web del 
Ministerio de Industria, Turismo y Comercio, y han 
sido, a su vez, contrastados con el mapa de la in-
dustria solar termoeléctrica de España, facilitado 
por la Asociación Española de la Industria Solar 
Termoeléctrica.

Nombre de la planta C. Autónoma Provincia Potencia (MW) Tecnología

Ibersol Ciudad Real Castilla-La Mancha Ciudad Real 50 CP

Planta Solar  
Termoeléctrica Andalucía Córdoba 50 CP
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(Continuación)

Nombre de la planta C. Autónoma Provincia Potencia (MW) Tecnología

Andasol 3 Andalucía Granada 50 CP

Majadas Extremadura Cáceres 50 CP

La Florida Extremadura Badajoz 50 CP

La Dehesa Extremadura Badajoz 50 CP

La Africana Andalucía Córdoba 50 CP

Consol Orellana Extremadura Badajoz 50 CP

Palma del Río I Andalucía Córdoba 50 CP

Palma del Río II Andalucía Córdoba 50 CP

Solnova 4 Andalucía Sevilla 50 CP

Puerto Errado 2 Murcia Murcia 30 CLF

Helios I Castilla-La Mancha Ciudad Real 50 CP

Helios II Castilla-La Mancha Ciudad Real 50 CP

Manchasol 1 Castilla-La Mancha Ciudad Real 50 CP

Manchasol 2 Castilla-La Mancha Ciudad Real 50 CP

Aste 1ª Castilla-La Mancha Ciudad Real 50 CP

Aste 1B Castilla-La Mancha Ciudad Real 50 CP

Astexol 2 Extremadura Badajoz 50 CP

Extresol 2 Extremadura Badajoz 50 CP

Extresol 3 Extremadura Badajoz 50 CP

Gemasolar (Solar 3) Andalucía Sevilla 17 Torre

Solacor 1 Andalucía Córdoba 50 CP

Solacor 2 Andalucía Córdoba 50 CP

Helioenergy 1 Andalucía Sevilla 50 CP

Helioenergy 2 Andalucía Sevilla 50 CP
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(Continuación)

Nombre de la planta C. Autónoma Provincia Potencia (MW) Tecnología

Morón Andalucía Sevilla 50 CP

Arenales Andalucía Sevilla 50 CP

Olivenza 1 Extremadura Badajoz 50 CP

Casas de los Pinos Castilla-La Mancha Albacete 1 Disco Stirling

Solaben 1 Extremadura Cáceres 50 CP

Solaben 2 Extremadura Cáceres 50 CP

Solaben 3 Extremadura Cáceres 50 CP

Solaben 6 Extremadura Cáceres 50 CP

Termosol 1 Extremadura Badajoz 50 CP

Termosol 2 Extremadura Badajoz 50 CP

Extremasol 1 Extremadura Badajoz 50 CP

Termosolar Borgues Cataluña Lleida 22,5 CP

Termesol 50 Andalucía Cádiz 50 CP

Arcosol 50 Andalucía Cádiz 50 CP

Cáceres Extremadura Cáceres 50 CP

Casablanca Extremadura Badajoz 50 CP

Enerstar Villena Comunidad Valenciana Alicante 50 CP

8 MW Puertollano Castilla-La Mancha Ciudad Real 8 Disco Stirling

10 MW Puertollano Castilla-La Mancha Ciudad Real 10 Disco Stirling

10 MW Puertollano Castilla-La Mancha Ciudad Real 10 Disco Stirling

10 MW Puertollano Castilla-La Mancha Ciudad Real 10 Disco Stirling

10 MW Puertollano Castilla-La Mancha Ciudad Real 10 Disco Stirling

10 MW Puertollano Castilla-La Mancha Ciudad Real 10 Disco Stirling

12,4 MW Puertollano Castilla-La Mancha Ciudad Real 12,4 Disco Stirling
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En la Figura 11 se puede apreciar la ubicación de 
cada una de las centrales a las que se ha hecho re-
ferencia, indicadas en función del grado de ejecución 
de los proyectos, desde las preasignadas hasta las 
que se encuentran en un estado avanzado de cons-
trucción y las que ya son operativas.
Figura 11. Localización de centrales 
termosolares en España

Operativas Construcción avanzada Preasignadas

Como cabía esperar, se aprecia una clara predi-
lección por las zonas más septentrionales de la 
península, correspondientes a las zonas de mayor 
recurso solar. Así, las comunidades de Andalucía, 
Castilla-La Mancha y Extremadura son las que más 
proyectos y centrales albergan en la actualidad.

2.3.3 Contexto internacional
En estos momentos, aunque se manejan diversos 
escenarios por parte de las distintas instituciones 
o asociaciones, parece razonable estimar una capa-
cidad instalada de 30 GW a nivel mundial en 2020 
con un ritmo de crecimiento exponencial hacia los 
escenarios 2030 y 2050.

A corto plazo, hasta 2015, parece claro que Espa-
ña continuará siendo el país con mayor potencia 
instalada, esperándose que, una vez se inicie el 
despegue en Estados Unidos, éste sea el país que 
contribuya con la mayor parte de la potencia esti-
mada en 2020. 

Los países del Norte de África y Oriente Medio po-
drían tomar el relevo si las condiciones regulatorias 
para la importación de energía en Europa y de ca-
pacidad de transmisión, con nuevas líneas de alto 
voltaje en continua, lo permitieran. Entonces, podría 

comenzar a hacerse realidad esa visión de genera-
ción en los desiertos para la próxima década, tanto 
para potenciar el desarrollo regional como para el 
consumo de electricidad de origen solar en las zo-
nas industrializadas.

Aunque, hoy por hoy, España es prácticamen-
te el único país en donde se está desarrollando 
un proceso a gran escala de implementación de 
centrales solares termoeléctricas, hay también 
ambiciosos planes de construcción en otros mu-
chos países. A continuación se detallan por países 
y zonas geográficas algunos de los planes más 
relevantes.

Estados Unidos

Tras la toma de posesión del presidente Oba-
ma se ha observado un importante incremento 
del interés por estas tecnologías por parte de 
las compañías eléctricas y de los inversores es-
tadounidenses. La extensión de la aplicación de 
créditos fiscales hasta 2017, la ley de estímulo 
del sector, las subvenciones para plantas que co-
miencen su construcción en 2020 y la obligación 
de que ciertos porcentajes de la producción de 
energía de las compañías eléctricas está hacien-
do que el número de contratos de adquisición de 
energía, llamados PPA’s (Power Purchase Agree-
ments), mediante tecnologías termosolares vaya 
aumentando. En la actualidad estos contratos al-
canzan un volumen de unos 9.000 MW que podrían 
estar operativos en 2014. No obstante, las difi-
cultades para alcanzar los cierres financieros de 
los proyectos están retrasando el comienzo de la 
construcción de las nuevas centrales.

A diferencia de la situación en España, en Estados 
unidos el número de proyectos de plantas canal pa-
rabólicas está prácticamente equilibrado con el de 
plantas de torre y campo de helióstatos, con una 
importante presencia de los sistemas de disco pa-
rabólico. Desde el punto de vista geográfico también 
se está observando un reparto más equilibrado, aun-
que siempre centrado en los estados del suroeste, 
ya que inicialmente la mayoría tenían prevista su 
instalación en California, mientras que en estos 
momentos Nevada y Arizona presentan una contri-
bución significativa.

Hay que destacar que un buen número de los pro-
yectos anunciados en Estados Unidos están siendo 
promovidos por empresas españolas, con diseños 
basados en la tecnología desarrollada estos últimos 
años en nuestro país.
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Oriente Medio y Norte de África

La segunda gran área geográfica que está desper-
tando fuertes expectativas es la correspondiente a 
los países de Oriente Medio y del Norte de África 
(área conocida en inglés por las siglas MENA). El 
gran impulsor de estas expectativas ha sido el Plan 
Solar Mediterráneo aprobado a mediados de 2008 
por los 42 jefes de gobierno de los países que con-
forman la Unión por el Mediterráneo.

Dicho plan prevé la construcción de 20.000 MW, 
originariamente con tecnologías eléctricas ter-
mosolares, pero ya ampliado a energía eólica y 
fotovoltaica, en el horizonte 2020. Una parte signi-
ficativa de esa electricidad sería exportada a Europa, 
mientras que otra sería consumida en dichos paí-
ses, contribuyendo a su desarrollo industrial tanto 
por el reforzamiento de redes y la disponibilidad de 
la electricidad como por el tejido industrial y empleo 
local que se generaría.

La exportación de la electricidad se realizaría a tra-
vés de cables submarinos de alta tensión en corriente 
continua, al amparo de la nueva Directiva de Ener-
gías Renovables, publicada en el Diario Oficial de la 
Unión Europea, el 5 de junio de 2009, que permite 
que los países puedan contabilizar a efectos del cum-
plimiento de sus propios objetivos dicha electricidad 
importada. En estos momentos sólo existe una co-
nexión operativa con África a través de los cables en 
alterna por el estrecho de Gibraltar, cuya capacidad 
es de 700 MW, y otra conexión de menor capacidad 
entre Turquía y Grecia por el estrecho del Bósforo.

Para hacer posible esta visión hace falta, no obs-
tante, que se pongan en operación los mecanismos 
de flexibilidad establecidos en la Directiva Europea 
con una transposición armonizada de dicha directiva 
al ordenamiento jurídico de los Estados Miembros. 
También, haría falta uno o varios agentes que fun-
cionasen como compradores en firme de la energía 
a los promotores de las plantas y que luego se colo-
case a un precio suficiente en los sistemas eléctricos 
de aquellos países que decidan hacer uso de este 
mecanismo para cumplir sus objetivos vinculantes 
en 2020.

La Comisión Europea quiere contribuir a despejar 
estas barreras con un proyecto cuyo expresivo títu-
lo es “Paving the Way” (allanando el camino). Por 
su parte, desde la red TREC (Trans-Mediterranean 
Renewable Energy Cooperation) se ha constituido la 
Fundación Desertec, en la que participan empresas 
e instituciones europeas y norteafricanas.

Independientemente de estas iniciativas europeas 
para la región MENA, varios de esos países, como 
Marruecos, Túnez, Argelia, Egipto y otros países de 
Oriente Medio, han anunciado compromisos de por-
centajes de energías renovables en su estructura 
energética para 2020, con programas nacionales que 
podrían ser apoyados por el Banco Mundial y resul-
tar finalmente encajados en el marco de actuación 
del Plan Solar Mediterráneo. 

En estos momentos se encuentra ya en operación 
la primera central mixta termosolar y ciclo combi-
nado en Marruecos y están a punto de terminarse 
otras en Argelia y en Egipto. En los tres casos, un 
campo solar de unos 20 MW de potencia eléctrica 
equivalente actuará como ahorrador de gas natu-
ral en plantas de ciclo combinado convencionales 
de mucho mayor tamaño.

En los Emiratos Árabes se están planteando, tam-
bién, la instalación de centrales solares. En concreto 
en Abu Dhabi se espera alcanzar 1.500 MW en 2020 
y han sacado a concurso la primera planta termo-
solar de 100 MW.

India, China y Australia

India es un país con un déficit actual de 20.000 
MW de potencia instalada y con elevadas tasas de 
crecimiento económico, además de un fuerte cre-
cimiento demográfico, por lo que el incremento 
en la demanda constituye un problema de prime-
ra magnitud para poder consolidar dicha evolución 
económica. La nueva capacidad que se estima ne-
cesaria está en torno a los 400.000 MW en 2020. El 
recurso solar es, en algunas zonas, mejor que en 
el sur de España. El gobierno federal está impul-
sando un programa conocido como Solar Mission 
de apoyo a la generación eléctrica con energía so-
lar y varios estados, Gujarat, Andhra y Rajasthan, 
han anunciado ya su apoyo en tarifa a las centrales 
solares termoeléctricas.

China está, también, impulsando el desarrollo de 
estas tecnologías con una importante actividad en 
sus diferentes centros oficiales de investigación. Su 
objetivo principal es disponer de capacidad propia 
de fabricación de los componentes específicos de 
los campos solares. Ya ha entrado en producción 
una fábrica de tubos absorbedores (con tecnolo-
gía CIEMAT) para captadores de canal parabólico 
con prestaciones y diseño muy similares a la de los 
tubos que se están instalando en las plantas espa-
ñolas. Aunque están más volcados en el desarrollo 
de capacidades propias, también, están estudiando 
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proyectos de construcción de plantas en diferentes 
regiones que totalizan 1.100 MW. 

Se ha creado una institución denominada Alianza, 
con participación de la industria, las universidades 
y los centros de investigación bajo la tutela del Mi-
nisterio de Ciencia y Tecnología, que prevé tener 
conectados a red 300 MW en 2015.

Australia es un país en el que sus autoridades han 
adoptado un fuerte compromiso de reducción de 
emisiones, ya que son en estos momentos muy 
superiores, per cápita, a la media de los países 
industrializados. Como consecuencia de ello, han 

decidido dar un fuerte impulso a la implantación 
de centrales solares tanto termoeléctricas como 
fotovoltaicas. El gobierno australiano ha lanzado 
ya una primera convocatoria para la construcción 
de 200 MW termosolares cuyo concurso se espera 
que quede resuelto a finales de 2010. El objetivo 
del programa es construir 1.000 MW a corto pla-
zo, mientras que a largo plazo se espera alcanzar 
un 25% de generación eléctrica de origen solar en 
2050.

La lista de centrales comerciales actualmente ope-
rativas en el mundo, se muestra en la Tabla 8.

Tabla 8. Relación de centrales eléctricas termosolares en operación en el mundo

Central Promotor principal Emplazamiento Potencia 
(MW) Tecnología

Nevada Solar One Acciona Nevada (EEUU) 64 CP

Andasol 1 ACS Cobra Aldeire-La Calahorra (Granada) 50 CP

Puertollano Ibersol (Iberdrola) Puertollano (Ciudad Real) 50 CP

Saguaro Arizona Public Service Arizona (EEUU) 1 CP (ciclo 
ORC)

Alvarado 1 (La Risca) Acciona Alvarado (Badajoz) 50 CP

Extresol 1 ACS Cobra Torre de Miguel Sesmero (Badajoz) 50 CP

PS10 Abengoa Sanlúcar la Mayor (Sevilla) 11 Torre

PS20 Abengoa Sanlúcar la Mayor (Sevilla) 20 Torre

Sierra Sun Power eSolar California (EEUU) 5 Torre

Kimberlina Ausra Bakersfield, CA (EEUU) 5 CLF

Puerto Errado 1 Novatec Biosol Puerto Errado (Murcia) 1,4 CLF

Andasol 2 ACS Cobra Aldeire-La Calahorra (Granada) 50 CP

Solnova 1 Abengoa Sanlúcar la Mayor (Sevilla) 50 CP

Solnova 2 Abengoa Sanlúcar la Mayor (Sevilla) 50 CP

Maricopa Solar SES/Tessera Arizona (EEUU) 1,5 Disco 
Stirling

Total 458,90
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3.1 INTRODUCCIÓN
Para abordar la evaluación del potencial termoso-
lar en España en el marco del presente proyecto, 
se ha definido un conjunto de tecnologías y cen-
trales de referencia que facilitan el análisis tanto 
en los aspectos técnicos como en los económicos.

En este apartado se definen las tecnologías y cen-
trales de referencia de cada una de las tipologías 
de centrales termosolares que se utilizan para 
realizar los análisis de costes y de potencial pre-
sentados en los capítulos siguientes.

El estado de desarrollo actual de las tecnologías 
termosolares, en constante evolución, hace que 
dentro de cada una de las analizadas exista una 
diversidad de opciones disponibles en aspectos 
que van desde la configuración general de las cen-
trales hasta los materiales empleados en algunos 
de sus componentes. Así, tanto la configuración 
del subsistema de captación y concentración de 
la radiación solar, como del sistema de conver-
sión de la energía solar a térmica y su transporte 
y del sistema de transformación de la energía tér-
mica en eléctrica, presentan, dentro de cada una 
de las tecnologías, diferentes alternativas en su 
configuración.

La selección de un determinado conjunto de op-
ciones para la configuración de un proyecto se 
reflejará en todos los aspectos del mismo: plazos 
de ejecución de las distintas fases del proyec-
to, inversión requerida, condiciones financieras, 
rendimientos asociados al funcionamiento de 
la central en su conjunto y a cada uno de los 
subsistemas y equipos, gastos de operación y 
mantenimiento, etc.

A modo de ejemplo, y sin entrar en detalles, se 
pueden citar algunas de las diferentes opciones 
disponibles o en desarrollo para la tecnología más 
madura que se está analizando, la de canales pa-
rabólicos. Sólo dentro de esta tecnología existen 
diferentes tipos de captadores (LS2, LS3, Euro-
trough, Senertrough, Skytrough, SGX, etc.) que 
pueden ser estructurados en lazos de diferentes 
longitudes (600 m, 800 m, etc.) y que pueden utili-
zar distintos tipos de tubos absorbedores (Schott, 
Siemens, etc.). Además, el fluido de trabajo puede 
ser aceite térmico (Therminol VP1, Dowtherm A), 
sales fundidas o agua, llevando a la presencia o au-
sencia de intercambiadores de calor en el sistema 

de almacenamiento y/o en el bloque de potencia. 
En el resto de tecnologías, en las que la tecnolo-
gía no es tan madura, las opciones existentes son 
incluso más numerosas en prácticamente todos 
los sistemas. Todas estas opciones llevan a peque-
ñas y grandes diferencias en el funcionamiento, 
y por tanto en el potencial de producción de las 
centrales, así como en sus costes. Dada esta gran 
diversidad de opciones tecnológicas, sería inviable 
en el marco del presente estudio realizar un es-
tudio pormenorizado de producción y costes para 
cada una de ellas.

Por ello se ha recurrido a la opción de definir, 
para cada una de las tecnologías termosolares de 
concentración consideradas (canales parabólicos, 
concentradores lineales de Fresnel, sistemas de 
torre o receptor central, y discos parabólicos) una 
tecnología de referencia a efectos de estudio del 
potencial y, ligada a ella, una central de referen-
cia que sea representativa del estado actual de 
la tecnología correspondiente tanto en lo que se 
refiere a aspectos tecnológicos como a aspectos 
económicos en el contexto español del presen-
te año 2010. La definición de estas tecnologías y 
centrales de referencia se ha realizado teniendo 
en cuenta, principalmente, el estado actual de esa 
tecnología en concreto, aunque sin perder de vista 
la probable evolución de cada una de ellas en el 
horizonte temporal del presente estudio.

En este capítulo se describen, para cada una de 
las tecnologías termosolares de concentración, 
el conjunto de opciones de referencia y las ca-
racterísticas principales de las correspondientes 
centrales de referencia, que permiten concretar 
los análisis de producción y costes y presentar re-
sultados representativos de cada tecnología. 

Debido a las características particulares de cada 
una de las tecnologías, la forma en la que se es-
tablecen las opciones de referencia es diferente 
en cada caso, pues también lo es su grado de 
madurez. 

Es evidente que al fijar un conjunto de opciones 
de referencia, se excluyen opciones que en un fu-
turo más o menos próximo pueden resultar más 
atractivas o eficientes, en sentido amplio, que las 
seleccionadas. El posible impacto que estas op-
ciones excluidas pueden tener sobre el potencial 
termosolar en España se analizará, cuando sea 
posible, de forma cualitativa.
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3.2 CANALES 
PARABÓLICOS

3.2.1 Tecnología de referencia
Se establece como referencia para la tecnología 
de CP la que hoy resulta claramente preponderan-
te en el panorama termosolar español, es decir, 
la basada en el empleo de aceite térmico VP-1 
o similar como fluido de transferencia de calor, 
empleando captadores de tipo Eurotrough o simi-
lar, con tubos receptores de vacío SOLEL UVAC o 
SCHOTT PTR, con o sin almacenamiento de ener-
gía térmica, empleando, en el caso de disponer 
de almacenamiento, sales fundidas como medio 
de almacenamiento y un sistema de dos tanques 
–tanque frío y tanque caliente, con capacidad de 
almacenamiento variable desde 0 hasta 15 horas 
equivalentes a plena carga; hemos optado como 
referencia por el almacenamiento de 6 horas por 
ser las necesarias para cubrir la demanda pico de 
la segunda parte del día, centrada a las 20 horas. 
No se ha considerado en la central de referencia, 
por motivos de simplicidad de la aplicación, la in-
corporación de un sistema de aporte de energía 
auxiliar (hibridación).

El campo solar de referencia, de dimensiones va-
riables en cuanto al número de lazos, se considera 
formado por lazos de cuatro captadores Eurotrough 
de 150 m cada uno con valores de modificador de 
ángulo propuestos en la literatura [Montes Pita, 
2008] mientras que las características térmicas de 
los tubos de vacío son las correspondientes a los 
comercializados por Schott. Es decir se conside-
ra lazo de referencia una parte del campo solar 
de 600 m de longitud formado por cuatro capta-
dores de 150 m cada uno a su vez constituidos por 
12 módulos de referencia de 12 metros de longi-
tud cada uno.

El número de lazos y la división del campo en 
sub-campos se optimiza en función del recur-
so solar y de la capacidad de almacenamiento a 
la hora de realizar las simulaciones en los es-
tudios de producción. De esta forma, aunque la 
tecnología de referencia queda establecida, se 
mantiene la posibilidad de analizar la repercu-
sión tanto de la capacidad de almacenamiento 
como del tamaño del campo solar en los resul-
tados de producción.

Tabla 1. Características técnicas principales 
de la tecnología de canal parabólico de 
referencia

Propiedades del campo de captadores

Numero de captadores por lazo - 4

Propiedades geométricas y ópticas del captador

Anchura del captador m 5,76

Longitud del captador m 150

Diámetro interior del absorbedor m 0,066

Diámetro exterior del absorbedor m 0,07

Reflectividad del espejo - 0,92

Transmisividad de la cubierta - 0,965

Absortividad del tubo - 0,96

Factor de auto-sombreamiento - 0,95

Factor de precisión geométrica - 0,974

Factor de ensuciamiento - 0,95

Factor de área efectiva - 0,937

Bloque de potencia

Ciclo de Rankine regenerativo con 
recalentamiento;  
refrigeración húmeda

Condiciones de operación y estrategia

Temperatura de aceite a la  
entrada del campo ºC 294

Temperatura de aceite a la salida 
del campo ºC 393

3.2.2 Central de referencia
Para poder realizar un análisis de coste riguroso, es 
necesario concretar la definición de las centrales de 
referencia. Aunque para las simulaciones de análisis 
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de potencial resulta conveniente tener en cuenta di-
ferentes tamaños del campo solar, que se ajustarán 
para buscar el óptimo en cada caso, así como man-
tener la opción de estudiar la presencia o no de un 
sistema de almacenamiento y su capacidad, para pre-
sentar el análisis de los costes de inversión resulta 
necesario concretar las dimensiones de los equipos, 
y en particular del campo solar y del sistema de alma-
cenamiento térmico.

El diseño de las centrales reales se determina en 
función de un gran número de parámetros técnicos, 
energéticos, económicos, estratégicos, etc. y, por tanto, 
el tamaño del campo solar y, en su caso, del sistema 
de almacenamiento es algo que varía de una central 
a otra. Por esto, a la hora de fijar dichos parámetros 
para presentar resultados económicos que puedan 
ser útiles, hay que tener en cuenta que las centrales 
de referencia que se analizan sólo pretenden resultar 
centrales representativas de las existentes, que permi-
tan sacar conclusiones  adecuadas, aunque los valores 
obtenidos no tienen por qué coincidir exactamente con 
ninguno de los proyectos actuales ni futuros. 

La central de referencia de la tecnología de canal para-
bólico sin almacenamiento se basa en la definida como 
tecnología de referencia. Para su definición se han te-
nido en cuenta las características y dimensiones más 
frecuentes en las centrales españolas construidas o 
en fase avanzada de proyecto. Las características de 
esta central de referencia se exponen en la Tabla 2.
Tabla 2. Características técnicas principales 
de la central de canal parabólico de 
referencia sin almacenamiento

Definición de la planta

Potencia nominal MW 50

Nº de lazos 100

Área de captación m2 345.600

Capacidad del sistema de 
almacenamiento h 0

Combustible auxiliar NO

Espaciamiento entre filas m 17,2

Superficie de terreno         
ocupada ha 141

Factor de ocupación 0,245

Ciclo de vapor

Potencia nominal de la  
turbina MW 50

Rendimiento nominal del 
bloque de potencia - 0,374

Rendimiento de bomba de 
aceite - 0,79

Ubicación

Latitud º 37.4

Longitud º -7.2

IDN (DNI) anual kWh/
m2-año 2.050

Parámetros de funcionamiento

Generación anual de  
electricidad (neta) GWh 95,6

Rendimiento anual (solar a 
eléctrico, neto) % 13,4

Teniendo en cuenta las centrales operativas y 
los proyectos actualmente en desarrollo, resul-
ta apropiado considerar, también, como central de 
referencia de esta tecnología, una central con al-
macenamiento térmico. Los datos básicos de dicha 
central se presentan en la Tabla 3.
Tabla 3. Características técnicas principales 
de la central de canal parabólico de 
referencia con almacenamiento

Definición de la planta

Potencia nominal MW 50

Nº de lazos 160

Área de captación m2 552.960

Capacidad del sistema de 
almacenamiento h 6

Combustible auxiliar NO
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Espaciamiento entre filas m 17,2

Superficie de terreno ocupada ha 226

Factor de ocupación 0,245

Ciclo de vapor

Potencia nominal de la turbina MW 50

Rendimiento nominal del  
bloque de potencia - 0,374

Rendimiento de bomba de 
aceite - 0,79

Ubicación

Latitud º 37.4

Longitud º -7.2

IDN (DNI) anual kWh/
m2-año 2.050

Parámetros de funcionamiento

Generación anual de  
electricidad (neta) GWh 157,1

Rendimiento anual (solar a 
eléctrico, neto) % 13,8

Los datos de inversión y costes asociados a esta 
central de referencia se presentan en el capítulo 4 
de este informe.

3.3 CONCENTRADORES 
LINEALES DE FRESNEL

3.3.1 Tecnología de referencia
La tecnología de referencia para los concentrado-
res lineales de Fresnel (LF) es la empleada en la 
central de demostración PE1 de Novatec Biosol, en 
Calasparra (Murcia), ya que a día de hoy es la úni-
ca central LF en España y la misma empresa está 
construyendo una segunda central en nuestro país, 
esta última de 30 MW.

Esta tecnología se basa en la generación direc-
ta de vapor (GDV) con un ciclo de vapor saturado 
proveniente directamente del campo solar a una 
temperatura de 270ºC (55 bar). Los datos más re-
levantes de la tecnología de referencia se presentan 
en la Tabla 4.
Tabla 4. Características principales de la 
tecnología de referencia de concentradores 
lineales de Fresnel

Propiedades del campo de captadores

Espaciamiento entre filas m 16

Propiedades geométricas y ópticas del captador

Anchura del captador m 14,56

Longitud del captador m 44,8

Diámetro exterior del absorbedor m 0,076

Diámetro interior del absorbedor m 0,07

Reflectividad del espejo - 0,92

Transmisividad de la cubierta - 0,95

Absortividad del tubo - 0,96

Factor de auto-sombreamiento - 0,9

Factor de precisión geométrica - 0,985

Factor de ensuciamiento - 0,95

Factor de área efectiva - 0,979

Ciclo de vapor

Ciclo de Rankine, vapor saturado. Refrigeración 
húmeda

Condiciones de operación y estrategia

Temperatura de agua a la entrada 
del campo ºC 60

Temperatura de vapor a la salida 
del campo ºC 270
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Además de estas características, se usan expresio-
nes propuestas en la literatura [Hoyer, 2009] para 
los modificadores de ángulo transversal y longitu-
dinal. Como se ha comentado, las plantas GDV no 
usan intercambiadores aceite-agua. El rendimiento 
del bloque de potencia se estima con una curva de 
rendimiento típica en función de la carga para una 
planta de vapor saturado de 15 MWe operando a una 
presión de 55 bar. Los autoconsumos del bloque de 
potencia en funcionamiento se derivan de los datos 
de una planta de 50 MW, aplicando un factor de 3/5 
a su curva de consumos auxiliares, para ajustar-
se a la potencia nominal de la turbina considerada.

3.3.2 Central de referencia
De forma semejante al caso de la tecnología CP, a la 
hora de presentar el análisis de costes es necesario 
concretar las dimensiones de la planta y el empla-
zamiento, con el recurso solar asociado. 

Sin embargo, aunque la mayoría de los paráme-
tros se toman del proyecto de demostración Puerto 
Errado 1 (PE1), la central de referencia se ha in-
tentado adecuar a posibles proyectos comerciales, 
escalando el tamaño de la misma para pasar de una 
potencia de 1,4 MWe a una potencia de 30 MWe, que 
se considera más apropiada y, por tanto, más espe-
rable en proyectos comerciales. De hecho, la planta 
Puerto Errado 2 de Novatec Biosol, cuya construc-
ción empezó en abril de 2010, en Calasparra, consta 
de 2 turbinas de 15 MW.

La configuración de la central de referencia no in-
cluye almacenamiento térmico ni caldera auxiliar 
y tiene un campo solar cuyas dimensiones se han 
optimizado, en base a criterios técnicos y económi-
cos, en función de la radiación solar directa. En la 
Tabla 4 se presentan las principales características 
de diseño de esta central que ocupa una superficie 
aproximada de 84 ha (839.873 m2).
Tabla 5. Características técnicas principales 
de la central de captadores lineales de 
Fresnel de referencia

Definición de la planta

Potencia nominal MW 30

Sistema de almacenamiento NO

Combustible auxiliar NO

Número de captadores 420

Área de captación m2 311.593

Espaciamiento entre filas m 15

Superficie de terreno ocupada ha 84

Factor de ocupación 0,371

Ciclo de vapor

Número de turbinas 2

Potencia nominal de cada 
turbina MW 15

Rendimiento de bomba de 
recirculación - 0,85

Rendimiento nominal del 
bloque de potencia - 0,29

Ubicación

Latitud º 37.4

Longitud º -7.2

IDN (DNI) anual kWh/
m2 año 2.050

Parámetros de funcionamiento

Generación anual de  
electricidad (neta) GWh 65

Rendimiento anual (solar a 
eléctrico, neto) % 10,1

Los datos de inversión y costes se presentan en el 
capítulo 4.

3.4 SISTEMAS DE 
RECEPTOR CENTRAL
A diferencia de las centrales de canales parabólicos y 
Fresnel, las centrales de receptor central que se están 
instalando en España presentan una mayor variedad 
de opciones tecnológicas. Hasta el 2013 sólo se con-
templan en España tres centrales comerciales de torre:

(Continuación)
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•  Las centrales PS10 y PS20, ya en funcionamiento, 
basadas en campos de helióstatos de 120 m2 de 
superficie reflectante, desplegados al norte de la 
torre, y en un receptor tubular de vapor saturado, 
con una pequeña capacidad de almacenamiento 
en tanques de agua presurizada, y

•  La central Gemasolar, con un campo circular de 
heliostatos, desplegados alrededor de la torre, un 
receptor tubular de sales fundidas y un sistema 
de almacenamiento, también en sales fundidas, 
de gran capacidad.

A efectos del presente estudio, se ha adoptado como 
referencia la tecnología de torre de sales fundidas, 
que emplea dichas sales tanto en el circuito del 
receptor como en el sistema de almacenamiento 
térmico. Los motivos que han llevado a esta selec-
ción son los siguientes:

•  La tecnología de generación directa de vapor sa-
turado de las centrales PS10 y PS20 responde a 
unos criterios de diseño y a unas circunstancias 
empresariales únicas, que llevaron a emplear una 
tecnología de alta concentración –sistema de recep-
tor central o de torre– para operar a unas tempera-
turas relativamente bajas (en el entorno de los 250 
ºC). Como consecuencia, el rendimiento energético 
y exergético de una central de este tipo es inferior 
al que cabe esperar de una tecnología de alta con-
centración solar como la tecnología de torre. Estos 
comentarios no suponen ninguna crítica a la deci-
sión que se tomó en su momento y que nos parece 
la más acertada en aquellas condiciones.

•  Los receptores de vapor sobrecalentado –entre 
ellos los originalmente instalados en el CESA-1 y 
Solar One– presentaron problemas en la sección 
del sobrecalentador. La tecnología de generación 
de vapor sobrecalentado en el receptor solar aún 
no se ha demostrado a escala comercial.

•  La tecnología de sales fundidas fue demostrada 
con éxito en el proyecto Solar Two, y perfeccio-
nada en años posteriores por medio de diversos 
proyectos de I+D, desarrollados por empresas con 
elevada capacidad tecnológica, y centros de inves-
tigación y ensayos de reconocido prestigio. Esta 
tecnología permite operar a temperaturas más 
altas y, por tanto, obtener mejores rendimientos.

•  Actualmente se encuentra en fase muy avanzada 
de construcción la central Gemasolar, en la provin-
cia de Sevilla, esperándose su puesta en marcha 
durante la primera mitad del próximo año 2011. 
Dicha central utiliza la tecnología de torre con 
sales fundidas seleccionada como tecnología de 
referencia.

•  Puesto que el presente estudio consiste en un 
estudio de potencial, se ha considerado que la 
adopción de la tecnología de mayor rendimien-
to actualmente comercializable o en vías de 
comercialización inmediata es la opción más 
coherente.

En cuanto a la capacidad del sistema de almacena-
miento de energía térmica –que en este caso, dadas 
las características de esta tecnología, también 
empleará sales fundidas como medio de almace-
namiento– se ha considerado que las capacidades 
medias (de 4 a 8 horas equivalentes), en términos 
de horas de funcionamiento de la central a potencia 
nominal, son las más adecuadas en el contexto del 
sistema eléctrico actual y de su previsible evolución 
en el relativamente corto horizonte temporal del 
presente estudio, pues garantizan la gobernabili-
dad de las centrales sin comprometer la necesaria 
flexibilidad de la que debe disponer el operador de 
la red. Por esas razones se ha optado, también en 
este caso, por 6 horas de almacenamiento a po-
tencia nominal.

3.4.1 Tecnología de referencia
De acuerdo con las consideraciones anteriores, se ha 
tomado como tecnología de referencia para los sis-
temas de torre una central de 50 MW basada en la 
tecnología de sales fundidas, con 6 horas equivalentes 
de capacidad de almacenamiento de energía térmica.

A efectos de cálculo de potencial, el campo de he-
lióstatos se considera circular, mientras que las 
dimensiones del receptor y de la torre se variarán, 
en función de la capacidad del sistema de alma-
cenamiento. Puesto que esta tecnología, aunque 
comercializable, aún no tiene un grado de madurez 
semejante al de la tecnología de canal parabólico, la 
definición de los elementos que la componen es de 
menor nivel, y la estimación de sus parámetros de 
funcionamiento tiene mayor incertidumbre.

En la Tabla 6 se resumen las principales caracterís-
ticas de la central de referencia para la tecnología 
de torre.
Tabla 6. Características principales de la 
tecnología de receptor central de referencia

Campo de heliostatos

Dimensiones de los  
helióstatos m2 121
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Área reflectante/Área del 
helióstato 0,9836

Disposición del campo - Circular

Reflectancia media anual 
de los espejos 0,90

Torre y receptor

Altura máxima de la torre

Almacenamiento 6 h m 200

Tipo de receptor Cilíndrico

Fluido de trabajo

Sales 
fundidas 
(KNO3-
NaNO3)

Temperatura de entrada al 
receptor ºC 290

Temperatura de salida del 
receptor ºC 565

Rendimiento térmico anual 
medio del receptor 0,83

Ciclo de potencia

Potencia nominal de la 
planta MW 50

Rendimiento medio anual 
(térmico a eléctrico) - 0,38

Sistema de almacenamiento

Tipo 2 tanques

Capacidad Horas 
eq 0 a 6. 6

Medio de almacenamiento -

Sales 
fundidas 
(KNO3-
NaNO3)

Temperatura tanque frío ºC 290

Temperatura tanque  
caliente ºC 565

A la hora de realizar las simulaciones para los es-
tudios de producción, el número de helióstatos y su 
distribución sobre el terreno se optimizan en función 
del emplazamiento y de la capacidad del sistema de 
almacenamiento. De esta forma, al igual que en los 
casos anteriores, aunque la tecnología de referen-
cia queda establecida, se mantiene la posibilidad 
de analizar la repercusión, en los resultados de 
producción eléctrica, tanto de la capacidad de al-
macenamiento como del tamaño del campo solar.

3.4.2 Central de referencia
Como en los casos anteriores, es necesario concre-
tar las dimensiones de la planta y su capacidad de 
almacenamiento para poder presentar el análisis 
de costes. Para el capítulo de costes de los siste-
mas de receptor central se consideran dos centrales 
de referencia basadas en la tecnología definida en 
el apartado anterior. Para la primera central de 
referencia se ha tomado una capacidad de almace-
namiento fija de 6 horas equivalentes y una potencia 
nominal de la turbina de 50 MW. Los datos econó-
micos –véase capítulo 4– se han extrapolado de las 
estimaciones de coste para la única central comer-
cial, actualmente en construcción.

En la Tabla 7 se presentan los parámetros 
más relevantes de la central de referencia con 
almacenamiento.

Tabla 7. Características técnicas principales 
de la central de torre de referencia con 
almacenamiento

Definición de la planta

Potencia nominal MW 50

Capacidad del sistema de 
almacenamiento h 6

Nº de helióstatos 4.285

Área de captación m2 528.996

(Continuación)
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Superficie de terreno  
ocupada ha 264

Factor de ocupación 0,20

Ciclo de vapor

Potencia nominal de la  
turbina MW 50

Rendimiento medio anual  
del bloque de potencia - 0,38

Ubicación

Latitud º 37.4

Longitud º -7.2

DNI anual kWh/m2 año 2.050

Parámetros de funcionamiento

Generación anual de  
electricidad (neta) GWh 162,2

Rendimiento anual  
(solar a eléctrico, neto) % 14,96

Para la segunda central de referencia se considera una 
potencia nominal de la turbina de 50 MW y no se con-
sidera almacenamiento. Sus datos económicos –véase 
capítulo 4– se han extrapolado de las estimaciones de 
coste utilizadas para la planta con almacenamiento.

En la Tabla 8 se presentan los parámetros más rele-
vantes de la central de referencia sin almacenamiento.
Tabla 8. Características técnicas principales 
de la central de torre de referencia sin 
almacenamiento

Definición de la planta

Potencia nominal MW 50

Capacidad del sistema de 
almacenamiento h 0

Nº de helióstatos 2.453

Área de captación m2 294.463

Superficie de terreno 
ocupada ha 147

Factor de ocupación 0,20

Ciclo de vapor

Potencia nominal de la 
turbina MW 50

Rendimiento medio anual 
del bloque de potencia - 0,38

Ubicación

Latitud º 37.4

Longitud º -7.2

DNI anual kWh/m2- 2.050

Parámetros de funcionamiento

Generación anual de  
electricidad (neta) GWh 96,95

Rendimiento anual (solar 
a eléctrico, neto) % 16,06

Los datos de inversión y costes de ambas plantas se 
presentan en el capítulo 4.

3.5 DISCOS PARABÓLICOS
De todas las tecnologías termosolares, la de disco pa-
rabólico con motor Stirling es la que tiene un menor 
grado de desarrollo comercial, lo que hace que hoy 
día la configuración quede abierta a diferentes posi-
bilidades. El desarrollo de esta tecnología ha estado 
ligado al diseño y la operación de ciertos prototi-
pos desde hace aproximadamente unos veinte años 
[Mancini, 2004], hasta la aparición de iniciativas co-
merciales por parte de las empresas SES-TESSERA 
(Stirling Energy Systems) e Infinia y, más reciente-
mente, Cleanergy (actual propietaria de los derechos 
sobre el motor Stirling V161, antes fabricado por SOLO 
y utilizado por SBP en el sistema Eurodish) y Ripasso.

(Continuación)
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Actualmente, sólo hay una instalación de discos 
parabólicos de potencia significativa operativa en 
todo el mundo. Se trata de la planta que la em-
presa TESSERA, con tecnología de SES ha puesto 
recientemente en marcha en el Condado de Mari-
copa (Arizona, EEUU). Esta planta, de 1,5 MW de 
potencia, está formada por 60 unidades de 25 kW 
cada una. Además, basadas en el mismo sistema 
SES, hay proyectadas, a día de hoy, dos plantas en 
California de unos 800 MWe nominales cada una, 
que de llevarse a cabo supondrían un salto con-
siderable para el desarrollo de la tecnología de 
disco parabólico [NREL, 2010]. En España, tam-
bién, hay varios proyectos de instalaciones basadas 
en la tecnología de discos parabólicos por un total, 
aproximado, de 70 MW de potencia nominal.

Además del sistema de SES, existen en el mercado 
otros dos con un alto grado de desarrollo:

•  Un sistema de 10 kW de potencia nominal basado 
en el motor SOLO V161, actualmente propiedad de 
Cleanergy (Suecia) y 

•  Un sistema de 3 kW de potencia nominal fabricado 
por Infinia (Estados Unidos).

La empresa Renovalia ha instalado una central pi-
loto de 100 kW en Villarrobledo (Albacete) de este 
último fabricante.

3.5.1 Tecnología de referencia
Para el presente estudio se ha considerado con-
veniente adoptar como tecnología de referencia el 
sistema de SES por tener operativa una central de 
potencia significativa. Sus características más des-
tacadas se resumen en la Tabla 9:
Tabla 9. Características principales de 
la tecnología de referencia para discos 
parabólicos

Concentrador

Área de captación m2 87

Diámetro 10,5

Reflectancia media 
anual de los espejos 0,90

Receptor/Motor

Receptor De tubos directamente 
iluminados

Motor-Alternador
Stirling cinemático,  
4 cilindros, alternador 
asíncrono

Fluido de trabajo H2

Potencia nominal del 
conjunto  
motor-alternador

kW 25

Temperatura de  
operación ºC 650

Disponibilidad del 
sistema % 90

3.5.2 Central de referencia
La planta de referencia para la tecnología de disco 
está basada en el sistema de SES compuesto por un 
concentrador de 10,5 m de diámetro con una reflec-
tividad de diseño de 0,91 y un motor Stirling Kockums 
4-95, con hidrógeno como fluido de trabajo. Este sis-
tema tiene una potencia de 25 kW eléctricos que se 
alcanzan con una irradiancia directa normal de 1.000 
W/m2. La central de referencia se compone de 5 mó-
dulos de 2 MW de potencia nominal1. Cada uno de ellos 
consta de 80 discos, dispuestos en 10 filas en la di-
rección este-oeste con 8 unidades de disco cada una 
colocados en la orientación norte-sur. En total, cada 
módulo suma 400 discos y la central (los 5 módulos) 
proporciona una potencia nominal de 10 MW. Todos 
los discos se distribuyen en una planta rectangular 
siguiendo el criterio de que las pérdidas energéticas 
anuales debidas al sombreamiento entre los distin-
tos discos no excedan el 1,5 % de la energía que 
generaría una central ideal en la que no se produje-
sen sombras. Imponiendo este criterio en un 
emplazamiento determinado se obtiene la distancia 
óptima entre discos y, por tanto, el factor de ocupa-
ción del terreno definido como la relación entre área 
reflexiva y área de terreno necesaria. Como se verá 
más adelante, el emplazamiento de referencia que 

1 Dado el carácter modular de esta tecnología, se considera que el módulo de 2 MW de potencia es razonable de cara a su 
agregación para conformar plantas de mayor tamaño

Continuación
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se utiliza en este estudio es el correspondiente a una 
latitud de 37.37º y una longitud de -7.2º (como en los 
casos anteriores), en el que la irradiancia directa nor-
mal anual alcanza los 2.050 kWh/m2. En este caso de 
referencia la distancia óptima resulta 22,55 m con un 
factor de ocupación de 0,1119. Hay que resaltar que 
esta tecnología, aunque presenta un factor de ocu-
pación menor que las restantes aquí descritas, 
también presenta unos requerimientos menos exi-
gentes que las demás en lo que se refiere a las 
características topográficas del terreno, pudiendo 
instalarse incluso en terrenos con superficies muy 
inclinadas. Otro factor a tener en cuenta es la míni-
ma (incluso nula) demanda de agua que requiere para 
la refrigeración del motor.

El rendimiento medio anual esperado en el em-
plazamiento de referencia es del 21,4%, con una 
disponibilidad anual del 90%.

En la Tabla 10 se resumen los parámetros principa-
les de la central de referencia.
Tabla 10. Características técnicas 
principales de la central de referencia. 
Discos parabólicos

Definición de la planta

Potencia nominal MW 10

Número de unidades 400

Combustible auxiliar NO

Área de captación m2 35.600

Superficie de terreno ocupada ha 32

Factor de ocupación 0,11

Reflectancia media anual - 0,90

Disponibilidad anual - 0,90

Ubicación

Latitud º 37.4

Longitud º -7.2

DNI anual kWh/m2 
año 2.050

Parámetros de funcionamiento

Generación anual de  
electricidad (neta) GWh 15,6

Rendimiento anual (solar a 
eléctrico, neto) % 21,4

Los datos de inversión y costes se presentan en el 
capítulo 4.

3.6 LIMITACIONES Y 
ALCANCE DEL ESTUDIO
Se han fijado unas opciones tecnológicas de refe-
rencia, que se consideran representativas del estado 
actual de las tecnologías eléctricas termosolares y 
útiles para analizar tanto el potencial actual como 
la posible evolución técnica y económica de dichas 
tecnologías.

No obstante, hay que tener en cuenta que el análisis 
detallado realizado se basa en modelos aplicados 
a las centrales de referencia y en las opciones tec-
nológicas descritas anteriormente, y por tanto, los 
resultados obtenidos son aplicables, en sentido es-
tricto, tan sólo a los casos de referencia analizados. 
A partir de dichos casos base se han formulado hi-
pótesis sobre la evolución de costes, las mejoras en 
rendimiento y las variaciones de diseño, relativas to-
das ellas a los avances esperados en las tecnologías 
eléctricas termosolares de referencia.

Sin embargo, en el marco de este estudio, el poten-
cial de reducción de costes asociado a un cambio 
drástico en las tecnologías eléctricas termosolares 
no se ha analizado, ya que se considera que cual-
quier conclusión obtenida al respecto tendría unos 
niveles de fiabilidad excesivamente bajos. Así, si en 
un futuro próximo surgen tecnologías sustancial-
mente mejores que las adoptadas en este estudio 
como tecnologías de referencia, es posible que la 
evolución de los costes y de los rendimientos de las 
tecnologías eléctricas termosolares hagan variar 
sustancialmente lo previsto.

Quedan así fuera del alcance del estudio las opcio-
nes tecnológicas relativas a la generación directa de 
vapor en canales parabólicos, y los sistemas de ca-
nal parabólico que usan sales fundidas como fluido 
caloportador. Asimismo, los sistemas de receptor 

(Continuación)
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central basados en conceptos multitorre y las op-
ciones vanguardistas basadas en las tecnologías 
de disco Stirling y Fresnel se excluyen del análisis, 
por presentar en la actualidad un escaso grado de 
madurez comercial y, por tanto, una elevada incer-
tidumbre en muchos de los aspectos clave de estas 
tecnología y, por tanto, en los resultados de este 
estudio.
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4.1 INTRODUCCIÓN
En este capítulo se presenta el análisis económico 
de las diferentes tecnologías eléctricas termoso-
lares analizadas en este estudio. Para cada una de 
estas tecnologías, se presentan los costes de inver-
sión y de producción de las centrales de referencia 
definidas en el capítulo anterior, tanto en la actua-
lidad como su evolución a lo largo del periodo de 
estudio de este informe, 2010-2020.

El análisis de costes se presenta por separado 
para cada una de las cuatro tecnologías de centra-
les eléctricas termosolares consideradas: canales 
parabólicos, captadores lineales de Fresnel, recep-
tor central o torre y discos parabólicos con motor 
Stirling. En función de los datos disponibles hasta 
la fecha para cada una de las tecnologías así como 
de la fiabilidad de los mismos, se han alcanzado di-
ferentes grados de detalle en los análisis de costes 
de cada una de las tecnologías. En este contexto, 
es necesario realizar una serie de consideraciones 
previas al análisis de detalle de cada una de las tec-
nologías. Estas consideraciones son las siguientes:

•  Canales parabólicos. Esta tecnología es la más 
madura a nivel comercial, lo que ha permitido 
llegar a un mayor grado de detalle gracias a la 
relativamente alta disponibilidad de datos y a la 
fiabilidad de los mismos.

•  Captadores lineales de Fresnel. Aunque la dispo-
nibilidad de datos fiables relacionados con esta 
tecnología es muy reducida, la similitud de la mis-
ma con la tecnología de canales parabólicos ha 
permitido alcanzar un mayor grado de detalle en 
su análisis económico del inicialmente esperado. 
Dado el gran paralelismo entre ambas tecnolo-
gías se han podido aprovechar una gran parte de 
los datos obtenidos para la tecnología de canales 
parabólicos a la hora de detallar los costes poten-
ciales en plantas tipo Fresnel, donde los costes 
de la Isla de Potencia y de la Subestación eléctri-
ca serían los mismos para las dos tecnologías y 
la diferencia estaría en el sistema de captación y 
concentración de la energía solar (campo solar) y 
sus costes asociados.

•  Sistemas de receptor central (torre). Dos factores 
principales hacen que el análisis de costes de esta 
tecnología resulte especialmente complejo y que, 
por tanto, su precisión y grado de detalle sea in-
ferior al de otras tecnologías. Estos factores son:

 –  La escasa existencia de centrales de torre de 
carácter comercial operativas, y la dificultad de 

obtener los datos económicos, tanto de los pro-
yectos comerciales como de los proyectos de 
demostración existentes hacen casi imposible 
disponer de una cantidad suficiente de datos 
sobre esta tecnología que pueda considerarse 
representativa y válida para basar en ellos un 
análisis de costes.

 –  La gran incertidumbre existente sobre el fu-
turo tecnológico de una gran cantidad de los 
componentes y sistemas en los que se basa 
la tecnología de torre, tales como el fluido de 
trabajo, el tipo de receptor, el bloque de po-
tencia, la temperatura de operación, etc. se ve 
reflejada directamente en el análisis de costes, 
reduciendo su precisión. 

•  Disco parabólico. Para esta tecnología, y a la hora 
de realizar el análisis de costes, también se han 
apreciado dos factores principales que reducen su 
precisión y grado de detalle. Ambos factores están 
relacionados con la falta de experiencias comercia-
les en centrales de este tipo y son los siguientes.

 –  La estimación del abaratamiento de los costes 
esperable gracias a la producción en masa de los 
componentes de esta tecnología, sin duda pro-
metedora, es un aspecto que introduce una im-
portante incertidumbre en el análisis económico.

 –  Las implicaciones técnicas y de ingeniería ci-
vil relacionadas con la implantación de cen-
trales de gran escala también suponen cierta 
incertidumbre en dicho análisis. Sin embargo, 
la disponibilidad de datos provenientes de las 
numerosas centrales fotovoltaicas existentes, 
en lo relativo a infraestructuras de evacuación y 
otros aspectos comunes, permiten profundizar 
hasta un grado de detalle superior al inicial-
mente esperado, gracias a las similitudes entre 
ambas tecnologías.

Como se ha visto anteriormente en este informe, el 
desarrollo comercial de las tecnologías termosola-
res se encuentra todavía en sus inicios y, además, 
no está teniendo lugar de forma simultánea para 
las diferentes tecnologías. Hasta la fecha, las únicas 
tecnologías que puede considerarse que han supe-
rado su etapa de demostración y han alcanzado la 
comercial son las tecnologías de canal parabólico y 
torre, mientras que la tecnología de Fresnel y la de 
disco todavía se encuentran en una situación inter-
media entre dichas etapas. Como se ha comentado, 
este hecho produce importantes incertidumbres en 
los datos que se aportan en este documento y es 
importante tenerlas en consideración. En la Tabla 
1 se presentan, de forma general y aproximada, las 
incertidumbres asociadas a los datos económicos 
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disponibles para cada una de las tecnologías. Es-
tas incertidumbres han de tenerse ya en cuenta a 
la hora de interpretar los datos que se presentan 
en este capítulo. 
Tabla 1. Estimación general de la 
incertidumbre asociada a los datos 
económicos para cada tecnología

Tecnología Incertidumbre (%)

Canal parabólico 10

Fresnel 19

Torre 12,5

Disco parabólico 20

Como puede verse, las incertidumbres son relativa-
mente elevadas, debido a la escasez de proyectos 
comerciales y a la dificultad de acceder a los esca-
sos datos existentes. Más adelante en este capítulo 
se presentará un pequeño análisis de la influencia 
que estas incertidumbres tienen en las conclusio-
nes que pueden extraerse del análisis de costes, y 
se expondrá de forma más detallada la forma en que 
se considera cada una de ellas.

Para cada una de las tecnologías, el análisis de cos-
tes aborda, por un lado, el análisis de los costes de 
inversión de las centrales de referencia y, por otro, 
el análisis del coste normalizado de producción de 
energía eléctrica. Estas magnitudes se analizan por 
separado, aunque como se verá, el coste normaliza-
do de producción depende fuertemente del coste de 
inversión. Además de presentar el análisis de coste en 
el escenario actual, se han estimado las evoluciones 
tanto del coste de inversión como del coste normali-
zado de la energía a lo largo del periodo de estudio, 
2010-2020. Para clarificar estos conceptos, a continua-
ción se expone el significado y alcance de cada uno de 
ellos tal como se entienden en el presente informe.

4.1.1 Costes de inversión de 
las centrales de referencia
Los costes de inversión presentados en este ca-
pítulo hacen referencia al coste total inicial de 
implantación de una central termosolar en térmi-
nos de equipos, materiales y mano de obra de un 
proyecto “llave en mano”. El análisis de los cos-
tes de inversión se ha basado en los precios de 

mercado relativos al suministro de los diferentes 
equipos y materiales necesarios así como en los 
costes de montaje y el beneficio de los proveedo-
res de ingeniería, aprovisionamiento y construcción 
de la central (EPC, Engineering, Procurement and 
Construction) de forma separada, con el fin de 
proporcionar una visión más completa de la dis-
tribución del coste de inversión. La obtención de 
los costes de los diferentes componentes se ha 
realizado en base a los datos de costes reales de 
centrales existentes y también en base a ofertas de 
empresas especializadas en el suministro/monta-
je de los diferentes componentes de la instalación. 
En los casos en los que no existen datos reales de 
costes, estos se han estimado en base a los costes 
de equipos y/o materiales semejantes utilizados en 
otras tecnologías con el fin de estimar de la mejor 
manera posible el coste real de dichos sistemas.

