@%% UNIVERSITAT

(@) POLITECNICA

DE VALENCIA

o = Y% ESCUELA TECNICA
\ ¥ SUPERIOR INGENIEROS
by~ g% INDUSTRIALES VALENCIA

TRABAJO FIN DE GRADO EN INGENIERIA DE LA ENERGIA

ANALISIS DEL MERCADO ELECTRICO DE
TEXAS Y SU ADECUACION EN CUANTO A
LA APLICACION DE ESTRATEGIAS DE
RESPUESTA DE LA DEMANDA PARA LA
PROVISION DE SERVICIOS

COMPLEMENTARIOS
AUTOR: Carlos Alvarez Carrillo
TUTOR: Manuel Alcazar Ortega

Curso Académico: 2016-17



Andlisis del mercado eléctrico de Texas y su adecuacién en cuanto a la aplicacidn de estrategias
de respuesta de la demanda para la provisidn de servicios complementarios

AGRADECIMIENTOS

“A mi familia y

A mi tutor Manuel Alcazar Ortega”



Andlisis del mercado eléctrico de Texas y su adecuacién en cuanto a la aplicacién de estrategias
de respuesta de la demanda para la provisidn de servicios complementarios

RESUMEN

El mercado eléctrico de Texas ha experimentado en los ultimos afios una serie de cambios con el
objetivo de liberalizar el sector eléctrico e introducir una estructura de competencia. En este
sentido, Texas esta llevando a cabo, a través del organismo regulador en esta area (PUCT) y del
operador del sistema y del mercado (ERCOT), estrategias en el dmbito de respuesta de la demanda
gue le sitian como referente en este campo.

El objetivo de este trabajo es realizar un exhaustivo analisis de la estructura y el funcionamiento de
los mercados mayoristas y minoristas en el estado de Texas, asi como de los métodos y programas
empleados en la gestién del sistema y el mercado para introducir la participacién de la demanda.

Este documento incluye la descripcién del funcionamiento de los mercados de energia y servicios
complementarios, ademds de los distintos procesos que se llevan a cabo para mantener la fiabilidad
y seguridad del sistema eléctrico del estado. Dicha explicacion de los distintos mercados y procesos
ejecutados es fundamental para entender el papel de la respuesta de la demanda en Texas.

El trabajo se realiza para servir de base en lo que a la comprensién del mercado eléctrico del estado
de Texas se refiere, y como punto de partida para la aplicacién de estrategias de respuesta de la
demanda encaminadas tanto a aportar una mayor fiabilidad y seguridad al sistema eléctrico como
a optimizar los beneficios de los consumidores finales.

Palabras Clave: Operacién de sistemas de energia eléctrica, servicios complementarios, respuesta
de la demanda.
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RESUM

El mercat eléctric de Texas ha experimentat en els Gltims anys una serie de canvis amb I'objectiu de
liberalitzar el sector eléctric i introduir una estructura de competéencia. En aquest sentit, Texas esta
duent aterme, a través de I'organisme regulador en aquesta area (PUCT) i de I'operador del sistema
i del mercat (ERCOT), estratégies en I'ambit de resposta de la demanda que li situen com referent
en aquest camp.

L’objectiu d’aquest treball és realitzar un exhaustiu analisis tant de I’estructura i el funcionament
dels mercats majoristes i minoristes en I'estat de Texas com dels metodes i programes empleats en
la gestio del sistema i mercat per a introduir la participacio de la demanda.

Este document inclou la descripci6 del funcionament del mercats d’energia i servicis
complementaris, a més dels diferents processos que se duen a terme per a mantindré la fiabilitat i
seguretat del sistema eléctric de I'estat. La dita explicacié dels distints mercats i processos executats
és fonamental per a entendre el paper de la resposta de la demanda en Texas.

El treball es realitza per a servir de base en el que a la comprensié del mercat eléctric de I'estat de
Texas es refereix, i com a punt de partida per a I'aplicacid d’estratégies de resposta de la demanda
encaminades tant a aportar una major fiabilitat i seguretat al sistea eléctric com a optimitzar els
beneficis dels consumidors finals.

