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RESUMEN

Nuestra sociedad actualmente se enfrenta a la amenaza que supone el cambio
climatico producido por el exceso de emisiones de gases de efecto invernadero durante el

siglo pasado y comienzos de este.

Contra esto, la humanidad estd ofreciendo una respuesta conjunta para intentar limitar
el calentamiento global por debajo de 2 grados centigrados, y si es posible, por debajo de
1,5°C. Para ello, se estan emitiendo cantidad de tratados juridicamente vinculantes a todas
las escalas, a través de los que se hard un recorrido partiendo de los que tienen un mayor
alcance hasta llegar a los distintos planes de transiciéon energética que han intentado Ia
revertir la retrasada situacion de Canarias en cuanto a la transicion energética respecto al

resto de Espana y Europa.

El objetivo de este estudio es contribuir a la investigacién cientificas sobre la situacion
de Canarias en términos de descarbonizacion y plantea propuestas para que nuestro
archipiélago ocupe una posicion de referencia en una futura economia descarbonizada,
tanto en el resto de Espana como en la UE, como corresponde a una regiéon cuyo cuidado
de la naturaleza debe ocupar un lugar preminente. Dentro de este estudio se incluye la
simulacién de: i) un escenario tendencial, donde estudiaremos en qué situacidon nos
encontrariamos si no se llevaran a cabo nuevas politicas energéticas que cambien el
devenir de la transicién energética canaria, ii) otro donde analizaremos como afectaria la
infroduccion del gas natural a nuestro mix de generacion, i) y un Ultimo donde se analiza
el propuesto por el PTECAN, compardndolos entfre ellos y extrayendo nuestras propias

conclusiones.



ABSTRACT

Our society is currently facing the threat posed by climate change caused by the excess

of greenhouse gas emissions during the last century and the beginning of this one.

Against this, humanity is offering a joint response to try to limit global warming to below 2
degrees Celsius, and if possible, to below 1.5 degrees Celsius. To this end, several legally
binding freaties are being issued at all scales, through which a journey will be made starting
from those with the widest scope to the various energy transition plans that have tried to
reverse the delayed situation of the Canary Islands in terms of energy transition compared

to the rest of Spain and Europe.

The aim of this study is fo contribute to scientific research about the Canary Islands in terms
of decarbonization and puts forward proposals for our archipelago to occupy a position of
reference in a future decarbonized economy, both in the rest of Spain and in the EU, as befits
a region whose care for nature should occupy a prominent place. This study includes the
simulation of: i) a trend scenario, where we will study the situation we would find ourselves in
if no new energy policies were implemented to change the future of the Canary Islands
energy transition, ii) another where we will analyze how the introduction of natural gas would
affect our generation mix, ii) and a last one where we will analyze the scenario proposed by

the PTECAN, comparing them and drawing our own conclusions.
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1 INTRODUCCION

Nuestra civilizacién se enfrenta a la grave amenaza que supone el cambio
climatico, un cambio que estd acelerando a una velocidad nunca
contemplada por la humanidad [1] generando un peligro real para nuestra
forma de vida actual. El mundo entero demanda soluciones encaminadas
hacia una fransicion energética que nos permita afrontar esta amenaza
mediante una nueva forma de produccién y consumo de energia segura para
todos, asequible para toda la humanidad y en concordia con la ecologia de
nuestro planeta mediante con un modelo de energia asequible y no

contaminante, de acuerdo con los Objetivos de Desarrollo del Milenio (ODS 7).

La evidencia cientifica ha demostrado que este cambio climdtico estd
asociado ala actividad humana, y en especial a la industrial debido ala emisidon
de gases de efecto invernadero (GEl) que produce esta actividad [2]. Ante esto,
el mundo estd, por primera vez, tomando una respuesta global a través del
Acuerdo de Paris, un tratado internacional juridicamente vinculante que tiene
como objetivo limitar el calentamiento global muy por debajo de 2°C, vy si es
posible, por debajo de 1,5°C. Cada cinco anos, los paises deben enviar un plan
conocido como Confribucién Determinada a Nivel Nacional (CDN),
planteando su contribucién al cambio climdatico con el objetivo de llegar a la
descarbonizaciéon de la economia en 2050 [3]. Esto constituye el nucleo del
marco legislativo que crea la Unidn Europea (UE) para cumplir este acuerdo, el
Pacto Verde Europeo, donde se crea un compromiso para convertir a Europa

en el primer continente climaticamente neutro en 2050 [4].

Evolucion de las emisiones de CO2 en el mundo

Temperatura Promedio de la Tierra por Décadas

Grdfico 1 Evolucién de emisiones de CO: y temperatura en el mundo.



La Crisis generada por la pandemia de COVID-19 ha obstaculizado la
consecucion de objetivos ambientales a nivel global. Confra esto, la UE
responde a través del programa NextGenerationEU, un instrumento de
recuperacion temporal frmemente ligado a la transicién energética, ya que el
30% de este fondo ird destinado a la transicion energética [5]. A este escenario
ya de por si complejo, se ha sumado la invasion rusa a Ucrania, que ha
generado interrupciones en las cadenas de suministro internacionales y una
escalada en los precios de la energia [6], creando una gran preocupacion
social que exige una respuesta urgente por parte de la UE para reducir la
dependencia de las importaciones de petréleo, generando un interés social

aun mayor por acelerar la fransicidon energética.

Como respuesta a las exigencias de Europa, Espana emite el Plan Nacional
Integrado de Energia y Clima (PNIEC) para avanzar en la descarbonizacién de
la economia y poder alcanzar la neutralidad climdtica de la economia vy la
sociedad en el horizonte 2050. En este se expresan como objetivos para 2030 [7],
reducir las emisiones de GEl en un 23% respecto a 1990, mejorar la eficiencia
energética en un 39,5% y conseguir una penefracion de un 42% de energias

renovables (EERR en adelante).

Dentro del territorio espanol, la zona “mds vulnerable™” al cambio climdatico

es Canarias [8] por los siguientes motivos:

e Constituye un sistema energético aislado del continente, formado por
seis subsistemas independientes de pequeno tamano [?], con las
complejidades anadidas de gestidon que supone un sistema aislado
[10].

e Un 80% de su mix eléctrico se produce a través de centrales térmicas
gue funcionan con combustibles fosiles (gasdleos y diésel).

e El porcentaje de penetracion de EERR es muy bajo (20%) [11]
comparado con el del conjunto de Espana (45%) y la UE (39%).

e La dificultad de ampliar la cuota de renovables debido al cuidado

que exige la naturaleza de Canarias, con un 40% de su territorio con



cierto nivel de proteccion ambiental [12], que a su vez estd asociada

a la importancia de su sector turistico que supone el 35% del PIB [13].

Los factores anteriores, junto a la gravedad de situaciones como los
devastadores incendios de Gran Canaria en 2019, han conducido hacia la
declaracion del estado de emergencia climatica por parte del Gobierno de
Canarias [14], incluyendo un compromiso para alcanzar una economia
descarbonizada en el ano 2040. Para lograr este objetivo, se creala Ley Canaria
de Cambio Climdatico y Transicion Energética (LCCCTE) con la finalidad de
aumentar la capacidad de adaptacién y mitigacion de los efectos del cambio
climdtico [15], y una herramienta de planificacién, el Plan de Transicion
Energética de Canarias (PTECAN). Su alcance llega hasta 2040 aunque es
vinculante hasta el 2030, y promueve el desarrollo de un modelo energético
sostenible basado en la eficiencia energética y las fuentes de energia renovable
con el fin de alcanzar la descarbonizacion de la economia mediante el andlisis

de distintas alternativas [16].

El objetivo de este estudio es realizar un andlisis comparativo de los siguientes

escenarios para el sistema energético de Canarias:

e Tendencial (Business as usual o BaU) que plantea una evolucion
tendencial de acuerdo con los Ultimos 5 anos reportados por el
Anuario Energético de Canarias (2021-2017).

e Evolucién prevista de acuerdo con las previsiones del PTECAN.

e Escenario BaU+GN, donde por Ultimo se observa el sistema canario
de acuerdo con su desarrollo tendencial, y se anade el impacto de
la introducciéon del gas natural en los Ciclos Combinados de

Granadilla propiedad de Endesa.

Histéricamente, Canarias ha basado su planificacion energética en el
PECAN (Plan Energético de Canarias) y el EECAN 2025 (Estrategia Energética de
Canarias), pero estos planes nunca han conseguido sus objetivos, y aun asi, el
PTECAN (recientemente aprobado), propone unos objetivos aun mads

ambiciosos que los anteriores [17], mediante la implantacion de tecnologias



disruptivas que aun no existen en las islas (generacioén edlica y fotovoltaica off-

shore, y geotérmica entre otras). La tabla 1 nos permite observar la distancia

entre los objetivos del PTECAN y la realidad actual en Canarias:

Objetivos PTECAN 2030 Meta Estado 2020 |Progreso
Fomento del VE [n° Veh.] 225.424 3.806 2%
Infroduccion del gas natural [Si/No] Si No -
Generacion Edlica on-shore [MW] 1.706 463 27%
Generacion Edlica off-shore [MW] 330 5 2%
Generacion FV on-shore [MW] 759 182 24%
Generacion FV off-shore [MW] 31 0 -
Generacion FV autoconsumo [MW] 524 24 5%
Generacion de biocombustibles [MW] 18 4 21%
Almacenamiento energético [MWh] 4.339 156 4%
Superficie con paneles solares [m?] 456.272 125.019 27%
Produccion geotérmica [MW] 89 32 36%
Generacion hidraulica [MW] ) 2 33%
Generacioén termosolar [MW] 6 0 -
Calderas de biomasa 15.423 1.221 8%

Tabla 1: Objetivos planteados por el PTECAN frente a la situacion en 2020.

En este estudio se analizard por vez primera unos escenarios de
descarbonizaciéon para la isla de Tenerife de acuerdo con el software
EnergyPLAN, creado con la finalidad de simular el funcionamiento de los
sistemas energéticos nacionales. Este trabajo supone una contribucidon a la
comprension del reto al que se enfrenta Canarias y la forma en que su gobierno

plantea resolverlo.

La estructura de este documento es la siguiente, en primer lugar, situaremos
al lector con los antecedentes sobre la cuestion y una explicacion de nuestra
metodologia, a continuacion, mostraremos el estado actual de la transicion
energética de Canarias mediante la comparativa de sus indicadores de
transicion energética con el resto de Espana y la UE. En la siguiente seccidén se
detallardn las principales magnitudes de cada escenario y se presentardn sus
resultados. Seguidamente se realiza una descripcion detallada de cada
escenario y un andlisis de sus resultados, que es discutida en la siguiente seccidn.
Finalmente, se realiza un resumen con las conclusiones mds interesantes de los

resultados obtenidos.



2 Antecedentes y metodologia

2.1 Definicion de Transicion Energética

La definicién de fransicion energética (TE) ha ido evolucionando a lo largo
del tiempo, en funcidon de los objetivos y desafios que se plantean y del
desarrollo de nuevas posibilidades tecnoldgicas. Inicialmente, se enfocaba en
la reduccién de la dependencia de los combustibles fésiles, mientras que
actualmente se ha ampliado su perspectiva para abordar la mitigacion del

cambio climdtico y la descarbonizacion de la economia.

El proceso de TE supondrd un cambio en nuestros paradigmas de consumo
de energia actuales, suponiendo una transformacién del tradicional trlema
energético (sostenibilidad medioambiental, competitividad en costes vy
seguridad de suministro) [18] a uno nuevo compuesto por digitalizacién,
descentralizacion y descarbonizacion [19]). Se considera también fundamental
conseguir que esta transicion se lleve a cabo cumpliendo con el objetivo de
lograr un acceso universal a una energia no contaminante y asequible para
todos (ODS7) [20] sin dejar atrds a aquellos ciudadanos en situacion mds

vulnerable.

El Nuevo Trilema Energético
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Figura 1: Trlema energético tradicional vs actual.
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La puesta en comun de diversos organismos internacionales sobre su definicion
de TE, como son IRENA o IPCC nos permite observar una definicion de TE basada
en la consecucion de una fransformacién del sistema energético, logrando un
nuevo sistema mds sostenible y menos dependiente de combustibles fosiles.
Ambos organismos (IRENA e IPCC) coinciden en definir la TE como un proceso
que involucra cambios en la oferta y la demanda de energia, asi como la

mejora de la eficiencia energética y el uso de fuentes de energia renovables.

Resumiendo, la TE es un proceso complejo y multifacético que busca
transformar el sistema energético global para reducir las emisiones de gases de
efecto invernadero y abordar los desafios del cambio climdatico. Este proceso
implica la implementacion de politicas adecuadas, la inversidn en tecnologias
limpias y eficientes, y la colaboracion internacional. En Ultima instancia, el
objetivo de la TE es lograr un sistema de energia sostenible, asequible y accesible

para todos.

2.2 Tecnologias fundamentales en el mix energético

El futuro Mix Energético de Canarias se compone de una panoplia de
tecnologias de generacion en utilizacién actualmente, y de otfras potenciales
tecnologias que deben ser estudiadas y si procede instaladas, para asi lograr la

TE en el archipiélago desde el punto de vista de la oferta de energia.

Nuestro planteamiento de partida para alcanzar una mejor solucién en la TE
de Canarias es adoptar el principio de "Neutralidad Tecnoldgico" que asume
qgue no existen tecnologias "buenas’ o "malas” sino diversas opciones que
pueden ser mds o menos recomendables en funcidn de cada situacion. Para
mostrar de una manera clara el estado de la tecnologia actual, a continuacion,
se realiza una recopilacién de los métodos de generacidén de energia que
existen actualmente en Canarias, bien en fase de operacion o simplemente de
estudio, de forma que podamos exponer mejor las principales ventajas e

inconvenientes de cada tecnologia.



Tecnologia

Ventajas

Inconvenientes

Derivados del petréleo

Generacion gestionable, con capacidad de
respuesta rapida y flexible a demanda
Tecnologia fiable con equipos e instalaciones

ya en laisla

e Produce altos niveles de emisiones
e Dependencia exterior para el
aprovisionamiento de combustible

e Volatilidad de precios

Edlica

No produce GEI

Reduccién de la dependencia de
combustibles fosiles

Considerable reduccién de costes en la dltima

década

e SU generacidn depende de las condiciones
climdticas

e Impacto visual

e Aves o murciélagos pueden chocar con las
furbinas.

o Costos iniciales elevados

Fotovoltaica

No produce GEI

Reduccidn de la dependencia de
combustibles fosiles

Se puede utilizar en multitud de situaciones,
desde autoconsumo a grandes plantas de
energia solar.

Puede ser utilizada en dreas sin acceso a la red

eléctrica

e Costos iniciales elevados

e Su generaciéon depende de las condiciones
climdticas.

e Requiere una gran cantidad de espacio para

los paneles solares.

Minihidraulica

No produce GEI
Su generacién no depende de las condiciones
climdticas diarias

Bajo costo de operacidn.

e Costos iniciales elevados

e Los sedimentos que transporta el agua
complican los rendimientos

e Precisan acumular volumenes de agua y por

tanto de régimen de lluvias anual

Geotérmica

Fuente de energia renovable y sostenible
La energia geotérmica estd disponible de
manera constante

Bajo costo operativo

e Solo puede ser utilizada en ciertas dreas del
mundo

e Puede asociarse con terremotos, actividad
volcdnica y emision de gases tdxicos

e Contaminacién del agua

Hidrégeno verde

Se produce utilizando energia limpia
Se puede almacenar y transportar facilmente
Reduccion de la dependencia de

combustibles fosiles

e Es costoso de producir

o Dificil implementacién a gran escala por el
bajo desarrollo de su infraestructura.

e Se requiere mucho espacio para producir

grandes cantidades

Off-shore

El viento y la radiacién solar son mds fuertes en
el mar
No afectan a la fauna y flora terrestre

Mayor disponibilidad de espacio

e Mayor costo inicial que las renovables
convencionales

e Mayor dificultad de instalacion y
mantenimiento

e Posibilidad de tener un impacto negativo en

la fauna marina.

Tabla 2: Ventajas e inconvenientes del mix energético de Canarias.




2.3 Diseno de escenarios

La definicion de los diversos escenarios se ha hecho de forma que
secuencialmente nos puedan aproximar mds hacia un mejor conocimiento de

la evolucion de nuestra TE, de acuerdo con la siguiente estructura:

DISeNO DE ESCENARIOS

Tendencial (BaU)

Incremento Anual EERR convencionales en
el Mix Energético y penetracion del VE
segun promedio 5 Ultimos afios.

No se introducen tecnologias disruptivas

PTECAN

Incremento Anual EERR convencionales
en el Mix Energético y penetracion del
VE segun previsiones del plan

Se introducen tecnologias disruptivas de

Lorem ipsum dolor sit
forma relevante: H2, Geotermia, EERR

Evolucion de acuerdo a la tendencia de
los dltimos afios. Introduccion del GN
para transporte maritimo y produccién
de electricidad

Figura 2: Escenarios planteados.

La construccion de cada uno de los modelos de sistema energético que
generan cada escenario hace necesaria la construccion de ciertas hipotesis,
que fundamentalmente han sido realizadas combinando datos reales y oficiales
de anos anteriores, junto a informacion de fuentes de referencia sobre la
evolucion esperada del sistema energético del archipiélago, de acuerdo con

el siguiente esquema de trabajo:

1. Identificamos el sistema energético de referencia a estudiar, para el cual
dispongamos de datos de fuentes oficiales y contrastadas. Identificamos
los principales rasgos de este, asi como la demanda, fuenfes de

suministro, etc.

2. Se validan los resultados del modelo creado mediante los datos que ya

tenemos del sistema de referencia. Para esto se ajustan las entradas y las



salidas del sistema hasta que concuerdan todos los datos con los de la

fuente oficial que tengamos.

3. Como plantearemos escenarios hasta 2040, serd necesario obtener datos
que aun no existen para nuestro escenario BaU. Para esto se tomardn
datos de anos anteriores, y mediante regresiéon lineal, se estimardn los

valores para los anos de 2021 en adelante.

4. Los datos del escenario BaU se comparardn inicialmente con lo que
propone el PTECAN, por lo que el siguiente escenario en crear serd este.
Para ello se tomardn los valores que este documento nos aporta para los

anos correspondientes.

5. Por Ultimo, se tomard el escenario BaU+GN, que permite aproximarse a

los objetivos de la descarbonizacion.

Como ya se ha mencionado en este apartado, una de las claves para
obtener modelos de calidad con los que conseguir informacidn fiable, precisa
de utilizar datos de fuentes oficiales y contrastadas. Es por esto que para el
escenario BaU se han recopilado los datos a través de los anuarios energéticos
de Canarias, un documento que proporciona el gobierno de Canarias donde
se recopila la informacidén mads relevante sobre la evolucion histdrica del sector
energético de Canarias. Concretamente se han extraido datos de los anuarios
emitidos entre 2014 y 2021, siendo estos los datos mds actualizados de fuentes

oficiales.

El criterio para la toma de datos de partida en el escenario BaU se detalla a

continuacion:

e Demanda de electricidad: la evoluciéon de la demanda se calcula a
partir de la regresién lineal de los datos reales de demanda obtenidos
por los anuarios energéticos entre 2014 y 2021.

e Capacidad de generaciéon renovable para cada tipo de produccion

de EERR, de acuerdo con los datos obtenidos a fravés de la regresion



lineal realizada con los valores extraidos de los anuarios energéticos
entre 2014y 2021.

Capacidad de producciéon de las centrales de generacion de origen
convencional segun los datos que arroja la regresién lineal aplicada
a los datos obtenidos del anuario energético de los anos
comprendidos entre 2014 y 2021.

Para la demanda de combustibles fosiles para transporte se aplica
otfra vez la regresion lineal a los datos obtenidos en el anuario
energético entre los anos 2014 y 2021 para conseguir datos hasta
2040.

En cuanto a demanda de electricidad de vehiculos eléctricos es
importante conocer que solo se tendrdn en cuenta vehiculos ligeros,
pues recientes directivas europeas evalian el resto hacia los e-fuels
[21]. En este caso se plantean tres escenarios distintos elaborados
mediante los datos vehiculo ligero del anuario energético y el ISTAC
entre los anos 2014 y 2021: i) El primero se estima mediante regresion
lineal; ii) pero como esta estimacion no la consideramos fiel a la
realidad por la proyeccion exponencial que tienen los datos
actuales, se realiza otro escenario trazando una linea de tendencia
exponencial; ii) Como la UE prohibird la venta de vehiculos que
emitan GEl a partir de 2035 [22], estimamos que para este ano el 75%
del parque de vehiculos estard conformado por VE. En torno a esta
hipotesis se realiza una regresidon lineal a los datos del nimero
vehiculos para saber el nUmero de vehiculos eléctricos que habrd en
el ano de referencia, y mediante los valores de anos anteriores y la
consigna se traza una linea de tendencia exponencial. Tras realizar
las simulaciones decidimos evaluar sobre la linea de tendencia
exponencial sin condicién de ligadura por suponer que es el modelo
gue mds se adecua al escenario que representaremos.

Al igual que en el resto de los casos, para el rendimiento de las
centrales de generacién de origen convencional se foman los datos
del anuario energético entre 2014 y 2021 y se obtiene el resto de los

datos mediante regresion lineal.



Es importante establecer cudl es el minimo de generacion
gestionable que debe existir en nuestro sistema para mantener
estable la red. Tenemos dos maneras de indicar esto, mediante el
valor minimo de generacion convencional que ha habido, o a través
del porcentaje minimo de generacién convencional sobre el total
generado. Estos valores se han extraido a través de un filfrado de los
datos que ofrece Red Eléctrica de Espana (REE) en su pdagina web
[15].

Ademds de todos estos valores, es necesario introducir las
distribuciones horarias que requiere el software para hacer los
cdlculos correctos. Se usardn todas las que aporta el programa
excepto para la demanda de electricidad, generacidn solar, edlica
y recarga de vehiculo eléctrico, que se obtendrdn a través de los
datos que aporta REE, y de la estrategia del vehiculo eléctrico del
PTECAN (ver grdfico 2). La funcionalidad de estos modelos consiste
en distribuir los datos de demanda y generacion segun estos perfiles,
de manera que el software nos devuelve una funcion de igual forma
que el perfil que se ha infroducido, pero con una amplitud mayor o
menor en funcion del valor de demanda o generacién que se haya

infroducido.

Perfil de demanda horaria de recarga del VE

Valores por unidad

1 6 11 16 21

Grdfico 2: Perfil de demanda horaria de recarga del VE

Este estudio también se va a abordar desde un punto de vista
econdmico, por lo que serd necesaria la recopilacion de pardmetros

de inversion. Del anuario energético de Canarias hemos podido



extraer la evolucion de los precios de combustibles fosiles para el ano
2021, dato que utilizaremos de referencia hasta el ano 2040.

Para los datos de inversion necesarios se ha optado por la
recopilacion de datos que podemos observar en la tabla 3 obtenidos
del informe que realiza el IRENA de forma anual sobre el coste actual
de la implantacién de energia renovable [24]. Con esta informacidn,
habiendo obtenido previamente una estimacién de la evolucién de
la instalacion de energia renovable, seremos capaces también de
hacer una estimacion de cémo evolucionard la inversion y los costes

de implantacién de estas tecnologias.

Coste de instalacién de potencia edlica 1422 €/kW
Coste de operacion y mantenimiento de potencia edlica 2,74 %
Coste de instalacién de potencia fotovoltaica 772 €/kW
Coste de operacion y mantenimiento de potencia fotovoltaica 1.4 %
Coste de instalacién de potencia hidréulica 1471 €/kW
Coste de operacidon y mantenimiento de potencia hidrdulica 2,6%

Tabla 3: Costes de instalacion, operacién y mantenimiento [16].

Aunqgue se sabe que las plantas de generacién térmicas ya estdn
completamente amortizadas, el software contempla el coste de
operacion y mantenimiento como un porcentaje de la inversion
inicial, por lo que debemos obtener este Ultimo valor, en nuestro caso
a partir de la declaracion ambiental que realiza Endesa para la
Central Térmica de Barranco de Tirajana, que siendo una cenfral casi
gemela con la Central Térmica de Granadilla, entendemos que han
requerido de la misma inversién, que en este caso es de 630 M€ [26].
Para este tipo de tecnologia la Unién Europea establece un coste por
operacion y mantenimiento equivalente a un 2% del total de la
inversion de la planta [27].

