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Abstract 
This paper propose the design, calculation and feasibility study of a reversible hydroelectric plant located in the island of Gran Canaria, 
with the support of a solar power plant to cover a part of the energy demand of the pumping of water from a lower reservoir to a higher 
one. This work is motivated in order that the island of Gran Canaria has the first hydroelectric power station in its history, and has energy 
storage to cover peak hours of demand between 18 and 22 hours. At the same time, it is intend to increase the installed capacity of renewable 
sources to the detriment of fossil fuels. Finally, this paper conclude with an economic study where a budget and its corresponding 
prefeasibility study are estimated, considering a construction period of 4 years and a useful life of the installation of 25 years. 
 
Keywords: solar; photovoltaic; design; hydropower; hybrid energy; Isla Gran Canaria; non-conventional energy. 

 
 

Diseño y cálculo de una central híbrida solar-hidráulica en Gran 
Canaria 

 
Resumen 
Este artículo propone el diseño, cálculo y estudio de factibilidad de una planta hidroeléctrica reversible ubicada en la isla de Gran Canaria, 
con el apoyo de una planta de energía solar para cubrir una parte de la demanda de energía del bombeo de agua desde un depósito inferior 
a uno superior. Este trabajo está motivado para que la isla de Gran Canaria tenga la primera central hidroeléctrica de su historia y tenga un 
almacenamiento de energía para cubrir las horas pico de demanda entre 18 y 22 horas. Al mismo tiempo, tiene la intención de aumentar la 
capacidad instalada de fuentes renovables en detrimento de los combustibles fósiles. Finalmente, este trabajo concluye con un estudio 
económico donde se estiman un presupuesto y su estudio de prefactibilidad, considerando un período de construcción de 4 años y una vida 
útil de la instalación de 25 años. 
 
Palabras clave: energía solar; fotovoltaica; diseño; hidroeléctrica; energía hibrida; Isla Gran Canaria; energía no convencional. 

 
 
 

1.  Introducción 
 
Actualmente, los combustibles fósiles atienden la 

demanda energética mundial actual correspondiente al 90% 
aproximadamente, dadas estas condiciones se presenta la 
necesidad de potencializar las nuevas fuentes energéticas 
permitiendo el desarrollo de las energías renovables en su 
totalidad sin presentar limitaciones técnicas o financieras [1]. 
Dentro de los casos más destacados es el de las zonas 
aisladas, puntos no conectados a la red por distancia o 

                                                      
How to cite: Beltrán, A., Gracia-León, H., Rodríguez-Urrego, D. and Rodríguez-Urrego, L., Diseño y cálculo de una central híbrida solar-hidráulica en Gran Canaria. DYNA, 
85(206), pp. 250-257, September, 2018. 

geografía, donde las nuevas opciones de energías renovables 
se han convertido en la forma más efectiva para un desarrollo 
energético en estas áreas. 

La combinación de dos o más sistemas de energías 
renovables se denominan sistemas híbridos [2], los cuales 
complementan hoy en día aquellas energías que en el 
momento de implementarse no tienen una disponibilidad de 
recurso permanentemente o no producen energía durante 
algunas franjas diarias como es el caso de la solar 
fotovoltaica. En efecto, uno de los sistemas híbridos más 
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implementados en sistemas aislados en el mundo son Eólico-
solar [3], así mismo en menor medida se han realizado 
sistemas híbridos con energía hidráulica [4,5]. Por tal razón 
de acuerdo a las condiciones topográficas, geográficas y 
meteorológicas, es necesario revisar los recursos que se 
presentan en las zonas a estudiar para así hacer partícipe de 
la combinación de energías con el fin de implementar los 
mejores recursos y así obtener mayores eficiencias y posibles 
soluciones económicas/viables para los proyectos en zonas 
aisladas. 