Paraules clau: Operacid de sistemes d’energia eléectrica, servicis complementaris, resposta de la
demanda.
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ABSTRACT

The Texas electric market has experienced many changes in the last years in order to deregulate
the power electricindustry and introduce a competitive structure. In this way, Texas is carrying out,
through its regulation institution (PUCT) and its market and sistem operator (ERCOT), strategies in
the demand response field that place Texas as a reference in this field.

The objective of this thesis is to make an exhaustive analysis of the Texas wholesale and retail
market operation and structure, as well as the methods and programs employed in the system and
market management to introduce the demand participation.

This document contain the energy and ancillary services market operation description, as well as
the diferent processes carried out to mantain the state electric system reliability and security. This
explanation is basic to understand the demand response relevance in the Texas state.

The thesis is done to serve as a basis to the Texas state electric market understanding, and as a
starting point to the demand response strategies development and aplication to reach both a major
reliability and security electric system and an end users benefits optimization.

Keywords: Electric System operation, ancillary servicis, demand response.
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CAPITULO 1. INTRODUCCION

1.1 Antecedentes

Esta Tesina de Fin de Grado surge de la estrecha colaboracion entre el grupo de Analisis de Sistemas
y Mercados Eléctricos del Insitituto de Ingeneria Energética (lIE) de la Universidad Politécnica de
Valencia (UPV) y la Universidad de Texas Rio Grande Valley (UTRGV) y algunas empresas del sector
eléctrico en el estado de Texas.

EI IIE, en el drea de sistemas y mercados eléctricos, ha participado en los Ultimos afios en multiples
proyectos de respuesta de la demanda y su impacto tanto en los sistemas eléctricos de potencia
como en los consumidores.

Ha participado en proyectos piloto europeos de gran embergadura (EUDEEP, Demand Response in
the Industrial Production -DRIP-, etc). En este sentido, también se ha participado en distintos
proyectos con Estados Unidos y paises de Latinoamérica.

Del mismo modo, el estado de Texas ha experimentado en los Ultimos 20 afios una serie de cambios
gue le han conducido a ser actualmente uno de los estados pioneros en lo que a gestidn de la
respuesta de la demanda se refiere. Es en esta linea cdmo nace la conveniencia de realizar el
presente trabajo de fin de grado.

1.2 Motivacion y objetivos

Como se ha comentado anteriormente, se prevé una estrecha colaboracion en el futuro con el
operador del sistema y de mercado en casi todo el estado de Texas (Electric Reliability Council of
Texas, ERCOT), que es una entidad innovadora a nivel mundial en la utilizaciéon de recursos de la
demanda para la gestidn del sistema eléctrico. Dentro de este interés en el instituo, y en prevision
de nuevos proyectos de colaboracidén con otras empresas eléctricas en el estado de Texas, es como
se inicia esta tesina de fin de grado.

Los objetivos de este trabajo son los siguientes:

e Analizarla estructura del sistema eléctrico de Texas, sus agentes y cdmo se relacionan entre
ellos.

e Estudiar los mecanismos de mercado mayorista y minorista que se utilizan en el estado de
Texas para las transacciones de electricidad, incluyendo los productos existentes y los
métodos de liquidacion.

e Analizar los servicios complementarios que utiliza el Operador del Sistema y los
mecanismos de asignacion.

e Evaluar la participacién de los consumidores en mecanismos de operacién a través de
programas de respuesta de la demanda.
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1.3 Organizacién del trabajo

El trabajo se organiza en cuatro distintos capitulos, siendo el primero de ellos una introduccién en
la que se sitla y explica la naturaleza y objetivo de este trabajo.

En elCAPITULO 2. E se explica, en primer lugar, los cambios que se han realizado en el sector
eléctrico en los ultimos afios en Texas, asi como su estructura actual. Ademas, se describe y
profundiza en el funcionamiento de los distintos mercados mayoristas de energia, finalizando el
capitulo refiriéndose a la evolucién del mercado minorista de energia y las opciones de las que
dispone en la actualidad.

En el CAPITULO 3. Gestidn de los servicios complementarios en el sistema eléctrico de Texas se
describen los distintos mercados de servicios complementarios que ERCOT ejecuta de manera
diaria y en tiempo real. A su vez, se describen los procesos que se llevan a cabo en el estado de
Texas para mantener la fiabilidad y seguridad del sistema eléctrico. Este capitulo es de fundamental
importancia para entender el papel de la respuesta de la demanda en Texas.