Para estructurar el análisis y la presentación de 
los resultados, se ha realizado un desglose de las 
centrales eléctricas termosolares en los cuatro sub-
sistemas funcionales siguientes:

• Captación y concentración de la energía solar. 
• Conversión de la energía solar en energía térmica. 
•  Conversión de la energía térmica en energía 

eléctrica.
•  Almacenamiento y reutilización de la energía 

térmica.
De todos estos subsistemas el único que es opcional 
en una central eléctrica termosolar es el subsistema 
de almacenamiento térmico. De hecho, las centra-
les de captadores lineales de Fresnel y de discos 
parabólicos de referencia no cuentan con dicho 
subsistema.

Los componentes que integran los subsistemas fun-
cionales definidos varían, en mayor o menor medida, 
de una tecnología a otra. La descripción de los di-
ferentes componentes que se consideran en cada 
uno de los subsistemas funcionales se presenta en 
el apartado dedicado a los costes de inversión de 
cada una de las tecnologías.

Dentro de cada uno de los subsistemas funcionales 
se presentan los costes de los diferentes componen-
tes en diferentes niveles de agregación, en función 
de la repercusión de los mismos en el coste de in-
versión así como en la evolución de dicho coste. Los 
costes de los componentes más críticos y más exclu-
sivos de las tecnologías termosolares se presentan 
de forma desagregada con el fin de proporcionar la 
máxima información posible sobre su coste, el im-
pacto del mismo y su evolución, mientras que los 
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costes de aquellos componentes de aplicación más 
general, como las tuberías o válvulas, se presentan 
de forma agregada.

Además de los cuatro subsistemas funcionales 
básicos mencionados, en una central eléctrica ter-
mosolar existen otros subsistemas funcionales 
relevantes, como por ejemplo el de evacuación a la 
red de la energía eléctrica generada por la central. 
Dichos subsistemas no han sido, sin embargo, con-
siderados en el análisis de costes. Ello es debido a 
que los mismos, aun pudiendo tener una incidencia 
importante dentro del coste de una central eléctrica 
termosolar, tienen características tan dependientes 
de la ubicación concreta de la central que es impo-
sible hacer cualquier estimación de sus costes que 
tenga sentido, con carácter general.

En el caso del subsistema de evacuación de la ener-
gía eléctrica a la red, por ejemplo, su coste depende 
tan fuertemente de las condiciones de la infraes-
tructura eléctrica de la zona y de las condiciones en 
las que se debe realizar la evacuación, establecidas 
por el operador eléctrico de la zona de implantación 
y/o por Red Eléctrica, que es imposible hacer una 
generalización del mismo.

4.1.2 Coste normalizado de 
producción de electricidad
El coste normalizado de producción de electrici-
dad, comúnmente conocido como LEC, que son sus 
siglas en inglés (Levelized Electricity Cost), es un 
indicador económico de gran utilidad a la hora de 
comparar opciones tecnológicas desde un punto de 
vista económico.

El LEC se define como el valor, en euros actuales, 
que habría que asignar a cada unidad de energía 
producida por una central a lo largo de un deter-
minado periodo para igualar a los costes totales 
incurridos durante dicho periodo expresados, tam-
bién, en euros actuales.

Así, si Qn es la cantidad de energía eléctrica pro-
ducida por la central en el año n, d es la tasa de 
descuento y Cn el total de los costes incurridos en 
la central en el año n, de acuerdo a la definición de 
LEC se habrá de cumplir la siguiente igualdad:

Ec. (1)

Qn · LEC
(1+d)n (1+d)n

N

n=1

=
Cn

N

n=1

A partir de dicha igualdad se puede obtener la si-
guiente expresión matemática para el cálculo del 
LEC:

Ec. (2)

LEC=

CnN

n=1

QnN

n=1

(1+d)n

(1+d)n

Donde:

•  LEC es el coste normalizado de producción de 
electricidad.

•  N es el número de años para los que se realiza el 
cálculo, que usualmente se hace coincidir con la 
vida útil esperada de la central.

•  Cn es el coste total incurrido durante el año n, que 
incluye, entre otros a los costes de inversión en los 
años iniciales de construcción y puesta en marcha 
de la central, los de operación y mantenimiento, 
de alquiler de terrenos, así como los costes finan-
cieros, incluyendo la amortización de principal y 
el pago de intereses.

•  Qn es la producción energética anual de la central 
en el año n.

•  D es la denominada tasa de descuento, que indi-
ca el valor presente de flujos dinerarios futuros y 
que depende, entre otros factores, de los tipos de 
interés, la inflación y la rentabilidad esperada de 
la inversión.

A continuación, se describe la forma concreta en que, 
en el ámbito de este estudio, se han calculado los dis-
tintos factores que aparecen en la expresión del LEC.

Como tasa de descuento se ha utilizado el Cos-
te Medio Ponderado del Capital (CMPC) necesario 
para financiar la construcción de la central eléctrica 
termosolar. Dicho coste se calcula como la media 
ponderada del coste de la deuda y de la rentabili-
dad esperada por la financiación propia, mediante 
la siguiente fórmula:

Ec. (3)

d = CMPC =
FP · RFP + D· RFA

FP + D
 

Donde:

•  FP es la financiación propia.
•  RFP es la rentabilidad esperada por la financiación 

propia.
•  D es la deuda bancaria.
•  RFA es el tipo de interés de la deuda.
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Los costes anuales de la central incluyen la inver-
sión inicial y los costes operativos de todo tipo en los 
que hay que incurrir para asegurar el correcto fun-
cionamiento de la central, tales como los costes de 
operación y mantenimiento, los costes financieros, etc. 
El importe de estos costes anuales totales, así como el 
peso relativo de los costes específicos que lo compo-
nen, varía a lo largo de los años. La siguiente expresión 
muestra la forma en que se calculan estos costes:

Ec. (4)
Cn

N

n=1

=
In + OMn + CFn− AIn 

N

n=1(1+d)n (1+d)n

Donde:

•  In es la inversión anual de fondos propios en el 
año n. Dado que se calcula el LEC desde el punto 
de vista del promotor del proyecto de construc-
ción, puesta en marcha y operación de la central 
eléctrica termosolar, se considera como inversión 
únicamente la financiación propia, el resto se con-
sidera como deuda. Típicamente, esta magnitud es 
mayor que cero en los dos o tres primeros años 
del análisis, en los que la central se encuentra en 
proyecto y construcción, y es cero para el resto 
del periodo considerado para el cálculo del LEC. 
Aunque, la forma más sencilla de tener en cuenta 
la inversión es considerar que la cantidad total a fi-
nanciar con capital propio se invierte en el instante 
inicial, dicha simplificación no se ha efectuado, ya 
que menosprecia el valor de los flujos monetarios 
en los años de construcción de la central, sino que 
se ha preferido utilizar en cada caso criterios más 
realistas respecto al calendario de aportaciones de 
capital propio a lo largo de la vida útil de la central.

•  OMn es el coste anual de operación y mantenimien-
to en el año n. Estos costes, además de los costes 
de operación y mantenimiento de la central (per-
sonal de operación, mantenimiento, combustible, 
etc.) incluyen los gastos de alquiler de los terrenos.

•  CFn es el coste anual financiero en el año n. Dicho 
coste incluye tanto la amortización del principal 
como el pago de intereses. Como se ha dicho, el 
cálculo del LEC se realiza desde el punto de vista 
del accionista, de forma que la financiación ajena 
(deuda) se tiene en cuenta como un gasto a lo largo 
de los años en lugar de cómo una inversión inicial. 
Lógicamente, para calcular los costes financieros y 
su distribución a lo largo de los años se ha de consi-
derar tanto el periodo de amortización del préstamo 
como, en su caso, el periodo de carencia, etc.

•  AIn es el ahorro impositivo en el año n, que se cal-
cula para cada año como el tipo impositivo que se 

considere multiplicado por la suma de los gastos 
deducibles: gastos de operación y mantenimiento, 
amortización de las inversiones y la parte correspon-
diente al pago de intereses de los gastos financieros.

Conocidos los costes anuales y la tasa de descuento 
considerada, sólo es necesario conocer la produc-
ción energética anual para calcular el LEC. Aunque 
esta producción energética anual en la realidad es 
de esperar que varíe de año en año, para los propó-
sitos de este estudio y dadas sus condicionantes, por 
simplicidad se ha considerado constante e igual a la 
producción anual esperada de las centrales de refe-
rencia en el año meteorológico tipo.

En el análisis de costes que se presenta a conti-
nuación, así como más adelante en la evaluación 
del potencial, el LEC se calcula de forma semejan-
te para los diferentes tipos de centrales con el fin de 
que los resultados sean comparables. Así, aunque la 
inversión total de la central, los costes de operación 
y mantenimiento y la producción anual son diferen-
tes para las distintas tecnologías y opciones, el resto 
de parámetros necesarios para el cálculo del LEC se 
considera que tienen los mismos valores para todas 
ellas. Dichos valores se presentan en la Tabla 2.
Tabla 2. Parámetros comunes utilizados en 
el modelo económico de cálculo del LEC

Concepto Valor

Años totales considerados 
para el cálculo 23

Porcentaje de financiación 
propia 25%

Porcentaje de financiación 
ajena (deuda) 75%

Coste financiación propia 12%

Coste financiación ajena 
(deuda) 4,75%

Coste medio ponderado de 
capital 6,5625%

Tipo impositivo 30,0%

Deducciones fiscales por 
inversiones,  
medioambientales, etc.

No consideradas

Tasa de inflación prevista 2,5% (anual)
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(Continuación)

Concepto Valor

Duración en años de la  
inversión inicial 3

Pago inversiones 1er año 25,0%

Pago inversiones 2º año 45,0%

Pago inversiones 3er año 30,0%

Años amortización  
inmovilizado 15

Años amortización 
financiación ajena 15

Subvenciones No consideradas

A partir de estos parámetros y de los costes de inversión 
de las diferentes centrales, sus costes de operación y 
mantenimiento y la producción esperada de cada una de 
ellas, se puede calcular el coste normalizado actual de 
la producción de electricidad para las diferentes opcio-
nes y tecnologías y también, a partir de las estimaciones 
de reducción de costes y de aumento de la eficiencia 
de las centrales, su evolución esperada en el tiempo.

4.1.3 Evolución temporal de 
los costes
Una vez descritos los costes de inversión y el coste 
normalizado de la energía para las centrales de re-
ferencia tal como se estiman en el escenario actual, 
se puede utilizar el modelo económico desarrollado 
para estimar la evolución de los costes con el tiem-
po en base a ciertas hipótesis. A partir de los datos 
obtenidos para los costes de inversión y LEC de las 
diferentes centrales de referencia a día de hoy, se 
ha realizado un estudio de la evolución potencial de 
dichos costes en el periodo 2010-2020 basado en las 
hipótesis que se explican a continuación.

En primer lugar, se ha considerado la evolución de 
los costes de inversión y del coste de la energía en 
euros actuales, por lo que los valores que se obtie-
nen para los diferentes años del estudio no se ven 
afectados por la inflación.

En segundo lugar, en cuanto a la evolución de los 
costes de inversión, se han considerado dos causas 
principales en la reducción de costes: 

•  Las derivadas de la curva de aprendizaje o expe-
riencia estimada para cada tecnología, y 

•  Las derivadas de los avances tecnológicos y de 
mercado que se prevén durante el periodo de tiem-
po analizado.

Finalmente, en cuanto a las reducciones del LEC se 
han de considerar, también, los efectos de los incre-
mentos esperados en la eficiencia de las centrales 
de referencia a lo largo de los años, ya que a igual-
dad de costes con mayor eficiencia y por tanto mayor 
producción de energía eléctrica anual, menor LEC.

Curva de aprendizaje

En este estudio, la reducción de costes relacionada 
con la experiencia del sector se ha basado en la cur-
va de aprendizaje propuesta por Bruce Henderson 
junto al Boston Consulting Group (BCG) a finales de 
los sesenta y que se muestra en la Ec. (5).

Ec. (5)

=
P2

P1

C2 PR log2

C1

Donde:

•  C1 es el coste del producto en el instante de 
referencia.

•  C2 es el coste del producto en el instante futuro 
en el que se desea conocer.

•  P1 es la experiencia acumulada hasta el instante 
de referencia.

•  P2 es la experiencia acumulada hasta el instante 
futuro en el que se desea conocer el coste C2.

•  PR es el Progress Ratio, que es la reducción de 
coste esperada cada vez que se duplica la cantidad 
de producto producido.

Para la aplicación de esta expresión en la estimación 
de la evolución de costes se han de considerar, por 
tanto, indicadores apropiados para la experiencia 
acumulada y valores adecuados del Progress Ratio 
(PR) para cada tecnología.

La aplicación más habitual de este tipo de expresiones 
de reducción de costes suele relacionarse con los cos-
tes de producción de un determinado bien y, en estos 
casos, lo más apropiado es tomar como indicador de 
la experiencia acumulada el número de bienes pro-
ducidos por el sector. Sin embargo, en el ámbito del 
presente estudio, en el cual no tiene sentido hablar de 
unidades producidas, el indicador más razonable para 
cuantificar la experiencia del sector es la potencia ins-
talada de cada una de las tecnologías. Así, la aplicación 
de esta expresión para la reducción de costes pasa por 
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la estimación de la potencia instalada a lo largo de 
los años analizados para cada una de las tecnologías.

Cabe notar que, aunque el presente estudio se limi-
ta a la geografía española, la experiencia acumulada 
del sector para cada una de las tecnologías se debe 
estimar a nivel mundial. En base a las previsiones exis-
tentes en la bibliografía y a la información disponible 
sobre las centrales en construcción y planificadas, así 
como las referencias normativas a las que se ha tenido 
acceso, se ha elaborado la predicción de la evolución 
de la potencia instalada a nivel mundial en el periodo 
2010-2020 que se presenta en la Figura 1.
Figura 1. Evolución esperada de la potencia 
instalada por tecnología en el periodo 
2010-2020
Potencia instalada en el mundo en el periodo 
2010-2020 por tecnologia
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Las previsiones mostradas en la Figura 1 se han es-
tablecido como indicadores, para cada una de las 
tecnologías, de la experiencia acumulada del sector. 
A partir de ellas se han estimado las reducciones de 
costes de cada uno de los sistemas en relación con 
su curva de aprendizaje.

Para la estimación de los valores del Progress Ratio,  
se ha considerado pertinente, no utilizar un único valor 
de PR por tecnología eléctrica termosolar, sino utilizar 
un valor de PR por cada uno de los cuatro subsiste-
mas funcionales principales (captación de la radiación 
solar, conversión térmica, conversión eléctrica y alma-
cenamiento térmico) de las centrales de referencia. La 
estimación de estos valores de PR se ha llevado a cabo 
en base a la bibliografía existente, en la que pueden 
encontrarse estudios que proponen diferentes valores 
del PR para los principales sectores industriales en 

función de sus características, asignando por similitud 
los ratios más adecuados a cada una de los subsiste-
mas. Los valores concretos utilizados se presentan en 
los apartados de evolución de costes correspondientes 
a cada una de las tecnologías.

Avances tecnológicos y de mercado

Como se ha adelantado anteriormente, además de las 
curvas de reducción de costes propias de la experien-
cia de la industria, es necesario tener en cuenta que 
son esperables ciertos avances tecnológicos que ten-
gan un impacto relevante en los costes de inversión 
de las centrales. 

Las tecnologías termosolares se encuentran en una 
fase de inmadurez comercial, debido a los limitados 
proyectos realizados hasta la fecha, y de mucho cre-
cimiento, lo que hace esperable que las reducciones 
de costes alcanzables en el periodo 2010-2020 sean 
superiores a las estimadas por las curvas propias 
del aprendizaje basadas en otros sectores. 

En línea con lo anterior, se ha de tener en cuenta también 
que se están llevando a cabo numerosas investigacio-
nes en el sector que pueden dar sus frutos a corto y 
medio plazo y que, potencialmente, también pueden su-
poner innovaciones con una repercusión importante en 
el coste. Estas reducciones de costes que se producen de 
forma discreta y no continuada y que están asociadas a la 
introducción en momentos determinados de innovacio-
nes tecnológicas relevantes, parece apropiado tenerlas 
en cuenta por separado para diferenciar el aprendizaje 
incremental del sector, asociado al continuo crecimiento 
de la experiencia, de las innovaciones puntuales.

Así pues, las reducciones de costes esperables debidas a 
avances tecnológicos se han tenido en cuenta de dos for-
mas diferentes: como hitos que suponen una reducción 
de costes puntual, y como reducciones de costes espe-
rables en periodos de tiempo de distinta duración. Los 
hitos tecnológicos que producen reducciones de costes 
se han estimado, dentro de cada tecnología, en los sis-
temas en los que se prevén cambios importantes en la 
tecnología, basados en las investigaciones y desarrollos 
que actualmente se están llevando a cabo. El instante en 
el que dichos hitos se producen se ha estimado en base 
al grado de desarrollo de los proyectos de I+D relaciona-
dos y los resultados obtenidos hasta la fecha. Además, 
como se ha comentado, otros avances tecnológicos pue-
den ser aplicables a periodos de tiempo más largos y, 
de igual modo, se pueden prever cambios progresivos 
en el comportamiento del mercado durante el periodo 
estudiado que también pueden acarrear reducciones 
significativas de los costes de inversión de las centrales.
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Al igual que en caso de la curva de experiencia, los 
avances tecnológicos y de mercado así como su im-
plicación en la reducción de costes de las centrales 
son propios de cada tecnología y de cada subsiste-
ma, por lo que los valores estimados y los puntos o 
periodos de aplicación se describen en los aparta-
dos correspondiente a cada una de las tecnologías.

En resumen, las reducciones de costes esperables en la 
inversión de las centrales se tienen en cuenta a través 
de tres tipos diferentes de reducciones, las reduccio-
nes puntuales o hitos tecnológicos, aplicables en un 
instante determinado, las reducciones por avances tec-
nológicos (o de mercado) aplicables en todo o parte del 
periodo a analizar y, por último, las reducciones espe-
rables por el aprendizaje del sector, que depende de la 
potencia instalada a nivel mundial de cada tecnología.

Incremento de eficiencia e impacto en el LEC

En la evolución del LEC, además de la evolución de 
los costes, se ha de tener en cuenta los incrementos 
en eficiencia que puedan ocurrir en las centrales de 
referencia asociados con los avances técnológicos, 
ya que estos afectan a la producción de la central.

Por ello, para cada una de las tecnologías de refe-
rencia se ha estimado el incremento esperado de 
eficiencia de las centrales, debido a las evolucio-
nes tecnológicas previstas, a lo largo de los años 
de estudio. En concreto, dentro de cada una de las 
tecnologías se ha estimado el incremento total en la 
eficiencia de la central de referencia desde la actua-
lidad hasta 2015 y desde dicho año hasta el 2020. A 
partir de esas dos variaciones del LEC, el cálculo del 
LEC año a año de aquí a 2020 se ha realizado con-
siderado incrementos lineales de la eficiencia con 
el tiempo, de distinta pendiente para cada uno de 
los periodos considerados 2010-2015 y 2015-2020.

En todos los casos analizados se ha partido de una 
producción de referencia en el primer año, que si 
bien no ha sido obtenida mediante el análisis de la 
operación de las centrales de referencia en ningún 
lugar concreto, puede ser considerada represen-
tativa del funcionamiento de las mismas en los 
emplazamientos más comunes en los que se es-
tán instalando, actualmente, este tipo de centrales.

Para cada tecnología, a partir de la producción en 
el primer año y considerando año a año los incre-
mentos de eficiencia determinados en cada caso, se 
obtiene una estimación de la evolución de la produc-
ción anual de la central de referencia en función del 
tiempo. Esta evolución de la producción eléctrica de la 

central, junto a la estimación de la evolución del coste 
de inversión, permite, a su vez, estimar la evolución 
temporal del LEC durante el periodo de 2010-2020.

De esta forma, tal como se hace en el análisis de 
los costes de inversión, la evolución del LEC queda 
limitada no sólo a una central de referencia, sino 
también a un emplazamiento concreto, especificado 
de forma implícita al concretar la cantidad de ener-
gía que produce la central anualmente.

Escenarios de la evolución de costes

La descripción de los escenarios esperables es el pun-
to más crítico a la hora de estimar la evolución de los 
costes. Para poder sacar conclusiones útiles de las 
evoluciones de costes por tecnología que se presentan 
más adelante, se ha considerado razonable estable-
cer dos escenarios: uno conservador y otro optimista.

La descripción de los escenarios se llevará a cabo 
analizando los diferentes sistemas que componen las 
centrales de referencia y justificando en cada caso y en 
la medida de lo posible, el origen de las reducciones de 
coste asumidas, profundizando en mayor medida en 
aquellos aspectos que pueden tener un mayor impac-
to en los costes. Ya que estos escenarios son propios 
de cada una de las tecnologías, la descripción de las 
reducciones de costes e incrementos de eficiencia con-
cretos se realiza en el apartado correspondiente a cada 
una de las tecnologías. Sin embargo es conveniente in-
dicar aquí las líneas generales que rigen la definición 
de cada uno de los dos escenarios establecidos y las 
hipótesis que se asumen en cada uno de ellos.

•  Escenario conservador: en este escenario, para 
cada tecnología y central de referencia, se toma 
para el cálculo del LEC el valor mínimo del rango 
de variación de los valores de eficiencia energé-
tica estimados y el valor máximo del rango de 
variación de los valores de coste estimados, con-
siderando, además, únicamente aquellos hitos 
tecnológicos que con mayor seguridad se espera 
que se produzcan en el corto plazo. También, se 
eligen valores conservadores del Progress Ratio, 
utilizados en la definición de las diferentes curvas 
de aprendizaje. 

•  Escenario optimista: en este escenario, para cada tec-
nología y central de referencia, se toma para el cálculo 
del LEC el valor máximo del rango de variación de los 
valores de eficiencia energética estimados y el valor 
mínimo del rango de variación de los valores de cos-
te estimados, considerando, además, todos los hitos 
tecnológicos que en principio tienen una probabilidad 
relativamente alta de producirse en el periodo bajo 
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análisis. En este escenario, también, se eligen valores 
optimistas del Progress Ratio, utilizados en la defini-
ción de las diferentes curvas de aprendizaje.

En cuanto al tiempo de aplicación de las diferentes 
reducciones de coste e incrementos de eficiencia 
considerados en cada escenario se han llevado a 
cabo ciertas simplificaciones, pues carece de sen-
tido realizar un estudio detallado de los tiempos de 
implantación de los distintos avances tecnológicos es-
perados, dadas las altas incertidumbres asociadas. 
Así, mientras los avances esperados por el incremento 
de experiencia se distribuyen, tal como se ha explicado 
anteriormente, en función de una curva  de apren-
dizaje determinada a lo largo de los años y los hitos 
tecnológicos se producen en instantes concretos, las 
evoluciones esperables se han considerado distribui-
das linealmente durante todo el periodo 2010-2020, 
o parte en la primera mitad, 2010-2015, y el resto du-
rante la segunda mitad, 2015-2020, limitando a estas 
dos opciones las posibilidades contempladas.

A continuación se presenta, para cada una de las cuatro 
tecnologías, el análisis de costes de inversión y la evolu-
ción de estos a lo largo del tiempo, así como la posible 
evolución del LEC, en base a lo descrito anteriormente.

4.2 CANALES 
PARABÓLICOS
Tal como se ha comentado, el análisis económico de 
esta tecnología es el que mayor grado de detalle al-
canza y, a priori, la fiabilidad y precisión de los datos 
es relativamente elevada. Como se ha expuesto ante-
riormente, el análisis de los costes asociados con esta 
tecnología se presenta para dos centrales de referen-
cia, una con sistema de almacenamiento térmico y otra 
sin él. En los siguientes apartados se presenta el coste 
de inversión de las centrales de referencia y su desglo-
se por subsistemas funcionales, así como la evolución 
estimada de estos costes y el coste normalizado de la 
energía a lo largo del periodo de estudio para los dos 
escenarios considerados. Para realizar este análisis 
económico se ha analizado en detalle una planta de 50 
MWe con 160 lazos y 6h de almacenamiento térmico.

4.2.1 Coste de inversión de la 
central de referencia
En primer lugar se presenta el coste de inversión 
total de la central de referencia, desglosado según 
los subsistemas funcionales definidos con el fin de 

dar una idea de la importancia que cada uno de los 
sistemas tiene en el coste total de la central. Poste-
riormente, se describen los diferentes subsistemas 
en función de los elementos que los componen y se 
muestra nuevamente el desglose de costes de cada 
uno de ellos.

4.2.2 Coste de inversión total
El coste total de inversión de la central de referencia 
definida para la tecnología de canal parabólico es de 
316 millones de euros, aproximadamente. En la Figura 
2 se presenta el porcentaje que el coste de inversión de 
cada uno de los principales subsistemas funcionales 
de la central representa en relación con dicho coste 
total, así como la fracción del coste total que represen-
tan los costes generales asociados a la ejecución del 
proyecto de construcción, puesta en marcha y opera-
ción de la central eléctrica termosolar como proyecto 
llave en mano.
Figura 2. Desglose de costes de la inversión 
total de la central de canal parabólico de 
referencia
Desglose del coste total de inversión

Sistema de captación 
de la energía solar

Sistema de conversión 
de la energía solar en térmica

Sistema de almacenamiento
de la energía térmica

Bloque de potencia

Ingeniería y margen EPC

15%

39%

12%

21%

13%
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Como puede observarse, los subsistemas directa-
mente relacionados con componentes específicos 
de las tecnologías termosolares, es decir, los 
subsistemas de captación de la energía solar, de 
conversión de dicha energía en energía térmica y 
de almacenamiento de energía térmica, suponen 
más de la mitad del coste completo de inversión 
de la central. En la Tabla 3 se presentan los cos-
tes de cada uno de los subsistemas funcionales 
de la central de forma numérica para el caso de 
referencia objeto de este análisis.

Tabla 3. Costes totales de inversión de la 
central de canal parabólico de referencia

Concepto Importe 
(millones de euros)

Sistema de captación de 
la energía solar 122,45 

Sistema de conversión 
de la energía solar en 
térmica

46,62 

Sistema de 
almacenamiento de la 
energía térmica

38,29 

Bloque de potencia 66,00 

Ingeniería y margen EPC 42,73 

Total 316,11

A continuación se describen con mayor profundi-
dad los subsistemas considerados, desglosando 
nuevamente sus costes con el fin de aclarar la re-
percusión de los diferentes componentes en la 
inversión total.

Desglose de los costes de inversión por 
subsistemas funcionales

Sistema de captación de la energía solar
Uno de los subsistemas con mayor repercusión en 
el coste de inversión total de la central, concre-
tamente el sistema con mayor peso (39%), es el 
sistema de captación y concentración de la ener-
gía solar, que comprende básicamente todos los 
elementos de los captadores de canal parabólico 
necesarios para concentrar la energía solar sobre 
los tubos absorbedores.

Básicamente, este subsistema está formado por 
los espejos que forman el captador y por la es-
tructura metálica que posibilita la disposición de 
los espejos según la geometría de canal parabóli-
co, así como los sistemas de posicionamiento que 
permiten el seguimiento del sol. Sin embargo, el 
desglose de costes que se presenta a continua-
ción (ver Figura 3) tiene en cuenta, no sólo los 
componentes solares específicos, sino también 
el resto de elementos, actuaciones y trabajos de 
montaje necesarios para la instalación del cam-
po solar.
Figura 3. Desglose de los costes del 
sistema de captación de la energía solar 
para la central de canal parabólico de 
referencia
Sistema de captación de energía solar

Espejos

Estructuras metálicas

Sistemas de posicionamiento

Movimiento de tierras

Cimentación

Montaje

Nave de montaje

10%

2%

33%

17%

16%

3%

19%

En la figura, se puede comprobar cómo los elemen-
tos de mayor impacto en el coste del sistema son 
los relacionados directamente con la tecnología 
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termosolar: la estructura metálica (33%) y los es-
pejos (16%).

La Tabla 4 muestra los valores numéricos concretos 
para el subsistema considerado.
Tabla 4. Costes de inversión del sistema de 
captación  de la energía solar para la central 
de canal parabólica de referencia (millones 
de euros)

Sistema de captación de la energía 
solar 119,43

Espejos 19,38

Estructuras metálicas 38,77

Sistemas de posicionamiento 4,22

Movimiento de tierras 11,63

Cimentación 19,39

Montaje 23,26

Nave de montaje 2,77

Sistema de conversión de la energía solar en 
energía térmica
El segundo de los subsistemas que se analiza, cuya 
repercusión en el coste total de la central de refe-
rencia es uno de los mayores (15%), es el dedicado 
a la conversión de la energía solar concentrada en 
energía térmica del fluido de trabajo. Las partes 
fundamentales de este sistema son los tubos absor-
bedores (tubos de vacío), que reciben la radiación 
solar y la absorben en forma de energía térmica, y 
el aceite térmico, que evacúa el calor de los tubos 
al circular por su interior. Sin embargo, además de 
estos dos componentes es necesaria también toda 
la infraestructura relacionada, que comprende des-
de la unión de los tubos absorbedores, formada por 
las juntas rotativas y resto de tuberías de los lazos, 
el sistema de trasiego del aceite, en el cual se in-
cluyen tanto las tuberías o colectores principales 
como los sistemas de impulsión, tanques, filtrado 
y demás, hasta otros sistemas como la protección 
contra incendios y el sistema de inertización, es-
trechamente relacionados con el aceite térmico. 
Además se ha incluido en este sistema el de apoyo 
auxiliar mediante calderas de gas natural, ya que 
su función es calentar el aceite y, por tanto, tiene 
una relación directa con este subsistema de con-
versión térmica.

En la siguiente figura (Figura 4) se presenta el des-
glose de costes del sistema de conversión de la 
energía solar en térmica y se observa cómo los 
componentes de mayor repercusión son los tubos 
absorbedores, que representan un 44% del total y, 
una vez más, son los componentes más específicos 
de la tecnología termosolar.
Figura 4. Desglose de los costes del sistema 
de conversión de la energía solar en térmica 
para la central de canal parabólico de 
referencia
Sistema de conversión de energía solar en 
térmica

Aceite térmico

Tubos absorbedores

Juntas rotativas

Tuberías, valvulas y accesorios
unión entre lazos

Sistema de trasiego de aceite (filtros, 
tuberías, bombas, tanques, montaje)

Sistema de purificación del aceite

Sistema de protección contra
incendios (bombas y tuberías)

Sistema de inertización

Calderas de gas natural
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En la Tabla 5 se presentan los valores concretos del 
coste de inversión para este subsistema.
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Tabla 5. Costes de inversión del sistema de 
conversión de la energía solar en térmica 
para la central de canal parabólica de 
referencia (millones de euros)

Sistema de conversión de la 
energía solar en térmica 46,62

Aceite térmico 3,54

Tubos absorbedores 20,55

Juntas rotativas 0,67

Tuberías, válvulas y  
accesorios unión entre lazos 2,14

Sistema de trasiego de  
aceite (filtros, tuberías, 
bombas, tanques, montaje)

13,92

Sistema de purificación del 
aceite 0,38

Sistema de protección 
contra incendios (bombas y 
tuberías)

1,82

Sistema de inertización 0,94

Calderas de gas natural 2,65

Sistema de almacenamiento de la energía térmica
Una vez se han presentado los datos referen-
tes a los subsistemas dedicados a la captación 
y conversión de la energía solar en térmica, se 
presenta el sistema de almacenamiento de dicha 
energía, cuyo impacto en el coste total de la cen-
tral es menor al de los anteriores, un 12%. Este 
sistema, dada la tecnología de referencia consi-
derada, se compone básicamente de dos tanques 
de sales fundidas que pueden almacenar cerca de 
300 GWh de energía para su posterior utilización. 
Como es de esperar, los componentes principales 
del sistema son las sales fundidas y el sistema de 
trasiego de las mismas. Además, se han incluido 
los intercambiadores de calor entre las sales y el 
aceite y también los elementos necesarios para 
el montaje inicial del sistema, el sistema de lle-
nado y la obra civil.

El desglose del sistema de almacenamiento se 
presenta en la Figura 5. Se puede ver cómo el 
componente de mayor impacto en el coste total 

es el propio medio de almacenamiento, las sa-
les fundidas, que representan el 43% del coste 
total.
Figura 5. Desglose de los costes del sistema de 
almacenamiento de la energía térmica para la 
central de canal parabólica de referencia
Sistema de almacenamiento de la energía térmica

Medio de almacenamiento
térmico (sales)

Sistema de trasiego de sales
(tanques, bombas, tuberías, etc.)

Sistema de intercambiadores de calor

Sistema de llenado inicial

Obra civil

33%

43%
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3%

13%

Se puede observar cómo, además de las propias 
sales fundidas, el sistema de trasiego de las mis-
mas, formado por los dos tanques necesarios, 
caliente y frío, las bombas de impulsión de las sa-
les, las tuberías necesarias, etc., tiene un peso casi 
tan relevante como las propias sales para el caso 
de referencia considerado, un 33%. Como es lógi-
co, el coste de las sales es lineal con la cantidad de 
las mismas, sin embargo, cabe notar que el siste-
ma de trasiego es más estático con la cantidad de 
sales y, por tanto, el desglose de costes para sis-
temas con diferente capacidad de almacenamiento 
puede variar considerablemente.

En la Tabla 6 se presentan, una vez más, los cos-
tes concretos del sistema de almacenamiento de la 
energía térmica considerado.
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Tabla 6. Costes de inversión del sistema de 
almacenamiento de la energía térmica para 
la central de canal parabólica de referencia 
(millones de euros)

Sistema de almacenamiento de la  
energía térmica 38,29

Medio de almacenamiento térmico 
(sales) 16,39

Sistema de trasiego de sales (tanques, 
bombas, tuberías, etc.) 12,60

Sistema de intercambiadores de calor 5,10

Sistema de llenado inicial 1,20

Obra civil 3,00

Bloque de potencia
El último de los subsistemas funcionales es el dedi-
cado a la conversión de la energía térmica en energía 
eléctrica, conocido habitualmente como bloque o isla 
de potencia. Este sistema es el más convencional o 
menos específico de la tecnología termosolar, sin 
embargo su peso en la inversión total es muy conside-
rable, suponiendo en la central de referencia el 21%.

Este sistema se compone básicamente del 
intercambiador de calor, el bloque de potencia 
propiamente dicho y los sistemas auxiliares. El 
intercambiador de calor aceite/vapor se podría 
incluir en el bloque de potencia por afinidad, sin 
embargo se ha optado por analizarlo por separa-
do debido a la importante repercusión que tiene 
en el desglose de costes. Es conveniente, ade-
más, establecer los componentes que se incluyen 
tanto en subsistema llamado “Equipos rotatorios 
y mecánicos” como en los “Sistemas auxiliares”. 
Básicamente, los equipos rotatorios y mecánicos, 
tal como se ha considerado en este estudio, con-
sisten en los siguientes componentes:

•  Turbina de vapor.
•  Alternador.
•  Precalentadores de alta y baja presión.
•  Bombas.
•  Degasificador.
•  Tanque de suministro.

Por otro lado, los sistemas auxiliares comprenden 
los siguientes elementos:

•  Torres de refrigeración.
•  Bombas del sistema de refrigeración.

•  Tanques atmosféricos y presurizados.
•  Aire presurizado.
•  Sistemas generales (tratamiento de aguas y 

efluentes, sistema de nitrógeno, equipamiento 
de tratamiento de aguas y efluentes, muestreo 
químico, etc.).

•  Equipamiento de instrumentación y control.
En la Figura 6 se muestra el desglose de costes del 
bloque de potencia en función de estos tres subsis-
temas, incluyendo además el coste de la obra civil 
necesaria.
Figura 6. Desglose de los costes del sistema 
del bloque de potencia para la central de 
canal parabólica de referencia
Sistema de conversión de energía térmica en 
eléctrica

Intercambiador de aceite/vapor

Equipos rotatorios y mecánicos

Sistemas auxiliares (BOP)

Obra civil

27%
40%

15% 18%

En la Tabla 7 se muestra como referencia la cuantía 
de estos costes para el caso considerado.
Tabla 7. Costes de inversión del sistema de 
conversión de la energía térmica en eléctrica 
para la central de canal parabólica de 
referencia (millones de euros)

Sistema de conversión de la energía 
térmica en eléctrica 66

Intercambiador de aceite/vapor 12
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(Continuación)

Bloque de potencia 26

Sistemas auxiliares (BOP) 18

Obra civil 10

Por último, se presenta en el siguiente sub-apar-
tado la tabla completa de costes de inversión así 
como los precios y magnitudes concretas que lle-
van a obtener los costes desglosados hasta este 
punto.

Detalle del modelo de costes de inversión
Tabla 8. Detalle del modelo de inversión de la central de canales parabólicos de referencia (euros)

Sistema de captación de la energía solar 122.458.224

Espejos 35,00 Euros/m2 apertura 553.920 m2 19.387.200

Estructuras metálicas 72,00 Euros/m2 apertura 553.920 m2 39.882.240

Sistemas de posicionamiento 6.600,00 Euros/unidad 640 unidades 4.224.000

Movimiento de tierras 21.00 Euros/m2 apertura 553.920 m2 11.632.320

Cimentación 37,00 Euros/m2 apertura 553.920 m2 20.495.040

Montaje 43,00 Euros/m2 apertura 553.920 m2 23.818.560

Nave de montaje 5,45 Euros/m2 apertura 553.920 m2 3.018.864

Sistema de conversión de la energía solar en térmica 46.622.152

Aceite térmico 2,83 Euros/kg 1.250.767 kg 3.539.672

Tubos absorbedores 892,00 Euros/tubo 23.040 tubos 20.551.680

Juntas rotativas 190,00 Euros/unidad 3.520 unidades 668.800

Tuberías, válvulas y accesorios unión 
entre lazos 13.400,00 Euros/lazo 160 lazos 2.144.000

Sistema de trasiego de aceite (filtros, 
tuberías, bombas, tanques, montaje) 87.000,00 Euros/lazo 160 lazos 13.920.000

Sistema de purificación del aceite 380.000,00 Euros/unidad 1 unidades 380.000
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(Continuación)

Sistema de protección contra  
incendios (bombas y tuberías) 11.400,00 Euros/lazo 160 lazos 1.824.000

Sistema de inertización 5.900,00 Euros/lazo 160 lazos 944.000

Calderas de gas natural 53,00 Euros/kWt  
nominales 50.000 kWt 2.650.000

Sistema de almacenamiento de la energía térmica 38.295.849

Medio de almacenamiento térmico 
(sales) 0,72 Euros/kg 22.772.012 kg 16.395.849

Sistema de trasiego de sales 
(tanques, bombas, tuberías, etc.) 42,00 Euros/kWhe 

capacidad 300.000 kWhe 12.600.000

Sistema de intercambiadores de calor 17,00 Euros/kWhe 
capacidad 300.000 kWhe 5.100.000

Sistema de llenado inicial 4,00 Euros/kWhe 
capacidad 300.000 kWhe 1.200.000

Obra civil 10,00 Euros/kWhe 
capacidad 300.000 kWhe 3.000.000

Bloque de potencia 66.000.000

Intercambiador aceite/vapor 240,00 Euros/kW 50.000 kWe 12.000.000

Equipos rotatorios y mecánicos 520,00 Euros/kW 50.000 kWe 26.000.000

Sistemas auxiliares (BOP) 360,00 Euros/kW 50.000 kWe 18.000.000

Obra civil 200,00 Euros/kW 50.000 kWe 10.000.000

Ingeniería y margen EPC 42.732.914

Ingeniería PeM 1.501.287

Margen EPC (17%) 41.231.627

TOTAL 316.109.138

Una vez descritos los costes de inversión de la 
central de referencia, los subsistemas en los que 
se descompone y el desglose de costes de estos 
subsistemas, se puede pasar a presentar la evolu-
ción estimada de los costes a lo largo del periodo 
2010-2020.

4.2.3 Evolución de los costes 
de inversión
Como se ha comentado anteriormente, la evolución 
de los costes de inversión se estima a partir de las 
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reducciones en los costes esperadas en cada uno 
de los componentes y subsistemas en el periodo 
estudiado. A continuación se presenta la evolución 
esperada para el coste de inversión total y se ana-
lizan las causas de esta evolución en función de 
los avances de los diferentes componentes, mos-
trando la evolución esperada en los costes de cada 
subsistema funcional y de los componentes más 
representativos.

Evolución del coste de inversión total

En la Figura 7 se presenta la curva de evolución del 
coste total de inversión de la central. Tal como se 
ha establecido, la evolución de costes se determina 
para dos escenarios diferentes, uno más conserva-
dor y otro más optimista, a los que corresponden las 
dos curvas presentes en la Figura 7.
Figura 7. Evolución del coste de inversión 
total estimada para la central de canal 
parabólico de referencia
Evolución del coste de inversión total de la 
central
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Como puede verse en la Figura 7, la reducción de 
costes de inversión se estima entre un 11% y un 
19% hasta 2020. La evolución mostrada en esta fi-
gura proviene del análisis detallado de la evolución 
de cada uno de los subsistemas que se presenta a 
continuación.

Desglose de la evolución de costes por 
subsistemas funcionales

En lo que sigue se presentan las evoluciones espe-
radas en los costes de los subsistemas funcionales 
en los que se ha dividido la central. En los casos 
en los que resulta conveniente, se muestra, ade-
más, la evolución de los costes de inversión de los 

componentes más relevantes, bien por su alta re-
lación con la tecnología termosolar o por su alto 
impacto en el coste de cada subsistema.

Sistema de captación de la energía solar
Como se adelantó anteriormente, la estructura 
metálica de los canales parabólicos es el com-
ponente con mayor repercusión en el coste del 
sistema de captación de la energía solar. Exis-
ten dos causas principales que determinarán la 
reducción de costes esperada para este compo-
nente, la reducción en peso y la estandarización 
de los captadores.

Por un lado, se espera que las estructuras metáli-
cas de los captadores experimenten una reducción 
de peso considerable que lleve a un ahorro de ma-
terial del 5 ó 10% respecto al peso actual. Este 
ahorro de material se prevé que conduzca a im-
portantes reducciones en el coste de producción 
de las estructuras, tal como se ha visto en otros 
sectores de la industria como el automovilístico. 
Según estas previsiones se ha determinado que 
en un escenario conservador la reducción de coste 
a corto/medio plazo puede situarse en torno a un 
12%, mientras que si se considera un plazo medio/
largo puede llegar hasta el 25%. En un escenario 
más optimista, estas reducciones se situarían en 
torno al 20% para el corto/medio plazo y en torno al 
30% en un plazo más largo. Como se ha comenta-
do anteriormente, se considera que el corto/medio 
plazo hace referencia al periodo 2010-2015, mien-
tras que el largo plazo se extiende, en este estudio, 
hasta el año 2020.

Por otro lado, dada la inmadurez comercial de las 
tecnologías termosolares, actualmente existe una 
carencia de regulación y legislación de los compo-
nentes relacionados con la tecnología de canales 
parabólicos. En el momento en el que se cuente 
con una estandarización apropiada, cuya aparición 
se estima en los próximos años, ésta jugará un 
papel importante y afectará determinantemente 
al diseño y coste de las estructuras de soporte. 
Con la aparición de la regulación pertinente se 
establecerán los criterios de diseño necesarios 
para las estructuras metálicas y los diseños más 
conservadores dejarán paso a diseños más eco-
nómicos ajustados a la normativa. Como muestra, 
se puede citar la diferencia existente en las car-
gas de viento asumidas en los diseños actuales 
de estructuras, que difieren en más del 15%. Se 
ha considerado que la estandarización puede su-
poner una reducción del coste de la estructura 
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de entre el 6% en un escenario conservador y el 
12% en uno optimista. Esta reducción de coste se 
espera en un plazo medio y se considera puntual, 
por lo que se ha aplicado, para la presentación de 
la evolución de costes, en el año 2014, asumiendo 
que existen muchos factores que pueden afectar 
a su aparición y que no se puede considerar esta 
fecha como un criterio firme.

En la Figura 8 se presenta la evolución espera-
da de los costes de las estructuras metálicas. 
Las dos líneas que aparecen representan los dos 
escenarios, conservador y optimista, que se han 
definido.
Figura 8. Evolución del coste de las 
estructuras metálicas estimada para la 
central de canal parabólico de referencia
Evolución del coste de inversión de las estruc-
turas metálicas
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El segundo de los componentes del sistema de 
captación de la energía solar con mayor reper-
cusión en el coste son los espejos y, por tanto, 
también se analizan por separado. La experien-
cia existente en la fabricación de espejos a base 
de vidrio y plata es elevada, lo que hace que no 
sea esperable una gran reducción de costes en 
los espejos si se considera esta tecnología. Sin 
embargo, sí es esperable una reducción sus-
tancial de los precios de los espejos a la vista 
de las investigaciones que se están llevando a 
cabo actualmente para el desarrollo de nuevos 
conceptos.

Estos nuevos conceptos pasan, principalmente, 
por la utilización de nuevos materiales (bási-
camente aluminio y/o materiales poliméricos), 
algunos de los cuales ya se encuentran en fase 
de desarrollo y prueba. Las principales barreras 

existentes hasta la fecha para la llegada de estos 
materiales están relacionadas con la degradación 
de los materiales, pero se espera que estos pro-
blemas se solucionen a lo largo del periodo de 
estudio. En concreto, se han estimado las reduc-
ciones de coste a corto/medio plazo (2015) entre el 
8 y el 10%, creciendo hasta valores entre el 18 y el 
22% a largo plazo. Estas reducciones de coste se 
refieren, además de al ahorro en los materiales, 
a la mejora de los procesos de fabricación que se 
experimentará en los próximos años.

En la Figura 9 se presenta la evolución de los cos-
tes de los espejos esperada, tomando los márgenes 
inferiores de los rangos descritos para el escena-
rio conservador y los superiores para el escenario 
más optimista.
Figura 9. Evolución del coste de los espejos 
estimada para la central de canal parabólico 
de referencia
Evolución del coste de inversión de los espejos
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Por último, el resto de los componentes del siste-
ma de captación se consideran más estables que 
los anteriores y no se estiman reducciones rele-
vantes para ellos. Tan sólo el coste de los sistemas 
de seguimiento experimentará una reducción de 
su coste conforme a la curva de aprendizaje y co-
rrespondiente a un PR del 87% en un escenario 
más conservador y del 85% en uno más optimista. 
Estas curvas de aprendizaje tienen una influencia 
considerable a corto plazo, ya que el crecimiento 
acumulado de la potencia instala es relativamen-
te rápido al principio y, sin embargo, su influencia 
es muy inferior a largo plazo. Además, sólo en 
el escenario optimista se han considerado valo-
res de PR de 99% para el resto de componentes 
y partidas presupuestarias, considerando que 
la experiencia acumulada en la instalación de 
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centrales termosolares puede acarrear una lige-
ra reducción de costes en todos los aspectos de 
su construcción.

En la Figura 10 se muestran las curvas de evolución 
de costes del subsistema de captación de la energía 
solar completo. Una vez más, las dos curvas corres-
ponden a los escenarios conservador y optimista.
Figura 10. Evolución del coste del sistema de 
captación de la energía solar estimada para 
la central de canal parabólico de referencia
Evolución del coste de inversión del sistema de 
captación de energía solar
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Sistema de conversión de la energía solar en 
energía térmica
Sin duda alguna, los componentes más representativos 
en el subsistema de conversión de la energía solar a tér-
mica son los tubos absorbedores y por ello se expone 
a continuación la evolución esperada de su coste en el 
periodo 2010-2020. Posteriormente se presenta el coste 
estimado para todo el sistema, que refleja claramen-
te la tendencia del coste de los tubos absorbedores, ya 
que son los que mayor impacto tienen en el coste total.

La reducción de costes más significativa esperada para 
los tubos absorbedores en el periodo de estudio está re-
lacionada con el aumento de tamaño, tanto en diámetro 
como en longitud, de los mismos. Sin embargo, hasta 
la fecha, parece que las dimensiones de los tubos es-
tán prácticamente estandarizadas, ya que los distintos 
diseños comerciales de los tubos coinciden completa-
mente en este aspecto. En el escenario conservador 
no parece apropiado, por tanto, tener en cuenta esta 
reducción, que únicamente se considera como un hito 
tecnológico a medio plazo (2014) en el escenario más 
optimista, cuya magnitud se estima en un 15%. Hay que 
tener en cuenta que un cambio de estas características 
en el diseño de los tubos afectaría también a otros com-
ponentes de la central, fundamentalmente al diseño de 

los canales parabólicos, no obstante, la variación del 
coste en estos sistemas es imposible de cuantificar, 
por lo que no se considera. En general, aunque no se 
utiliza en las evoluciones presentadas, este cambio en 
las dimensiones del absorbedor se estima que podría 
suponer aproximadamente un 7% de reducción en el 
coste total de la central.

Sin embargo, al margen del aumento de tamaño, los 
tubos absorbedores tienen un potencial de reducción 
de costes considerable con el diseño actual. Concre-
tamente, se han de considerar las reducciones en el 
coste de los tubos debidas a mejoras específicas en los 
mismos, como es el caso de la soldadura vidrio/metal, 
que actualmente es un aspecto complicado y que, por 
tanto, encarece los tubos. Este tipo de mejoras conlle-
varán una reducción del coste asociada a los adelantos 
en la tecnología de fabricación de los mismos. Además, 
otra fuente de reducción de costes posible a lo largo 
del periodo de estudio es la utilización de tubos ab-
sorbedores de distintas características en diferentes 
lugares del campo solar en función de la temperatura 
de operación de los mismos, lo que permitiría limitar 
los requisitos de los tubos que trabajan a menor tem-
peratura. En general, en un escenario conservador se 
estima que los tubos ven su precio reducido en un 15% 
de forma progresiva de aquí a 2020, mientras que en 
un escenario más optimista este porcentaje se estima 
en un 20%. Como se ha comentado, además de esta 
reducción progresiva, se adopta un 15% de reducción 
en forma de hito tecnológico hacia 2014 en el escenario 
optimista, para contemplar el aumento de tamaño de 
los tubos. En la Figura 11 se presenta la evolución de 
los costes asociados a los tubos absorbedores.
Figura 11. Evolución del coste de los tubos 
absorbedores estimada para la central de 
canal parabólico de referencia
Evolución del coste de inversión de los tubos 
absorbedores
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El resto de los componentes incluidos en este sub-
sistema no se considera que vayan a presentar 
reducciones de costes relevantes en el perio-
do de estudio, ya que se refieren a tecnologías 
convencionales, básicamente correspondientes 
a sistemas de aceite térmico, que llevan siendo 
usados durante años. Las reducciones de coste 
esperables por la aplicación de estas tecnolo-
gías al ámbito termosolar se estiman mediante 
las curvas de aprendizaje correspondientes, asig-
nando un PR del 96-93% para el aceite térmico y 
del 98-95% para el sistema de trasiego y demás 
componentes, tomando las reducciones inferiores 
para el escenario conservador y las superiores 
para el optimista, tal como se viene haciendo. En 
la Figura 12 se presenta la evolución del coste de 
inversión del sistema completo, observándose que 
tiene una tendencia marcada por la correspon-
diente a los tubos absorbedores.
Figura 12. Evolución del coste del sistema 
de conversión de la energía solar en térmica 
completo estimada para la central de canal 
parabólico de referencia
Evolución del coste de inversión del sistema de 
conversión de la energía solar en témica
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Aunque queda fuera del alcance de este estudio, 
el único hito esperable en el sistema de conver-
sión de la energía solar en energía térmica sería 
el cambio de fluido de trabajo. Este cambio su-
pondría un análisis de costes completamente 
diferente al caso de referencia que se está pre-
sentando en este estudio, ya que sería necesario 
contemplar una nueva configuración de la cen-
tral prácticamente en todos los aspectos y, desde 

luego, ésta tendría unos costes de inversión com-
pletamente diferentes.

Sin embargo, considerando la central completa, 
el cambio de fluido de trabajo a sales fundidas 
podría suponer una disminución del coste de 
inversión cercana al 20% a medio plazo y un au-
mento en la eficiencia de la central de un 6%. En 
caso de que se implementase la generación direc-
ta de vapor, el impacto en el coste sería inferior, 
alrededor del 4%, y la eficiencia se vería incre-
mentada aproximadamente un 7%. No obstante, 
estas tecnologías son todavía muy inmaduras y, 
como se ha dicho, no se contemplan en el pre-
sente análisis.

Sistema de almacenamiento de la energía térmica
El sistema de almacenamiento térmico tiene 
como principal causa potencial de reducción de 
costes la evolución desde un sistema de dos tan-
ques hacia un sistema basado en un solo tanque, 
que se considera en este estudio como un hito 
tecnológico con un fuerte impacto en los costes 
de inversión. El concepto de almacenamiento en 
termoclina (un tanque) lleva asociado una dismi-
nución drástica de las sales fundidas necesarias, 
con un impacto en el coste de las mismas de un 
20%.

Además, un sistema de termoclina conlleva reduc-
ciones relevantes en el coste de otros componentes 
del sistema de almacenamiento asociadas a la 
reducción de la cantidad de sales necesarias, fun-
damentalmente en el sistema de trasiego (bombas, 
tanques, tuberías, etc.). Como es de esperar, el coste 
de algunos de estos componentes depende propor-
cionalmente de la cantidad de sales, mientras que 
otros no están directamente relacionados. Por este 
motivo, se ha estimado la repercusión del concep-
to termoclina en una reducción del 10% en el coste 
del sistema de trasiego.

Este concepto de almacenamiento se está de-
sarrollando ya actualmente y se prevé su 
implantación en el mercado en un plazo me-
dio/largo que se ha estimado en 2016 como 
referencia. Este hito tecnológico se considera 
únicamente en el escenario optimista ya que, 
aunque la probabilidad de que se implante el 
sistema en termoclina es alta, no hay una se-
guridad completa de ello.

Al margen de este hito, se ha tenido en cuenta 
en ambos escenarios la reducción de los cos-
tes en el sistema de almacenamiento debido 
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a la experiencia del sector. El componente con 
una curva de aprendizaje más pronunciada es el 
intercambiador aceite/sales, ya que su PR se ha 
estimado entre el 85% desde un punto de vista 
conservador y el 75% en el escenario más opti-
mista. También en las sales se ha considerado 
una curva de aprendizaje, con PR de 95-93%, así 
como en el sistema de trasiego y de llenado, en 
estos casos con reducciones menores, aplicando 
un PR de 98-95% para el escenario conservador 
y optimista respectivamente.