Ademds de los propios costes asociados a la inversidon, operacion y
mantenimiento se debe tener en cuenta los costes derivados de la
compra de derechos de emision de COa2. Este mecanismo lo cred la
Unidn Europea para fomentar la reduccidn de emisiones
contaminantes, donde cada ano la cantidad de derechos de

emision que la UE emite es menor. Para tener conocimiento del precio



de los derechos de emisidon de CO2 hemos acudido a los que ofrece
SENDECQO2, una empresa dedicada a la compraventa de derechos
de emisidn por cuenta propia. Recientemente el precio ha sufrido un
gran repunte, teniendo una evolucidn de precios que pasa de 24,75
€/tCO2 en el ano 2020 a 80,87 €/tCO2, pero los Ultimos dos anos este
valor se ha mantenido bastante estable, por o que tenemos indicios
de que el precio no mantendrd esta tendencia tan alcista, por lo que
una estimaciéon sensata es mantener estable un precio de 100 €/tCO..
e Las Ecuaciones obtenidas a fravés de los metodos descritos

anteriormente las enumeramos a continuacion:

Demanda de electricidad = —0,026 - Afio de referencia + 57,37

Ecuacion 1: Ecuacion para la estimacion lineal de la demanda de electricidad

Consumo de queroseno = —0,1733 - Afo de referencia + 354,08

Ecuacion 2: Estimacion lineal para el consumo de queroseno.

Consumo de diésel = 0,1412 * Ao de referencia — 280,42

Ecuacion 3: Estimacion lineal para el consumo de diésel.

Consumo de gasolina = 0,0101 = Afio de referencia — 17,642

Ecuacion 4: Estimacion lineal para el consumo de gasolina.

Consumo de GLP = —0,0088 * Afio de referencia + 18,224

Ecuacion 5: Estimacion lineal para el consumo de GLP.

NedeVE = 7,28 - Afio de referencia® — 44037 - Aho de referencia® + 9 - 107
- Afio de referencia — 6 -101°

Ecuacion é: Estimacion exponencial para el n® de VE.

Potencia convencional = —0,3833 * Afio de referencia + 1885,6

Ecuacion 7: Estimacidn lineal para la potencia convencional instalada.

Rendimiento = —0,0008714 * Afio de referencia + 2,1549

Ecuacion 8: Estimacion lineal del rendimiento de la generacién convencional.



Potencia eblica = 29,88 * Afio de referencia — 60182,45

Ecuacion 9: Estimacion lineal para la potencia edlica instalada.

Potencia fotovoltaica = —0,0628 * Afio de referencia + 241,389

Ecuacion 10: Estimacion lineal para la potencia fotovoltaica instalada

e A través de todas estas estimaciones, ademds de la recopilacion de
datos realizada, obtenemos los datos para los anos de referencia a

estudiar, los cuales enconframos en las siguientes tablas:

S Electricit Diesel / DME Petrol / Methanol Vehiculo Eléctrico
ANO - pemand [Tth] U7 (50 U] DAt [TWh] [TWh] LPG [TWh (exponencial) [TWh]
2025 3,3025 3,1475 5,51 2,8105 0,404 0,000430785
2030 3,169 2,281 6,216 2,861 0,36 0,15019961
2035 3,0355 1,4145 6,922 2,9115 0,316 0,505046482
2040 2,902 0,548 7,628 2,962 0,272 0,001307926

Tabla 4: Valores estimados de combustibles y demanda.

Fuente: Elaboracion propia.

CHP Electric capacity PP1 [MW] CHP Electric efficiency PP1

1109,4175 0,390264286
1107,501 0,385907143
1105,5845 0,38155

1103,668 0,377192857

Tabla 5: Valores estimados de generacion convencional.

Fuente: Elaboracion propia.

Wind [MW] Photo Voltaic [MW] River hydro [MW]
342,1464286 114,1035714 1,2
491,589881 113,7892857 1,2
641,0333333 113,475 1,2
790,4767857 113,1607143 1,2

Tabla 6: Valores estimados de generacion renovable.

Fuente: Elaboracion propia.

Fuel ofl [€/GJ]  Diésel ofl [€/GJ]  Gasoll [€/GJ] CAPEX (PP) [M€]  OPEX (CC) [% CAPEX]  CAPEX (Wind) [M€]
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 486,5322214
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 699,0408107
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 911,5494
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 1124,057989

Tabla 7: Valores estimados de costes (1).

Fuente: Elaboracion propia.



Costes

OPEX (hydropower)
[% CAPEX]

2,741836106 88,08795714 1,400233372 1,7652 0,026 100

2,741836106 87,84532857 1,400233372 1,7652 0,026 100

2,741836106 87,6027 1,400233372 1,7652 0,026 100

2,741836106 87,36007143 1,400233372 1,7652 0,026 100

OPEX (Wind) [% CAPEX]  CAPEX (PV) [M€]  OPEX (PV) [% CAPEX]  CAPEX (hydropower) [M€] CO2 cost [€/tCO2]

Tabla 8: Valores estimados de costes (2).

El criterio para la construccion del escenario BAU+GN anade algunos

factores al escenario que acabamos de desglosar:

e En principio la potencia de generacion convencional serd la misma,
ya gque lo que se plantea es una conversion de tecnologias para suplir
la generacién de los ciclos combinados mediante derivados del
petrdleo por generacién a través de gas natural, por lo que los datos
gue necesitamos recopilar son de costes e inversion. Para estimar el
coste de conversion de la maqguinaria de los Ciclos Combinados a
gas natural, hemos intentado obtener informacion sobre el proyecto
de ENAGAS para Granadilla, y a pesar de que los detalles de este
proyecto son confidenciales, la respuesta publica de la CNMC
informa del coste estimado para la central de Granadilla, donde la
tasan en 15,8 M€ [28].

e Ademds de esto, se necesitard una planta de regasificacion FSRU
(Floating Storage Regasification Unit) para convertir el gas natural
licuado que se transportard en bugques hasta Canarias en gas natural.
Para ello hemos podido confar con un estudio donde han
participado varios reputados expertos de los campos energético,
naviero, financiero y medioambiental, ademds de importantes
empresas del sector energético que han aportado informacién para
poder llevarlo a cabo de la manera mds exacta posible. Sin embargo,
este estudio no es de libre difusion, por lo que se hardn menciones a
este, pero no se aportard su referencia debido a su privacidad. En la
tabla 4 podemos ver el desglose del presupuesto estimado para esta
planta, donde vemos que tendrd un coste final aproximado de 34,9

ME.



Equipo principal 5.284.758 €
Materiales 3.438.740 €
Construccién 5.577.303 €
Ingenieria y supervision 3.168.000 €
Tanques 13.413.600 €

Obras portuarias y civiles 450.000 €
Oleoducto 450.000 €
Contingencias 3.150.000 €
Total 34.932.401 €

Tabla 6: Costes para la planta de regasificacion de Granadilla.

Fuente: Elaboracién propia

e También se debe estimar el coste del gas natural que se empleard
como combustible en el Ciclo Combinado. En este caso tomaremos
el precio de referencia que estima para Europa segun el TTF (un punto
virtual de infercambio de gas natural donde se establece el precio
de este combustible en el mercado europeo) la International Energy
Agency (IEA) para el ano 2025 en su Ultimo reporte [29], que es de
aproximadamente 15 $/MMBtu. De acuerdo con el estudio privado
con el que contamos de apoyo para generar este escenario, al
precio debemos sumarle un margen de comercializacion
(0,1$/MMbtu), y los costes de fransporte y regasificacion para
Canarias (0,87 y 0,37 $/MMBtu respectivamente), obteniendo asi un
precio final de 16,34 $/MMBtu, o que equivale a 14,1 €/GJ.

e Finalmente debemos establecer que porcentaje de la generacion
serd provista por parte de los ciclos combinados. Para esto recurrimos
a los datos de cobertura de la demanda que ofrece el anuario
energético de Canarias para el ano 2021, donde observamos que de
los 2.661.453 MWh generados por centrales térmicas, 1.753.875
corresponden a ciclo combinado, con lo que se determina que un
66% de la generacion térmica se realizard a través del uso del gas

natural.

Por Ultimo, comentaremos como se han establecido los criterios para la
creacion del Ultimo escenario, que como se puede intuir, casi la totalidad de sus

datos estardn extraidos del PTECAN:



Para las estimaciones de instalacion de potencia tanto de
generacion como de almacenamiento nos hemos apoyado en el
documento del PTECAN, asi como en las estrategias de generaciéon
gestionable, de vehiculo eléctrico, de almacenamiento energético y
de hidrogeno verde.

El nuevo Plan de Transicion Energética de Canarias no nos ofrece
algunos datos que necesitamos para recrear este modelo en Energy
Plan, como es la potencia de electrolizadores necesaria para
abastecer la demanda de hidrégeno que se estima para 2035, ya
que para 2030 y 2040 si se aportan los datos. Para el ano 2025 no se
contempla el uso de hidrégeno, ya que comentan que la
infroduccién del hidrégeno se realizard a partir de 2030 para que esta
tecnologia alcance un nivel de madurez suficiente. Como tenemos
los datos fanto de demanda como de potencia de electrolizadores
para 2030 y 2040, podemos estimar la potencia de electrolizadores
necesaria para 2035 manteniendo la proporcionalidad entre
demanda y potencia de los datos que fenemos.

Las unidades de los datos que nos ofrece el PTECAN sobre la
demanda de hidrégeno estdn en tH2, mientras que el software de
simulacién que empleamos nos solicita estos valores en TWh, por lo
que debemos hacer una conversion de magnitud. Para ello
acudimos a un reporte del departamento de Energia y Mineria de la
Junta de Castilla y Ledn, donde realizan el cdlculo del poder calorifico
del hidrogeno que da como resultado un valor de 120 MJ/kg [30], es
decir, un kilogramo de hidrogeno confiene 33,3 kWh, un dato que
concuerda las afirmaciones de la [EA [31].

También se han enconfrado dificultades a la hora de obtener los
datos sobre almacenamiento energético necesarios para generar un
modelo fiel alo que propone el PTECAN, ya que solo se ofrecen datos
hasta 2030 en unidades de energia, mientras que en el software nos
solicita también la potencia de este sistema. Para superar esta
dificultad recurrimos a un estudio que se realizé el ano pasado sobre

el andlisis de la produccion de hidrdgeno verde como vector



energético en la isla de Tenerife, donde se realizd una estimaciéon de
los valores de almacenamiento energético para los anos 2035 y 2040
para los datos del PTECAN. Ademds de esta estimacion nos
proporciona la rafio de almacenamiento para calcular la potencia
de las baterias en funcion de los datos de energia, resolviendo asi
todas las dificultades que se planteaban [32].

Los rendimientos de los grupos de generacion térmica se supondrdn
iguales que en los escenarios BaU debido a que se entiende que los
grupos de generacion térmica en uso tendrdn un rendimiento similar
debido a la limitacién técnica que existe en la maquinaria de
generacién convencional.

También serd necesario obtener un valor para el rendimiento de la
generacioén de electricidad mediante geotermia de alta entalpia, ya
que esto es un dato necesario para la correcta recreacion del
modelo. Para ello hemos acudido a un reporte donde se analiza el
rendimiento de las plantas de generacién geotérmica. En este se
arrojan una serie de ejemplos de plantas de generacion geotérmica
cuyas eficiencias van desde el 15% al 25% aproximadamente, por lo
que tomaremos un rendimiento del 20% y lo fijaremos hasta 2040 [31].
En cuanto a los derechos de emisidon para este escenario, el PTECAN
afirma que los organismos internacionales proyectan un incremento
de los precios de derecho de emision que alcanzan los 50€/tCO2
entre 2030 y 2040, y establecen un precio de derechos de emision de
30€/tCO2 para el periodo comprendido enfre 2021 y 2025 y de
35€/tCO2 para el horizonte 2026 a 2030. Sin embargo, en el ano 2022
ya el precio medio fue de 80,87€/tCOz2, y este ano la media ya estd
situada en 88€/tCO2, por lo que estd clara que la estimaciéon en el
plan de transicién no se corresponde con la realidad debido a los
grandes cambios en el mercado relacionados con la pandemia y la
invasion de Rusia a Ucrania. Por estos motivos, en este caso, se
tomardn los precios estimados para el escenario BaU.

En cuanto al aparfado de costes de este escenario, el PTECAN no
aporta la suficiente informacion como para recrear la evolucion de

inversion, por lo que para evaluar respecto a los otros dos escenarios



se tomardn los datos de inversién total porisla que si son ofrecidos por
este documento.
e Larecopilacion de todos los datos que necesitamos para recrear este

escenario la encontramos en las siguientes tablas:

2025 0,00 439,00 0,01 1551,00 0,05
2030 131,95 1209,00 0,04 17433,00 0,58
2035 358,05 2072,00 0,07 45191,00 1,50
2040 635,83 3649,00 0,12 80251,00 2,67

Tabla 7: Valores de Demanda y produccién de hidrégeno.

Fuente: Elaboracién propia.

2025 3,41 4,11 4,62 2,20 0,40 0,230949 3,480000
2030 3,13 3,59 4,37 1,83 0,31 0,724139 3,303000
2035 2,93 3,25 4,19 1,63 0,27 1,484081 3,230000
2040 2,84 3,06 4,16 1,55 0,25 2,510779 3,300000

Tabla 8: Valores de combustibles y demanda segin el PTECAN.

Fuente: Elaboracién propia.

2025 52,45 0,17 4,30 0,01
2030 128,62 0,41 9,09 0,03
2035 256,62 0,81 18,13 0,06
2040 384,63 1,22 27,17 0,09

Tabla 9: Valores de almacenamiento energético.

Fuente: Elaboracién propia.

2025 720,50 0,39
2030 677,10 0,39
2035 172,10 0,38
2040 0,00 0,38

Tabla 10: Valores de Generacion convencional.

Fuente: Elaboracién propia.



Produccién renovable

- . . Photo Voltaic Photo Voltaic  Total Photo Voltaic
L W =
O vl eiifsiers [bal] - liel enEiers (A autoconsumo [MW] on-shore [MW] on-shore [MW]
2025 78,9 412,40 137,30 229,70 367,00
2030 200 763,60 326,80 468,80 795,60
2035 529,3 1319,50 795,20 681,50 1476,70
2040 971,8 2066,50 1424,50 967,50 2392,00

Tabla 11: Valores para la generacion renovable segun el PTECAN (1).

Fuente: Elaboracidén propia.

Produccién renovable

Photo Voltaic Eficiencia

River hydro [MW] CSP Solar Power [MW] Tidal [MW] Geotérmica [MW] Biomasa [MW]

off-shore [MW] G.Geotérmica [%]
5,50 1,2 0 1 - 0 3,7
14,90 1,8 0 2 20 20 7
24,70 2,6 0 3,5 20 20 12,1
37,90 2,6 0 5 20 20 17,8

Tabla 12: Valores para la generacion renovable segun el PTECAN (2).

Fuente: Elaboracion propia.

La totalidad de los datos extraidos y estimados para cada uno de los

escenarios que se ha simulado se podrdn observar en el anexo 2.

2.4 Energy Plan

EnergyPLAN es una herramienta de andlisis de sistemas energéticos basado
en un algoritmo determinista de entfrada-salida, tal y como se muestra en la
figura 3, donde generalmente las entradas son la demanda, fuentes de energia
renovable, las capacidades de las plantas de generacion, costes, etc. Mientras
que como salida enconframos balance energético, produccidén anual,
emisiones de CO2 anuales o consumo de combustible entre otfras. Esto permite
simular en términos horarios hasta llegar al margen temporal de un ano los
sectores de electricidad, calefaccién/refrigeracion, transporte, gas... Esto
permite simular y analizar sistemas energéticos complejos y disenar planes de

energia sostenibles a nivel local y regional [34].
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Figura 3: Esquema de funcionamiento del software EnergyPlan.

Este software se distribuye de forma gratuita, y algunos autores consideran que
es la herramienta mds adecuada para estudiar la integracion de EERR en
cualquier sistema energético [35] , siendo una de las herramientas mds usadas
para el estudio de la penetracidon de EERR en sistemas energéticos nacionales o
regionales [36].

En conclusiéon, esta herramienta es la seleccionada para nuestro estudio por
su alta fiabilidad, demostrada en multitud de estudios y andlisis realizados con
ella, permitiéndonos disenar los escenarios planteados con la seguridad de que

los datos obtenidos serdn objetivamente realistas.

3 Estado de la cuestidon

Cuantificar el nivel de transicion alcanzado es complicado debido a la
cantidad de variables que pueden arrojar diversos resultados en la evaluacion
de la TE. Recientemente la Agencia Internacional de las Energias Renovables

(IRENA) ha proporcionado una serie de indicadores KPIs (Key Performance
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Indicators) en uno de sus informes [37] que nos permitirdn, por vez primeraq,
evaluar de una manera imparcial la posicion en la que se encuentra Canarias

de cara ala TE respecto a Espana y Europa.

Indicador Transicion Energética IRENA Europa Espana | Canarias
KPLO1 Porcentaje de/ EERR en el sector 39% 459% 19%
eléctrico
KPL.O2 Porcentaje de EERR en el consumo 19% 9% 5%
energetico
KPL.O3 Eficiencia Energejrlco (Demanda de 107 49 77
energia / PIB)
KPI.04 Porcentaje de electricidad dllrec?’ro en 23% 26% 23%
el consumo total de energia final
KPLO5 Produccién de Hidrégeno verde vy sus i i i
’ derivados [M1]
KPI.06 Emisiones CO; capturadas - - -

Tabla 13: Comparativa KPIs entre Europa, Espana y Canarias.

Los indicadores KPI.05 y KPI.06 no arrojan todavia valores apreciables o no
estdn a disposicion de los componentes de trabajo de este estudio. De esta
forma podemos resumir los resultados de la tabla 2 en que Canarias se
encuentra retrasada en el avance de la penetracion de EERR tanto en el sector
eléctrico, como en el consumo energético. Esta situacion de partida en términos
de TE con el resto de Espana y Europa contrasta con el objetivo de alcanzar una
plena descarbonizacion de la economia de Canarias en el 2040, esto es, 10 anos
antes que el resto de Espana y la UE como plantean la Declaracién de
Emergencia Climdtica y la posterior Ley Canaria de Cambio Climdatico y

Transicién Energética.

La siguiente imagen nos permite observar la evolucion de estas variables a
lo largo del Ultimo periodo (2019 a 2021), mostrando una distancia con sus pares
(Espana y UE) que lejos de estrecharse, incluso aumenta, por ejemplo, en el

porcentaje de EERR en el Mix Eléctrico.
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Grdfico 3: Evolucidn Indicadores Transicion Energética IRENA [37].

Profundizando en la cuestion encontramos que el alto nivel de produccién
de electricidad a través de centrales térmicas alimentadas por productos
petroliferos (cercano al 80% del mix eléctrico) también redunda en un alto nivel
relativo de emisiones de GEl. Se tfrata de un parque muy anticuado con respecto
a la tecnologia del resto de Espana y la UE, de hecho, la Comisidén Nacional de
Competencia de los Mercados (CNMC) publicd en su articulo "Informe para Gas
Natural Fuel en Canarias y Melilla” que las plantas de generacion de energia
existentes tienen una edad media de alrededor de 28 anos, con plantas
superiores a los 40 anos [38]. De hecho, una gran parte de ellas han sido
declaradas indisponibles por no cumplir con los requisitos ambientales

establecidos por la Directiva UE 2010/75/UE [39].

La siguiente grafica nos muestra una comparative de las emisiones de GEl

para generacion de electricidad de Canarias, Espana y la UE:
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Grdfico 4: Emisiones de GEl derivadas de la generacion de electricidad

Fuente: Elaboracion propia

Como se puede observar la situacion del parque de generacion de

electricidad de Canarias en términos de emisiones estd muy retrasada con la

del resto de Espanay la UE.

Nuestra perspectiva de la situacion de la TE en Canarias nos lleva a plantear

que existen las siguientes cuestiones histéricas sin resolver que impiden un

avance significativo en la situacion:

La regidon no ha conseguido una solucién para sustituir su generacion
gestionable por combustibles derivados del petréleo, principalmente
porque no ha conseguido la infroduccién del gas natural. Creemos
gue una solucidon como la que se planteard en el escenario 3 de este
estudio (BaU+GN) basada en un proyecto moderno de FSRU a la
medida de las islas principales (Tenerife y Gran Canaria) permitird una

reduccion muy significativa en el nivel de emisiones actual.

La region tiene retrasos relevantes en la introduccion de EERR con una
miriada de proyectos fotovoltaicos y edlicos paralizados: (i) 2.126 MW
de proyectos fotovoltaicos y edlicos con permiso solo para acceder
alared (los permisos de conexion aun estan pendientes); (i) 413 MW
estdn en proceso de obtener autorizaciones de acceso y conexion, y

(iii) 520 MW han sido rechazados debido a problemas técnicos [40].
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En tanto en cuanto la regidn no consiga resolver estos temas historicos,
dificimente podrd conseguir adelantos relevantes para alcanzar la situacion del

resto de Espana y la UE.

4 Resultados y discusion

Para cerciorarnos de que los resultados de las simulaciones realizadas a lo
largo de este estudio son fiables, inicialmente hemos procedido con una
validacién de nuestro modelo, comparando los datos que arroja el software al
infroducir los datos que hemos obtenido del anuario energético de Canarias
2019 con los datos reales de generacidn que se encuentran en este mismo
documento. Unicamente se ha debido tener en cuenta que la potencia
fotovoltaica que se nos indica en el anuario energético es la instalada a final de
ano, y como se sabe que durante el ano la potencia no siempre es la misma
debido que se desinstalan e instalan equipos continuamente, ademds de las
labores de mantenimiento que requieren este tipo de instalaciones se ha
reducido un 7,5% el dato de potencia instalada que se observa en el
documento, teniendo asi una media de potencia fotovoltaica instalada en el
ano 2019 de 99 MW,

Validacion del modelo

Factores de produccién | 2019 [MWh] | EnergyPLAN 2019 [MWh] | error [MWh] | error relativo [%]
Produccidn edlica 524316,0 536208 11892,0 2,22
Produccién fotovoltaica 190053,9 194928 4874,1 2,50
Demanda eléctrica 3580019,5 3699936 119916,5 3,24

Tabla 14: Realidad vs Simulacion.

En la tabla 6 podemos ver como el error méximo entre los datos reales y los
datos de la simulacion es de un 3,24%. Como estos errores son menores de un
5% consideramos que las simulaciones que se realizardn aportardn resultados

coherentes y fiables.
Una vez tenemos la certeza de que nuestro modelo es correcto procedemos

con los resultados técnicos de la simulaciéon de los tres escenarios planteados,

comenzando por el ano 2025:
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Grdfico 5: Escenario BaU para el ano 2025.

Fuente: Elaboracion propia.

Grdfico 6: Escenario BaU+GN para el ano 2025.

Fuente: Elaboracion propia.

Grdfico 7: Escenario PTECAN para el ano 2025.

Fuente: Elaboracion propia.

Se puede apreciar que las grdficas 5y 6 son exactamente iguales debido a
que la Unica diferencia entre estas es que la generacién correspondiente a los
ciclos combinados en el escenario BaU+GN se realiza mediante tecnologia que

emplea gas natural como combustible, viéndose asi las diferencias Unicamente
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en emisiones de CO2 y en costes por derechos de emision de COa2. Esto nos
indica que el procedimiento que ha sido realizado para la generacién del
escenario BaU+GN es correcta, y no serd necesario mostrar las graficas de este

escenario para el resto de anos planteados ya que el resultado es el mismo.

En primer lugar, para la plena comprension de las graficas que tratan de
explicar el funcionamiento del mix energético de cada escenario, esimportante
saber que en el eje de ordenadas tenemos potencia en MW, y en el gje de
abscisas tiempo en horas. Una vez dicho esto, podemos apreciar que respecto
al escenario BaU, el escenario PTECAN no tiene una produccion de electricidad
convencional (PP en el grdfico) menor a pesar de que tanto su produccion
fotovoltaica como edlica (PV y Wind en el grdfico respectivamente) es mayor,
y se contempla la infroduccién de fuentes de energia renovable disruptivas
como son la edlica y fotovoltaica off-shore (off-shore y PV off-shore en el gréfico
respectivamente) y la undimotriz (Tidal en el grdfico). Esto se debe a que la
demanda de electricidad (Electr. en el grdfico) propuesta por el PTECAN es
ligeramente superior en este punto, entre otras cosas, por la electrificacion del
transporte maritimo. A esto se le suma la demanda producida por el VE (Flexible
en el grdfico), que como se puede ver, ya a estas alturas se espera que sed

bastante significativa.

Una de las bases que sustenta el PTECAN es la inclusidon de almacenamiento
energético (pumped y pumped?2 en el grdfico) para tener un aprovechamiento
lo mds optimo posible de las energias renovable, hasta el punto de poder
alcanzar la descarbonizacion de la economia en gran parte gracias a esto. Para
almacenar energia debe existir exceso de produccion de electricidad (CEEP en
el grafico) ya que, de lo conftrario, significaria que toda la produccion renovable
generada en ese instante iria destinada a la cobertura de la demanda, y no
habria nada que almacenar. Como vemos en el grdfico 4, en el escenario BaU
apenas existe este exceso debido a la escasez de implementacion de energia
renovable que habria a estas alturas. Sin embargo, esta cantidad de
electricidad ya es capaz de saturar el almacenamiento supuesto por el plan de
transiciéon, tal y como se puede ver en las mesetas generadas en las zonas

donde hay una mayor cantidad de produccién renovable.
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Grdfico 8: Escenario BaU para el ano 2030.
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Grdfico 9: Escenario PTECAN para el aho 2030.