Finalmente, en el CAPITULO 4. Programas de Respuesta de la Demanda en Texas, se introduce los
distintos programas de respuesta de la demanda que existen en el estado. Se realiza, a su vez, un
repaso a la evolucidon experimentada en los ultimos afios en lo que a la participacion de los
consumidores se refiere, los cuales han llevado a situar al estado de Texas como un referente en
esta materia.
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CAPITULO 2. ESTRUCTURA DEL MERCADO
ELECTRICO EN EL ESTADO DE TEXAS

2.1 Organizacion del mercado eléctrico en los Estados Unidos de América

El sistema eléctrico de Estados Unidos se ha desarrollado en tres grandes redes (o Power Grids)
independientes de Corriente Alterna (CA) y con 60 Hz de frecuencia nominal, conectadas entre si
por lineas de Corriente Continua (CC).). Estas redes, a su vez, contienen otras subredes mas
pequefias en el dmbito geografico, mediante las cuales se abastece a los consumidores finales. Estas
tres redes principales [1] se observan en la Figura 1, y son:

e Elsistema interconectado del este, el cual abarca dos tercios del este de los Estados Unidos.

e El sistema interconectado occidental, que abarca principalmente el sudoeste y las areas al
oeste de las montafias rocosas.

e Elsistema interconectado de Texas.

e ‘zf

e
1 ¢

Source Tiorth Amsrican Elctrk
Rellabiiry Corponstion

Figura 1. Areas sincronizadas del sistema eléctrico en EE. UU. (Fuente NERC)

Las redes principales consisten en conexiones de extra alta tension entre Utilities independientes
(Empresas Eléctricas en lo sucesivo), cuyo cometido es permitir la transferencia de energia eléctrica
desde redes de muy alta tensidn a los consumidores finales de una determinada zona geografica.

El estado de Texas Unicamente se interconecta con las otras dos redes mediante un nimero muy
limitado de lineas de corriente continua (CC), también llamados enlaces asincronos porque
permiten una frecuencia diferente en los convertidores en ambos extremos de la linea. El sistema
interconectado occidental y el de Texas estan unidos a diversas partes de México mientras que el
del este y el occidental estdn completamente integrados con gran parte de Canadd o tienen
acoplamientos con la red de potencia de la provincia de Quebec. Virtualmente todas las empresas
eléctricas de los E.E.U.U. estan interconectadas con al menos otra a través de estas redes de
transporte. Las excepciones estan en Alaska y Hawai. Las empresas eléctricas interconectadas
dentro de cada red coordinan operaciones y compran y venden energia entre ellas [1].
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A nivel nacional existen las siguientes entidades de control en el sector eléctrico:

o NERC: North American Electric Reliability Corporation. Esta entidad es la encargada de
asegurar la fiabilidad y seguridad en el mercado mayorista de Estados Unidos [2]. La NERC
desarrolla y asegura el cumplimiento de estandares de fiabilidad. El drea de la que es
responsable abarca los Estados Unidos, Canadd y la parte norte de Baja California y México.
Estd supervisada por la Federal Energy Regulatory Commission (FERC) y las autoridades
gubernamentales en Canada.

e FERC: Federal Energy Regulatory Commission. Esta entidad es una agencia federal
independiente que regula el transporte de energia eléctrica entre estados, asi como de
petrdleo y gas natural [3].

En 2007, se aprobd que la NERC delegara su autoridad para dirigir y garantizar la conformidad de la
red eléctrica en ocho entidades regionales [2]. Estas entidades estdn formadas por distintos agentes
del mercado eléctrico, los cuales se describirdn en la seccidon 2.3.Agentes y funcionamiento de
mercado. Dichas entidades regionales se ilustran en la Figura 2.

Figura 2. Entidades regionales de fiabilidad del sistema eléctrico en EE. UU. (Fuente NERC)

Florida Reliability Coordinating Council (FRCC).
Midwest Reliability Organization (MRO).
Northeast Power Coordinating Council (NPCC)
Realibility First (RF).

SERC Reliability Corporation (SERC).

Southwest Power Pool, RE (SPP RE).

Texas Reliability Entity (Texas RE).

e Western Electricity Coordinating Council (WECC).