Las evoluciones explicadas anteriormente llevan 
a la evolución de costes presentada en la Figura 
13 para todo el sistema de almacenamiento.
Figura 13. Evolución del coste completo del 
sistema de almacenamiento de la energía 
térmica estimada para la central de canal 
parabólico de referencia
Evolución del coste de inversión del sistema de 
almacenamiento de enegía termica
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Bloque de potencia
El sistema de conversión de la energía térmica 
en eléctrica, o sistema de generación eléctrica, 
está formado, principalmente, por componen-
tes convencionales con mucha experiencia, por 
lo que no se pueden prever evoluciones tecno-
lógicas significativas en el periodo analizado. 
Por tanto, únicamente se van a considerar las 
curvas de aprendizaje de los subsistemas que 
lo forman.

En concreto, la evolución del coste de los 
intercambiadores aceite/vapor se ha estima-
do mayor que las demás, correspondiente a un 
PR de 85-75% para cada uno de los escenarios. 

En el resto de sistemas, el bloque de potencia y 
los sistemas auxiliares, el PR empleado es del 
99% y únicamente se ha aplicado en el escena-
rio optimista.

Con estas consideraciones, la curva de evolución del 
coste del subsistema completo es la que se presen-
ta en la Figura 14.

Figura 14. Evolución del coste del bloque de 
potencia estimada para la central de canal 
parabólico de referencia
Evolución del coste de inversión del bloque de 
potencia
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4.2.4 Evolución del coste 
normalizado de la energía 
(LEC)

Evolución de la eficiencia de la central

A la hora de calcular el coste normalizado de la 
energía, tal como se expuso en la introducción 
de este capítulo, es necesario conocer, además 
de los parámetros financieros establecidos an-
teriormente, tanto el coste de inversión de la 
central como la producción eléctrica anual de la 
misma. Hasta ahora se ha presentado el coste de 
la central de referencia, tanto en el escenario ac-
tual como en los dos escenarios de evolución, el 
conservador y el optimista. Por tanto, para esti-
mar la evolución del LEC de la central a lo largo 
del periodo de estudio es necesario conocer la 
evolución de la eficiencia de la central, lo que 
permitirá conocer, a partir de una producción de 
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referencia, la producción estimada para los di-
ferentes años.

El análisis de la evolución de la eficiencia de la 
central está relacionado con las mejoras tecno-
lógicas esperadas para el periodo 2010-2020, 
algunas de ellas relacionadas con las evoluciones 
expuestas en el análisis de costes presentadas 
anteriormente y otras de carácter independien-
te. Dado que es imposible predecir con exactitud 
cuándo tendrán lugar las innovaciones tecnológi-
cas que afectarán a la eficiencia de las centrales, 
tan sólo se ha considerado el incremento total 
esperado a corto/medio plazo (2010-2015) y el 
esperado a medio/largo (2015-2020) y se ha su-
puesto una evolución lineal a lo largo de los años 
por simplicidad.

Como puede observarse en la Tabla 9, se han 
considerado incrementos del 7-9% para los es-
cenarios conservador y optimista a corto/medio 
plazo, mientras que estas magnitudes ascienden 
a 10-14% en el 2020. 
Tabla 9. Incrementos de eficiencia de la 
central de canal parabólico de referencia 
esperados en 2015 y 2020

2015 2020

Incremento mínimo 
eficiencia (%) 7 10

Incremento máximo  
eficiencia (%) 9 14

Estas magnitudes están basadas en los avances 
técnicos esperados relacionados fundamental-
mente con los nuevos diseños de las estructuras 
de los captadores, con las mejoras en las pro-
piedades térmicas y ópticas de los espejos y los 
absorbedores, con el incremento de tamaño de los 
tubos y con los pequeños progresos esperados en 
el bloque de potencia.

Evolución del LEC

Una vez conocida la evolución tanto del coste de 
inversión de la central como de la eficiencia de 
la misma es posible calcular el LEC a lo largo del 
periodo de estudio y presentar su evolución es-
perada. La aplicación del modelo económico de 
cálculo del LEC detallada anteriormente a los 
datos presentados hasta este punto proporciona 

las curvas correspondientes a los escenarios 
conservador y optimista que se muestran en la 
Figura 15.
Figura 15. Evolución del LEC estimada en el 
periodo 2010-2020 para la central de canal 
parabólico de referencia
Evolución del LEC
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El caso base para el cálculo del LEC en el instante 
inicial corresponde al coste de inversión detalla-
do anteriormente y a una producción estimada de 
157 GWh/año, que resulta un valor representati-
vo de una central con estas características que 
operase en un emplazamiento con una irradia-
ción solar anual cercana a los 2050 kWh/m2·año 
y con latitud próxima a los 37.4º. Bajo estas con-
diciones, el LEC que se obtiene para 2010 es 
aproximadamente 0,161 €/kWh y las reduccio-
nes esperadas para 2015 se encuentran entre 
el 11 y el 18%, ascendiendo a 15 y 24% en 2020.

4.3 CONCENTRADORES 
LINEALES DE FRESNEL

4.3.1 Coste de inversión de 
centrales de referencia
Al igual que en el caso anterior, se presenta el 
coste de inversión total de la central de referencia 
de 30 MW de generación directa de vapor satura-
do, desglosado según los subsistemas funcionales 
definidos con el fin de mostrar la repercusión que 
cada uno de los sistemas tiene en el coste total 
de la central. Posteriormente, se describen los 
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diferentes subsistemas en función de los elemen-
tos que los componen y se muestra nuevamente el 
desglose de costes de cada uno de ellos.

Coste de inversión total

El coste de inversión total de la planta de re-
ferencia de tecnología Fresnel es de 107  M€ 
aproximadamente. La Figura 16 muestra el des-
glose de costes para los diferentes subsistemas 
funcionales y los costes generales asociados al 
proyecto llave en mano.
Figura 16. Desglose del coste total de 
inversión para la planta de referencia de 
tecnología de receptor lineal de Fresnel
Desglose del coste de inversión
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Tal y como puede observarse, y contrariamente a lo 
que sucede en otras tecnologías, en ésta los costes 
de inversión del sistema de captación de la energía 
solar y del sistema de conversión de la energía so-
lar en energía térmica son relativamente pequeños 
en comparación con el resto de costes de inversión 
de la central.

El coste de inversión del bloque de potencia es 
mayor que lo que cabría esperar para un bloque de 
potencia de 30 MW, debido, tal y como se ha men-
cionando anteriormente, a que la central utiliza 
dos turbinas de 15 MW en vez de una de 30 MWe, 
motivado por razones operacionales.

En la Tabla 10 se presentan los costes de cada uno 
de los sistemas de forma numérica para el caso 
de referencia objeto de este análisis.
Tabla 10. Costes totales de inversión de la 
de reflector lineal de Fresnel (millones de 
euros)

Concepto Importe 
(millones de euros)

Sistema de captación de la 
energía solar 27,37

Sistema de conversión de 
la energía solar en térmica 11,19

Sistema de 
almacenamiento de la 
energía térmica

0,60

Bloque de potencia 51,98

Ingeniería y margen EPC 15,40

Total 106,55

Desglose de los costes de inversión por 
subsistemas funcionales

Sistema de captación de la energía solar
Como se ha comentado, en la tecnología Fresnel 
los costes relativos a los componentes espe-
cíficos de la tecnología termosolar tienen un 
impacto inferior en el cómputo total de la central 
de referencia. No obstante, dentro de estos com-
ponentes, los relativos al sistema de captación 
de la energía solar son los más representativos, 
suponiendo aproximadamente el 26% del cos-
te total.

Básicamente, el sistema de captación de la energía 
solar está compuesto por los componentes, tanto 
espejos como estructuras, que forman los con-
centradores lineales de Fresnel. Asimismo, este 
sistema incluye los sistemas necesarios para el 
posicionamiento de los espejos que permite con-
centrar la radiación solar. El coste de inversión del 
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sistema de captación de la energía solar incluye, 
además de los componentes específicos mencio-
nados, los costes relacionados con la construcción, 
tales como nivelación del terreno, movimiento de 
tierras, montaje y montaje del campo, entre otros. 
La Figura 17 muestra el desglose de costes para 
el subsistema funcional referido.
Figura 17. Diagrama del desglose de costes 
para el sistema de captación de la energía 
solar para central con tecnología de receptor 
lineal de Fresne
Sistema de captación de la energía solar
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Tal como se muestra en la Figura 17, la repercu-
sión de las estructuras metálicas en comparación 
con el coste del resto de elementos del sistema 
de captación de la energía solar es la más im-
portante, suponiendo cerca del 50% del coste 
asociado a este sistema. La Tabla 11 muestra los 
valores numéricos concretos para el subsistema 
considerado.

Tabla 11. Costes de inversión del sistema de 
captación  de la  energía solar para la central 
de receptor lineal de Fresnel (millones de 
euros)

Sistema de captación de la  
energía solar 27,37

Espejos 2,58

Estructuras metálicas 13,58

Sistemas de posicionamiento 1,59

Movimiento de tierras 2,72

Cimentación 1,51

Montaje 4,31

Nave de montaje 1,08

Sistema de conversión de la energía solar en 
energía térmica
El sistema de conversión de la energía solar en 
energía térmica en el caso de la tecnología de 
concentradores lineales de Fresnel es menos 
complejo que en otras tecnologías y su repercu-
sión en el coste total de la central también es 
reducida, cerca del 10%. Esto es principalmente 
debido a la tecnología de generación directa de 
vapor que se ha considerado como referencia, en 
la cual el vapor que se expande en la turbina es 
generado directamente en los tubos absorbedo-
res, evitando fluidos secundarios, intercambiador 
de calor, etc.

Como es previsible, el coste principal del sistema 
de conversión de la energía solar en térmica es el 
asociado a los tubos absorbedores, cuyos costes 
se estiman en función de los precios disponibles 
para la tecnología de canales parabólicos para ab-
sorbedores comerciales con una dimensión casi 
estándar de 4 m.

Se presenta en la Figura 18 el desglose de los 
costes de este sistema en función de sus compo-
nentes principales, que en este caso se reducen 
a los tubos absorbedores, el sistema de tube-
rías, válvulas, etc. y las calderas de gas natural 
consideradas.
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Figura 18. Diagrama del desglose de costes 
para el sistema de conversión de la energía 
solar en térmica para central de receptor 
lineal de Fresnel
Sistema de conversión de la energía solar en térmica
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Una vez más, la Tabla 12 muestra los valores con-
cretos utilizados en este análisis de costes.
Tabla 12. Costes de inversión del sistema de 
conversión de la energía solar en térmica 
para la central de receptor lineal de Fresnel 
(millones de euros)

Sistema de conversión de la  
energía solar en térmica 11,19

Tubos absorbedores  
(considerados 4 m unidad) 8,24

Tuberías, válvulas y accesorios 
unión entre módulos 1,68

Calderas de gas natural 1,27

Sistema de almacenamiento de la energía térmica
En la central de referencia de esta tecnología no se in-
cluye ningún sistema de almacenamiento de energía 
térmica. Sin embargo, hay una consideración que se ha 
de tener en cuenta ya que la configuración de esta cen-
tral hace que sea necesario contar con un separador de 
vapor que mantenga controladas las propiedades del va-
por producido a través de los captadores. Este separador 

de vapor consta de un depósito de vapor, ya sea un úni-
co o varios depósitos, que almacenan vapor saturado, 
actuando como amortiguador. El sistema no está diseña-
do específicamente con fines de almacenamiento, sino 
que proporciona cierto tiempo de reacción a la central 
eléctrica que puede ayudar en condiciones transitorias.

Por este motivo se han considerado dos depósitos de 
160 m3 de capacidad cada uno dentro del subsistema 
de almacenamiento térmico, teniendo en cuenta que 
no puede considerarse realmente como tal, ya que su 
fin no es puramente el almacenamiento y posterior 
utilización de la energía, pero que físicamente es muy 
semejante. Ya que el coste de este sistema se reduce a 
la construcción de estos dos depósitos, cuyo coste to-
tal es aproximadamente de 600.000 €, no se presenta 
ningún desglose ni tabla de precios en este apartado.

Bloque de potencia
Por último en cuanto al análisis de los sistemas funcio-
nales se presentan los costes asociados al bloque de 
potencia de la central, encargado de convertir la ener-
gía térmica en eléctrica. Como se vio en el desglose 
general, el peso de este sistema en la inversión total 
es el mayor de todos, alcanzando casi el 50% de la in-
versión total. Tal y como se ha mencionado, el bloque 
de potencia tiene una potencia total de 30 MW y está 
compuesto por dos turbinas de 15 MW por motivos 
operacionales, lo que lleva a una inversión superior a 
la esperada en términos de potencia instalada. El des-
glose de costes del sistema se muestra en la Figura 19.
Figura 19. Diagrama del desglose de costes 
para el bloque de potencia para la central de 
receptor lineal de Fresnel de referencia
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La Tabla 13 muestra los valores numéricos concre-
tos para el subsistema considerado:
Tabla 13. Costes de inversión del bloque 
de potencia  para la central de receptor 
lineal de Fresnel de referencia (millones de 
euros)

Bloque de potencia 51,98

Equipos rotatorios y mecánicos 27,53

(Continuación)

Sistemas auxiliares (BOP) 16,95

Obra civil 7,50

Detalle del modelo de costes de inversión

En la siguiente tabla se muestra la tabla del mo-
delo económico de inversión completa, en la que 
se aprecian los precios unitarios considerados y las 
magnitudes concretas que llevan al desglose de gas-
tos expuesto hasta este punto.

Tabla 14. Detalle del modelo de inversión de la central de receptor lineal de Fresnel de 
referencia (euros)

Sistema de captación de la energía solar 27.373.053

Espejos 12,00 Euros/m2 
apertura 215.527 m2 2.586.326

Estructuras metálicas 63,00 Euros/m2 
apertura 215.527 m2 13.578.214

Sistemas de posicionamiento 1.900,00 Euros/
unidad 840 unidades 1.596.000

Movimiento de tierras 12,60 Euros/m2 
apertura 215.527 m2 2.715.642

Cimentación 7,00 Euros/m2 
apertura 215.527 m2 1.508.690

Montaje 20,00 Euros/m2 
apertura 215.527 m2 4.310.544

Nave de montaje 5,00 Euros/m2 
apertura 215.527 m2 1.077.636

Sistema de conversión de la energía solar en térmica 11.194.080

Tubos absorbedores (considerados 4 m 
unidad) 1.784,00 Euros/

unidad 4.620 unidades 8.242.080

Tuberías, válvulas y accesorios unión 
entre módulos 4.000,00 Euros/

modulo 420 módulos 1.680.000

Calderas de gas natural 42,40 Euros/kWt 
nominales 30.000 kWt 1.272.000

Sistema de almacenamiento de la energía térmica 600.000

Tanque 162 m3 (incluida obra civil) 300.000,00 Euros/
unidad 2 unidades 600.000
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(Continuación)
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Bloque de potencia 51.983.790

Equipos rotatorios y mecánicos 917,79 Euros/kW 30.000 kW 27.533.790

Sistemas auxiliares (BOP) 565,00 Euros/kW 30.000 kW 16.950.000

Obra civil 250,00 Euros/kW 30.000 kW 7.500.000

Ingeniería y margen EPC 15.399.021

Ingeniería PeM 1.501.203

Margen EPC (17%) 13.897.818

Total 106.549.945

Una vez descritos los costes de inversión de la central 
de referencia, los subsistemas en los que se descom-
pone y el desglose de costes de estos subsistemas, 
se puede pasar a presentar la evolución estimada de 
los costes a lo largo del periodo 2010-2020.

4.3.2 Evolución de los costes 
de inversión

Evolución del coste de inversión total

En la Figura 20 se muestra, de forma global, la reducción 
esperada en el coste de inversión relativo a las centrales 
de tecnología Fresnel a lo largo del periodo analizado. 
Como se ha hecho anteriormente, se presentan dos cur-
vas, una referente a un escenario más conservador y 
otra relativa a un escenario más optimista.
Figura 20. Evolución del coste de inversión total 
para la central de receptor lineal de Fresnel
Evolución del coste de inversión total de la central

Como puede verse, se espera que los costes de inver-
sión total de la planta de referencia experimenten una 
reducción de entre el 8% y el 14% para el año 2020. En 
los siguientes apartados se detallan las principales 
reducciones de costes asociadas a cada subsistema.

Desglose de la evolución de costes por 
subsistemas funcionales

A continuación se presentan las evoluciones esti-
madas para el coste de inversión de los diferentes 
sistemas funcionales de la central, así como para 
algunos componentes de especial relevancia. La es-
timación de la evolución del coste de inversión de 
cada uno de los sistemas y componentes se basa en 
los avances esperados en el periodo de estudio, que 
se especifican en cada caso.

Sistema de captación de la energía solar
Como se vio anteriormente, las estructuras metálicas 
son el componente más representativo dentro del cos-
te del sistema de captación de la energía solar, ya que 
suponen aproximadamente el 50% del coste del mis-
mo. Por esto, la evolución del coste de las estructuras 
metálicas es la que marca la tendencia general del 
sistema completo y, además, es la más significativa.

Las estructuras metálicas actuales diseñadas para 
los captadores de receptor lineal de Fresnel tienen 
todavía margen de optimización, tal como pasa con 
las de los canales parabólicos. Además, en este caso 
tan sólo se han implantado hasta la fecha un pequeño 
número de concentradores lineales de Fresnel dados 
los escasos equipos, tanto comerciales como de de-
mostración, existentes, lo que hace que se espere una 
relevante reducción de costes en los próximos años. 
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Los cambios relacionados con la implementación de 
la producción en masa, los nuevos diseños y el ahorro 
en materiales pueden tener un impacto importante 
que se estima alrededor del 20-25% a medio plazo 
(2015) y alrededor del 25-35% a largo plazo (2020).

Otro de los factores más importantes que hay que 
tener en cuenta es la estandarización. En la actuali-
dad se está llevando a cabo un proceso de regulación 
de la tecnología CSP y se espera que esta regulación 
juegue un papel importante en todas las tecnolo-
gías. Este aspecto se explica más ampliamente en 
el apartado de canales parabólicos, ya que es la tec-
nología utilizada como punto de partida en el proceso 
de estandarización. Para dicha tecnología de canal 
parabólico se espera que tenga repercusión en el 
2014, por lo que se estima que, para el resto de las 
tecnologías CSTP esta repercusión se produzca al 
menos un año más tarde. Por semejantes causas a 
las expuestas para la tecnología de canal parabólico, 
la estandarización se estima que implique una re-
ducción de los costes de entre un 6 y un 12% en las 
estructuras metálicas de los concentradores Fresnel.

En la Figura 21 se presenta la evolución esperada 
en el coste de inversión relacionado con las estruc-
turas metálicas.
Figura 21. Reducción estimada de costes en 
estructuras metálicas para la tecnología del 
reflector lineal de Fresnel
Evolución del coste de inversión total de la central
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Aunque en este caso la repercusión de los espejos en 
el coste del subsistema de captación de la energía so-
lar es mucho menor que en el resto de tecnologías, 
por similitud con el resto del documento se presen-
ta también la evolución estimada en el coste de los 
mismos. Dado que los espejos utilizados en la tec-
nología Fresnel son más sencillos y de menor coste 
que en otras tecnologías, las reducciones de costes 

se esperan, principalmente, como consecuencia de 
la aplicación de la producción en masa, así como de 
la posible introducción de nuevos materiales reflec-
tores. No obstante, la tecnología actual de espejos 
adaptada a los reflectores lineales de Fresnel es muy 
madura y no se prevén avances especiales, por lo que 
la reducción de los costes en relación con la produc-
ción en masa se estima en alrededor del 4-5% en un 
plazo medio (2015), alcanzando una disminución de 
hasta el 8-6% a largo plazo. 

En la Figura 22 se muestra gráficamente la evolu-
ción esperada en el coste de los espejos.
Figura 22. Reducción estimada de los costes 
en espejos, para la tecnología del reflector 
lineal de Fresnel
Evolución del coste de inversión de los espejos
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El resto de los componentes incluidos en el sistema 
de captación de la energía solar no se espera que 
experimenten reducciones de coste considerables.

Para el mecanismo de posicionamiento, solo se 
considera la reducción relacionada con la curva de 
experiencia, teniendo un PR del 85-87%. Los demás 
gastos de inversión incluidos dentro de este sistema 
están relacionados principalmente con la construc-
ción y la mano de obra. La posible disminución de 
costes de las partidas del movimiento de tierras, así 
como del montaje y de la nave de montaje a cons-
truir, tan solo ha sido considerada en un escenario 
optimista, habiéndose evaluado mediante una cur-
va de aprendizaje del 99% como consecuencia de la 
experiencia acumulada a lo largo de los años. En el 
caso de las cimentaciones se ha considerado un valor 
algo distinto para los dos escenarios de entre 98-99%. 

La Figura 23 muestra la evolución de los costes de 
inversión a nivel global del sistema de captación de 
la energía solar.
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Figura 23. Reducción estimada de los costes 
para el sistema de captación de la energía solar 
en la tecnología del receptor lineal de Fresnel
Evolución del coste de inversión del sistema de 
captación de energía solar
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Sistema de conversión de la energía solar en 
energía térmica
Tal y como se ha podido observar anteriormente el 
tubo receptor es, con gran diferencia, el elemento 
más importante de este sistema. El coste de este ele-
mento dentro del sistema de conversión de la energía 
solar en energía térmica supone un 74% del total, casi 
tres cuartas partes del coste global del sistema. Por 
eso, se considera necesario analizar la evolución de 
su coste de manera individual dentro del subsistema.

Esta tecnología cuenta a día de hoy con una corta ex-
periencia de funcionamiento, y por lo tanto, el tubo 
receptor cuenta con un amplio rango de mejora y op-
timización. La reducción de costes estimada, asociada 
al desarrollo gradual que experimentará esta tec-
nología de aquí a 2020, se ha estimado en un valor 
mínimo de 15% pudiendo alcanzarse hasta un 20% 
en un escenario más optimista. 

Además, se ha considerado un posible avance, de acuer-
do con la predicción a través de la tecnología de canal 
parabólico. Se ha identificado en dicha tecnología la op-
ción de aumentar el tamaño de los tubos receptores, 
reduciendo así los costes de inversión en la fabricación. 
Este cambio también podría estar relacionado con los 
tubos de vacío de la tecnología de receptor lineal de 
Fresnel, dado que tienen una configuración similar. Esta 
previsión se ha analizado para el caso más optimista, 
suponiendo una repercusión de aproximadamente el 
10% en la reducción de costes para el año 2016.

A partir de lo que se ha comentado con respecto al 
tubo receptor, la evolución de los costes previstos 
para el mismo se muestra en la Figura 24.

Figura 24. Reducción estimada de costes para 
tubos absorbedores en la tecnología de Fresnel
Evolución del coste de inversión de los tubos ab-
sorbedores
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Los demás componentes del subsistema que se está 
analizando en este apartado consisten básicamente 
en elementos convencionales que se pueden encon-
trar en cualquier otro sector industrial. Tanto para las 
tuberías, válvulas y elementos de unión, como para 
la caldera de gas natural no se considera necesario 
realizar un análisis individual. Para el caso de los ele-
mentos de unión se ha considerado una reducción de 
costes asociado al aprendizaje con un PR de 98% en 
un juicio más conservador, aumentando hasta un 95% 
para el escenario más optimista. Por otro lado, no con-
sideramos cambios notables para la caldera de gas, de 
modo que únicamente se ha considerado una curva de 
aprendizaje del 99% en el caso optimista.

La reducción global de los costes previstos para todo 
el sistema se muestra en la Figura 25.
Figura 25. Reducción estimada de costes para  
el sistema de conversión de energía solar a 
térmica para la tecnología de Fresnel
Evolución del coste de inversión de sistema de 
conversión de la energía solar en térmica
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Sistema de almacenamiento de la energía térmica
Como se ha visto, el sistema de almacenamiento tal y 
como se entiende en la tecnología solar termoeléctrica 
no se contempla en la planta de referencia de tecnología 
Fresnel. Los tanques que se han incluido en este sistema 
hacen una función similar al almacenamiento, dado que 
le dan a la planta un cierto margen de respuesta ante 
transitorios, si bien esto es más un sistema de amor-
tiguación que un sistema de almacenamiento térmico. 

Por lo tanto no hay comentarios especiales a hacer 
sobre la reducción de costes asociados al sistema 
actual, tal y como se ha expuesto en este apartado. 
El coste del sistema de amortiguación es un coste 
estable, no se espera que experimente un descenso 
considerable y únicamente se le ha aplicado una re-
ducción de costes por aprendizaje del 98% en un caso 
más moderado y un 95% en un caso más optimista. 

Bloque de potencia
En los últimos años, los elementos asociados a las ins-
talaciones convencionales ya han experimentado un 
gran impacto en su reducción de costes. Esa es la ra-
zón por la cual, en general, para la configuración de la 
central aquí considerada como de referencia, de ciclo 
Rankine con vapor saturado, no se espera una reducción 
de costes más allá de la esperada curva de experiencia.

Para este análisis, se ha elegido como evolución del 
coste del sistema para los equipos rotatorios y me-
cánicos un PR del 99-100%, limitado por las duras 
condiciones de funcionamiento de la central eléctrica, 
y se ha tomado para los sistemas auxiliares (BOP) un 
índice del 90-95%. De la misma forma, la obra civil 
asociada a la instalación del bloque de potencia solo 
se ha reducido como consecuencia de la experiencia 
a un 99% en el caso optimista. 

La reducción de los costes totales previstos para 
el bloque de potencia se muestra en la Figura 26.
Figura 26. Reducción estimada de costes para el 
bloque de potencia  para la tecnología de Fresnel
Evolución del coste de inversión del bloque de potencía
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4.3.3 Evolución del coste 
normalizado de la energía

Evolución de la eficiencia de la central

Con el fin de calcular el coste normalizado de la 
energía (LEC), es necesario, no sólo conocer la 
evolución de los costes de inversión, sino también 
estimar el posible incremento de la eficiencia en 
el rendimiento de la planta, ya que es un paráme-
tro clave para el análisis del LEC.

El análisis de la evolución de la eficiencia está re-
lacionado con las mejoras tecnológicas esperadas 
en el período de tiempo considerado. Como es im-
posible predecir cuándo van a tener lugar estas 
mejoras en la eficiencia en dicho plazo, solo se 
consideran aumentos de la eficiencia global es-
perada para los años 2015 y 2020. Estas mejoras 
en la eficiencia se han considerado como lineales 
a lo largo de los años.

Como se muestra en la Tabla 15, se espera una me-
jora global de las plantas de 3-5% para el año 2015, 
llegando hasta el 13-20% en 2020.

Tabla 15. Evolución máxima y mínima del 
rendimiento entre 2015 y 2020

2015 2020

Incremento mínimo de la  
eficiencia (%) 3 13

Incremento máximo de la  
eficiencia (%) 5 20

Estas cifras se basan en los avances tecnológicos 
relacionados con los nuevos diseños de estruc-
turas metálicas, las mejoras en los espejos y en 
las propiedades de los receptores, el aumento en 
el tamaño del receptor y del captador, y un ligero 
avance en la eficiencia de la turbina.

4.3.4 Evolución del LEC
El LEC se ha calculado según la estimación que se 
ha hecho de la evolución del coste de inversión y 
del incremento de la eficiencia de la central, tal y 
como se ha expuesto anteriormente (ver 2.2.4). La 
aplicación de este cálculo durante estos años nos 
lleva a la representación mostrada en la Figura 27.
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Figura 27. Evolución estimada del LEC para 
el periodo 2010-2020
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El caso base para esta evolución del LEC se ha 
calculado de acuerdo al coste real de la inver-
sión detallado en los apartados anteriores y a una 
planta de producción de referencia de 65 GWh/año 
como un valor apropiado para la operación de la 
planta, en un emplazamiento que reciba alrede-
dor de 2050 kWh/m2·año en una latitud próxima a 
los 37.4º. En este caso base, el LEC obtenido para 
2010 es de aproximadamente 0,135  /kWh y se pre-
vén unas reducciones de entre 7 y 12% para 2015, 
y entre el 15 y el 24% para 2020.

4.4 SISTEMAS DE 
RECEPTOR CENTRAL

4.4.1 Coste de inversión de 
centrales de referencia
En primer lugar se presenta el coste de inversión 
total de la central de referencia desglosado se-
gún los subsistemas funcionales definidos, con 
el fin de dar una idea de la importancia que cada 
uno de los sistemas tiene en el coste total de la 
central. Tal y como se ha explicado en el capítu-
lo 3, se ha tomado como referencia una planta 
de 50 MW con 6 h de almacenamiento. Posterior-
mente, se describen los diferentes subsistemas 
en función de los elementos que los componen y 
se muestra nuevamente el desglose de costes de 
cada uno de ellos.

Coste de inversión total

El coste de inversión total de la central de refe-
rencia definida para la tecnología de torre es de 
aproximadamente 285 M€. La Figura 28 mues-
tra el desglose de costes según los principales 
subsistemas funcionales y costes generales de 
la inversión.
Figura 28. Desglose de coste de inversión 
para central de torre de referencia

Desglose del coste total de inversión

Sistema de captación 
de la energía solar

Sistema de conversión 
de la energía solar en térmica

Sistema de almacenamiento 
de la energía térmica

Bloque de potencia

Ingeniería y margen EPC

23%

36%

2% 24%

15%

Como puede verse, en esta central de referencia, 
el sistema de captación solar y el sistema de con-
versión de la energía solar en térmica suponen un 
60% de los costes de inversión de la central ter-
mosolar. También es importante señalar que, en 
este caso, el sistema de almacenamiento térmico 
no incluye el coste del medio de almacenamien-
to, ya que coincide con el fluido de trabajo y, por 
tanto, se ha incorporado en el sistema de conver-
sión térmica.

En la Tabla 16 se presentan los costes de cada uno 
de los sistemas de forma numérica para el caso de 
referencia objeto de este análisis.
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Tabla 16. Costes totales de inversión de la 
central de torre (millones de euros)

Concepto Importe 
(millones de euros)

Sistema de  
captación de la  
energía solar

 103,26

Sistema de conversión 
de la energía solar en 
térmica

69,03

Sistema de 
almacenamiento de 
la energía térmica

5,92

Sistema de  
conversión de la 
energía térmica  
en eléctrica

66,00

Ingeniería y  
margen EPC 40,84

Total 285,06

De acuerdo con la información obtenida, y te-
niendo en cuenta todas las consideraciones 
expuestas, se van a analizar los costes de in-
versión asociados a cada sistema de la planta 
de referencia.

Desglose de los costes de inversión por 
subsistemas funcionales

Sistema de captación de la energía solar
Según el desglose de costes presentado ante-
riormente, el sistema de captación de la energía 
solar es el que mayor peso tiene en el coste total 
de la central. Sin embargo, es necesario remar-
car que este sistema puede ser muy diferente de 
una planta de torre específica a otra y, por tan-
to, los costes y el desglose realizado para este 
sistema corresponden únicamente al diseño de 
la central de referencia establecida y se pueden 
esperar diferencias significativas en caso de con-
templar diseños diferentes. Tal como se ha visto, 
en la central de referencia se ha fijado un cam-
po solar que considera una distribución circular 
de la planta. 

El desglose de costes del sistema de captación de la 
energía solar se muestra en la Figura 29.

Figura 29. Desglose de los costes de 
inversión del sistema de captación de la 
energía solar para la central de torre   
de referencia
Sistema de captación de energía solar

Espejos

Estructuras metálicas

Seguidores solares 

Movimiento de tierras

Cimentación

Montaje

Nave de montaje

5%

3%

43%

29%

10%
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Como se puede observar, la fracción más impor-
tante de los costes del sistema de captación de 
energía solar se asocia a la estructura de sopor-
te de los heliostatos y supone un porcentaje del 
43%. En un segundo lugar, los mecanismos de po-
sicionamiento, que permiten el seguimiento del 
sol, tienen un peso en el coste del sistema del 
un 29%. Es interesante observar que los espejos 
sólo representan un 6% de todo el sistema, casi un 
tercio de la fracción que este componente repre-
senta en la tecnología de canal parabólico (16%). 
Esto es una consecuencia del proceso de curva-
tura llevado a cabo en la tecnología de canales 
parabólicos, que encarece considerablemente el 
coste de los espejos.

La Tabla 17 muestra los valores numéricos concre-
tos del coste del sistema de captación solar:
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Tabla 17. Costes de inversión del sistema de 
captación de la energía solar para la central 
de torre (millones de euros)

Sistema de captación de la 
energía solar 103,26

Espejos 6,35

Estructuras metálicas 44,44

Seguidores solares 29,99

Movimiento de tierras 5,55

Cimentación 3,70

Montaje 10,58

Nave de montaje 2,65

Sistema de conversión de la energía solar en 
energía térmica
El segundo de los subsistemas más importantes 
respecto al impacto en los costes de inversión de 
la central es el sistema de conversión de la ener-
gía solar en energía térmica. Este sistema, en 
la tecnología de torre, presenta diferencias muy 
significativas frente a la tecnología de canal pa-
rabólico y a la de colectores lineales de Fresnel. 
Concretamente, en este caso el receptor solar es 
el único elemento del sistema y está situado en 
una torre. Esto implica algunas consideraciones 
nuevas:

•  La existencia de un nuevo elemento, la torre, 
que permite situar el receptor a una altura 
considerable del suelo, añade nuevos costes 
de inversión, tanto en materiales como en su 
construcción.

•  Por otro lado, el fluido de intercambio de calor 
consiste en este caso en sales fundidas, con un 
costo menor que el aceite térmico, pero se inclu-
yen en este sistema todas las sales necesarias 
para la central, incluida la parte correspondien-
te al almacenamiento térmico.

•  Además, la necesidad de bombear este nuevo 
fluido de intercambio y el hecho de que el recep-
tor se encuentre a gran altura, implica equipos 
diferentes y más potentes en el sistema de trasie-
go de las sales (tuberías, bombas, válvulas, etc.).

En función de las consideraciones anteriores, se 
muestra el desglose del sistema de conversión de 
la energía solar en energía térmica en la Figura 30.

Figura 30. Desglose de los costes de 
inversión del sistema de conversión de la 
energía solar en energía térmica para la 
central de torre de referencia
Sistema de conversión de la energía solar en 
térmica

Fluido de trabajo (sales fundidas)

Receptor solar

Sistema mecánico (tuberías, válvulas, montaje)

Sistema de protección contra incendios

Sistema de inertización

Calderas de gas natural

Obra civil: torre receptor
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Como se puede observar en la Figura 30, el re-
ceptor solar representa el componente más 
importante en el sistema de conversión de la 
energía solar en energía térmica, suponiendo 
un 63% del coste total en el caso de referencia 
considerado.

A modo de referencia, la Tabla 18 muestra los cos-
tes concretos para este subsistema:
Tabla 18. Costes de inversión del sistema de 
conversión de la energía solar en térmica 
para la central de torre de referencia 
(millones de euros)

Sistema de conversión 
de la energía solar en 
térmica

69,03

Fluido de trabajo  
(sales fundidas) 7,55
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(Continuación)

Sistema de conversión 
de la energía solar en 
térmica

69,03

Receptor solar 43,78

Sistema mecánico 
(tuberías, válvulas, 
montaje)

6,08

Sistema de protección 
contra incendios 0,54

Sistema de  
inertización 0,30

Calderas de gas  
natural 3,18

Obra civil: torre  
teceptor 7,60

Sistema de almacenamiento de la energía térmica
Dada la tecnología de referencia fijada para las 
centrales de torre y el desglose en subsistemas 
funcionales establecido, el sistema de almacena-
miento térmico supone una pequeña parte del coste 
total de la inversión en la central. El sistema de al-
macenamiento térmico considerado es también un 
sistema de almacenamiento con dos depósitos de 
sales fundidas, semejante al utilizado en la tecno-
logía de canales parabólicos, sin embargo existen 
ciertas diferencias fundamentales respecto a lo vis-
to en dicha tecnología, principalmente derivadas de 
utilizarse el mismo fluido en el sistema de conver-
sión térmica y en el de almacenamiento. La principal 
diferencia que afecta de manera importante al coste 
asociado a este sistema es que el medio de almace-
namiento, las sales fundidas, han sido consideradas 
en el sistema de conversión de la energía solar en 
térmica y, por tanto, no aparecen en el desglose de 
costes de este sistema. Sin embargo, cabe notar que 
una gran parte de la cantidad de sales consideradas 
en el sistema anterior se deben a la presencia de 
este sistema de almacenamiento. Además de esta, 
existe otra diferencia fundamental respecto al sis-
tema de almacenamiento visto en la tecnología de 
canal parabólico, ya que en este caso no es necesa-
rio ningún intercambiador de calor y, por tanto, se 
abaratan los costes del sistema.

Teniendo en cuenta las características del siste-
ma de almacenamiento, tal y como se ha definido, 
el desglose de costes se muestra en la Figura 31.

Figura 31. Desglose de los costes de 
inversión del sistema de almacenamiento de 
la energía térmica para la central de torre 
de referencia
Sistema de almacenamiento de la energía térmica

Sistema de trasiego: tanques y 
tuberías. (Obra civil incluida)

Sistema de llenado inicial

Obra civil

18%

75%

7%

Al igual que en los casos anteriores, la Tabla 19 
muestra los valores numéricos concretos para el 
subsistema considerado:
Tabla 19. Costes de inversión del sistema de  
almacenamiento de la energía térmica para 
la central de torre de referencia (millones de 
euros)

Sistema de almacenamiento de la 
energía térmica 5,92

Sistema de trasiego: tanques y 
tuberías. (Obra civil incluida) 4,44

Sistema de llenado inicial 0,42

Obra civil 1,06

Bloque de potencia
Aunque el sistema del bloque de potencia tiene un 
peso importante en la inversión total de la central, 
no hay observaciones especiales que hacer. La prin-
cipal diferencia de este caso en comparación con 
los casos ya analizados, es el intercambiador de ca-
lor. Mientras que en la tecnología de receptor lineal 
Fresnel no existe la necesidad de un intercambia-
dor de calor, ya que opera con la generación directa 
de vapor, y en la tecnología de canales parabólicos 
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se utiliza un intercambiador de calor aceite/vapor, 
en ésta se necesita un intercambiador de calor sa-
les/vapor, ya que el fluido de intercambio de calor 
es diferente.
Figura 32. Desglose de los costes de 
inversión del bloque de potencia para la 
central de torre de referencia
Bloque de potencía

Intercambiadores de calor sales/vapor

Equipos rotatorios y mecánicos

Sistemas auxiliares (BOP)

Obra civil

18%

40%
27%

15%

La Tabla 20 muestra los valores numéricos concre-
tos para el subsistema considerado:
Tabla 20. Costes de inversión del bloque 
de potencia  para la central de torre de 
referencia (millones de euros)

Bloque de potencia 66

Intercambiadores  
de calor sales/vapor 12

Equipos rotatorios  
y mecánicos 26

Sistemas auxiliares 
(BOP) 18

Obra civil 10

Detalle del modelo de costes de inversión
Tabla 21. Detalle del modelo de inversión de la central de torre de referencia (euros)

Sistema de captación de la energía solar 103.260.960

Espejos 12,00 Euros/m2 apertura 528.996 m2 6.347.953

Estructuras metálicas 84,00 Euros/m2 apertura 528.996 m2 44.435.672

Seguidores solares 7.000,00 Euros/unidad 4.285 m2 29.995.000

Movimiento de tierras 10,50 Euros/m2 apertura 528.996 m2 5.554.459

Cimentación 7,00 Euros/m2 apertura 528.996 m2 3.702.972

Montaje 20,00 Euros/m2 apertura 528.996 m2 10.579.922

Nave de montaje 5,00 Euros/m2 apertura 528.996 m2 2.644.980
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(Continuación)

Sistema de conversión de la energía solar en térmica 69.029.533

Fluido de trabajo (sales  
fundidas) 0,72 Euros/kg 10.483.870 kg 7.548.387

Receptor solar 210,00 Euros/kWt nominales. 
Receptor 208.457 kWt 43.776.112

Sistema mecánico ( tuberías, 
válvulas, montaje) 29,17 Euros/kWt nominales. 

Receptor 208.457 kWt 6.080.710

Sistema de protección contra 
incendios 540.000 unidades 1 und 540.000

Sistema de inertización 300.000 unidades 1 und 300.000

Calderas de gas natural 63,60 Euros/kWt nominales. 
Caldera 50.000 kWt 3.180.000

Obra civil: torre receptor 801.490 
*EXP(0,012*h)

Euros (Exponencial 
con Altura) 187,5 m 7.604.322

Sistema de almacenamiento de la energía térmica 5.922.000

Sistema de trasiego: tanques y 
tuberías. (Obra civil incluida) 14,80 Euros/kWhe  

capacidad 300.000 kWhe 4.440.000

Sistema de llenado inicial 1,41 Euros/kWhe  
capacidad 300.000 KWhe 423.000

Obra civil 3,53 Euros/kWhe  
capacidad 300.000 KWhe 1.059.000

Bloque de potencia 66.000.000

Intercambiadores de calor  
sales/vapor 240,00 Euros/kW 50.000 kW 12.000.000

Equipos rotatorios y mecánicos 520,00 Euros/kW 50.000 kW 26.000.000

Sistemas auxiliares (BOP) 360,00 Euros/kW 50.000 kW 18.000.000

Obra civil 200,00 Euros/kW 50.000 kW 10.000.000

Ingeniería y margen EPC 40.844.540

Ingeniería PeM 3.663.187

Margen EPC (15%) 37.181.352

Total 285.057.033
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Una vez descritos los costes de inversión de la 
central de referencia, los subsistemas en los que 
se descompone y el desglose de costes de estos 
subsistemas, se puede pasar a presentar la evolu-
ción estimada de los costes a lo largo del periodo 
2010-2020.

4.4.2 Evolución de los costes 
de inversión
Tal y como se ha venido haciendo en las tecno-
logías anteriores, la evolución esperada de los 
costes de inversión, tanto de la central completa 
como de los diferentes subsistemas y compo-
nentes, se estima según dos escenarios, uno 
conservador y otro más optimista. En lo que si-
gue, se proporcionan las reducciones de coste 
esperadas en forma de rangos, asociando los va-
lores inferiores al escenario conservador y los 
superiores al optimista.

Evolución del coste de inversión total

A nivel global de la planta, la evolución del coste 
de inversión se muestra en la Figura 33. En esta 
gráfica se pueden apreciar claramente ambos 
rangos, optimista y moderado, de las estimacio-
nes realizadas. Tal y como se puede observar, se 
espera que el coste de inversión total experimen-
te una reducción de entre el 21% y el 33% para 
el año 2020.
Figura 33. Evolución del coste de inversión 
total estimada para la central de torre de 
referencia
Evolución del coste de inversión total de la 
central
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A continuación se van a analizar las principales re-
ducciones de costes asociadas a cada sistema de 
la planta.

Desglose de la evolución de costes por 
subsistemas funcionales

Sistema de captación de la energía solar
Como se ha visto anteriormente, el componente 
con mayor importancia en el coste del sistema 
de captación de la energía solar es las estructu-
ras metálicas de los helióstatos, que suponen un 
43% de la inversión total del sistema. Se espera 
que la reducción de costes asociados a estas es-
tructuras esté ligada a los mismos factores que 
ya se han explicado en la tecnología de canales 
parabólicos. Así, en este caso, la reducción de los 
costes relacionados con la reducción de peso y 
la producción en masa se espera que tenga un 
efecto de alrededor del 15-18% para 2015 y del 
17-20% para el año 2025. Por otro lado, la re-
ducción de coste asociada a la estandarización 
se ha considerado como un hito tecnológico, esta 
vez en 2015, con un rango de reducción de cos-
tes del 6-12%.

La evolución del coste de las estructuras metálicas 
se presenta en la Figura 34.
Figura 34. Evolución del coste de las 
estructuras metálicas estimada para la 
central de torre de referencia
Evolución del coste de inversión de las estructu-
ras metálicas
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Los espejos utilizados en la planta de referencia de 
torre suponen alrededor de un 6% de la inversión 
total del sistema, y se pueden hacer considera-
ciones similares a las realizadas en las demás 
tecnologías. Al ser espejos planos, al igual que 
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en el caso de la tecnología Fresnel, la inversión 
a realizar es muy inferior a la correspondiente en 
cilindros parabólicos, donde los espejos suponían 
un 16% del total. 

Para el análisis de la reducción de costes de este 
componente, tan sólo se tiene en cuenta el factor 
relacionado con la aparición de nuevos conceptos 
en términos de materiales que puedan abaratar los 
costes, aunque con repercusiones inferiores a las 
previstas, por ejemplo, en la tecnología de canales 
parabólicos. La reducción de costes en los espejos 
se estima alrededor del 4-5% a corto/medio plazo 
y de alrededor del 6-8% a medio/largo plazo. Esta 
evolución de los costes se puede observar en la Fi-
gura 35.
Figura 35. Reducción de costes estimados 
para espejos en la tecnología de torre
Evolución del coste de inversión de los espejos
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Para el resto de elementos incluidos en el sistema 
de captación de la energía solar no se espera una 
reducción notable de costes. Los mecanismos de se-
guimiento son los componentes que pueden verse más 
afectados como consecuencia, principalmente, de las 
reducciones de coste asociadas a la curva de apren-
dizaje. Para este componente, se estima una curva 
correspondiente a un PR del 85-87%.

El resto de componentes y el trabajo de mano de obra 
contemplados no experimentarán una disminución 
significativa de los costes, si bien en el escenario op-
timista se han considerado valores de PR de 99%, al 
considerar que la experiencia acumulada puede traer 
consigo una ligera reducción de costes en todos los 
aspectos de su construcción. En el caso de las cimen-
taciones, se ha dado un valor de PR de entre 98-99%.

La Figura 36 muestra la evolución del coste del sis-
tema de captación de la energía solar.

Figura 36. Reducción de costes estimados 
para el sistema de captación de la energía 
solar para la tecnología de torre
Evolución del coste de inversión del sistema de 
captación de la energía solar
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Sistema de conversión de la energía solar en 
energía térmica
El elemento más importante del sistema de con-
versión de la energía solar en energía térmica es 
el receptor solar, que supone un 63% de la inver-
sión necesaria dentro de este grupo, tal y como 
se ha visto antes. El receptor solar implemen-
tado en el caso actual consiste principalmente 
en unos tubos de acero inoxidable, a través de 
los cuales pasa el flujo de sales fundidas, y ab-
sorbe la radiación del campo solar. No se espera 
ninguna especial reducción de los costes, y por 
consiguiente se considera una curva de experien-
cia del 90-95%.
Figura 37. Evolución del coste de inversión 
el receptor solar
Evolución del coste de inversión del receptor 
solar
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Del resto de los elementos no se espera que 
experimenten grandes cambios. En el caso del inter-
cambiador de calor se ha considerado una evolución 
similar a la de la tecnología de canales parabóli-
cos, ajustando su reducción de costes a una curva 
de experiencia del 75-85%. En cuanto a los demás 
equipos incluidos en este sistema, se han ajustado 
diferentes curvas de experiencia en función al tipo 
de elemento.

En el caso de las sales fundidas, al ser una sus-
tancia bien conocida y empleada comúnmente en 
el ámbito industrial, no se esperan cambios drás-
ticos en su coste, aunque sí algo superior al resto 
de los elementos más convencionales. Se ha to-
mado una curva de aprendizaje con un valor del PR 
de 93-95%. Para los sistemas de protección contra 
incendios e inertización, se han tomado valores de 
95-98%.

El componente más novedoso incluido en este sis-
tema en comparación con las otras tecnologías 
estudiadas es la torre del receptor. Sin embargo, 
la torre es una construcción típica con una gran ex-
periencia en sectores relacionados con grandes 
infraestructuras. Así que su evolución de costo es-
perado puede considerarse insignificante. Para su 
evolución se ha tomado una curva como resultado 
de la experiencia con los años, con un PR de 99% 
solo en el escenario optimista. 

La evolución en el conjunto del sistema se muestra 
en la Figura 38:
Figura 38. Reducción del coste estimado 
para el sistema de conversión de la energía 
solar en energía térmica  para la planta de 
receptor central de referencia
Evolución del coste de inversión del sistema de 
conversión del la energía solar en térmica
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Sistema de almacenamiento de la energía térmica
Para este sistema se pueden hacer consideracio-
nes similares a las de la tecnología de canales 
parabólicos. La configuración del sistema de alma-
cenamiento térmico es la misma que la adoptada 
para la planta de referencia de canales parabólicos: 
dos tanques (frío y caliente). 

El único cambio importante que se puede esperar 
en la evolución del coste de este sistema es similar 
al explicado en la tecnología de canales parabólicos. 
La implementación del concepto de termoclina, en 
el caso de que se llevara a cabo, conllevaría una re-
ducción en la cantidad necesaria de sales fundidas 
y causaría un impacto en la reducción de costes en 
torno al 20%. El resto de los equipos relacionados 
con esta reducción de la cantidad de fluido de al-
macenamiento experimentarán una reducción de 
costes de un 10%.

No obstante, esta opción solo se contemplaría como 
probable dentro del escenario optimista. A nivel ge-
neral, se pueden estimar dos curvas de aprendizaje 
diferentes para los componentes que conforman 
este sistema. Para el sistema de llenado inicial y el 
sistema de trasiego ha sido estimada una curva de 
aprendizaje del 95-98%, mientras que la obra civil 
necesaria para la construcción del sistema, tan solo 
contempla una reducción por aprendizaje con un PR 
del 99% en el caso más optimista.

La evolución esperada de la reducción de costes 
para este sistema se representa está representa-
da en la Figura 39.
Figura 39. Reducción de costes estimada 
para el sistema de almacenamiento de la 
energía para planta de torre de referencia
Evolución del coste de inversión del sistema de 
lamacenamiento de energía termica
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Bloque de potencia
Dado que el bloque de potencia está formado, principal-
mente, por componentes convencionales con probada 
experiencia, no se prevén evoluciones tecnológicas 
significativas en el periodo analizado, al igual que se 
comentaba en las anteriores tecnologías termosolares.

Las curvas de aprendizaje utilizadas son similares a 
las estimadas para los mismos elementos de la cen-
tral de canales parabólicos. El único elemento distinto 
entre ambas tecnologías es el intercambiador de ca-
lor, que en este caso la transferencia de energía tiene 
lugar entre las sales fundidas y el agua. No obstante, 
la estimación se ha hecho similar, con un PR del 75-
85%. Para los equipos rotatorios y mecánicos, así como 
para la obra civil se ha tomado de nuevo un valor de 
99% para la curva de aprendizaje en el caso optimis-
ta, y para los sistemas auxiliares (BOP) de 90-95%.

La reducción global estimada de costes para el siste-
ma del bloque de potencia se muestra en la Figura 40:
Figura 40. Reducción de costes estimada 
para el bloque de potencia para la planta de 
central de torre de referencia
Evolución del coste de inversión del bloque de potencia
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4.4.3 Evolución del coste 
normalizado de la energía 

Evolución de la eficiencia de la central 

Con el fin de calcular el coste normalizado de la energía 
(LEC), es necesario, no sólo conocer la evolución de los 
costes de inversión, sino también estimar el posible in-
cremento de la eficiencia en el rendimiento de la planta, 
ya que es un parámetro clave para el análisis LEC.

El análisis de la evolución de la eficiencia se rela-
ciona con las mejoras tecnológicas esperadas en el 
período de tiempo considerado. Como es imposible 

hacer predicciones exactas sobre cuándo van a tener 
lugar estas mejoras en la eficiencia en dicho perio-
do, se están considerando únicamente el incremento 
de la eficiencia global  esperada para el año 2015 y 
en 2020. Estas mejoras en la eficiencia se han con-
siderado como lineales a lo largo de los años.

Como se puede observar en la Tabla 22 se espera 
para el año 2015 una mejora global de las plantas 
del 4-6%, llegando hasta el 6-8% en 2020.
Tabla 22. Evolución máxima y mínima de la 
eficiencia esperada de la central entre 2015 
y 2020

2015 2020

Incremento mínimo de la 
eficiencia (%) 4 6

Incremento máximo de la 
eficiencia (%) 6 8

Estas cifras se basan en los avances tecnológicos 
relacionados con nuevos diseños en las estructuras 
metálicas, las mejoras en los espejos y en las pro-
piedades de los receptores, el aumento del tamaño 
de los captadores y receptores, así como en ligeros 
avances en el rendimiento de las turbinas.

Evolución del LEC

El LEC se ha calculado en base a la evolución del coste 
de inversión estimada y al aumento de la eficiencia de la 
planta, de acuerdo con las explicaciones ya expuestas 
(ver 2.2.4). La aplicación de este cálculo durante todo el 
año lleva a la representación mostrada en la Figura 41:
Figura 41. Evolución del LEC estimado para 
el periodo 2010-2020
Evolución del LEC
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El caso base para la evolución del LEC se ha cal-
culado de acuerdo al costo real de la inversión 
detallado en los apartados anteriores y en una 
producción de 165,6 GWh/año como un valor apro-
piado para la planta de referencia operando en un 
emplazamiento con latitud próxima a los 37.4º y 
que reciba alrededor de 2.050 kWh/m2·año. En 
este caso el LEC obtenido para 2010 es de aproxi-
madamente 0,143 €/kWh y se prevén reducciones 
de entre el 19 y el 28% para 2015, y entre el 21 y 
el 31% para 2020.

4.5 DISCOS PARABÓLICOS

4.5.1 Coste de inversión de las 
centrales de referencia
En primer lugar se presenta el coste de inversión 
total de la central de referencia desglosado según 
los subsistemas funcionales definidos con el fin de 
dar una idea de la importancia que cada uno de los 
sistemas tiene en el coste total de la central. Se ha 
tomado como referencia una planta de 10 MW for-
mada por 400 unidades de discos de 25 kW cada 
uno. Posteriormente, se describen los diferentes 
subsistemas en función de los elementos que los 
componen y se muestra nuevamente el desglose 
de costes de cada uno de ellos.

Coste de inversión total

El coste de inversión total de la planta de refe-
rencia para la tecnología de disco Stirling es de 
59 M€ aproximadamente. La falta de información 
disponible sobre los costes de inversión de esta 
tecnología CSTP ha obligado a la reorganización 
de la estructura adoptada para el análisis de cos-
tes. Para el actual análisis de costes, están siendo 
analizados solamente dos subsistemas funciona-
les: el sistema de captación de la energía solar y 
el conjunto formado por el sistema de conversión 
de la energía solar en energía térmica junto con 
el sistema de conversión de la energía térmica en 
energía eléctrica. 

La Figura 42 muestra el desglose de costes por los 
principales subsistemas funcionales así definidos, 
junto con los costes generales asociados al proyecto 
llave en mano y diferenciando de la misma mane-
ra los costes relacionados con la infraestructura de 
la planta.