Las islas son un caso de estudio que, dependiendo de su 
tamaño, podrían ser entendidas como zonas no 
interconectadas o como zonas conectadas, pero por su 
ubicación geográfica en si misma ya genera retos a la hora de 
poder abastecer de energía a su población. Investigar como 
podrían mantenerse sólo con energías renovables, 
reconociendo que en su mayoría se abastecen a través de 
combustibles fósiles es un reto. Hay que tener en cuenta 
muchos factores como el transporte y la logística, que en 
estos casos genera un alto incremento en costos y algunos 
perjuicios ambientales, sin dejar de lado los análisis técnicos 
y financieros del propio proyecto. IRENA por ejemplo, 
presenta el apoyo a 2700 islas de la comunidad europea ante 
el título “Energía limpia para las islas” en el año 2017 [6]. 
Bajo esta finalidad se hace énfasis en el caso de la Isla de 
Gran Canaria, España, donde el aumento de la demanda 
eléctrica exige la implementación de un nuevo medio de 
generación energética dentro del sistema actual para 
conseguir la demanda promedio de 503 MW [7]. Como 
solución, se podría recurrir a centrales térmicas 
convencionales, pero éstas provocan problemas de emisiones 
y mala aceptación social debido al impacto ambiental que 
producen en su entorno. Por ello, se convierte en reto 
enfrentarse en las próximas décadas a la búsqueda de fuentes 
de energías renovables y sostenibles para cubrir la demanda 
energética tanto en Canarias como en otras islas del mundo 
[8]. Este artículo presenta el diseño de una central híbrida 
solar-hidráulica reversible en la isla Gran Canaria [9], 
estudiando su viabilidad y sostenibilidad desde lo técnico 
financiero y social. 

Entre algunas de las distintas soluciones existentes dentro 
de las energías no convencionales se encuentran las 
instalaciones solares, eólicas e hidroeléctricas. Como 
ejemplo, las centrales hidroeléctricas de acumulación por 
bombeo, consisten en elevar agua de un desnivel en un 
depósito inferior a uno superior mediante bombeo, para luego 
turbinar en sentido descendente. Este tipo de centrales 
presenta múltiples ventajas. La primera es la posibilidad de 
servirse de las fases de bombeo como sistema de almacenaje 
de energía, donde la energía que se puede almacenar proviene 
de fuentes no regulables como la energía solar o eólica [10]. 
Por ello, las centrales eléctricas de bombeo resultan rentables 
si el sistema de bombeo se utiliza durante las horas valle, 
asegurando así una producción máxima durante las horas 
pico. La segunda posibilidad son las centrales hidroeléctricas 
de bombeo que pueden funcionar en circuito cerrado, es 
decir, bombear y turbinar la misma agua con pocas pérdidas 
hidráulicas, aprovechando las horas de gran consumo (horas 
pico) permitiendo tener una rentabilidad consecuente de la 
instalación.  

El mayor problema encontrado en este tipo de instalación 
es la inversión inicial. Por eso existen muy pocos proyectos 
de centrales hidroeléctricas de bombeo de pequeña o mediana 
potencia. A continuación, se presentan algunos proyectos de 
este tipo en España y en el mundo [11]: 
• Sistema de La Muela, Comunidad Valenciana 
• La central hidroeléctrica de Aguayo, ubicada en San 

Miguel de Aguayo (Cantabria)  
• La central hidroeléctrica de acumulación por bombeo 

Bath County, situada en Virginia (EEUU 
• La central de Entracque, Italia 

La propuesta desarrollada dentro del articulo puede ser 
aplicada dentro de cualquier isla que cuente, en su topografía, 
con una región a mayor altitud donde pueda ser instalada la 
central hidráulica. En el mundo existen más de 2000 islas 
según el observatorio mundial y en el 50% se encuentran 
problemas de abastecimiento energético como lo es el caso 
de Puerto Rico y de Isla Canaria.  La presente solución, 
además, puede validar el modelo en cualquier zona no 
interconectada con características similares que pretenda un 
abastecimiento de energía a su población. 

Sin embargo, y como se mencionó anteriormente, los 
sistemas energéticos alternativos como el solar y los eólicos 
tienen algunos inconvenientes como lo son la disponibilidad 
y el cargo por confiabilidad. Estos problemas los hacen 
inestables para las redes de grandes poblaciones aisladas, 
como es el caso del mayor porcentaje de islas. Algunos 
proyectos cuentan con baterías plomo ácido, sin embargo, 
por costos y temas de mantenimiento son insostenibles en el 
tiempo. Una de las soluciones es utilizar sistemas híbridos 
con combustibles fósiles como es el caso de la mayoría de 
proyectos del caribe [12]. En estos proyectos, la energía 
alternativa da el aporte energético principal y la energía a 
partir de combustible fósil da la confiabilidad, aunque es una 
importante solución, sigue teniendo problemas asociados al 
componente y el impacto ambiental. Esto se soluciona con 
una batería natural tal cual se explicó anteriormente 
bombeando a una cota más alta y turbinando después. Estas 
cotas existen en todas y cada una de las islas del mundo y no 
se están aprovechando energéticamente.  