Estas entidades regionales son los responsables de la gestionar y asegurar la fiabilidad y seguridad
del sistema en sus areas de servicio.
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El control, la coordinacion y la monitorizacidon de la operacién de la red de potencia en un area o
region determinada es llevada a cabo por el Operador del Sistema (OS). Se distinguen dos tipos de
funcionamiento del operador de sistema en EE. UU:

e Independent System Operator (ISO), gestiona un Unico estado.
e Regional Transmission Operator (RTO), gestiona mas de un estado.

En Estados Unidos se tienen siete OS distintos, siendo tres de ellos ISOs y el resto RTOs [4]. Se

muestran a continuacién (Figura 3):

e Electric Reliability Council of Texas (ERCOT). ISOs

e (California Independent System Operator (CAISO).

e New York Independent System Operator (NYSO). }

e Independent System Operator New England (ISO-NE).
e PJM Interconnection LLC (PJM).

e Southwest Power Pool (SPP). RTOs
e Midwest Independent Transmission System Operator (MISO).

Figura 3. Operadores del sistema en Estados Unidos (Fuente NERC)

La red se divide en estas siete areas, constituyéndose en cada una de ellas un mercado mayorista
independiente de los demads, y con una regulacién que, siendo coordinada por la FERC, es particular
en cada caso. Ademads de estos siete mercados, existen tres mds en los que no se tiene ningln
operador del sistema, y son el Northwest, Southeast y Southwest. A continuacion, se describe
brevemente cada uno de ellos:
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e California (CAISO): opera un mercado de electricidad mayorista competitivo y dirige la
fiabilidad de su red de transporte. CAISO proporciona acceso al transporte y realiza una
planificacidon a largo plazo. Se encarga también de despachar recursos de generacion y de
coordinar el flujo de electricidad en California y una parte de Nevada. Los mercados
gestionados por CAISO son de energia (day-ahead y real-time), servicios complementarios
y Congestion Revenue Rights' (CRRs). CAISO fue fundado en 1998, pero no fue hasta 2008
cuando llegd a alcanzar todas las funciones como ISO. Cred el Energy Imbalance Market
(EIM) en 2014, sirviendo partes de Oregon, Washington, California, Utah, Wyomingy Idaho.

e Midcontinent (MISO): opera el sistema de transporte y el despacho centralizado en partes
de 15 estados, desde Michigan e Indiana hasta Montana, y desde el borde canadiense hasta
los limites del sur de Luisiana y Mississippi. El sistema se opera desde dos centros de
control: Eagan (Minnesota) y Little Rock (Arkansas). MISO también ejerce de coordinador
de fiabilidad para mas sistemas al norte y noroeste de su drea de mercado. MISO no
gestionaba un mercado de energia antes de organizarse como una ISO en diciembre de
2001, iniciando sus operaciones en abril de 2005.

¢ Nueva Inglaterra (ISO-NE): ISO-NE es responsable de operar los mercados mayoristas de
energia, servicios complementarios, CRRs y productos relacionados, ademds de subastas
para la compra de capacidad. ISO-NE opera la red de transporte de alta tensién de Nueva
Inglaterray realiza la planificacion a largo plazo del sistema. Esta conectada con el New York
Independent System Operaton (NYISO), TransEnergie (Québec) y el New Brunswick System
Operator.

e Nueva York (NYISO): la FERC autorizd la creacion de este operador en diciembre de 1998.
Cubre el estado entero de Nueva York y es responsable de operar.los mercados mayoristas
de energia, capacidad y CRRs en el transporte. Realiza la operacién de la red de alta tensién
y planificacién a largo plazo. Las restricciones de transporte crdnicas se encuentran en el
sudeste del estado, en New York City y Long Island, los consumidores mds grandes de
electricidad. Estas restricciones frecuentemente tienen como resultado precios mas
elevados.

e PJM: opera un mercado mayorista de electricidad competitivo y dirige la fiabilidad de la red
de transporte. Realiza planificacion a largo plazo y despacha recursos de generacion,
coordinando al mismo tiempo el flujo de electricidad entre los 13 estados que opera. Los
mercados que gestiona son de energia (day-ahead y real-time), servicios complementarios
y de capacidad. Fue fundado en 1927 como mercado de energia por tres empresas
eléctricas de Pennsylvania y New Jersey. Se convirtié en I1SO en 1996 y en 1997 introdujo
mercados con precios basados en las pujas y Locational Marginal Prices? (LMPs). Se desigh6
como RTO en 2001.