En el ano 2030 podemos ver que en el escenario BaU se produce un gran
aumento en la demanda producida por el VE, que era casi inapreciable 5 anos
antes. A pesar de esto, el aumento de inversion producido principalmente en
tecnologia edlica es capaz de suplir este aumento de demanda, incluso
generando un exceso de produccién de electricidad mayor que en 2025. En el
escenario PTECAN ocurre de forma similar, pero de forma mucho mds
exagerada, debido a que al gran crecimiento que ha sufrido la demanda de
electricidad derivada del VE. Sin embargo, este gran aumento de demanda va
acompanado de un aumento igual de grande en inversion en tecnologias
renovables, donde ya aparece la produccion de hidréogeno a través de
electrolizadores y la generacion de electricidad a través de geotermia de alta

entfalpia (H2 y Geother. en el grdfico), pero nos enconframos lo contrario al
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observar que este aumento de produccidn renovable no va acompanado de
la suficiente inversion en almacenamiento energético, ya que, en lugar de
eliminar el exceso de produccidn de electricidad, este es muchisimo mayor que
en el ano 2025. Esto se produce porque el sistema de almacenamiento no tiene
la capacidad suficiente, saturdndose rdpidamente en las zonas horarias donde
la produccion renovable es mds grande, desaprovechando una grandisima

cantidad de energia.

——Electr. —— Wind 2% River —— PP ———Flexible —— CEEP

Grdfico 10: Escenario BaU para el afno 2035.
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Grdfico 11: Escenario PTECAN para el ano 2035.

En el ano 2035 vemos que la tfendencia del escenario BaU es la misma que
se ha seguido en las simulaciones anteriores, el aumento de la demanda de
electricidad por el vehiculo eléctrico viene de la mano con el aumento de la
instalacion de tecnologia principalmente edlica, quedando un exceso de
produccion de electricidad similar al del ano 2030. Este escenario solo se ha visto
empeorado por un pequeno aumento en la produccidén convencional en los
dias donde la produccion renovable no ha sido tan favorable por el aumento

de la demanda.
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Por otra parte, la produccién convencional se ve casila totalidad del tiempo

situada en el minimo técnico necesario para mantener una frecuencia estable

en la red gracias al gran aumento en produccién renovable que se aprecia.

Como contraparte a este gran aumento de inversién en tecnologia renovable,

tenemos que la capacidad de almacenamiento vuelve a ser escasa, de

manera que el sistema de almacenamiento se satura rdpidamente en las horas

punta de produccién renovable, obteniendo asi un exceso de produccion de

electricidad que en ocasiones llega a duplicar el que se tenia en el ano 2030.
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Grdfico 12: Escenario BaU para el ano 2040.
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Grdfico 13: Escenario PTECAN para el ano 2040.

En el ano 2040 segun el escenario BaU, volvemos a ver un gran aumento de

la demanda de electricidad producida por el VE, viéndose claramente el

crecimiento exponencial que sufre este tipo de tecnologia de transporte, y una

vez mas la generacion convencional toma una mayor importancia en el mix de
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generacion en los dias con condiciones climaticas menos ventosas, poniendo
de manifiesto la necesidad de instalaciones fotovoltaicas u ofro tipo de
tecnologias renovables para suplir la generacion edlica. Por otro lado, en el
escenario PTECAN el crecimiento de VE es tan grande que la demanda de
electricidad que genera llega a superar en ocasiones al resto de la demanda,
y una vez mds se pone de relieve que la inversion en almacenamiento
energético es insuficiente para cubrir la cantidad de energia renovable que se
produce, desaprovechando una grandisima parte de electricidad producida,
ya que, en este caso, de nuevo, casi se duplica el exceso de produccion de

electricidad respecto al ano 2035.

Como se ha explicado extensamente en el capitulo 3 sobre el estado de la
cuestion de la TE en Canarias, es evidente que la TE de Canarias se encuentra
retrasada respecto a la situacion del resto de Espana y de la UE. Este hecho se
explica en parte por las cuestiones histdricas que aun pendientes de solucion,
fundamentalmente: i) conseguir implantar una forma de generaciéon
gestionable menos contaminante que la actual basada en derivados del

petroleo; ii) conseguir acelerar la penetracion de EERR.

El siguiente diagrama (ver la figura 4) nos resume la historia de la

planificacién energética de Canarias: un largo historial de incumplimientos

Incluir la dimensién
Introducir GN y Medioambiental en Reducir el
promover las las decisiones consumo de
EERR

Enfasis en la
liberalizacién
del sector

Introduccién del
Carbén en la
generacion
eléctrica

Energia.
Mix EERR&GN

PECAN w
1989 Alcanzar la

descarbonizacion
en 2040

Largo historial de incumplimientos

No se ha conseguido la introduccion del gas natural y la region esta
retrasada en la penetracion de EERR en parte porque tiene uno de los
procesos administrativos de autorizacion mas largos de Espafa

Figura 4: Historia de la planificacion energética de Canarias.
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Si entramos en cada uno de los hitos marcados en las sucesivas

planificaciones de la regidn podemos resumir que:

e Nunca se consiguid ni la infroduccién del carbdn ni la del gas natural
para sustituir la actual generacion por derivados del petréleo

e Tampoco se ha conseguido un nivel significativo de liberalizacion nien su
generacién, (Endesa es propietaria de todas las centrales térmicas de
Canarias, y de gran parte de los parques edlicos), ni en la
comercializacion (El 60,5% de la cuota de mercado de Canarias
pertenece a Endesa) [11].

e EIEECAN o Estrategia Energética Canaria no llegd nunca a ser aprobada

Los problemas en el cumplimiento de la planificacion explican en parte el
restraso actual de la regién comparada con el resto de Espana y la UE, como se

muestra en la siguiente tabla:

Indicador Transicion Energética IRENA Europa Espaia Canarias

Porcentaje de EERR en el sector
KPL.O1 gt e 39% 4% i 19%
eléctrico :

Porcentaje de EERR en el consumo
KP1.02 ! » 12% 9%
energético

Eficiencia Energética (Demanda de

KP1.03 , 2% 1% 2%
Energia / PIB)
Porcentaje de electricidad directa en el
KP1.04 . R e 23% 26% 23%
consumo total de energia final
Produccién de Hidrégeno verde y sus
KPI1.05 . - E -
derivados [Mt] .
KPI1.06 Emisiones CO? capturadas - i = =

Nuestra situacion de partida esta retrasada
respecto al resto de Espanay la UE

Figura 5: KPIs de transicion energética segun el IRENA.

Y de esta forma, pese al largo historial de incumplimientos en planificacion
y el retraso actual, los objetivos marcados por la Ley Canaria de Cambio
Climdtico y Transicion Energética (LCCCTE) y su instrumento de planificacién
(PTECAN) se plantea adelantar la plena descarbonizaciéon de la comunidad
auténoma en el 2040, esto es anticipdndose 10 anos a los objetivos planteados

por el conjunto de Espana y la UE.
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De hecho, el andlisis detallado de la documentacion del PTECAN, contfiene

los siguientes desafios que parecen poco alcanzables:

Se propone la implantacion de fuentes de energia renovable aun
poco maduras, para las que se requiere una gran inversidon, como
puede ser la energia geotérmica, que se lleva investigando mucho
tiempo, y sin embargo, ha tenido pocos casos de éxito.

No se propone la creacion de un marco regulatorio que genere la
confianza suficiente en la recuperacion de la inversidon en tecnologia
disruptiva como la off-shore que, segin el PTECAN, supondrd
aproximadamente un 10% de la generacion total.

No se plantea ningun tipo de tecnologia puente como el gas natural
que permita reemplazar en el corto plazo los combustibles derivados
del petréleo en los grupos de generacion gestionable, realizando asi
una inversion mds progresiva que permita  mantener en
funcionamiento los grupos de generacidon mds jbvenes de nuestro
pargue en el transcurso de la TE.

Se pretende alcanzar una potencia instalada de fotovoltaica onshore
de hasta 200 MW, cuando se sabe que una gran parte del territorio
Canario se encuentra bajo un cierto grado de proteccidon ambiental,
teniendo asi grandisimas dificultades para aumentar la potencia
instalada de este tipo de tecnologia por la gran cantidad de espacio

que requiere un parque fotovoltaico.

Ademds, durante el curso de nuestro andlisis del PTECAN hemos enconfrado

las siguientes incoherencias que dificultan la plena comprensidén de la

planificaciéon y por tanto su seguimiento:

No se citan las fuentes de referencia empleadas para estimar la
inversion y los anos de amortizaciéon de la misma en la memoria

econdmica del plan.
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e Las fuentes de informacién de datos que consideramos importantes
para analizar el estudio, como son el consumo de combustible para
transporte o el precio de la electricidad, no se facilitan.

¢ No existe una buena continuidad de los datos entre documentos, es
decir, datos iguales situados en distintos documentos tienen valores
distintos. Esto se puede apreciar incluso en los documentos resumen
principales, la presentacion y el documento de texto del PTECAN,
donde la mayoria de las estimaciones de potencia renovable para

2030 en la alternativa seleccionada difieren.

Se sabe que Canarias tiene un largo camino hacia su TE. Es por esto que no
se pueden establecer objetivos tan dificilmente alcanzables como los que se
han ejemplificado anteriormente, sobre todo si tfenemos en cuenta que
actualmente el parque de renovables de Canarias estd constituido Unicamente
por tecnologias renovables tradicionales que suponen solo el 20% de la
generacion total, abasteciendo la demanda restante a través de sistemas de
generacién convencional. Ademds de todo esto, la construccion de la estacion
hidroeléctrica reversible Chira —Soria se prevé que terminard en 2028, ocupando
12 anos de tiempo desde que se inicia el proceso administrativo [41]. En el
PTECAN se preveen que el almacenamiento de energia mediante tecnologia
hidraulica es el mds rentable de todos, pero si se pretende descarbonizar las islas
en 2040 automdticamente se debe descartar esta opcidn, ya que es inviable
llevar a cabo varias construcciones de este tipo en el margen de tiempo
disponible, dejando de lado la gran dimension econdmica que supone alcanzar
la neutralidad climdtica, donde la inversidon privada se supone que debe ser de
aproximadamente del 80%, siendo de vital importancia crear un proyecto

econdmicamente beneficioso para atraer el capital privado.

Por estos motivos entendemos que se necesitan plantear soluciones menos
agresivas, realizando una transicion mds progresiva a través de una tecnologia
puente como puede ser el gas natural, que permite reducir el coste de
generacion térmica debido al ahorro producido por la reduccion de emisiones
que cubriria las inversiones necesarias para la adaptacion de los grupos de

generacion.
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Grdfico 14: Evolucion de emisiones de los tres escenarios.

En el grafico 14 podemos ver que el Unico escenario que parece alcanzar
la descarbonizacion es el PTECAN. Sin embargo, este resultado no es del todo
veridico, ya que al redlizar la simulacién de este escenario para el ano 2040, el
software nos indica que al desaparecer la generacion convencional el
programa automdticamente establece la necesidad de importacion de
electricidad para mantener la estabilidad en la red, imponiendo un coste
adicional por este término que asciende a los 309 M€ (Ver anexo 4),
evidenciando que realmente ningUn escenario es capaz de alcanzar la
completa descarbonizacién de la economia, y que ademds el mix energético
supuesto por el PTECAN para el ano 2040 no es capaz de garantizar la seguridad
del suministro de energia eléctrica. Por ofra parte, se puede observar que al
incluir el gas natural en el escenario BauU, la cantidad de emisiones emitidas se

reduce en un 5%.

500
450 |
400

350 ~—8— PTECAN

Costes [ME€]

BAU+GN

300 BAU

250
200

2024 2026 2028 2030 2032 2034 2036 2038 2040 2042
ANO

Grdfico 15: Evolucion de costes por derechos de emision
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Esta reducciéon del 5% en emisiones se fraduce en un ahorro anual de
aproximadamente 30 M€, lo que implica que, en dos anos, este ahorro permitiria
amortizar la inversion redlizada para la actualizacion de los grupos de
generacion a gas natural. Por el contrario, el precio del gas natural ha sufrido un
gran aumento debido al corte de suministro de gas natural por parte de Rusia
al resto de Europa como respuesta a las grandes sanciones que se le han

impuesto por la invasion del territorio ucraniano.

Esto produce que, al implementar gas natural en nuestro sistema no se
produce un ahorro tan significativo como en anos anteriores, sino que incluso

llega a ser un poco mads caro, tal y como se observa en el grafico 15.
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Grdfico 16: Evolucion de los costes por combustible.

No obstante, el emplear el precio estimado para el ano 2025 es lo que
provoca este sobrecoste constante que supone la implementacién del gas
natural, pero si observamos el grafico 16, vemos que el precio del gas natural
toma una tendencia bagjista, siendo l6gico pensar que su precio se podria
estabilizar en un precio menos elevado, haciendo aiun mds rentable esta

operacion de conversion.
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Grdfico 17: Evolucion del precio del gas natural segun la IEA [42].
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Por ofra parte, vemos que la inversion realizada en tecnologia de
generacion renovable es igual en el escenario BaU y en el escenario BaU+GN,
ya que la Unica diferencia de costes entre estos dos se encuentra en lo relativo
a la conversion a gas natural y la planta de gasificacion FSRU planteadas,
ademds de en los costes por derechos de emision. En estos dos escenarios
vemos que la inversion anual parte de 60 M€ y cada 5 anos esta cantidad se ve
incrementada en 20M, unas cifras muchisimo menores que las estimadas para
el escenario PTECAN. En este vemos que hasta 2030 la inversidn realizada ya
llega a mds del doble que la realizada en el resto de escenarios. A partir de este
ano la inversion se dispara hasta los mdas de 1100 M€ en el ano 2035 y casi 1400
ME€ en el ano 2040, llegando a alcanzar una inversion acumulada hasta el ano
2040 de 13.980 M€, una cifra que entendemos que serd dificil de amortizar, ya
gue hasta el ano 2030 el ahorro por costes de derechos de emision no supera
los 30ME€, hasta el ano 2035 el ahorro nunca alcanza los 120 M€ y hasta el 2040
no llega a los 250 M£. El ahorro por combustible no es conocido ya que el
PTECAN no aporta estas cifras, pero suponiendo que se ahorra una media de
100M€ anuales hasta 2030 y 300 M€ el resto del tiempo, y también sumamos los
117 M€ que estiman de ahorro anual en costes de operaciéon y mantenimiento,
hasta el ano 2040 habremos acumulado un ahorro por todos estos conceptos

de 8.490 M€, necesitando 8 anos mds para recuperar la inversion.
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Grdfico 18: Evolucion de la inversion para los tres escenarios.
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El PTECAN cumple con la mejora de casi todos los KPIs que sugiere el IRENA
como indicadores de la transicion energética, ya que a la hora de estimar la
demanda fienen en cuenta un aumento en la eficiencia, de manera que se
reduce el consumo, ademds de un aumento de la tasa de energias renovables
tanto en el sector eléctrico como en el consumo total de energia final, un dato
que se corrobora mediante nuestras simulaciones, tal y como podemos observar

en la figura 17, y que concuerdan con las afirmaciones del ITER [43].
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Grdfico 19: Porcentaje de EERR en la produccién de electricidad.

Por otra parte, aunque se cumpla con la mayoria de los indicadores del
IRENA, el resultado de las simulaciones nos ensena que con la capacidad de
baterias propuesta no es suficiente para garantizar del suministro de energia
eléctrica. Ademds, no solo no son suficientes para ofrecer la imprescindible
garantia del suministro eléctrico, sino que la capacidad de las baterias
instaladas para aprovechar toda la produccidn renovable debe ser
aproximadamente el triple de la produccién pico, ya que la produccidon solar y
edlica solo es producida durante el 30% del tiempo [11], necesitando energia
almacenada suficiente como para poder abastecer de electricidad a la isla
durante el resto del tiempo. Esto constituye algo completamente inviable a
medio plazo debido a las limitaciones técnicas que existen actualmente en las

distintas tecnologias de almacenamiento energético.
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El hecho de que, en el ano 2040, el mix energético propuesto en el PTECAN
no sea capaz de garantizar el suministro de energia eléctrica es un factor de
tanta importancia como el propio hecho de alcanzar la descarbonizacion de
la economia, generando la necesidad de realizar nuevos estudios sobre la
materia que midan el impacto de posibles nuevas medidas de gobernanza
energética para conseguir la plena descarbonizaciéon de la forma mds
acelerada posible y garantizando el suministro de energia eléctrica, como
puede ser un estudio de viabilidad para capacitar las turbinas de gas existentes
de manera que funcionen consumiendo hidrégeno, teniendo asi un pilar extra

sobre el que sustentar la estabilidad de la red.

5 Conclusiones

En vista de lo anterior, sacamos en claro que el objetivo de establecer la
meta de la descarbonizacién de la economia en Canarias en el ano 2040 es un
objetivo demasiado ambicioso, mds aun cuando sabemos que nuestra
situacién actual de partida se encuentra retrasada respecto al resto de Espana

y Europa, que se han situado su meta en el ano 2050.

Para poder llevar a cabo cualquier planificacion con éxito, primero deben

solucionarse los problemas actuales que hay en Canarias de cara a la TE:

e No se ha conseguido sustituir la generacion gestionable que usa
como combustible derivados del petrdleo, que es la principal causa
de que Canarias tenga una cantidad de emisiones un 50% superior a
la media del resto de Espana, y un 25% a la media del resto de la UE,
principalmente porque nunca se ha conseguido llevar a cabo ningun
proyecto relacionado por ejemplo, con gas natural que permita una
disminucion considerable de las emisiones, tal y como se ha visto en
los resultados de nuestras simulaciones.

e Laregion tiene refrasos en la introduccion de EERR en el mix eléctrico
debido a la gran cantidad de proyectos de instalaciones
fotovoltaicas y edlicas paralizados debido a que no se ha conseguido

acortary simplificar lo suficiente los tfrdmites burocraticos que hay que
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realizar para llevar a cabo este tipo de proyectos, los cuales se
consideran esenciales ya que, por ejemplo, se espera que el
autoconsumo mediante tecnologia fotovoltaica llegue a suponer

hasta un 60% del total de instalaciones fotovoltaicas onshore.

Una vez solucionados estos problemas bdsicos, se puede plantear el llevar a
cabo una planificacién como es el PTECAN con éxito, aunque en esta también
se encuentfran algunas cuestiones sobre las que se puede debatir su viabilidad
tanto técnica como econdmica, como puede ser la inclusidon de tecnologias
que han tenido pocos casos de éxito, y que ademds supone un gran esfuerzo
econdmico debido a su falta de madurez como es la produccidon geotérmica,
o el aumentar la potencia de parques fotovoltaicos hasta los 200 MW cuando
se sabe que una gran parte del territorio tiene un cierto grado de proteccién
ambiental, y donde la mayor parte de la poblacién tiene arraigada fuertemente
un sentimiento de proteccidén hacia la naturaleza, en parte provocado por el
fuerte impacto que tiene el sector turistico en la region. A esto hay que sumarle
que en esta planificacién no siempre se opta por la opcidn mds econdmica,
como ocurre en el caso de la eleccion de la tecnologia de almacenamiento
energético, donde se descarta la posibilidad de llevar a cabo un proyecto de
construccién de una instalacion de bombeo reversible porque la cantidad de
tiempo requerida para finalizarlo no es compatible con el objetivo de alcanzar
la descarbonizacion en el ano 2040, un hecho que discrepa con la afiimacion
de que aproximadamente el 80% de la inversidon necesaria para ejecutar el

PTECAN provendrd de fuentes privadas.

A pesar de la gran diversidad de tecnologias de generacién renovable que
se propone en el PTECAN, en nuestras simulaciones se ha observado que no se
lega a alcanzar la descarbonizacién debido a que el software
automdaticamente entendia que era necesaria la compra de electricidad para
poder garantizar el correcto suministro de energia eléctrica, pero como se
entiende que es imposible comprar electricidad ya que el sistema eléctrico que
se estd estudiando es aislado, esto es sinbnimo de que con este mix energético
no se puede asegurar el correcto suministro. Esto es provocado por la necesidad

de una capacidad de baterias tan grande que llega a ser inviable
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técnicamente, siendo necesaria la implementacion de alguna otra tecnologia,
como pueden ser las furbinas de hidrogeno, que ayude a garantizar la

estabilidad de la red, y alcanzar la plena descarbonizacién de la economia.

Falta de implementacién
de tecnologias que ayuden
A la reduccién de emisiones

< b concliie Gus i lEretar s Se deben proponer objetivos En ocasiones no se selecciona la
| e : & menos ambiciosos para alternativa mas econémica por
natura c""t”b“"_"a € manera garantizar la consecucion del la escasez de tiempo para
alar de plan de transicion alcanzar los objetivos
o\ 0, Q Q 7, ° o
Establecer objetivos en un Dificultad en la plena El nuevo plan no garantiza
margen de tiempo légico comprension del PTECAN el suministro eléctrico
Debido a su largo historial de El afio 2040 esta demasiado No se citan fuentes que Tras analizar el mix e"e'gé‘if"
incumplimientos en la préximo como para realizar una consideramos importantes, ademds propuesto, se concluye que si s'e
planificacién energética transicion lo suficientemente de la falta de continuidad de los implementara, no se garantizaria

progresiva y econémica datos entre documentos el suministro de energia eléctrica

Figura 6: Resumen de las conclusiones

Esto nos lleva a la conclusidn de que no existe una Unica tecnologia que por
si sola sea capaz de liderar la carrera hacia la transicion energética, sino que la
solucion de este gran problema al que se le estd intentando dar respuesta pasa
por emplear los recursos econdémicos de la manera mds eficiente posible a
través de la implementacion de un conjunto de tecnologias cuyas
caracteristicas se adecuUen lo mdximo posible al sistema energético y el territorio

sobre el que se esté trabajando.

5 Conclusions

In view of the above, it is clear that the objective of sefting the goal of
decarbonization of the economy in the Canary Islands in 2040 is too ambitious,
especially when we know that our current starting point is behind the rest of Spain

and Europe, which have set their target for 2050.
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In order to be able to carry out any successful planning, the current problems

in the Canary Islands with regard to TE must first be solved:

e It has not been possible to replace manageable generation that uses
oil derivatives as fuel, which is the main cause of the Canary Islands
having emissions 50% higher than the average for the rest of Spain,
and 25% higher than the average for the rest of the EU, mainly
because it has never been possible to carry out any project related,
for example, to natural gas that would allow a considerable reduction
in emissions, as has been seen in the results of our simulations.

e The region is lagging behind in the introduction of RES-E in the
electricity mix due to the large number of photovoltaic and wind
power installation projects because the bureaucratic procedures
required to carry out this type of project have not been sufficiently
shortened and simplified, which are considered essential since, for
example, self-consumption using photovoltaic technology s
expected to account for up to 60% of the total number of onshore

Photovoltaic installations

Once these basic problems have been solved, planning such as the PTECAN
can be successfully carried out, although there are also some issues that can be
debated in ferms of both technical and economic viability, such as the inclusion
of technologies that have had few success stories, and which also involve a great
economic effort due to their lack of maturity, such as geothermal production, or
increasing the power of photovoltaic parks to 900 MW when it is known that a
large part of the territory has a certain degree of environmental protection, and
where the majority of the population has a strongly ingrained feeling of
protection towards nature, partly caused by the strong impact of the tourism
sector in the region. In addition, this planning does not always opt for the most
economical option, as in the case of the choice of energy storage technology,
where the possibility of carrying out a project to build a reversible pumped-
storage facility is ruled out because the amount of time required to complete it

is not compatible with the objective of achieving decarbonisation by the year
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2040, a fact that disagrees with the statement that approximately 80% of the

investment required to implement the PTECAN will come from private sources.

Despite the great diversity of renewable generation technologies proposed
in PTECAN, in our simulations it has been observed that decarbonisation is not
achieved because the software automatically understood that the purchase of
electricity was necessary in order to guarantee the correct supply of electricity,
but as it is understood that it is impossible to purchase electricity as the electricity
system under study is isolated, this is synonymous with the fact that with this
energy mix the correct supply cannot be ensured. This is caused by the need for
such alarge battery capacity that it becomes technically unfeasible, so it would
be necessary to implement some other technology, such as hydrogen turbines,

to guarantee grid stability and achieve full decarbonization of the economy.