 
2.  Recurso energético de Gran Canaria 

 
El sistema eléctrico canario cuenta con seis sistemas 

eléctricamente aislados, de pequeño tamaño, con una red de 
transporte de energía débilmente mallada y además de la 
imposibilidad de conexión a una red continental. Estas 
condiciones hacen que estos sistemas sean menos estables y 
fiables que los grandes sistemas interconectados en los que 
es posible garantizar el suministro ante picos de demanda o 
ante determinadas situaciones de falta de generación.  

El sistema eléctrico está configurado el torno a dos centros de 
generación, la central de Jinámar y la central de Barranco de 
Tijarana, compuestas por grupos de generación de gas, vapor y 
diésel. Así mismo, hay instalados en torno a 100 MW de energía 
eólica de gran antigüedad en la zona sureste de la isla [8]. Siendo 
la distribución porcentual de la demanda de un 79.13% a partir 
de productos petrolíferos y un 0,24% solar [8].  
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Figura 1. Recurso Solar en canaria.  
Fuente: [1] Anuario Energético de Canarias. 

 
 

 
Figura 2. Recurso Solar en canaria.  
Fuente: [1] Anuario Energético de Canarias. 

 
 
En los últimos años se ha notado un decrecimiento de la 

energía generada por la red pasando de 3.593 GWh a 3.389 
GWh de 2010 a 2014 respectivamente, disminuyendo un 5% 
de la cobertura sobre la demanda total de la isla. Es necesario 
entonces, estudiar los recursos con los que cuenta la isla para 
desarrollar nuevas formas de generación energética. En la 
actualidad existen en la isla 60 presas, y todas las de mayor 
tamaño se encuentran en la zona centro–oeste y noreste de la 
isla, ya que son las zonas en las que más llueve, entre ellas y 
las de más importancia son la presa Soria y la de Chira.  

En la Fig.1 se observa la radiación solar media que recibe 
la isla de Gran Canaria durante un año, en el cual se aprecia 
una radiación promedio de 3.7 kwh/m2 día. Así mismo se 
identifica la zona donde se localizará la central solar del 
presente estudio. 

 
3.  Estado y localización del sistema de generación híbrido 

 
Existen varios tipos de sistemas híbridos con la finalidad 

de aumentar la producción de energía renovable[13] con la 
simulación y control de instalaciones híbridas solares-
eólicos. El sistema propuesto plantea utilizar un sistema 
híbrido de energía solar e hídrica óptimos [14], el primero 
para el funcionamiento del sistema de bombeo y el segundo 
para cubrir las demanda de la isla. Se analiza la demanda 
horaria de la isla como se muestra en la Fig.2, donde se 
observa que la demanda horaria promedio equivale a 450 
MW y la mayor demanda se presenta entre las 13 y 21 horas. 

Figura 3. Salto neto entre embalses.  
Fuente: Los autores. 

 
 

 
Figura 4. Localización central hidráulica y solar 
Fuente: Google maps modificado por los autores  

 
 
Respecto al estado y ubicación de la presa, con el fin de 

realizar el diseño de la parte hidráulica del sistema, los 
informes del estado de las presas justifican que existe un 
aterramiento de la presa de Chira con un volumen disponible 
de 4,03 hm3. El salto útil será el que tiene lugar desde la 
descarga de la presa de Chira hasta la caverna donde se 
encuentran las turbinas, en la presa de Soria, y es de 325m. 
Según esto, considerando unas pérdidas del 9%, el salto 
nominal neto es de 295 metros [15]. En la Fig.3 se identifica 
el salto neto que tendría el flujo de agua. 

La energía necesaria para bombear el agua desde el 
embalse inferior hasta el superior se extrae de una central de 
energía solar fotovoltaica. La potencia a instalar, por costos 
y factibilidad, es 2,247 MW lo cual requiere un área amplia 
para instalar la cantidad de módulos solares que requiere. Se 
ha optado por un área de 280 x 400 m2. En la Fig.4 se 
identifica la posición las instalaciones correspondientes al 
sistema hibrido, la zona 1 es donde se encuentra la central 
hidroeléctrica y la zona 2 donde se sitúa la central solar. 

La energía eléctrica que circula por la red de transporte lo 
hace en forma de corriente alterna, la corriente continua 
generada en los paneles solares debe ser transformada a 
corriente alterna a través de los inversores de red.  

Posteriormente la energía eléctrica producida pasa por un 
centro de transformación donde se adapta a las condiciones 
de las líneas de transporte para su utilización [15,16]. 
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4.  Formulación y cálculos 
 
La central hidroeléctrica cuenta con tres grupos formado cada 

uno por una turbina Francis, un generador y un transformador. 
 
 𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛 = 0.85 
 𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛 = 0.9 
 𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛 = 0.95 
 

• La velocidad del agua debe estar comprendida entre 3 y 5 
m/seg. Por esta razón, se fija una velocidad de 4 m/seg. 

• El caudal fijado para cada una de las 3 turbinas Francis de 
la central es de 2 𝑚𝑚3/seg, para el total es de 6 𝑚𝑚3/seg. 

• Es importante la implementación de un sistema para diagnóstico 
de fallos dentro de las turbinas, obteniendo un mayor tiempo de 
vida y conocimiento del estado del sistema [18]. 

• Se procede al cálculo del diámetro de las tuberías 
conectadas a cada turbina, de la turbina forzada y la 
galería de conducción: 
 

    𝑄𝑄 =  𝑣𝑣 · 2𝜋𝜋
𝐷𝐷2

4                                                                 (1) 
 

               𝐷𝐷 =  �
4 · 𝑄𝑄
𝑣𝑣 ·  𝜋𝜋                                                           (2) 

 
Diámetro Turbinas (Dt) 

 
0.8 m 

Diámetro Forzada (DF) 1.4 m 
 
La longitud del tubo desde las turbinas hasta el embalse 

superior es de L = 2.225 m. 
La central hidroeléctrica funcionará durante 4 horas 

ininterrumpidas, entre las 18 y 22 horas. Por tanto, la cantidad 
de agua necesaria para el correcto funcionamiento de la 
central es de 86.400 m3/día: 

La potencia eléctrica generada en turbina según la fórmula 3: 
 

         𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 =   𝑛𝑛𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇 · 𝑔𝑔 ·  𝜌𝜌 ·  𝐻𝐻𝑛𝑛 · 𝑄𝑄                 (3) 
 

𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒  =   4.919.715𝑊𝑊  ≈   4,920 𝑀𝑀𝑀𝑀 
Tenemos entonces la potencia eléctrica en bornas del generador: 
 

       𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒 = n𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺 · 𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 ≈ 4,428 𝑀𝑀𝑀𝑀       (4)  
 
Aplicando la ecuación 5 la potencia eléctrica en la salida 

del trasformador seria: 
 

𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 =  n𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇 ·  𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒     (5) 
 

𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒   ≈   4,206 𝑀𝑀𝑀𝑀 
 
Por tanto, tenemos que la potencia eléctrica a la salida de 

los tres transformadores es de: 
 

𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃 𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 =   12,618 𝑀𝑀𝑀𝑀 
 
Además, se considera que la central hidroeléctrica funcionará 

durante 360 días al año, estableciendo 5 días para mantenimiento. 
La energía eléctrica anual generada en turbina descrita en la 

fórmula 6. 
 

 𝐸𝐸𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇 ≈ 7,08
𝐺𝐺𝐺𝐺ℎ
𝑎𝑎ñ𝑜𝑜                              (6) 

 
Por lo tanto, la energía eléctrica anual en bornas del generador 
 

 𝐸𝐸𝑒𝑒𝑒𝑒 =  𝑃𝑃𝑒𝑒𝑒𝑒  . 𝑡𝑡 = 6.375,95
𝑀𝑀𝑀𝑀ℎ
𝑎𝑎ñ𝑜𝑜  ≈ 6,379

𝐺𝐺𝐺𝐺ℎ
𝑎𝑎ñ𝑜𝑜      (7) 

 
Tenemos entonces la energía eléctrica anual en la salida del 

transformador 
 

 𝐸𝐸𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 =  n𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇𝑇 ·  𝐸𝐸𝑒𝑒𝑒𝑒  ≈ 16,83
𝑀𝑀𝑀𝑀ℎ
𝑑𝑑í𝑎𝑎        (8) 

 
Por tanto, la energía eléctrica anual a la salida de los tres 

transformadores es de: 
 

𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸í𝑎𝑎 𝑒𝑒𝑒𝑒é𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎 𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 ≈ 50,5
𝑀𝑀𝑀𝑀ℎ
𝑑𝑑í𝑎𝑎    (9) 

 
Y según las características del tendido eléctrico y la conexión 

a red, con una tensión de 66 kV y una intensidad de 350 A. la 
potencia máxima que podremos inyectar a la red será: 

 
 𝑃𝑃𝑀𝑀Á𝑋𝑋 =  𝑉𝑉 · 𝐼𝐼 =  66𝑘𝑘𝑘𝑘 · 350𝐴𝐴 = 23,1 𝑀𝑀𝑀𝑀       (10)  