I Instrumentos financieros que permiten al poseedor recibir una compensacién cuando existe congestion en
la red de transporte.

2Coste marginal de producir el siguiente incremento de carga en bus eléctrico, basado en las ofertas de
compra y venta de energia.
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e Southwest Power Pool (SPP): fundado en 1941, SPP consiguid el estatus de RTO en 2004,
asegurando suministros de energia fiables, infraestructura de transporte adecuada y
precios de electricidad competitivos. En 2007, SPP empezd a operar su mercado Energy
Imbalance Service (EIS) real-time. Ese mismo afio fue aprobada por la FERC como entidad
regional, ejerciendo como coordinador de la fiabilidad para la region de la NERC. En 2014,
SPP comenzé la operacién de un Integrated Marketplace, que incluye un mercado de
energia day-ahead y real-time y un mercado de reserva de operacion. Este Integrated
Marketplace optimiza el despliegue de energia y reservas de operacidon despachando
recursos con costes mas bajos.

e ERCOT: opera como ISO, dirigiendo la demanda de 24 millones de clientes en el estado de
Texas, abasteciendo el 90% de la carga del estado. Opera un mercado mayorista
competitivo de energia y servicios complementarios diario y en tiempo real (day-ahead y
real-time). A través de ERCOT se realizan también las liquidaciones financieras de energiay
servicios complementarios obtenidos en cualquiera de los mercados que ERCOT ejecuta.
Este mercado es el objeto de estudio de este documento, por lo que se desarrollard en
detalle en las siguientes secciones.

e Northwest: incluye la Northwest Power Pool (NWPP), la Rocky Mountain Power Area
(RMPA) y la Arizona, New Mexico, Souther Nevada Power Area. Estas areas contienen varias
Balancing Authorities (BAs), responsables del despacho de la generacién, gestionando al
mismo tiempo la fiabilidad de la red de transporte y el suministro de energia. A pesar de
gue las BAs funcionan de manera auténoma, algunas tienen acuerdos conjuntos de planes
de transporte y reparto de reservas.

e Southeast: es un mercado bilateral que abarca parte de las regiones de Florida Reliability
Coordinating Council (FRCC) y el Southeastern Electric Reliability Council (SERC). Las
empresas eléctricas en el Southeast estan integradas verticalmente y todas las ventas
fisicas se realizan bilateralmente. El mix de generacién varia segun la regién. El FRCC utiliza
gas natural principalmente, mientras que el resto del Southeast explota plantas nucleares
y de carbodn.

e Southwest: abarca las subregiones de Arizona, Nuevo Mexico, sur de Nevada y la Rocky
Mountain Power Area del Western Electric Coordinating Council (WECC). Tiene como
principales recursos de generacion de electricidad el carbén y la energia nuclear, aunque
también usa recursos de gas generalmente en periodos pico.
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2.2 Estructura general del mercado eléctrico en el estado de Texas

En la regidn de Texas hay cuatro redes de transporte diferentes (como se observa en la Figura 4),
cada una de las cuales es parte una regidn de fiabilidad eléctrica distinta bajo la NERC. La red mas
grande es la de ERCOT, la cual sirve un 90% de la demanda del estado y cubre aproximadamente el
75 % del drea geografica de Texas. Dentro de ERCOT, hay muchas empresas eléctricas que poseen
y operan sistemas de transporte y distribucion. Cada uno de esos sistemas esta conectado con uno
0 mas sistemas, formando asi la red de ERCOT.

I ERCOT - Electric Reliability Council of Texas

SPP - Southwest Power Pool

MISO - Midcontinent Independent System Operator
[ WECC - Western Electricity Coordinating Council

Figura 4. Operadores del sistema en el estado de Texas (Fuente Energy Topics)

Desde 1970, la funcion principal de ERCOT ha sido la coordinacion del transporte de energia
eléctrica entre miembros y la supervision de la fiabilidad de dicho transporte. Desde su origen, las
funciones de ERCOT han crecido con el objetivo de adaptarse a las distintas necesidades de la
industria eléctrica de Texas. Su rol incluye la supervisidon de las transacciones relacionadas con la
reestructuracion de la industria eléctrica, incluyendo tanto el desarrollo y la operacién del mercado
minorista competitivo como el control de las actividades de los mercados de energia.