Figura 42. Desglose del coste de inversión 
total para central de referencia de disco 
Stirling
Desglose del coste total de inversión

Sistema de captación de la 
energía solar

Infraestructura de la planta

Sistema de conversión de la 
energía solar en eléctrica

Ingeniería y margen EPC

25%
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En la Tabla 23 se desglosan los costes para cada 
subsistema.
Tabla 23. Costes totales de inversión de la 
central de discos parabólicos (millones de 
euros).

Concepto Importe 
(millones de euros)

Sistema de captación de la 
energía solar 14,78

Infraestructura de la 
planta 6,38

Sistema de conversión de 
la energía solar en  
eléctrica

30,94

Ingeniería y margen EPC 6,82

Total 58,92

Según los datos obtenidos en conjunto, y teniendo en 
cuenta todas las consideraciones ya expuestas, se 
analizan los costes de inversión de cada subsistema.
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Desglose de los costes de inversión por 
subsistemas funcionales

Sistema de captación de la energía solar
El sistema de captación de la energía solar de la planta 
de referencia para discos parabólicos supone un 25% 
del coste total de la planta. Este sistema engloba prin-
cipalmente elementos muy similares al resto de las 
tecnologías. Los espejos, a pesar de tener la misma 
función de concentración que en las demás tecnologías, 
tienen una forma algo distinta al resto, dado que se dis-
tribuyen a lo largo de un disco parabólico en cada una 
de las unidades Stirling. La estructura metálica también 
varía ligeramente, principalmente como consecuen-
cia de la forma particular del concentrador. El resto de 
partidas presupuestarias son muy similares a las ya co-
mentadas en otras tecnologías, si bien en este caso se 
ha añadido una partida nueva de ensamblaje mecánico.

Para este subsistema, puede observarse el análisis 
de costos detallado llevado a cabo en la Figura 43.
Figura 43. Desglose de costes del sistema de 
captación de la energía solar para la central 
de referencia de disco parabólico
Sistema de captación de la energía solar
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Tal y como se puede observar, el componente que 
representa el mayor porcentaje del sistema de 
captación de la energía solar en energía térmica, 
es la estructura metálica (40%). Los espejos su-
ponen un 11%, un peso que se encuentra en un 
puesto intermedio entre lo que suponía este mis-
mo elemento en la tecnología Fresnel y de torre, 
9 y 6% respectivamente, y en canales parabóli-
cos, 16%. 

La Tabla 24 muestra los valores numéricos concre-
tos para el subsistema considerado.
Tabla 24. Costes de inversión del sistema de 
captación  de la energía solar para la central 
de disco parabólico de referencia (millones 
de euros)

Sistema de  
captación de la 
energía solar

14,78

Espejos 1,60

Estructuras  
metálicas 5,87

Sistemas de  
posicionamiento 3,60

Ensamblaje  
mecánico 1,80

Movimiento de 
tierras 0,37

Cimentación 0,28

Montaje 1,07

Nave de  
montaje 0,18

Sistema de conversión de la energía solar en 
energía térmica
Este sistema se ha dividido únicamente en dos 
grupos de componentes debido a la escasez de in-
formación disponible. En el primer grupo, se han 
unido el conjunto del receptor térmico y el motor 
Stirling. En el segundo grupo, se han incluido los 
elementos auxiliares necesarios (sistema de refri-
geración, etc.) para el correcto funcionamiento del 
sistema. El desglose de este sistema se muestra 
en la Figura 44:
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Figura 44. Diagrama del desglose de costes 
para el sistema de conversión de la energía 
térmica a eléctrica para una central de 
referencia de disco Stirling
Sistema de conversión de la energía solar en 
eléctrica

Receptor-motor eléctrico

BOP

81%

19%

Como es de esperar, los sistemas auxiliares su-
ponen menos de un cuarto (19%) de la inversión 
necesaria para el sistema. La Tabla 25 muestra 
los valores numéricos concretos para el subsiste-
ma considerado.
Tabla 25. Costes de inversión del sistema 
de conversión de la energía solar a energía 
eléctrica para la central de disco parabólico 
de referencia (millones de euros)

Sistema de conversión de la  
energía solar en eléctrica 30,94

Receptor-motor eléctrico 24,98

Sistemas auxiliares (BOP) 5,96

Detalle del modelo de costes de inversión
Tabla 26. Detalle del modelo de inversión de la central de discos parabólicos de referencia 
(euros)

Sistema de captación de la energía solar 14.780.600

Espejos 45 Euros/m2 apertura 35.600 m2 1.602.000

Estructuras metálicas 165 Euros/m2 apertura 35.600 m2 5.874.000

Sistemas de posicionamiento 9.000 Euros/unidad 400 unidades 3.600.000

Ensamblaje mecánico 4.500 Euros/unidad 400 unidades 1.800.000

Movimiento de tierras 10,50 Euros/m2 apertura 35.600 m2 373.800

Cimentación 8 Euros/m2 apertura 35.600 m2 284.800

Montaje 30 Euros/m2 apertura 35.600 m2 1.068.000

Nave de montaje 5 Euros/m2 apertura 35.600 m2 178.000
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(Continuación)

Infraestructura de la planta 6.380.000

Montaje eléctrico equipos 5.250 Euros/unidad 400 unidades 2.100.000

Infraestructura eléctrica 8.500.00 Euros/unidad 400 unidades 3.400.000

Alumbrado, seguridad, pararrayos 350.000 Euros/unidad 1 unidades 350.000

Obra civil centro transformación 350.000 Euros/unidad 1 unidades 350.000

Seccionamiento, entronque línea 180.000 Euros/unidad 1 unidades 180.000

Sistema de conversión de la energía solar en eléctrica 30.944.090

Receptor-motor eléctrico 2.498 Euros/kWe 10.000 unidades 24.980.000

BOP 15 % del coste  
de equipos     5.964.090

Ingeniería y margen EPC 6.820.402

Ingeniería PeM         507.000

Margen EPC (12%)         6.313.402

TOTAL 58.925.092

Una vez descritos los costes de inversión de la central 
de referencia, los subsistemas en los que se descom-
pone y el desglose de costes de estos subsistemas, 
se puede pasar a presentar la evolución estimada de 
los costes a lo largo del periodo 2010-2020.

4.5.2 Evolución de los costes 
de inversión

Evolución del coste de inversión total

Como se ha comentado a lo largo del documento, la 
tecnología de disco parabólico se encuentra todavía en 
un estado de desarrollo a nivel de demostración. Por 
eso se espera que el coste de inversión total experi-
mente una considerable reducción de entre un 39% y 
un 53%, tal y como queda representado en la Figura 45.

Figura 45. Evolución del coste de inversión 
total para la tecnología de disco Stirling
Evolución del coste de inversión total de la 
central
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En los siguientes apartados se detallan las princi-
pales reducciones de costes para cada subsistema 
funcional.

Desglose de la evolución de costes por 
subsistemas funcionales

Sistema de captación de la energía solar
Un elemento analizado de forma individual para 
cada una de las tecnologías termosolares son los 
espejos. En el caso actual, de disco parabólico, 
se espera que los costes de inversión relaciona-
dos con los espejos experimenten una reducción 
considerable. Hasta ahora, esta tecnología ha 
sido poco desarrollada y se puede evaluar un 
amplio margen de mejora de este componen-
te. Se ha estimado que, con la automatización 
de procesos y la producción en masa, se podría 
obtener una reducción de alrededor del 20-25% 
en un plazo medio, y de alrededor del 35 y 40% 
a largo plazo. 

La disminución de costes en relación a este compo-
nente, se muestra en la Figura 46.
Figura 46. Reducción de costes estimada 
en espejos, para la tecnología de disco 
Stirling
Evolución del coste de inversión de los espejos
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Por otro lado, la estructura metálica se prevé que 
siga la misma tendencia que el resto de las tecno-
logías. Esto significa que el progreso causado por 
la normalización hará que se reduzcan los costes 
en 2015 alrededor del 6-12%, y además existirá 
una reducción adicional de los costes estimada 
en torno a 17-20% en un plazo medio, y del 25-
28% a largo plazo, debido al ahorro de material y 
a otros factores. Esta evolución de costes queda 
representada en la Figura 47.

Figura 47. Reducción de costes estimada en 
estructuras metálicas para la tecnología de 
disco parabólico
Evolución del coste de inversión de las estructu-
ras metálicas
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Al igual que ocurría con las demás tecnologías ter-
mosolares, no se espera que el resto de componentes 
incluidos en este sistema experimenten reducciones 
considerables.

La evolución de los costes del sistema de posicio-
namiento se ha ajustado a una curva de aprendizaje 
similar a la de las demás tecnologías, con un PR 
de 85-87%. Las demás labores relacionadas con la 
construcción, así como el movimiento de tierras, 
montaje y construcción de la nave, tan solo van a 
contemplar un cambio en el escenario optimista, 
evaluado en un aprendizaje del 99%. La cimenta-
ción se ha considerado con un margen algo mayor 
de mejora, caracterizado por la experiencia a lo lar-
go de los años, y estimado con un PR de 98-99%. 

La Figura 48 muestra la evolución de costes para el 
conjunto del sistema, a partir de las consideracio-
nes tenidas en cuenta.
Figura 48. Evolución de costes estimada para 
el sistema de captación de la energía solar 
para la tecnología de disco parabólico
Evolución del coste de inversión del sitema de 
captación de energía solar
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Sistema de conversión de la energía solar en 
energía eléctrica
Debido a la falta de información no es fácil realizar una 
estimación de la evolución económica de este sistema. 
El bloque de potencia, que consiste principalmente en 
un motor Stirling, es una tecnología conocida desde 
hace décadas y se considera como un sistema maduro.

Al tener agrupado en un conjunto el receptor con el mo-
tor Stirling, la evolución de los costes se ha considerado 
como una curva de experiencia con un 90-95% de PR. 
En el caso de los sistemas auxiliares (BOP) necesarios 
se ha tomado una curva del 99% en el caso optimista.

La Figura 49 muestra la reducción de costes previs-
ta para este sistema.
Figura 49. Reducción de los costes estimada 
para la conversión de la energía solar a energía 
eléctrica para la tecnología de disco Stirling
Evolución del coste de inversión total del sistema 
de conversión de energía solar en eléctrica
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4.5.3 Evolución del coste 
normalizado de la energía

Evolución de la eficiencia de la central

Con el fin de calcular el coste normalizado de la 
energía (LEC), es necesario, no sólo conocer la evo-
lución de los costes de inversión, sino también la 
estimación del posible aumento de la eficiencia en 
el rendimiento de la planta, ya que es un parámetro 
clave para el análisis LEC.

El análisis de la evolución de la eficiencia se rela-
ciona con las mejoras tecnológicas esperadas en el 
período de tiempo que se está considerando. Como 
es imposible hacer predicciones exactas sobre cuán-
do estas mejoras en la eficiencia van a tener lugar en 

dicho plazo, sólo se está considerando el aumento 
de la eficiencia global esperada para el año 2015 y 
en 2020. Estas mejoras en la eficiencia se han con-
siderado como lineales a lo largo de los años.

Como se puede observar en la Tabla 27 se espera 
una mejora global de la planta de 0,5-6% para el año 
2015, que asciende hasta 10-15% en 2020.
Tabla 27. Incrementos máximo y mínimo de 
eficiencia  de la central de disco parabólico 
esperados entre 2015 y 2020

2015 2020

Incremento mínimo eficiencia (%) 0,5 10

Incremento máximo eficiencia (%) 6 15

Estas magnitudes están basadas en los avances tec-
nológicos relacionados con los nuevos diseños de 
estructuras metálicas, mejoras en las propiedades de 
espejos y receptores, aumento del tamaño de los mo-
tores y ligeros avances en la eficiencia de los mismos.

Evolución del LEC

Una vez conocida la evolución tanto del coste de 
inversión de la central como de la eficiencia de 
la misma es posible calcular el LEC a lo largo del 
periodo de estudio y presentar su evolución espera-
da. La aplicación del modelo económico de cálculo 
del LEC detallada anteriormente a los datos pre-
sentados hasta este punto proporciona las curvas 
correspondientes a los escenarios conservador y 
optimista. Esto se muestra en la Figura 50.
Figura 50. Evolución del LEC estimado para 
el periodo 2010-2020
Evolución del LEC
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El caso base para la evolución de este LEC se ha 
calculado de acuerdo con los actuales costes de 
inversión detallados en los apartados anteriores 
y para una producción de 15,6 GWh/año como un 
valor apropiado para la operación de la central de 
referencia, en un emplazamiento a 37.4º de lati-
tud donde reciba sobre 2.050 kWh/m2·año. En este 
caso base el LEC obtenido para 2010 es aproxi-
madamente de 0,281 €/kWh y se esperan unas 
reducciones de entre el 34 y el 50% para 2015, y 
de entre el 41 y el 54% para 2020.

4.6 COMPARATIVA 
EVOLUCIÓN LEC
La Figura 51 muestra la evolución estimada del 
LEC para todas las tecnologías. Los valores del 
LEC se han normalizado respecto al valor más 
alto de todos ellos, que es el correspondiente a 
la tecnología de disco Stirling en 2010. Hay que 
tener en cuenta que sólo se deben comparar 
las tendencias del LEC, ya que las magnitudes 
absolutas han sido obtenidas para produccio-
nes anuales de referencia y no corresponden a 
diseños optimizados específicos y no son com-
pletamente comparables.
Figura 51. Comparación de la evolución del 
LEC estimada para el periodo 2010-2020 
respecto al valor actual máximo

80

100

LEC (%)LEC (%)

60

40

20

0

Canal parabólico
Receptor central
Concentrador Fresnel
Disco parabólico

2010 2012 2014 2016 2018 2020

En la figura anterior se pueden comparar las 
tendencias de los costes de las diferentes tec-
nologías desde un punto de vista cualitativo. La 
principal conclusión que emerge de esa compa-
ración es que de aquí al 2020 som de esperar 
reducciones significativas del LEC en todas las 
tecnologías. Dichas reducciones se prevén más 
acentuadas en aquellas tecnologías que en la ac-
tualidad presentan un LEC más elevado, por no 
haber penetrado suficientemente en el merca-
do como para beneficiarse de la fabricación en 
serie y de los factores de escala en lo que a la 
producción de sus elementos clave se refiere, de 
forma que para el 2020 sea difícil determinar qué 
tecnologías de las cuatro analizadas consegui-
rá tener el menor LEC. Aunque la tecnología de 
torre y la de reflectores lineales de Fresnel se 
presentan a priori como las más competitivas de 
cara al futuro.

De acuerdo con la Figura 51, existe un importan-
te margen entre las evoluciones esperadas en el 
escenario más conservador y las esperadas en 
el escenario más optimista, ya que la evolución 
futura de muchos de los aspectos relativos a las 
diferentes tecnologías de referencia es todavía re-
lativamente desconocida.

Para realizar una comparación más concreta de 
los costes normalizados de la producción de elec-
tricidad obtenidos para las diferentes tecnologías, 
es necesario incorporar al análisis los valores de 
incertidumbre introducidos al inicio de este ca-
pítulo. Estos valores de incertidumbre se han 
aplicado de forma independiente a cada una de 
las diferentes tecnologías, de forma que el LEC 
obtenido mediante el modelo económico y mos-
trado en cada caso en los apartados anteriores se 
considera como valor más probable a fecha 2010, 
pero para este punto inicial se crea un rango de 
LEC posibles asociado a la incertidumbre de cada 
tecnología.

En la Tabla 28 se presentan, de forma aproxima-
da, los valores más probable, máximo y mínimo 
del LEC en 2010 para cada una de las tecnolo-
gías, teniendo en cuenta el nivel de precisión en 
los datos económicos disponibles para cada una 
de ellas.
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Tabla 28. Márgenes de incertidumbre en el LEC de las diferentes tecnologías de referencia

Tecnología Incertidumbre 
Margen superior 
(%)

Incertidumbre 
Margen inferior 
(%)

LEC mínimo 
(€/kWh)

LEC más 
probable 
(€/kWh)

LEC máximo 
(€/kWh)

Canales parabólicos 15 5 0,155 0,163 0,188

Concentradores Fresnel 35 3 0,141 0,145 0,196

Receptor central 20 5 0,152 0,160 0,196

Discos parabólicos 30 10 (2011-2020) 
40 (2010) 0,168 0,281 0,309

Teniendo en cuenta estos márgenes y utilizando 
para la representación gráfica los valores nu-
méricos, en €/kWh del coste normalizado de la 
producción de electricidad para cada tecnología, 
se crea una gráfica comparativa del LEC semejante 
a la anterior pero que proporciona una mayor in-
formación en cuanto a valores concretos se refiere 
(ver Figura 52).
Figura 52. Comparación del LEC y su 
evolución en el periodo 2010-2020 de 
las distintas tecnologías considerando el 
margen de incertidumbre asociado a los 
datos económicos disponibles

Como puede verse, una vez tenidas en cuenta las 
incertidumbres en las diferentes tecnologías, es 
complicado establecer una comparación entre las 
mismas en lo que respecta a la evolución del LEC de 

aquí al 2020. Básicamente, considerando el grado 
de desconocimiento del coste real de las centrales y 
de la evolución esperable de las mismas, se puede 
ver que el rango de costes esperable en el periodo 
2010-2020, aunque con ciertas diferencias en los 
primeros años, se va pareciendo cada vez más, de 
forma que se puede decir que para 2020 se espera 
que todas las tecnologías termosolares alcancen 
un LEC que se encuentre aproximadamente entre 
0,12 y 0,16 €/kWh, aunque son esperables esce-
narios mejores y peores en función de la evolución 
de las tecnologías y el mercado.

Hay que decir que para la generación de la Figura 
52, se ha aumentado en 2010 el valor inferior de la 
tecnología de discos parabólicos, igualándolo al va-
lor esperado en 2011, lo que supone básicamente 
adelantar, en el margen inferior de incertidumbre, 
la reducción esperada de aquí a 2011. Esto se ha 
hecho así ya que, aunque el valor más probable es-
timado se considera correcto como representativo 
de 2010, la información recibida de los actores de 
la industria indica que la reducción del LEC previs-
ta para 2011 se espera que se haga efectiva en la 
actualidad. Ante la falta de información contrastada 
sobre los proyectos y ofertas comerciales no es po-
sible verificar esta información, pero se considera 
que puede ser razonable.

Además de lo expuesto hasta este punto, es necesa-
rio tener en cuenta algunas otras consideraciones 
en cuanto al alcance y significado del análisis de 
costes realizado, particularmente en cuanto al uso 
del LEC como indicador se refiere. A continuación se 
presentan estas consideraciones necesarias para un 
buen entendimiento de las conclusiones que pueden 
extraerse de este análisis.
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4.7 ANÁLISIS DE 
SENSIBILIDAD DEL LEC
Tal y como se menciona en otras secciones de 
este documento, el precio pagado para conseguir 
analizar cuantitativamente la evolución del LEC 
es la particularización, y el único enfoque sensato 
para generalizar los resultados previamente mos-
trados es llevar a cabo un análisis de sensibilidad.

Como el cálculo LEC se basa en una producción 
eléctrica anual concreta que será correspondiente 
a un emplazamiento y un año meteorológico deter-
minados, en un coste de inversión de la central y en 
un coste concreto de O&M, la influencia que todos 
estos parámetros tienen sobre el LEC se muestra 
en la Figura 53, que es cualitativamente válida para 
todas las tecnologías.
Figura 53. Influencia de la producción 
anual, del coste de inversión y del coste 
O&M en el LEC
Analisis de sensibilidad del LEC
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Dicha figura indica que si se consideran constantes 
el resto de factores que influyen sobre el LEC, la 
variación del LEC con la producción es casi inver-
samente lineal, de forma que cuando la producción 
aumenta el LEC disminuye con pendiente prácti-
camente constante. La figura también nos indica 
comportamientos cualitativamente similares, aun-
que contrarios en signo, del LEC frente a la variación 
de los costes de inversión y de los costes de opera-
ción y mantenimiento.

4.8 RELACIÓN ENTRE 
EL LEC Y LA PRIMA 
NECESARIA
Para finalizar este capítulo de costes, es necesario 
hacer diversas reflexiones acerca del significado y 
alcance del coste normalizado de la producción de 
electricidad, LEC, que se ha utilizado como indicador 
económico/financiero en las secciones anteriores. 

La primera de estas reflexiones consiste en poner 
de manifiesto que el LEC no representa una estima-
ción de la tarifa o prima necesaria para asegurar la 
viabilidad de los proyectos de centrales eléctricas ter-
mosolares, ni es posible, a partir del mismo, estimar 
completamente cuál debe ser dicha tarifa o prima.

El LEC puede utilizarse para comparar tecnologías 
de producción de electricidad sólo si en el análisis 
técnico-económico de dichas tecnologías se fijan 
apropiadamente la serie de parámetros financieros 
de los que depende (estructura de financiación, infla-
ción prevista, periodos de amortización, vida útil del 
proyecto, etc.), reduciendo las variables a la inversión 
inicial y a la producción de energía eléctrica anual.

Por ello, tratar de determinar en base a un LEC, cuyo 
valor depende fuertemente de los parámetros econó-
micos que se fijen, el valor de una prima que establezca 
el precio de venta de la energía eléctrica producida por 
las centrales eléctricas termosolares no es razonable.

Téngase en cuenta, además, que el LEC no es el in-
dicador utilizado habitualmente para determinar la 
viabilidad económica de los proyectos, ni para ana-
lizar la financiabilidad de los mismos. Para esos 
propósitos suele utilizarse la Tasa Interna de Retorno 
(TIR) y el Ratio de Cobertura al Servicio de la Deuda 
(RCSD). De forma, que el establecimiento de la prima 
a la producción de energía eléctrica de origen termo-
solar debe ir orientada a facilitar que los proyectos 
resulten viables en función de dichos indicadores.

Como muestra y justificación a lo dicho anteriormen-
te, se ha realizado un breve análisis para comparar 
el LEC de dos proyectos de centrales eléctricas ter-
mosolares de canal parabólico calculado con los 
valores de los parámetros financieros utilizados en 
este estudio, con la prima que sería necesaria es-
tablecer para que en todos y cada uno de los años 
de vida útil de estas centrales el RCSD sea siempre 
superior a 1,5 o a 2. Los resultados de dicho análi-
sis se presentan en la Tabla 29.



IDAE-AICIA-CENER-IDOM

98

Tabla 29. Precio de venta y prima necesaria para obtener un  RCSD=1 y RCSD=2 de diferentes 
proyectos y comparación con el LEC de los mismos

RCSD = 1,5 RCSD = 2

Proyecto Inversión 
(M€)

Producción 
(GWh/año)

LEC 
(€/kWh)

Precio 
mercado 
energía 
(€/kWh)

Precio 
venta  
necesario 
(€/kWh)

Prima 
necesaria 
(€/kWh)

Precio 
mercado 
energía  
(€/kWh)

Precio 
venta  
necesario  
(€/kWh)

Prima 
necesaria 
(€/kWh)

Tipo 1 316 157,1 0,161 0,056 0,234 0,177 0,056 0,329 0,273

Tipo 2 200 92,8 0,174 0,056 0,252 0,195 0,056 0,354 0,298

Proyecto Tipo 1: central de 160 lazos con 6 horas de almacenamiento a una latitud de 37.4º y con  
DNI = 2.050 kWh/m2

Proyecto Tipo 2: central de 100 lazos sin almacenamiento a una latitud de 39.1º y con DNI = 1.950 kWh/m2

Como puede verse, el valor del precio de venta necesario y, por tanto, de la prima necesaria, incluso mante-
niendo todos los parámetros financieros constantes, es sustancialmente superior al LEC de los proyectos y, 
además, aumenta significativamente si se han de alcanzar RCSD altos.
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5.1 INTRODUCCIÓN
El análisis del potencial de generación eléctrica 
mediante las tecnologías termosolares supone 
una de las aportaciones centrales del presente es-
tudio. Una vez que se han expuesto las principales 
características de las tecnologías termoeléctricas 
más desarrolladas y que se han determinado, para 
cada una de ellas, centrales de referencia, el ca-
pítulo actual se centra en estimar el potencial de 
producción eléctrica mediante cualquiera de estas 
tecnologías en el territorio peninsular.

El potencial de generación puede ser considerado 
desde el punto de vista de la cantidad de energía 
eléctrica que podría llegar a generarse a partir de 
la energía solar disponible en el territorio peninsu-
lar, mediante las tecnologías termoeléctricas en un 
periodo temporal determinado. 

En el marco de este estudio, y en base a la relativa 
repetitividad del recurso solar en base anual, se 
considerará el potencial en términos de energía 
eléctrica generada en un año. Debido a la varia-
bilidad espacial e interanual de la energía solar, 
el potencial solar se analiza tanto temporal como 
espacialmente. Así, para tener en cuenta la varia-
bilidad temporal, los cálculos de simulación de la 
producción se realizan utilizando los denominados 
Años Meteorológicos Tipo (AMT). En estos AMT, se 
incorporan las características climáticas espera-
das durante un periodo de largo plazo que incluye 
el periodo de análisis 2010 a 2020. En cuanto a 
la variable espacial, dado que la energía solar va-
ría de unas zonas a otras, es necesario analizar el 
potencial anual para cada localización dentro del 
territorio analizado. La integración de los resulta-
dos de capacidad de generación eléctrica para todo 
el territorio permitirá determinar el potencial total 
en la España peninsular.

El primer paso para poder determinar el potencial 
de producción eléctrica termosolar en la España 
peninsular, es conocer, en primer lugar, el recur-
so solar en el territorio para, en segundo lugar,  
determinar en qué parte del mismo se podrían 
implantar centrales termosolares. Una vez de-
terminados estos dos aspectos, por medio de 
simulaciones, puede estimarse la energía eléc-
trica a producir con las diferentes tecnologías 
termosolares.

Las distintas posibilidades a la hora de aco-
tar el territorio permitirían definir distintos 

“potenciales” que en este análisis se reducen a 
dos, llamados potencial total y potencial dispo-
nible. Además, gracias a los análisis económicos 
realizados, es posible también determinar otros 
aspectos de las centrales potencialmente instala-
bles, lo que puede resultar en nuevas limitaciones 
y conceptos en la definición del potencial y que, 
en este estudio, dan lugar al llamado potencial 
accesible.

En los siguientes apartados se realiza un análisis 
de los distintos potenciales en la España peninsu-
lar, definiendo en primer lugar los tres potenciales 
que se han considerado, para exponer seguida-
mente en detalle la metodología utilizada para el 
cálculo de cada uno de ellos, y posteriormente 
mostrar los resultados obtenidos y las conclusio-
nes que de ellos se desprenden.

5.2 POTENCIAL TOTAL, 
DISPONIBLE Y ACCESIBLE
Para el análisis del potencial de aprovechamiento 
de la energía solar termoeléctrica en la España 
peninsular en 2020 se han definido tres niveles 
de potencial: total, disponible y accesible. Las 
características de cada uno de estos niveles se 
describen en los siguientes apartados.

5.2.1 Potencial total
Se ha definido el potencial total como la pro-
ducción anual bruta de energía eléctrica teórica 
máxima de cada una de las cuatro tecnologías de 
referencia –captadores canal-parabólicos (CCP), 
captadores lineales de Fresnel (CLF), receptor 
central y discos Stirling–, determinado en función 
del área total, sin imponer ninguna restricción a la 
implantación de las tecnologías estudiadas. Así, 
se tiene en cuenta todo el territorio peninsular sea 
cual sea su uso actual o futuro, orografía, nivel de 
radiación solar, etcétera.

Para calcular el potencial total, se han necesitado 
dos conjuntos de datos de entrada: 

 •  El mapa anual de DNI.
 •  Los modelos simplificados de estimación de la 

producción por tecnología. 
En el apartado de metodología se describe la 
seguida para la elaboración de ambos con-
juntos de datos de entrada. Por un lado, en el 
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correspondiente a estimación del recurso solar, 
se describe el proceso llevado a cabo para gene-
rar la información relativa a la radiación solar en 
la España peninsular, recogiendo tanto el análi-
sis de las fuentes de datos sobre radiación solar 
como la metodología seguida para estimar dicha 
radiación solar en toda la geografía de la España 
peninsular, así como la validación de los mismos, 
llevada a cabo para asegurar la fiabilidad de los 
datos estimados. Por otro lado, en el apartado de 
cálculos de producción, se detalla cómo se han 
elaborado los modelos simplificados de produc-
ción exergética y eléctrica bruta de las plantas 
termosolares por superficie de espejo a partir de 
los resultados de las simulaciones hechas para 
cada una de las cuatro tecnologías considera-
das. Al tratarse de un potencial total, que tiene 
en cuenta la máxima cantidad de energía eléctri-
ca que puede ser producida con cada una de las 
tecnologías termosolares, los modelos de cálculo 
se han basado en centrales que han sido optimi-
zadas con el criterio de maximizar la producción 
de las mismas.

En el capítulo de resultados se recoge la es-
timación del potencial total para la España 
peninsular de cada una de las cuatro tecnologías 
de referencia.

5.2.2 Potencial disponible
Se ha definido el potencial disponible como la pro-
ducción anual de energía eléctrica disponible de 
cada una de las cuatro tecnologías de referencia, 
determinado en función del área disponible, que 
resulta de aplicar al área total una serie de res-
tricciones de carácter general que se consideran 
comunes a todas las tecnologías estudiadas. 

Es importante tener en cuenta que, a efectos del 
presente estudio, se han excluido aquellas zonas 
que cuentan con una determinada protección o que 
tienen un carácter singular, que a la escala a la que 
se plantea el presente estudio, no se pueden anali-
zar en detalle. No obstante, es importante señalar 
que aquellos territorios que se han excluido en este 
análisis, y que han quedado fuera de la definición del 
potencial disponible, no tienen por qué ser incom-
patibles con la ubicación de una central eléctrica 
termosolar (CET).

Para la obtención del potencial disponible se ha 
tenido en cuenta la parte del territorio peninsular 
que en la actualidad se considera disponible para 

la implantación de estas tecnologías y se encuentra 
libre de determinados condicionantes físicos (de-
terminados usos del suelo, núcleos de población) o 
administrativos (espacios naturales protegidos, hi-
drografía, autovías, autopistas y líneas ferroviarias, 
línea de costa y fronteras).

Para calcular el potencial disponible, se han ne-
cesitado dos datos de entrada: el potencial total 
de cada tecnología para todo el territorio nacional 
peninsular y el mapa de condicionantes físicos y 
administrativos. En el apartado de condicionantes 
físicos y administrativos, se describe el proceso 
llevado a cabo para generar los mapas de con-
dicionantes, recogiendo tanto el análisis de las 
capas utilizadas como la metodología seguida 
para su tratamiento e integración en un solo mapa 
que sirva de filtro para cortar el mapa de potencial 
total, obteniendo de dicha intersección el mapa 
de potencial disponible de cada escenario. Dado 
que este potencial se basa en el potencial total, 
los resultados obtenidos corresponden a la pro-
ducción eléctrica bruta de centrales optimizadas 
técnicamente, es decir, que maximizan la ener-
gía producida por área de apertura de captador.

En el capítulo de resultados se recoge la estimación 
del potencial disponible para la España peninsular 
de cada una de las cuatro tecnologías de referencia.

5.2.3 Potencial accesible
Se ha definido el potencial accesible como la 
producción anual de energía eléctrica neta eco-
nómicamente accesible de cada una de las cuatro 
tecnologías de referencia, determinado a partir del 
coste normalizado de la energía.

Este potencial sólo se ha calculado en el esce-
nario tendencial, ya que los criterios económicos 
utilizados, basados en el coste normalizado de 
la energía, resultan insuficientes en un escena-
rio de eficiencia, cuya base conceptual huye de la 
centralización y se apoya en la optimización de la 
producción energética, con criterios más comple-
jos que los meramente económicos basados en 
el coste de la electricidad generada. Además, tal 
como se expuso anteriormente, la falta de datos 
sobre los parámetros técnicos y económicos de 
las diferentes instalaciones termosolares que me-
jor se podrían adaptar al escenario de eficiencia, 
hace imposible presentar resultado alguno sobre 
el potencial accesible para dicho escenario en el 
marco de este proyecto.
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Para calcular el potencial accesible se ha de tener 
en cuenta que su magnitud está intrínsecamen-
te relacionada con las condiciones económicas 
que se establezcan. Así, a diferencia de los poten-
ciales anteriores, en los que se alcanza un valor 
numérico del potencial, en este caso el potencial 
accesible se presenta como la producción eléctri-
ca neta que puede ser producida en función del 
coste normalizado máximo de la energía que sea 
considerado. Es decir, el potencial accesible no es 
un único valor en sí mismo, sino una relación que 
permite obtener dicho potencial en función del 
LEC. Dicho esto es lógico pensar que para calcular 
el potencial accesible se necesitan, básicamen-
te, cuatro datos de entrada, el mapa de IDN, los 
modelos simplificados de estimación de la pro-
ducción y de la estimación del LEC y el mapa de 
condicionantes físicos y administrativos del esce-
nario tendencial. Tanto el mapa de IDN como el de 
condicionantes son comunes a los empleados en 
los potenciales total y disponible y la metodolo-
gía llevada a cabo para su obtención se presenta 
posteriormente en el apartado de estimación del 
recurso solar y en el apartado de condicionantes 
físicos y administrativos. Sin embargo, los mode-
los simplificados, tanto de producción como de 

estimación del LEC, aunque emplean una meto-
dología relativamente semejante a la presentada 
en el apartado de cálculos de producción, se ex-
ponen por separado en el apartado de estimación 
del coste de la energía y potencial accesible, ya 
que presentan ciertas diferencias importantes, 
sobre todo relacionadas con el hecho de que en 
este caso los modelos simplificados responden 
a centrales optimizadas económicamente con el 
fin de alcanzar el mínimo LEC, en lugar de téc-
nicamente para alcanzar la máxima producción 
por metro cuadrado. La metodología seguida para 
cada una de las tecnologías se explica por se-
parado dentro de dicho apartado, ya que existen 
ciertas diferencias.

En el capítulo de resultados se recoge la estimación del 
potencial accesible para la España peninsular de cada 
una de las cuatro tecnologías de referencia.

5.2.4 Resumen de los tipos de 
potenciales
En la Tabla 1 se muestran las características princi-
pales de los tres niveles de potencial considerados.

Tabla 1. Características principales de los diferentes tipos de potencial definidos

Nombre Magnitud Restricciones Terreno Optimización

Total Energía eléctrica 
bruta Tecnológicas Total Técnica (W/m2)

Disponible Energía eléctrica 
bruta

Tecnológicas + condicionantes físicos 
y administrativos Disponible Técnica (W/m2)

Accesible Energía eléctrica 
bruta

Tecnológicas + condicionantes  
físicos y administrativos +condiciones 
económicas

Disponible Económica (€/kWh)

5.3 METODOLOGÍA
La metodología empleada para el cálculo de poten-
cial solar termoeléctrico en la España peninsular es 
similar para los tres potenciales descritos. En todos 
los casos, la metodología utilizada se basa en la si-
mulación del comportamiento de las centrales de 
referencia de cada una de las tecnologías para esti-
mar el potencial de generación eléctrica.

Los programas utilizados para la simulación, dife-
rentes para cada tecnología, permiten estimar la 

energía eléctrica generada en un año por una cen-
tral termosolar determinada, en un emplazamiento 
determinado y en base a un año meteorológico tipo 
que represente la serie temporal de las variables 
meteorológicas de interés a lo largo del año.

Teniendo esto en cuenta, es necesario generar un 
año meteorológico tipo para cada localización en 
la geografía peninsular y, en base a este, realizar 
la simulación anual de cada una de las centrales 
de referencia para conocer el potencial de cada lo-
calización de la España peninsular. Para reducir el 
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número de simulaciones a realizar en el estudio, 
se han desarrollado y aplicado modelos simplifica-
dos que permitan estimar la producción eléctrica en 
cada punto de la geografía peninsular a partir de su 
localización (latitud) y de la energía solar recibida en 
dicho punto durante todo el año de diseño. 

De acuerdo con esta metodología, existen tres tareas 
principales que deben llevarse a cabo antes de la 
estimación del potencial. Por un lado, es necesario 
estimar el recurso solar para cada localización, por 
otro, definir las limitaciones al territorio en función 
de las definiciones del potencial y, por último, crear 
los modelos simplificados que permitan estimar, con 
fiabilidad, la generación eléctrica en función, como 
se ha dicho, de la latitud y del recurso solar.

Una vez llevadas a cabo estas tareas, la estimación 
del potencial resulta viable si se utilizan sistemas 
de información geográfica (SIG) que permiten traba-
jar con las limitaciones territoriales utilizadas para 
cada potencial definido y programar el cálculo de la 
producción eléctrica en todo el territorio a partir de 
los modelos simplificados en función de un mapa 
de radiación anual.

Una de las partes críticas en este análisis es la crea-
ción de los modelos simplificados de forma que 
permitan obtener estimaciones fiables en función 
únicamente de los dos parámetros citados, la radia-
ción anual y la latitud. Para elaborar estos modelos 
se han utilizado expresiones de ajuste de la gene-
ración eléctrica en base a simulaciones concretas, 
para años meteorológicos tipo concretos, realizadas 
para diferentes valores de radiación anual y de la-
titud. Para esto, ha sido por tanto preciso generar 
también dichos años meteorológicos tipo en nume-
rosas localizaciones representativas.

Los apartados siguientes describen más en deta-
lle la metodología seguida para cada una de las 
tareas fundamentales, la estimación del recurso 
solar, la creación de los modelos simplificados y 
la determinación de las limitaciones territoriales 
en función del potencial que se desea analizar.

5.3.1 Estimación del recurso 
solar
En este capítulo se describe el proceso llevado a 
cabo para generar la información relativa a la ra-
diación solar en España. El capítulo recoge tanto el 
análisis de las fuentes de datos sobre radiación so-
lar como la metodología seguida para estimar dicha 

radiación solar en toda la geografía española, así 
como la validación de los mismos, llevada a cabo 
para asegurar la fiabilidad de los datos estimados. 

Estos trabajos abarcan fundamentalmente dos ac-
tividades distintas:

1  Generar una capa con la información de la radia-
ción solar directa normal en la mayor parte del 
territorio.

2  Generar años meteorológicos en diferentes lo-
calizaciones representativas del territorio para 
la simulación del comportamiento de las plan-
tas de referencia a analizar.

La capa de información de la radiación solar 
directa normal será la utilizada, a través del sis-
tema de información geográfica, para estimar la 
producción de las centrales mediante los mode-
los simplificados. Los años meteorológicos tipo 
permitirán estimar la producción eléctrica en di-
ferentes puntos y construir mediante un ajuste 
matemático los modelos simplificados, por este 
motivo, deberán generarse años meteorológicos 
suficientes para ser representativos de todo el te-
rritorio. A continuación se describen el proceso 
realizado para llevar a cabo cada una de estas 
dos actividades.

Generación de un mapa de radiación directa 
normal

Como se ha comentado, el primer paso a la hora de 
estimar el potencial es conocer el recurso solar en 
el territorio analizado. Para ello resulta necesario 
desarrollar una metodología adecuada para ge-
nerar un mapa de radiación directa normal anual. 
Entre los requisitos que debe garantizar esta me-
todología, han de considerarse muy especialmente:

•  Que sea susceptible de aplicarse a la mayor parte 
del territorio.

•  Que genere información de la radiación solar di-
recta normal, que es la que finalmente aprovecha-
rán los sistemas termosolares a estudiar.

La metodología seguida para la generación de este 
mapa se muestra de forma global en la Figura 1.

La metodología desarrollada consiste, básicamente, 
en los siguientes pasos:

•  Obtención de un mapa base de radiación global 
anual.

•  Validación y corrección del mapa base.
•  Creación del mapa de radiación directa normal a 

partir del mapa de global.
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Figura 1. Metodología de generación del mapa de radiación directa normal
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A continuación, se explica el significado de la ecua-
ción Ec. (1) contenida en la Figura 1.

Ec (1)

DNI = 1,37 t − 0,34 I kanual anual

Donde:

•  I es el índice de disponibilidad de la radiación di-
recta. Se mide en kW/m2.

•  El kt
anual (índice de claridad atmosférica) mide la 

transparencia de la atmósfera y se define como:
Ec (2)

KT =
1

365.25
H
Hodías del año

Siendo:

•  H la irradiación global horizontal diaria.
•  H0 la irradiación extraterrestre horizontal diaria.

A continuación se describe la forma en que se han 
llevado a cabo cada uno de estos tres pasos que per-
miten obtener el mapa de radiación directa normal 
objeto de esta metodología.

1.  Obtención de un mapa base de radiación glo-
bal anual: el requisito de cubrir la mayor parte 
del territorio con una metodología y fuente de 
datos unificada, conduce obligatoriamente a 
utilizar imágenes de satélites geoestacionarios 
como fuente para determinar la radiación solar. 
Así, se han utilizado como datos de partida los 
resultados de la radiación solar global espera-
da en un periodo de largo plazo, derivados del 
tratamiento de imágenes del satélite Meteosat 
[Ramírez, 2000] y cedidos para el presente estu-
dio por CIEMAT. Este trabajo tuvo como resultado 
la estimación de 365 mapas diarios de radiación 
global con una resolución de 5x5 km, en todo el 
territorio de la España peninsular. Estos mapas 
pueden ser agrupados para proporcionar tanto 
un único mapa anual de radiación global como 
mapas mensuales que permiten, con un número 
abarcable de datos, trabajar con la distribución 
temporal de la radiación a lo largo del año. Aun-
que el objetivo final de este proceso es obtener 
un único mapa de radiación anual, los siguientes 
pasos de la metodología se llevan a cabo median-
te en base a los 12 valores mensuales, lo que 
permite alcanzar un mayor nivel de fiabilidad.

Figura 2. Mapas de valores mensuales de 
radiación global de largo plazo. Meses: 
enero y julio
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En la Figura 2 se pueden observar a modo de ejemplo las 
figuras correspondientes a los meses de enero y julio.

2.  Validación y corrección del mapa base: una vez obte-
nido el mapa base de radiación global, que tal como 
se ha comentado consiste realmente en 12 mapas 
mensuales, se procede a verificar su adecuación y 
corregirlo en base a datos reales medidos en deter-
minadas ubicaciones y estimaciones precisas del 
recurso a largo plazo para dichas ubicaciones. Para 
ello, se utilizan datos de estaciones de medida en más 
de 30 emplazamientos en España, pertenecientes a 
promotores de plantas termosolares y gestionados 
por CENER/AICIA-GTER. Se trata de estaciones de 
medidas de alta calidad, cuyos datos han sido someti-
dos a un riguroso procedimiento de control de calidad 
incluida la revisión visual de todos y cada uno de los 
días medidos. Las campañas de medida utilizadas tie-
nen distintas duraciones, todas ellas comprendidas 



IDAE-AICIA-CENER-IDOM

106

entre 1 y 5 años completos. En cada uno de estos em-
plazamientos se ha realizado un minucioso estudio 
de análisis de la radiación global esperable a largo 
plazo, utilizando, además de la campaña de medi-
das, cuanta información de otras bases de datos del 
emplazamiento y proximidades hubiera disponible. 
Una vez preparados se correlacionan los datos de la 
radiación global a largo plazo en cada uno de los em-
plazamientos con los que se derivan del mapa base 
utilizado. El resultado de esta validación, presenta-
do en la Figura 3, muestra la correlación entre los 
valores de las dos fuentes, pero apunta a una ligera 
infra-estimación (7,5%) de los valores del mapa base. 
Por consiguiente, el mapa base es corregido aplican-
do al alza este factor de corrección.

Figura 3. Correlación de los valores de 
radiación global a largo plazo estimados 
para más de 30 emplazamientos con los 
valores del mapa base de radiación global
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Una vez generado el mapa base de radiación global 
directa es necesario obtener los valores de radiación 
directa normal mediante el proceso que se descri-
be a continuación.

3.  Creación del mapa de radiación directa normal a 
partir del mapa de global: una vez se ha determi-
nado la distribución espacial de la radiación global 
en el territorio como principal fuente de informa-
ción, hay que realizar la transformación de esta 
información a los valores de radiación directa nor-
mal. En la bibliografía existen numerosos estudios 
que permiten estimar la radiación directa normal 
a partir de la global, en este caso se hace uso de 
la expresión propuesta por [Rabl, 1981].

Ec (3)

DNI = 1,37 t − 0,34 I kanual anual

En la Ec. (3) I representa un índice de disponibilidad 
de la radiación directa y puede ser calculado a partir 
del índice de claridad atmosférica (kt).

Antes de la aplicación de la expresión anterior y 
dado que se dispone de información más actualiza-
da y local que aquella con la que se desarrolló esta 
expresión, se ha procedido al ajuste y validación de 
la misma. Para ello, se realizan dos estudios: uno 
en valores anuales y otro en valores mensuales.

En cuanto al estudio de validación de la expresión en 
valores anuales, se parte de las estimaciones de ra-
diación global y directa anual realizada en más de 30 
emplazamientos en España, aplicando la metodología 
descrita en detalle en [Pagola, in press]. En la Figura 
4, se han representado los valores de radiación directa 
y global estimados para los emplazamientos analiza-
dos y se ha ajustado la correlación de forma análoga 
a la presentada en la ecuación Ec. (3).
Figura 4. Ajuste de valores anuales de DNI 
con datos de largo plazo en España
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La nueva correlación obtenida se presenta a conti-
nuación, Ec. (4), donde se observa que resulta muy 
similar a la de referencia que se pretende validar:

Ec (4)

DNI

anual = 1,37
t

− 0,34I kanual

El estudio de validación en valores mensuales aporta 
un enfoque más novedoso y permite la utilización de 
datos medidos y por tanto más concluyentes. Así, se 
analizan datos obtenidos de la Escuela de Ingenieros 
de Sevilla y de la Agencia Estatal de Meteorología (AE-
MET) y se realiza un exhaustivo control de calidad de los 
datos para asegurar que las comparaciones realizadas 
tienen suficiente fiabilidad. De la gran cantidad de da-
tos obtenidos se utilizan únicamente aquellos meses 
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con al menos 28 días válidos en su totalidad y en caso 
de existir días erróneos se sustituyen los valores con 
la media del mes correspondiente. En la Figura 5 se 
muestra la localización de las estaciones utilizadas, 
que abarcan de forma distribuida el territorio a analizar.
Figura 5. Estaciones de medida en España 
utilizadas para la validación de la estimación de 
la DNI a partir de la radiación global mensual

La siguiente tabla muestra los valores disponibles 
para realizar la comprobación y ajuste de la expresión 
de transformación de la radiación global a directa. Se 
muestran, para cada mes y cada estación de medida, 
el número de series completas de datos válidos que se 
han podido extraer de los datos utilizados. A modo se 
comentario y como explicación de la tabla, se puede ver 
qué la estación localizada en Murcia es la que más datos 
válidos proporciona, contando con medidas correctas 
de 10 años para la gran mayoría de los meses y con-
tando con al menos 6 series de valores correctas para 
cada mes. Sin embargo, en la estación de Coruña hay 
meses como Septiembre y Octubre en los que tan sólo 
se ha podido extraer una serie completa de medidas.

Tabla2. Meses completos disponibles para la relación entre la DNI y la radiación global

Estación BdD Lat Long
Meses completos disponibles

Ene Feb Mar Abr May Jun Jul Ago Sep Oct Nov Dic

Coruña INM 43.37 -8.42 2 4 2 4 5 3 4 5 1 1 4 5

Madrid INM 40.45 -3.72 7 6 7 6 5 9 8 7 7 5 7 7

Murcia INM 38.00 -1.17 10 10 11 10 10 10 7 6 8 9 10 9

Valladolid INM 41.65 -4.77 5 5 4 5 5 3 4 3 4 2 2 5

Sevilla GTER 37.40 -6.05 6 72 8 6 5 3 5 4 5 3 4 5

De forma análoga al caso anterior, se pueden repre-
sentar los valores de radiación directa respecto a 
los de global para establecer una correlación entre 
ellos mediante una expresión semejante a los casos 
anteriores. En la Figura 6 se muestran los valores y 
el ajuste de los mismos.

Figura 6. Ajuste de valores mensuales de 
DNI con datos medidos en España
Ajuste de la DNI mensual función del índice de cla-
ridad mensual
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En este caso, la correlación obtenida es la que se 
presenta a continuación, resultando también muy pa-
recida a las dos anteriores, la de referencia obtenida 
de la bibliografía y la calculada en base anual para los 
emplazamientos estudiados en mayor detalle.

Ec (5)

DNI = 1,29 t − 0,31 I kmes mes

Por último, y como comparación de los dos proce-
dimientos realizado con la expresión propuesta por 
[Rabl, 1981], en la Figura 7 se muestran tanto los 
coeficientes de las expresiones estudiadas como los 
intervalos de confianza de los mismos para los nue-
vos desarrollos. 
Figura 7. Comparación de los coeficientes 
de ajuste de la relación de la DNI con la 
radiación global

B
ib
lio

An
ua
l

M
es
es
_1

M
es
es
_2

B
ib
lio

An
ua
l

M
es
es
_1

M
es
es
_2

2,0

1,0

0,0

-1,0

Del análisis de esta figura se puede concluir que estas 
expresiones son coherentes y pueden ser represen-
tadas todas por una única expresión sin aumentar de 
forma representativa el error del cálculo. Entre las 
tres opciones disponibles, que se ha comprobado que 
todas pueden ser válidas, se decide utilizar aquella 
expresión de pendiente intermedia (1,32).

Generación de años tipo de radiación directa

En este apartado se muestran los trabajos relacio-
nados con la generación de años tipo, o serie de 
valores horarios durante un año, para cualquiera 
de los píxeles o puntos del territorio (Figura 8). A 
partir de cada una de estas series se realizarán los 
estudios detallados de simulación del funciona-
miento de las plantas tipo consideradas para cada 
una de las tecnologías. No obstante, tal como se ha 
comentado anteriormente, resulta inviable realizar 
simulaciones anuales para cada uno de los puntos 
de la geografía española, por lo que es imprescin-
dible analizar la casuística existente en España y 

determinar un número razonable de puntos cuyas 
simulaciones puedan ser utilizadas para desarrollar 
los modelos simplificados válidos para toda la geo-
grafía. La selección de estos puntos representativos 
se realiza también en este apartado por la estrecha 
relación que guarda su elección con el estudio del 
recurso solar, tal como se verá a continuación.
Figura 8. Representación de la necesidad de 
obtener una serie horaria (AMT) en cada uno 
de los píxeles del territorio

42
44

200180160140

36
37
38
40
41

43

12010080604020

1.100
1.200
1.300
1.400
1.500
1.600
1.700
1.800
1.900
2.000
2.100
2.200

En primer lugar, para seleccionar los puntos en los que 
generar años meteorológicos, se establecen los límites co-
rrespondientes a los valores anuales de irradiación directa 
normal y latitud, por medio del análisis de la incidencia de 
los distintos valores anuales en todo el territorio analizado:

•  Se comprueba que el rango de latitudes en el terri-
torio analizado va desde 36º a 44º. Considerando la 
magnitud en la que afecta la latitud a la operación de 
las centrales y, por tanto, a las simulaciones y a los 
modelos simplificados que se obtengan a partir de 
las mismas, se considera suficiente realizar simu-
laciones en intervalos de un grado.

•  Se comprueba que la radiación directa normal anual en 
la geografía española toma valores comprendidos entre 
1.100 y 2.200 kWh/m2·año. Dado que el recurso solar 
tiene una influencia directa en la producción anual de 
las centrales, parece apropiado realizar simulaciones 
para años meteorológicos tipo cada 100 kWh/m2·año.

La combinación de estas dos condiciones, a priori, 
crearía 88 casos posibles, correspondientes a cada 
valor de irradiación directa anual en cada latitud. No 
obstante, analizando la incidencia de los diferentes 
niveles de radiación en el mapa, hay que descartar 
algunos de estos casos, ya que no se obtienen todos 
los valores de irradiación directa anual en todas las 
latitudes  (por ejemplo, los emplazamientos con va-
lores más altos de latitud presentan valores anuales 
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de irradiación menores, por lo que no alcanzarán los 
valores máximos de irradiación directa). En la Tabla 
3 se muestra un estudio de la incidencia de niveles 
de radiación en cada latitud muestreados, como se 
ha comentado, cada grado y cada 100 kWh/m2·año. 
Los valores mostrados corresponden al número de 

pixeles o puntos (tal como se ha dicho, de 5x5 km) 
que presenta cada nivel de radiación. Tras analizar 
los casos descartables, aparecen de 54 casos dis-
tintos con cierto número de incidencias, resaltadas 
con color en la Tabla 3 para los cuales será nece-
sario crear un año meteorológico tipo.

Tabla 3. Tabla de incidencias y casos de DNI para distintas latitudes

Rangos DNI

1.100 1.200 1.300 1.400 1.500 1.600 1.700 1.800 1.900 2.000 2.100

1.200 1.300 1.400 1.500 1.600 1.700 1.800 1.900 2.000 2.100 2.200 Num Casos

R
an

go
s 

la
tit

ud

43 44 4 151 515 438 106 19 10 0 0 0 0 1.243 7

42 43 0 9 62 320 833 723 575 849 394 66 0 3.831 9

41 42 0 0 0 1 20 140 548 1.337 1.153 195 4 3.398 8

40 41 0 0 0 1 9 102 588 1.411 663 9 0 2.783 7

39 40 0 0 0 0 0 4 76 635 1.622 309 1 2.647 6

38 39 0 0 0 0 0 3 38 492 1.505 623 1 2.662 6

37 38 0 0 0 0 0 10 64 262 894 1.107 30 2.367 6

36 37 0 0 0 0 0 0 7 75 419 288 44 833 5

Suma 4 160 577 760 968 1.001 1.906 5.061 6.650 2.597 80 19.764 54

En cada uno de los casos, si hay más de una in-
cidencia, se selecciona la localización concreta 
correspondiente a la incidencia con valor de DNI 
anual más centrada en el intervalo correspondien-
te. En la Tabla 4 se muestra el proceso de selección 
de la localización que será representativa de cada 
uno de los 11 intervalos dentro del rango de latitud 
de 43 a 44 grados.
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Tabla 4. Ejemplo de selección de localización representativa de los 11 casos de DNI, dentro del 
rango de latitudes de 43 a 44º

Detalles del caso Localización  
seleccionada Índices de claridad mensuales

ID LAT 
Mín.

LAT  
Máx.

DNI 
Mín.

DNI 
Max.