 
4.1.  Central de bombeo 

 
El periodo de bombeo se considera de 20 horas, que 

abarca desde las 22 horas que acaba el turbinado hasta las 18 
horas que vuelve a empezar. La cantidad de agua necesaria 
para el turbinaje, que resultó ser de 86.400 𝑚𝑚3. Se proyecta 
un bombeo del 60% de dicha cantidad debido a: 
• El consumo queda notablemente reducido los fines de 

semana, días festivos y los meses de verano. 
• Las lluvias caídas durante el año. 
• Y, por último, la capacidad sobrante de agua en el 

embalse superior (Presa de Chira). 
Se dispone de una capacidad útil para la central de 

2.600.000 𝑚𝑚3de agua: 
 

 𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶 𝑎𝑎 𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏/𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 = 0,7 
𝑚𝑚3

𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠 
 𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉𝑉 =    0,46 𝑚𝑚/𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠 

 
Según las siguientes consideraciones: 

 
 
Table 1. 
Cálculos del sistema de bombeo 

Descripción Valor 
Margen de días sin bombear agua.   𝟑𝟑𝟑𝟑,𝟎𝟎𝟎𝟎 𝒅𝒅í𝒂𝒂𝒂𝒂 

Cantidad de caudal que falta 
diariamente para que el 
bombeo fuera del 100%. 

𝟖𝟖𝟖𝟖.𝟒𝟒𝟒𝟒𝟒𝟒 
𝒎𝒎𝟑𝟑

𝒅𝒅í𝒂𝒂
−  𝟓𝟓𝟓𝟓.𝟎𝟎𝟎𝟎𝟎𝟎 

𝒎𝒎𝟑𝟑

𝒅𝒅í𝒂𝒂

=  𝟑𝟑𝟑𝟑.𝟒𝟒𝟒𝟒𝟒𝟒 
𝒎𝒎𝟑𝟑

𝒅𝒅í𝒂𝒂
 

Margen de días bombeando el 
60% de la cantidad de agua 
turbinable. 

𝟐𝟐.𝟔𝟔𝟔𝟔𝟔𝟔.𝟎𝟎𝟎𝟎𝟎𝟎 𝒎𝒎𝟑𝟑

𝟑𝟑𝟑𝟑.𝟒𝟒𝟒𝟒𝟒𝟒 𝒎𝒎𝟑𝟑/𝒅𝒅í𝒂𝒂
 ≈  𝟖𝟖𝟖𝟖 𝒅𝒅í𝒂𝒂𝒂𝒂 

Fuente: Los autores.  
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Table 2. 
Consideraciones de bombeo 

Descripción Valor 

Temperatura del 
agua a 30ªC 

𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫𝑫 = 𝝆𝝆 = 𝟗𝟗𝟗𝟗𝟗𝟗,𝟕𝟕 𝒌𝒌𝒌𝒌/𝒎𝒎𝟑𝟑 
𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽𝑽 = 𝟎𝟎,𝟖𝟖 · 𝟏𝟏𝟏𝟏−𝟑𝟑𝒌𝒌𝒌𝒌/𝒎𝒎 · 𝒔𝒔𝒔𝒔𝒔𝒔 

𝑷𝑷𝑷𝑷𝑷𝑷𝑷𝑷 𝒆𝒆𝒆𝒆𝒆𝒆𝒆𝒆𝒆𝒆í𝒇𝒇𝒇𝒇𝒇𝒇𝒇𝒇 = 𝟗𝟗,𝟑𝟑𝟑𝟑𝟑𝟑 ·  𝟏𝟏𝟏𝟏𝟑𝟑  
𝒌𝒌𝒌𝒌

𝒎𝒎𝟐𝟐 · 𝒔𝒔𝒔𝒔𝒔𝒔𝟐𝟐
 

Rendimiento de 
la bomba (µ𝐵𝐵) 0,9 

Caudal (Q) 0,7 𝑚𝑚3/seg 
Diámetro 1,4 m 
Longitud 2225 m 
Altura 325 m 
Velocidad 0,46 m/seg 
Rugosidad 
relativa ε/D 3,5 · 10−5 

Fuente: Los autores.  
 
 

Table 3. 
Coordenada central solar 

Descripción Coordenada 
Latitud 27°48'12" Norte 

Longitud 15°28'51" Oeste 
Elevación 20 m.s.n.m 

Fuente: Google maps.  
 