2.2.1 Evolucidon del mercado en los ultimos 20 afios

En 1995, el mercado pasd a ser mas competitivo cuando la Texas State Legislature 3modificé la
Public Utility Regulatory Act —PURA- (Ley de Regulacién de Servicios Publicos) para desregular el
mercado de generacidon mayorista [5]. De esta forma, en septiembre de 1996, ERCOT reestructuré
su organizacién e inicié operaciones como un ISO, incrementando la eficiencia en el sistema de
transporte de energia eléctrica para todos los participantes del mercado.

3 Asamblea bicameral del estado de Texas.
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La Texas State Legislature pasé la Senate Bill 7* (SB7) en 1999, y se iniciaron una serie de eventos
gue cambiaron la operacidn de la industria de energia eléctrica en el estado. El objetivo era hacer
mas transparente el precio de la energia, proporcionar mds opciones a los clientes y crear una
atmdsfera que condujera a la innovacion y nuevas oportunidades. La SB7 incluia:

e Desagregacion funcional de la generacidon, transporte y/o distribucion y funciones
minoristas mediante la creacidon de empresas eléctricas generadoras (Power Generation
Companies, PGCs), empresas transportistas y/o distribuidoras (Transmission and/or
Distribution Service Provider, TDSPs), y empresas comercializadoras (Retail Electric
Providers, REPs).

e Regulacion del transporte y distribucidn de electricidad.

e Limitacion de la propiedad de los PGC en cuanto a su capacidad instalada a no mas del 20%
de la regidn de ERCOT, o cualquier otra regidn de energia de Texas.

e Obligacidn alos operadores tradicionales de ofertar a sus clientes residenciales y pequefios
comerciales a un precio “Price to Beat’” en su area de servicio. Para los nuevos REPs se
establecié un “Price Floor” al que podian ofertar y, de esta forma, pudieran entrar y
establecerse en el mercado. Esta medida se llevd a cabo para evitar que los REPs existentes
ofertasen a un precio menor, evitando asi la entrada de nuevos REPs y la implantacion de
competencia minorista.

e Hacer previsiones de las compafiias eléctricas municipales (Municipally Owned Utilities) y
cooperativas eléctricas (Electric Cooperatives) que optarian por no entrar en competencia
minorista y mantener sus territorios de servicio existentes y sus organizaciones agregadas.

El 31 de julio de 2001, el sistema de ERCOT se consolidd en una Unica drea geografica formada por
las 10 areas de control existentes en esta regidn (operadas por empresas eléctricas reguladas), y
comenzé operaciones de programacién centralizada de energia para transacciones de mercado
mayorista de electricidad. Del mismo modo, inicid la gestién de los servicios complementarios
necesarios para cumplir con su funcidn de garantizar la fiabilidad.

El 1 de enero de 2002, se introdujo la competencia minorista, y los clientes minoristas disponian de
la posibilidad de elegir a sus comercializadores (REPs). Aquellos clientes abastecidos por empresas
eléctricas de capital privado eran elegibles automaticamente para participar en el nuevo mercado.
Los clientes de empresas electicas publicas y cooperativas disponian de la oportunidad de participar
también en la competencia minorista.

4 Ley que se establecié el 20 de junio de 1999 para llevar a cabo la liberalizacién del mercado eléctrico en el
estado de Texas.

5 Tarifas que ofertaban las REPs afiliadas con I0Us, con un drea de servicio definida, a clientes residencialesy
pequefios comerciales. El precio de estas tarifas se estableciéd en un 6% menor que el precio que la empresa
eléctrica cobraba a estos clientes antes del 1 de enero de 1999.
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2.2.2 Configuracion actual del sistema eléctrico en el estado de Texas

En septiembre de 2003, la Public Utility Commission of Texas (PUCT) comunicé a ERCOT la necesidad
de desarrollar un disefio de mercado mayorista nodal. Este nuevo mercado introduce mas precisién
en la asignacion de los costes de congestidn, un despacho econdmico que incluye las restricciones
de recursos especificos, un mercado diario (Day-Ahead) optimizado de energia y servicios
complementarios, un incremento en la transparencia de los precios de energia mediante el cdlculo
de los Precios Marginales de Localizacion (Locational Marginal Prices, LMPs), asi como un aumento
de la fiabilidad y la eficiencia del sector eléctrico [6].