Falta de implementacion
de tecnologias que ayuden
A la reduccién de emisiones

S hia concluitio-que finplemeniar gas Se deben proponer objetivos En ocasiones no se selecciona la
) gb 5 Z & menos ambiciosos para alternativa mas econémica por
natural contribuiria de manera garantizar la consecucion del la escasez de tiempo para
relevante a la reduccién de emisiones ici6 W
plan de transicién alcanzar los objetivos

~ o\ e
o, ® ] J, ® ®
Establecer objetivos en un Dificultad en la plena El nuevo plan no garantiza

margen de tiempo légico comprensién del PTECAN el suministro eléctrico

Debido a su largo historial de El afio 2040 esta demasiado No se citan fuentes que Tras analizar el mix energético

incumplimientos en la préximo como para realizar una consideramos importantes, ademas propuesto, se concluye que si se
planificacién energética transicion lo suficientemente de la falta de continuidad de los implementara, no se garantizaria
progresiva y econémica datos entre documentos el suministro de energia eléctrica

Figura 7: Summary of conclusions

This leads us to the conclusion that there is no single technology that alone is
capable of leading the race towards the energy transition, but that the solution
to this major problem to which we are trying to provide an answer involves using
economic resources in the most optimal way possible through the
implementation of a set of technologies whose characteristics are adapted as

far as possible to the energy system and the territory in which we are working.
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ANEXO 1

ESTIMACIONES PARA EL VE
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Tendencial exponencial

Vehiculo Eléctrico (n°) Consumo anual [MWh]

Ao
2011
2012
2013
2014
2015
2016
2017
2018
2019
2020
2021
2022
2023
2024
2025
2026
2027
2028
2029
2030
2031
2032
2033
2034
2035
2036
2037
2038
2039
2040

Tabla 15: Evolucion exponencial del VE.

Tendencial lineal

Vehiculo Eéctrico (n°) Consumo anual

Aiio
2011
2012
2013
2014
2015
2016
2017
2018
2019
2020
2021
2022
2023
2024
2025
2026
2027
2028
2029
2030
2031
2032
2033
2034
2035
2036
2037
2038
2039
2040

20
37
72
122
166
243
358
504
738
1085
1748
2821
4520
7071
10742
15838
22702
31712
43286
57878
75980
98119
124864
156815
194616
238943
290513
350078
418427
496389

20
37
72
122
166
243
358
504
738
1085
1748
1563,79
1773,40
1983,02
2192,64
2402,26
2611,88
2821,50
3031,12
3240,74
3450,36
3659,98
3869,60
4079,21
4288,83
4498,45
4708,07
4917,69
5127,31
5336,93

51,90
96,02
186,85
316,60
430,79
630,61
929,04
1.307,93
1.915,18
2.815,67
4.536,22
7.321,18
11.729,27
18.349,75
27.876,86
41.102,09
58.913,66
82.296,29
112.332,08
150.199,61
197.174,37
254.628,84
324.032,21
406.950,41
505.046,48
620.080,11
753.907,92
908.483,32
1.085.856,55
1.288.174,90

51,90
96,02
186,85
316,60
430,79
630,61
929,04
1.307,93
1.915,18
2.815,67
4.536,22
4.058,17
4.602,15
5.146,13
5.690,11
6.234,09
6.778,07
7.322,05
7.866,03
8.410,01
8.953,99
9.497,97
10.041,95
10.585,93
11.129,91
11.673,89
12.217,88
12.761,86
13.305,84
13.849,82

Tabla 16: Evolucidn lineal del VE.

Tendencial con con

Ao
2011
2012
2013
2014
2015
2016
2017
2018
2019
2020
2021
2022
2023
2024
2025
2026
2027
2028
2029
2030
2031
2032
2033
2034
2035
2036
2037
2038
2039
2040

2035

Vehiculo Eléctrico (n°) Consumo anual

20
37
72
122
166
243
358
504
738
1085
1748
4773
9500
17043
28283
44212
65935
94672
131755
178628
236851
308093
394140
496888
618350
627406
636462
645518
654574
663630

n de ligadura del 75% de VE para

51,90

96,02
186,85
316,60
430,79
630,61
929,04
1.307,93
1.915,18
2.815,67
4.536,22
12.386,25
24.653,17
44.229,16
73.396,93
114.733,33
171.107,55
245.682,77
341.916,06
463.556,91
614.648,97
799.529,36
1.022.828,86
1.289.470,69
1.604.675,82
1.628.176,84
1.651.677,85
1.675.178,87
1.698.679,89
1.722.180,91

Tabla 17: Evolucién del VE con
condicion de ligadura.

Evolucion del VE segun PTECAN

Ao
2011
2012
2013
2014
2015
2016
2017
2018
2019
2020
2021
2022
2023
2024
2025
2026
2027
2028
2029
2030
2031
2032
2033
2034
2035
2036
2037
2038
2039
2040

Vehiculo Béctrico (n°) Consumo anual

20
37
72
122
166
243
358
586
884
1012
6569
14763
25456
38697
54455
72741
93505
116787
142586
170903
201738
235090
270962
309350
350255
393680
439621
488080
539057
592565

51,90
96,02
186,85
316,60
430,79
630,61
929,04
1.520,72
2.294,06
2.626,23
17.047,16
38.311,33
66.060,65
100.422,25
141.315,70
188.769,54
242.654,02
303.072,93
370.023,70
443.508,90
523.528,54
610.080,03
703.171,14
802.791,51
908.943,72
1.021.635,57
1.140.856,66
1.266.612,19
1.398.902,16
1.537.760,31

Tabla 18: Evolucion segun el PTECAN

del VE.
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Tendencial con condiciéon de ligadura del 75% de VE para 2035
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Grdfico 20: Evolucion del VE con condicion de ligadura.

Fuente: Elaboracion propia.
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Grdfico 21: Evolucion del VE segun el PTECAN.

Fuente: Elaboracion propia..
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Grdfico 22: Evoluciéon del numero de vehiculos ligeros

Fuente: Elaboracion propia.
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Grdfico 23: Evolucion lineal del VE.

Fuente: Elaboracion propia.
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Grdfico 24: Evolucion exponencial del VE.

Fuente: Elaboracion propia.
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ANEXO 2

DATOS PARA LA RECREACION DE ESCENARIOS
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ESCENARO BAU

2014
2015
2016
2017
2018
2019
2020
2021
2022
2023
2024
2025
2026
2027
2028
2029
2030
2031
2032
2033
2034
2035
2036
2037
2038
2039
2040

Electricity Demand [TWh] JP (Jet Fuel) [TWh] Diesel/ DME [TWh] Petrol / Methanol [TWh]

3,55
3,58
3,63
3,70
3,69
3,71
3,31
3,39
3,38
3,36
3,33
3,30
3,28
3,25
3,22
3,20
3,17
3,14
3,12
3,09
3,06
3,04
3,01
2,98
2,96
2,93
2,90

4,47
4,28
4,93
5,25
5,28
5,28
2,07
2,61

3,6674

3,4941

3,3208

3,1475

2,9742

2,8009

2,6276

2,4543

2,281

2,1077

1,9344

1,7611

1,5878

1,4145

1,2412

1,0679

0,8946

0,7213

0,548

3,53
4,25
4,28
4,81
4,57
5,06
4,93
4,45

5,0864

5,2276

5,3688
5,51

5,6512

5,7924

5,9336

6,0748

6,216

6,3572

6,4984

6,6396

6,7808

6,922

7,0632

7,2044

7,3456

7,4868

7,628

2,35
2,59
2,85
2,84
2,89
2,91
2,27
2,67
2,7802
2,7903
2,8004
2,8105
2,8206
2,8307
2,8408
2,8509
2,861
2,8711
2,8812
2,8913
2,9014
2,9115
2,9216
2,9317
2,9418
2,9519
2,962

LPG [TWh]

0,51
0,52
0,53
0,53
0,56
0,55
0,42
0,46

0,4304

0,4216

0,4128

0,404

0,3952

0,3864

0,3776

0,3688
0,36

0,3512

0,3424

0,3336

0,3248

0,316

0,3072

0,2984

0,2896

0,2808

0,272

NG Vehiculo

Eléctrico (lineal) Vehiculo Eléctrico (exponencial) Vehiculo Eléctrico (75% en 2035) Vehiculo Eléctrico (PTECAN)

0,317
0,431
0,631
0,929
1,308
1,915
2,816
4,536
4,058
4,602
5,146
5,690
6,234
6,778
7,322
7,866
8,410
8,954
9,498

10,042

10,586

11,130

11,674

12,218

12,762

13,306

13,850

0,000317
0,000431
0,000631
0,000929
0,001308
0,001915
0,002816
0,004536
0,007321
0,011729
0,018350
0,027877
0,041102
0,058914
0,082296
0,112332
0,150200
0,197174
0,254629
0,324032
0,406950
0,505046
0,620080
0,753908
0,908483
1,085857
1,288175

Tabla 19: Evolucion de los pardmetros de demanda (escenario BAU).

0,000317
0,000431
0,000631
0,000929
0,001308
0,001915
0,002816
0,004536
0,012386
0,024653
0,044229
0,073397
0,114733
0,171108
0,245683
0,341916
0,463557
0,614649
0,799529
1,022829
1,289471
1,604676
1,628177
1,651678
1,675179
1,698680
1,722181

0,000317
0,000431
0,000631
0,000929
0,001521
0,002294
0,002626
0,017047
0,038311
0,066061
0,100422
0,141316
0,188770
0,242654
0,303073
0,370024
0,443509
0,523529
0,610080
0,703171
0,802792
0,908944
1,021636
1,140857
1,266612
1,398902
1,537760
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ESCENARO BAU

CHP Hectric capacity PP1 [MW] CHP Eectric efficiency PP1

1116,20
1111,60
1111,60
1111,60
1111,60
1111,60
1111,60
1111,60
1110,57
1110,18
1109,80
1109,42
1109,03
1108,65
1108,27
1107,88
1107,50
1107,12
1106,73
1106,35
1105,97
1105,58
1105,20
1104,82
1104,43
1104,05
1103,67

40,50%
39,89%
39,67%
39,39%
39,46%
38,88%
39,81%
39,84%
39,29%
39,20%
39,11%
39,03%
38,94%
38,85%
38,77%
38,68%
38,59%
38,50%
38,42%
38,33%
38,24%
38,16%
38,07%
37,98%
37,89%
37,81%
37,72%

Wind [MW]
36,70
36,70
36,70
60,20
186,60
195,65
195,65
195,65
252,48
282,37
312,26
342,15
372,04
401,92
431,81
461,70
491,59
521,48
551,37
581,26
611,14
641,03
670,92
700,81
730,70
760,59
790,48

Supply

Photo Voltaic [MW] River hydro [MW] 5P Solar Power [M' Tidal [MW]

114,90
114,90
115,00
115,30
116,80
107,16
116,12
116,42
114,29
114,23
114,17
114,10
114,04
113,98
113,92
113,85
113,79
113,73
113,66
113,60
113,54
113,48
113,41
113,35
113,29
113,22
113,16

1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2

Biogas [MW]

Tabla 20: Evolucion de los pardmetros de suministro y otfros (escenario BAU).

Fuel Distribution Minimum PP Stabilisation share

all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all il
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil

145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30

34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
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ESCENARO BAU

Cost

Fuel oil [€/ GJ] Diésel oil [€/GJ] Gasoil [€/GJ] CAPEX (PP) [M€] OPEX(CC) [% CAPEX] CAPEX (Wind) [M€]  OPEX (Wind) [% CAPEX] CAPEX (PV) [M€] OPEX (PV) [% CAPEX] CAPEX (hydropower) [M€] OPEX (hydropower) [% CAPEX] CO2cost[€/tCO2]

- - - 630 2 52,19 2,741836106 88,7028 1,400233372 1,7652 0,026 5,96

- - - 630 2 52,19 2,741836106 88,7028 1,400233372 1,7652 0,026 7,68

- - - 630 2 52,19 2,741836106 88,78 1,400233372 1,7652 0,026 5,35
7,962530289 9,883570023 10,57967547 630 2 85,60 2,741836106 89,0116 1,400233372 1,7652 0,026 5,83
9,053718401 11,6491978 12,46155567 630 2 265,35 2,741836106 90,1696 1,400233372 1,7652 0,026 15,88
9,811355926 12,06911566 12,8377908 630 2 278,21 2,741836106 82,72752 1,400233372 1,7652 0,026 24,84
7,760115686 8,57496694 8,439691388 630 2 278,21 2,741836106 89,64464 1,400233372 1,7652 0,026 24,75
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 278,21 2,741836106 89,87624 1,400233372 1,7652 0,026 53,55
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 359,03 2,741836106 88,23353429 1,400233372 1,7652 0,026 80,87
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 401,53 2,741836106 88,18500857 1,400233372 1,7652 0,026 87,66
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 444,03 2,741836106 88,13648286 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 486,53 2,741836106 88,08795714 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 529,03 2,741836106 88,03943143 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 571,54 2,741836106 87,99090572 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 614,04 2,741836106 87,94238 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 656,54 2,741836106 87,89385429 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 699,04 2,741836106 87,84532857 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 741,54 2,741836106 87,79680286 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 784,04 2,741836106 87,74827714 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 826,55 2,741836106 87,69975143 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 869,05 2,741836106 87,65122572 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 911,55 2,741836106 87,6027 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 954,05 2,741836106 87,55417429 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 996,55 2,741836106 87,50564857 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 1.039,05 2,741836106 87,45712286 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 1.081,56 2,741836106 87,40859714 1,400233372 1,7652 0,026 100,00
10,23977794 10,65013149 10,67267741 630 2 1.124,06 2,741836106 87,36007143 1,400233372 1,7652 0,026 100,00

Tabla 21: Evolucion de los pardmetros de costes (escenario BAU).
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ESCENARIO BAU+GN

2014
2015
2016
2017
2018
2019
2020
2021
2022
2023
2024
2025
2026
2027
2028
2029
2030
2031
2032
2033
2034
2035
2036
2037
2038
2039
2040

Blectricity Demand [TWh] JP (Jet Fuel) [TWh] Diesel/ DME[TWh] Petrol / Methanol [TWh]

3,55
3,58
3,63
3,70
3,69
3,71
3,31
3,39
3,38
3,36
3,33
3,30
3,28
3,25
3,22
3,20
3,17
3,14
3,12
3,09
3,06
3,04
3,01
2,98
2,96
2,93
2,90

4,47
4,28
4,93
5,25
5,28
5,28
2,07
2,61

3,6674

3,4941

3,3208

3,1475

2,9742

2,8009

2,6276

2,4543

2,281

2,1077

1,9344

1,7611

1,5878

1,4145

1,2412

1,0679

0,8946

0,7213

0,548

3,53
4,25
4,28
4,81
4,57
5,06
4,93
4,45
5,0864
5,2276
5,3688
5,51
5,6512
5,7924
5,9336
6,0748
6,216
6,3572
6,4984
6,6396
6,7808
6,922
7,0632
7,2044
7,3456
7,4868
7,628

Tabla 22: Evolucion de los pardmetros de demanda (escenario BAU+GN).

2,35
2,59
2,85
2,84
2,89
2,91
2,27
2,67
2,7802
2,7903
2,8004
2,8105
2,8206
2,8307
2,8408
2,8509
2,861
2,8711
2,8812
2,8913
2,9014
2,9115
2,9216
2,9317
2,9418
2,9519
2,962

LPG [TWh]

0,51
0,52
0,53
0,53
0,56
0,55
0,42
0,46

0,4304

0,4216

0,4128

0,404

0,3952

0,3864

0,3776

0,3688
0,36

0,3512

0,3424

0,3336

0,3248

0,316

0,3072

0,2984

0,2896

0,2808

0,272

NG Vehiculo Eléctrico (lineal) Vehiculo Eléctrico (exponencial) Vehiculo Eléctrico (75% en 2035) Vehiculo Eléctrico (PTEC AN)

0,317
0,431
0,631
0,929
1,308
1,915
2,816
4,536
4,058
4,602
5,146
5,690
6,234
6,778
7,322
7,866
8,410
8,954
9,498

10,042

10,586

11,130

11,674

12,218

12,762

13,306

13,850

0,000317
0,000431
0,000631
0,000929
0,001308
0,001915
0,002816
0,004536
0,007321
0,011729
0,018350
0,027877
0,041102
0,058914
0,082296
0,112332
0,150200
0,197174
0,254629
0,324032
0,406950
0,505046
0,620080
0,753908
0,908483
1,085857
1,288175

0,000317
0,000431
0,000631
0,000929
0,001308
0,001915
0,002816
0,004536
0,012386
0,024653
0,044229
0,073397
0,114733
0,171108
0,245683
0,341916
0,463557
0,614649
0,799529
1,022829
1,289471
1,604676
1,628177
1,651678
1,675179
1,698680
1,722181

0,000317
0,000431
0,000631
0,000929
0,001521
0,002294
0,002626
0,017047
0,038311
0,066061
0,100422
0,141316
0,188770
0,242654
0,303073
0,370024
0,443509
0,523529
0,610080
0,703171
0,802792
0,908944
1,021636
1,140857
1,266612
1,398902
1,537760

57



ESCENARIO BAU+GN

CHP Electric capacity PP1 [MW] CHP Eectric efficiency PP1

1116,20
1111,60
1111,60
1111,60
1111,60
1111,60
1111,60
1111,60
1110,57
1110,18
1109,80
1109,42
1109,03
1108,65
1108,27
1107,38
1107,50
1107,12
1106,73
1106,35
1105,97
1105,58
1105,20
1104,82
1104,43
1104,05
1103,67

40,50%
39,89%
39,67%
39,39%
39,46%
38,88%
39,81%
39,84%
40,79%
40,70%
40,61%
40,53%
40,44%
40,35%
40,27%
40,18%
40,09%
40,00%
39,92%
39,83%
39,74%
39,66%
39,57%
39,48%
39,39%
39,31%
39,22%

Wind [MW]
36,70
36,70
36,70
60,20
186,60
195,65
195,65
195,65
252,48
282,37
312,26
342,15
372,04
401,92
431,81
461,70
491,59
521,48
551,37
581,26
611,14
641,03
670,92
700,81
730,70
760,59
790,48

Supply

Photo Voltaic [MW] River hydro [MW] 5P Solar Power [M' Tidal [MW]

114,90
114,90
115,00
115,30
116,80
116,07
116,12
116,42
116,84
117,09
117,35
117,60
117,86
118,11
118,37
118,63
118,88
119,14
119,39
119,65
119,90
120,16
120,41
120,67
120,92
121,18
121,43

1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2

Biogas [MW]

Tabla 23: Evolucion de pardmetros de suministro y ofros (escenario BAU+GN).

Fuel Distribution Minimum PP Stabilisation share

all oil

all oil

all oil

all oil

all oil

all il

all oil

all oil

all oil

all oil

0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil
0,44 oil

0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN
0,66 GN

145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30

34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
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ESCENARO BAU+GN

Cost
Fuel oil [€/ GJ] Diésel oil [€/GJ] Gasoil [€/GJ] GN [€/GJ] CAPEX (PP) [M€] CAPEX (Conversién) [M€] CAPEX (Planta de regasificacion) [M€] CAPEX (Central térmica) OPEX (CC) [% CAPEX]
- - - - 630 15,8 38,81377864 630 2
- - - - 630 15,8 38,81377864 630 2
- - - - 630 15,8 38,81377864 630 2
7,962530289 9,883570023 10,57967547 - 630 15,8 38,81377864 630 2
9,053718401 11,6491978 12,46155567 - 630 15,8 38,81377864 630 2
9,811355926 12,06911566 12,8377908 - 630 15,8 38,81377864 630 2
7,760115686 8,57496694 8,439691388 - 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 - 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 - 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 - 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 - 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2
10,23977794 10,65013149 10,67267741 14,1038982 630 15,8 38,81377864 630 2

Tabla 24: Evolucion de los pardmetros de costes (escenario BAU+GN) (1).
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ESCENARIO BAU+GN

OPEX (Wind) [% CAPEX] CAPEX (PV) [M€] OPEX (PV) [% CAPEX] CAPEX (hydropower) [M€] OPEX (hydropower) [% CAPEX]

C APEX (Wind) [M€]
52,19
52,19
52,19
85,60

265,35
278,21
278,21
278,21
359,03
401,53
444,03
486,53
529,03
571,54
614,04
656,54
699,04
741,54
784,04
826,55
869,05
911,55
954,05
996,55
1.039,05
1.081,56
1.124,06

2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106
2,741836106

88,7028
88,7028
88,78
89,0116
90,1696
89,60604
89,64464
89,87624
90,1988257
90,39596142
90,59309713
90,79023285
90,98736856
91,18450428
91,38163999
91,5787757
91,77591142
91,97304713
92,17018285
92,36731856
92,56445428
92,76158999
92,9587257
93,15586142
93,35299713
93,55013285
93,74726856

Tabla 25: Evolucion de los pardmetros de costes (escenario BAU+GN).

1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372
1,400233372

1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652
1,7652

0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026
0,026

CO2 cost [€/tCO2]

5,96
7,68
5,35
5,83
15,88
24,84
24,75
53,55
80,87
87,66
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00
100,00



ESCENARIO PTECAN

Electricity Demand [TWh] JP (Jet Fuel) [TWh] Diesel/ DME [TWh] Petrol / Methanol [TWh] LPG [TWh] NG Electrificacion transporte maritimo Electrolizadores (potencia media) [MW] Demanda de hidrégeno (turistico e industrial) [tH2] Demanda de hidrégeno (turistico e industrial) [TWh]

2014
2015 - - - - - - - - -

2016 - - - - - - - - -

2017 - - - - - - - - -

2018 - - - - - - - - -

2019 3,55 5,28 5,06 2,91 0,55 - - - -

2020 3,21 - - - - - - - 0 0

2021 3,49 - - - - - - - 0 0

2022 3,53 4,47 4,57 2,44 0,46 - 0,022 - 0 0

2023 3,53 4,36 4,67 2,38 0,44 - 0,036 - 182 0,0060606
2024 3,50 - - - - - - - 360 0,011988
2025 3,41 4,11 4,62 2,20 0,40 - 0,068 0 439 0,0146187
2026 3,40 - - - - - - - 526 0,0175158
2027 3,32 - - - - - - - 642 0,0213786
2028 3,25 - - - - - - - 837 0,0278721
2029 3,19 - - - - - - - 1026 0,0341658
2030 3,13 3,59 4,37 1,83 0,31 - 0,173 131,95 1209 0,0402597
2031 3,08 - - - - - - - 1387 0,0461871
2032 3,03 - - - - - - - 1562 0,0520146
2033 2,99 - - - - - - - 1733 0,0577089
2034 2,96 - - - - - - - 1903 0,0633699
2035 2,93 3,25 4,19 1,63 0,27 - 0,304 358,048477 2072 0,0689976
2036 2,90 - - - - - - - 2240 0,074592
2037 2,88 - - - - - - - 2593 0,0863469
2038 2,86 - - - - - - - 2945 0,0980685
2039 2,85 - - - - - - - 3297 0,1097901
2040 2,84 3,06 4,16 1,55 0,25 - 0,465 635,829 3649 0,1215117

Tabla 26: Evolucion de los pardmetros de demanda (escenario PTECAN) (1).
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ESCENARO PTECAN
Demand
Demanda de hidrégeno (transporte) [tH2] Demanda de hidrégeno (transporte) [TWh] Almacenamiento a nivel usuario [MW] Almacenamiento a nivel usuario [GWh] Almacenamiento distribuido [MW] Almacenamiento distribuido[GWh] Vehiculo Eléctrico (PTECAN) Demanda total sin VE [TWh]

- - - - - - 0,002196

- - - - - - 0,002926
4 0,0001332 - - - - 0,003605
4 0,0001332 - - - - 0,028481
13 0,0004329 18,88012618 r 0,05985 2,1829653 0,00692 0,063095 3,553000
r 30 0,000999 29,05993691 r 0,09212 2,823343849 0,00895 0,108402 3,562000
r 1074 0,0357642 - - - - 0,164341 -
r 1551 0,0516483 52,4511041 r 0,16627 4,296529968 0,01362 0,230949 3,480000
r 2473 0,0823509 - - - - 0,308213 -
r 5032 0,1675656 - - - - 0,396192 -
r 11136 0,3708288 - - - - 0,494840 -
r 13395 0,4460535 - - - - 0,604155 -
r 17433 0,5805189 128,6246057 r 0,40774 9,085173502 0,0288 0,724139 3,303000
r 21368 0,7115544 - - - - 0,854791 -
r 25619 0,8531127 - - - - 0,996111 -
r 31825 1,0597725 - - - - 1,148099 -
r 39339 1,3099887 - - - - 1,310756 -
r 45191 1,5048603 256,6157729 r 0,813472 18,12555205 0,057458 1,484081 3,230000
r 51249 1,7065917 - - - - 1,668074 -
r 57362 1,9101546 - - - - 1,862735 -
r 64677 2,1537441 - - - - 2,068064 -
r 72198 2,4041934 - - - - 2,284062 -
r 80251 2,6723583 384,6293375 r 1,219275 27,16750789 0,086121 2,510779 3,300000

Tabla 27: Evolucion de los pardmetros de demanda (escenario PTECAN) (2).