Nº  
Casos LAT LON DNI Ene Feb … Oct Nov Dic

1 43 44 1.100 1.200 4 4326 -3.80 1.167 0,44133 0,40116 … 0,50708 0,47227 0,46351

2 43 44 1.200 1.300 151 43.53 -7.58 1.250 0,46149 0,42105 … 0,51247 0,47228 0,45349

3 43 44 1.300 1.400 515 43.13 -3.00 1.350 0,47307 0,45864 … 0,53808 0,50104 0,46686

4 43 44 1.400 1.500 438 43.02 -8.95 1.450 0,45645 0,41647 … 0,49669 0,48321 0,47171

5 43 44 1.500 1.600 106 43.14 -9.21 1.550 0,45324 0,41802 … 0,52187 0,50388 0,50634

6 43 44 1.600 1.700 19 43.09 -6.07 1.644 0,43498 0,41124 … 0,59381 0,53408 0,47564

7 43 44 1.700 1.800 10 43.08 -6.38 1.764 0,45198 0,39281 … 0,6191 0,55211 0,49497

8 43 44 1.800 1.900 0 - - 0 - - - - - -

9 43 44 1.900 2.000 0 - - 0 - - - - - -

10 43 44 2.000 2.100 0 - - 0 - - - - - -

11 43 44 2.200 0 - - 0 - - - - - -

En cada uno de estos emplazamientos se dispone 
de los valores de radiación global mensual y por 
tanto se pueden determinar los índices de clari-
dad mensuales. A partir de los índices de claridad 
mensuales, se aplican algoritmos de generación 
sintética de la radiación solar, para determinar los 
valores diarios y a continuación los valores hora-
rios, como se muestra en la Figura 9. En un paso 
posterior (Figura 10) se analizan los valores anua-
les correspondientes a la aplicación de los modelos 
de global a directa más extendidos y se selecciona 
aquel que conduce al resultado con menos diferen-
cia respecto al valor anual correspondiente. Todo 
este proceso se ejecuta de forma iterativa hasta que 
se obtiene un resultado con la diferencia en valor 
anual inferior al 1% con el valor objetivo.

El índice de claridad mensual es el punto de par-
tida para la generación sintética de valores de 

irradiación global. La aproximación seguida en este 
trabajo consta de dos pasos: en primer lugar, se 
obtienen valores diarios de claridad partiendo del 
valor mensual por medio del método desarrolla-
do por Aguiar y sus colaboradores en 1988 (este 
método hace uso de matrices de Markov de primer 
orden, y es uno de los más extendidos y validados). 
Este paso corresponde al “PRIMER PASO” de la 
Figura 9. En segundo lugar, a partir de los valores 
diarios de claridad, se lleva a cabo la generación 
de los valores horarios, por medio del método TAG, 
propuesto por Aguiar y sus colaboradores en 1991 
(este método propone una descomposición de los 
valores horarios en una componente de tendencia, 
sumada a una componente aleatoria, y nueva-
mente es uno de los métodos más extendidos y 
validados). Este paso corresponde al “SEGUNDO 
PASO” de la Figura 9. 
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Una descripción detallada de los modelos de ge-
neración sintética de irradiación global puede 
encontrarse en la literatura [Pagola, in press].

Una vez obtenidas las series horarias de claridad, 
se procede a la generación de valores horarios de 
irradiación directa por medio de distintos modelos 
ampliamente estudiados y validados en la literatura: 
Orgill & Hollands, Erbs, Reindl y Louche. La gene-
ración de valores horarios de irradiación directa se 
muestra en el “TERCER PASO” de la Figura 9. 

A excepción del modelo de Louche (que estima la 
irradiación directa a partir de valores de transmitan-
cia), los modelos usados de conversión de global a 
directa estiman la irradiación directa por medio de 
la fracción difusa. Una descripción detallada de los 
modelos de conversión de global en directa usados 
puede encontrarse en Pagola, I., Gastón, M., Fernán-
dez Peruchena, C., Torres, J.L., Silva, M., Ramírez L., 
(2009). Procs. Of the Concentrating Solar Power and 
Chemical Energy Systems Symposium (15). Berlín. 
ISBN: 978-3- 00-0287.

Figura 9. Esquema de aplicación de los modelos de generación sintética.

PRIMER PASO

Fijando Gh-kt horarias desde mensuales

Halla el kt sintético diario para todos 
los días del año

kt diaria desde mensual

Usa el script de forma iterativa hasta 
completar el año

Halla el kt sintético horario para 
cada día considerado. 
Va recorriendo de forma iterativa 
todos los días hasta completar 
el año

SEGUNDO PASO

TERCER PASO

Kt todos los días

Generación sintética horaria

Kt horarios

Radiación 
extraterrestre

Valores horarios 
de radiación global

Valores horarios 
de radiación directa

Modelo KdKt

Desafortunadamente, la generación sintética de 
valores de irradiación global presenta cierta varia-
bilidad (inevitable, por la naturaleza aleatoria de la 
generación). Diferentes valores de irradiación glo-
bal generados dan lugar, a su vez, a distintos valores 
anuales de irradiación directa, que pueden alejarse 
del valor objetivo.

Para solventar esta dificultad, el método TAG de ge-
neración sintética horaria recomienda permitir una 

desviación inferior al 3% entre el valor mensual de 
claridad generado (calculado como el promedio de los 
valores horarios generados) y el valor de claridad de 
partida. Siguiendo esta recomendación, se hangene-
rado muchas series anuales horarias de irradiación 
global a partir de valores de claridad registrados en 
un emplazamiento dado. En la gráfica superior dere-
cha de la Figura 10 se muestra la distribución de los 
valores anuales de irradiación global obtenidos tras di-
chas generaciones sintéticas, así como el valor anual 
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registrado (línea vertical discontinua). Las distintas se-
ries generadas de irradiación global dan lugar a las 
distribuciones de valores anuales de irradiación di-
recta, como se muestra en las gráficas situadas en la 
parte izquierda de la Figura 10. Nuevamente, el valor 
anual registrado se muestra con una línea vertical. En 
la parte inferior derecha de dicha figura, se muestra 
la gráfica de dispersión entre los valores anuales ob-
tenidos de irradiación directa y de global.

En general, se han obtenido desviaciones estándar 
del 3% en los valores anuales de irradiación global 

generados permitiendo una desviación del 3% en los 
valores mensuales. Por ello, se ha procedido a una ge-
neración más restrictiva, permitiendo únicamente un 
1% de desviación en los valores mensuales generados 
y de partida, con objeto de obtener series cuyos valo-
res anuales sean cercanos a los valores objetivos o de 
partida. De este modo, para cada caso de estudio, se 
han generado series de irradiación global y directa, y 
se ha seleccionado aquella serie que conduce al resul-
tado con menos diferencia entre los valores anuales de 
partida y los obtenidos de irradiación global y directa 
(permitiendo un máximo del 1% en dicha diferencia).

Figura 10. Selección del modelo de estimación en función del valor objetivo de DNI anual
Valor objetivo

1.900 2.000

Irradiación directa anual (kWh/m2)

2.100 2.200 2.300 2.400

Reindl: 2.068 ± 64

OH: 1.991 ± 59 

Louche: 2.206 ± 63

Erbs: 2.070 ± 62
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Como resultado de todo este proceso, se dispone de 
una serie anual de valores horarios de radiación glo-
bal y directa para cada uno de los 54 casos de distintos 
valores de DNI anual y latitudes a analizar que se han 
considerado suficientemente característicos del te-
rritorio español.

En un paso posterior se estiman los valores de 
temperatura horaria correspondientes. Para ello, 
se adapta un método simplificado de estimación a 
partir de los valores de radiación global horarios. 
Carece de interés en el ámbito de este proyecto, ex-
plicar en detalle este procedimiento.

5.3.2 Cálculos de producción
En esta sección se detalla cómo se han elaborado los 
modelos simplificados de producción exergética y eléc-
trica bruta de las plantas termosolares a partir de los 
resultados de simulaciones hechas con el programa 
SimulCET, para las tecnologías de captadores canal-
parabólicos (CCP) y de captadores lineales de Fresnel 
(CLF), y a partir de otras herramientas de simulación 
para las tecnologías de receptor central y de discos 
Stirling.

Los modelos simplificados consisten en expresiones 
matemáticas que permiten calcular la producción 
eléctrica para todos los puntos del territorio de una 
forma rápida, en función del recurso solar anual y de 
la latitud, mediante expresiones ajustadas a una se-
rie de simulaciones precisas en puntos determinados 

representativos de todas las latitudes y magnitudes 
de radiación directa normal anual que se dan en el 
territorio estudiado. Los criterios utilizados para se-
leccionar los emplazamientos a simular de forma 
precisa con los programas de simulación citados han 
sido expuestos en el apartado anterior, mientras que 
en este se va a exponer cómo se extraen los modelos 
simplificados para todo el territorio a partir de simu-
laciones en estos emplazamientos.

Cada modelo simplificado se divide en dos partes, 
la primera que se utiliza para calcular la producción 
exergética de la planta a partir de las características 
de su emplazamiento (DNI y latitud), y la segunda 
para estimar la producción eléctrica bruta de las 
plantas en función de su producción exergética y de 
su capacidad de almacenamiento térmico.

Uno de los aspectos que se han de tener en cuen-
ta es que, con el objetivo de obtener el potencial de 
producción de electricidad, todas las simulaciones se 
han realizado considerando siempre un múltiplo solar 
óptimo asumiendo el valor óptimo del múltiplo solar1 
óptimo asumiendo el valor óptimo del múltiplo solar 
como aquel que maximiza la producción eléctrica bru-
ta por superficie de espejo. Una de las implicaciones 
de esta metodología es que, al tratarse de un ópti-
mo técnico, conduce a plantas con campos solares 
probablemente menores que las plantas comerciales 
actuales, optimizadas según criterios económicos. Sin 
embargo, a la hora de estimar el potencial de pro-
ducción se considera más adecuado suponer óptimos 

   

1 Múltiplo solar es el cociente de la potencia térmica generada por el campo solar y la potencia térmica demandada por el 
bloque de potencia en condiciones nominales



IDAE-AICIA-CENER-IDOM

114

técnicos y no económicos, ya que las consideracio-
nes económicas se tienen en cuenta por separado en 
el análisis de costes y mediante su aplicación al cál-
culo del potencial accesible, tal como se describirá 
posteriormente.

Otro aspecto que se verá en las siguientes secciones 
es que, para el cálculo de la producción eléctrica bru-
ta se ha estimado oportuno estudiar el rendimiento 
obtenido de dividir la producción eléctrica bruta por 
el potencial exergético2, puesto que este rendimien-
to refleja la medida en que el sistema de conversión 
de energía térmica en electricidad (almacenamiento 
térmico y bloque de potencia) se acerca a un ciclo tér-
mico ideal de Carnot. Así, conocido este rendimiento 
y el potencial de producción exergética se puede cal-
cular el potencial de producción eléctrica.

Los modelos simplificados, tal como se ha descrito, 
permiten estimar el potencial exergético y eléctrico de 
las plantas producido a partir de la energía solar, pero 
lógicamente, se excluyen todo tipo de fuentes auxiliares 
de combustible fósil, que pueden representar hasta el 
15% de la producción total de las plantas termosolares 
españolas. Esto implica que los valores que se puedan 
extraer de este informe no tienen por qué correspon-
der con la producción de centrales reales, en las que 
actualmente se utilizan combustibles fósiles auxiliares.

Se verá a lo largo de la descripción de la metodolo-
gía utilizada para generar los modelos simplificados 
que, en una primera fase, todos los cálculos se re-
fieren a la producción exergética y eléctrica por 
metro cuadrado de espejo (área de apertura de las 
centrales), para, finalmente, estudiar el factor de 
ocupación del terreno3, que permitirá en última ins-
tancia estimar la producción exergética y eléctrica 
por superficie de terreno ocupado por las plantas.

Es importante resaltar aquí que actualmente el coste del 
terreno no representa un valor significativo en las plan-
tas termosolares, y el uso del terreno no es actualmente 
un factor crítico durante el proceso normal de optimi-
zación de una planta termosolar. Una vez realizados los 
cálculos de producción por metro cuadrado de apertura 

de colector, se ha procedido a calcular la producción por 
metro cuadrado de terreno teniendo en cuenta las con-
figuraciones de las plantas comerciales actuales. Pero 
es importante resaltar que estos valores, la producción 
eléctrica bruta por metro cuadrado de terreno, podrían 
cambiar ostensiblemente si el uso del terreno tuviese 
una influencia más importante en el coste de las plantas 
o, si por alguna razón, existiesen restricciones del uso del 
mismo. Así algunas tecnologías con una alta eficiencia de 
conversión solar a electricidad presentan unos valores 
relativamente bajos de producción por metro cuadrado 
de terreno ocupado. Sin embargo por ejemplo la tecno-
logía de disco Stirling podría tener un mayor grado de 
compactación, disminuyendo de manera ostensible la 
distancia entre los discos, sin necesidad de reducir de 
manera significativa la energía generada.

A continuación se describe el proceso de generación de 
los modelos simplificados por separado para cada una de 
las tecnologías utilizadas, ya que, aunque básicamente 
son semejantes, existen ciertas diferencias entre unos y 
otros. Como podrá comprobarse, los modelos generados 
para la tecnología de discos parabólicos son los que más 
difieren, dadas las peculiaridades de esta tecnología.

Centrales de captadores canal-parabólicos

El diagrama de la Figura 11 resume la metodología 
empleada para elaborar los mapas de producción 
exergética y energética de las centrales de capta-
dores canal-parabólicos. 

   

2 La exergía es una magnitud t ermodinámica que indica el máximo tr abajo teórico que se puede al canzar por la int eracción 
espontánea entre un sistema y su entorno. Informa de la utilidad potencial del sistema como fuente de trabajo. De otra forma 
la exergía es la porción de la energía que puede ser transformada en trabajo mecánico, la parte restante, sin utilidad práctica, 
recibe el nombre de anergía o entropía.

 Fórmula de la exergía:

= · p · − − afo
·fi 

fo

fi 

Ex lnT T T
T
Tm ( )c

3 El factor de ocupación del terreno es el cociente del área de apertura de las centrales y el área total ocupada por las mismas
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Figura 11. Metodología de generación del mapa de producción eléctrica para las centrales de 
captadores canal-parabólicos
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El detalle de esta metodología se describe a 
continuación.

Estudios previos permitieron demostrar que el 
potencial exergético de una planta termosolar de cap-
tadores CP depende principalmente del DNI anual y 
de la latitud del emplazamiento de la planta. Al rea-
lizar las simulaciones y calcular las producciones 
exergéticas en cada caso se verificó, además, que la 

exergía producida por metro cuadrado de espejo no 
depende significativamente el múltiplo solar, como 
era de esperar. Para realizar estos cálculos se hicie-
ron simulaciones sobre diferentes configuraciones 
de plantas de captadores de canal parabólico de 50 
MW. Los resultados de exergía por metro cuadrado 
se presentan, para cada rango de radiación directa 
normal anual y latitud en la Figura 12.
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Figura 12. Matriz del potencial exergético 
por superficie de espejos para centrales 
CCP
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Una vez obtenidos los datos se intentó ajustar la 
matriz resultante del potencial exergético por su-
perficie de espejos según la siguiente Ec. (6).

Ec (6)

· · · · · ·ex = a + b  dni + c  dni2 + d  lat + e  lat2 + f  dni  lat

Una vez realizado el ajuste, se analizan las carac-
terísticas del mismo para comprobar la bondad del 
ajuste a los datos de origen. En la tabla siguiente 
(Tabla 5) se agrupan la estimación de los parámetros 
(Estimación), los errores estándar (Error estándar), 
los estadísticos t de la regresión (Estadístico-t) y sus 
p-valores asociados (P-Valor). Para cumplir la hi-
pótesis nula y poder admitir el modelo como válido, 
estos últimos coeficientes p-valores tienen que ser 
cercanos a cero, por debajo de 0,05.

Tabla 5. Parámetros del ajuste mediante una superficie de segundo grado de la producción de exergía

Estimación Error estándar Estadístico-t P-Valor

a -56.636 637.536 -0,0888357 0,929582

b 0,393385 0,204054 1,92785 0,059802

c -3,36669x10-8 2,18826x10-8 -1,53852 0,130487

d -1.127,39 26,126,8 -0,0431508 0,96576

e -22,5143 287.351 -0,0783511 0,937874

f -0,000560576 0,0034234 -0,163749 0,870617

En la tabla precedente se puede ver que para los 4 últimos parámetros la hipótesis nula no se cumple, así que 
no se puede considerar este modelo como válido. Resulta, por tanto, necesario, ajustar los datos mediante otro 
tipo de expresión, para lo cual se consideró el siguiente modelo lineal:

Ec (7)

· ·ex = a + b  dni + c  lat

Con el nuevo ajuste se obtiene la siguiente tabla de características, que en este caso sí cumple la hipó-
tesis nula. Los valores se muestran en la Tabla 6.
Tabla 6. Parámetros del ajuste mediante un plano de la producción de exergía

Estimación Error Estándar Estadístico-t p-Valor

a 126.370 26.996,7 4,68093 0,0000214538

b 0,253955 0,00469992 54,034 1,08364x10-46

c -4.112.45 529.077 -7,77289 3,29569x10-10
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Para completar la validación del ajuste realizado es 
preciso comprobar dos características más, el coefi-
ciente de determinación lineal R2, y el estadístico de 
Durbin-Watson DW4. El coeficiente de determinación 
lineal R2 indica la bondad del ajuste, cuanto más cer-
cano a uno, mejor es el ajuste lineal. Con este ajuste 
obtenemos R2 excelente, de 0,990269. El estadístico de 
Durbin-Watson, indica el grado de independencia de 
los residuos, su valor es recomendable que se encuen-
tre entre 1,5 y 2,5, cuanto más cercano a 2 mejor. Con 
este ajuste obtenemos un DW apropiado de 1,64934.

Gracias al análisis anterior se puede aceptar este 
modelo lineal, representado en la Figura 13 para 
estimar el potencial exergético por superficie de es-
pejos para plantas CCP.
Figura 13. Ajuste según un plano del 
potencial exergético por superficie de 
espejos para centrales CCP
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Una vez obtenido el modelo que permite obtener la 
producción exergética en cada uno de los puntos del te-
rritorio, es necesario generar otro modelo que permita 
calcular la producción eléctrica. Como se ha mencio-
nado anteriormente, el modelo que se ha realizado 
consiste en un modelo del rendimiento de conversión 
de exergía a energía eléctrica. De esta forma, en cada 
punto de la geografía se puede calcular la exergía que 
puede producir una central termosolar en un año en 
función de la latitud y la radiación solar recibida en el 
año y, multiplicando este valor por el rendimiento de 
conversión, cuyo modelo se explica a continuación, se 
puede calcular la energía eléctrica producida.

Estudios previos permitieron demostrar que el rendi-
miento de conversión de exergía a energía  eléctrica 

1 Una de las condiciones que ha de cumplir un modelo de regresión es la no existencia de auto correlación en los residuos. 
Para estudiar esto se utiliza el estadístico de Durbin Watson cuya expresión es la siguiente: 

=
( t − )2n

n

t=2

t=1 t
2

D
e

e

et-1

Siendo et el residuo obtenido en la observación del instante t 

bruta de una planta termosolar de captadores CCP de-
pende principalmente de su potencial exergético y de 
la capacidad del sistema de almacenamiento térmico 
(SAT) de la planta. Teniendo en cuenta esto se realizaron 
simulaciones para diferentes capacidades de almace-
namiento y distintos niveles de potencial exergético.

Como se ha comentado, todo el proceso de generación de 
modelos simplificados se ha realizado para las centrales 
de referencia con un múltiplo solar óptimo en cuanto a 
producción por metro cuadrado. Hay que tener en cuenta 
que la optimización del múltiplo solar para alcanzar la 
máxima producción eléctrica por metro para un deter-
minado emplazamiento es costosa, ya que se necesita 
realizar numerosas simulaciones anuales para la optimi-
zación y, además, al realizarse el estudio para diferentes 
niveles de almacenamiento su coste computacional se 
multiplica. Por este motivo, y teniendo en cuenta que la 
dependencia del rendimiento exergético es mucho más 
fuerte con la producción exergética que con la latitud, 
el análisis se ha realizado únicamente en función del 
almacenamiento térmico y de la exergía, considerando 
despreciable el efecto de la latitud en el rendimiento, 
aunque, lógicamente, este se ve reflejado a través del 
potencial exergético que sí depende de la latitud.

Las simulaciones realizadas, mediante las cuales 
se ajusta el modelo simplificado, se realizan para un 
solo año meteorológico de cada uno de los rangos 
de radiación directa normal. Este año es selecciona-
do de forma que sea el correspondiente a la latitud 
en la que se da un máximo número de incidencias 
de dicho nivel de radiación con el objetivo de es-
coger el más representativo. La gran dependencia 
del potencial exergético con la radiación anual hace 
que este método proporcione directamente un barri-
do adecuado de los diferentes niveles de potencial 
exergético.

Con todo lo anterior se realiza la optimización del 
campo solar y la simulación de las centrales de refe-
rencia, tanto sin almacenamiento como con 3, 6, 9, 12 
y 15 horas de almacenamiento térmico en cada uno 
de los once niveles de exergía analizados (coinciden-
tes con los 11 niveles de radiación directa anual). Los 
resultados obtenidos del rendimiento en función de la 
capacidad de almacenamiento en horas y del potencial 
exergético se presentan en la Figura 14.
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Figura 14. Matriz del rendimiento exergéti-
co a eléctrico por superficie de espejos para 
plantas CCP
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De forma semejante al caso anterior, primero 
se intenta ajustar la matriz resultante del rendi-
miento exergético a eléctrico (eff) por superficie 
de espejos según un modelo lineal en función, 
lógicamente, de las dos variables analizadas, la 
capacidad de almacenamiento (sat) y la produc-
ción exergética (ex):

Ec (8)

· ·eff = a + b  sat + c  ex

Se obtiene la siguiente tabla de características del 
ajuste realizado (Tabla 7), que en este caso cumple, 
a priori, la hipótesis nula.

Tabla 7. Parámetros del ajuste mediante un plano del rendimiento exergético a eléctrico

Estimación Error estándar Estadístico-t P-Valor

a 0,617965 0,0041293 149,654 4,08729x10-82

b 0,00292916 0,000184308 15,8928 1,01041x10-23

c 9,79584x10-8 1,00432x10-8 9,75371 3,2842x10-14

No obstante, el coeficiente de determinación lineal 
R2 obtenido es relativamente bajo (0,8417), y, sobre 
todo, el estadístico de Durbin-Watson es muy leja-
no a 2 (0,432), lo que significa que los residuos son 
poco independientes. Dadas las características de 
los datos a ajustar se puede descartar este ajuste 
a un plano y buscar un modelo más apropiado para 
ajustarse a la matriz de rendimiento exergético a 
eléctrico, en este caso mediante un modelo de se-
gundo grado (Ec. (9)).

Ec (9)

· · ·eff = a + b  sat + c  sat2 + d  ex + e  ex2 + f  sat  ex· ··

Realizado este nuevo ajuste se obtiene la tabla de ca-
racterísticas mostradas en la Tabla 8. El análisis de 
la misma determina que se cumple la hipótesis nula 
para los 6 parámetros, lo que significa que todos los 
parámetros son significativos y no se necesita eliminar 
ninguno de ellos, por lo que se mantienen por tanto 
todos los analizados (a, b, c, d, e, f).

Tabla 8. Parámetros del ajuste mediante una superficie de segundo grado del rendimiento exer-
gético a eléctrico

Estimación Error estándar Estadístico-t P-Valor

a 0,555499 0,00760169 73,0757 2,43205x10-60

b 0,00913154 0,000403757 22,6164 4,6596x10-31

c -0,000261445 0,0000172006 -15,1998 3,05949x10-22

d 3,55015x10-7 4,03583x10-8 8,7966 2,17392x10-12

e -2,79755x10-13 5,24952x10-14 -5,32915 1,5663x10-6

f -6,0681x10-9 8,01601x10-10 -7,56997 2,65864x10-10
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Además el coeficiente de determinación lineal R2 
obtenido es muy bueno (0,9735), y el estadístico de 
Durbin-Watson es adecuado (2,492), por lo que se pue-
de considerar este ajuste a una superficie de segundo 
grado como apropiado para representar el rendimiento 
exergético a eléctrico en función del potencial exergé-
tico por metro cuadrado y la capacidad del sistema de 
almacenamiento térmico. La Figura 15 muestra la su-
perficie representada por el ajuste junto a los puntos 
de origen que dan lugar a la expresión.
Figura 15. Ajuste a una superficie de segundo 
grado del rendimiento exergético a eléctrico 
para plantas CCP
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Al haber definido el rendimiento de generación de 
electricidad a partir de la exergía proporcionada por 
el campo solar, se puede comprobar que este rendi-
miento refleja el grado de aproximación del sistema 
real de conversión a un sistema ideal de Carnot. En 
efecto, un ciclo de Carnot que funcionase con una 

fuente caliente a Tc=393 ºC en un entorno a Tamb=20 ºC 
tendría un rendimiento de 56,0% según la expresión 
del rendimiento mostrada en la ecuación Ec. (10).

Ec (10)

T (K)

(K)TCarnot = 1 −
amb

c

La turbina utilizada para el modelo de la planta de 
captadores de Fresnel tiene un rendimiento de diseño 
de 37,9%, lo que significa que en condiciones óptimas 
el sistema real tiene un rendimiento igual a 67,7% del 
ciclo de Carnot. Esto se corresponde adecuadamen-
te con los valores de rendimientos obtenidos con las 
simulaciones detalladas y con el ajuste.

Una vez encontrados modelos simplificados que per-
miten calcular la exergía y, a través del rendimiento, 
la energía eléctrica que producen las plantas por 
metro cuadrado de espejos, resulta necesario para 
el análisis del potencial en el territorio español, de-
terminar la relación existente, para las plantas de 
referencia, entre la superficie de espejo (área de 
apertura) y el terreno real ocupado, llamado en ade-
lante factor de ocupación del terreno.

Para determinar el factor de ocupación del terreno 
representativo para la tecnología CCP, se ha decidi-
do estudiar las plantas existentes y calcular el factor 
medio que les corresponde. 

En la tabla siguiente (Tabla 9) se agrupan los valores 
encontrados para tres tipos de plantas comerciales 
de tecnología reciente.

Tabla 9. Ocupación del terreno para diferentes centrales de captadores canal-parabólicos

Sup. campo (m2) Sup. terreno (m2) Ocupación (%)

Andasol 1/2 - Extresol1 510.020 2.000.000 25,5

Nevada Solar One 357.200 1.618.778 22,1

Solnova1 300.000 1.150.000 26,1

Total 1.167.220 4.768.778 24,5

El valor medio de ocupación del terreno considerado 
en este estudio para plantas CCP es de 24,5%, pero 
conviene tener en mente que este valor podrá sufrir 
cambios en los próximos años. Por ejemplo, este va-
lor podría subir si se da una mayor importancia al uso 
de terreno en el diseño de las plantas futuras, aunque 
se sacrifique parte de la energía por las pérdidas por 
sombreamiento.

Centrales de captadores lineales de Fresnel

El diagrama de la Figura 16 resume la metodología 
empleada para elaborar los mapas de producción 
exergética y energética de las centrales de capta-
dores lineales de Fresnel.
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Figura 16. Metodología de generación del mapa de producción eléctrica para las centrales de 
captadores lineales de Fresnel
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El detalle de esta metodología se describe a continuación.

Estudios previos permitieron demostrar que el potencial exergético de una planta termosolar de captadores li-
neales de Fresnel depende principalmente del DNI anual y de la latitud del emplazamiento de la planta (Figura 
17). Para el presente análisis de sensibilidad se ha considerado una planta tipo de 30 MW de vapor saturado.
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Figura 17. Matriz del potencial exergético 
por superficie de espejos para centrales CLF

350

2,0x106

1,5x106

(W
h/

m
2 ·a

ño
)

Miles

DNI (Wh/m2·año)
Lat (°)

300
250

42
40

38
36

200

Primero se intentó ajustar esta matriz según una 
expresión del siguiente tipo (Ec. (11)).

Ec (11)

· · · ·ex = a + b  dni + c  dni2 + d  lat + e  lat2 + f  dni  lat··

En la tabla siguiente se puede ver que para 3 pará-
metros c, e, f la hipótesis nula no se cumple, así que 
no se puede considerar este modelo como válido.

Tabla 10. Parámetros del ajuste mediante una superficie de segundo grado de la producción 
exergética

Estimada Error estándar t-Estadística P-Valor

a 162.991 110.961 1.468,9 2,4719x10-113

b 0,206208 0,0597126 3,45335 0,00116628

d -7,78939x10-9 7,99064x10-9 -0,974815 0,33454

e -8.770,52 2.801,1 -3,1311 0,00296326

f 93,1302 55,5863 1,67542 0,100356

g 0,000174116 0,000902177 0,192996 0,847777

Como en el caso de las plantas CCP, este primer modelo es inútilmente complejo para ajustarse a la matriz 
de exergía por superficie de espejo. Por consiguiente se considera el siguiente modelo lineal:

Ec (12)

· ·ex = a + b  dni + c  lat

Se obtiene la siguiente tabla de características del ajuste, que cumple la hipótesis nula:
Tabla 11. Parámetros del ajuste mediante un plano de la producción exergética

Estimada Error estándar t-Estadística P-Valor

a 28.804,6 11.113,2 2,59193 0,0124187

b 0,185808 0,00193449 96,0501 2,64099x10-59

c -1.091,19 217,794 -5,01017 6,90233x10-6
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Además el coeficiente de determinación lineal R2 
obtenido es muy bueno (0,9964), y el estadístico de 
Durbin-Watson es adecuado (2,102), por lo tanto se 
puede considerar este ajuste a un plano como apro-
piado (Figura 18).
Figura 18. Ajuste según un plano del 
potencial exergético por superficie de 
espejos para centrales CLF
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Dado que los sistemas de almacenamiento no han 
sido considerados para las centrales de captado-
res lineales de Fresnel, la producción eléctrica 
de este tipio de plantas termosolares depende 
principalmente de su potencial exergético. 

Se intenta ajustar la curva del rendimiento exergéti-
co a eléctrico (eff) según un modelo lineal en función 
de la producción exergética por metro cuadrado (ex):

Ec (13)

e

Se obtiene la Tabla 12 con las características del 
ajuste, que cumple la hipótesis nula:

Tabla 12. Parámetros del ajuste lineal del rendimiento exergético a eléctrico

Estimada Error estándar t-Estadística P-Valor

a 0,591395 0,00607284 97,3836 6,43891x10-15

b 2,81363x10-7 1,99258x10-8 14,1205 1,90439x10-7

·ff = a + b  ex

El coeficiente de determinación lineal R2 obtenido 
es bueno (0,952013), y el estadístico de Durbin-Wat-
son es excelente (2,16739), por lo tanto se puede 
considerar apropiado este ajuste a una recta (Fi-
gura 19).
Figura 19. Ajuste cuadrático del rendimiento 
exergético a eléctrico para centrales CLF
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Se puede comprobar que este rendimiento refleja el 
grado de aproximación del sistema real a un sistema 
ideal de Carnot. En efecto un ciclo de Carnot fun-
cionando con una fuente caliente a Tc=265 ºC en un 
entorno a Tamb=20 ºC tendría un rendimiento de 45,5%.

Ec (14)

Carnot = 1 −
T (K)amb

(K)Tc
La turbina utilizada para el modelo de la planta de 
captadores de Fresnel tiene un rendimiento de di-
seño de 30,0%, lo que significa que en condiciones 
óptimas el sistema real tiene un rendimiento igual 
a 65,9% del ciclo de Carnot. Esto corresponde a los 
valores de rendimientos obtenidos con las simula-
ciones detalladas y con el ajuste.
Para determinar el factor de ocupación del terre-
no representativo para la tecnología de captadores 
lineales de Fresnel, se ha decidido estudiar las plan-
tas existentes y calcular el factor medio que les 
corresponde. En la tabla siguiente se agrupan los 
valores encontrados para dos plantas de demostra-
ción de tecnología reciente.
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Tabla 13. Ocupación del terreno para diferentes centrales de captadores lineales de Fresnel

Producción eléctrica
por planta
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Sup. campo (m2) Sup. terreno (m2) Ocupación (%)

Kimberlina 26.000 48.563,3 53,5

Puerto Errado 18.000 70.000 25,7

Total 57.360 11.8563,3 37,1

Cabe observar que los dos factores de ocupación men-
cionados en la tabla precedente son muy diferentes, 
debido por parte a la falta de madurez de la tecnología 
CLF y sus muy variadas opciones de diseño. Por otra 
parte, la superficie de terreno ocupada por la planta de 
Puerto Errado es probablemente mayor de lo necesario 
para una planta de semejante capacidad, es decir que 
esta planta hubiera podido ser diseñada con un factor 
de ocupación más alto. Por consiguiente, el valor medio 

de ocupación del terreno considerado en este estudio 
para plantas de captadores lineales de Fresnel es de 
37,1%, pero conviene tener en mente que este valor po-
drá sufrir cambios importantes en los próximos años.

Plantas de receptor central

El diagrama de la Figura 20 resume la metodología 
empleada para elaborar los mapas de producción 
energética de las plantas de receptor central.

Figura 20. Metodología de generación del mapa de producción eléctrica para las plantas de 
receptor central
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El detalle de esta metodología se describe a 
continuación:

La estimación del potencial de la tecnología de 
torre o receptor central presenta una gran comple-
jidad debido, por un lado a la variedad de opciones 
tecnológicas existentes (campos mono- o mul-
ti-torre, distintos fluidos de trabajo, múltiples 
opciones de sistemas de almacenamiento tér-
mico, etc.) y por otro a la misma complejidad 
de la tecnología en sí desde el punto de vista de 
la simulación, ya que el comportamiento óptico 
del campo de helióstatos depende de múltiples 
factores, que van desde la calidad óptica de los 
helióstatos hasta la latitud, pasando por el des-
pliegue de los helióstatos sobre el terreno o la 
altura de la torre y las dimensiones del recep-
tor, entre otros factores. Por ello, el análisis aquí 
presentado no es totalmente paralelo al realizado 
para las tecnologías de concentración con foco li-
neal –canales parabólicos y captadores lineales 
de Fresnel. Para poder abordar el problema en el 
marco del presente estudio se ha recurrido a la 
siguiente hipótesis simplificativa: dado un cam-
po solar optimizado en un emplazamiento y bajo 
unas ciertas condiciones de referencia, es posible 
en cualquier latitud conseguir diseñar un campo 

solar con el mismo comportamiento óptico. Esta 
hipótesis conduce a errores que pueden conside-
rarse razonables en el marco del presente estudio 
[Crespo, 2010]. Por otra parte, el análisis se ha 
realizado para plantas de 50 MW sin almacena-
miento o con almacenamiento térmico de 6 horas 
de capacidad. 

Partiendo de esta hipótesis, el comportamiento de 
un sistema de receptor central dependerá funda-
mentalmente del recurso solar, de la latitud y de la 
capacidad del sistema de almacenamiento, mien-
tras que la dependencia de la latitud se reflejará, 
también y de forma notoria, en la superficie de te-
rreno necesaria para el despliegue de dicho campo 
y por tanto en la producción por unidad de área de 
terreno. Para analizar el efecto de la latitud sobre 
estas variables se ha procedido a realizar una opti-
mización técnico –económica para diversas franjas 
de latitud.

El análisis se ha realizado empleando como herra-
mientas básicas el software WinDelsol [Fernández 
et al., 2001] y un programa de cálculo desarrolla-
do expresamente para este proyecto.

Los resultados de este análisis para los casos RC0 
y RC6 se presentan en la Tabla 14.

Tabla 14. Área de captación obtenida para cada franja de latitud a partir de la optimización con 
Windelsol para las centrales RC0 (sin almacenamiento) y RC6 (con almacenamiento)

Latitud Área de captación RC6 (m2) Área de captación RC0 (m2)

36º 495.184 294.220

37º 495.792 294.463

39º 497.006 294.613

41º 497.370 294.735

43º 498.949 295.099

En lo que se refiere a la ocupación de terre-
no, como ya se ha comentado anteriormente, 
el coste del terreno no representa hoy un valor 
significativo en las plantas termosolares, y por 
tanto el uso del terreno no es actualmente un 
factor crítico durante el proceso normal de op-
timización de una planta termosolar. La mayor 
o menor compactación de los helióstatos es un 
compromiso entre distintos factores: por un lado 

la atenuación atmosférica crece con la distancia 
y por otro las pérdidas por el denominado efec-
to coseno también, por ello cuando la potencia 
requerida demanda un mayor número de heliós-
tatos, estos se compactan más dando lugar a 
unas pérdidas por sombras y bloqueos mayores 
en detrimento de las pérdidas por efecto cose-
no y atenuación atmosférica mejorando así el 
resultado conjunto.
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Tabla 15. Ocupación del terreno de las centrales de torre actuales

PS10 PS20 Gemasolar

Área total (m2) 600.000 900.000 1.900.000

Número de helióstatos 624 1.255 2.650

Área por helióstato 120 120 115

Área total de apertura (m2) 74.880 150.600 304.750

Factor de ocupación 0,1248 0,1673 0,1604

Como se puede ver en la Tabla 15, las plantas ac-
tualmente existentes en España presentan valores 
de ocupación de terreno relativamente bajos. Es 
importante resaltar aquí que ya en la evolución de 
PS10 a PS20, dos plantas de igual configuración 
geométrica (campo norte), y de la misma opción 
tecnológica (vapor saturado), se observa un cam-
bio importante en el uso del terreno. Dado que la 
central adoptada como referencia es una planta de 
50 MW, y puesto que es la potencia térmica nomi-
nal, directamente relacionada con el número de 
helióstatos, la que finalmente fijará el factor de 
ocupación de terreno, se ha adoptado como valor 
de ocupación de terreno medio para las plantas de 
receptor central sin almacenamiento (RC0) el valor 
de 0,20 y para la central con almacenamiento de 6 
h (RC6) el valor de 0,19. 

Asumiendo que la energía eléctrica anual gene-
rada es función principalmente de la DNI anual 
acumulada  y de la latitud, se realizaron las 
simulaciones de las plantas de referencia sin al-
macenamiento (RC0) y con 6 h de almacenamiento 
(RC6) para cada uno de los 54 años de referencia 
correspondientes a cada uno de los casos signi-
ficativos descritos en los apartados anteriores, 
obteniéndose los valores de energía eléctrica ge-
nerada por las diferentes centrales con distintas 
horas de almacenamiento en cada uno de estos 
casos. Las áreas de captación y de terreno para 
cada caso son las correspondientes a la franja de 
latitud en que se sitúan, según las tablas ante-
riores. En la figura se representan los valores de 
latitud y DNI para cada uno de los casos signifi-
cativos simulados.

Figura 21. LAT (º) y DNI de los 54 años tipo
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Dividiendo la energía eléctrica generada por la super-
ficie de espejo de la central optimizada en cada uno 
de los 54 casos representativos, se obtiene la energía 
eléctrica generada por unidad de superficie de espe-
jo y, utilizando el factor de ocupación del terreno, se 
obtiene el modelo correspondiente a la energía eléc-
trica bruta generada por unidad de terreno.

Realizando un ajuste de la electricidad bruta genera-
da en función de la DNI anual y de la latitud, para cada 
capacidad de almacenamiento, empleando para ello 
un modelo lineal –plano– y la herramienta SPSS [Le-
vesque, 2007] se obtiene la siguiente ecuación (Ec. (15).

Ec (15)

 · ·eanual (Lat, DNI) = a + b  Lat + c  DNI

Donde:

• Lat = Latitud en grados (º),
• DNI expresada en kWh/m2,
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Y siendo Eanual(Lat,DNI) la electricidad bruta generada 
anualmente en cada emplazamiento en Wh.

Los valores de los coeficientes a, b y c resultan, para 
las capacidades de almacenamiento de referencia, 
los siguientes:
Tabla 16. Coeficientes del ajuste de la 
producción eléctrica bruta de las centrales sin 
almacenamiento y con 6 horas de almacenamiento

Coeficiente Sin 
almacenamiento

6 horas de 
almacenamiento

a 3,524x106 5,42x106

b -4,440x105 -6,562x105

c 5,612x104 9,199x104

El coeficiente de determinación, R2, resulta superior a 
0,99 para los dos casos (0 horas y 6 horas), indicando 
la bondad del ajuste. Los resultados, para el caso de 
la central sin almacenamiento se representan en la Fi-
gura 22 (la figura correspondiente al caso de 6 horas 
no se presenta por carecer de interés, ya que es com-
pletamente análoga).
Figura 22. Energía eléctrica bruta anual 
(kWh/año) como función de la latitud y la 
DNI. 54 años tipo (puntos azules). Ajuste por 
un plano. Caso sin almacenamiento
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Para el cálculo de la energía generada por unidad de 
superficie de terreno, se realiza un tratamiento similar 
al descrito para el caso de la energía eléctrica genera-
da anualmente por las centrales sin almacenamiento y 
con 6 horas de almacenamiento térmico, obteniéndose 
expresiones de la siguiente forma (Ec. (16).

Ec (16)

· ·eanual (Lat, DNI) = a + b  Lat + c  DNI

Donde, una vez más:

• Lat = Latitud en grados (º),
• DNI expresada en kWh/m2,

Y siendo Eanual(Lat,DNI) la electricidad bruta generada 
anualmente por metro cuadrado de terreno (Wh/m2) 
por la central sin almacenamiento térmico. Los valores 
de los coeficientes a, b y c, que proporcionan un coefi-
ciente de determinación, R2, superior a 0,99, resultan 
los siguientes:
Tabla 17. Coeficientes del ajuste de la 
producción eléctrica bruta por unidad de 
superficie de terreno de las centrales de 
receptor central sin almacenamiento (RC0) y 
con almacenamiento de 6h (RC6)

Coeficiente Sin 
almacenamiento

Con 
almacenamiento

a 21,41 16,31

b -0,8317 -0,6685

c 0,05234 0,04865

En la Figura 23 se representa, a título ilustrativo, la 
energía eléctrica bruta generada por la central con 
6 horas de almacenamiento.
Figura 23. Energía eléctrica bruta anual 
por unidad de superficie de terreno (kWh/
m2/año) como función de la latitud y la DNI. 
54 años tipo (puntos azules). Ajuste por un 
plano. Caso con 6 horas de almacenamiento
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Discos parabólicos con motor Stirling

El diagrama de la Figura 24 resume la metodología 
empleada para elaborar los mapas de producción 
energética de los discos parabólicos con motor Stirling.
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Figura 24. Metodología de generación del mapa de producción eléctrica para los discos 
parabólicos con motor Stirling
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El detalle de esta metodología se describe a 
continuación.

Como se ha adelantado anteriormente, la tecnología de 
discos parabólicos, debido a sus peculiaridades, princi-
palmente su gran modularidad, es la que presenta una 
metodología más distante a las anteriores. El análisis 
del potencial se ha realizado siguiendo un esquema si-
milar al de las restantes tecnologías, aunque teniendo 
en cuenta las particularidades de este tipo de sistemas.

La primera diferencia que se encuentra en los mo-
delos simplificados de la tecnología Disco-Stirling es 
que en este caso no se utilizan dos modelos diferen-
ciados, uno para el cálculo de la exergía y otro para 

el rendimiento de conversión de la exergía a ener-
gía eléctrica, sino un único modelo simplificado de 
producción eléctrica bruta en función de la radiación 
anual y la latitud, ya que la distinción no parece te-
ner sentido en este caso, dadas sus características.

Dada la escasa disponibilidad de programas de si-
mulación para este tipo de sistemas, el primer paso 
ha consistido en el desarrollo de los modelos de-
tallados de simulación, que permiten estimar la 
producción de energía eléctrica en función de la 
irradiancia directa normal, de la temperatura am-
biente y de la disposición geométrica de los discos 
en un campo (a efectos de evaluar las pérdidas por 
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sombras entre las unidades). El modelo del siste-
ma definido como tecnología de referencia ha sido 
desarrollado a partir de información recogida en 
la literatura.

Una vez más, este modelo se ha utilizado para 
simular el comportamiento de la central de re-
ferencia en los emplazamientos, y con los años 
meteorológicos, representativos de todos los nive-
les de radiación y latitudes del territorio de estudio. 
Empleado este modelo en el conjunto de los años 
tipo, se ha obtenido la producción eléctrica neta 
anual. A partir de estos datos, como se muestra 
a continuación, se han obtenido las expresiones 
o modelos simplificados que permiten estimar la 
producción de energía eléctrica de los discos en 
función de la radiación anual y de la latitud.

Para sistematizar el cálculo se ha considerado un 
campo rectangular de discos parabólicos, dispues-
tos de norte a sur y de este a oeste, asumiendo 
que la distancia entre ellos sea aquella que ga-
rantiza unas pérdidas por sombras igual o inferior 
al 1,5% respecto al caso ideal de un campo en el 
que los discos no son sombreados. Para evaluar 
el potencial, este análisis se define en una planta 
de referencia situada en un lugar determinado, a 
través del cual se obtendrá una disposición óptima 
de los discos según pérdidas. Una vez conocida la 
planta de referencia, se simula su comportamien-
to en el resto de lugares en estudio con el objetivo 
de analizar la dependencia con la latitud y la DNI 
anual o mensual.

La central de referencia, está basada en el sis-
tema de SES, compuesto por un concentrador de 
10,5 m de diámetro con una reflectividad de di-
seño de 0,91 y el motor Stirling Kockums 4-95, 
con hidrógeno como fluido de trabajo. Este sis-
tema tiene una potencia de 25 kW eléctricos que 
se alcanza con una irradiancia directa normal de 
1.000 W/m2. La planta de referencia se compo-
ne de 5 módulos de 2 MW de potencia5 nominal, 
cada uno de los cuales consta de 80 unidades, 
dispuestas en 10 filas en la dirección este-oes-
te y 8 filas en la norte-sur, sumando en total 400 
sistemas con una potencia nominal de 10 MW. Es-
tos se distribuyen en planta rectangular siguiendo 
el criterio de que las pérdidas energéticas anua-
les debidas al sombreamiento entre los distintos 

5 Dado el carácter modular de esta tecnología, se considera que el módulo de 2 MW de potencía es razonable de cara a su 
agregación para conformar plantasl de mayor tamaño

discos no excedan el 1,5% de la energía que gene-
raría una central ideal en la que no se produjesen 
sombras. Imponiendo este criterio en un emplaza-
miento determinado se obtiene la distancia óptima 
entre discos y, por tanto, el factor de ocupación 
del terreno definido como la relación entre área 
reflexiva y área de terreno necesaria. El emplaza-
miento de referencia que se utiliza en corresponde 
a una latitud de 37.173º y una longitud de -4.35º 
(Sevilla), en el que la irradiancia directa normal 
anual alcanza los 1.997 kWh/m2. En este caso de 
referencia la distancia optima resulta 22,55 m con 
un factor de ocupación de 0,1119.

El rendimiento medio anual esperado en el empla-
zamiento de referencia es del 23,5%, habiéndose 
considerado un factor de disponibilidad anual del 
90%. Este factor de disponibilidad parece razo-
nable en el estado actual de la tecnología, si bien 
es de esperar una mejora progresiva con el tiem-
po si la tecnología alcanza el nivel de desarrollo 
esperado. 

Utilizando el modelo de estimación se obtiene la 
matriz de producción energética anual del disco, 
representada en la Figura 25.
Figura 25. Matriz de potencial energético en 
función de la latitud y la DNI del sistema de 
referencia
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De la misma forma que en los casos anteriores, se 
plantea el ajuste de los datos mediante un plano. En 
la Figura 26 se muestran los resultados:
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Figura 26. Ajuste por un plano del potencial 
energético de la planta de referencia del 
sistema de disco parabólico Stirling
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La precisión de este ajuste viene dada por un coefi-
ciente de determinación lineal de 0,994, otra vez lo 
suficientemente bueno para considerarlo válido.

El factor de ocupación del terreno que corresponde 
a una distancia entre elementos de 22,55 m es de 
0,1119. De esta forma, se obtiene la siguiente expre-
sión para la producción de electricidad en función de 
la latitud y la radiación directa normal anual:

Ec (17)

· ·eanual (x,y) = a + b  x + c  y

Con x = Latitud (o), y = DNI (kWh/m2), siendo eanual(x,y) 
la electricidad generada por unidad de área de te-
rreno anualmente, en kWh/m2.

Los valores de los coeficientes a, b y c son, 
respectivamente:

a = -9,925

b = -0,1348

c = 0,03213

La Figura 27 muestra los valores de producción por 
metro cuadrado de superficie de terreno requerida 
estimados mediante el modelo detallado y median-
te el simplificado.

Figura 27. Ajuste por un plano de la 
producción anual de la tecnología  por 
unidad de área de terreno
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5.3.3 Condicionantes físicos y 
administrativos
En este apartado se describe el proceso llevado a 
cabo para generar el mapa de condicionantes físicos 
y administrativos. Para ello se recoge el análisis de 
las capas utilizadas y la metodología seguida para 
su tratamiento e integración en un solo mapa. Estos 
mapas han servido de filtro para cortar el mapa de 
potencial total, obteniendo de dicha intersección el 
mapa de potencial disponible.

Descripción de las restricciones 
consideradas para la elaboración de 
los mapas de condicionantes físicos y 
administrativos

Para la obtención del potencial disponible en el es-
cenario tendencial, se ha tenido en cuenta la parte 
del territorio peninsular que en la actualidad se 
considera disponible para la implantación de estas 
tecnologías según dicho escenario y que se encuentra 
libre de determinados condicionantes físicos y/o ad-
ministrativos. En general, se trata de ubicaciones en 
las que, a día de hoy, se puede implantar una central 
eléctrica termosolar (CET) tal como se define en el 
escenario tendencial, de grandes dimensiones y que 
necesitan espacios suficientes para su construcción. 

Los condicionantes físicos considerados han sido 
dos: determinados usos del suelo y todos los nú-
cleos de población. 

Entre los condicionantes administrativos tenidos en 
cuenta, unos han sido de carácter medioambiental 
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(todos los espacios naturales protegidos e hidrogra-
fía) y otros derivados de una protección por normativa 
específica (servidumbre de autovías, autopistas y lí-
neas ferroviarias, y línea de costa y fronteras, ubicada 
a una distancia de 500 metros de la costa o de la fron-
tera con Portugal o Francia). Evidentemente, se trata 
de restricciones modificables, dado que se puede rec-
tificar el trazado de una carretera, puede cambiar la 
normativa de protección medioambiental o puede va-
riar el uso de un determinado territorio, pero de cara 
a establecer las restricciones generales para definir 
un territorio disponible, no se ha considerado esta po-
sibilidad por el coste económico y administrativo que 
cualquier modificación de este tipo llevaría implícita.

Como se ha señalado anteriormente, es importante 
destacar que, a efectos del presente estudio, se han 
excluido aquellas zonas que cuentan con una deter-
minada protección o que tienen un carácter singular, 
que a la escala a la que se plantea el presente es-
tudio, no se pueden analizar en detalle, pero estas 
zonas  no tienen por qué ser incompatibles con la 
ubicación de una central eléctrica termosolar (CET).

En total, se han considerado seis restricciones en 
escenario tendencial, siendo todas ellas comunes a 

las cuatro tecnologías analizadas. Estas restriccio-
nes son las siguientes:

1.  Espacios Naturales Protegidos: Lugares de Im-
portancia Comunitaria (LICS), Zonas de Especial 
Protección para las Aves (ZEPAS), Parques Na-
cionales, Parques Naturales y otras áreas de 
protección medioambiental según la base de datos 
BCN200 del Instituto Geográfico Nacional (IGN).

2.  Hidrografía: Masas de aguas naturales o artificia-
les de más de 1.600 m2: embalses, lagunas, lagos…

3.  Autovías, autopistas y líneas ferroviarias: capa de 
viario principal, considerando sólo autovías, au-
topistas y líneas ferroviarias. No se han tenido en 
cuenta carreteras de la red secundaria y terciaria. 
En esta capa se ha tenido en cuenta también la ser-
vidumbre de carreteras y de ferrocarriles que se 
considera restrictiva para las CET según normati-
va sectorial, 50 metros para carreteras (línea límite 
de edificación) y 70 metros para ferrocarriles (zona 
de protección). En la Tabla 18 se presenta un re-
sumen de la normativa sectorial de carreteras y 
ferrocarriles considerada para la determinación de 
la servidumbre utilizada.

Tabla 18. Resumen de normativa sectorial de carreteras y ferrocarriles para determinación de 
servidumbre considerada en cada caso

Ley 25/88,  
de 29 de julio,  
de carreteras

Zonas Restricción

Autopistas, 
autovías  
y vías  
rápidas

Resto  
de las  
carreteras

Medidas en horizontal 
y perpendicularmente 
al eje de la carretera 
desde:

Artículo 21
Zona de  
dominio  
público

Sólo podrán realizarse  
obras o instalaciones, 
previa autorización del 
MOPU, cuando la  
prestación de un servicio 
público de interés general 
así lo exija

8 m 3 m
La arista exterior de 
la explanación, que 
es la intersección del 
talud del desmonte, 
del terraplén o, en su 
caso, de los muros  
de sostenimiento  
colindantes con el 
terreno natural

Artículo 22 Zona de  
servidumbre

No podrán realizarse obras  
ni se permitirán más usos 
que aquellos que sean 
compatibles con la seguridad 
vial, previa autorización, en 
cualquier caso, del MOPU

25 m 8 m 
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(Continuación)

Ley 25/88,  
de 29 de julio,  
de carreteras

Zonas Restricción

Autopistas, 
autovías  
y vías  
rápidas

Resto  
de las  
carreteras

Medidas en horizontal 
y perpendicularmente 
al eje de la carretera 
desde:

Artículo 23 Zona de  
afección 

Para ejecutar cualquier tipo 
de obras e instalaciones fijas 
o provisionales, cambiar el 
uso o destino de las mismas 
y plantar o talar árboles se 
requerirá la previa  
autorización del MOPU

100 m 50 m

La arista exterior de 
la explanación, que 
es la intersección del 
talud del desmonte, 
del terraplén o, en su 
caso, de los muros de 
sostenimiento colin-
dantes con el terreno 
natural

Artículo 25 Línea límite 
de edificación

Desde esta línea queda 
prohibido cualquier tipo de 
obra de construcción, re-
construcción o ampliación, a 
excepción de las que resultar 
en imprescindibles para la 
conservación y manteni-
miento de las construcciones 
existentes

50 m 25 m

La arista exterior de 
la calzada, que es el 
borde exterior de la 
parte de la carretera 
destinada a la circula-
ción de vehículos  
en general

Ley 39/03, 
de 17 de 
noviembre, 
del sector 
ferroviario

Zonas con 
normas  
especiales

Restricción
Líneas de la red 
ferroviaria de 
interés general

Medidas en horizontal 
y perpendicularmente 
al eje de la carretera 
desde:

Artículo 13
Zona de  
dominio  
público

Sólo podrán realizarse obras  
o instalaciones, previa autorización 
del administrador de  
infraestructuras ferroviarias, 
cuando sean necesarias para la 
prestación del servicio ferroviario  
o bien cuando la prestación de  
un servicio de interés general así  
lo requiera. Excepcionalmente  
y por causas debidamente 
justificadas, podrá autorizarse el 
cruce de la zona de dominio público, 
tanto aéreo como subterráneo,  
por obras e instalaciones de  
interés privado

8 m

La arista exterior de 
la explanación, que 
es la intersección del 
talud del desmonte, 
del terraplén o, en su 
caso, de los muros  
de sostenimiento  
colindantes con el 
terreno natural
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Ley 39/03, 
de 17 de 
noviembre, 
del sector 
ferroviario

Zonas con 
normas  
especiales

Restricción
Líneas de la red 
ferroviaria de 
interés general

Medidas en horizontal 
y perpendicularmente 
al eje de la carretera 
desde:

Artículo 14 Zona de  
protección

No podrán realizarse obras ni se 
permitirán más usos que aquellos 
que sean compatibles con la 
seguridad del tráfico ferroviario 
previa autorización,  
en cualquier caso,  
del administrador de 
infraestructuras ferroviarias. 
Éste podrá utilizar o autorizar la 
utilización de la zona de protección 
por razones de interés general  
o cuando lo requiera el mejor 
servicio de la línea ferroviaria

70 m

La arista exterior  
de la explanación,  
que es la intersección  
del talud del 
desmonte, del 
terraplén o, en su 
caso, de los muros  
de sostenimiento 
colindantes con el 
terreno natural

Artículo 16 Línea límite 
de edificación

Desde esta línea queda prohibido 
cualquier tipo de obra de 
construcción, reconstrucción o 
ampliación, a excepción de las que 
resultaren imprescindibles para 
la conservación y mantenimiento 
de las edificaciones existentes en 
el momento de la entrada en vigor 
de esta ley. Igualmente, queda 
prohibido el establecimiento de 
nuevas líneas eléctricas de alta 
tensión dentro de la superficie 
afectada por la línea límite de 
edificación

50 m
La arista exterior  
más próxima de la 
plataforma

4.  Núcleos de población: todos los núcleos de 
población.

5.  Línea de costa y fronteras: distancia de se-
guridad de 500 metros establecida desde la 
línea de costa o desde la frontera de la Espa-
ña peninsular con un país vecino, Portugal o 
Francia. En el caso de la línea de costa, se trata 
la llamada línea de dominio público marítimo-
terrestre estatal, según Ley 22/88, de Costas, 
que depende del punto del litoral y de norma-
tiva autonómica, por lo que se ha aplicado un 
criterio general conservador de 500 metros. 
En el caso de línea fronteriza, se ha aplica-
do el mismo criterio conservador, a efectos 
del estudio, de respetar 500 metros desde la 

frontera, pero como se ha señalado este terre-
no puede ser compatible con la implantación 
de una CET.