 
Según la Tabla 2 se obtiene que las pérdidas de carga 

son de 1,3 metros, adicionales a los 325 metros de 
diferencia de cotas entre las dos presas (altura útil). El 
resultado es muy pocos metros debido a que se bombea a 
muy poco caudal para un diámetro de tubería 
elevado[19]. Por consiguiente, se obtiene una potencia 
de la bomba hidráulica de: 

 
 𝑃𝑃𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵 = ℎ𝐴𝐴 · 𝛾𝛾 · 𝑄𝑄 =   2.134.781,25 𝑊𝑊               (11) 

 
𝑃𝑃𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵 =  

𝑃𝑃𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵
n𝐵𝐵

= 2,247 𝑀𝑀𝑀𝑀                               (12) 

 
𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸í𝑎𝑎/𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 =  44,94 

𝑀𝑀𝑀𝑀ℎ
𝑑𝑑í𝑎𝑎  

 

𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸í𝑎𝑎/𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎 = 16,18 
𝐺𝐺𝐺𝐺ℎ
𝑎𝑎ñ𝑜𝑜  

 
4.2.  Central de energía solar 

 
La orientación de los paneles solares viene definida 

por el ángulo de Azimut (α), que es el ángulo entre la 
proyección sobre el plano horizontal de la normal a la 
superficie del módulo y el meridiano del lugar [20]. Para 
el presente diseño se considera un ángulo α = 0º, hacia el 
sur geográfico 

La inclinación de los paneles solares viene definido por 
el ángulo de inclinación (β), que es el ángulo que forma la 
superficie de los paneles con el plano horizontal. 

 
𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼ó𝑛𝑛 =  27,7º − 10º = 18º               (13) 

 
No obstante, se considerará un ángulo de inclinación β = 

26º, ya que es el ángulo de inclinación óptimo que determina 

el software fotovoltaico PVGIS.  
Dado que la instalación se encuentra en campo 

abierto, las únicas pérdidas posibles son las propias, que 
pueden estar producidas por otros seguidores solares, 
casetas de transformadores, apoyos de las líneas aéreas y 
vallado perimetral, entre ellas. Se calcula con la siguiente 
fórmula: 

 

Se obtiene los siguientes resultados: �
𝑑𝑑 = 2,90 𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚
𝑑𝑑1 = 1,1 𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚
𝑑𝑑2 = 1,8 𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

 

 
La central de energía solar se ubica en la zona de Gran 

Canaria llamada Juan Grande, y tiene las siguientes 
coordenadas: 

Considerando nulas las pérdidas por sombras, se expone 
en la siguiente tabla la irradiación global del lugar: 
𝐻𝐻ℎ Irradiación sobre plano horizontal  (Wh/m2/día) 
𝐻𝐻𝑂𝑂𝑂𝑂𝑂𝑂  Irradiación sobre un plano con la inclinación 

óptima  (Wh/m2/día) 
𝐻𝐻(18) Irradiación sobre plano inclinado:18grados  

(Wh/m2/día) 
DNI Irradiación directa normal  (Wh/m2/día) 
𝐼𝐼𝑂𝑂𝑂𝑂𝑂𝑂 Inclinación óptima (grados) 

 
Table 4. 
Irradiación global sobre la instalación solar 

Mes 𝑯𝑯𝒉𝒉 𝑯𝑯𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶 𝑯𝑯(𝟏𝟏𝟏𝟏) DNI 𝑰𝑰𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶 
Enero 3890 5440 5050 5300 54 
Febrero 4800 6120 5810 5850 46 
Marzo 6300 7110 6970 6270 32 
Abril 6810 6900 6990 6820 15 
Mayo 7440 6930 7200 7230 1 
Junio 7750 6910 7280 7620 -6 
Julio 7930 7200 7550 7950 -3 
Agosto 7290 7140 7310 7310 10 
Septiembre 6070 6590 6540 6200 26 
Octubre 5260 6410 6150 6030 41 
Noviembre 4030 5490 5120 5350 52 
Diciembre 3540 5090 4690 4990 57 
Año 5930 6450 6390 6410 26 

Fuente: Los autores.  
 
 

 
Figura 5. Irradiación del lugar  
Fuente: Los Autores 
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Table 5. 
Consideraciones de la central eléctrica 

Descripción Valor 
Potencia nominal del sistema FV 2980,8 kW 

Inclinación de los módulos 26ª 
Orientación (azimut) de los módulos 0º 

Pérdidas estimadas debido a la temperatura y niveles 
bajos de irradiación (utilizando la temperatura 

ambiente local): 
11,2% 

Pérdidas estimadas debido a los efectos de la 
reflectancia angular: 2,6% 

Otras pérdidas (cables, inversor, etc.): 4,0% 
Pérdidas combinadas del sistema FV: 17,0% 

Fuente: Los autores.  
 
 

Table 6. 
Caracterización de componentes. 