ESCENARO PTECAN

CHP Electric capacity PP1 [MW] CHPHec

1111,60
1111,60
722,00
721,50
721,50
720,50
711,82
703,14
694,46
685,78
677,10
633,50
589,90
546,20
502,60
172,10
172,10
172,10
117,50
60,20
0,00

tric efficiency PP1
40,50%
39,89%
39,67%
39,39%
39,46%
38,88%
39,81%
39,84%
39,29%
39,20%
39,11%
39,03%
38,94%
38,85%
38,77%
38,68%
38,59%
38,50%
38,42%
38,33%
38,24%
38,16%
38,07%
37,98%
37,89%
37,81%
37,72%

Wind off-shore [MW]

0
0

39,4

39,4

78,9

98,6
126,2
149,8
173,5

200
256,8
318,1

384
454,4
529,3
608,7
692,7
781,2
874,2
971,8

Tabla 28: Evolucion de los pardmetros de suministro (escenario PTECAN).

Supply

Wind on-shore [MW] Photo Voltaic autoconsumo [MW] Photo Voltaic on-shore [MW] Total Photo Voltaic on-shore [MW] Photo Voltaic off-shore [MW]

185,60
222,00
262,80
308,20
358,00
412,40
471,30
546,50
614,40
686,70
763,60
859,50
963,10
1074,20
1193,00
1319,50
1453,60
1595,40
1744,70
1901,80
2066,50

10,80
31,00
53,80
79,20
107,00
137,30
170,20
205,60
243,50
283,90
326,80
407,60
494,80
588,50
688,60
795,20
908,20
1027,60
1153,50
1285,80
1424,50

77,70
102,10
129,50
159,90
193,30
229,70
269,20
323,20
368,70
417,20
468,80
505,50
545,10
587,70
633,10
681,50
732,90
787,10
844,30
904,40
967,50

88,50
133,10
183,30
239,10
300,30
367,00
439,40
528,80
612,20
701,10
795,60
913,10

1039,90
1176,20
1321,70
1476,70
1641,10
1814,70
1997,80
2190,20
2392,00

0,00
0,00
0,00
0,00
4,10
5,50
5,50
8,30

11,00

12,30

14,90

16,60

18,40

20,30

22,40

24,70

27,00

29,50

32,20

35,00

37,90



ESCENARO PTECAN
Supply __________Others _ ___ |

Biomasa [MW] Fuel Distribution Minimum PP Stabilisation share

River hydro [MW] CSP Solar Power [MW] Tidal [MW] Eficiencia EGeotérmica [%] Geotérmica [MW]

1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,2
1,32
1,44
1,56
1,68
1,8
2,6
2,6
2,6
2,6
2,6
2,6
2,6
2,6
2,6
2,6

O O OO0 OO0 000000000 OoOOoOOo oo o

R R R R R R OOOOoOOo

O O O 0O OO0 oo o oo

all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil
all oil

Tabla 29: Evolucion de los pardmetros de suministro y ofros (escenario PTECAN).

145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30
145,30

34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%
34,30%

64



ANEXO 3

RESULTADOS DE LAS SIMULACIONES DE LA VALIDACION DEL MODELO
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Input 2019 _VALIDACION.txt The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhyear). Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 3n Fixedimp/exp. 0,00 Group 2: MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 » o
Electric heating + HP 0,00 Transportation 0,00 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share 0,00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 0,00 Total 3,71 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elec. Storage  MW-e GWh Elec. Ther.
Boiler 0 0,01 . ’ Charge 1: 0 0 080
District heating (TWh/year) Gr1  Gr2  Gr3  Sum Group 3. Minimum CHP gr 3 load il Discharge 1- 0 0,90
. ) p Minimum PP 145 MW -
District heating demand 0,00 0,00 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 . Charge 2. 0 0 080
g ; Heat Pump maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 300 Maxi imoort/ i 0 MW Discharge 2. 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 000 000 0,00 0,00 Boiler 0 0.00 aximum Importexpor Electrolysers: 0 0 073 005
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 0,00 0,00 Condensing 1112 0,39 Distr. Name : Hour_nordpool. txt Rockbed Storage: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EURMWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 196 MW 0,54 TWhiyear 0,00 Grid Heatstorage: gr2: 0 GWh g3 0 GWh Multiplication factor 1,00 TWhiyoa) Coal Ol Ngas Biomass
Photo Voltaic 99 MW 0,19 TWhiyear 0,00 stabil- | FixedBoiler: gr2: 0,0 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 0,00 EURMWh pr. MW 9
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear 0,00 sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWh/year) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 1325 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,01 TWhiyear 0,00 share Gri- 0,00 000 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 0,00 0,00 0,00
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 0,00 0,00 0,00
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 000 000 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 0,00 0,00 0,00
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex& Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfamemEx
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiler EH | lance demand Transp. HP ftrolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Load Imp Exp CEEP EEP P P
MW [ MW MW MW MW MW MW MW MWV | MW | MV MW MW MW MW MW [ MN MV MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 420 0 0 0 0 0 0 52 0 0 0 0 368 100 0 1 1 0 0 0
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 420 0 0 0 0 0 0 62 0 0 0 0 35 100 0 0 0 0 0 0
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 415 0 0 0 0 0 0 86 0 0 0 0 331 100 0 1 1 0 0 0
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 403 0 0 0 0 0 0 59 0 0 0 0 345 100 0 1 1 0 0 0
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 406 0 0 0 0 0 0 80 0 0 0 0 327 100 0 1 1 0 0 0
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 420 0 0 0 0 0 0 73 0 0 0 0 348 100 0 1 1 0 0 0
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 431 0 0 0 0 0 0 17 0 0 0 0 315 100 0 1 1 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 439 0 0 0 0 0 0 135 0 0 0 0 305 100 0 1 1 0 0 0
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 437 0 0 0 0 0 0 87 0 0 0 0 35 100 0 1 1 0 0 0
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0] 43 0 0 0 0 0 0 85 0 0 0 0 348 100 0 1 1 0 0 0
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 424 0 0 0 0 0 0 104 0 0 0 0 323 100 0 2 2 0 0 0
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 422 0 0 0 0 0 0 70 0 0 0 0 35 100 0 1 1 0 0 0
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 422 0 0 0 0 0 0 84 0 0 0 0 339 100 0 1 1 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 589 0 0 0 0 0 0 281 0 0 0 0 565 100 0 146 146 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 127
TWh/year 0,00 000 000 000 000 000 000 000 o000 000|371 000 000 000 000 000 00 074 000 000 000 0,00 2098 0,00 001 0,01 000 0 1
FUEL BALAMNCE (TWh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 PP Geo/Mu. Hydro  HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Qil - _ - - - 7.64 - - - - - - - - - - - 13,25 - - 20,89 -0,02 20,87 557 5,56
N.Gas - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,55 - - 0,55 0,00 0,55 012 0,23
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - - - - - - 0,54 0,19 - 0,01 - - - - 0,74 0,00 0,74 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
MNuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - 7,64 - - - - - - 0,54 0,19 - 0,01 - 13,80 - - 22,18 0,02 22,16 568 5,79

04-mayo-2023 [22:56]



Output specifications

2019_VALIDACION.txt

The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr.3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshar 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 34 17 0 1 52
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 39 22 0 1 62
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 61 23 0 1 86
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 34 24 0 1 59
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 52 27 0 1 80
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 50 21 0 1 73
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 88 28 0 1 117
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 108 25 0 1 135
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 64 22 0 1 87
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 64 20 0 1 85
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 85 17 0 1 104
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 53 16 0 1 70
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 61 22 0 1 84
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 196 99 0 1 281
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 0,00 000 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 0,00 0,00 054 019 000 001 074
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWhiyear
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Million EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 49 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
IE}S:IIDH :_ 22 January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 2 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
P:ﬁg: Y JF:esf - 5 March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas handlir? B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Biomass g_— 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_ _ 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginal op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpori - ] Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
%ﬁ:ﬂeck‘_ P Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial GO emBSion costs = ad TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 190
Fixed operation costs = 21
Annual Investment costs = 665
TOTAL ANNUAL COSTS = 877
RES Share: 3,3 Percent of Primary Energy 19,9 Percent of Electricity 0,7 TWh electricity from RES 04-mayo-2023 [22:56]




ANEXO 3

RESULTADOS DE LAS SIMULACIONES DEL ESCENARIO BAU
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Input 2025 BAU.ixt The EnergyPLAN model 16.22
Electricity demand (TWhyear). Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy:  Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 3,30 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2: MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 » o
Electric heating + HP 0,00 Transportation 0,03 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 0,00 Total 3,33 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP Elec. Storage  MW-e GWh Elec. Ther.
Boiler 0 0,01 . Charge 1: 0 0 080
District heating (TWh/year) Gr1  Gr2 Sum Group 3. Minimum CHP gr 3 load i Discharge 1- 0 0,90
B ) p o Minimum PP MW ;
District heating demand 0,00 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 . Charge 2: 0 0 080
g ; Heat Pump maximum share ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 300 Maximum import/esoort MW Discharge 2: 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 0,00 Boiler 0 0.00 porvexp Electrolysers: 0 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 0,00 Condensing 1109 0,39 Distr. Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storage: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EUR/MWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 342 MW 0,94 TWhiyear Grid Heatstorage: gr2: 0 GWh g3 0 GWh Multiplication factor 1,00 e eml  Coa Ol M= Bomass
Photo Voltaic 114 MW 022 TWhiyear stabili. | Fixed Boiler gr2: 0,0 Percent gr3: 00 Percent | pgpendencyfactor 0,00 EURMWHpr. Mw | (TVWhyean 9
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWh/year) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,47 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,01 TWhiyear share Gri- 000 000 Gas Storage 0 Household 0,00 0,00 0,00
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Industry 0,00 0,00 0,00
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 000 000 Biogas max to grid 0 Various 0,00 0,00 0,00
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InF:amemEx
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiler lance |[demand Transp. HP trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Load Imp Exp CEEP EEP P P
MW [ MW MW MW MW MW MW MW | MW MW MW MW MW MW | MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW Million EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 373 3 0 0 0 0 0 80 0 0 0 0 299 100 0 3 3 0 0 0
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 374 3 0 0 0 0 0 94 0 0 0 0 290 100 0 7 7 0 0 0
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 369 3 0 0 0 0 0 135 0 0 0 0 259 100 0 21 21 0 0 2
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 3 0 0 0 0 0 88 0 0 0 0 284 100 0 10 10 0 0 1
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0] 361 3 0 0 0 0 0 122 0 0 0 0 258 100 0 16 16 0 0 2
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 373 3 0 0 0 0 0 113 0 0 0 0 278 100 0 15 15 0 0 1
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 383 3 0 0 0 0 0 186 0 0 0 0 227 100 0 27 27 0 0 2
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0] 390 3 0 0 0 0 0 219 0 0 0 0 207 100 0 33 33 0 0 3
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 388 3 0 0 0 0 0 138 0 0 0 0 266 100 0 13 13 0 0 1
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 384 3 0 0 0 0 0 135 0 0 0 0 269 100 0 18 18 0 0 2
November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 377 3 0 0 0 0 0 170 0 0 0 0 242 100 0 3 31 0 0 2
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 376 3 0 0 0 0 0 M2 0 0 0 0 28 100 0 17 17 0 0 2
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 376 3 0 0 0 0 0 133 0 0 0 0 263 100 0 18 18 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 524 6 0 0 0 0 0 437 0 0 0 0 507 100 0 282 282 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 2 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 121
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 000 0,00 0,00 0,00 0,00 330 003 000 000 000 000 000 117 000 000 0,00 2,31 000 016 0,16 0,00 0 19
FUEL BALANCE (TWh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 Geo/Mu. Hydro HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total Met
Coal - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Oil - - - - - - - - - - - - - - 147 - 17,40 -0,40 17,01 464 453
N.Gas - - - - - - - - - - - - - - 0,40 - 0,40 0,00 0,40 009 0,17
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - - - 0,94 0,22 - 0,01 - - - 1,17 0,00 1,17 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Nuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - - - - - 0,94 0,22 - 0,01 - 187 - 18,98 -0,40 18,58 472 470

16-mayo-2023 [07.30]




Output specifications 2025 BAU.txt The EnergyPLAN model 16.22 @
District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 60 19 0 1 80
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 68 25 0 1 o4
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 107 27 0 1 135
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 60 27 0 1 88
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 90 31 0 1 122
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 87 25 0 1 113
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 153 32 0 1 186
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 188 29 0 1 219
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 111 26 0 1 138
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 112 23 0 1 135
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 149 20 0 1 170
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 92 19 0 1 112
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 107 25 0 1 133
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 342 114 0 1 437
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 000 0,00 0,00 094 022 000 001 117
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWh/year
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Milion EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 430 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
ES:IID“ :_ 213 January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 211 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e 0 March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
B;“;aas'; ng= 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_— 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginat op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpc“i - 13 Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
%ﬁ:ﬂeck‘_ o Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial GO EMBSion cosis = ul TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 902
Fixed operation costs = 27
Annual Investment costs = 686
TOTAL ANNUAL COSTS = 1616
RES Share: 6,2 Percent of Primary Energy 35,1 Percent of Electricity 1,2 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [01:30]




Input 2030 BAU.ixt The EnergyPLAN model 16.22
Electricity demand (TWhiyear):  Flexible demand Capacities Efficiencies Regulation Strategy:  Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 317 Fixed imp/exp. Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share 0.0 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 000  Total Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elec. Storage  MW-e GWh Elec. Ther.
Boiler 0 0,01 i ’ Charge 1 0 0 080
District heating (TWh/year) Gr1  Gr2 Group 3. Minimum CHP gr 3 load il Discharge 1- 0 0,90
B ) p o Minimum PP 145 MW ;
District heating demand 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 - Charge 2: 0 0 080
g ; Heat Pump maximum share 1,00 - -
Solar Thermal 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 300 Maximum import/esoort 0 MW Discharge 2: 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 Boiler 0 0.00 portiexp Electrolysers: 0 0 073 005
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 Condensing 1108 0,39 Dist_r._ Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storgge: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EURMWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 492 MW 1,35 TWhiyear Heatstorage: gr2: 0 GWh g3 0 GWh Multiplication factor 1,00 TWhiyea) Coal O Ngas Biomass
Photo Voltaic 114 MW 0,22 Twhiyear Fixed Boiler: gr2: 00 Percent gr3: 00 Percent | pgpendencyfactor 0,00 EURMWh pr. MW 9
Offshore Wind 0 MW 0 TWhiyear Electricity prod. from CSHP  Waste (TWh/year) Average Market Price 113 EURMWh Transport 0,00 11,36 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,01  TWhiyear Gri- 000 000 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 0,00 0,00
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 MW Industry 0,00 0,00 0,00
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 000 000 Biogas max to grid 0 MW Various 0,00 0,00 0,00
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex& Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfamemEx
heating | Solar CSHP DHP CHP HP lance demand Transp. HP trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Load Imp Exp CEEP EEP P P
MW | MW MW MW MW MW MW | MW MW MW MW MW MW | MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW Million EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0] 359 17 0 0 0 0 0 107 0 0 0 0 279 100 0 11 1" 0 0 1
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0] 359 17 0 0 0 0 0 124 0 0 0 0 272 100 0 20 20 0 0 1
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0] 35 17 0 0 0 0 0 182 0 0 0 0 243 100 0 53 53 0 0 4
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 345 17 0 0 0 0 0 115 0 0 0 0 272 100 0 25 25 0 0 3
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 347 17 0 0 0 0 0 162 0 0 0 0 243 100 0 41 M 0 0 5
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0] 359 17 0 0 0 0 0 151 0 0 0 0 262 100 0 38 38 0 0 3
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 368 17 0 0 0 0 0 253 0 0 0 0 207 100 0 75 75 0 0 5
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 375 17 0 0 0 0 0 301 0 0 0 0 183 100 0 92 92 0 0 8
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 373 17 0 0 0 0 0 187 0 0 0 0 240 100 0 37 37 0 0 3
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 369 17 0 0 0 0 0 184 0 0 0 0 249 100 0 48 48 0 0 4
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 363 17 0 0 0 0 0 235 0 0 0 0 225 100 0 81 81 0 0 7
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0] 361 17 0 0 0 0 0 152 0 0 0 0 2711 100 0 45 45 0 0 4
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0] 361 17 0 0 0 0 0 180 0 0 0 0 245 100 0 47 47 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 503 30 0 0 0 0 0 585 0 0 0 0 509 100 0 431 43 0 (EUR/MWnh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 9 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 118
TWhiyear 000 000 000 000 0,00 0,00 000| 317 0415 000 0,00 000 000 000 158 000 000 000 000 215 000 041 04 0 49
FUEL BALANCE (TWh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected | CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 HTL Elc.ly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Net Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
oil - - - - - - - - - - - - 11,36 - - 16,94 -1,07 15,86 451 423
N.Gas - - - - - - - - - - - - 0,36 - - 0,36 0,00 0,36 008 0,15
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - - 1,35 022 0,01 - - - - 1,58 0,00 1,58 0,00 0,00
H2 efc. - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Nuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - - - - 1,35 022 0,01 - 1,72 - - 18,88 -1,07 17,80 459 438

16-mayo-2023 [01.34]




Output specifications 2030 BAU.txt The EnergyPLAN model 16.22 @
District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 86 19 0 1 107
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 97 25 0 1 124
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 154 27 0 1 182
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 86 27 0 1 115
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 130 31 0 1 162
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 126 25 0 1 15
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 221 32 0 1 253
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 271 29 0 1 301
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 160 26 0 1 187
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 161 23 0 1 184
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 214 20 0 1 235
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 132 19 0 1 152
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 154 25 0 1 180
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 492 114 0 1 585
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 000 0,00 0,00 1,35 022 000 001 158
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWh/year
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Milion EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 444 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
ES:IID“ :_ 202 January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 238 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e 5 March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
B;“;aas'; ng= 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_— 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginat op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpc“i - 43 Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
%ﬁ:ﬂeck‘_ = Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial GO EMBSion cosis = 459 TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 903
Fixed operation costs = 33
Annual Investment costs = 706
TOTAL ANNUAL COSTS = 1642
RES Share: 8,4 Percent of Primary Energy 47,6 Percent of Electricity 1,6 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [01:34]




Input 2035 BAU.ixt The EnergyPLAN model 16.22
Electricity demand (TWhyear). Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy:  Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 3,04 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2: MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 0,51 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisationshare 0.0 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 0,00 Total 3,55 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elec. Storage MW-e GWh Elec. Ther.
Boiler 0 0,01 . ’ Charge 1: 0 0 080
District heating (TWh/year) Gr1  Gr2  Gr3  Sum Groun 3. Minimum GHP gr 3 load 0 MV Discharge 1- 0 0,90
. ) p Minimum PP 145 MwW ;
District heating demand 0,00 0,00 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 H . Charge 2. 0 0 080
¥ , eat Pump maximum share 1,00 i i
Solar Thermal 0,00 0,00 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 300 Maximum import/esoort 0 MW Discharge 2: 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 0,00 0,00 Boiler 0 0.00 porvexp Electrolysers: 0 0 0,73 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 0,00 0,00 Condensing 1106 0,38 Dist_r._Name : Hour_nordpool. txt Rockbed Storgge: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EUR/MWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 641 MW 1,76 TWhiyear 0,00 Grid Heatstorage: gr2: 0 GWh g3 0 GWh Multiplication factor 1,00 TWhiyea) Coal O Ngas Biomass
Photo Voltaic 114 MW 0,22 TWhiyear 0,00 stabili | FixedBoilerr gr2: 0,0 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 0,00 EUR/MWh pr. MW 9
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear 0,00 sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWhiyear) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,25 0,00 000
River Hydro 1 MW 0,01 TWh/year 0,00 share Gri- 000 000 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 000 0,00 000
Hydro Power 0 MW 0 TWh/year Gr2: 000 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 000 000 000
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gr3 000 000 Biogas max to grid 0 MW Various 0,00 000 0,00 000
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- | PaymentEx
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiler EH | lance demand Transp. HP trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Load Imp Exp CEEP EEP mp p
MW | MW MW MW MW MW MW MW MW [ MW | MW MW MW MW MW MW | MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 344 58 0 0 0 0 0 133 0 0 0 0 28 100 0 17 17 0 0 1
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 344 58 0 0 0 0 0 153 0 0 0 0 278 100 0 29 29 0 0 2
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 340 58 0 0 0 0 0 228 0 0 0 0 250 100 0 79 79 0 0 6
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 331 58 0 0 0 0 0o 1M 0 0 0 0 287 100 0 39 39 0 0 4
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 333 58 0 0 0 0 0 201 0 0 0 0 253 100 0 63 63 0 0 8
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 344 58 0 0 0 0 0 189 0 0 0 0 272 100 0 59 59 0 0 5
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 353 58 0 0 0 0 0 320 0 0 0 0 210 100 0 119 119 0 0 8
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 58 0 0 0 0 0 383 0 0 0 0 180 100 0 146 146 0 0 12
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 358 58 0 0 0 0 0 235 0 0 0 0 241 100 0 61 61 0 0 6
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 353 58 0 0 0 0 0 233 0 0 0 0 255 100 0 77 77 0 0 7
November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 348 58 0 0 0 0 0 300 0 0 0 0 229 100 0 123 123 0 0 10
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 346 58 0 0 0 0 0 192 0 0 0 0 280 100 0 68 68 0 0 6
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 346 58 0 0 0 0 0 226 0 0 0 0 252 100 0 74 74 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 483 101 0 0 0 0 0 732 0 0 0 0 55 100 0 563 563 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 32 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 118
TWh/year 0,00 000 000 000 000 000 000 o000 000 O00| 304 051 000 000 000 000 000 199 000 000 000 000 221 000 065 085 0,00 0 76
FUEL BALANCE (TWh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 PP Geo/Mu. Hydro HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total Met
Coal - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Qil - - - - 578 - - - - - - - - - - 11,25 - - 17,03 -1,69 15,34 454 409
N.Gas - - - - - - - - - - - - - - - 0,32 - - 0,32 0,00 0,32 0,07 0,13
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - - - - - 1,76 0,22 0,01 - - - - 1,99 0,00 1,99 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
MNuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - 578 - - - - - - 1,76 0,22 0,01 - 11,56 - - 19,34 -1,69 17,64 461 422

16-mayo-2023 [01 37]




Output specifications 2035 BAU.ixt The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 112 19 0 1 133
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 127 25 0 1 153
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 200 27 0 1 228
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 112 27 0 1 1M
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 169 31 0 1 201
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 164 24 0 1 189
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 287 32 0 1 320
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 353 29 0 1 383
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 209 26 0 1 235
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 209 22 0 1 233
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 279 20 0 1 300
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 172 19 0 1 192
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 200 25 0 1 226
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 641 114 0 1 732
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 000 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 0,00 0,00 1,76 022 0,00 001 1,99
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWhiyear
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMUAL COSTS  (Million EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 479 Boilers CHP3  CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
gSZIIOiI :_ 212 January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 265 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
P:ﬁg; Y JF:‘*’f - o March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
B;%azg ng= 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_ _ 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marainal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginal op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpmi - 72 Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
gﬁgneck‘_ b Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
g - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial E0Z mBSon costs = l TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 939
Fixed operation costs = 39
Annual Investment costs = 726
TOTAL ANNUAL COSTS = 1704

RES Share: 10,3 Percent of PrimaryEnergy 56,0 Percent of Electricity 2,0 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [01:37]