Hasta ese momento, en la regiéon de ERCOT se disponia de un mercado zonal [7], en el cual la
determinacién del precio de la electricidad se realizaba cada 15 minutos, calculado como el precio
de equilibrio entre el suministro y demanda de electricidad. En el mercado zonal, la red estaba
organizada en 10 zonas de direccidén de congestion, lo que pretendia aumentar la fiabilidad del
sistema ya que a menudo la generacion de electricidad tenia lugar lejos del punto de consumo, lo
gue podia causar congestion en las lineas de transporte y la consecuente disminucidn de la
fiabilidad del sistema.

Para evitar la congestion, ERCOT podia equilibrar la fuente de generaciény, de esta manera, reducia
la congestidn, pero sélo entre zonas y no dentro de una misma zona. Este equilibrio de generacién
requeria que el generador barato limitara su produccién, causando un encarecimiento de la
electricidad pagada por el consumidor final.

A diferencia del mercado zonal, el mercado nodal calcula los costes de transporte desde varios miles
de puntos de entrega o nodos a lo largo de Texas (ilustrados en la Figura 5). Un nodo es un punto
de interconexién del sistema de transporte, en el que se calcula el Locational Marginal Price (LMP),
gue es el coste marginal, basado en la oferta, de producir el siguiente incremento de carga en un
nodo de red dado. El mercado nodal es capaz de dirigir la congestién en una misma zona, lo que
conlleva una disminucidn en el precio de la electricidad mientras que la fiabilidad aumenta.

Figura 5. Nodos o puntos de interconexion del sistema de ERCOT (Fuente ERCOT)
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La determinacién de precios nodales ayuda a proporcionar una imagen mas exacta y detallada del
transporte y la generacidn, lo que permite al mercado revelar mejor las areas de electricidad mas
cara (congestion) y de esta forma reducir los costes y fomentar soluciones de transporte mas
eficientes o despacho usando el generador menos caro. El sistema nodal también mejorara el
mercado y el rendimiento de las operaciones incrementando el ritmo de la determinacién de
precios, pasando de 15 a 5 minutos.

A efectos de liquidacion, ERCOT establece tres tipos de puntos de liquidacidn distintos [8]:

e Nudo eléctrico en el que hay capacidad de generacién (Resource Node, RN), definido en el

modelo de operaciones de red (se ilustra en la Figura 6). En el caso de un generador
conectado a la red de transporte a través de una subestacion, ya sea por una o mas lineas,
se considera que el bus eléctrico es la propia subestacidn. En caso contrario, se considera
que el bus eléctrico es directamente el nudo al que esta conectado el generador.
Para un recurso de generacion que estd conectado a la red de transporte de ERCOT
Unicamente por una o mas lineas de transporte que se originan en el recurso de generacion
y terminan en una subestacidn, en ese caso el RN es el bus eléctrico de la subestacién. Para
cualquier otro recurso de generacién, el RN es el lado del recurso de generacién del bus
eléctrico en el cual el recurso de generacidn estd conectado a la red de transporte de
ERCOT.

Resource

Electrical Bus

Figura 6. Nudos eléctricos (Fuente ERCOT).

e Zonas de carga: grupo de buses eléctricos geograficamente préximos (se muestran en la
Figura 7) asignados a una misma zona (Load Zone, LZ). Todos los buses eléctricos en ERCOT
con carga deben estar asignados a una LZ para propésitos de liquidacién. Se distinguen en:

o Zonas competitivas (Competitive Load Zones); hay 4:

= North.
= South.
= West.
=  Houston.
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Figura 7. Zonas de carga competitivas (Fuente ERCOT).

o Zonas no competitivas (Non-Opt-In Entity Load Zones, NOIEs). Son nucleos
aisalados situados dentro de las zonas de carga competitivas, formadas por
cooperativas eléctricas y empresas eléctricas muncipales, en las que no se ha
introducido la competencia minorista. Hay 4 zonas de carga de NOIEs, que fueron
aprobadas antes de la implementacion del mercado nodal en Texas.

= Austin Energy.

= City Public Service.

= Rayburn Country Electric Cooperative.
= [ower Colorado River Authority.

o Zonas de corriente continua (Direct Current Tie Load Zones, DC Ties); una DC Tie
Load Zone (Figura 8) contiene Unicamente un bus eléctrico en la red de transporte
de ERCOT, usado para realizar exportaciones de electricidad.