6.  Usos del suelo: capa con todos los usos del 
suelo en España, distinguiendo hasta 44 usos 
diferentes. Como puede verse en la Tabla 19 
se ha decidido excluir 27 de los 44 usos defi-
nidos, por considerarse no disponibles para la 
implantación de una CET dentro del escenario 
tendencial, lo que no quiere decir que sean te-
rrenos incompatibles con la implantación de 
una CET, sino que se ha decidido excluir los 
terrenos con dichos usos, de cara a la defini-
ción del espacio disponible según los criterios 
de partida definidos en el presente estudio.
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Tabla 19. Usos del suelo que se han excluido para la definición del espacio disponible para la 
implantación de una CET según el escenario tendencial

Usos del suelo

Escenario Tendencial

Criterio de exclusión adoptado 
en el presente estudio Área Área

Código Definición del uso Criterio

Valor asigna-
do a las celdas 
(0=excluido; 1=no 
excluido)

(%) (km2)

111 Tejido urbano continuo Excluido 0 0,57 2.936,53

112 Tejido urbano discontinuo Excluido 0 0,67 3.403,31

121 Zonas industriales y comerciales Excluido 0 0,29 1.468,04

122 Redes viarias, ferroviarias y terrenos 
asociados Excluido 0 0,04 211,90

123 Zonas portuarias Excluido 0 0,02 107,82

124 Aeropuerto Excluido 0 0,04 190,85

131 Zonas extracción minera 1 0,15 756,25

132 Escombreras y vertederos Excluido 0 0,01 59,14

133 Zonas en construcción Excluido 0 0,14 712,61

141 Zonas verdes urbanas Excluido 0 0,01 66,81

142 Instalaciones deportivas y recreativas Excluido 0 0,06 281,55

211 Tierras de labor en secano 1 19,09 97.636,78

212 Terrenos regados permanentemente 1 4,31 22.035,58

213 Arrozales 1 0,28 1.451,28

221 Viñedos 1 1,64 8.393,77

222 Frutales y plantaciones de bayas 1 1,75 8.929,86

223 Olivares 1 3,65 18.677,16

231 Prados y praderas (prados arbolados) 1 1,27 6.514,55

241 Cultivos anuales asociados con cultivos 
permanentes 1 0,28 1.426,73

242 Mosaico de cultivos 1 7,60 38.863,16
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Usos del suelo

Escenario Tendencial

Criterio de exclusión adoptado 
en el presente estudio Área Área

Código Definición del uso Criterio

Valor asigna-
do a las celdas 
(0=excluido; 1=no 
excluido)

(%) (km2)

243
Terrenos principalmente agrícolas con 
importantes espacios de vegetación  
natural

1 4,90 25.077,53

244 Sistemas agro-forestales 1 4,90 25.035,56

311 Bosques de frondodas Excluido 0 7,39 37.779,45

312 Bosques de coníferas Excluido 0 7,61 38.913,01

313 Bosques mixtos Excluido 0 2,95 15.103,37

321 Pastizales naturales 1 5,22 26.715,90

322 Landas y matorrales mesófilos 1 1,85 9.451,90

323 Vegetación esclerófila 1 10,25 52.387,12

324 Matorral boscoso de transición Excluido 0 9,16 46.835,34

331 Playas, dunas y arenales Excluido 0 0,09 480,75

332 Roquedo Excluido 0 0,47 2.418,49

333 Espacios con vegetación escasa 1 1,83 9.367,65

334 Zonas quemadas 1 0,11 55,44

335 Glaciares y nieves permanentes Excluido 0 0,00 10,93

411 Humedales y zonas pantanosas Excluido 0 0,11 543,88

412 Turberas y prados turbosos Excluido 0 0,00 5,71

421 Marismas Excluido 0 0,06 297,74

422 Salinas Excluido 0 0,04 197,94

423 Zonas llanas intermareales Excluido 0 0,01 69,00

511 Cursos de agua Excluido 0 0,10 491,76
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Usos del suelo

Escenario Tendencial

Criterio de exclusión adoptado 
en el presente estudio Área Área

Código Definición del uso Criterio

Valor asigna-
do a las celdas 
(0=excluido; 1=no 
excluido)

(%) (km2)

512 Láminas de agua Excluido 0 0,49 2.508,74

521 Lagunas costeras Excluido 0 0,04 210,24

522 Estuarios Excluido 0 0,03 137,05

523 Mares y océanos Excluido 0 0,51 2.625,18

Total 
excluido 0 30,91 158.067,13

Total no 
excluido 1 69,09 353.274,82

Obtención de las coberturas temáticas generales (restricciones): capas utilizadas y metodología 
seguida para su integración

Para representar gráficamente las restricciones descritas se ha trabajado en ArcGIS.. El trabajo ha consistido 
en la elaboración de una cobertura temática general para cada restricción. La preparación de cada cobertura 
general se ha iniciado con la selección de las capas vectoriales necesarias para completar la cobertura te-
mática objetivo. Todas las capas temáticas vectoriales se han obtenido de fuentes oficiales. En la Tabla 20 se 
resumen las capas utilizadas para cada cobertura y la fuente consultada.
Tabla 20. Capas temáticas vectoriales utilizadas para la obtención de las coberturas temáticas 
generales y fuente de cada una de ellas

Coberturas  
temáticas  
generales

Capas temáticas vectoriales

Cobertura de 
espacios naturales 
protegidos

Nombre capa Información Proyección

Lic_p LICS en Península y Baleares ED_1950_UTM_Zona_30N

Lic_c LICS en Canarias WGS_1984_UTM_Zona_28N

Zepa_p ZEPAS en Península y Baleares ED_1950_UTM_Zona_30N

Zepa_c ZEPAS en Canarias WGS_1984_UTM_Zona_28N

Fuente: Red Natura 2000: 
http://www.mma.es/portal/secciones/biodiversidad/rednatura2000/rednatura_ 
espana/index.htm
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Coberturas  
temáticas  
generales

Capas temáticas vectoriales

Cobertura de 
espacios naturales 
protegidos

Nombre capa Información Proyección

Limites_PN Límites de Parques Nacionales en 
Península, Baleares y Canarias ED_1950_UTM_Zona_30N

Fuente: Parques Nacionales: 
http://reddeparquesnacionales.mma.es/parques/org_auto/cartografia/index_cartografia.
htm

Nombre capa Información Proyección

BCN200_0201P_
PUN_ACO

Zonas Protegidas (Parques  
Nacionales, Naturales y otros) Geográficas_ ETRS89

Fuente: BCN200: Información proporcionada por el Instituto Geográfico Nacional (IGN)

Cobertura de  
hidrografía

Capas poligonales

Nombre capa Información Proyección

BCN200_0303S_
LAGUNA
 
BCN200_0304S_
EMBALSE 
BCN200_0305S_
HUMEDAL

Toda masa de agua natural 
rodeada de tierra, mayor a 1.600 
m2. 
Gran depósito que se forma arti-
ficialmente en el que se almace-
nan las aguas de un río o arroyo, 
mayor a 1.600 m2. 
Humedal

Geográficas_ ETRS89 
Geográficas_ ETRS89 
Geográficas_ ETRS89

Fuente: BCN200: Información proporcionada por el Instituto Geográfico Nacional (IGN)

Nombre capa Información Proyección

Embalses – Nivel 
0- Canarias 
Embalses – Nivel 0 
Lagos

Embalses en Canarias 
Embalses en Península y  
Baleares Lagos en Península y 
Baleares

WGS_1984_UTM_Zona_28N 
ED_1950_UTM_Zona_30N 
ED_1950_UTM_Zona_30N

Fuente: Sistema Integrado de Información del Agua: 
http://servicios3.mma.es/siagua/visualizacion/descargas/capas.jsp#ACTUACION

Capas lineales

Estas capas lineales se pasan a poligonales. En el proceso, no se transforman todas 
las entidades definidas en la capa lineal, debido a la geometría de las capas, por lo 
que se aplican tolerancias para que se pasen más elementos (tolerancia 5 a la capa de 
lagunas y tolerancia 100 a la capa de embalses)
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Coberturas  
temáticas  
generales

Capas temáticas vectoriales

Cobertura de  
hidrografía

Nombre capa Información Proyección

BCN200_0303L_
LAGUNA_aux 
 
BCN200_0304L_
EMBALSE_aux

Toda masa de agua natural  
rodeada de tierra, mayor a  
1.600 m2.  
Gran depósito que se forma arti-
ficialmente en el que se almace-
nan las aguas de un río o arroyo, 
mayor a 1.600 m2.

Geográficas_ ETRS89 
 
Geográficas_ ETRS89

Fuente: BCN200: Información proporcionada por el Instituto Geográfico Nacional (IGN)

Cobertura de  
autovías,  
autopistas y  
líneas ferroviarias

Nombre capa Fuente Proyección

BCN200_0601L_
AUTOVIA 
BCN200_0602L_
AUTOPISTA 
BCN200_0608L_
FFCC_AV 
BCN200_0609L_
FFCC_CONV

BCN200 
BCN200 
BCN200 
BCN200

Geográficas_ ETRS89 
Geográficas_ ETRS89 
Geográficas_ ETRS89 
Geográficas_ ETRS89

Fuente: BCN200: Información proporcionada por el Instituto Geográfico Nacional (IGN)

Cobertura de  
núcleos de  
población

Nombre capa Fuente Proyección

BCN200_0501S_
NUC_POB IGN Geográficas ETRS89

Fuente: BCN200: Información proporcionada por el Instituto Geográfico Nacional (IGN)

Cobertura de línea 
de costa

Nombre capa Fuente Proyección

BCN200_0101S_
COSTA_UTM BCN200 ETRS89_UTM30

Fuente: BCN200: Información proporcionada por el Instituto Geográfico Nacional (IGN)

Cobertura de usos 
de suelos

Nombre capa Información Proyección

100KMEXXNX
Codificación de los distintos usos 
de suelo (44 códigos diferentes 
de uso de suelo)

Geograficas_ERTS89

Fuente: Agencia Europea de Medio Ambiente, Corine Land Cover 2006
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Coberturas  
temáticas  
generales

Capas temáticas vectoriales

Cobertura de 
pendientes

Nombre capa Fuente Proyección

BCN200_0202L_
CURV_NIV IGN Geográficas ETRS89

Fuente: BCN200: Información proporcionada por el Instituto Geográfico Nacional (IGN)

La obtención de las coberturas generales ha conta-
do con la problemática de que se han tratado capas 
vectoriales que manejan un volumen de informa-
ción muy elevado, dado que recogen información 
vectorial detallada de toda la geografía española. 
Para poder manejar dicho volumen de información 
y unificarlo en un solo formato de trabajo, de forma 
que se pudiera cruzar la información presente en 
cada capa, se ha decidido trabajar en formato raster, 
que consiste en pasar toda la información poligonal 
o lineal de partida a cuadrículas, a las que se les ha 
dado un tamaño de 10.000 m2 (100 m x 100 m).

El criterio adoptado a la hora de elaborar las cober-
turas temáticas ha sido el de crear mapas raster de 
toda la España peninsular formados por cuadrícu-
las con tamaño de píxel 100 m x 100 m y máscara 
0/1: es decir, todas aquellas cuadrículas o píxeles 
con valor 0 representan aquellos terrenos en los que 
existe la restricción de la cobertura temática tratada, 
por lo que se trata de terrenos que se han exclui-
do (lo cual no quiere decir que sean incompatibles) 
a efectos del estudio para la implantación de una 
CET en el escenario de referencia. Por el contrario, 
todas aquellas cuadrículas o píxeles con valor 1 re-
presentan aquellos terrenos en los que no existe la 
restricción de la cobertura temática tratada, por lo 
que se trata de terrenos disponibles, a efectos del 
estudio, para la implantación de una CET en el es-
cenario de referencia.

Se ha obtenido un mapa raster de la España penin-
sular para cada cobertura temática, con 49.368.263 
píxeles de 100 m x 100 m, lo que supone una super-
ficie total de 493.682,63 km2.

Tratamiento realizado a las capas 
vectoriales usadas para cada cobertura 
temática general

A continuación, se resume el tratamiento realiza-
do a las capas utilizadas para la obtención de cada 

cobertura temática. Hay que destacar la dificultad 
que se ha tenido en la obtención de las coberturas, 
motivada fundamentalmente por el volumen de in-
formación tratado. En muchos casos se iniciaba el 
proceso con una metodología que al final había que 
descartar porque no se obtenían resultados correc-
tos. Un error muy común se ha producido en el paso 
de información vectorial a raster, que no se realizaba 
de forma correcta, dejando zonas excluidas (según 
el criterio seguido en el presente estudio, lo que no 
significa que sean terrenos incompatibles) con píxel 
con valor 1, por lo que se ha hecho necesario utili-
zar otra metodología.

•  Metodología 1: en primer lugar, se seleccionan las 
capas vectoriales de partida y se identifican las 
fuentes. En segundo lugar, se unifica el huso de 
proyección de todas las capas. En este caso se ha 
elegido como proyección unificada la ETRS_1989_
UTM_Zona_30N. Estando todas las capas proyec-
tadas se unen en una sola capa vectorial, tratando 
las tablas asociadas a las imágenes para unificar e 
integrar la información. Esta única capa vectorial es 
ya la cobertura temática tratada, que se rasteriza, 
con celdas de 100 m x 100 m, y se le asigna valor 0 a 
las celdas con dato de la restricción y valor 1 al resto 
de celdas sin dato. Esta capa debe ser recortada por 
una capa que defina la línea perimetral que deli-
mita la España peninsular, dado que no cuenta con 
límites perimetrales establecidos (considera valor 
0 a las celdas con dato de la restricción y las celdas 
sin terreno, es decir, el mar). Se rasteriza la capa 
con la que se va a realizar el recorte, línea límite de 
la España peninsular, y se le asigna valor 1 a todas 
las celdas. Finalmente, se multiplican las dos capas 
raster anteriores, obteniendo una capa raster donde 
los valores 0 corresponden a las celdas con dato de 
la restricción y los valores 1 al resto de celdas de la 
España peninsular.

•  Metodología 2: en primer lugar, se seleccionan las 
capas vectoriales de partida y se identifican las 
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fuentes. En segundo lugar, se unifica el huso de 
proyección de todas las capas. En este caso se ha 
elegido como proyección unificada la ETRS_1989_
UTM_Zona_30N. Estando todas las capas proyecta-
das se unen en una sola capa vectorial, tratando la 
tabla asociada para asignarle el valor 0. El siguiente 
paso es el que diferencia esta metodología de la 
anterior, y consiste en cortar la capa obtenida con 
la capa con la que se va a realizar el recorte, línea 
límite de la España peninsular, a la que previamente 
se le asigna valor 1, es decir, se recorta antes de 
rasterizar. Esta metodología ha dado muchos pro-
blemas, pero en algunos casos ha sido preferente. 
Obtenida la capa vectorial cortada se rasteriza, con 
celdas de 100 m x 100 m, quedando con valor 0 las 
celdas con dato de la restricción y con valor 1 el 
resto de celdas del ámbito de la España peninsular.

Obtención de los mapas de condicionantes 
físicos y administrativos

Uniendo las seis coberturas temáticas generales 
(espacios naturales protegidos, hidrografía, vías, nú-
cleos de población, línea de costa y fronteras y usos 
del suelo), comunes a las cuatro tecnologías, en una 
sola cobertura, se ha obtenido la cobertura de res-
tricción total de la España peninsular, a la que se ha 
denominado FILTRO TOTAL. Esta capa cuenta con 
una superficie excluida de 253.710,54 km2, lo que 
supone un 51,39% del territorio peninsular excluido.

Por lo tanto, para el escenario tendencial definido, 
el filtro total de la España peninsular cuenta con 
239.972,09 km2 disponibles para la instalación de 

una CET, lo que supone un 48,61% del territorio pe-
ninsular disponible.

En la Figura 28 se refleja el resultado gráfico.
Figura 28. Filtro total de la España 
peninsular para escenario tendencial

Esta cobertura de restricción total de la España 
peninsular, denominada filtro total, dentro del es-
cenario tendencial, se ha cortado con la cobertura 
de todas las provincias de la España peninsular, para 
obtener las superficies totales y excluidas según 
provincias y comunidades autónomas. La informa-
ción que se obtiene al hacer el corte de la cobertura 
raster es, en realidad, el número de celdas o píxe-
les totales (con valor 0 o 1) y excluidos (con valor 0). 
Como cada píxel cuenta con una superficie de 10.000 
m2, se obtiene la superficie total y excluida:

Tabla 21. Superficies totales y excluidas en la cobertura de restricción total de la España 
peninsular (denominado filtro total), por provincias y comunidades atuónomas

CCAA Provincia Código 
INE

Nº Celdas 
total

Área total 
(km2)

Nº Celdas 
con valor 0

Área excluida 
(km2)

% con respecto 
al total

Andalucía

Almería 4 876.899 8.768,99 402.434 4.024,34 45,89

Cádiz 11 744.084 7.440,84 380.262 3.802,62 51,10

Córdoba 14 1.376.928 13.769,28 540.719 5.407,19 39,27

Granada 18 1.263.764 12.637,64 531.400 5.314,00 42,05

Huelva 21 1.014.565 10.145,65 737.029 7.370,29 72,64

Jaén 23 1.348.644 13.486,44 655.979 6.559,79 48,64

Málaga 29 730.698 7.306,98 322.201 3.222,01 44,09
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CCAA Provincia Código 
INE

Nº Celdas 
total

Área total 
(km2)

Nº Celdas 
con valor 0

Área excluida 
(km2)

% con respecto 
al total

Andalucía
Sevilla 41 1.404.451 14.044,51 511.413 5.114,13 36,41

Andalucía 81 8.760.033 87.600,33 4.081.437 40.814,37 46,59

Aragón

Huesca 22 1.564.660 15.646,60 908.461 9.084,61 58,06

Teruel 44 1.481.057 14.810,57 796.423 7.964,23 53,77

Zaragoza 50 1.727.293 17.272,93 731.725 7.317,25 42,36

Aragón 62 4.773.010 47.730,10 2.436.609 24.366,09 51,05

Asturias
Asturias 33 1.060.725 10.607,25 716.017 7.160,17 67,50

Asturias 63 1.060.725 10.607,25 716.017 7.160,17 67,50

Cantabria
Cantabria 39 531.728 5.317,28 418.381 4.183,81 78,68

Cantabria 66 531.728 5.317,28 418.381 4.183,81 78,68

Castilla-La 
Mancha

Albacete 2 1.491.758 14.917,58 587.478 5.874,78 39,38

Ciudad Real 13 1.980.126 19.801,26 640.646 6.406,46 32,35

Cuenca 16 1.712.861 17.128,61 795.107 7.951,07 46,42

Guadalajara 19 1.220.350 12.203,50 688.696 6.886,96 56,43

Toledo 45 1.536.221 15.362,21 625.530 6.255,30 40,72

Castilla-La 
Mancha 68 7.941.316 79.413,16 3.337.457 33.374,57 42,03

Castilla y 
León

Ávila 5 804.938 8.049,38 451.611 4.516,11 56,11

Burgos 9 1.428.220 14.282,20 646.861 6.468,61 45,29

León 24 1.559.041 15.590,41 1.012.069 10.120,69 64,92

Palencia 34 804.881 8.048,81 350.663 3.506,63 43,57

Salamanca 37 1.236.081 12.360,81 528.422 5.284,22 42,75

Segovia 40 691.890 6.918,90 352.910 3.529,10 51,01

Soria 42 1.029.868 10.298,68 534.086 5.340,86 51,86

Valladolid 47 810.867 8.108,67 314.034 3.140,34 38,73
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CCAA Provincia Código 
INE

Nº Celdas 
total

Área total 
(km2)

Nº Celdas 
con valor 0

Área excluida 
(km2)

% con respecto 
al total

Castilla y 
León

Zamora 49 1.056.917 10.569,17 557.303 5.573,03 52,73

Castilla y 
León 67 9.422.703 94.227,03 4.747.959 47.479,59 50,39

Cataluña

Barcelona 8 775.450 7.754,50 574.504 5.745,04 74,09

Girona 17 593.614 5.936,14 457.417 4.574,17 77,06

Lleida 25 1.219.314 12.193,14 743.141 7.431,41 60,95

Tarragona 43 631.083 6.310,83 364.276 3.642,76 57,72

Cataluña 69 3.219.461 32.194,61 2.139.338 21.393,38 66,45

Extrema-
dura

Badajoz 6 2.178.997 21.789,97 858.317 8.583,17 39,39

Cáceres 10 1.988.913 19.889,13 1.031.503 10.315,03 51,86

Extremadura 70 4.167.910 41.679,10 1.889.820 18.898,20 45,34

Galicia

A Coruña 15 798.217 7.982,17 520.030 5.200,30 65,15

Lugo 27 987.940 9.879,40 565.754 5.657,54 57,27

Ourense 32 729.375 7.293,75 454.352 4.543,52 62,29

Pontevedra 36 451.178 4.511,78 292.644 2.926,44 64,86

Galicia 71 2.966.710 29.667,10 1.832.780 18.327,80 61,78

La Rioja
La Rioja 26 504.152 5.041,52 280.585 2.805,85 55,65

La Rioja 76 504.152 5.041,52 280.585 2.805,85 55,65

Madrid
Madrid 28 802.191 8.021,91 519.746 5.197,46 64,79

Madrid 72 802.191 8.021,91 519.746 5.197,46 64,79

Murcia
Murcia 30 1.130.902 11.309,02 478.129 4.781,29 42,28

Murcia 73 1.130.902 11.309,02 478.129 4.781,29 42,28

Navarra
Navarra 31 1.038.500 10.385,00 576.930 5.769,30 55,55

Navarra 74 1.038.500 10.385,00 576.930 5.769,30 55,55

País Vasco Álava 1 303.503 3.035,03 194.085 1.940,85 63,95
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CCAA Provincia Código 
INE

Nº Celdas 
total

Área total 
(km2)

Nº Celdas 
con valor 0

Área excluida 
(km2)

% con respecto 
al total

País Vasco

Guipúzcoa 20 197.855 1.978,55 172.904 1.729,04 87,39

Vizcaya 48 221.480 2.214,80 189.218 1.892,18 85,43

País Vasco 75 722.838 7.228,38 556.207 5.562,07 76,95

Valencia

Alicante 3 581.789 5.817,89 287.335 2.873,35 49,39

Castellón 12 663.571 6.635,71 411.324 4.113,24 61,99

Valencia 46 1.080.724 10.807,24 661.000 6.610,00 61,16

Valencia 77 2.326.084 23.260,84 1.359.659 13.596,59 58,45

Totales 49.368.263 493.682,63 25.371.054 253.710,54 51,39

Para comparar las superficies excluidas en la cobertura de filtro total con las excluidas en cada una de las seis 
coberturas temáticas generales que la componen (espacios naturales protegidos, hidrografía, vías, núcleos de 
población, línea de costa y fronteras y usos del suelo), dentro del escenario tendencial, se ha cortado cada una 
con la cobertura de todas las comunidades autónomas de la España peninsular, para obtener las superficies 
totales y excluidas según comunidades autónomas. Al igual que antes, la información que se obtiene al hacer el 
corte de cada cobertura raster es, en realidad, el número de celdas o píxeles totales (con valor 0 o 1) y excluidos 
(con valor 0). Como cada píxel cuenta con una superficie de 10.000 m2, se obtiene la superficie total y excluida:

Tabla 22. Superficies excluidas en cada una de las restricciones consideradas, así como en la 
cobertura de restricción total (filtro total)

CCAA
Có-
digo 
INE

Superficie 
total  
(km2)

 Superficie no disponible (km2)

Filtro total Usos Núcleos Hidro-
grafía EENNPP Costa/

Frontera Vías

Andalucía 61 87.599,30 40.817,45 28.370,94 2.014,00 1.222,00 27.020,80 562,70 1.283,00

Aragón 62 47.730,98 24.367,08 17.302,78 652,78 386,78 14.044,28 96,88 504,08

Asturias 63 10.609,94 7.162,12 5.777,73 71,64 33,04 3.005,03 161,64 235,34

Cantabria 66 5.329,72 4.194,73 2.992,72 259,66 61,06 2.497,55 111,37 124,38

Castilla-
La Mancha 68 79.410,57 33.372,97 23.598,87 1.078,47 740,87 19.146,87 0,00 825,97

Castilla y 
León 67 94.220,71 47.473,71 31.327,10 2.082,91 612,31 25.896,71 201,61 1.300,01

Cataluña 69 32.202,01 21.399,98 17.320,77 1.775,81 250,21 10.332,91 492,91 624,91

Extrema-
dura 70 41.679,19 18.897,89 9.032,69 496,39 1.075,19 13.478,89 234,09 380,59
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CCAA
Có-
digo 
INE

Superficie 
total  
(km2)

 Superficie no disponible (km2)

Filtro total Usos Núcleos Hidro-
grafía EENNPP Costa/

Frontera Vías

Galicia 71 29.680,11 18.342,01 15.621,11 533,11 262,31 3.887,01 787,81 494,41

La Rioja 76 5.041,67 2.806,14 2.238,11 112,26 12,78 1.708,07 0,00 77,07

Madrid 72 8.025,74 5.198,22 3.317,83 981,30 92,18 3.331,29 0,00 426,36

Murcia 73 11.312,73 4.786,05 2.890,01 396,73 52,43 2.934,36 105,83 209,83

Navarra 74 10.386,08 5.768,23 4.496,07 192,28 39,28 2.700,49 92,28 136,88

País Vasco 75 7.231,41 5.565,61 4.900,55 444,66 45,86 1.776,33 100,56 244,22

Valencia 77 23.267,34 13.603,14 8.769,14 977,74 272,24 8.991,84 247,84 548,64

Total Península 493.727,50 253.755,33 177.956,42 12.069,74 5.158,54 140.752,43 3.195,52 7.415,69

51,40% 36,04% 2,44% 1,04% 28,51% 0,65% 1,50%

Hay que tener en cuenta que los datos de superfi-
cie varían ligeramente de unas tablas a otras, según 
las capas que se hayan utilizado al realizar el corte. 
Cuando se corta una cobertura raster (celdas con va-
lores 0 y 1) con una cobertura vectorial, como la de la 
Península por comunidades autónomas, cuando una 
celda pertenece a dos comunidades, el programa la 
asigna a aquella comunidad que tiene más parte de 
la celda ocupada, de forma que se reparten todas 
las celdas limítrofes con este criterio. En el caso de 
cortar por provincias ocurre lo mismo. Por esta ra-
zón, las superficies presentadas en este apartado, 
nunca coinciden al 100%.

Si analizamos las seis restricciones consideradas, 
vemos que hay dos de ellas con bastante peso en el 
filtro total, la de USOS DEL SUELO que excluye un 
36,04% del territorio peninsular y la de ESPACIOS 
NATURALES PROTEGIDOS que excluye un 28,51% 
de la España peninsular.

Las cuatro coberturas restantes, núcleos, hidrogra-
fía, vías y línea de costa y fronteras, tienen bastante 
menos peso en el filtro total, excluyendo entre un 
2,44% la mayor y un 0,65% la menor, por lo que son 
poco representativas en el presente análisis.

La suma total de las superficies excluidas de cada 
una de las seis coberturas, un 70,18% del terri-
torio peninsular, no coincide con la superficie no 

disponible del filtro total, que abarca un 51,40% de 
la superficie de la España peninsular. Esto se debe a 
que en muchos casos se solapan restricciones. Así, 
por ejemplo, en un mismo píxel podemos tener un 
lago y un espacio natural protegido. Por esta razón, 
en el siguiente apartado, se realiza un análisis de 
impacto de cada una de las seis coberturas temáti-
cas generales, para determinar el peso de cada una 
de ellas sobre el total de la superficie.

A continuación se describen de forma más detallada 
las dos restricciones con más peso en el filtro total, 
la de USOS DEL SUELO que excluye un 36,04% del 
territorio peninsular y la de ESPACIOS NATURALES 
PROTEGIDOS que excluye un 28,51% de la España 
peninsular:

Cobertura de usos del suelo

Para elaborar esta cobertura raster se ha partido de 
una capa vectorial de la Agencia Europea de Medio 
Ambiente, Corine Land Cover, definida en la Tabla 
20. Se trata de una capa vectorial que divide toda la 
superficie nacional en 44 códigos, uno para cada uso 
del suelo. En la Tabla 19 se recogen los 44 usos con 
sus correspondientes códigos, indicando la super-
ficie que representa cada uso del territorio español, 
en km2 y en porcentaje. En dicha tabla se marcan 
en gris los 27 usos que se han decidido excluir, por 
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considerarse no disponibles para la implantación de una CET dentro del escenario tendencial definido en el 
presente estudio (lo que no quiere decir que sean terrenos incompatibles con la implantación de una CET).

De los 27 usos excluidos en la capa vectorial, que suponen un 30,91% de la superficie de España, 23 de ellos 
representan menos del 1% del territorio nacional, y todos ellos juntos el 3,8% de la superficie de España. Sin 
embargo, hay 4 usos que representan el 27,11% del territorio nacional, que se trata de los bosques y matorral 
boscoso:
Tabla 23. Usos más representativos de todos los excluidos en la cobertura de usos del suelo, en 
el escenario tendencial

Usos del suelo

Escenario tendencial

Criterio de exclusión adoptado en 
el presente estudio Área Área

Código Definión del uso Criterio (%) (km2)

311 Bosques de frondosas Excluido 7,39 37.779,45

312 Bosques de coníferas Excluido 7,61 38.913,01

313 Bosques mixtos Excluido 2,95 15.103,37

324 Matorral boscoso de 
transición Excluido 9,16 46.835,34

Total excluido por los 4 usos de 
bosques y matorral boscoso 27,11 138.631,17

Total excluido en españa por los  
27 usos 30,91 158.067,13

Superficie total de España 100,00 511.341,95

Es evidente que una parte de esta superficie de 
bosque es además espacio natural protegido, de 
forma que habrá territorios que sean excluidos 
doblemente, por encontrarse en la capa de bos-
que y en la capa de espacios naturales protegidos. 
Pero habrá también superficies de bosques o ma-
torral boscoso que no estén protegidos. En estas 
superficies la protección se rige por normativa de 
montes, cuya competencia está transferida a las 
comunidades autónomas. Desde el punto de vis-
ta del presente estudio, en el que se ha intentado 
recoger los terrenos no disponibles a la escala de 
toda la España peninsular, se ha decidido excluir 
estos usos, que ocupan una parte importante del 
territorio nacional, razón por la que la cobertu-
ra de usos es tan restrictiva. A continuación se 
presenta una imagen de estos 4 usos en forma-
to vectorial:
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Aparte de los criterios establecidos para la elección de 
los usos a excluir, que da como resultado la exclusión 
del 30,91% de la superficie de España en la capa vec-
torial, como puede verse en la Tabla 19 hay otro criterio 
que ha aumentado este porcentaje, pasando de 30,91% 
de exclusión en la capa vectorial de usos hasta el 36,04% 
de exclusión en la cobertura raster de usos finalmen-
te obtenida: al pasar la capa vectorial a píxeles de 100 
m x 100 m, se ha dado prioridad al 0 respecto al 1. Es 
decir, en aquellas cuadrículas en las que había 0 y 1, el 
programa ha elegido el 0 para toda la cuadrícula. Por 
esta razón, al pasar de vectorial a raster la superficie 
excluida se ha visto incrementada (en más de un 5%).

Cobertura de espacios naturales protegidos

La cobertura raster de espacios naturales pro-
tegidos se ha elaborado a partir de cuatro capas 
temáticas vectoriales. Estas capas se han unido en 
una sola capa vectorial que posteriormente se ha 
transformado en cobertura raster, con celdas de ta-
maño 100 m x 100 m y máscara 0/1, es decir, valor 0 

en aquellas celdas en las que hay un espacio natural 
protegido y valor 1 en aquellas en las que no hay, tal 
como se ha explicado en el apartado de metodología.

Las cuatro capas vectoriales de partida han sido las 
siguientes:

1-LIC (Lugares propuestos de Importancia 
Comunitaria). Fuente: Red Natura 2000

http://www.mma.es/portal/secciones/biodiversidad/
rednatura2000/rednatura_espana/lic/lic.htm

Acceso a las ficha resumen

Comunidad 
Autónoma Número LIC

Superficie 
terrestre LIC 
(ha)

Superficie 
marina LIC 
(ha)

Superficie 
total LIC (ha)

% Territorio 
C.A.

Superficie 
total CCAA 
(ha)

Andalucía 195 2.513.796,33 108.856,08 2.622.652,41 28,69 8.760.568

Aragón 156 1.039.302,61 0,00 1.039.302,61 21,77 4.773.039

Cantabría 21 136.708,80 847,38 137.556,18 25,71 531.817

Castilla y 
León 120 1.890.596,81 0,00 1.890.596,81 20,06 9.422.408

Castilla-La 
Mancha 72 1.565.219,51 0,00 1.565.219,51 19,71 7.941.383

Cataluña 115 952.315,51 85.595,60 1.037.911,11 29,57 3.220.252

Ciudades 
Autónomas 
de Ceuta y 
Melilla

5 749,37 1.331,48 2.080,85 21,87 3.427

Comunidad de 
Madrid 7 320.043,00 0,00 320.043,00 39,89 802.237

Comunidad 
Foral de  
Navarra

42 252.897,96 0,00 252.897,96 24,35 1.038.575
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Comunidad 
Autónoma Número LIC

Superficie 
terrestre LIC 
(ha)

Superficie 
marina LIC 
(ha)

Superficie 
total LIC (ha)

% Territorio 
C.A.

Superficie 
total CCAA 
(ha)

Comunidad 
Valenciana 94 623.154,58 62.387,06 685.541,64 26,79 2.326.252

Extremadura 87 828.169,23 0,00 828.169,23 19,87 4.167.995

Galicia 59 343.997,53 27.870,84 371.868,37 11,59 2.967.065

Islas Baleares 127 93.778,80 108.134,03 201.912,83 18,68 501.988

Islas Canarias 177 282.639,87 179.101,03 461.741,35 36,54 773.461

La Rioja 6 167.611,00 0,00 167.611,00 33,25 504.155

País Vasco 52 134.668,85 143,15 134.812,00 18,63 722.935

Principado de 
Asturias 49 279.067,05 24.978,95 304.046,00 26,30 1.061.118

Región de 
Murcia 50 166.009,31 181.623,31 347.632,62 14,68 1.131.012

Total 1.434 11.590.726,11 780.869,37 12.371.595,48 22,88 50.649.687

2-ZEPA (Zonas de Especial Protección para las Aves). Fuente: Red Natura 2000

http://www.mma.es/portal/secciones/biodiversidad/rednatura2000/rednatura_espana/zec/zec.htm
Acceso a las ficha resumen

Comunidad 
Autónoma

Número 
ZEPA

Superficie te-
rrestre ZEPA 
(ha)

Superficie 
marina ZEPA 
(ha)

Superficie  
total ZEPA  
(ha)

% Territorio 
C.A.

Superficie 
total CCAA 
(ha)

Andalucía 62 1.542.354,75 30.013,82 1.572.368,57 17,61 8.760.568

Aragón 45 840.182,00 0,00 840.182,00 17,60 4.773.039

Cantabría 8 78.810,00 0,00 78.810,00 14,82 531.817
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Comunidad 
Autónoma

Número 
ZEPA

Superficie te-
rrestre ZEPA 
(ha)

Superficie 
marina ZEPA 
(ha)

Superficie  
total ZEPA  
(ha)

% Territorio 
C.A.

Superficie 
total CCAA 
(ha)

Castilla y 
León 70 1.998.353,16 0,00 1.998.353,16 21,21 9.422.408

Castilla-La 
Mancha 38 1.573.729,33 0,00 1.573.729,33 19,82 7.941.383

Cataluña 73 817.872,54 76.684,04 894.556,58 25,40 3.220.252

Ciudades 
Autónomas 
de Ceuta y 
Melilla

3 684,42 0,00 684,42 19,97 3.427

Comunidad de 
Madrid 7 185.331,00 0,00 185.331,00 23,10 802.237

Comunidad 
Foral de  
Navarra

17 77.267,00 0,00 77.267,00 7,44 1.038.575

Comunidad 
Valenciana 18 264.952,89 12.286,11 277.239,00 11,39 2.326.252

Extremadura 69 1.089.936,18 0,00 1.089.936,18 26,15 4.167.995

Galicia 14 58.446,43 14.434,32 72.880,75 1,97 2.967.065

Islas Baleares 50 71.300,06 50.854,04 122.154,10 14,20 501.988

Islas Canarias 43 272.212,10 5.942,39 278.154,49 35,19 773.461

La Rioja 5 165.950,00 0,00 165.950,00 32,92 504.155

País Vasco 6 38.117,05 1.169,95 39.287,00 5,27 722.935

Principado de 
Asturias 13 221.137,72 18.099,56 239.237,28 20,84 1.061.118

Región de 
Murcia 22 191.355,06 13.674,19 205.029,25 16,92 1.131.012

Total 562 9.487,991,69 223.158,42 9.711.150,11 18,73 50.649.687
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3-PN (Parques Nacionales). Fuente: Parques 
Nacionales
http://reddeparquesnacionales.mma.es/parques/
org_auto/cartografia/index_cartografia.htm

4-Zonas protegidas según base de datos de IGN. 
Fuente: BCN200: Información proporcionada por 
el Instituto Geográfico Nacional (IGN)

En la Tabla 24 se resumen las superficies ocupa-
das por las restricciones de las 4 capas vectoriales 
consideradas, distinguiendo si se trata de superfi-
cie nacional o peninsular e indicando el porcentaje 
que representan con respecto a la superficie total:

Tabla 24. Superficies ocupadas por las cuatro capas vectoriales que conforman la cobertura 
raster de espacios naturales protegidos, tanto en España como en la España peninsular

LIC ZEPA Parques Nacionales Zonas protegidas 
(BCN_200)

Superficie 
(km2)

Superficie 
(km2) (%) Superficie 

(km2) (%) Superficie 
(km2) (%) Superficie 

(km2) (%)

España 506.496,87 115.907,26 22,88 94.879,92 18,73 3.455,62 0,68 34.062,68 6,73

Península 493.708,11 112.135,58 22,71 91.437,95 18,52 0,00 0,00

Como puede apreciarse, en muchos casos se su-
perponen, es decir, una misma superficie puede 
ser LIC, ZEPA y PARQUE NACIONAL, razón por 
la que la restricción total no es la suma de cada 
una de ellas, sino el resultado que sale de su 
superposición.

Una vez unidas las cuatro capas vectoriales y trans-
formada la capa unión en cobertura raster, esta 
presenta las siguientes superficies:
Tabla 25. Superficies ocupadas por la 
cobertura raster de espacios naturales 
protegidos, tanto en España como en la 
España peninsular

Raster EENNPP

Superficie 
(km2)

Superficie 
(km2) (%)

España 507.143,47 146.107,04 28,81

Península 493.727,50 140.752,43 28,51

Si comparamos el resultado de esta tabla con el de la 
anterior, que compara las 4 capas vectoriales de par-
tida, se concluye que los LIC son los que tienen mayor 
peso (22,88% de España), seguidos de las ZEPA (18,73% 
de España). La capa de PARQUES NACIONALES es muy 
poco representativa (0,68% de España) y la de ZONAS 
PROTEGIDAS DEL IGN representa el 6,73% de España. 
La unión de todas ellas supone el 28,81% de la super-
ficie nacional, ratio bastante cercano al de los LIC, lo 
que evidencia que se superponen bastante. Se concluye 
que la RED NATURA 2000 (LIC Y ZEPAS) es el factor de 
mayor peso en la cobertura raster de EENNPP.

Análisis de impacto de las restricciones 
consideradas

Para identificar el impacto de cada una de las seis 
restricciones sobre la restricción total, se ha compa-
rado la capa filtro total con la unión de cinco capas, 
todas menos la capa para la que se analiza el impac-
to, de manera que se obtiene una capa de impacto, 
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con el peso real de esa restricción en relación al 
filtro total. Es decir, la superficie de la cobertura de 
impacto obtenida representa la superficie peninsu-
lar en la que sólo existe esa restricción.

Para comparar las superficies en la que sólo tenemos 
una de las seis la restricciones analizadas (espacios 
naturales protegidos, hidrografía, vías, núcleos de po-
blación, línea de costa y fronteras y usos del suelo), 
dentro del escenario tendencial, con las superficies 

totales de dichas restricciones, se ha cortado cada 
cobertura de impacto con la cobertura de todas las 
comunidades autónomas de la España peninsular, 
para obtener las superficies totales y de impacto se-
gún comunidades autónomas. Al igual que antes, la 
información que se obtiene al hacer el corte de cada 
cobertura raster es, en realidad, el número de celdas 
o píxeles totales (con valor 0 o 1) y de impacto (con va-
lor 1). Como cada píxel cuenta con una superficie de 
10.000 m2, se obtiene la superficie total y de impacto:

Tabla 26. Superficies de impacto (en las que sólo está presente esa restricción) de cada una de 
las restricciones consideradas, en el escenario tendencial, por comunidades autónomas

CCAA
Có-
digo 
INE

Superficie 
total (km2) Filtro total

Superficie en la que sólo existe esta restricción (km2)

Impacto 
usos

Impacto 
núcleos

Impacto 
hidro-
grafía

Impacto 
EENNPP

Imapcto 
costa y 

fronteras

Impacto 
vías

Andalucía 61 87.599,21 46.781,80 10.266,60 555,30 158,60 10.470,20 80,39 820,03

Aragón 62 47.730,98 23.363,90 9.085,01 293,01 44,77 6.238,52 9,09 346,31

Asturias 63 10.609,94 3.447,82 3.786,71 6,29 2,52 1.197,89 48,10 83,09

Cantabria 66 5.329,72 1.134,99 1.372,54 73,04 0,77 1.006,13 28,03 34,64

Castilla-La 
Mancha 68 79.410,57 46.037,60 12.012,30 433,33 105,03 8.521,50 0,00 573,26

Castilla y 
León 67 94.220,70 46.747,00 18.403,80 1.096,13 59,66 13.767,00 24,80 726,14

Cataluña 69 32.201,93 10.802,00 8.762,22 383,59 21,96 3.147,62 39,90 281,53

Extrema-
dura 70 41.679,19 22.781,30 4.384,17 147,41 64,10 9.055,27 77,75 262,41

Galicia 71 29.680,11 11.338,10 12.948,40 224,74 19,20 1.969,32 138,44 180,98

La Rioja 76 5.041,67 2.235,53 925,78 44,75 1,03 457,88 0,00 54,62

Madrid 72 8.025,74 2.827,52 790,41 56,76 1,34 1.605,71 0,00 128,46

Murcia 73 11.312,73 6.526,68 1.267,22 122,99 11,30 1.533,66 13,12 147,35

Navarra 74 10.386,08 4.617,85 2.707,29 78,48 3,50 1.041,38 15,16 99,04

País Vasco 75 7.231,41 1.665,80 3.159,27 145,10 0,96 372,02 18,94 76,20

Valencia 77 23.267,34 9.664,20 3.128,70 139,61 39,86 4.171,77 28,72 339,74

Total      
Península 493.727,32 239.972,09 93.000,42 3.800,53 534,60 64.555,87 522,44 4.153,80
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Se evidencia que las dos capas que tenían más su-
perficie excluida, siguen siendo las de mayor impacto, 
aunque con un porcentaje de impacto menor al por-
centaje total de la capa. Así, la capa de USOS tiene un 
impacto del 18,84%, frente a un 36,04 % de total de ex-
clusión y la de ESPACIOS NATURALES PROTEGIDOS 
tiene un impacto del 13,08%, frente a un 28,51 % de 
total de exclusión. Las cuatro coberturas restantes: 
núcleos, hidrografía, vías y línea de costa y fronteras, 
tienen un impacto de entre el 0,11% y el 0,84%, por lo 
que no son representativas para el presente análisis.

5.3.4 Estimación del coste 
de la energía y potencial 
accesible
Una vez establecida la metodología utilizada para de-
terminar el potencial de producción de energía eléctrica 
bruta en el territorio español, restringido en cada caso 
por los condicionantes geográficos oportunos, en este 
apartado se expone la forma de proceder a la hora de 
calcular el coste normalizado de la energía en cada 
lugar, que permite estimar el potencial accesible. Uti-
lizando modelos simplificados para el cálculo de dicho 
coste en toda la geografía, es posible determinar qué 
superficie del territorio analizado cuenta con un LEC 
estimado inferior a un valor dado, lo que permite cal-
cular el potencial accesible teniendo en cuenta dicho 
coste. Tal y como se ha comentado anteriormente, se 
han realizado modelos que permiten el cálculo simplifi-
cado de la producción eléctrica bruta para las diferentes 
tecnologías y configuraciones estudiadas. Para el cál-
culo de la energía neta producida se han asumido unos 
autoconsumos medios anuales del 11% en todas las 
tecnologías salvo en los discos parabólicos, en los que 
se consideran unos consumos auxiliares del 3,6%.

A continuación se explican las metodologías utilizadas 
para el cálculo tanto del LEC en todo el territorio como 
del potencial accesible, ya que se encuentran intrín-
secamente relacionadas. Aunque se presentarán las 
metodologías concretas que se utilizan en cada una de 
las tecnologías de referencia, en primer lugar se presenta 
una visión global del método seguido, para más adelante 
particularizar dicho método para cada tecnología, 

De forma semejante a los casos anteriores, para obte-
ner el LEC y el potencial accesible en todo el territorio 
nacional resulta imprescindible utilizar modelos sim-
plificados para el cálculo tanto de la producción como 
del coste, ya que es inviable realizar simulaciones 
para todo el territorio y calcular el LEC en cada uno de 

los puntos a partir del modelo económico detallado. 
Al igual que en casos anteriores, la metodología que 
se utiliza para generar los modelos simplificados con-
siste en crear expresiones ajustadas a estimaciones 
detalladas en un número limitado pero representa-
tivo de casos, que asegure un barrido adecuado de 
la casuística existente en España.

En el cálculo del coste normalizado toman parte los cos-
tes de inversión y la producción eléctrica anual de las 
centrales, los costes de operación y mantenimiento, etc., 
además de otros aspectos financieros. De esta forma, 
es necesario proporcionar al modelo de cálculo del LEC 
tanto la descripción de la central de referencia, para 
calcular su coste de inversión, como su producción es-
timada anual. El potencial accesible se calcula mediante 
la integración de la producción en el territorio aplican-
do las limitaciones procedentes de los mapas de LEC.

Por tanto, el primero de los aspectos que resulta 
necesario abordar es el cálculo de la producción es-
timada para las centrales en el territorio español. La 
metodología utilizada es análoga en todos los aspec-
tos a la metodología empleada para el cálculo de la 
producción en la estimación del potencial total y dis-
ponible, ya que el objetivo es el mismo, no obstante 
tiene una diferencia sustancial que lleva a diferencias 
importantes en los resultados. Como se expuso ante-
riormente, las estimaciones de producción utilizadas 
para el cálculo de los potenciales total y disponible 
se basan en la producción de centrales termosolares 
optimizadas según un criterio técnico, concretamen-
te maximizando la energía bruta producida por metro 
cuadrado de terreno al año según cada una de las tec-
nologías. Sin embargo, aunque este criterio es el más 
adecuado para el cálculo del potencial de producción, 
el cálculo del LEC y del potencial accesible, definido 
como el potencial en unas condiciones económicas 
determinadas, se debe realizar considerando centra-
les optimizadas según criterios económicos, en las 
cuales la producción es inferior a la de las centrales 
optimizadas técnicamente. Por este motivo, a la hora 
de crear los modelos simplificados de producción para 
el cálculo del LEC y del potencial accesible, se ha se-
guido exactamente la misma metodología explicada 
anteriormente, pero esta vez optimizando las centra-
les con el objetivo de minimizar el LEC.

Se han realizado las simulaciones pertinentes para los 
años meteorológicos y los emplazamientos descritos 
anteriormente y que son representativos de toda la 
geografía española. En cada uno de estos puntos se 
ha optimizado el diseño de las centrales de referen-
cia para obtener el mínimo LEC posible. La producción 
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energética en estos emplazamientos se ha utilizado 
para extraer los modelos simplificados para el cálcu-
lo de la producción neta para el potencial accesible y, 
además, a partir del valor del LEC en estos puntos se 
han creado expresiones simplificadas de ajuste que 
permiten calcular el LEC con suficiente precisión en 
todos los puntos de la geografía, de forma análoga a 
como se hace con la producción energética.

Teniendo en cuenta esto y la forma de calcular el LEC, 
detallada en el capítulo de costes, es necesario crear 
un modelo del costes que permita calcular la inversión 
en función de la definición de las centrales de referen-
cia y, por tanto, permita calcular el LEC para cualquier 
central y así realizar la optimización económica para 

cada una de las tecnologías. En los siguientes aparta-
dos, dedicados a las diferentes tecnologías, se detalla 
el modelo de inversión creado para cada una de ellas, 
así como los resultados del proceso de optimización y 
los modelos simplificados finales de LEC y producción 
eléctrica. Una vez más, el grado de detalle alcanzado 
en cada tecnología, así como los parámetros variables 
de las centrales de referencia y de los modelos sim-
plificados, difieren en las distintas tecnologías debido 
a las características de las mismas.

El diagrama de la Figura 29 resume la metodología 
general empleada para elaborar los mapas de cos-
te de producción de electricidad (LEC) para todas 
las tecnologías.

Figura 29. Metodología de generación del mapa de coste de producción de electricidad

Optimizaciones 
modelos detallados

Coste de producción de
electricidad optimizado

Enm 2 terreno
= f (Ex m 2 terreno

, SAT )

En
m 2 = f (Ex m 2 , SAT ) LEC = f (Ex m 2, SAT )

2.000

1.900

1.800

1.700

1.600

1.500

1.400

1.300

1.200
20 40 60 80 100 120 140 160 180 200

160

140

120

100

80

60

40

20

Radiación directa normal
Mapa de radiación directa anual (kWh/m2 año)



IDAE-AICIA-CENER-IDOM

152

Para cada tecnología considerada, la metodología 
detallada se describe a continuación.

Centrales de canal parabólico

Como se ha hecho en los casos anteriores, tanto el 
LEC, a través del coste de inversión, como la eficiencia 
y producción de las centrales de captadores canal-pa-
rabólicos dependen tanto del tamaño del campo solar 
como de la capacidad de almacenamiento. Esta carac-
terística hace que los estudios para esta tecnología 
sean los más completos y detallados. La metodolo-
gía que se ha seguido es análoga a la seguida en los 
apartados anteriores, manteniendo en todo momento 
la dependencia de las características de la tecnología 
en función del número de lazos y del sistema de al-
macenamiento. Como se ha comentado, el hecho de 
que el LEC dependa de las características de la central 
supone cierta dificultad añadida la hora de calcularlo, 
ya que se necesita disponer de un modelo económico 
que permita calcular el coste de inversión de las cen-
trales en función de estos dos parámetros.

El modelo de costes de inversión utilizado para estimar 
el cálculo de los costes de inversión se basa en el aná-
lisis de dichos costes propuesto en el capítulo anterior, 
en el que se han presentado los costes desglosados 
por subsistemas funcionales y éstos por componentes 
con diferentes niveles de agregación. En el capítulo de 
costes se han presentado los costes relativos a una 
central de referencia con almacenamiento térmico, 
no obstante el modelo de detalle elaborado permite 
estimar los costes de inversión para cualquier otra 
configuración de las centrales de referencia. Gracias 
a este modelo es posible determinar qué partidas de-
penden del número de lazos y cuáles lo hacen de la 
capacidad del sistema de almacenamiento, así como 
analizar el tipo de dependencia de las mismas y los 
costes fijos de las centrales que no dependen del ta-
maño ni sistema de almacenamiento.

En base al análisis del modelo de inversión detallado se 
ha creado  un modelo simplificado en el que se utilizan 
una serie de términos independientes y dependientes de 
las variables de estudio, que agregan el valor de todas 
aquellas partidas del coste de inversión que dependen 
y no dependen del número de lazos y de la capacidad 
del sistema de almacenamiento. La estructura del mo-
delo de inversión simplificado se presenta en la Ec. (18).