Input 2040 _BAU.ixt The EnergyPLAN model 16.22
Electricity demand (TWhiyear).  Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 2,90 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 1,29 CHP 0 0 0,50 Minimum Stabilisation share ~ 0.00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 000  Total 419 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elr?C Stf:fage MWE GWhO E';g-o Ther.
i . ’ arge 1: ,
District heating (TWhiyear) Gr1 Gr2 2?23; 5 0 0,01 mmm SEP gr 3 load 142 mw Discharge 1 0 0,90
District heating demand 0,00 0,00 CHP 0 0 050 Heat Pum . Charge 2. 0 0 080
; p maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Maximum importiexport 0 MW Discharge 2. 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 Boiler 0 0,00 Electrolysers: 0 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 Condensing 1104 Disfr. Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storage: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EURMWnh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 791 MW 217 TWhiyear Heatstorage: gr.22 0 GWh 0 GWh Multiplication factor 1,00 - -
Photo Voltaic 113 MW 0,22 TWhiyear Fixed Boiler._gr2: 0,0 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 0,00 EURMWhpr. Mw | (Whiyear) Coal Oil Ngas Biomass
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWhiyear) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,14 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,01 TWhiyear Gri- 0,00 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 000 0,00 0,00
Hydro Power 0 MW 0 TWhiyear Gr2- 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 000 0,00 000
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 0:00 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 000 0,00 000
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfsmemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP lance |[demand Transp. HP  trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Lload Imp Exp CEEP EEP
MW [ MW MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 147 0 0 0 0 0 159 0 0 0 0 33 100 0 18 18 0 0 1
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 147 0 0 0 0 0 183 0 0 0 0 321 100 0 29 29 0 0 2
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 325 147 0 0 0 0 0 275 0 0 0 0 28 100 0 89 89 0 0 7
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 315 147 0 0 0 0 0 167 0 0 0 0 341 100 0 46 46 0 0 5
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 317 147 0 0 0 0 0 240 0 0 0 0 297 100 0 73 73 0 0 10
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 147 0 0 0 0 0 228 0 0 0 0 316 100 0 69 69 0 0 6
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 337 147 0 0 0 0 0 387 0 0 0 0 239 100 0 142 142 0 0 10
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 343 147 0 0 0 0 0 466 0 0 0 0 196 100 0 172 172 0 0 15
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 341 147 0 0 0 0 0 284 0 0 0 0 278 100 0 74 74 0 0 7
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 337 147 0 0 0 0 0 282 0 0 0 0 294 100 0 92 92 0 0 8
November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 332 147 0 0 0 0 0 365 0 0 0 0 257 100 0 144 14 0 0 12
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 330 147 0 0 0 0 0 232 0 0 0 0 324 100 0 80 80 0 0 7
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 330 147 0 0 0 0 0 273 0 0 0 0 290 100 0 86 86 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 460 256 0 0 0 0 0 879 0 0 0 0 678 100 0 668 668 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 81 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 119
TWh/year 0,00 000 0,00 000 0,00 0,00 0,00| 290 129 0,00 0,00 000 000 240 000 0,00 000 0,00 255 000 076 0,76 0,00 0 90
FUEL BALAMNCE (TWHh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Qil - - - - - - - - - 11,14 - - 17,89 -2,00 15,89 477 423
N.Gas - - - - - - - - - 0,27 - - 0,27 0,00 0,27 0,06 0,11
Biomass - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - 217 0,22 - 0,01 - - - - 2,40 0,00 2,40 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
MNuclear/CCS - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - 217 0,22 - 0,01 - 11,41 - - 20,56 -2,00 18,56 483 435

6-may0-2023 [07.40]




Output specifications 2040 BAU.txt The EnergyPLAN model 16.22 @
District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 139 19 0 1 159
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 156 25 0 1 183
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 247 27 0 1 275
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 139 27 0 1 167
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 208 31 0 1 240
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 202 24 0 1 228
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 355 31 0 1 387
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 435 29 0 1 466
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 257 25 0 1 284
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 258 22 0 1 282
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 345 20 0 1 365
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 213 18 0 1 232
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 247 25 0 1 273
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 791 113 0 1 879
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 000 0,00 0,00 217 022 000 001 240
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWh/year
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Milion EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 542 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
ES:IID“ :_ 2 43 January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 292 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e S March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
B;“;aas'; ng= 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_— 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginat op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpc“i - % Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
%ﬁ:ﬂeck‘_ P~ Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex=
- _ Total for the whole year
Toial GO EMBSion cosis = 483 TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 1024
Fixed operation costs = 45
Annual Investment costs = 747
TOTAL ANNUAL COSTS = 1815
RES Share: 11,7 Percent of Primary Energy 57,2 Percent of Electricity 2.4 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [01:40]




ANEXO 4

RESULTADOS DE LAS SIMULACIONES DEL ESCENARIO PTECAN

77



Input

2025_PTECAN.txt

The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWh/year): Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy:  Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 348 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 0,23 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 0,00 3,71 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP Elr?C Stf:fage MW-e GWhO E';g-o Ther.
Boiler 0 0,01 ini arge . )
District heating (TWh/year) Gr2 Group 3. Minimum CHP gr 3 load i Discharge 1- 0,90
- ) pJ Minimum PP MW ;
District heating demand 0,00 CHP 0 0 040 050 . Charge 2. 0 080
g ; Heat Pump maximum share ) .
Solar Thermal 0,00 Heat Pump 0 0 300 Maximum import/esoort MW Discharge 2. 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 Boiler 0 0.00 porvexp Electrolysers: 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 Condensing 721 0,39 ' Dist_r._ Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storgge: 0 1,00
Addition factor 0,00 EUR/MWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 412 MW 1,13 TWhiyear Heatstorage: gr.2. 0 GWh g3 0 Gwh Multiplication factor 1,00 TWhiyea) Coal T——
Photo Voltaic 367 MW 0,71 TWhiyear Fixed Bailer: gr2: 00 Percent gr3: 00 Percent | pgpendencyfactor 0,00 EURMWh pr. MW 9
Offshore Wind 79 MW 0,22 TWhiyear Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWhiyear) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,02 TWhiyear Gri- 000 000 Gas Storage 0 Household 0,00 0,00 000
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Industry 0,00 0,00 0,00
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 000 000 Biogas max to grid 0 Various 0,00 0,00 0,00
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Elec- Hydro| Tur- Geo- Waste+ Stab- InfamemEx
heating | Solar CSHP DHP CHP HP lance |[demand Transp. HP  trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Lload Imp Exp CEEP EEP P p
MW [ MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW MW | MW MW MW MW MW | % MW MW MW Million EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 394 26 0 0 0 7 5 151 0 0 0 0 287 100 0 16 16 0 0 1
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 394 26 0 0 0 7 5 181 0 0 0 0 269 100 0 28 28 0 0 2
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 389 26 0 0 0 7 5 243 0 0 0 0 247 100 0 72 72 0 0 5
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 378 26 0 0 0 7 5 77 0 0 0 0 273 100 0 43 43 0 0 5
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 381 26 0 0 0 8 6 233 0 0 0 0 242 100 0 65 65 0 0 9
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 394 26 0 0 0 5 4 207 0 0 0 0 266 100 0 52 52 0 0 5
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 404 26 0 0 0 8 6 325 0 0 0 0 214 100 0 107 107 0 0 8
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 411 26 0 0 0 9 6 368 0 0 0 0 187 100 0 M5 115 0 0 10
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 409 26 0 0 0 8 6 245 0 0 0 0 249 100 0 56 56 0 0 5
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 405 26 0 0 0 7 5 236 0 0 0 0 258 100 0 61 61 0 0 5
November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 398 26 0 0 0 6 4 280 0 0 0 0 231 100 0 86 86 0 0 7
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 396 26 0 0 0 5 4 194 0 0 0 0 277 100 0 A7 A7 0 0 4
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 396 26 0 0 0 7 5 237 0 0 0 0 250 100 0 63 63 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 552 46 0 0 0 57 57 811 0 0 0 0 571 100 0 604 604 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 14 0 0 0 0 0 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0| 107 121
TWh/year 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000| 348 023 000 0,00 000 0,06 004 208 0,00 0,00 2,19 000 055 05 0,00 0 66
FUEL BALAMNCE (TWHh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Qil - - - - - - - - - - 10,93 - 16,56 -1.41 15,15 441 404
N.Gas - - - - - - - - - - 0,40 - 0,40 0,00 0,40 0,09 0,17
Biomass - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - 1,13 0,72 0,22 0,01 - - - 2,08 0,00 2,08 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
MNuclear/CCS - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - - - 1,13 0,72 0,22 0,01 - 11,33 - 19,04 -1.41 17,63 450 420

16-mayo-2023 [11.21]




Output specifications

2025 _PTECAN.txt

The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 72 62 14 3 151
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 82 81 16 3 181
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 129 87 25 3 243
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 72 88 14 3177
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 109 100 21 3 233
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 105 79 20 3 207
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 185 102 35 3 325
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 227 94 43 3 368
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 134 83 26 3 245
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 135 73 26 3 236
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 180 64 34 3 280
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 111 60 21 3 194
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 129 81 25 3 237
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 412 367 79 8 811
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 7 0 1 0
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 000 0,00 0,00 113 071 022 002 208
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWh/year
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Milion EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 0 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
IE}SZIIOH :_ g January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 0 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
P:ﬁg: ¥ Jp'esf = 0 March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
B;“;aas'; ing = 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_ _ 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginat op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpc“i - 62 Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
%ﬁ:ﬂeck‘_ i Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial GO EMBSion cosis = = TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 450
Fixed operation costs = 0
Annual Investment costs = 0
TOTAL ANNUAL COSTS = 450
RES Share: 10,9 Percent of Primary Energy 55,3 Percent of Electricity 2,1 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [11:21]




Input

2030_PTECAN.txt

The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhiyear).  Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 3,30 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 0,72 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share ~ 0.00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 000  Total 4,02 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elec. Storage  MW-e GWh Elec. Ther.
— Boiler 0 0,01 Minimum CHP gr 3 load 0 Mw Charget: 129 0 080
District heating (TWh/year) Gr1 Gr.2 Gr3 Sum Group 3: Minimum PP 145 MW Discharge 1: 129 0,90
District heating demand 0,00 0,00 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 Heat Pum . Charge 2. 9 0 080
g ; p maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Maximum importiexport 0 MW Discharge 2. 9 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 0,00 0,00 Boiler 0 0,00 Electrolysers: 182 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 0,00 0,00 Condensing 677 0,39 Disfr. Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storage: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EURMWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 764 MW 209 TwWhiyear 0,00 Grid Heatstorage: gr.22 0 GWh g3 0 Gwh Multiplication factor 1,00 - -
Photo Voltaic 796 MW 154 TWhiyear 000 stabili | FixedBoller gr2: 00 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 0,00 EURMWhpr Mw | (TWhiyear) Coal Oil Ngas Biomass
Offshore Wind 200 Mw 0,55 TWhiyear 0,00 sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWhiyear) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 979 0,00 000
River Hydro 2 MW 0,05 TwWhiyear 0,00 share Gri- 0,00 0,00 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 000 0,00 0,00
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 000 0,00 000
Geothermal/Nuclear 20 MW 0,18 TWhiyear Gra 0:00 0:00 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 000 0,00 000
Output WARNING!!: (1) Critical Excess; (3) PP/Import problem
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfsmemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiller EH | lance |[demand Transp. HP trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Lload Imp Exp CEEP EEP
MW [ MW MW MW MW MW MW MW MW | MW | MW MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 5 0 0 5| 373 82 0 o7 0 22 16 309 0 20 0 0 305 100 0 76 76 0 0 6
February 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5 374 82 0 o7 0 21 14 372 0 20 0 0 25 100 0 90 90 0 0 6
March 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5 369 82 0 96 0 16 12 495 0 20 0 0 260 100 1 224 224 0 0 17
April 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5| 359 82 0 o7 0 22 16 366 0 20 0 0 317 100 2 160 160 0 0 16
May 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5 361 82 0 o7 0 20 14 478 0 20 0 0 278 100 1 231 23 0 0 29
June 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5 373 82 0 96 0 18 13 423 0 20 0 0 293 100 2 181 181 0 0 17
July 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5 383 82 0 o7 0 17 13 660 0 20 0 0 23 100 1 349 349 0 0 25
August 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5 390 82 0 o7 0 16 LY 0 20 0 0 189 100 0 378 378 0 0 3
September 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5| 388 82 0 96 0 23 16 499 0 20 0 0 263 100 1 210 210 0 0 19
October 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5 | 384 82 0 o7 0 18 13 478 0 20 0 0 28 100 1 214 214 0 0 19
November 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5 377 82 0 o7 0 16 12 563 0 20 0 0 242 100 1 266 266 0 0 2
December 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5 | 376 82 0 o7 0 18 13 394 0 20 0 0 303 100 2 159 159 0 0 15
Average 0 0 0 0 0 0 5 0 0 -5 | 376 82 0 o7 0 19 14 482 0 20 0 0 269 100 1 212 212 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 9 0 0 0| 524 143 0 182 0 138 138 1662 0 20 0 0 677 100 93 1358 1358 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 -9 1 45 0 6 0 0 0 -1 0 20 0 0 145 100 0 0 0 0 98 121
TWh/year 0,00 000 000 000 000 000 004 000 000 004|330 072 000 085 000 017 012 424 000 018 000 000 236 001 18 18 000 1 225
FUEL BALAMNCE (TWHh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 PP Geo/Mu. Hydro HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
il - - - - - 6,11 - - - - - - - - - - - 9,79 - - 15,90 | 481 11,10 424 296
N.Gas - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,31 - - 0,31 0,00 0,31 007 013
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - 0,88 - - - - - 209 157 055 0,02 - - - - 511 0,00 511 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - 062 - - - - - - - 0,58 - 0,04 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Nuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - 611 088 - - 062 - - 209 157 055 0,02 - 1068 - 004 2133 | 481 16,52 430 3,09

16-may0-2023 [11.27]




Output specifications 2030 PTECAN.txt The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind

MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 134 135 35 5 309
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 151 176 40 6 372
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 238 188 62 6 495
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 134 190 35 6 366
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 200 217 53 7 478
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 195 171 51 6 423
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 342 221 90 7 660
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 420 205 110 6 741
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 249 179 65 6 499
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 249 157 65 6 478
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 333 138 87 5 563
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 205 130 54 5 394
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 5 238 176 62 6 482
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 9 0 0 0 0 764 796 200 19 1662
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 9 0 -16 0 2 -1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 000 0,00 0,00 0,00 000 000 000 004 000 0,00 -0,04 209 154 05 005 424

Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWhiyear

NATURAL GAS EXCHANGE
ANMUAL COSTS  (Million EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 0 Boilers CHP3  CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
IE}S:IIOH _: g January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Diesel 0 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Petrol/JP = 0 Mar_ch 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas handiing = 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Bomass = 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income = 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operafion costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 1 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
:En;ppgn ; _22; Aver_age 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Bottleneck = 295 Mg)_umum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
g Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial E0Z mBSon costs = =0 TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 431
Fixed operation costs = 0
Annual Investment costs = 0
TOTAL ANNUAL COSTS = 431

RES Share: 24 0 Percent of Primary Energy 87,8 Percent of Electricity 4 4 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [11:27]




Input

2035_PTECAN.txt

The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhiyear).  Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 323 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 1,48 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share ~ 0.00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 000  Total 471 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elec. Storage  MW-e GWh Elec. Ther.
— Boiler 0 0,01 Minimum CHP gr 3 load 0 Mw Charget: 257 1 080
District heating (TWh/year) Gr1 Gr.2 Sum Group 3: Minimum PP 145 MW Discharge 1: 257 0,90
District heating demand 0,00 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 Heat Pum . Charge 2. 0 080
g ; p maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Maximum importiexport 0 MW Discharge 2. 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 0,00 Boiler 0 0,00 Electrolysers: 466 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 0,00 Condensing 172 0,38 Dlst_r__ Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storgge: 0 1,00
Addition factor 0,00 EUR/MWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 1320 MW 362 TwWhiyear 0,00 Grid Heatstorage: gr.22 0 GWh g3 0 Gwh Multiplication factor 1,00 -
Photo Voltaic 1477 MW 286 TWhiyear 000 stabili | FixedBoiler gr2: 0,0 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 000 EURMWH pr.Mw | (Whiean Coal Ngas Biomass
Offshore Wind 529 MW 1,45 TWhiyear 0,00 sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWhiyear) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 0,00 0,00
River Hydro 3 MW 0,08 TwWhiyear 0,00 share Gri- 0,00 0,00 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 0,00 000
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 0,00 0,00
Geothermal/Nuclear 20 MW 0,18 TWhiyear Gra 0:00 0:00 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 0,00 0,00
Output WARNING!!: (1) Critical Excess; (3) PP/Import problem
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Elec- Hydro| Tur- Geo- Waste+ Stab- InfsmemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiler lance |[demand Transp. HP  trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Lload Imp Exp CEEP EEP
MW [ MW MW MW MW MW MW MW MW | MW MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW | % MW MW MW Million EUR
January 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12] 365 168 0 246 0 45 33 582 0 20 0 0 159 100 222 191 191 0 19 17
February 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12| 366 168 0 245 0 40 2r 702 0 20 0 0 157 100 122 209 209 0 9 14
March 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12] 361 168 0 244 0 31 24 935 0 20 0 0 155 100 159 488 488 0 12 38
April 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12| 351 168 0 245 0 44 32 688 0 20 0 0 159 100 269 358 358 0 19 35
May 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12] 353 168 0 245 0 40 28 901 0 20 0 0 15 100 210 508 508 0 12 64
June 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12] 365 168 0 244 0 37 27 800 0 20 0 0 156 100 227 #415 415 0 14 38
July 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12| 375 168 0 246 0 34 26 1250 0 20 0 0 153 100 136 761 761 0 5 54
August 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12| 382 168 0 244 0 26 19 1408 0 20 0 0 149 100 61 836 836 0 4 72
September 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12| 380 168 0 244 0 43 31 944 0 20 0 0 155 100 171 486 486 0 14 45
October 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12| 376 168 0 246 0 35 25 905 0 20 0 0 156 100 205 485 485 0 18 44
November 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12] 369 168 0 244 0 30 22 1070 0 20 0 0 153 100 141 593 593 0 1 49
December 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12| 368 168 0 245 0 36 26 746 0 20 0 0 157 100 232 364 364 0 18 34
Average 0 0 0 0 0 0 12 0 0 -12| 368 168 0 245 0 37 26 912 0 20 0 0 155 100 180 476 476 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 23 0 0 -1 513 294 0 466 0 275 275 3139 0 20 0 0 172 100 1008 2726 2726 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 1 0 0 -23 1 93 0 1 0 0 0 -2 0 20 0 0 145 100 0 0 0 0 99 120
TWhiyear 0,00 000 000 000 000 000 011 0,00 -011] 323 148 000 215 000 032 023 801 0,18 0,00 1,36 158 418 418 156 502
FUEL BALAMNCE (TWHh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 PP Geo/Mu. Hydro HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
il - - - - 357 - - - - - 9,07 - 12,64 -6,82 5,82 337 155
N.Gas - - - - - - - - - 0,27 - 0,27 0,00 0,27 006 0,11
Biomass - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - 0,88 - - - 362 291 145 0,02 - - 8,89 0,00 8,89 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - 157 - - - - - 1,50 0,07 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Nuclear/CCS - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - 357 088 - 157 - 362 291 145 0,02 10,84 007 2181 682 1499 343 166

16-mayo-2023 [11.33]




Output specifications

2035_PTECAN.txt

The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0 12 231 250 93 8 582
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0 12 261 327 105 10 702
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0o 12 412 348 165 10 935
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0 12 232 353 93 10 688
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0 12 348 403 139 11 901
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0 12 337 318 135 9 800
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0 12 592 411 237 11 1250
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0o 12 726 380 291 10 1408
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0 12 429 333 172 10 944
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0 12 431 292 173 9 905
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0 12 575 256 231 8 1070
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0 12 355 241 142 8 746
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 12 0 0 0 12 412 326 165 10 912
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 23 0 0 0 -1 1320 1477 529 31 3139
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 0 0 0 -23 0 -30 0 3 -2
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0211 000 0,00 -0,11 362 286 145 008 801
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWh/year
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Milion EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 0 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
IE}SZIIOH :_ g January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 0 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
P:ﬁg: ¥ Jp'esf = 0 March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
B;“;aas'; ing = 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_ _ 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginat op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 156 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpc“i - ;gg Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
%ﬁ:ﬂeck‘_ e Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial GO EMBSion cosis = . TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 499
Fixed operation costs = 0
Annual Investment costs = 0
TOTAL ANNUAL COSTS = 499
RES Share: 40,8 Percent of Primary Energy 114,3 Percent of Electricity 8,2 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [11:33]




Input

2040_PTECAN.txt

The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhiyear).  Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 3,30 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 2,51 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share ~ 0.00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 000  Total 5,81 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elec. Storage  MW-e GWh Elec. Ther.
— Boiler 0 0,01 Minimum CHP gr 3 load 0 Mw Charget: 385 1 080
District heating (TWh/year) Gr1 Gr.2 Gr3 Sum Group 3: Minimum PP 0 MW Discharge 1: 385 0,90
District heating demand 0,00 0,00 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 Heat Pum . Charge 2. 27 0 080
g ; p maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Maximum importiexport 0 MW Discharge 2. 27 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 0,00 0,00 Boiler 0 0,00 Electrolysers: 830 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 0,00 0,00 Condensing 0 0,38 Disfr. Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storage: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EURMWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 2066 MW 566 TwWhiyear 0,00 Grid Heatstorage: gr.22 0 GWh g3 0 Gwh Multiplication factor 1,00 - -
Photo Voltaic 2392 MW 464 TWhiyear 0,00 stabili | Fixed Boiler gr2: 00 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 0,00 EURMWhpr.Mw | (TWhiyean) Coal Ol Ngas Biomass
Offshore Wind 972 MW 266 TWhiyear 0,00 sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWhiyear) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 877 0,00 000
River Hydro 3 MW 0,11 TWhiyear 0,00 share Gri- 0,00 0,00 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 000 0,00 0,00
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 000 0,00 000
Geothermal/Nuclear 20 MW 0,18 TWhiyear Gra 0:00 0:00 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 000 0,00 000
Output WARNING!!: (1) Critical Excess; (3) PP/Import problem
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfsmemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiller EH | lance |[demand Transp. HP trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Lload Imp Exp CEEP EEP
MW [ MW MW MW MW MW MW MW MW | MW | MW MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -2 373 28 0 437 0 69 49 949 0 20 0 0 0 100 441 294 294 0 37 26
February 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -2 374 28 0 436 0 60 42 1143 0 20 0 0 0 100 257 306 306 0 20 20
March 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -2 369 286 0 434 0 50 37 1526 0 20 0 0 0 100 310 755 755 0 24 58
April 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -22| 359 286 0 436 0 67 48 1119 0 20 0 0 0 100 524 563 563 0 38 55
May 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -2 361 286 0 436 0 61 42 1469 0 20 0 0 0 100 411 799 799 0 25 100
June 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -2 373 28 0 434 0 56 41 1304 0 20 0 0 0 100 438 653 653 0 27 60
July 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -2 383 28 0 437 0 52 39 2042 0 20 0 0 0 100 272 1215 1215 0 10 87
August 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -2 390 28 0 435 0 43 31 2302 0 20 0 0 0 100 126 1325 1325 0 8 114
September 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -22| 388 286 0 434 0 66 47 1541 0 20 0 0 0 100 341 776 776 0 28 72
October 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -2 384 286 0 437 0 53 38 1477 0 20 0 0 0 100 3% 7711 M 0 34 70
November 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -2 377 286 0 435 0 46 34 1750 0 20 0 0 0 100 275 934 934 0 2 77
December 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -2 376 286 0 435 0 55 40 1218 0 20 0 0 0 100 444 569 569 0 35 53
Average 0 0 0 0 0 0 22 0 0 -2 376 286 0 435 0 56 41 1489 0 20 0 0 0 100 353 749 749 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 42 0 0 -1 524 499 0 830 0 412 412 5122 0 20 0 0 0 100 1748 4430 4430 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 1 0 0 4 1 157 0 19 0 0 0 -5 0 20 0 0 0 100 0 0 0 0| 100 120
TWh/year 0,00 000 000 000 000 000 019 000 000 -019| 330 251 000 382 000 050 036 1308 000 0,18 000 000 0,00 3,10 658 658 000 309 792
FUEL BALAMNCE (TWHh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 PP Geo/Mu. Hydro HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
il - - - - - - - - - - - - - - - - 8,77 - - 877 | 912 -0,35 234 0,09
N.Gas - - - - - - - - - - - - - - - - 0,25 - - 0,25 0,00 0,25 005 0,10
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - 0,88 - - - - - 566 471 266 0,02 - - - - 13,96 000 13,96 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - 279 - - - - - - - 2,67 - 0,12 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Nuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - - 0,88 - - 279 - - 566 471 266 0,02 - 11869 - 012 2298 | 912 1386 239 0,01

16-may0-2023 [11.47]




Output specifications

2040_PTECAN.txt

The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0 22 362 405 170 11 949
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0 22 409 529 192 13 1143
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0o 22 645 564 303 14 1526
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0 22 363 572 1M 14 1119
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0 22 544 54 256 15 1469
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0 22 528 515 248 13 1304
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0 22 926 665 436 15 2042
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0o 22 1137 615 535 14 2302
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0 22 673 539 316 13 1541
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0 22 675 473 317 121477
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0 22 900 415 423 11 1750
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0 22 556 390 261 11 1218
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 22 0 0 0 22 645 528 303 13 1489
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 42 0 0 0 -1 2066 2392 972 46 5122
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 0 0 0 42 0 49 0 3 -5
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0419 000 0,00 -0,19 566 464 266 011 13,08
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWh/year
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Milion EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 0 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
IE}SZIIOH :_ g January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 0 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
P:ﬁg: ¥ Jp'esf = 0 March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
B;“;aas'; ing = 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_ _ 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginat op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 309 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpc“i - ?gg Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
%ﬁ:ﬂeck‘_ o Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial GO EMBSion cosis = = TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 548
Fixed operation costs = 0
Annual Investment costs = 0
TOTAL ANNUAL COSTS = 548
RES Share: 60,7 Percent of Primary Energy 131,2 Percent of Electricity 13,3 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [11:47]
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Input