Datos del módulo Datos del inversor 
P (W) 345 P. entrada (kW) 1500 
Voc (V) 47,13 Imáx entrada (A) 2500 
Vmp (V) 38,39 P. salida (kW) 1250 
Icc (A) 9,48 Imáx salida (A)  2123 
Imp máx (A) 8,99 Icc (A) 3065 
 Tensión en la entrada 500/800 

Fuente: Los autores.  
 
 

Table 7. 
Simulación de producción eléctrica mes a mes 

Mes 𝑬𝑬𝒅𝒅 𝑬𝑬𝒎𝒎 𝑯𝑯𝒅𝒅 𝑯𝑯𝒎𝒎 
Enero 13700.00 424000 5.44 169 
Febrero 15300.00 428000 6.12 171 
Marzo 17600.00 546000 7.11 220 
Abril 17000.00 511000 6.90 207 
Mayo 17100.00 529000 6.93 215 
Junio 17000.00 509000 6.91 207 
Julio 17600.00 545000 7.20 223 
Agosto 17300.00 537000 7.14 221 
Septiembre 16000.00 481000 6.59 198 
Octubre 15700.00 486000 6.41 199 
Noviembre 13600.00 408000 5.49 165 
Diciembre 12800.00 396000 5.09 158 
Año 15900.00 483000 6.44 196 

Fuente: Los autores. 
 
 
Como se mencionó, de acuerdo a el software PVGIS se 

determinó que el ángulo de inclinación óptimo es  β = 26º y 
de acuerdo a éste se halla la generación de irradiación como 
se enseña en la Fig. 5. 

Tomando como referencia un panel y un inversor de un 
fabricante reconocido tenemos: 
 
𝐸𝐸𝑑𝑑 Producción de electricidad media diaria por el 

sistema dado  (kWh) 
𝐸𝐸𝑚𝑚 Producción de electricidad media mensual por el 

sistema dado  (kWh) 
𝐻𝐻𝑑𝑑 Media diaria de la irradiación global recibida por 

metro cuadrado por los módulos del sistema dado  
(kWh/m2) 

𝐻𝐻𝑚𝑚 Suma media de la irradiación global por metro 
cuadrado recibida por los módulos del sistema 
dado (kWh/m2) 
 

La Tabla 7 proporciona la producción de electricidad 
media mensual (483.000kWh), que anualmente se obtendría 
una energía anual producida de 5,796 GWh. 

En la Fig.6 se observa la producción mensual de energía 
del sistema FV con ángulo fijo durante el año. 

La conexión de paneles por inversor, de acuerdo a la 
estimación de la dimensión de la central solar es: 

 
Nº de paneles máx del inv ≈ 4340 mó𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑os por inv 

 
Elección del número de módulos que debe tener el panel 

solar a usar: 
 

Nº mín de paneles en SERIE = 14 módulos 
 

Nº máx de paneles en SERIE = 20 módulos 
 
El número de paneles debe estar comprendido entre 14 y 

20. Se elige 20 paneles por inversor. Se procede a calcular el 
número de ramas máximo que soporta cada inversor. Se 
eligen 216 ramas. Se comprueba que las condiciones 
impuestas por el inversor están garantizadas eligiendo 20 
módulos por inversor en serie:  

 
Vmp = 38,39 V;→  20 módulos → 767,8 V →  Cumple  

 
 Imp = 8,99 A →  216 ramas → 1950,83 A  →  Cumple  
 

P pk = 20
mód
serie · 345W · 216 ramas = 1490,4 Kw  (14) 

 
Con la configuración planteada, se conectará a cada 

inversor (2) 4.320 módulos distribuidos en 216 ramas 
compuestas cada una por 20 módulos en serie.  Por lo tanto, 
la instalación tendría una potencia pico instalada de 2980,8 
kW con unas pérdidas aproximadas del 17%, se tendría una 
potencia útil de 2.474 KW, superior a la potencia necesaria 
que exige la bomba hidráulica (2,25 MW). 

El tendido eléctrico existente en los alrededores de la 
zona tiene una tensión de 66 kV y una intensidad de 575 A. 
Por tanto, aplicando la ecuación 15 la potencia máxima que 
se podrá inyectar a la red será: 

 
 

 
Figura 6. Producción Mensual  
Fuente: Los autores  
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Table 8. 
Análisis de utilidad 
 Energía 

(GWh/año) 
Precio 
€/kW 

Beneficios anuales  
en euros (€)  

Energía anual 
hidroeléctrica 18,171 0,19 3.452.490 

Energía anual solar 5,796 0,15 869.400 
Energía bombeo -16,18 0,06 -970.800 
 3.351.090 

Fuente: Los autores.  
 