Ec (18)
· ·Ci (NLazos,HAlm) = C1 + C2  NLazos + C3  HAlm

Donde los diferentes parámetros que aparecen co-
rresponden a las siguientes definiciones:

•  Ci[NLazos, HAlm] es el coste de inversión total de la 
central en función del número de lazos y de las 
horas de almacenamiento.

•  NLazos es el número de lazos de la central.
•  HAlm es el número de horas de capacidad del sis-

tema de almacenamiento de la central.
•  C1 a C3 son los diferentes coeficientes que permiten 

calcular el coste de inversión.
A partir de los datos económicos expuestos en el 
capítulo anterior se determina el valor de cada uno 
de los parámetros para las centrales de captadores 
canal-parabólicos, que se presentan en la Tabla 27.
Tabla 27. Parámetros del modelo 
simplificado de inversión en función del 
número de lazos y capacidad del sistema 
de almacenamiento utilizado para la 
tecnología CCP

C1 C2 C3

81110980 7340038 1193487

Con este modelo simplificado de costes de inver-
sión y con el modelo de cálculo del LEC descrito 
en el capítulo de costes se puede calcular el LEC 
a partir de la configuración específica de la central 
y la producción energética anual de la misma para 
cada uno de los once años meteorológicos de refe-
rencia que permiten muestrear adecuadamente el 
territorio español. De esta forma, para cada uno de 
los años meteorológicos y cada tamaño del sistema 
de almacenamiento se puede optimizar el tamaño 
del campo solar para encontrar el mínimo LEC y 
conocer la producción por metro cuadrado en di-
chas condiciones. 

Como se vio anteriormente, la exergía generada por 
metro cuadrado depende del recurso solar (DNI) del 
emplazamiento analizado y de la latitud, pero no de-
pende representativamente del tamaño del campo 
solar y, menos si cabe, del sistema de almacena-
miento. Gracias a esto, el modelo simplificado de la 
exergía por metro cuadrado generado para el cálculo 
de los potenciales total y disponible es completa-
mente aplicable en este caso, ya que la optimización 
del tamaño del campo solar afecta principalmente 
al rendimiento de conversión de exergía en energía 
eléctrica. Por tanto, una vez realizada esta optimi-
zación se puede obtener, de forma semejante a lo 
realizado anteriormente, el rendimiento exergético 
de las centrales en el óptimo económico en función 
de la exergía generada por metro cuadrado y de la 
capacidad de almacenamiento (de 0 a 6 horas).
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Siguiendo el mismo método que en el caso ante-
rior se puede obtener un modelo de rendimiento 
ajustado a los datos obtenidos, de la forma que se 
presenta en la Ec. (19)

Ec (19)

= + · + ·  eff a b sat c ex+ ·  d ex 2

Realizado este ajuste se obtiene la tabla de carac-
terísticas mostradas en la Tabla 28. El análisis de la 
misma determina que se cumple la hipótesis nula 
para los 4 parámetros, lo que significa que todos los 
parámetros son significativos.

Tabla 28. Parámetros del ajuste mediante una superficie de segundo grado del rendimiento 
exergético a eléctrico

Estimada Error estándar t-Estadística P-Valor

a 0,419428 0,0152225 27,5531 2,71573x10-32

b 0,00425731 0,000380440 11,1905 2,42728x10-15

c 5,64222x10-7 8,39136x10-8 6,72385 1,48633x10-8

d -5,57721x10-13 1,10382x10-13 -5,05263 5,95375x10-6

Además el coeficiente de determinación lineal R2 
obtenido es bueno (0,89281), y el estadístico de 
Durbin-Watson es adecuado (2,91478) por lo que 
se puede considerar este ajuste a una superficie de 
segundo grado como apropiado para representar 
el rendimiento exergético a eléctrico en función del 
potencial exergético por metro cuadrado y la capa-
cidad del sistema de almacenamiento térmico. La 
Figura 30 muestra la superficie representada por 
el ajuste junto a los puntos de origen que dan lugar 
a la expresión y, a modo de referencia, se presenta 
el modelo simplificado para el óptimo técnico, que-
dando patente la reducción de rendimiento existente 
entre las centrales óptimas técnicas y económicas.
Figura 30. Ajuste a una superficie de 
segundo grado del rendimiento exergético 
a eléctrico para plantas CCP en el óptimo 
económico (verde) y en el óptimo técnico 
(azul)
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De forma completamente análoga se puede presen-
tar el modelo simplificado que permite obtener el 
coste normalizado de la energía en función de la 
exergía por metro cuadrado y de la capacidad de al-
macenamiento. En la siguiente tabla (Tabla 29) se 
presentan los parámetros del ajuste que responden 
a la Ec. (20).

Ec (20)

= + · + ·  Lec a b sat · SATc ex + ·  e ex+ ·  d ex 2

El coeficiente de determinación lineal R2 obte-
nido es excelente (0,993624), y el estadístico de 
Durbin-Watson es algo bajo, pero dentro de los 
límites aceptables (1,64595), por lo que se puede 
considerar este ajuste a una superficie de se-
gundo grado como apropiado para representar 
el coste normalizado de producción de electrici-
dad en función del potencial exergético por metro 
cuadrado y la capacidad del sistema de almace-
namiento térmico.
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Tabla 29. Parámetros del ajuste mediante una superficie de segundo grado del rendimiento 
exergético a eléctrico

Estimada Error estándar t-Estadística P-Valor

a 0,627787 0,0118252 53,0887 1,22228x10-45

b -0,00397809 0,00116917 -3,40248 0,00132212

c -1,62133x10-6 6,30817x10-8 -25,7020 1,77502x10-30

d 1,40951x10-12 8,21201x10-14 17,1640 1,33103x10-22

e 6,08704x10-9 3,01840x10-9 2,01665 0,0491192

La Figura 31 muestra la superficie representada por 
el ajuste junto a los puntos de origen que dan lugar 
a la expresión.
Figura 31. Ajuste a una superficie de 
segundo grado del LEC para plantas CCP en 
el óptimo económico

Centrales de captadores lineales de Fresnel

Para el cálculo del LEC y del potencial accesible 
de las centrales de captadores lineales de Fres-
nel, la metodología es completamente análoga a 
la seguida para las centrales canal-parabólicas, 
no obstante más sencilla dado que no se contem-
pla el sistema de almacenamiento térmico.

Igual que en el caso anterior, se ha necesitado rea-
lizar las simulaciones necesarias para optimizar 
económicamente las centrales y, para ello, se ha 
necesitado un modelo simplificado de la inversión 

en función del tamaño de la central. La estructura 
del modelo de inversión simplificado se presenta 
en la Ec. (21).

Ec (21)

·Ci (NLazos) = (C1 + C2  NLazos)

Donde los diferentes parámetros que aparecen co-
rresponden a las siguientes definiciones:

•  Ci[NLazos] es el coste de inversión total de la central 
en función del número de lazos.

•  NLazos es el número de lazos de la central.
•  C1, C2 son los coeficientes que permiten calcular 

el coste de inversión.

A partir de los datos económicos expuestos en el 
capítulo anterior se determina el valor de cada 
uno de los parámetros para las centrales de re-
flectores lineales Fresnel, que se presentan en 
la Tabla 30.
Tabla 30. Parámetros del modelo 
simplificado de inversión en función 
del número de lazos utilizado para la 
tecnología Fresnel

C1 C2

90047798 687590

Con este modelo simplificado de costes de inver-
sión y con el modelo de cálculo del LEC descrito 
en el capítulo de costes se puede calcular el LEC 
dadas las características de la central y la pro-
ducción energética anual de la misma, optimizada 
para minimizar el LEC. 
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Siguiendo el mismo método que en el caso anterior se puede obtener un modelo de rendimiento ajustado a los 
datos obtenidos, de la forma que se presenta en la Ec. (22).

Ec (22)

= + ·a b exeff

Realizado este ajuste se obtiene la tabla de características mostradas en la Tabla 31. El análisis de la 
misma determina que se cumple la hipótesis nula para los 3 parámetros, lo que significa que todos los 
parámetros son correctos.
Tabla 31. Parámetros del ajuste mediante una recta del rendimiento exergético a eléctrico

Estimada Error estándar t-Estadística P-Valor

a 0,393894 0,0161228 24,4309 1,54465x10-59

b 2,52812x10-7 5,47492x10-8 4,61764 0,00125856

La Figura 32 muestra la curva de ajuste junto a los puntos de origen que dan lugar a la expresión.

Figura 32. Ajuste a una recta del rendimiento 
exergético a eléctrico para plantas LFR en el 
óptimo económico
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De forma completamente análoga se puede presen-
tar el modelo simplificado que permite obtener el 
coste normalizado de la energía en función de la 
exergía por metro cuadrado.

Ec (23)

= + ·  Lec a b ex+ ·  c ex 2

En la siguiente tabla (Tabla 32) se presentan los pa-
rámetros del ajuste que responden a la Ec. (23)

Tabla 32. Parámetros del ajuste mediante una curva de segundo grado del rendimiento 
exergético a eléctrico

Estimada Error estándar t-Estadística P-Valor

a 0,418705 0,0194351 21,5437 2,26951x10-8

b -1,25883x10-6 1,38115x10-7 -9,11435 0,0000168869

c 1,39881x10-12 2,36626x10-13 5,91147 0,000357102
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La Figura 33 muestra la curva representada por el 
ajuste junto a los puntos de origen que dan lugar a 
la expresión.
Figura 33. Ajuste a una superficie de 
segundo grado del LEC para plantas CCP en 
el óptimo económico
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Para el cálculo del potencial accesible para la tec-
nología de torre es necesario, de forma análoga a 
los casos anteriores, un modelo simplificado de 
inversión que permita calcular los costes de las 
centrales de torre en base a las características 
de las mismas. En base al análisis del modelo 
de inversión detallado se ha creado un modelo 

simplificado en el que se utilizan una serie de 
términos independientes y dependientes de las 
variables de estudio, que agregan el valor de to-
das aquellas partidas del coste de inversión que 
dependen y no dependen del número de helios-
tatos, de la altura de la torre y de la capacidad 
del sistema de almacenamiento. La estructura del 
modelo de inversión simplificado se presenta en 
la Ec. (24).

Ec (24)

· ·

· · · ·

·C C (C C

C C C (C C HN H

e(N H Hi Heliostatos , Alm , Torre ,) = 1 2 + 3
C4 HTorre +

))+ 5 Heliostatos + 6 Alm + 7 8 + 9 Alm

Donde los diferentes parámetros que aparecen co-
rresponden a las siguientes definiciones:

•  Donde Ci[NHeliostatos,HAlm,HTorre,] es el coste de inver-
sión total de la central en función del número de 
heliostatos, de la altura de la torre y de las horas 
de almacenamiento.

•  NHeliostatos es el número de lazos de la central.
•  HAlm es el número de horas de capacidad del sis-

tema de almacenamiento de la central.
•  HTorre es la altura en metros de la torre donde se 

sitúa el receptor.
•  C1 a C9 son los diferentes coeficientes que permiten 

calcular el coste de inversión.
A partir de los datos económicos expuestos en 
el capítulo anterior se determina el valor de 
cada uno de los coeficientes para las centra-
les de receptor central, que se presentan en 
la Tabla 33.

Tabla 33. Parámetros del modelo simplificado de inversión en función del número de heliostatos, 
altura de la torre y capacidad del sistema de almacenamiento utilizado para la tecnología CT

C1 C2 C3 C4 C5 C6 C7 C8 C9

1,16725 70.020.000 801.490 0,012 35.733 987.000 0,72 806.452 1.612.903

Con este modelo simplificado de costes de 
inversión y con el modelo de cálculo del LEC 
descrito en el capítulo de costes se puede cal-
cular el LEC dadas las características de la 
central y la producción energética anual de la 
misma.

Dada la dificultad de realizar una optimización 
económica de las centrales de torre se ha optado 
por calcular el LEC de las centrales a partir de 
las producciones y configuraciones presentadas 

en la parte correspondiente al potencial total y 
disponible. Utilizando los modelos simplificados 
en función de la DNI y la latitud que permiten co-
nocer la producción de la central y teniendo en 
cuenta el número de heliostatos y capacidad de 
almacenamiento, así como la ocupación del te-
rreno, es posible obtener un modelo simplificado 
del LEC que permite obtener el coste de la ener-
gía a lo largo del territorio analizado. Al igual 
que en casos anteriores, se han considerado un 
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consumo del 11% para obtener la energía neta 
a partir de los modelos de bruta.

En la Ec. (25) se  muestra el modelo de ajuste del 
LEC en función de la latitud, la DNI anual y la ca-
pacidad de almacenamiento:

Ec (25)

C C C C

C C C

LEC (Lat

Lat Lat Lat

DNI DNI DNI

DNI

SAT)

SAT SAT

, , = 1 + 2 ∧ + 3 ∧
2 + 4 ∧

∧ + 5 ∧ · + 6 ∧ · + 7 ∧
2

Donde:

•  Lat = latitud en grados (º),
•  DNI expresada en kWh/m2.
•  SAT = capacidad de almacenamiento en horas.
Y siendo LEC[Lat, DNI, SAT] el coste normaliza-
do de la energía en €/kWh para la tecnología 
de referencia de receptor central. Los valores 
de los coeficientes se muestran en la Tabla 34, 
correspondientes a un ajuste con R2 superior 
a 0,99.
Tabla 34. Coeficientes del ajuste del 
LEC en función de la latitud, la DNI y 
la capacidad de almacenamiento para 
la tecnología de referencia de receptor 
central

Coeficiente Sin almacenamiento

C1 5,117x10-1

C2 -3,634x10-4

C3 8,643x10-8

C4 3,685x10-3

C5 -1,314x10-6

C6 -1,361x10-4

C7 2,629x10-4

En la Figura 34 se muestra, a modo de referencia, 
la superficie de LEC relativa a la central con 6 horas 
de almacenamiento.

Figura 34. Modelo del LEC en función 
de la latitud, la DNI anual y la capacidad 
del sistema de almacenamiento para 
la tecnología de receptor central 
particularizado para una capacidad de 
almacenamiento de 6 horas
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Discos parabólicos con motor Stirling

Dadas las peculiaridades de la tecnología de 
discos parabólicos con motor Stirling, principal-
mente derivadas de su prácticamente completa 
modularidad, el cálculo del potencial accesible 
para esta tecnología resulta más sencillo que en 
los casos anteriores.

Como en todos los casos anteriores, el cálculo del 
potencial accesible pasa por la estimación del cos-
te de la energía y de la producción a lo largo del 
territorio estudiado. Sin embargo, ambos cálculos 
son más sencillos en este caso. En primer lugar, la 
central de discos parabólicos, tal como se ha defi-
nido, no tiene un campo solar que optimizar, ya que 
el número de sistemas es fijo, por lo que las esti-
maciones de producción son las mismas que en el 
caso de potencial total. Además, esto, junto con la 
carencia de un sistema de almacenamiento, lleva 
a una inversión constante en la central, por lo que 
el LEC sólo depende de la producción eléctrica de 
cada lugar.

Dicho esto, y estableciendo el coste de la central 
de referencia como inversión total de la central, 
se puede construir un modelo simplificado del 
LEC en función únicamente de la producción anual 
esperada.

El ajuste del modelo económico que permite obtener 
el LEC a partir de la energía anual para la tecno-
logía de discos parabólicos es de la forma que se 
muestra en la Ec. (26).
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Ec (26)

€
a

b
h

= +LEC ( )kW anualE (kWh)

Los coeficientes que aparecen en la expresión toman 
los valores que se muestran en la Tabla 35.
Tabla 35. Parámetros del ajuste del LEC para 
la central de discos parabólicos

Valor

a 0,0228641

b 4019184

Recordando que el modelo simplificado para el cál-
culo de la energía que proporciona esta tecnología 
en función de la DNI y de la latitud es el mismo que 
para los potenciales total y disponible, este modelo de 
LEC es suficiente para analizar el potencial accesible.
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En este capítulo se presentan los resultados de la 
aplicación de la metodología descrita en los apar-
tados anteriores.

6.1 ESTIMACIÓN DEL 
POTENCIAL TOTAL 
Para la estimación del potencial total se considera todo 
el territorio peninsular, independientemente de su uso 
actual, de la topografía o de cualquier otra restricción 
a la implantación de las tecnologías estudiadas.

El punto de partida es la distribución del recurso solar 
en el territorio peninsular. El territorio extrapeninsu-
lar –Islas Baleares, Islas Canarias, Ceuta y Melilla– se 
ha excluido del presente estudio debido a sus pecu-
liaridades geográficas y orográficas. Aunque desde 
el punto de vista del potencial esta exclusión no es 
significativa, sería conveniente la realización de un 
estudio específico para estos territorios pues en todos 
ellos existe un potencial presumiblemente alto cuyo 
aprovechamiento puede contribuir a la sostenibilidad 
de la satisfacción de sus requerimientos energéticos. 

El punto de partida para el estudio de potencial es 
la distribución corregida de la irradiación global en 
España descrito en el capítulo 5 (Figura 1). En la si-
guiente figura se muestra la distribución espacial de 
la radiación global de la que se ha partido para la es-
timación de la radiación directa en todo el territorio 
de la España peninsular.
Figura 1. Distribución de la radiación global 
horizontal anual en la España peninsular
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Aplicando las expresiones descritas y validadas en 
la metodología, a partir de la figura distribución 

mostrada en la figura anterior se obtiene el mapa 
de irradiación directa normal (IDN, DNI en inglés) en 
todo el territorio (Figura 2). El valor total del recurso 
solar en la España peninsular y algunos indicado-
res significativos totales derivados del mapa de IDN 
en la España peninsular se muestran en la Tabla 1.
Tabla 1. Superficie total e irradiación solar 
directa normal (IDN) anual en la España 
peninsular

Recurso solar Valor Unidades

Superficie total 492.300 km2

IDN sobre total 
territorio 909.930 TWh/año

IDN mínima anual 1.167 kWh/m2/año

IDN máxima anual 2.181 kWh/m2/año

IDN media anual 1.842 kWh/m2/año

Desviación típica 179 kWh/m2/año

Figura 2. Distribución de la radiación directa 
anual en la España peninsular.  Ordenadas y 
abscisas en número de píxeles
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Tomando como partida la IDN anual y la latitud corres-
pondiente a cada unidad del territorio, se aplican las 
expresiones simplificadas descritas y validadas en la 
metodología para la estimación para cada tecnología de:

•  La exergía por metro cuadrado de terreno y de es-
pejo (en el caso de canales parabólicos y Fresnel).

•  La eficiencia de las plantas tipo consideradas (en 
el caso de canales parabólicos y Fresnel).
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•  La energía eléctrica anual producida.
A partir de la información desarrollada para el cálculo 
de la IDN es posible analizar la superficie de terreno 
que dispone de radiaciones directas anuales superiores 
a un valor concreto. Así, en la figura 3 se muestra el va-
lor de esta superficie para valores anuales superiores o 
iguales a los valores del eje x, junto con la derivada de 
la función representada. Se observa que dicha derivada 
presenta un máximo en torno al valor de 1.950 kWh/m2.
Figura 3. Resultados de potencial total. 
Superficie ocupada en función del IDN
Superficie ocupada vd. IDN
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A continuación se describen los resultados totales 
obtenidos para cada una de las tecnologías. De for-
ma genérica se utiliza la siguiente terminología:

•  CP: centrales de canales parabólicos.
•  CF: captadores lineales Fresnel.
•  RC: plantas de receptor central. 
•  DP: discos parabólicos tipo SES.
•  SAT: sistema de almacenamiento térmico.
•  Valor 0 en la denominación: sin almacenamiento.
•  Valor 6 en la denominación: con 6 horas de 

almacenamiento.
La siguiente tabla muestra la comparación de los 
resultados totales de las distintas tecnologías.

Tabla 2. Resultados globales del potencial total

Potencial total
Exergía anual 
(sobre el 
territorio)

Producción  
eléctrica anual 
bruta (sobre el 
territorio)

(TWh/
año)

Veces consumo 
eléctrico nacional 
(2008 = 263 TWh)

(TWh/
año)

Veces consumo 
eléctrico  
nacional en 2008 
(263 TWh)

CP (SAT=0) 52.262 199 34.203 130

CP (SAT=6) 52.262 199 35.737 136

CF 60.406 230 41.241 157

RC (SAT=0) NE NE 30.620 117

RC (SAT=6) NE NE 28.649 109

DP NE NE 21.790 83

Se realiza a continuación en cada tecnología, el análisis de:

•  La distribución espacial de los resultados.
•  El histograma de los valores obtenidos en todo elterritorio analizado.
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•  La energía eléctrica producida por las distintas 
tecnologías y casos tipo analizados, correspon-
diente a la utilización de toda la superficie de nive-
les de radiación solar crecientes. En las siguientes 
figuras se muestran los resultados de la genera-
ción de energía eléctrica por cada una de las tec-
nologías para valores crecientes de IDN, junto con 
la derivada de la misma en figuras independientes. 

6.1.1 Canal parabólico
En el caso de los CP, se han analizado dos posibi-
lidades de configuración: para el caso de plantas 
sin almacenamiento y para plantas con 6 horas de 
almacenamiento. Esto implica que se obtenga un 
único mapa de exergía, pero se obtienen dos resul-
tados de eficiencia y de energía eléctrica producida.
Figura 4. Potencial total en la España 
peninsular. Exergía anual. Resultados CP
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Figura 5. Potencial total. Eficiencia. 
Resultados CP.  Sin almacenamiento y con 6 
horas de almacenamiento
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Figura 6. Potencial total. Eficiencia y 
energía eléctrica producida. Resultados 
CP.  Sin almacenamiento y con 6 horas de 
almacenamiento

20

160

140

120

100

80

60

40

20

85

80

75

70

65

60

55

50

45

40 60 80 100 120 140 160 180 200

Mapa de energía eléctrica anual 
(kWh/m2 año) CP SAT=0

Energía eléctrica anual CP SAT=0

0
40 50 60 70 80 90

N
úm

er
o 

de
 p

ix
el

es
 (5

x5
 k

m
)

Rangos de energía eléctrica anual 
(kWh/m

2
 año)

400

600

200



Resultados

163

20

160

140

120

100

80

60

40

20

90

85

80

75

70

65

60

55

50

45

40 60 80 100 120 140 160 180 200

Mapa de energía eléctrica anual 
(kWh/m2 año) CP SAT=6

Energía eléctrica anual CP SAT6

0N
úm

er
o 

de
 p

ix
el

es
 (5

x5
 k

m
)

400

600

200

40 60 80 100
Rangos de energía eléctrica anual 

(kWh/m2 año)

Figura 7. Potencial total. Energía producida 
para valores crecientes de IDN. Resultados 
CP.  Sin almacenamiento y con 6 horas de 
almacenamiento
Energía eléctrica CP0 vs. IDN anual
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40

50

30

20

10

0

Miles

1.200 1.400 1.600 1.800 2.000 2.200

IDN anual (kWh/m2 año) ≥ de x

EEL-CP6

Grad (EEL-CP6)

En
er

gí
a 

el
ec

tr
ic

a 
ac

um
ul

ad
a 

(T
W

h/
añ

o)

6.1.2 Captadores lineales 
Fresnel
A continuación se muestran los resultados obtenidos 
en la aplicación de las expresiones simplifica-
das descritas y validadas en la descripción de la 
metodología.
Figura 8. Potencial total. Exergía y eficiencia 
exergética. Resultados Fresnel
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Figura 9. Potencial total. Energía eléctrica 
producida. Resultados Fresnel 
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Figura 10. Potencial total. Energía producida 
para valores crecientes de IDN. Resultados 
Fresnel
Energía eléctrica CFL vs. IDN anual
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6.1.3 Receptor central
En el caso de centrales de receptor central, se ha cal-
culado directamente la energía eléctrica producida 
para la tecnología, configuración y diseño descritos en 
la planta de referencia. A continuación se muestran 
los resultados de energía eléctrica producida utili-
zando las expresiones desarrolladas en el capítulo de 
Metodología, para los casos sin sistema de almace-
namiento térmico, y con 6 horas de almacenamiento.
Figura 11. Potencial total. Energía eléctrica 
producida. Resultados receptor central SAT0
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Energía eléctrica anual IRC SAT0
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Figura 12. Potencial total. Energía eléctrica 
producida. Resultados receptor central SAT6
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Figura 13. Potencial total. Resultados 
receptor central. Sin almacenamiento
Energía eléctrica RC0 vs. IDN anual
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Energía eléctrica RC0 vs. IDN anual

40

50

30

20

10

0

Miles

1.200 1.400 1.600 1.800 2.000 2.200

IDN anual (kWh/m2 año) ≥ de x

EEL-RC6

Grad (EEL-RC6)

En
er

gí
a 

el
éc

tr
ic

a 
ac

um
ul

ad
a 

(T
W

h/
añ

o)

6.1.4 Discos parabólicos
En el caso de discos parabólicos, se ha calculado 
directamente la energía eléctrica producida para 
la tecnología SES. A continuación se muestran los 
resultados de energía eléctrica producida utilizan-
do las expresiones desarrolladas en el capítulo de 
Metodología.
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Figura 14. Potencial total. Energía eléctrica 
producida. Resultados discos parabólicos
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Figura 15. Potencial total. Energía producida 
para valores crecientes de IDN.  Resultados 
discos parabólicos
Energía eléctrica DP vs. IDN anual
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6.1.5 Resultados totales por 
tecnologías y comunidades 
autónomas
Figura 16. Representación de los resultados 
de los 5 casos estudiados
Energía eléctrica todas las tecnologías vs. IDN anual
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Es posible observar como el valor de la energía 
eléctrica producida es muy superior al valor de re-
ferencia del consumo de energía eléctrica en todo 
el territorio analizado, que fue de 263 TWh/m2 en 
el año 2008.
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Tabla 3. Energía eléctrica acumulada (TWh/año) por comunidades autónomas de la España 
peninsular y por tecnología

Comunidades autónomas Área (km2) CCP0T CCP6T CLF0T CRC0T CRC6T DPS0T

Andalucía 87.525 6.758 7.044 8.020 6.033 5.621 4.274

Aragón 47.800 3.318 3.468 4.029 2.971 2.784 2.135

Asturias 10.575 533 561 662 481 454 332

Cantabria 5.250 259 272 321 234 220 160

Castilla-La Mancha 79.175 5.725 5.977 6.867 5.119 4.784 3.645

Castilla y León 93.875 6.277 6.566 7.634 5.627 5.276 4.027

Cataluña 32.075 2.175 2.274 2.645 1.949 1.828 1.399

Extremadura 41.550 3.160 3.295 3.787 2.823 2.636 2.021

Galicia 29.100 1.568 1.648 1.931 1.414 1.331 982

La Rioja 5.100 304 319 372 273 257 192

Madrid 8.050 576 601 695 515 482 369

Murcia 11.300 862 899 1.026 770 717 546

Navarra 10.375 623 653 765 560 526 397

País Vasco 7.250 356 375 442 322 303 220

Valencia 23.300 1.701 1.776 2.039 1.521 1.421 1.083

Totales 492.300 34.202 35.736 41.241 30.620 28.648 21.789

Al objeto de facilitar la comprensión de estos datos 
se han elaborado una serie de tablas complemen-
tarias, de las que se obtienen los datos agregados 
presentados en la tabla anterior, las cuales se pre-
sentan en dos apartados:

•  En el apartado 6.5 se facilitan las tablas con los 
resultados de energía eléctrica total acumulada 
por provincias para las diferentes tecnologías 
consideradas.

•  En el apartado 6.6 se facilitan las correspondientes 
a los valores de energía eléctrica total media por 
unidad de superficie y año, también por provincias 
para las diferentes tecnologías consideradas.

6.2 ESTIMACIÓN DEL 
POTENCIAL DISPONIBLE
El paso del potencial total al disponible viene con-
dicionado por la aplicación de los filtros que se han 
definido en la metodología de generación del po-
tencial disponible.

Supone la aplicación al potencial total de los filtros 
relacionados con las capas de:

•  Usos del suelo.
•  Espacios protegidos.
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•  Carreteras y líneas de ferrocarril.
•  Núcleos de población.
•  Línea de costa.
•  Hidrografía.
Tabla 4. Resultados globales del potencial disponible

Potencial disponible Producción eléctrica anual bruta 
(sobre el territorio) (TWh/año) Veces consumo eléctrico  

nacional (2008 = 263 TWh)

CP (SAT=0) 19.867 76

CP (SAT=6) 20.750 79

CLF 23.926 91

CRC 17.778 68

CRC (SAT=6) 16.627 63

DPS 12.670 48

A continuación se muestran los resultados de las 
figuras correspondientes a los mapas y a las fun-
ciones de densidad de los resultados disponibles 
por tecnologías.

6.2.1 Canal parabólico
Figura 17. Distribución espacial del potencial 
disponible en la España peninsular. Canales 
parabólicos SAT=0

Figura 18. Potencial disponible.  Energía 
eléctrica producida en función de la IDN. 
Canales parabólicos SAT=0
Energía eléctrica CP0 vs. IDN anual
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Figura 19. Potencial disponible. Histograma 
de energía eléctrica anual. 
Canales parabólicos SAT=0
Energía eléctrica anual disponible CP SAT=0
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Figura 20. Potencial disponible. Distribución 
espacial. Canales parabólicos SAT=6
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Figura 21. Potencial disponible.  Energía 
eléctrica producida en función de la IDN. 
Canales parabólicos SAT=6
Energía eléctrica CP6 vs. IDN anual
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Figura 22. Potencial disponible. Histograma 
de energía eléctrica anual. Canales 
parabólicos SAT=6
Energía eléctrica anual disponible CP SAT=6
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6.2.2 Captadores lineales de 
Fresnel
Figura 23. Potencial disponible. Distribución 
espacial. Colectores lineales Fresne
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Figura 24. Potencial disponible. Energía 
eléctrica producida en función de la IDN. 
Colectores lineales Fresne
Energía eléctrica CLF vs. IDN anual
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Figura 25. Potencial disponible. Histograma 
de energía eléctrica anual. Colectores 
lineales Fresnel
Energía eléctrica anual disponible CLF
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6.2.3 Receptor central (RC)
Figura 26. Potencial disponible. Distribución 
espacial. Centrales de receptor central 
SAT=0
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Figura 27. Potencial disponible. Energía 
eléctrica producida en función de la IDN. 
Centrales de receptor central SAT=0
Energía eléctrica RC0 vs. IDN anual
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Figura 28. Potencial disponible. Histograma 
de energía eléctrica anual. Centrales de 
receptor central SAT=0
Energía eléctrica anual disponible RC SAT=0
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Figura 29. Potencial disponible. Distribución 
espacial. Centrales de receptor central 
SAT=6
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Figura 30. Potencial disponible. Energía 
eléctrica producida en función de la IDN.
Centrales de receptor central SAT=6
Energía eléctrica RC6 vs. IDN anual

1.100 1.300 1.500 1.700 1.900 2.100

En
er

gí
a 

el
éc

tr
ic

a 
ac

um
ul

ad
a 

(T
W

h/
añ

o)

IDN anual (kWh/m2 año) ≥ de x

0

4

8

12

16

20
Miles

EEL-RC6
Grad (EEL-RC6)



IDAE-AICIA-CENER-IDOM

172

Figura 31. Potencial disponible. Histograma 
de energía eléctrica anual. 
Centrales de receptor central SAT=6
Energía eléctrica anual disponible RC SAT=6

Fr
ec

ue
nc

ia

Rangos de energía (kWh/m2 año)

0

4

8

12
Miles

30 40 50 60 70

6.2.4 Discos parabólicos
Figura 32. Potencial disponible. Distribución 
espacial. Discos parabólicos
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Figura 33. Potencial disponible. Energía 
eléctrica producida en función de la IDN. 
Discos parabólicos
Energía eléctrica DP vs. IDN anual

En
er

gí
a 

el
éc

tr
ic

a 
ac

um
ul

ad
a 

(T
W

h/
añ

o)

1.100 1.300 1.500 1.700 1.900 2.100

IDN anual (kWh/m2 año) ≥ de x

EEL-RC6
Grad (EEL-RC6)

0

4

8

12

16
Miles

Figura 34. Potencial disponible. Histograma 
de energía eléctrica anual. Discos 
parabólicos
Energía eléctrica anual disponible DP
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6.2.5 Resultados disponibles 
por tecnologías y comunidades 
autónomas
Figura 35. Funciones de densidad del 
potencial disponible para todas las 
tecnologías analizadas
Energía eléctrica todas las tacnologias vs. IDN anual
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Es posible observar cómo el valor de la energía 
eléctrica producida es muy superior al valor de re-
ferencia del consumo de energía eléctrica en todo 
el territorio analizado, que fue de 263 TWh/m2 en 
el año 2008.

A continuación se muestran los resultados de 
la energía eléctrica disponible acumulada (TWh/
año) por comunidades autónomas según la 
tecnología.

Tabla 5. Energía eléctrica disponible acumulada (TWh/año) por comunidades autónomas de la 
España peninsular y por tecnología

Comunidades autónomas Área (km2) CCP0D CCP6D CLF0D CRC0D CRC6D DPS0D

Andalucía 52.420 4.045 4.216 4.799 3.611 3.364 2.557

Aragón 27.113 1.906 1.992 2.315 1.706 1.599 1.229

Asturias 4.929 245 258 304 221 209 152

Cantabria 1.679 80 84 99 72 68 49

Castilla-La Mancha 52.212 3.799 3.966 4.555 3.396 3.173 2.419

Castilla y León 54.984 3.741 3.912 4.548 3.352 3.142 2.405

Cataluña 13.852 961 1.004 1.168 860 806 619

Extremadura 25.849 1.975 2.059 2.366 1.764 1.647 1.263

Galicia 14.702 795 835 979 717 675 498
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(Continuación)

Comunidades autónomas Área (km2) CCP0D CCP6D CLF0D CRC0D CRC6D DPS0D

La Rioja 2.590 157 165 192 141 133 100

Madrid 3.505 251 262 303 224 210 161

Murcia 7.570 577 602 687 516 480 366

Navarra 5.585 354 370 433 317 298 227

País Vasco 2.308 118 124 146 106 100 73

Valencia 11.651 857 894 1.027 766 715 546

Totales 280.949 19.867 20.750 23.926 17.777 16.627 12.670

Al objeto de facilitar la comprensión de estos datos 
se han elaborado una serie de tablas complemen-
tarias, de las que se obtienen los datos agregados 
presentados en la tabla anterior, las cuales se pre-
sentan en dos apartados:

•  En el apartado 6.5 se facilitan las tablas con los 
resultados de energía eléctrica disponible acumu-
lada por provincias para las diferentes tecnologías 
consideradas.

•  En el apartado 6.6 se facilitan las correspondientes 
a los valores de energía eléctrica disponible media 
por unidad de superficie y año, también por provin-
cias para las diferentes tecnologías consideradas.

6.3 ESTIMACIÓN DEL 
POTENCIAL ACCESIBLE 
Para la elaboración del potencial accesible se ha 
seguido el procedimiento descrito en el capítulo de 
metodología y que pasa por la estimación del LEC 
de cada una de las tecnologías a través de una ex-
presión simplificada.

Así, mientras el potencial disponible se basa en cál-
culos de la energía producida con el óptimo técnico, 
ahora se trata de analizar el óptimo económico, es de-
cir, la energía producida en el territorio disponible con 
plantas óptimas desde el punto de vista económico. De 
forma similar que en los apartados anteriores, a conti-
nuación se muestran los resultados de implementar las 
expresiones desarrolladas utilizando como variables 
de entrada los mapas de radiación y latitud igualmente 
desarrollados en el contexto de este trabajo.

Es importante resaltar aquí que actualmente el 
coste del terreno no representa un valor signifi-
cativo en las plantas termosolares, y el uso del 
terreno no es actualmente un factor crítico du-
rante el proceso normal de optimización de una 
planta termosolar. Una vez realizados los cálculos 
de producción por metro cuadrado de apertura de 
la planta se ha procedido a calcular la producción 
por metro cuadrado de terreno teniendo en cuen-
ta las configuraciones de las plantas comerciales 
actuales. Pero es importante resaltar que en es-
tos valores, la producción eléctrica bruta por metro 
cuadrado de terreno podría cambiar ostensible-
mente si el uso del terreno tuviese una influencia 
más importante en el coste de las plantas, o si por 
alguna razón existiesen restricciones del uso del 
mismo. Así, tecnologías con una alta eficiencia de 
conversión solar a electricidad como por ejemplo la 
tecnología de disco Stirling, presenta unos valores 
relativamente bajos de producción por terreno ocu-
pado, esta tecnología permite una compactación 
sustancialmente mayor, siendo leve su repercusión 
en la eficiencia anual del sistema.

En la siguiente tabla se muestran los resultados 
del análisis del potencial accesible para todas 
las  tecnologías consideradas y aplicado a todo el 
territorio (columna “energía eléctrica bruta/acu-
mulado” en tabla 6). Además, en la tabla 6 se ha 
incluido el valor del LEC correspondiente al punto 
de máximo gradiente de la función de distribución 
y la suma de esta energía eléctrica en aquellos 
lugares con LEC inferiores al punto de máximo 
gradiente de las curvas acumuladas de cada una 
de las tecnologías. 
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Tabla 6. Resultados globales del potencial accesible en la España peninsular

Energía eléctrica bruta (TWh/año) LEC (€/kWh) Energía eléctrica bruta (TWh/año)

Acumuwlado Punto de máximo 
gradiente LEC<m.g.*

CCP (SAT=0) 16.893 0,18 6.199

CCP (SAT=6) 17.665 0,17 4.037

CLF 16.705 0.15 9,777

CRC (SAT=0) 15.290 0,18 8.026

CRC (SAT=6) 14.299 0,15 2.922

DPS 12.214 0,29 4.553

6.3.1 Canal parabólico (CP)
Figura 36. Distribución espacial del 
potencial accesible. Canales parabólicos. Sin 
almacenamiento

Figura 37. Función de densidad del potencial 
accesible. Canales parabólicos. Sin 
almacenamiento
Energía eléctrica caso: CP0 vs. LEC
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Figura 38. Histograma del potencial accesible. 
Canales parabólicos. Sin almacenamiento
LEC (h/kWh) caso: CP0
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Figura 39. Distribución espacial del potencial 
accesible. Canales parabólicos. 6 horas de 
almacenamiento
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Figura 40. Función de densidad del potencial 
accesible. Canales parabólicos. 6 horas de 
almacenamiento
Energía eléctrica caso: CP6 vs. LEC
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Figura 41. Histograma del potencial 
accesible. Canales parabólicos. 6 horas de 
almacenamiento
LEC (h/kWh) caso: CP6
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6.3.2 Captadores lineales de 
Fresnel
Figura 42. Distribución espacial del potencial 
accesible. Captadores lineales Fresnel
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Figura 43. Función de densidad del potencial 
accesible. Captadores lineales Fresnel
Energía eléctrica caso: CLF vs. LEC
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Figura 44. Histograma del potencial 
accesible. Captadores lineales Fresnel
LEC (h/kWh) caso: CLF
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6.3.3 Receptor central
Figura 45. Distribución espacial del 
potencial accesible. Receptor central. Sin 
almacenamiento
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Figura 46. Función de densidad del 
potencial accesible. Receptor central. Sin 
almacenamiento
Energía eléctrica caso: RC0 vs. LEC
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Figura 47. Histograma del potencial accesible. 
Receptor central. Sin almacenamiento
LEC (h/kWh) caso: RC0
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Figura 48. Distribución espacial del potencial 
accesible. Receptor central. 6 horas de 
almacenamiento
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Figura 49. Función de densidad del potencial 
accesible. Receptor central. 6 horas de 
almacenamiento
Energía eléctrica caso: RC6 vs. LEC
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Figura 50. Histograma del potencial 
accesible. Receptor central. 6 horas de 
almacenamiento
LEC (h/kWh) caso: RC6
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6.3.4 Discos parabólicos (DP)
Figura 51. Distribución espacial del potencial 
accesible. Discos parabólicos SES
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Figura 52. Función de densidad del potencial 
accesible. Discos parabólicos SES
Energía eléctrica caso: DP vs. LEC
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Figura 53. Histograma del potencial 
accesible.  Discos parabólicos SES
LEC (h/kWh) caso: DP
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Figura 54. Funciones de densidad del 
potencial accesible para todas las 
tecnologías analizadas
Energía eléctrica todas las tacnologias vs. IDN anual

A continuación se muestran los resultados de la energía eléctrica accesible acumulada (TWh/año) por comu-
nidades autónomas según tecnología.
Tabla 7. Energía eléctrica accesible en el óptimo económico acumulada (TWh/año) por 
comunidades autónomas de la España peninsular y por tecnología

Comunidades autónomas Área (km2) CCP0A(1) CCP6A(1) CLF0A(1) CRC0A(1) CRC6A(1) DPS0A(1)

Andalucía 52.420 3.435 3.591 3.358 3.105 2.893 2.465

Aragón 27.113 1.622 1.696 1.615 1.467 1.375 1.184

Asturias 4.929 207 217 210 190 179 146

Cantabria 1.679 67 71 68 62 58 47

Castilla-La Mancha 52.212 3.231 3.379 3.182 2.921 2.729 2.332

Castilla y León 54.984 3.185 3.330 3.171 2.883 2.702 2.318

Cataluña 13.852 818 855 815 740 693 597

Extremadura 25.849 1.678 1.754 1.655 1.517 1.416 1.218

Galicia 14.702 675 707 678 616 580 480

La Rioja 2.590 133 140 133 121 114 96

Madrid 3.505 213 223 211 193 180 155
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(Continuación)

Comunidades autónomas Área (km2) CCP0A(1) CCP6A(1) CLF0A(1) CRC0A(1) CRC6A(1) DPS0A(1)

Murcia 7.570 490 513 480 443 413 353

Navarra 5.585 301 315 301 273 256 219

País Vasco 2.308 100 105 101 91 86 70

Valencia 11.651 729 762 717 659 615 526

Totales 280.949 16.892 17.664 16.704 15.289 14.299 12.213

El potencial accesible varía entre 16.892,60 TWh/año 
y 12.213,60 TWh/año dependiendo de las tecnolo-
gías, lo que representa entre 64,23 y  46,44 veces el 
consumo anual de España en el año 2008.

Al objeto de facilitar la comprensión de estos datos 
se han elaborado una serie de tablas complemen-
tarias, de las que se obtienen los datos agregados 
presentados en la tabla anterior, las cuales se pre-
sentan en dos apartados:

•  En el apartado 6.5 se facilitan las tablas con los 
resultados de energía eléctrica accesible en el óp-
timo económico acumulada por provincias para las 
diferentes tecnologías consideradas.

•  En el apartado 6.6 se facilitan las correspondientes 
a los valores de energía eléctrica accesible en el 
óptimo económico media por unidad de superficie 
y año, también por provincias para las diferentes 
tecnologías consideradas.

6.4 ESTIMACIONES DEL 
POTENCIAL EN FUNCIÓN 
DEL LEC
En este apartado se muestran los resultados en fun-
ción del LEC. Así, se analiza la cantidad de energía 
producida con centrales de configuraciones óptimas 
desde el punto de vista económico, para distintos 
valores del LEC.

Para la estimación del potencial accesible para el 
año 2015 y 2020, se consideran de forma genérica 
dos escenarios:

•  El escenario conservador: se asumen unas reduc-
ciones del LEC basadas en mantenimiento de las 
tendencias de evolución actuales.

•  El escenario optimista: se asumen unas 

reducciones del LEC basadas en la superación de 
las barreras de cada tecnología; por ello se espe-
ran evoluciones más favorables.

Tabla 8. Estimación potencial accesible 
en 2015 y 2020 considerando escenario 
conservador

Escenario conservador 2015 (% de 
reducción)

2020 (% de 
reducción)

Fresnel 7 15

Canales parabólicos 11 15

Centrales de torre 20 22

Discos parabólicos 34 39

Tabla 9. Estimación potencial accesible 
en 2015 y 2020 considerando escenario 
optimista

Escenario optimista 2015 (% de 
reducción)

2020 (% de 
reducción)

Fresnel 13 24

Canales parabólicos 18 24

Centrales de torre 30 32

Discos parabólicos 38 52

A continuación se muestran los resultados de la 
aplicación de estos escenarios de reducción de cos-
tes a las distribuciones espaciales consideradas en 
los resultados expuesto en el apartado anterior.

A partir de los resultados de potencial accesible para 
las distintas tecnologías y teniendo en cuenta el LEC, 
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se pueden determinar los valores de este parámetro correspondientes al máximo gradiente de la función de 
distribución del potencial. Estos resultados se muestran en la Tabla 5.
Tabla 10. Valores de LEC donde el gradiente de crecimiento de la energía eléctrica es máximo

Puntos de máximo gradiente en la evolución del LEC

Tecnología
2010 Escenario 2015 Escenario 2020

Estimada Pesimista Optimista Pesimista Optimista

CP(SAT=0) 0,18 0,16 0,15 0,15 0,14

CP(SAT=6) 0,17 0,16 0,14 0,15 0,13

CF 0,15 0,14 0,13 0,13 0,11

RC(SAT=0) 0,18 0,14 0,12 0,14 0,12

RC(SAT=6) 0,15  0,12 0,11 0,12 0,11

DP 0,29 0,19 0,18 0,18 0,14

Teniendo en cuenta estos valores, es posible determinar la suma de la energía eléctrica correspondiente a los 
LEC inferiores a los mostrados en la Tabla 11.
Tabla 11. Suma de energía eléctrica correspondiente a los LEC inferiores a los mostrados en la 
Tabla anterior

Energía eléctrica bruta (TWh/año)

Tecnología

2010 2010 Escenario 2015 Escenario 2020

Accesible Accesible Pesimista Optimista Pesimista Optimista

Todos LEC<m.g.* LEC<m.g.* LEC<m.g.* LEC<m.g.* LEC<m.g.*

CP(SAT=0) 16.893 6.199 6.373 8.115 4.171 8.898

CP(SAT=6) 17.665 4.037 11.430 5.128 9.124 5.384

CF 16.705 9.777 10.855 9.699 12.703 4.218

RC(SAT=0) 15.290 8.026 5.426 2.998 8.019 6.282

RC(SAT=6) 14.299 2.922 3.321 8.175 5.957 10.514

DP 12.214 4.553 3.951 4.514 5 616 4.807

* m.g.=máximo gradiente en cada caso.
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Tabla 12. Valores aproximados de la capacidad instalada equivalente por tecnología para cubrir 
el potencial accesible 2010

Tecnología

LEC (€/
kWh) punto 
de máximo 
gradiente

Potencial 
accesible 
(TWh) (LEC< 
m.g.)

Total 
terreno 
potencial 
accesible 
(km2)

Potencia 
nominal por 
planta de 
referencia 
(MW)

Terreno 
ocupado por 
planta de 
referencia 
(km2)

Número 
de plantas 
para cubrir 
el potencial 
accesible 

Total 
(GW)

CP(SAT=0) 0,18 6.199 94.134 50 1,41 66.732 3.336

CP(SAT=6) 0,17 4.037 57.827 50 2,26 25.621 1.281

CF 0,15 9.777 154.012 30 0,84 183.375 5.501

RC(SAT=0) 0,18 8.026 137.005 50 1,47 93.054 4.652

RC(SAT=6) 0,15 2.992 51.824 50 2,78 18.613 930

DP 0,29 4.453 95.521 10 0,32 295.149 2.951

Tabla 13. Suma de energía eléctrica correspondiente a los LEC inferiores a los indicados en cada 
columna

Tecnología

Potencial accesible 
(TWh)

Potencial accesible 
(TWh)

Potencial accesible 
(TWh)

Potencial accesible 
(TWh)

(LEC< 0,15) (LEC< 0,16) (LEC< 0,17) (LEC< 0,18)

CP(SAT=0) 0 0 446 6.199

CP(SAT=6) 0 2 4.037 11.099

CF 9.777 14.344 15.121 15.614

RC(SAT=0) 0 0 1.676 8.026

RC(SAT=6) 2.992 94.12 12.037 12.684

DP 0 0 0 0



Resultados

183

6.4.1 Estimación del potencial 
en 2015

Escenario conservador
Figura 55. Estimación potencial para 
2015 para todas las tecnologías vs. LEC 
considerando escenario conservador
Energía eléctrica todas las tacnologias vs. LEC
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Escenario optimista
Figura 56. Estimación potencial para 2015 
todas las tecnologías vs. LEC considerando 
escenario optimista
Energía eléctrica todas las tacnologias vs. LEC
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6.4.2 Estimación del potencial 
en 2020

Escenario conservador
Figura 57. Estimación potencial para 2020 
todas las tecnologías vs. LEC considerando 
escenario conservador
Energía eléctrica todas las tacnologias vs. LEC
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Escenario optimista
Figura 58. Estimación potencial para 2020 
todas las tecnologías vs. LEC considerando 
escenario optimista
Energía eléctrica todas las tacnologias vs. LEC
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Tabla 14. Energía eléctrica accesible con LEC inferior al correspondiente punto de máximo 
gradiente acumulada (TWh/año) por comunidades autónomas de la España peninsular y por 
tecnología

Comunidades  
autónomas Área (km2) CCP0A(2) CCP6A(2) CLF0A(2) CRC0A(2) CRC6A(2) DPS0A(2)

Andalucía 52.420 2.769,72 2.296,32 3.026,25 2.817,55 1.491,30 1.835,52

Aragón 27.113 288,08 118,20 791,57 553,57 200,51 337,18

Asturias 4.929 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Cantabria 1.679 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Castilla-La Mancha 52.212 988,30 279,12 2.016,44 1.717,90 214,09 725,99

Castilla y León 54.984 1,53 0,00 926,49 361,98 0,00 38,14

Cataluña 13.852 89,21 20,31 269,61 152,38 64,26 93,78

Extremadura 25.849 1.415,53 921,38 1.632,06 1.475,19 674,80 1.056,21

Galicia 14.702 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

La Rioja 2.590 0,00 0,00 0,91 0,00 0,00 0,00

Madrid 3.505 24,63 0,69 138,91 98,19 1,43 31,14

Murcia 7.570 338,12 258,00 435,58 403,29 166,11 225,65

Navarra 5.585 0,00 0,00 21,75 7,55 0,00 2,10

País Vasco 2.308 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Valencia 11.651 283,93 143,59 517,97 438,98 110,04 207,68

Totales 280.949 6.199,06 4.037,61 9.777,55 8.026,55 2.922,53 4.553,40

Al objeto de facilitar la comprensión de estos datos 
se han elaborado una serie de tablas complemen-
tarias, de las que se obtienen los datos agregados 
presentados en la tabla anterior, las cuales se pre-
sentan en dos apartados:

•  En el apartado 6.5 se facilitan las tablas con los 
resultados de energía eléctrica accesible con 
LEC inferior al correspondiente punto de máximo 

gradiente acumulada por provincias para las di-
ferentes tecnologías consideradas.