2025 BAU+GN.txt

The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhiyear).  Flexible demand 0,00 Capacifies Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 3,30 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 0,03 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share  0.00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 000  Total 3,33 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elec. Storage  MW-e GWh Elec. Ther.
— Boiler 0 0,01 Minimum CHP gr 3 load 0 Mw Charge 1. 0 0 08
District heating (TWh/year) Gr1 Gr.2 Gr3 Sum Group 3: Minimum PP 145 MW Discharge 1: 0 0,90
District heating demand 0,00 0,00 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 Heat Pum . Charge 2. 0 0 080
g ; p maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Maximum importiexport MW Discharge 2: 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 0,00 0,00 Boiler 0 0,00 Electrolysers: 0 0 073 005
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 0,00 0,00 Condensing 1109 0,41 Distr. Name : Hour_nordpool. txt Rockbed Storage: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EURMWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 342 MW 0,94 TWhiyear 0,00 Grid Heatstorage: gr.2z 0 GWh g3 0 GWh Multiplication factor 1,00 - -
Photo Voltaic 114 MW 022 TWhiyear 000 stabili | FixedBoiler gr2: 00 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 0,00 EURMWhpr Mw | (TWhiea) Coal Oil Ngas Biomass
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear 0,00 sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWh/year) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,47 000 0,00
River Hydro 1 MW 0,01 TWhiyear 0,00 share Gri- 0,00 0,00 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 0,00 0,00 0,00
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 0,00 0,00 0,00
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 0:00 0:00 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 0,00 0,00 0,00
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex& Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfsmemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiler EH | lance [demand Transp. HP trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Load Imp Exp CEEP EEP
MW [ MW MW MW MW MW MW MW MW | MW | MW MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 373 3 0 0 0 0 0 80 0 0 0 0 299 100 0 3 3 0 0 0
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 374 3 0 0 0 0 0 94 0 0 0 0 290 100 0 7 7 0 0 0
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 369 3 0 0 0 0 0 135 0 0 0 0 259 100 0 21 21 0 0 2
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 3 0 0 0 0 0 88 0 0 0 0 284 100 0 10 10 0 0 1
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 361 3 0 0 0 0 0 122 0 0 0 0 258 100 0 16 16 0 0 2
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 373 3 0 0 0 0 0 13 0 0 0 0 278 100 0 15 15 0 0 1
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 383 3 0 0 0 0 0 186 0 0 0 0 22r 100 0 27 27 0 0 2
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 390 3 0 0 0 0 0 219 0 0 0 0 207 100 0 33 3 0 0 3
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 388 3 0 0 0 0 0 138 0 0 0 0 266 100 0 13 13 0 0 1
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 384 3 0 0 0 0 0 135 0 0 0 0 269 100 0 18 18 0 0 2
November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 377 3 0 0 0 0 0 170 0 0 0 0 242 100 0 31 31 0 0 2
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 376 3 0 0 0 0 0 M2 0 0 0 0 28 100 0 17 17 0 0 2
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 376 3 0 0 0 0 0 133 0 0 0 0 263 100 0 18 18 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 524 6 0 0 0 0 0 437 0 0 0 0 507 100 0 282 282 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 2 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 121
TWh/year 0,00 000 000 000 000 000 000 000 000 000f 330 003 000 000 000 000 000 117 000 000 000 000 231 000 016 0,96 000 0 19
FUEL BALANCE (TWh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected | CO2 emission (Mt):
DHP CHP2Z CHP3 Boiler2 Boiler3 PP Geo/Nu. Hydro  HTL Elcly. version Fuel ~Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Net Total Net
Coal - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
oil - - - - 2,29 - - - - - - - - - - - 1147 - - 13,76 -015 13,60 366 3,62
N.Gas - - - - 343 - - - - - - - - - - - 0,40 - - 3,83 -0,23 3,60 079 082
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - - - - - 094 022 - 0,01 - - - - 1,17 0,00 117 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Nuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - 571 - - - - - - 094 022 - 0,01 - 187 - - 18,76 -038 1837 445 445




Output specifications 2025 BAU+GN.txt The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind

MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 60 19 0 1 80
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 68 25 0 1 9
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 107 27 0 1 135
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 60 27 0 1 88
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 90 31 0 1 122
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 87 25 0 1 113
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 153 32 0 1 186
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 188 29 0 1 219
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 111 26 0 1 138
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 112 23 0 1 135
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 149 20 0 1 170
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 92 19 0 1 112
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 107 25 0 1 133
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 342 114 0 1 437
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 000 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 0,00 0,00 094 022 000 001 117

Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWhiyear

NATURAL GAS EXCHANGE

ANMUAL COSTS  (Million EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 296 Boilers CHP3  CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
IE}S:IIOH _: 82 January 0 0 443 0 0 0 443 0 0 0 0 0 0 443 443 0
Gasoil/Diesel 211 February 0 0 430 0 0 0 430 0 0 0 0 0 0 430 430 0
Petrol/JP = 0 Mar_ch 0 0 383 0 0 0 383 0 0 0 0 0 0 383 383 0
Gas handiing = 0 April 0 0 420 0 0 0 420 0 0 0 0 0 0 420 420 0
Bomass = 0 May 0 0 382 0 0 0 382 0 0 0 0 0 0 382 382 0
Food income = 0 June 0 0 412 0 0 0 412 0 0 0 0 0 0 412 412 0
Waste _ 0 July 0 0 336 0 0 0 336 0 0 0 0 0 0 336 336 0
August 0 0 307 0 0 0 307 0 0 0 0 0 0 307 307 0
Total Ngas Exchange costs = 174 September 0 0 394 0 0 0 394 0 0 0 0 0 0 394 394 0
Marginal operafion costs = 0 October 0 0 399 0 0 0 399 0 0 0 0 0 0 399 399 0
MNovember 0 0 358 0 0 0 358 0 0 0 0 0 0 358 358 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 422 0 0 0 422 0 0 0 0 0 0 422 422 0
:En;ppgn ; ) 13 Aver_age 0 0 390 0 0 0 390 0 0 0 0 0 0 390 390 0
Bottleneck = 19 Mg)_umum 0 0 751 0 0 0 751 0 0 0 0 0 0 751 751 0
g Minimum 0 0 215 0 0 0 215 0 0 0 0 0 0 215 215 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial E0Z mBSon costs = 45 TWhiyear 000 000 343 000 000 000 343 000 000 000 000 000 000 343 343 000
Total variable costs = 915
Fixed operation costs = 28
Annual Investment costs = 713
TOTAL ANNUAL COSTS = 1656

RES Share: 6,2 Percent of Primary Energy 35,1 Percent of Electricity 1,2 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [01:45]




Input 2030 BAU+GN.txt The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhiyear):  Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy:  Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 37 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2: MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 » o
Electric heating + HP 0,00 Transportation 0,15 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share ~ 0.00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 0,00 Total 3,32 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 E';*C Stf:fage MWE GWho E';;-O Ther.
i . ’ arge 1: ,
District heating (TWhiyear) Gr1 Gr2  Gr3  Sum 2?23; N 0 0.1 mmm SEP gr3 load 142 mw Discharge 1 0 0,90
District heating demand 0,00 0,00 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 Heat Pum . Charge 2: 0 0 080
g ; p maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Maximum importiexport 0 MW Discharge 2: 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 0,00 0,00 Boiler 0 0,00 Electrolysers: 0 0 0,73 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 0,00 0,00 Condensing 1108 0,40 Dlst_r__ Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storgge: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EUR/MWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 492 MW 1,35 TWhijear 000 Grid Heatstorage: gr.22 0 GWh g3 0 GWh Multiplication factor 1,00 - -
Photo Voltaic 114 MW 022 TWhiear 000 stabilic | FixedBoiler gr2: 00 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 000 EURMWhpr Mw | (TWhiyean) Coal Ol Ngas Biomass
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear 0,00 sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWh/year) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,36 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,01 TWhiyear 0,00 share Gri- 0,00 0,00 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 0,00 0,00 000
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 MW Industry 0,00 0,00 0,00 000
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 0:00 0:00 Biogas max to grid 0 MW Various 0,00 0,00 0,00 000
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InF:smemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiler EH | lance demand Transp. HP trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Load Imp Exp CEEP EEP
MW [ MW MW MW MW MW MW MW MW | MW | MV MW MW MW MW MW/| MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 17 0 0 0 0 0 107 0 0 0 0 279 100 0 11 11 0 0 1
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 17 0 0 0 0 0 124 0 0 0 0 272 100 0 20 20 0 0 1
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 355 17 0 0 0 0 0 182 0 0 0 0 243 100 0 53 53 0 0 4
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 345 17 0 0 0 0 0 115 0 0 0 0 272 100 0 25 25 0 0 3
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 347 17 0 0 0 0 0 162 0 0 0 0 243 100 0 41 11 0 0 5
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 17 0 0 0 0 0 151 0 0 0 0 262 100 0 38 38 0 0 3
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 368 17 0 0 0 0 0 253 0 0 0 0 207 100 0 75 75 0 0 5
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 375 17 0 0 0 0 0 301 0 0 0 0 183 100 0 92 92 0 0 8
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 373 17 0 0 0 0 0 187 0 0 0 0 240 100 0 37 37 0 0 3
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 369 17 0 0 0 0 0 184 0 0 0 0 249 100 0 48 48 0 0 4
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 363 17 0 0 0 0 0 235 0 0 0 0 225 100 0 81 81 0 0 7
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 361 17 0 0 0 0 0 152 0 0 0 0 271 100 0 45 45 0 0 4
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 361 17 0 0 0 0 0 180 0 0 0 0 245 100 0 A7 A7 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 503 30 0 0 0 0 0 585 0 0 0 0 509 100 0 431 43 0 (EURMWNh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 9 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 118
TWh/year 0,00 000 000 000 000 000 000 000 OO0 o000 317 0,25 000 0,00 000 000 000 158 000 000 000 000 215 000 041 041 0,00 0 49
FUEL BALANCE (TWh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 PP Geo/Mu. Hydro HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total Met
Coal - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Qil - - - - - 215 - - - - - - - - - - - 11,36 - - 13,51 0,41 13,09 360 349
N.Gas - - - - - 322 - - - - - - - - - - - 0,36 - - 3,58 0,62 2,96 0,74 0,68
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - - - - - - 1,35 0,22 - 0,01 - - - - 1,58 0,00 1,58 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
MNuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - 537 - - - - - - 1,35 0,22 - 0,01 - 11,72 - - 18,67 -1,03 17,64 433 417

16-mayo-2023 [01:48]



Output specifications 2030 BAU+GN.txt The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind

MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 86 19 0 1 107
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 97 25 0 1 124
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 154 27 0 1 182
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 86 27 0 1 115
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 130 31 0 1 162
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 126 25 0 1 151
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 221 32 0 1 253
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 271 29 0 1 301
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 160 26 0 1 187
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 161 23 0 1 184
November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 214 20 0 1 235
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 132 19 0 1 152
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 154 25 0 1 180
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 492 114 0 1 585
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 0,00 000 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 0,00 0,00 1,35 022 000 001 1,58

Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWhiyear

NATURAL GAS EXCHANGE
AMNUAL COSTS  (Million EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy  SynHy Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 318 Boilers CHP3  CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
IE}S:IIDH _: 78 January 0 0 418 0 0 0 418 0 0 0 0 0 0 118 118 0
GasoilDiesel= 238 February 0 0 407 0 0 0 407 0 0 0 0 0 0 407 407 0
PetrollJP = 0 Mar_ch 0 0 364 0 0 0 364 0 0 0 0 0 0 364 364 0
Gas handiing = 0 April 0 0 408 0 0 0 408 0 0 0 0 0 0 408 408 0
Biomass = 0 May 0 0 363 0 0 0 363 0 0 0 0 0 0 363 363 0
Food income = 0 June 0 0 392 0 0 0 392 0 0 0 0 0 0 392 392 0
Waste _ 0 July 0 0 309 0 0 0 309 0 0 0 0 0 0 309 309 0
August 0 0 273 0 0 0 273 0 0 0 0 0 0 273 273 0
Total Ngas Exchange costs = 164 September 0 0 359 0 0 0 359 0 0 0 0 0 0 359 359 0
Marginel operafion costs = 0 October 0 0 372 0 0 0 372 0 0 0 0 0 0 372 372 0
MNovember 0 0 337 0 0 0 337 0 0 0 0 0 0 337 337 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 405 0 0 0 405 0 0 0 0 0 0 405 405 0
:En;ppin ; ) 48 Aver_age 0 0 367 0 0 0 367 0 0 0 0 0 0 367 367 0
Bottleneck = 49 M_a)_umum 0 0 762 0 0 0 762 0 0 0 0 0 0 762 762 0
g Minimum 0 0 217 0 0 0 217 0 0 0 0 0 0 217 217 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial E0Z MBS costs = 433 TWhiyear 000 000 322 000 000 000 322 000 000 000 000 000 000 322 322 000
Total variable costs = 914
Fixed operation costs = 34
Annual Investment costs = 745
TOTAL ANNUAL COSTS = 1693

RES Share: 8,5 Percent of Primary Energy 47,6 Percent of Electricity 1,6 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [01:48]




Input

2035 BAU+GN.txt

The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhiyear).  Flexible demand 0,00 Capacifies Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 3,04 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 0,51 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share 0,00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 0,00 Total 3,55 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elec. Storage  MW-e GWh Elec. Ther.
— Boiler 0 Minimum CHP gr 3 load 0 Mw Charge 1. 0 0 08
District heating (TWh/year) Gr1 Gr.2 Gr3 Sum Group 3: Minimum PP 145 MW Discharge 1: 0 0,90
District heating demand 0,00 0,00 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 Heat Pum - Charge 2 0 0 080
v p maximum share 1,00 . i
Solar Thermal 0,00 0,00 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Maximum importiexport MW Discharge 2. 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 0,00 0,00 Boiler 0 0.00 Electrolysers: 0 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 0,00 0,00 Condensing 1106 0,40 Dlst_r__ Name : Hour_nordpool. txt Rockbed Storgge: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EUR/MWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 641 MW 1,76 TWhiyear 0,00 Grid Heatstorage: gr.2z 0 GWh 0 GWh Multiplication factor 1,00 - -
Photo Voltaic 114 MW 022 TWhiyear 000 stabili | FixedBoiler gr2: 00 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 0,00 EURMWhpr Mw | (TWhiea Coal Oil Ngas Biomass
Offshore Wind 0 MW 0 TWhiyear 0,00 sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWh/year) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,25 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,01 TWhiyear 0,00 share Gri- 0,00 0,00 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 0,00 0,00 0,00
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 0,00 0,00 0,00
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 0:00 0:00 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 0,00 0,00 0,00
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex& Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfsmemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiler lance demand Transp. HP  trolyser Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Load Imp Exp CEEP EEP
MW [ MW MW MW MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 344 58 0 0 0 0 0 133 0 0 0 0 28 100 0 17 17 0 0 1
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 344 58 0 0 0 0 0 153 0 0 0 0 278 100 0 29 29 0 0 2
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 340 58 0 0 0 0 0 228 0 0 0 0 250 100 0 79 79 0 0 6
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 331 58 0 0 0 0 0 141 0 0 0 0 287 100 0 39 39 0 0 4
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 333 58 0 0 0 0 0 201 0 0 0 0 253 100 0 63 63 0 0 8
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 344 58 0 0 0 0 0 189 0 0 0 0 272 100 0 59 59 0 0 5
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 353 58 0 0 0 0 0 320 0 0 0 0 210 100 0 19 119 0 0 8
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 58 0 0 0 0 0 383 0 0 0 0 180 100 0 146 146 0 0 12
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 358 58 0 0 0 0 0 235 0 0 0 0 241 100 0 61 61 0 0 6
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 353 58 0 0 0 0 0 233 0 0 0 0 25 100 0 77 77 0 0 7
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 348 58 0 0 0 0 0 300 0 0 0 0 229 100 0 123 123 0 0 10
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 346 58 0 0 0 0 0 192 0 0 0 0 280 100 0 68 68 0 0 6
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 346 58 0 0 0 0 0 226 0 0 0 0 252 100 0 74 74 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 483 101 0 0 0 0 0 732 0 0 0 0 55 100 0 563 563 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 32 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 118
TWh/year 0,00 000 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00| 304 051 000 0,00 0,00 000 199 000 000 000 0,00 221 0,00 065 065 000 0 76
FUEL BALAMNCE (TWh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 PP Geo/Mu. Hydro  HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - 0,00 - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Qil - - - - 223 - - - - - - - - 11,25 - - 13,48 -0,65 12,82 359 342
N.Gas - - - - 3,34 - - - - - - - - 0,32 - - 3,66 0,98 2,68 0,75 0,61
Biomass - - - - 0,00 - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - - - - 0,22 - 0,01 - - - - 1,99 0,00 1,99 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
MNuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - 557 - - - - - 0,22 - 0,01 - 11,56 - - 19,12 -1,63 17,49 434 403

16-mayo-2023 [01.51]




Output specifications

2035 BAU+GN.txt

The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr.3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 112 19 0 1 133
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 127 25 0 1 153
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 200 27 0 1 228
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 112 27 0 1 14
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 169 31 0 1 20
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 164 24 0 1 189
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 287 32 0 1 320
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 353 29 0 1 383
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 209 26 0 1 235
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 209 22 0 1 233
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 279 20 0 1 300
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 172 19 0 1 192
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 200 25 0 1 226
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 641 114 0 1 732
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 000 0,00 0,00 1,76 022 000 001 1,99
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWh/year
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Milion EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 347 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
ES:IID“ :_ Bg January 0 0 433 0 0 0 433 0 0 0 0 0 0 433 433 0
Gasoil/Di B} = 265 February 0 0 420 0 0 0 420 0 0 0 0 0 0 420 420 0
P:ﬁg: ¥ Jp'esf = 0 March 0 0 377 0 0 0 377 0 0 0 0 0 0 377 377 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 434 0 0 0 434 0 0 0 0 0 0 434 434 0
B;“;aas'; ing = 0 May 0 0 382 0 0 0 382 0 0 0 0 0 0 382 382 0
Food income_ _ 0 June 0 0 410 0 0 0 410 0 0 0 0 0 0 410 410 0
Waste _ - 0 July 0 0 317 0 0 0 317 0 0 0 0 0 0 317 317 0
August 0 0 273 0 0 0 273 0 0 0 0 0 0 273 273 0
Total Ngas Exchange costs = 170 September 0 0 364 0 0 0 364 0 0 0 0 0 0 364 364 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 386 0 0 0 386 0 0 0 0 0 0 386 386 0
ginat op - November 0 0 346 0 0 0 346 0 0 0 0 0 0 346 346 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 424 0 0 0 424 0 0 0 0 0 0 424 424 0
'mpc“i - 72 Average 0 0 380 0 0 0 380 0 0 0 0 0 0 380 380 0
%ﬁ:ﬂeck‘_ b Maximum 0 0 840 0 0 0 840 0 0 0 0 0 0 840 840 0
e - Minimum 0 0 220 0 0 0 220 0 0 0 0 0 0 220 220 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial GO EMBSion cosis = e TWhiyear 000 000 334 000 000 000 334 000 000 000 000 000 000 334 334 000
Total variable costs = 951
Fixed operation costs = 40
Annual Investment costs = 765
TOTAL ANNUAL COSTS = 1756
RES Share: 10,4 Percent of Primary Energy 56,0 Percent of Electricity 2,0 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [01:51]




Input

2040 BAU+GN.txt

The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhiyear).  Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 2,90 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 1,29 CHP 0 0 0,50 Minimum Stabilisation share ~ 0.00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 000  Total 419 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elr?C Stf:fage MWE GWhO E';g-o Ther.
i . ’ arge 1: ,
District heating (TWhiyear) Gr1 Gr2 2?23; 5 0 0,01 mmm SEP gr 3 load 142 mw Discharge 1 0 0,90
District heating demand 0,00 0,00 CHP 0 0 050 Heat Pum . Charge 2. 0 0 080
; p maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Maximum importiexport 0 MW Discharge 2. 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 Boiler 0 0,00 Electrolysers: 0 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 Condensing 1104 Disfr. Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storage: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EURMWnh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 791 MW 217 TWhiyear Heatstorage: gr.22 0 GWh 0 GWh Multiplication factor 1,00 - -
Photo Voltaic 113 MW 0,22 TWhiyear Fixed Boiler._gr2: 0,0 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 0,00 EURMWhpr. Mw | (Whiyear) Coal Oil Ngas Biomass
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWhiyear) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,14 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,01 TWhiyear Gri- 0,00 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 000 0,00 0,00
Hydro Power 0 MW 0 TWhiyear Gr2- 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 000 0,00 000
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 0:00 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 000 0,00 000
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfsmemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP lance |[demand Transp. HP  trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Lload Imp Exp CEEP EEP
MW [ MW MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 147 0 0 0 0 0 159 0 0 0 0 33 100 0 18 18 0 0 1
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 147 0 0 0 0 0 183 0 0 0 0 321 100 0 29 29 0 0 2
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 325 147 0 0 0 0 0 275 0 0 0 0 28 100 0 89 89 0 0 7
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 315 147 0 0 0 0 0 167 0 0 0 0 341 100 0 46 46 0 0 5
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 317 147 0 0 0 0 0 240 0 0 0 0 297 100 0 73 73 0 0 10
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 147 0 0 0 0 0 228 0 0 0 0 316 100 0 69 69 0 0 6
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 337 147 0 0 0 0 0 387 0 0 0 0 239 100 0 142 142 0 0 10
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 343 147 0 0 0 0 0 466 0 0 0 0 196 100 0 172 172 0 0 15
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 341 147 0 0 0 0 0 284 0 0 0 0 278 100 0 74 74 0 0 7
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 337 147 0 0 0 0 0 282 0 0 0 0 294 100 0 92 92 0 0 8
November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 332 147 0 0 0 0 0 365 0 0 0 0 257 100 0 144 14 0 0 12
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 330 147 0 0 0 0 0 232 0 0 0 0 324 100 0 80 80 0 0 7
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 330 147 0 0 0 0 0 273 0 0 0 0 290 100 0 86 86 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 460 256 0 0 0 0 0 879 0 0 0 0 678 100 0 668 668 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 81 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 119
TWh/year 0,00 000 0,00 000 0,00 0,00 0,00| 290 129 0,00 0,00 000 000 240 000 0,00 000 0,00 255 000 076 0,76 0,00 0 90
FUEL BALAMNCE (TWHh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Qil - - - - - - - - - 11,14 - - 13,74 0,77 12,97 366 345
N.Gas - - - - - - - - - 0,27 - - 417 -1,16 3,02 085 0,67
Biomass - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - 217 0,22 - 0,01 - - - - 2,40 0,00 2,40 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
MNuclear/CCS - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - 217 0,22 - 0,01 - 11,41 - - 20,31 -1,93 18,38 451 413

6-may0-2023 [01.50]