 

PMÁX =   66kV · 575A =   37,95 MW           (15)  
 
Esta potencia máxima es mayor que la potencia generada 

a la salida del transformador, por tanto, el cableado eléctrico 
aéreo no limita la potencia instalada de la central 
hidroeléctrica.  

 
5.  Análisis financiero 

 
Los datos de partida para analizar la rentabilidad y 

viabilidad del proyecto son las siguientes: 
- Presupuesto de inversión: 39.473.500 €. 
- Plazo de ejecución: 4 años. 
- Vida útil: 25 años. 
- Coste de bombeo: 0,06 €/kWh. 
- Precio de venta de energía hidroeléctrica: 0,19 €/kWh. 
- Precio de venta de energía solar: 0,15 €/kWh. 
- Tasa de descuento: 4%. 
Se entiende, por consiguiente, que la central tendrá ingresos 
cuando entre en funcionamiento, esto es a partir de los 
primeros 4 años. Los ingresos y los gastos están definidos en 
la Tabla 8, y su correspondiente balance: 

El mercado diario establece el precio de la energía en 
función de la demanda prevista por cada hora del día 
siguiente. Según los datos del eurostat, en el 2015 el precio 
promedio de la energía en España cerro en 0,23 €/KWh, y 
algunas tecnologías como la hidráulica y de bombeo son las 
que fijan el precio del mercado, sin embargo, su precio de 
venta es de 0,19 y 0,06 según la agencia internacional de 
energías renovables IRENA[6] Por su parte el precio de venta 
de energía solar se encuentra en el informe de la comisión 
Europea de Mapas de costo de electricidad fotovoltaica.    

Con el fin de profundizar en la viabilidad de un proyecto 
de esta índole se puede tomar como referencia el proyecto 
que adelanta actualmente Red Eléctrica de España, en el cual 
se planea construir una central hidroeléctrica entre las 
represas de Soria y Chira, la cual a futuro podría ser el primer 
componente del sistema hibrido que se propone[21]. 

Volviendo a la instalación Solar-Hidráulica, estudiando el 
flujo de caja se observa que a partir del decimosexto año 
(16º), en el año 2033, se ha recuperado la inversión y se 
obtiene unas primeras ganancias de 739.580 €. 

Se ha considerado una vida útil de 25 años, y su flujo neto 
Según el VAN (Valor Actual Neto), se empieza a obtener 

valores positivos a partir del decimoséptimo año (17º), en el 
año 2034. Y al final de su vida útil (25 años) el valor del VAN 
es de 12.877.496 €. 

El valor de la TIR (Tasa Interna de Retorno) es del 7%. 

 
6.  Conclusiones 

 
Teniendo en cuenta la energía anual producida por la 

central hidroeléctrica (18,17 GWh) y la central de energía 
solar (5,796 GWh), y la energía anual consumida por el 
bombeo (16,18 GWh), tenemos un balance energético anual 
positivo de 7,786 GWh.  

Según el anuario 2015 del Gobierno de Canarias, la isla 
de Gran Canaria inyectó a red en el año 2015 una energía de 
3389,02 GWh, por lo que la central proyectada aportaría un 
0,23%. 

Con respecto a la viabilidad económica, se obtiene un 
flujo de caja en el que a partir del decimosexto año (16º), en 
el año 2033, se ha recuperado la inversión y se obtiene unas 
primeras ganancias de 739.580 €. Además, se ha obtenido 
una TIR (Tasa Interna de Retorno) del 7%, lo que quiere decir 
es que, si se financiase la inversión a un coste equivalente a 
esa tasa, el proyecto ni aportaría riqueza ni supondría costo 
económico alguno. 

En cuanto a la satisfacción de la demanda en la isla de 
Gran Canaria, el consumo medio en la franja horaria que está 
centrado este trabajo (entre las 18 y 22 horas) es de 
504,37MW, y la central aporta una potencia de 12,62MW, lo 
que supone un aporte de 2,5% de origen renovable. 

La solución de una central hibrida solar-hidráulica y su 
aplicación en zonas aisladas o de distribución 
descentralizada, denota una oportunidad aprovechable a la 
hora de desarrollar soluciones energéticas en zonas isleñas, 
como lo es el presente caso. Además, su análisis financiero 
en cuanto a inversión, rentabilidad y sostenibilidad en el 
tiempo, contribuye a la viabilidad de proyectos de esta 
magnitud en cualquier lugar del mundo, creando sinergias al 
momento de crear sistemas híbridos renovables con el fin de 
abastecer una región. 
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