•  En el apartado 6.6 se facilitan las correspondien-
tes a los valores de energía eléctrica accesible 
con LEC inferior al correspondiente punto de 
máximo gradiente media por unidad de super-
ficie y año, también por provincias para las di-
ferentes tecnologías consideradas.
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6.5 RESULTADOS ENERGÍA ELÉCTRICA ACUMULADA POR 
PROVINCIAS
Tabla 15. Energía eléctrica total acumulada (TWh/año) por provincias según tecnología

Provincia/CCAA Área (km2) CCP0T CCP6T CLF0T CRC0T CRC6T DPS0T

Almería 8.850 702,43 731,64 833,57 626,70 583,75 445,28

Cádiz 7.325 566,00 589,96 667,92 505,25 470,15 355,42

Córdoba 13.825 1.061,54 1.106,66 1.263,29 947,80 883,48 673,48

Granada 12.600 954,52 995,43 1.130,56 852,65 793,93 601,03

Huelva 10.075 794,93 828,14 944,98 709,35 661,03 504,89

Jaén 13.575 1.009,92 1.053,68 1.200,62 902,35 841,70 637,70

Málaga 7.325 567,07 591,05 670,23 506,05 471,33 356,92

Sevilla 13.950 1.102,22 1.148,21 1.309,23 983,53 916,23 699,44

Andalucía 87.525 6.758,63 7.044,77 8.020,40 6.033,68 5.621,58 4.274,15

Huesca 15.675 1.087,15 1.136,07 1.326,59 973,55 913,20 703,71

Teruel 14.825 1.004,32 1.050,26 1.212,04 899,68 842,45 639,29

Zaragoza 17.300 1.227,41 1.282,11 1.491,35 1.098,40 1.029,25 793,00

Aragón 47.800 3.318,88 3.468,44 4.029,98 2.971,63 2.784,90 2.135,99

Asturias 10.575 533,47 561,45 662,06 481,90 454,80 332,26

Asturias 10.575 533,47 561,45 662,06 481,90 454,80 332,26

Cantabria 5.250 259,25 272,95 321,92 234,08 220,90 160,58

Cantabria 5.250 259,25 272,95 321,92 234,08 220,90 160,58

Albacete 14.875 1.082,32 1.129,88 1.292,10 967,88 903,15 685,58

Ciudad Real 19.750 1.481,84 1.545,77 1.771,92 1.323,78 1.235,98 943,84

Cuenca 16.950 1.194,31 1.247,77 1.434,61 1.068,50 999,35 759,64

Guadalajara 12.225 835,01 873,05 1.008,71 747,93 700,43 532,89

Toledo 15.375 1.131,85 1.181,25 1.360,00 1.011,90 945,53 723,97
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(Continuación)

Provincia/CCAA Área (km2) CCP0T CCP6T CLF0T CRC0T CRC6T DPS0T

Castilla-La Mancha 79.175 5.725,32 5.977,71 6.867,33 5.119,98 4.784,43 3.645,93

Ávila 8.025 552,27 577,32 666,11 494,43 462,90 352,09

Burgos 14.300 870,40 912,37 1.064,50 782,23 734,63 553,95

León 15.850 1.014,69 1.062,42 1.241,91 910,95 855,55 652,15

Palencia 8.075 542,79 567,71 662,69 486,48 456,68 350,42

Salamanca 12.150 859,11 897,51 1.038,07 769,23 719,98 550,99

Segovia 6.900 453,95 475,04 549,72 407,10 381,45 289,03

Soria 10.175 685,69 717,16 832,77 614,48 576,18 439,88

Valladolid 8.050 573,90 599,43 697,21 513,63 481,15 371,06

Zamora 10.350 725,08 757,63 881,43 649,33 608,45 468,06

Castilla y León 93.875 6.277,86 6.566,57 7.634,40 5.627,83 5.276,95 4.027,62

Barcelona 7.700 521,96 545,84 634,38 467,78 438,70 335,46

Girona 5.950 384,02 402,04 468,20 344,58 323,30 245,99

Lleida 12.225 846,38 884,57 1.031,28 758,13 710,98 546,99

Tarragona 6.200 423,02 442,30 511,97 378,90 355,25 270,58

Cataluña 32.075 2.175,37 2.274,75 2.645,82 1.949,38 1.828,23 1.399,01

Badajoz 21.650 1.672,36 1.743,21 1.999,34 1.493,18 1.393,55 1.068,01

Cáceres 19.900 1.488,40 1.552,73 1.788,42 1.330,05 1.243,00 953,61

Extremadura 41.550 3.160,76 3.295,94 3.787,76 2.823,23 2.636,55 2.021,61

A Coruña 7.925 400,62 421,65 496,33 361,90 341,28 249,13

Lugo 9.725 509,01 535,31 628,89 459,28 432,93 318,07

Ourense 7.200 421,55 442,31 515,16 379,35 356,30 266,23

Pontevedra 4.250 237,08 249,02 290,72 213,70 200,83 148,90

Galicia 29.100 1.568,26 1.648,29 1.931,10 1.414,23 1.331,33 982,34

La Rioja 5.100 304,34 319,18 372,03 273,78 257,23 192,92
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Provincia/CCAA Área (km2) CCP0T CCP6T CLF0T CRC0T CRC6T DPS0T

La Rioja 5.100 304,34 319,18 372,03 273,78 257,23 192,92

Madrid 8.050 576,21 601,76 695,10 515,43 482,18 369,22

Madrid 8.050 576,21 601,76 695,10 515,43 482,18 369,22

Murcia 11.300 862,58 899,38 1.026,39 770,55 717,90 546,84

Murcia 11.300 862,58 899,38 1.026,39 770,55 717,90 546,84

Navarra 10.375 623,70 653,85 765,10 560,70 526,85 397,27

Navarra 10.375 623,70 653,85 765,10 560,70 526,85 397,27

Álava 3.025 161,45 169,73 199,01 145,60 137,28 101,05

Guipúzcoa 1.975 90,50 95,44 112,85 81,98 77,28 55,16

Vizcaya 2.250 104,39 110,05 130,16 94,53 89,10 63,88

País Vasco 7.250 356,34 375,22 442,01 322,10 303,65 220,10

Alicante 5.825 434,76 453,56 518,39 388,53 362,48 275,70

Castellón 6.650 469,43 490,42 565,21 420,10 393,10 299,55

Valencia 10.825 797,75 832,54 956,08 713,28 665,73 508,61

Valencia 23.300 1.701,94 1.776,52 2.039,68 1.521,90 1.421,30 1.083,86

Totales 492.300 34.202,88 35.736,76 41.241,06 30.620,35 28.648,75 21.789,69

Tabla 16. Energía eléctrica disponible acumulada (TWh/año) por provincias según tecnología

Provincia/CCAA ÁREA (km2) CCP0D CCP6D CLF0D CRC0D CRC6D DPS0D

Almería 5.226 413,27 430,44 490,38 368,71 343,52 261,82

Cádiz 4.011 311,52 324,63 367,80 278,00 258,76 195,78

Córdoba 9.237 707,43 737,62 841,63 631,68 588,88 448,60

Granada 8.215 622,06 648,47 736,71 555,49 517,27 391,64

Huelva 3.492 277,87 289,52 330,33 247,99 230,97 176,63

Jaén 7.646 566,34 590,72 672,71 505,91 471,91 357,03
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Provincia/CCAA ÁREA (km2) CCP0D CCP6D CLF0D CRC0D CRC6D DPS0D

Málaga 4.638 360,12 375,46 425,92 321,39 299,33 227,03

Sevilla 9.955 786,61 819,72 934,06 702,06 653,79 499,05

Andalucía 52.420 4.045,21 4.216,57 4.799,55 3.611,23 3.364,43 2.557,58

Huesca 7.782 560,49 585,35 683,47 501,51 470,22 364,08

Teruel 8.054 547,56 572,65 661,22 490,42 459,32 349,22

Zaragoza 11.277 798,85 834,70 970,32 714,64 669,78 516,06

Aragón 27.113 1.906,90 1.992,70 2.315,00 1.706,56 1.599,32 1.229,36

Asturias 4.929 245,22 258,13 304,49 221,60 209,18 152,44

Asturias 4.929 245,22 258,13 304,49 221,60 209,18 152,44

Cantabria 1.679 80,14 84,39 99,77 72,43 68,41 49,31

Cantabria 1.679 80,14 84,39 99,77 72,43 68,41 49,31

Albacete 10.244 745,65 778,52 890,60 666,76 622,09 472,49

Ciudad Real 14.827 1.111,66 1.159,19 1.329,10 992,86 927,05 707,51

Cuenca 10.488 743,80 776,98 893,04 665,23 622,09 473,19

Guadalajara 6.304 438,05 457,77 528,93 392,10 367,10 280,08

Toledo 10.349 760,76 793,86 914,20 680,00 635,53 486,32

Castilla-La Mancha 52.212 3.799,92 3.966,31 4.555,86 3.396,94 3.173,85 2.419,58

Ávila 4.082 280,72 293,47 338,89 251,47 235,33 179,29

Burgos 9.105 568,61 595,62 694,90 510,72 479,31 363,06

León 6.873 463,24 484,32 565,83 415,32 389,62 299,39

Palencia 5.325 363,75 380,49 444,13 325,95 305,88 235,33

Salamanca 8.204 583,20 609,09 704,49 522,03 488,58 374,45

Segovia 3.926 259,80 271,80 314,72 232,84 218,26 165,57

Soria 5.879 399,59 417,87 485,19 358,06 335,82 256,65
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Provincia/CCAA ÁREA (km2) CCP0D CCP6D CLF0D CRC0D CRC6D DPS0D

Valladolid 5.654 401,95 419,64 488,37 359,80 337,03 259,66

Zamora 5.936 420,93 439,85 511,68 376,78 353,05 272,06

Castilla y León 54.984 3.741,79 3.912,14 4.548,18 3.352,96 3.142,88 2.405,47

Barcelona 2.777 189,86 198,47 230,86 170,13 159,56 122,23

Girona 1.865 123,97 129,63 151,07 111,15 104,24 79,76

Lleida 5.898 420,08 438,65 510,95 375,86 352,22 271,97

Tarragona 3.312 227,42 237,80 275,33 203,72 190,90 145,58

Cataluña 13.852 961,32 1.004,56 1.168,20 860,86 806,92 619,54

Badajoz 14.676 1.134,31 1.182,36 1.355,42 1.012,54 945,04 724,23

Cáceres 11.173 841,07 877,61 1.010,92 751,65 702,47 539,47

Extremadura 25.849 1.975,38 2.059,97 2.366,34 1.764,19 1.647,51 1.263,70

A Coruña 3.677 185,60 195,40 229,91 167,73 158,16 115,32

Lugo 5.395 285,02 299,57 351,94 257,11 242,41 178,41

Ourense 3.592 211,89 222,32 259,12 190,77 179,16 134,19

Pontevedra 2.038 112,79 118,58 138,40 101,76 95,64 70,82

Galicia 14.702 795,30 835,87 979,37 717,37 675,36 498,74

La Rioja 2.590 157,48 165,03 192,44 141,55 133,01 100,23

La Rioja 2.590 157,48 165,03 192,44 141,55 133,01 100,23

Madrid 3.505 251,21 262,36 303,04 224,70 210,28 161,17

Madrid 3.505 251,21 262,36 303,04 224,70 210,28 161,17

Murcia 7.570 577,74 602,49 687,45 516,11 480,98 366,19

Murcia 7.570 577,74 602,49 687,45 516,11 480,98 366,19

Navarra 5.585 354,01 370,71 433,53 317,97 298,53 227,20

Navarra 5.585 354,01 370,71 433,53 317,97 298,53 227,20
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Provincia/CCAA ÁREA (km2) CCP0D CCP6D CLF0D CRC0D CRC6D DPS0D

Álava 1.460 78,98 83,07 97,27 71,19 67,16 49,57

Guipúzcoa 387 17,75 18,75 22,15 16,08 15,17 10,83

Vizcaya 461 21,50 22,67 26,82 19,46 18,39 13,21

País Vasco 2.308 118,23 124,48 146,23 106,72 100,72 73,60

Alicante 3.589 268,61 280,12 320,34 240,05 223,91 170,39

Castellón 2.914 208,72 217,92 251,41 186,73 174,72 133,52

Valencia 5.148 380,21 396,60 455,60 339,86 317,20 242,49

Valencia 11.651 857,55 894,64 1.027,34 766,63 715,83 546,40

Totales 280.949 19.867,39 20.750,35 23.926,79 17.777,81 16.627,19 12.670,52

Tabla 17. Energía eléctrica accesible en el óptimo económico acumulada (TWh/año) por 
provincias según tecnología

Provincia/CCAA Área (km2) CCP0A(1) CCP6A(1) CLF0A(1) CRC0A(1) CRC6A(1) DPS0A(1)

Almería 5.226 350,67 366,61 343,53 317,17 295,39 252,48

Cádiz 4.011 264,49 276,52 257,43 239,08 222,52 188,82

Córdoba 9.237 601,04 628,38 588,92 543,29 506,49 432,42

Granada 8.215 528,51 552,57 515,16 477,68 445,00 377,51

Huelva 3.492 235,80 246,52 231,49 213,26 198,68 170,31

Jaén 7.646 481,38 503,31 470,03 435,12 405,68 344,09

Málaga 4.638 305,89 319,80 298,12 276,48 257,41 218,77

Sevilla 9.955 667,64 697,99 654,21 603,73 562,36 480,96

Andalucía 52.420 3.435,41 3.591,71 3.358,88 3.105,80 2.893,53 2.465,37

Huesca 7.782 476,81 498,57 477,43 431,39 404,36 351,03

Teruel 8.054 466,09 487,43 460,95 421,82 394,94 336,40

Zaragoza 11.277 679,60 710,63 677,61 614,77 576,05 497,30

Aragón 27.113 1.622,51 1.696,62 1.615,99 1.467,98 1.375,36 1.184,74
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Provincia/CCAA Área (km2) CCP0A(1) CCP6A(1) CLF0A(1) CRC0A(1) CRC6A(1) DPS0A(1)

Asturias 4.929 207,77 217,56 210,49 190,55 179,80 146,91

Asturias 4.929 207,77 217,56 210,49 190,55 179,80 146,91

Cantabria 1.679 67,80 71,01 68,85 62,31 58,82 47,54

Cantabria 1.679 67,80 71,01 68,85 62,31 58,82 47,54

Albacete 10.244 634,23 663,14 621,98 573,24 535,17 455,53

Ciudad Real 14.827 944,87 987,89 929,30 854,00 797,18 682,35

Cuenca 10.488 633,01 661,90 623,29 572,34 535,03 456,13

Guadalajara 6.304 372,80 389,84 368,98 337,20 315,67 269,98

Toledo 10.349 647,00 676,47 638,78 584,84 546,58 468,95

Castilla-La Mancha 52.212 3.231,91 3.379,24 3.182,34 2.921,61 2.729,61 2.332,93

Ávila 4.082 239,07 250,00 236,27 216,27 202,44 172,65

Burgos 9.105 483,89 506,18 483,20 439,18 412,43 349,99

León 6.873 394,22 412,27 394,52 356,97 335,04 288,61

Palencia 5.325 309,82 323,99 309,67 280,42 263,08 226,83

Salamanca 8.204 496,32 518,97 492,12 448,78 420,08 360,91

Segovia 3.926 221,19 231,33 219,18 200,30 187,70 159,65

Soria 5.879 340,36 355,93 338,43 308,03 288,72 247,46

Valladolid 5.654 342,06 357,67 341,02 309,34 289,86 250,46

Zamora 5.936 358,26 374,61 357,23 324,03 303,64 262,28

Castilla y León 54.984 3.185,18 3.330,95 3.171,65 2.883,31 2.702,99 2.318,84

Barcelona 2.777 161,71 169,11 161,00 146,33 137,18 117,83

Girona 1.865 105,54 110,38 105,28 95,58 89,68 76,86

Lleida 5.898 357,28 373,59 356,92 323,22 302,93 262,15

Tarragona 3.312 193,60 202,45 191,93 175,17 164,06 140,33

Cataluña 13.852 818,13 855,52 815,13 740,30 693,85 597,17
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Provincia/CCAA Área (km2) CCP0A(1) CCP6A(1) CLF0A(1) CRC0A(1) CRC6A(1) DPS0A(1)

Badajoz 14.676 963,41 1.007,23 948,83 870,89 812,54 697,97

Cáceres 11.173 715,20 747,76 707,15 646,50 604,03 520,05

Extremadura 25.849 1.678,61 1.754,99 1.655,99 1.517,39 1.416,56 1.218,02

A Coruña 3.677 157,37 164,77 158,92 144,21 135,98 111,21

Lugo 5.395 241,91 253,22 243,55 221,14 208,34 171,96

Ourense 3.592 180,40 188,75 179,81 164,03 154,11 129,25

Pontevedra 2.038 95,91 100,38 95,94 87,46 82,28 68,27

Galicia 14.702 675,58 707,11 678,23 616,84 580,71 480,70

La Rioja 2.590 133,99 140,18 133,78 121,72 114,35 96,57

La Rioja 2.590 133,99 140,18 133,78 121,72 114,35 96,57

Madrid 3.505 213,85 223,60 211,68 193,36 180,90 155,24

Madrid 3.505 213,85 223,60 211,68 193,36 180,90 155,24

Murcia 7.570 490,91 513,25 480,99 443,74 413,71 353,11

Murcia 7.570 490,91 513,25 480,99 443,74 413,71 353,11

Navarra 5.585 301,39 315,26 301,67 273,43 256,83 219,00

Navarra 5.585 301,39 315,26 301,67 273,43 256,83 219,00

Álava 1.460 67,09 70,22 67,36 61,25 57,67 47,75

Guipúzcoa 387 15,01 15,72 15,27 13,82 13,06 10,45

Vizcaya 461 18,19 19,06 18,50 16,74 15,81 12,72

País Vasco 2.308 100,29 105,00 101,13 91,82 86,54 70,92

Alicante 3.589 228,35 238,75 223,93 206,41 192,56 164,25

Castellón 2.914 177,61 185,71 175,54 160,59 150,20 128,68

Valencia 5.148 323,31 338,04 318,41 292,25 272,96 233,66

Valencia 11.651 729,27 762,50 717,88 659,24 615,72 526,58

Totales 280.949 16.892,60 17.664,50 16.704,66 15.289,42 14.299,28 12.213,60
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Tabla 18. Energía eléctrica accesible con LEC inferior al correspondiente punto de máximo 
gradiente acumulada (TWh/año) por provincias y tecnología

Provincia/CCAA Área (km2) CCP0A(2) CCP6A(2) CLF0A(2) CRC0A(2) CRC6A(2) DPS0A(2)

Almería 5.226 314,17 283,55 325,61 300,61 202,43 214,21

Cádiz 4.011 224,38 198,91 240,01 224,49 109,06 146,09

Córdoba 9.237 502,75 376,75 540,06 499,70 245,49 341,70

Granada 8.215 356,35 226,82 432,72 408,89 98,76 204,10

Huelva 3.492 227,63 228,45 227,00 210,19 176,78 160,74

Jaén 7.646 238,71 150,66 332,86 311,15 90,79 151,16

Málaga 4.638 282,48 208,73 294,42 274,44 114,00 176,05

Sevilla 9.955 623,26 622,45 633,58 588,08 454,01 441,47

Andalucía 52.420 2.769,72 2.296,32 3.026,25 2.817,55 1.491,30 1.835,52

Huesca 7.782 163,12 70,52 345,44 274,74 125,48 184,38

Teruel 8.054 20,10 6,02 74,98 41,63 7,07 20,97

Zaragoza 11.277 104,86 41,66 371,15 237,20 67,95 131,83

Aragón 27.113 288,08 118,20 791,57 553,57 200,51 337,18

Asturias 4.929 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Asturias 4.929 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Cantabria 1.679 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Cantabria 1.679 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Albacete 10.244 138,10 29,16 388,00 343,05 18,96 89,60

Ciudad Real 14.827 600,98 219,87 841,39 763,91 151,27 420,68

Cuenca 10.488 38,29 1,17 236,95 162,72 0,94 34,46

Guadalajara 6.304 0,00 0,00 54,46 16,38 0,00 0,00

Toledo 10.349 210,93 28,92 495,65 431,85 42,91 181,26

Castilla-La Mancha 52.212 988,30 279,12 2.016,44 1.717,90 214,09 725,99

Ávila 4.082 0,70 0,00 31,49 21,86 0,00 5,13
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Provincia/CCAA Área (km2) CCP0A(2) CCP6A(2) CLF0A(2) CRC0A(2) CRC6A(2) DPS0A(2)

Burgos 9.105 0,00 0,00 13,74 1,12 0,00 0,00

León 6.873 0,00 0,00 101,89 22,28 0,00 2,91

Palencia 5.325 0,00 0,00 66,64 5,65 0,00 0,00

Salamanca 8.204 0,00 0,00 243,74 102,04 0,00 4,86

Segovia 3.926 0,00 0,00 6,09 2,29 0,00 0,00

Soria 5.879 0,00 0,00 33,09 14,28 0,00 2,83

Valladolid 5.654 0,00 0,00 189,31 75,51 0,00 5,54

Zamora 5.936 0,83 0,00 240,52 116,97 0,00 16,87

Castilla y León 54.984 1,53 0,00 926,49 361,98 0,00 38,14

Barcelona 2.777 0,00 0,00 23,98 1,73 0,00 0,00

Girona 1.865 0,00 0,00 3,09 0,00 0,00 0,00

Lleida 5.898 89,21 20,31 210,80 134,64 64,26 90,92

Tarragona 3.312 0,00 0,00 31,73 16,00 0,00 2,86

Cataluña 13.852 89,21 20,31 269,61 152,38 64,26 93,78

Badajoz 14.676 943,29 726,61 948,83 870,89 502,03 679,53

Cáceres 11.173 472,25 194,77 683,23 604,30 172,78 376,68

Extremadura 25.849 1.415,53 921,38 1.632,06 1.475,19 674,80 1.056,21

A Coruña 3.677 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Lugo 5.395 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Ourense 3.592 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Pontevedra 2.038 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Galicia 14.702 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

La Rioja 2.590 0,00 0,00 0,91 0,00 0,00 0,00

La Rioja 2.590 0,00 0,00 0,91 0,00 0,00 0,00

Madrid 3.505 24,63 0,69 138,91 98,19 1,43 31,14
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Provincia/CCAA Área (km2) CCP0A(2) CCP6A(2) CLF0A(2) CRC0A(2) CRC6A(2) DPS0A(2)

Madrid 3.505 24,63 0,69 138,91 98,19 1,43 31,14

Murcia 7.570 338,12 258,00 435,58 403,29 166,11 225,65

Murcia 7.570 338,12 258,00 435,58 403,29 166,11 225,65

Navarra 5.585 0,00 0,00 21,75 7,55 0,00 2,10

Navarra 5.585 0,00 0,00 21,75 7,55 0,00 2,10

Álava 1.460 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Guipúzcoa 387 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Vizcaya 461 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

País Vasco 2.308 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Alicante 3.589 131,12 81,37 172,96 158,19 56,15 90,37

Castellón 2.914 33,34 4,32 95,16 74,22 6,07 26,63

Valencia 5.148 119,48 57,91 249,86 206,58 47,82 90,68

Valencia 11.651 283,93 143,59 517,97 438,98 110,04 207,68

Totales 280.949 6.199,06 4.037,61 9.777,55 8.026,55 2.922,53 4.553,40

6.6. RESULTADOS ENERGÍA ELÉCTRICA MEDIA POR 
PROVINCIAS
Tabla 19. Energía eléctrica total media (kWh/m2/año) por provincias y tecnología

Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0T 
Media

CCP6T 
Media

CLF0T 
Media

CRC0T 
Media

CRC6T 
Media

DPS0T 
Media

Almería 8.850 79,37 82,67 94,19 70,81 65,96 50,31

Cádiz 7.325 77,27 80,54 91,18 68,98 64,18 48,52

Córdoba 13.825 76,78 80,05 91,38 68,56 63,90 48,71

Granada 12.600 75,76 79,00 89,73 67,67 63,01 47,70

Huelva 10.075 78,90 82,20 93,79 70,41 65,61 50,11

Jaén 13.575 74,40 77,62 88,44 66,47 62,00 46,98
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Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0T 
Media

CCP6T 
Media

CLF0T 
Media

CRC0T 
Media

CRC6T 
Media

DPS0T 
Media

Málaga 7.325 77,42 80,69 91,50 69,09 64,34 48,73

Sevilla 13.950 79,01 82,31 93,85 70,50 65,68 50,14

Andalucía 87.525 77,22 80,49 91,64 68,94 64,23 48,83

Huesca 15.675 69,36 72,48 84,63 62,11 58,26 44,89

Teruel 14.825 67,74 70,84 81,76 60,69 56,83 43,12

Zaragoza 17.300 70,95 74,11 86,20 63,49 59,49 45,84

Aragón 47.800 69,43 72,56 84,31 62,17 58,26 44,69

Asturias 10.575 50,45 53,09 62,61 45,57 43,01 31,42

Asturias 10.575 50,45 53,09 62,61 45,57 43,01 31,42

Cantabria 5.250 49,38 51,99 61,32 44,59 42,08 30,59

Cantabria 5.250 49,38 51,99 61,32 44,59 42,08 30,59

Albacete 14.875 72,76 75,96 86,86 65,07 60,72 46,09

Ciudad Real 19.750 75,03 78,27 89,72 67,03 62,58 47,79

Cuenca 16.950 70,46 73,62 84,64 63,04 58,96 44,82

Guadalajara 12.225 68,30 71,41 82,51 61,18 57,29 43,59

Toledo 15.375 73,62 76,83 88,46 65,81 61,50 47,09

Castilla-La Mancha 79.175 72,31 75,50 86,74 64,67 60,43 46,05

Ávila 8.025 68,82 71,94 83,00 61,61 57,68 43,87

Burgos 14.300 60,87 63,80 74,44 54,70 51,37 38,74

León 15.850 64,02 67,03 78,35 57,47 53,98 41,15

Palencia 8.075 67,22 70,30 82,07 60,24 56,55 43,40

Salamanca 12.150 70,71 73,87 85,44 63,31 59,26 45,35

Segovia 6.900 65,79 68,85 79,67 59,00 55,28 41,89

Soria 10.175 67,39 70,48 81,84 60,39 56,63 43,23

Valladolid 8.050 71,29 74,46 86,61 63,80 59,77 46,09
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Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0T 
Media

CCP6T 
Media

CLF0T 
Media

CRC0T 
Media

CRC6T 
Media

DPS0T 
Media

Zamora 10.350 70,06 73,20 85,16 62,74 58,79 45,22

Castilla y León 93.875 66,87 69,95 81,33 59,95 56,21 42,90

Barcelona 7.700 67,79 70,89 82,39 60,75 56,97 43,57

Girona 5.950 64,54 67,57 78,69 57,91 54,34 41,34

Lleida 12.225 69,23 72,36 84,36 62,01 58,16 44,74

Tarragona 6.200 68,23 71,34 82,58 61,11 57,30 43,64

Cataluña 32.075 67,82 70,92 82,49 60,78 57,00 43,62

Badajoz 21.650 77,25 80,52 92,35 68,97 64,37 49,33

Cáceres 19.900 74,79 78,03 89,87 66,84 62,46 47,92

Extremadura 41.550 76,07 79,32 91,16 67,95 63,45 48,65

A Coruña 7.925 50,55 53,20 62,63 45,67 43,06 31,44

Lugo 9.725 52,34 55,04 64,67 47,23 44,52 32,71

Ourense 7.200 58,55 61,43 71,55 52,69 49,49 36,98

Pontevedra 4.250 55,78 58,59 68,41 50,28 47,25 35,04

Galicia 29.100 53,89 56,64 66,36 48,60 45,75 33,76

La Rioja 5.100 59,68 62,58 72,95 53,68 50,44 37,83

La Rioja 5.100 59,68 62,58 72,95 53,68 50,44 37,83

Madrid 8.050 71,58 74,75 86,35 64,03 59,90 45,87

Madrid 8.050 71,58 74,75 86,35 64,03 59,90 45,87

Murcia 11.300 76,33 79,59 90,83 68,19 63,53 48,39

Murcia 11.300 76,33 79,59 90,83 68,19 63,53 48,39

Navarra 10.375 60,12 63,02 73,74 54,04 50,78 38,29

Navarra 10.375 60,12 63,02 73,74 54,04 50,78 38,29

Álava 3.025 53,37 56,11 65,79 48,13 45,38 33,41

Guipúzcoa 1.975 45,82 48,32 57,14 41,51 39,13 27,93
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Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0T 
Media

CCP6T 
Media

CLF0T 
Media

CRC0T 
Media

CRC6T 
Media

DPS0T 
Media

Vizcaya 2.250 46,39 48,91 57,85 42,01 39,60 28,39

País Vasco 7.250 49,15 51,75 60,97 44,43 41,88 30,36

Alicante 5.825 74,64 77,86 88,99 66,70 62,23 47,33

Castellón 6.650 70,59 73,75 84,99 63,17 59,11 45,05

Valencia 10.825 73,70 76,91 88,32 65,89 61,50 46,98

Valencia 23.300 73,04 76,25 87,54 65,32 61,00 46,52

Totales 492.300 69,48 72,59 83,77 62,20 58,19 44,26

Tabla 20. Energía eléctrica disponible media (kWh/m2/año) por provincias y por tecnología

Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0D 
Media

CCP6D 
Media

CLF0D 
Media

CRC0D 
Media

CRC6D 
Media

DPS0D 
Media

Almería 5.226 79,08 82,36 93,83 70,55 65,73 50,10

Cádiz 4.011 77,67 80,93 91,70 69,31 64,51 48,81

Córdoba 9.237 76,59 79,85 91,11 68,39 63,75 48,57

Granada 8.215 75,72 78,94 89,68 67,62 62,97 47,67

Huelva 3.492 79,57 82,91 94,60 71,02 66,14 50,58

Jaén 7.646 74,07 77,26 87,98 66,17 61,72 46,69

Málaga 4.638 77,64 80,95 91,83 69,29 64,54 48,95

Sevilla 9.955 79,02 82,34 93,83 70,52 65,67 50,13

Andalucía 52.420 77,17 80,44 91,56 68,89 64,18 48,79

Huesca 7.782 72,02 75,22 87,83 64,44 60,42 46,78

Teruel 8.054 67,99 71,10 82,10 60,89 57,03 43,36

Zaragoza 11.277 70,84 74,02 86,04 63,37 59,39 45,76

Aragón 27.113 70,33 73,50 85,38 62,94 58,99 45,34

Asturias 4.929 49,75 52,37 61,78 44,96 42,44 30,93

Asturias 4.929 49,75 52,37 61,78 44,96 42,44 30,93
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Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0D 
Media

CCP6D 
Media

CLF0D 
Media

CRC0D 
Media

CRC6D 
Media

DPS0D 
Media

Cantabria 1.679 47,73 50,26 59,42 43,14 40,74 29,37

Cantabria 1.679 47,73 50,26 59,42 43,14 40,74 29,37

Albacete 10.244 72,79 76,00 86,94 65,09 60,73 46,12

Ciudad Real 14.827 74,98 78,18 89,64 66,96 62,52 47,72

Cuenca 10.488 70,92 74,08 85,15 63,43 59,31 45,12

Guadalajara 6.304 69,49 72,62 83,90 62,20 58,23 44,43

Toledo 10.349 73,51 76,71 88,34 65,71 61,41 46,99

Castilla-La Mancha 52.212 72,78 75,97 87,26 65,06 60,79 46,34

Ávila 4.082 68,77 71,89 83,02 61,60 57,65 43,92

Burgos 9.105 62,45 65,42 76,32 56,09 52,64 39,87

León 6.873 67,40 70,47 82,33 60,43 56,69 43,56

Palencia 5.325 68,31 71,45 83,40 61,21 57,44 44,19

Salamanca 8.204 71,09 74,24 85,87 63,63 59,55 45,64

Segovia 3.926 66,17 69,23 80,16 59,31 55,59 42,17

Soria 5.879 67,97 71,08 82,53 60,90 57,12 43,66

Valladolid 5.654 71,09 74,22 86,38 63,64 59,61 45,93

Zamora 5.936 70,91 74,10 86,20 63,47 59,48 45,83

Castilla y León 54.984 68,05 71,15 82,72 60,98 57,16 43,75

Barcelona 2.777 68,37 71,47 83,13 61,26 57,46 44,01

Girona 1.865 66,47 69,51 81,00 59,60 55,89 42,77

Lleida 5.898 71,22 74,37 86,63 63,73 59,72 46,11

Tarragona 3.312 68,67 71,80 83,13 61,51 57,64 43,96

Cataluña 13.852 69,40 72,52 84,33 62,15 58,25 44,73

Badajoz 14.676 77,29 80,56 92,36 68,99 64,39 49,35
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(Continuación)

Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0D 
Media

CCP6D 
Media

CLF0D 
Media

CRC0D 
Media

CRC6D 
Media

DPS0D 
Media

Cáceres 11.173 75,28 78,55 90,48 67,27 62,87 48,28

Extremadura 25.849 76,42 79,69 91,54 68,25 63,74 48,89

A Coruña 3.677 50,48 53,14 62,53 45,62 43,01 31,36

Lugo 5.395 52,83 55,53 65,23 47,66 44,93 33,07

Ourense 3.592 58,99 61,89 72,14 53,11 49,88 37,36

Pontevedra 2.038 55,34 58,18 67,91 49,93 46,93 34,75

Galicia 14.702 54,09 56,85 66,61 48,79 45,94 33,92

La Rioja 2.590 60,80 63,72 74,30 54,65 51,36 38,70

La Rioja 2.590 60,80 63,72 74,30 54,65 51,36 38,70

Madrid 3.505 71,67 74,85 86,46 64,11 60,00 45,98

Madrid 3.505 71,67 74,85 86,46 64,11 60,00 45,98

Murcia 7.570 76,32 79,59 90,81 68,18 63,54 48,37

Murcia 7.570 76,32 79,59 90,81 68,18 63,54 48,37

Navarra 5.585 63,39 66,38 77,62 56,93 53,45 40,68

Navarra 5.585 63,39 66,38 77,62 56,93 53,45 40,68

Álava 1.460 54,10 56,90 66,62 48,76 46,00 33,95

Guipúzcoa 387 45,85 48,44 57,22 41,55 39,20 27,98

Vizcaya 461 46,64 49,17 58,17 42,20 39,89 28,65

País Vasco 2.308 51,22 53,94 63,36 46,24 43,64 31,89

Alicante 3.589 74,84 78,05 89,26 66,88 62,39 47,48

Castellón 2.914 71,63 74,78 86,28 64,08 59,96 45,82

Valencia 5.148 73,86 77,04 88,50 66,02 61,62 47,10

Valencia 11.651 73,60 76,79 88,18 65,80 61,44 46,90

Totales 280.949 70,72 73,86 85,16 63,28 59,18 45,10
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Tabla 21. Energía eléctrica accesible en el óptimo económico media (kWh/m2/año) por provincias 
y tecnología

Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0A (1) 
Media

CCP6A (1) 
Media

CLF0A (1) 
Media

CRC0A (1) 
Media

CRC6A (1) 
Media

DPS0A (1) 
Media

Almería 5.226 67,10 70,15 65,73 60,69 56,52 48,31

Cádiz 4.011 65,94 68,94 64,18 59,61 55,48 47,08

Córdoba 9.237 65,07 68,03 63,76 58,82 54,83 46,81

Granada 8.215 64,33 67,26 62,71 58,15 54,17 45,95

Huelva 3.492 67,53 70,59 66,29 61,07 56,90 48,77

Jaén 7.646 62,96 65,83 61,47 56,91 53,06 45,00

Málaga 4.638 65,95 68,95 64,28 59,61 55,50 47,17

Sevilla 9.955 67,07 70,11 65,72 60,65 56,49 48,31

Andalucía 52.420 65,54 68,52 64,08 59,25 55,20 47,03

Huesca 7.782 61,27 64,07 61,35 55,43 51,96 45,11

Teruel 8.054 57,87 60,52 57,23 52,37 49,04 41,77

Zaragoza 11.277 60,26 63,02 60,09 54,52 51,08 44,10

Aragón 27.113 59,84 62,58 59,60 54,14 50,73 43,70

Asturias 4.929 42,15 44,14 42,70 38,66 36,48 29,80

Asturias 4.929 42,15 44,14 42,70 38,66 36,48 29,80

Cantabria 1.679 40,38 42,29 41,01 37,11 35,04 28,32

Cantabria 1.679 40,38 42,29 41,01 37,11 35,04 28,32

Albacete 10.244 61,91 64,73 60,72 55,96 52,24 44,47

Ciudad Real 14.827 63,73 66,63 62,68 57,60 53,77 46,02

Cuenca 10.488 60,36 63,11 59,43 54,57 51,01 43,49

Guadalajara 6.304 59,14 61,84 58,53 53,49 50,07 42,83

Toledo 10.349 62,52 65,37 61,72 56,51 52,81 45,31

Castilla-La Mancha 52.212 61,90 64,72 60,95 55,96 52,28 44,68
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Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0A (1) 
Media

CCP6A (1) 
Media

CLF0A (1) 
Media

CRC0A (1) 
Media

CRC6A (1) 
Media

DPS0A (1) 
Media

Ávila 4.082 58,57 61,24 57,88 52,98 49,59 42,30

Burgos 9.105 53,15 55,59 53,07 48,24 45,30 38,44

León 6.873 57,36 59,98 57,40 51,94 48,75 41,99

Palencia 5.325 58,18 60,84 58,15 52,66 49,40 42,60

Salamanca 8.204 60,50 63,26 59,98 54,70 51,20 43,99

Segovia 3.926 56,34 58,92 55,83 51,02 47,81 40,66

Soria 5.879 57,89 60,54 57,57 52,39 49,11 42,09

Valladolid 5.654 60,50 63,26 60,32 54,71 51,27 44,30

Zamora 5.936 60,35 63,11 60,18 54,59 51,15 44,18

Castilla y León 54.984 57,93 60,58 57,68 52,44 49,16 42,17

Barcelona 2.777 58,23 60,89 57,98 52,69 49,40 42,43

Girona 1.865 56,59 59,19 56,45 51,25 48,08 41,21

Lleida 5.898 60,58 63,34 60,52 54,80 51,36 44,45

Tarragona 3.312 58,45 61,13 57,95 52,89 49,54 42,37

Cataluña 13.852 59,06 61,76 58,85 53,44 50,09 43,11

Badajoz 14.676 65,65 68,63 64,65 59,34 55,37 47,56

Cáceres 11.173 64,01 66,93 63,29 57,86 54,06 46,54

Extremadura 25.849 64,94 67,89 64,06 58,70 54,80 47,12

A Coruña 3.677 42,80 44,81 43,22 39,22 36,98 30,25

Lugo 5.395 44,84 46,94 45,14 40,99 38,62 31,87

Ourense 3.592 50,22 52,55 50,06 45,67 42,90 35,98

Pontevedra 2.038 47,06 49,25 47,08 42,92 40,37 33,50

Galicia 14.702 45,95 48,10 46,13 41,96 39,50 32,70

La Rioja 2.590 51,73 54,12 51,65 47,00 44,15 37,29

La Rioja 2.590 51,73 54,12 51,65 47,00 44,15 37,28
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(Continuación)

Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0A (1) 
Media

CCP6A (1) 
Media

CLF0A (1) 
Media

CRC0A (1) 
Media

CRC6A (1) 
Media

DPS0A (1) 
Media

Madrid 3.505 61,01 63,80 60,39 55,17 51,61 44,29

Madrid 3.505 61,01 63,80 60,39 55,17 51,61 44,29

Murcia 7.570 64,85 67,80 63,54 58,62 54,65 46,65

Murcia 7.570 64,85 67,80 63,54 58,62 54,65 46,65

Navarra 5.585 53,96 56,45 54,01 48,96 45,99 39,21

Navarra 5.585 53,96 56,45 54,01 48,96 45,99 39,21

Álava 1.460 45,95 48,09 46,14 41,96 39,50 32,71

Guipúzcoa 387 38,78 40,62 39,46 35,72 33,74 26,99

Vizcaya 461 39,47 41,34 40,13 36,32 34,30 27,58

País Vasco 2.308 43,45 45,49 43,82 39,78 37,50 30,73

Alicante 3.589 63,63 66,52 62,39 57,51 53,65 45,77

Castellón 2.914 60,95 63,73 60,24 55,11 51,54 44,16

Valencia 5.148 62,80 65,66 61,85 56,77 53,02 45,39

Valencia 11.651 62,59 65,45 61,62 56,58 52,85 45,20

Totales 280.949 60,13 62,87 59,46 54,42 50,90 43,47

Tabla 22. Energía eléctrica accesible con LEC inferior al correspondiente punto de máximo 
gradiente media (kWh/m2/año) por provincias según tecnología

Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0A (2) 
Media

CCP6A (2) 
Media

CLF0A (2) 
Media

CRC0A (2) 
Media

CRC6A (2) 
Media

DPS0A (2) 
Media

Almería 5.226 60,12 54,26 62,31 57,52 38,73 40,99

Cádiz 4.011 55,94 49,59 59,84 55,97 27,19 36,42

Córdoba 9.237 54,43 40,79 58,47 54,10 26,58 36,99

Granada 8.215 43,38 27,61 52,67 49,77 12,02 24,84

Huelva 3.492 65,19 65,42 65,01 60,19 50,62 46,03

Jaén 7.646 31,22 19,70 43,53 40,69 11,87 19,77

Málaga 4.638 60,91 45,00 63,48 59,17 24,58 37,96
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(Continuación)

Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0A (2) 
Media

CCP6A (2) 
Media

CLF0A (2) 
Media

CRC0A (2) 
Media

CRC6A (2) 
Media

DPS0A (2) 
Media

Sevilla 9.955 62,61 62,53 63,64 59,07 45,61 44,35

Andalucía 52.420 52,84 43,81 57,73 53,75 28,45 35,02

Huesca 7.782 20,96 9,06 44,39 35,30 16,12 23,69

Teruel 8.054 2,50 0,75 9,31 5,17 0,88 2,60

Zaragoza 11.277 9,30 3,69 32,91 21,03 6,03 11,69

Aragón 27.113 10,63 4,36 29,20 20,42 7,40 12,44

Asturias 4.929 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Asturias 4.929 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Cantabria 1.679 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Cantabria 1.679 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Albacete 10.244 13,48 2,85 37,88 33,49 1,85 8,75

Ciudad Real 14.827 40,53 14,83 56,75 51,52 10,20 28,37

Cuenca 10.488 3,65 0,11 22,59 15,52 0,09 3,29

Guadalajara 6.304 0,00 0,00 8,64 2,60 0,00 0,00

Toledo 10.349 20,38 2,79 47,89 41,73 4,15 17,51

Castilla-La Mancha 52.212 18,93 5,35 38,62 32,90 4,10 13,90

Ávila 4.082 0,17 0,00 7,71 5,36 0,00 1,26

Burgos 9.105 0,00 0,00 1,51 0,12 0,00 0,00

León 6.873 0,00 0,00 14,82 3,24 0,00 0,42

Palencia 5.325 0,00 0,00 12,51 1,06 0,00 0,00

Salamanca 8.204 0,00 0,00 29,71 12,44 0,00 0,59

Segovia 3.926 0,00 0,00 1,55 0,58 0,00 0,00

Soria 5.879 0,00 0,00 5,63 2,43 0,00 0,48

Valladolid 5.654 0,00 0,00 33,48 13,35 0,00 0,98
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(Continuación)

Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0A (2) 
Media

CCP6A (2) 
Media

CLF0A (2) 
Media

CRC0A (2) 
Media

CRC6A (2) 
Media

DPS0A (2) 
Media

Zamora 5.936 0,14 0,00 40,52 19,70 0,00 2,84

Castilla y León 54.984 0,03 0,00 16,85 6,58 0,00 0,69

Barcelona 2.777 0,00 0,00 8,64 0,62 0,00 0,00

Girona 1.865 0,00 0,00 1,66 0,00 0,00 0,00

Lleida 5.898 15,13 3,44 35,74 22,83 10,90 15,42

Tarragona 3.312 0,00 0,00 9,58 4,83 0,00 0,86

Cataluña 13.852 6,44 1,47 19,46 11,00 4,64 6,77

Badajoz 14.676 64,27 49,51 64,65 59,34 34,21 46,30

Cáceres 11.173 42,27 17,43 61,15 54,09 15,46 33,71

Extremadura 25.849 54,76 35,64 63,14 57,07 26,11 40,86

A Coruña 3.677 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Lugo 5.395 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Ourense 3.592 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Pontevedra 2.038 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Galicia 14.702 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

La Rioja 2.590 0,00 0,00 0,35 0,00 0,00 0,00

La Rioja 2.590 0,00 0,00 0,35 0,00 0,00 0,00

Madrid 3.505 7,03 0,20 39,63 28,02 0,41 8,88

Madrid 3.505 7,03 0,20 39,63 28,02 0,41 8,88

Murcia 7.570 44,67 34,08 57,54 53,27 21,94 29,81

Murcia 7.570 44,67 34,08 57,54 53,27 21,94 29,81

Navarra 5.585 0,00 0,00 3,89 1,35 0,00 0,38

Navarra 5.585 0,00 0,00 3,89 1,35 0,00 0,38

Álava 1.460 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
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(Continuación)

Provincia/CCAA Área 
(km2)

CCP0A (2) 
Media

CCP6A (2) 
Media

CLF0A (2) 
Media

CRC0A (2) 
Media

CRC6A (2) 
Media

DPS0A (2) 
Media

Guipúzcoa 387 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Vizcaya 461 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

País Vasco 2.308 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Alicante 3.589 36,53 22,67 48,19 44,08 15,65 25,18

Castellón 2.914 11,44 1,48 32,65 25,47 2,08 9,14

Valencia 5.148 23,21 11,25 48,54 40,13 9,29 17,62

Valencia 11.651 24,37 12,32 44,46 37,68 9,44 17,83

Totales 280.949 22,06 14,37 34,80 28,57 10,40 16, 21



7  Conclusiones y 
recomendaciones
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7.1 CONCLUSIONES
El estudio realizado proporciona información deta-
llada sobre las previsiones de la evolución técnica, 
la evolución de costes y la evolución de la potencia 
instalada en nuestro país de las cuatro tecnologías 
eléctricas termosolares más importantes: concentra-
dores lineales de Fresnel, canal parabólico, sistema 
de torre o receptor central y discos parabólicos.

También, proporciona información sobre los poten-
ciales máximos totales, disponibles y accesibles que 
en España tienen, en estos momentos, cada una de 
las referidas tecnologías. En todos los casos en los 
que la información tiene una dependencia espacial, 
dicha información se proporciona georreferenciada, 
de forma que pueda integrarse fácilmente en Siste-
mas de Información Geográfica (SIG).

Las conclusiones y recomendaciones más relevan-
tes que se derivan de un análisis de lo realizado en 
el ámbito de presente estudio y de los resultados 
obtenidos en el mismo son las siguientes:

1.  Las centrales eléctricas termosolares, al tener 
que concentrar la radiación solar para conseguir 
eficiencias aceptables de transformación de la 
energía solar en energía eléctrica, sólo aprove-
chan la componente directa de esta radiación. En 
este estudio se ha realizado una estimación de la 
distribución espacial de la radiación directa nor-
mal en el territorio peninsular español partiendo 
de un mapa de radiación global horizontal elabo-
rado a partir de imágenes de satélite.

2.  Para ello se ha utilizado una metodología ba-
sada en modelos de estimación de la radiación 
solar directa a partir de la global, desarrollados 
específicamente para el presente estudio, ela-
borándose mediante su aplicación un mapa de 
irradiación solar directa normal anual de la Es-
paña peninsular con una resolución de 5 km x 
5 km (25 km2) por píxel (Figura 2 del capítulo 6), 
que se ha implementado en el entorno ArcGIS.

3.  De acuerdo con el análisis de la distribución es-
pacial de la radiación solar directa en el territorio 
peninsular español realizado, el valor medio es-
timado de la irradiación solar directa en España 
es del orden de 1.850 kWh/m2·año, con variacio-
nes en su distribución territorial que van desde 
un mínimo de 1.200 kWh/m2·año a un máximo en 
el entorno de los 2.200 kWh/m2·año, como valo-
res representativos del comportamiento a largo 
plazo de la radiación solar.

4.  Estos valores, aún siendo elevados y mostrando 
claramente que España es uno de los países de 
Europa con mayor potencial de radiación solar 
en general y directa en particular, son inferiores 
a los que se estiman en otras partes del mun-
do como por ejemplo, en el Suroeste americano 
donde se estima que la irradiación solar directa 
anual puede llegar a los 2.600 kWh/m2·año.

5.  En el presente estudio se ha realizado un análisis 
del estado de las principales tecnologías termo-
solares de generación de electricidad (canales 
parabólicos, receptor central, concentradores li-
neales de Fresnel y discos parabólicos con motor 
Stirling) prestando especial atención a sus reque-
rimientos en términos de recurso solar y terreno. 
Como resultado de ese análisis se han definido 
otras tantas “tecnologías de referencia” y las si-
guientes seis “centrales de referencia”:

•  Canal parabólico sin sistema de almacenamiento 
térmico.

•  Canal parabólico con sistema de almacenamiento 
térmico de 6 horas de capacidad.

•  Concentradores lineales de Fresnel sin 
almacenamiento.

•  Receptor central sin almacenamiento.
•  Receptor central con almacenamiento de 6 horas 

de capacidad.
•  Discos parabólicos con motor Stirling.
6.  Para cada una de las tecnologías y centrales de 

referencia definidas, se ha realizado un análisis 
de los costes actuales de la tecnología y de los 
principales indicadores de sus prestaciones, 
así como una estimación de su posible evolu-
ción en el intervalo 2010-2020. Dicho análisis 
incluye estimaciones aproximadas, pero muy 
útiles para llevar a cabo comparaciones entre 
tecnologías, de la evolución que se puede es-
perar del coste normalizado de producción de 
electricidad de cada una de las tecnologías de 
aquí al 2020.

7.  Para cada una de las centrales de referencia se 
han obtenido modelos simples de producción, 
que proporcionan una estimación de la capa-
cidad de generación de energía por unidad de 
superficie de terreno en función de la irradia-
ción directa normal y de la latitud. Los modelos 
se han obtenido mediante el ajuste por mínimos 
cuadrados de los resultados de un gran número 
de simulaciones detalladas para cada tecnología, 
representativas de las distintas condiciones geo-
gráficas y climáticas presentes en el territorio.
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8.  La aplicación de estos modelos al mapa de la dis-
tribución espacial de la irradiación solar directa 
en la España peninsular ha permitido estimar los 
potenciales total, disponible y accesible de cada 
una de las cuatro tecnologías eléctricas termo-
solares analizadas.

9.  El potencial total se ha obtenido como resultado 
de la aplicación de los modelos de producción 
a todo el territorio, sin imponer restricciones 
de ningún tipo. El resultado representa el lími-
te superior de la capacidad de generación de 
energía eléctrica mediante las distintas tecno-
logías termosolares en la España peninsular. El 
potencial total máximo tiene un valor de 41.380 
TWh eléctricos. Este potencial total máximo se 
alcanzaría utilizando la tecnología de concentra-
dores lineales de Fresnel, que aunque tiene un 
rendimiento de conversión de energía solar en 
energía eléctrica inferior a las otras tecnologías, 
aprovecha de forma muy eficiente el terreno. El 
potencial se distribuye de manera variable por 
los 492.300 km2 del territorio, con valores máxi-
mos anuales de 104 kWh/m2 de terreno en las 
regiones del Sur y mínimos de 25 kWh/m2 en las 
regiones del Norte.

10.  El potencial disponible se ha obtenido mediante 
un procedimiento similar al empleado para el 
cálculo de potencial total, pero aplicado sólo a 
aquellas zonas del territorio peninsular español 
en las que, en principio, la instalación de centra-
les eléctricas termosolares podría realizarse de 
inmediato, al no estar sujetas a condicionantes 
que impidiesen o dificultasen la implantación 
de este tipo de plantas.

11.  El procedimiento seguido para identificar estas 
zonas del territorio ha sido el partir del terri-
torio total e ir aplicando al mismo una serie de 
restricciones de distinta naturaleza (usos del 
terreno incompatibles con la instalación de cen-
trales elécricas termosolares, distintas figuras 
de protección, etc) que, según criterio de los 
autores, aunque no necesariamente impedirían 
en todos los casos la instalación de centrales en 
las zonas afectadas por dichas restricciones, si 
podrían dificultarla. Por ello, las cifras de poten-
cial disponible presentadas en el estudio deben 
entenderse como una estimación conservadora 
de dicho potencial.

12.  Del análisis de los resultados obtenidos, se de-
duce que el potencial disponible máximo es de 
23.925 TWh anuales, cantidad que es más de 90 

veces el consumo eléctrico nacional en 2008. 
Este potencial disponible máximo, al igual que 
en el caso del potencial total y por las mismas 
razones, se obtendría con la tecnología de con-
centradores lineales de Fresnel.

13.  Finalmente, se ha obtenido el potencial acce-
sible de cada tecnología mediante la aplicación 
de criterios económicos al potencial disponible. 
Estos criterios económicos se han concretado 
en el cálculo del coste normalizado de la electri-
cidad (LEC, en sus siglas en inglés), por lo que a 
diferencia de los otros dos potenciales, el análi-
sis de este potencial no resulta en un valor único 
de producción eléctrica por tecnología, sino en 
un mapa, para cada tecnología, de la distribu-
ción espacial de valores de LEC.

14.  A partir del análisis de los mapas de LEC se 
puede estimar el potencial accesible por tecno-
logía en función del LEC máximo que se defina. 
A título de ejemplo, se ha obtenido el potencial 
accesible con cada una de las tecnologías consi-
deradas para un valor del LEC correspondiente 
al valor máximo de la función de distribución 
para el potencial accesible. El potencial accesi-
ble máximo obtenido aplicando este criterio es 
de 9.777 TWh anuales, cantidad que es más de 
37 veces el consumo eléctrico nacional en 2008. 
De nuevo, dicho potencial máximo se alcanza-
ría con centrales de concentradores lineales de 
Fresnel. Es importante tener presente, que to-
dos los análisis de LEC hay que tomarlos con 
las debidas reservas, ya que hay una gran in-
certidumbre en lo que respecta a los costes de 
las tecnologías, especialmente en lo que se re-
fiere a las menos maduras desde el punto de 
vista comercial.

15.  Aunque no se ha podido hacer el estudio 
pormenorizado que es necesario para un 
escenario previsible de largo plazo con la 
aplicación de los conceptos de generación 
distribuida, redes inteligentes (mejor siste-
ma inteligente), etc. y el análisis cuantitativo 
se ha referido a un “escenario tendencial” en 
el que se acepta que el modelo del sistema 
eléctrico no va a cambiar sustancialmente de 
aquí al 2020, queda en evidencia la capacidad 
de las tecnologías eléctricas termosolares 
para contribuir de forma sustancial al sis-
tema eléctrico español. Estas tecnologías 
presentan, con respecto a otras renovables, 
la característica diferencial de poder adaptar 
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la generación a la demanda o a los requeri-
mientos del operador del sistema mediante la 
incorporación de sistemas de almacenamien-
to térmico de distinta capacidad.

16.  El elevado potencial que este estudio pone de 
manifiesto, suponiendo en todos los casos va-
rias decenas de veces el consumo eléctrico 
nacional durante el año 2008, y la posición de 
liderazgo internacional que las empresas es-
pañolas ostentan en este sector, son dos de los 
condicionantes que permiten plantearse objeti-
vos ambiciosos para el horizonte de 2020, cuya 
consecución supondría una importante contri-
bución de las tecnologías termosolares para 
alcanzar los objetivos y compromisos de España 
en materia de generación renovable y reducción 
de emisiones de GEI, además de facilitar a las 
empresas españolas la consolidación de su ac-
tual posición de liderazgo.

17.  A lo largo del trabajo ha quedado claro el gran 
potencial que España presenta de cara al de-
sarrollo de la energía termosolar. No obstante, 
para que se pueda aprovechar de la mejor forma 
este potencial, es preciso establecer mecanis-
mos que incentiven la innovación, así como 
seguir trabajando para minimizar las barreras 
que a nivel tecnológico, económico, de mercado 
y legislativo puedan condicionar el desarrollo de 
las tecnologías eléctricas termosolares.

7.2 RECOMENDACIONES
1.  El estudio realizado se ha basado en una esti-

mación de la radiación directa normal en España 
obtenido a partir de un mapa de radiación glo-
bal horizontal, elaborado, a su vez, a partir de 
imágenes de satélite en el año 2000. Durante los 
últimos años, fundamentalmente como conse-
cuencia del auge de los proyectos de centrales 
eléctricas termosolares, pero también como con-
secuencia de la mejora y reducción de costes de 
los dispositivos de medida, se ha instalado un 
gran número de estaciones meteorológicas por 
todo el territorio español que incluyen medidas 
de radiación global sobre superficie horizon-
tal y de sus componentes directa y difusa. Se 
recomienda la promoción de un estudio en pro-
fundidad del recurso solar en España apoyado 
en toda la información disponible. Este estudio 
sería de gran interés tanto para instituciones 

con responsabilidades de planificación energé-
tica como para las empresas.

2.  El presente estudio se ha centrado fundamen-
talmente en el llamado “escenario tendencial”, 
pero como se ha señalado, existe otro posible es-
cenario (escenario de eficiencia) de gran interés, 
basado en el concepto de generación distribuida. 
Dada la gran complejidad que este escenario pre-
senta, por la diversidad de opciones tecnológicas 
y de posibles aplicaciones y esquemas de desa-
rrollo, así como por la escasez de información, no 
ha sido posible realizar su análisis en profundi-
dad. Se recomienda la promoción de un análisis 
del escenario de eficiencia y del posible papel de 
las distintas tecnologías renovables en el mismo.

3.  El desarrollo comercial del sector eléctrico 
termosolar en España, con una postura hege-
mónica de la tecnología de canal parabólico, es 
en gran medida consecuencia del mecanismo 
de incentivos adoptado, basados en primas a la 
generación, que ha propiciado la adopción pre-
ferente de soluciones que podrían considerarse 
“conservadoras”, en las que el grado de innova-
ción ha sido relativamente escaso. Se recomienda 
la realización de un estudio de los distintos me-
canismos de incentivos con vistas a la adopción 
de medidas que favorezcan la adopción de solu-
ciones innovadoras y el aumento de la capacidad 
tecnológica y de la competitividad del sector eléc-
trico termosolar español.
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