Input

2040 BAU+GN.txt

The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhiyear):  Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 2,90 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2: MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 1,29 CHP 0 0 0,50 Minimum Stabilisation share Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 0,00 419 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP E'hec Stf:fage MW*; GWho ELB;-O Ther.
i . arge 1: ,
District heating (TWh/year) Gr2 Sum 2?;:3; N 0 0.1 mmm SEP gr3load mw Discharge 1 0 0,90
District heating demand 0,00 0,00 CHP 0 0 050 Heat Pum . h Charge 2 0 0 080
; p maximum share N )
Solar Thermal 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Meximum importiexpart MW Discharge 2: 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 Boiler 0 0,00 Electrolysers: 0 0 0,73 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 Condensing 1104 Distr. Name : Hour_nordpool. txt Rockbed Storage: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EURMWnh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 791 MW 217 TWhiyear Grid Heatstorage: gr22 0 GWh g3 0 GWh Multiplication factor 1,00 - -
Photo Voltaic 113 MW 0,22 TWhiyear stabili. | Fixed Boiler: gr2: 0,0 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 000 EURMWh pr. Mw | (Whiea) Coal Oil Ngas Biomass
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWhiyear) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,14 0,00 000
River Hydro 1 MW 0,01 TWhiyear share Gri- 0,00 Gas Storage 0 Household 0,00 000 0,00 000
Hydro Power 0 MW 0 TWhiyear Gr2: 000 Syngas capacity 0 Industry 0,00 000 0,00 000
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gr3 0:00 Biogas max to grid 0 Various 0,00 000 0,00 000
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfsmemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiler EH | lance demand Transp. HP trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Load Imp Exp CEEP EEP
MW | MW MW MW MW MW MW | MW | MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 147 0 0 0 0 0 159 0 0 0 0 33 100 0 18 18 0 0 1
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 147 0 0 0 0 0 183 0 0 0 0 321 100 0 29 29 0 0 2
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 325 147 0 0 0 0 0 275 0 0 0 0 28 100 0 89 89 0 0 7
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 315 147 0 0 0 0 0 167 0 0 0 0 341 100 0 46 46 0 0 5
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 317 147 0 0 0 0 0 240 0 0 0 0 297 100 0 73 73 0 0 10
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 147 0 0 0 0 0 228 0 0 0 0 316 100 0 69 69 0 0 6
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 337 147 0 0 0 0 0 387 0 0 0 0 239 100 0 142 142 0 0 10
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 343 147 0 0 0 0 0 466 0 0 0 0 19% 100 0 172 172 0 0 15
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 341 147 0 0 0 0 0 284 0 0 0 0 278 100 0 74 74 0 0 7
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 337 147 0 0 0 0 0 282 0 0 0 0 29 100 0 92 92 0 0 8
November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 332 147 0 0 0 0 0 365 0 0 0 0 257 100 0 144 144 0 0 12
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 330 147 0 0 0 0 0 232 0 0 0 0 324 100 0 80 80 0 0 7
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 330 147 0 0 0 0 0 273 0 0 0 0 290 100 0 86 86 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 460 256 0 0 0 0 0 879 0 0 0 0 678 100 0 668 668 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 81 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 119
TWh/year 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 O000| 290 129 000 0,00 000 000 000 240 000 0,00 0,00 2,55 000 076 0,76 0,00 0 90
FUEL BALANCE (TWh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 Geo/Mu. Hydro HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total Met
Coal - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Qil - - - - - - - - - - - 11,14 - 13,74 0,77 12,97 366 345
N.Gas - - - - - - - - - - - 0,27 - 417 -1,16 3,02 0,85 0,67
Biomass - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - 217 0,22 - 0,01 - - - 2,40 0,00 2,40 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
MNuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - - - - - 217 0,22 - 0,01 - 11,41 - 20,31 -1,93 18,38 451 413

16-mayo-2023 [071.50]




ANEXO 6

RESULTADOS DE LAS SIMULACIONES DEL ESCENARIO BAU CON CONDICION DE
LIGADURA EN EL VE PARA ALCANZAR HASTA EL 75% EN EL ANO 2035

925



Input

2025_BAU_75%VE.txt

The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWh/year): Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy:  Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 3,30 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 0,07 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share ~ 0.00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 000  Total 3,37 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elr?C Stf:fage MWE GWhO E';g-o Ther.
Boiler 0 0,01 . ' arge 1: :
District heating (TWh/year) Gr1  Gr2 Group 3. Minimum CHP gr 3 load il Discharge 1- 0 0,90
- ) pJ Minimum PP 145 MW ;
District heating demand 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 . Charge 2. 0 0 080
g ; Heat Pump maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 300 Maximum import/esoort 0 MW Discharge 2. 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 Boiler 0 0.00 porvexp Electrolysers: 0 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 Condensing 1109 0,39 ' Disfr. Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storage: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EURMWnh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 342 MW 0,94 TWhiyear Heatstorage: gr.2. 0 GWh g3 0 Gwh Multiplication factor 1,00 TWhiyea) Coal O Ngas Biomass
Photo Voltaic 114 MW 0,22 TWhiyear Fixed Bailer: gr2: 00 Percent gr3: 00 Percent | pgpendencyfactor 0,00 EURMWh pr. MW 9
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWhiyear) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,47 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,01 TWhiyear Gri- 000 000 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 0,00 000
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 0,00 0,00
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 000 000 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 0,00 0,00
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfamemEx
heating | Solar CSHP DHP CHP HP lance |[demand Transp. HP  trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Lload Imp Exp CEEP EEP P p
MW [ MW MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW MW | MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW Million EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 373 8 0 0 0 0 0 80 0 0 0 0 304 100 0 3 3 0 0 0
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 374 8 0 0 0 0 0 94 0 0 0 0 294 100 0 7 7 0 0 0
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 369 8 0 0 0 0 0 135 0 0 0 0 263 100 0 20 20 0 0 2
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 8 0 0 0 0 0 88 0 0 0 0 28 100 0 10 10 0 0 1
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 361 8 0 0 0 0 0 122 0 0 0 0 262 100 0 15 15 0 0 2
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 373 8 0 0 0 0 0 13 0 0 0 0 282 100 0 14 14 0 0 1
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 383 8 0 0 0 0 0 186 0 0 0 0 231 100 0 25 25 0 0 2
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 390 8 0 0 0 0 0 219 0 0 0 0 211 100 0 31 3 0 0 3
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 388 8 0 0 0 0 0 138 0 0 0 0 270 100 0 12 12 0 0 1
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 384 8 0 0 0 0 0 135 0 0 0 0 273 100 0 17 17 0 0 1
November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 377 8 0 0 0 0 0 170 0 0 0 0 245 100 0 29 29 0 0 2
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 376 8 0 0 0 0 0o M2 0 0 0 0 289 100 0 17 17 0 0 1
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 376 8 0 0 0 0 0 133 0 0 0 0 268 100 0 17 17 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 524 15 0 0 0 0 0 437 0 0 0 0 515 100 0 279 279 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 5 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 122
TWh/year 0,00 000 0,00 000 0,00 0,00 000| 330 007 000 000 000 000 O00 1117 000 000 000 000 235 000 015 0,5 0,00 0 18
FUEL BALAMNCE (TWHh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 Geo/Mu. Hydro HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Oil - _ - - - - - - - - - - 11,47 - - 17,50 -0,38 17,12 466 4,56
N.Gas - - - - - - - - - - - - 0,40 - - 0,40 0,00 0,40 0,09 0,17
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - - 0,94 0,22 0,01 - - - - 1,17 0,00 1,17 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
MNuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - - - - 0,94 0,22 0,01 - 11,87 - - 19,07 0,38 18,69 475 473

16-mayo-2023 [11.54]




Output specifications

2025_BAU_75%VE.txt

The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 60 19 0 1 80
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 68 25 0 1 o4
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 107 27 0 1 135
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 60 27 0 1 88
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 90 31 0 1 122
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 87 25 0 1 113
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 153 32 0 1 186
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 188 29 0 1 219
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 111 26 0 1 138
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 112 23 0 1 135
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 149 20 0 1 170
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 92 19 0 1 112
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 107 25 0 1 133
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 342 114 0 1 437
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 000 0,00 0,00 094 022 000 001 117
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWh/year
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Milion EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 433 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
IE}SZIIOH :_ 223 January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 211 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
P:ﬁg: ¥ Jp'esf = 0 March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
B;“;aas'; ing = 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_ _ 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginat op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpc“i - 1g Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
%ﬁ:ﬂeck‘_ . Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial GO EMBSion cosis = 475 TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 908
Fixed operation costs = 27
Annual Investment costs = 686
TOTAL ANNUAL COSTS = 1622
RES Share: 6,1 Percent of Primary Energy 34,7 Percent of Electricity 1,2 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [11:54]




Input 2030 BAU_75%VE.txt The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhiyear).  Flexible demand 0,00 Capacifies Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 37 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2: MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 » o
Electric heating + HP 0,00 Transportation 0,46 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share 0,00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 0,00 Total 3,63 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 E';*C Stf:fage MWE GWho E';;-O Ther.
i . ’ arge 1 ,
District heating (TWh/year) Gr1 Gr2  Gr3  Sum 2?23; N 0 0.1 mmm SEP gr 3 load 142 mw Discharge 1 0 0,90
District heating demand 0,00 0,00 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 Heat Pum . Charge 2. 0 0 080
g ; p maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Maximum importiexport 0 MW Discharge 2. 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 0,00 0,00 Boiler 0 0,00 Electrolysers: 0 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 0,00 0,00 Condensing 1108 0,39 Dlst_r__ Name : Hour_nordpool. txt Rockbed Storgge: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EUR/MWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 492 MW 1,35 TWhiyear 0,00 Grid Heatstorage: gr.2z 0 GWh g3 0 GWh Multiplication factor 1,00 - -
Photo Voltaic 114 MW 022 TWhiyear 000 stabili | FixedBoiler gr2: 00 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 0,00 EURMWhpr Mw | (TWhiea) Coal Oil Ngas Biomass
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear 0,00 sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWh/year) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,36 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,01 TWhiyear 0,00 share Gri- 0,00 000 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 0,00 0,00 0,00
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 000 000 000
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 0:00 0:00 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 0,00 0,00 0,00
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex& Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfsmemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiler EH | lance [demand Transp. HP trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Load Imp Exp CEEP EEP
MW [ MW MW MW MW MW MW MW MWV | MW | MV MW MW MW MW MW [ MN MV MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 52 0 0 0 0 0 107 0 0 0 0 310 100 0 6 6 0 0 0
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 52 0 0 0 0 0 124 0 0 0 0 300 100 0 13 13 0 0 1
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 355 52 0 0 0 0 0 182 0 0 0 0 266 100 0 41 11 0 0 3
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 345 52 0 0 0 0 0 115 0 0 0 0 303 100 0 21 21 0 0 2
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 347 52 0 0 0 0 0 162 0 0 0 0 269 100 0 32 32 0 0 4
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 52 0 0 0 0 0 151 0 0 0 0 290 100 0 30 30 0 0 3
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 368 52 0 0 0 0 0 253 0 0 0 0 227 100 0 60 60 0 0 5
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 375 52 0 0 0 0 0 301 0 0 0 0 198 100 0 72 72 0 0 6
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 373 52 0 0 0 0 0 187 0 0 0 0 267 100 0 29 29 0 0 3
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 369 52 0 0 0 0 0 184 0 0 0 0 274 100 0 38 38 0 0 3
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 363 52 0 0 0 0 0 235 0 0 0 0 245 100 0 66 66 0 0 5
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 361 52 0 0 0 0 0 152 0 0 0 0 297 100 0 36 36 0 0 3
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 361 52 0 0 0 0 0 180 0 0 0 0 270 100 0 37 37 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 503 91 0 0 0 0 0 585 0 0 0 0 566 100 0 410 410 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 29 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 120
TWh/year 0,00 000 000 000 000 000 000 000 o000 000|317 046 000 000 000 000 000 158 000 0,00 000 0,00 238 0,00 033 033 000 0 39
FUEL BALAMNCE (TWh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 PP Geo/Mu. Hydro  HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Qil - - - - - 6,15 - - - - - - - - - - - 11,36 - - 17,51 0,84 16,67 466 444
N.Gas - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,36 - - 0,36 0,00 0,36 0,08 0,15
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - - - - - - 1,35 0,22 - 0,01 - - - - 1,58 0,00 1,58 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
MNuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - 6,15 - - - - - - 1,35 0,22 - 0,01 - 11,72 - - 19,45 0,84 18,61 474 459

16-mayo-2023 [11:56]



Output specifications

2030_BAU_75%VE.txt

The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr.3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance Wind Photo\ Offshar 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 86 19 0 1 107
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 97 25 0 1 124
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 154 27 0 1 182
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 86 27 0 1 115
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 130 31 0 1 162
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 126 25 0 1 15
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 221 32 0 1 253
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 271 29 0 1 30
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 160 26 0 1 187
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 161 23 0 1 184
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 214 20 0 1 235
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 132 19 0 1 152
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 154 25 0 1 180
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 492 114 0 1 585
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 000 0,00 0,00 1,35 022 000 001 1,58
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWh/year
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Milion EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 465 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
I yor January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 238 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
P:ﬁg: Y JF:esf = 5 March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
B;“;aas'; ing = 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_ _ 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginal op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpc“i - 33 Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
gﬁ:ﬂeck‘f P Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial GO EMBSion cosis = b TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 939
Fixed operation costs = 33
Annual Investment costs = 706
TOTAL ANNUAL COSTS = 1679
RES Share: 8,1 Percent of Primary Energy 43,5 Percent of Electricity 1,6 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [11:56]




Input

2035_BAU_75%VE.txt

The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhiyear).  Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 3,04 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 1,60 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share ~ 0.00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 000  Total 4,64 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elr?C Stf:fage MWE GWhO E';g-o Ther.
i . ’ arge 1: ,
District heating (TWhiyear) Gr1 Gr2 2?23; 5 0 0,01 mmm SEP gr 3 load 142 mw Discharge 1 0 0,90
District heating demand 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 Heat Pum . Charge 2. 0 0 080
g ; p maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Maximum importiexport 0 MW Discharge 2. 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 Boiler 0 0,00 Electrolysers: 0 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 Condensing 1106 0,38 Disfr. Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storage: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EURMWh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 641 MW 1,76 TWhiyear Heatstorage: gr.22 0 GWh g3 0 Gwh Multiplication factor 1,00 - -
Photo Voltaic 114 MW 0,22 TWhiyear Fixed Boiler._gr2: 0,0 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 0,00 EURMWhpr. Mw | (Whiyear) Coal Oil Ngas Biomass
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWhiyear) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,25 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,01 TWhiyear Gri- 0,00 0,00 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 0,00 000
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 0,00 0,00
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 0:00 0:00 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 0,00 0,00
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfsmemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP lance |[demand Transp. HP  trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Lload Imp Exp CEEP EEP
MW [ MW MW MW MW MW MW | MW MW MW MW MW MW [ MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW Million EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 344 182 0 0 0 0 0 133 0 0 0 0 397 100 0 4 4 0 0 0
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 344 182 0 0 0 0 0 153 0 0 0 0 38 100 0 9 9 0 0 1
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 340 182 0 0 0 0 0 228 0 0 0 0 33 100 0 41 4 0 0 3
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 331 182 0 0 0 0 0 1M 0 0 0 0 39 100 0 23 23 0 0 2
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 333 182 0 0 0 0 0 201 0 0 0 0 348 100 0 35 35 0 0 5
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 344 182 0 0 0 0 0 189 0 0 0 0 370 100 0 33 3 0 0 3
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 353 182 0 0 0 0 0 320 0 0 0 0 284 100 0 69 69 0 0 5
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 359 182 0 0 0 0 0 383 0 0 0 0 238 100 0 80 80 0 0 7
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 358 182 0 0 0 0 0 235 0 0 0 0 338 100 0 34 34 0 0 3
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 353 182 0 0 0 0 0 233 0 0 0 0 345 100 0 43 43 0 0 4
November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 348 182 0 0 0 0 0 300 0 0 0 0 302 100 0 72 72 0 0 6
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 346 182 0 0 0 0 0 192 0 0 0 0 376 100 0 40 40 0 0 4
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 346 182 0 0 0 0 0 226 0 0 0 0 342 100 0 40 40 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 483 318 0 0 0 0 0 732 0 0 0 0 760 100 0 489 489 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 100 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 123
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 000 000 0,00 000| 304 160 000 000 000 000 000 199 000 000 000 000 301 000 035 035 000 0 44
FUEL BALAMNCE (TWHh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
il - - - - - - - - - - - - 125 - - 19,12 -093 18119 509 485
N.Gas - - - - - - - - - - - - 0,32 - - 0,32 0,00 0,32 007 013
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - - 1,76 022 0,01 - - - - 1,99 0,00 1,99 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Nuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - - - - 1,76 022 0,01 - 1156 - - 21,42 -093 2050 516 498

6-may0-2023 [12.05]




Output specifications

2035_BAU_75%VE.txt

The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 112 19 0 1 133
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 127 25 0 1 153
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 200 27 0 1 228
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 112 27 0 1 14
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 169 31 0 1 20
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 164 24 0 1 189
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 287 32 0 1 320
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 353 29 0 1 383
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 209 26 0 1 235
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 209 22 0 1 233
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 279 20 0 1 300
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 172 19 0 1 192
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 200 25 0 1 226
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 641 114 0 1 732
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 000 0,00 0,00 1,76 022 000 001 1,99
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWh/year
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Milion EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 556 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
IE}SZIIOH :_ 293 January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 265 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
P:ﬁg: ¥ Jp'esf = 0 March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
B;“;aas'; ing = 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_ _ 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginat op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpc“i - 43 Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
%ﬁ:ﬂeck‘_ i Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial GO EMBSion cosis = >16 TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 1072
Fixed operation costs = 39
Annual Investment costs = 726
TOTAL ANNUAL COSTS = 1837
RES Share: 9,3 Percent of Primary Energy 42,8 Percent of Electricity 2,0 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [12:09]




Input 2040 _BAU_75%VE.ixt The EnergyPLAN model 16.22

Electricity demand (TWhiyear).  Flexible demand 0,00 Capacities Efficiencies Regulation Strategy: Technical regulation no. 1 Fuel Price level: Basic
Fixed demand 2,90 Fixedimp/exp. 0,00 Group 2 MW-e MJ/s elec. Ther COP CEEP regulation 000000000 B S
Electric heating + HP 0,00 Transportation 1,72 CHP 0 0 040 050 Minimum Stabilisation share ~ 0.00 Capacities Storage Efficiencies
Electric cooling 000  Total 462 Heat Pump 0 0 3,00 Stabilisation share of CHP 0.00 Elr?C Stf:fage MWE GWhO E';g-o Ther.
i . ’ arge 1: ,
District heating (TWhiyear) Gr1 Gr2  Gr3  Sum 2?23; N 0 0.1 mmm SEP gr 3 load 142 mw Discharge 1 0 0,90
District heating demand 0,00 0,00 0,00 0,00 CHP 0 0 040 050 Heat Pum . Charge 2. 0 0 080
g ; p maximum share 1,00 ) .
Solar Thermal 0,00 0,00 0,00 0,00 Heat Pump 0 0 3,00 Maximum importiexport 0 MW Discharge 2. 0 0,90
Industrial CHP (CSHP) 0,00 0,00 0,00 0,00 Boiler 0 0,00 Electrolysers: 0 0 073 0,05
Demand after solar and CSHP 0,00 0,00 0,00 0,00 Condensing 1104 0,38 Disfr. Name : Hour_nordpool.txt Rockbed Storage: 0 0 1,00
Addition factor 0,00 EURMWnh CAES fuel ratio: 0,000
Wind 791 MW 217 TwWhiyear 0,00 Grid Heatstorage: gr.22 0 GWh g3 0 Gwh Multiplication factor 1,00 - -
Photo Voltaic 113 MW 022 TWhiyear 000 stabili | FixedBoiler gr2: 0,0 Percent gr3: 00 Percent | pependencyfactor 000 EURMWhpr Mw | (WWhiea) —Coal Ol Ngas Biomass
Offshore Wind 0 Mw 0 TWhiyear 0,00 sation Electricity prod. from  CSHP  Waste (TWhiyear) Average Market Price 113 EUR/MWh Transport 0,00 11,14 0,00 0,00
River Hydro 1 MW 0,01 TWhi/year 0,00 share Gri- 0,00 0,00 Gas Storage 0 GWh Household 0,00 000 0,00 0,00
Hydro Power 0 Mw 0 TWhiyear Gr2- 000 000 Syngas capacity 0 Mw Industry 0,00 000 0,00 000
Geothermal/Nuclear 0 Mw 0 TWhiyear Gra 0:00 0:00 Biogas max to grid 0 Mw Various 0,00 000 0,00 000
Output WARNING!!: (1) Critical Excess;
District Heating Electricity Exchange
Demand Production Consumption Production Balance
Distr. Waste+ Ba- | Elec Flex & Elec- Hydro| Tur- Hy-  Geo- Waste+ Stab- InfsmemExp
heating | Solar CSHP DHP CHP HP ELT Boiller EH | lance |[demand Transp. HP trolyser EH  Pump| bine RES dro thermal CSHP CHP PP Lload Imp Exp CEEP EEP
MW [ MW MW MW MW MW MW MW MW | MW | MN MW MW MW MW MW | MW MW MW MW MW MW MW | % MW MW MW MW | Milion EUR
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 19 0 0 0 0 0 159 0 0 0 0 377 100 0 12 12 0 0 1
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 19 0 0 0 0 0 183 0 0 0 0 362 100 0 20 20 0 0 2
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 325 19 0 0 0 0 0 275 0 0 0 0 318 100 0 72 72 0 0 6
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 315 19 0 0 0 0 0 167 0 0 0 0 383 100 0 39 39 0 0 4
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 317 19 0 0 0 0 0 240 0 0 0 0 333 100 0 61 61 0 0 8
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 328 19 0 0 0 0 0 228 0 0 0 0 35 100 0 57 57 0 0 5
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 337 19 0 0 0 0 0 387 0 0 0 0 266 100 0 121 121 0 0 9
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 343 19 0 0 0 0 0 466 0 0 0 0 216 100 0 143 143 0 0 12
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 341 19 0 0 0 0 0 284 0 0 0 0 315 100 0 62 62 0 0 6
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 337 19% 0 0 0 0 0 282 0 0 0 0 328 100 0 77 77 0 0 7
November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 332 19 0 0 0 0 0 365 0 0 0 0 28 100 0 122 122 0 0 10
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 330 19 0 0 0 0 0 232 0 0 0 0 361 100 0 67 67 0 0 6
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 330 19 0 0 0 0 0 273 0 0 0 0 324 100 0 71 7 0| Average price
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0| 460 342 0 0 0 0 0 879 0 0 0 0 763 100 0 639 639 0 (EUR/MWh)
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 108 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 145 100 0 0 0 0 - 121
TWh/year 0,00 000 000 o000 o000 000 000 000 o000 000| 29 172 000 000 000 000 000 240 000 0,00 000 0,00 285 000 063 063 0,00 0 76
FUEL BALAMNCE (TWHh/year): Waste/ CAES BioCon- Electro- PV and Wind off Industry Imp/Exp Corrected CO2 emission (Mt):
DHP CHP2 CHP3 Boiler2 Boiler3 PP Geo/Mu. Hydro HTL Elcly. version Fuel Wind CSP  Wave Hydro Solar.Th. Transp. househ. Various Total Imp/Exp Met Total MNet
Coal - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Qil - - - - - 7,56 - - - - - - - - - - - 11,14 - - 18,70 -1,66 17,03 498 454
N.Gas - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,27 - - 0,27 0,00 0,27 0,06 0,11
Biomass - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Renewable - - - - - - - - - - - - 217 0,22 - 0,01 - - - - 2,40 0,00 2,40 0,00 0,00
H2 etc. - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Biofuel - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
MNuclear/CCS - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total - - - - - 7,56 - - - - - - 217 0,22 - 0,01 - 11,41 - - 21,37 -1,66 19,70 504 465

16-mayo-2023 [12:06]



Output specifications

2040_BAU_75%VE.txt

The EnergyPLAN model 16.22 @

District Heating Production
Gr.1 Gr.2 Gr3 RES specification
District District Stor- Ba- District Stor- Ba- RES1 RES2 RES3 RES Total
heating Solar CSHP DHP | heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiler EH age lance| heating Solar CSHP CHP HP ELT Boiller EH age lance Wind Photo\ Offshor 4-7 ind
MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 139 19 0 1 159
February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 156 25 0 1 183
March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 247 27 0 1 275
April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 139 27 0 1 167
May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 208 31 0 1 240
June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 202 24 0 1 228
July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 355 31 0 1 387
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 435 29 0 1 466
September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 257 25 0 1 284
October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 258 22 0 1 282
MNovember 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 345 20 0 1 365
December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 213 18 0 1 232
Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 247 25 0 1 273
Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 791 113 0 1 879
Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 0 1 1
Total for the whole year
TWhiyear 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 0,00 0,00 0,00 0,00 000 000 000 000 000 000 0,00 0,00 217 022 000 001 240
Own use of heat from industrial CHP: 0,00 TWh/year
NATURAL GAS EXCHANGE
ANMNUAL COSTS  (Milion EUR) DHP & CHP2 PP Indi- Trans Indu. Demand Bio- Syn- CO2Hy SynHy SynHy  Stor- Sum Im- Ex-
Total Fuel ex Ngas exchange = 571 Boilers CHP3 CAES  vidual port Var. Sum gas gas gas gas gas age port port
Uranium = 0 MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW MW
IE}SZIIOH :_ 273 January 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gasoil/Di B} = 292 February 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
P:ﬁg: ¥ Jp'esf = S March 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Gas h dl'_ B 0 April 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
B;“;aas'; ing = 0 May 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Food income_ _ 0 June 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Waste _ - 0 July 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
August 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Ngas Exchange costs = 0 September 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Marginal operation costs = 0 October 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
ginat op - November 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total Electricity exchange = 0 December 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
'mpc“i - 72 Average 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
%ﬁ:ﬂeck‘_ b Maximum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
e - Minimum 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Fixed imp/ex= 0
- _ Total for the whole year
Toial GO EMBSion cosis = =8 TWhiyear 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000 000
Total variable costs = 1075
Fixed operation costs = 45
Annual Investment costs = 747
TOTAL ANNUAL COSTS = 1866
RES Share: 11,2 Percent of Primary Energy 51,9 Percent of Electricity 2.4 TWh electricity from RES 16-mayo-2023 [12:06]