North 220 Mw

Eagle Pass 36 mw_/

Laredo 100 Mw

Railroad 300 Mw /

Figura 8. Zonas de carga de corriente continua (Fuente ERCOT).

e Grupo de nudos de interconexion a 345 kV (Hubs) geograficamente proximos. Existen los
siguientes (en la Figura 9 s e muestran los 4 regionales):
o North (Hub regional).
o West (Hub regional).
o South (Hub regional).
o Houston (Hub regional).

12



Andlisis del mercado eléctrico de Texas y su adecuacién en cuanto a la aplicacién de estrategias

de respuesta de la demanda para la provisidn de servicios complementarios

o ERCOT Hub Average.
o ERCOT Bus Average.

Figura 9. Hubs regionales (Fuente ERCOT).

2.3 Agentes y funcionamiento de mercado

En el estado de Texas, los roles de operador de mercado y operador de sistema son ejecutados por

la misma entidad, que es Electric Reliability Council of Texas (ERCOT) [6]. Lleva a cabo las siguientes

funciones:

Dirige el flujo de energia eléctrica de 22 millones de clientes en Texas,
representando el 90% de la carga eléctrica del estado y el 75% del drea de Texas.
Como el operador del sistema para la region, ERCOT programa la energia en la red
eléctrica que conecta 64.000 km de lineas de transporte y mas de 550 unidades de
generacion.

Ayuda a los agentes de mercado a planificar y administrar sus operaciones de
mercado competitivo de manera eficiente, proporcionandoles informacién a
tiempo real de previsiones climatoldgicas, carga, pérdidas y necesidades de
servicios complementarios.

Ejecuta las subastas de CRR, el Mercado Diario (Day-Ahead Market, DAM), el
Mercado de Servicios Complementario Suplementario (Suplemental Ancillary
Services Market, SASM) y el Mercado en Tiempo Real (Real Time, RTM). Para ello
interacciona Unicamente con entidades cualificadas para ello (Qualified Scheduling
Entities, QSEs).

ERCOT también gestiona las liquidaciones financieras del mercado mayorista
competitivo de energia y servicios complementarios y administra la conmutacion
de 6,5 millones de clientes en las areas de eleccién competitiva.

Trabaja con las empresas de transporte y distribucién (Transmmission and
Distribution Service Providers, TDSPs) para dirigir el sistema de transporte. Los
TDSPs son responsables también de las instalaciones de medida de los recursos
generacion y carga, asi como de enviar los datos medidos de recursos y cargas no
gestionados directamente por ERCOT.

Se encarga de llevar a cabo ciertos programas de respuesta de la demanda,
desplegados para mejorar la fiabilidad del sistema.
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Ademas del operador, los agentes del mercado eléctrico en Texas [8] (tal y como se ilustra en la

Figura 13) son los siguientes:

Qualifying Scheduling Entities (QSEs); entidades habilitadas para realizar transacciones en
el mercado eléctrico de Texas, ya sea en nombre propio o en representacién de otras
entidades. Cualquier transaccién de compra o venta de energia realizada en el mercado
debe ser realizada necesariamente a través de una QSE. Pueden representar a Load Serving
Entities (LSEs), Resource Entities (REs) (Figura 10). Las QSEs son una de las dos entidades
que realiza liquidaciones financieras con ERCOT, siendo responsables de enviar
programaciones a ERCOT en nombre de las entidades que representan o cualquier
contratacidn bilateral con otra QSE. Las QSEs pueden también enviar a ERCOT ofertas de
venta de energia, ofertas de compra de energia u ofertas de servicios complementarios.

®
Load

Enﬁiﬁflth}

Figura 10. Relacidon entre LSEs, REs y QSEs (Fuente ERCOT).

o Load Serving Entities (LSEs); empresas comercializadoras de energia eléctrica en el
mercado minorista. Representan a Non Opt-in Entities (NOIEs) o a Competitive
Retailers (CRs) (Figura 11), las cuales son las Unicas entidades autorizadas para la
venta de electricidad a clientes minoristas. Las LSEs predicen la carga de sus clientes
y negocian con otros participantes de mercado, como Resource Entities (REs) o
Power Marketers (PMs), para comprar energia. Las LSEs comunican las
programaciones resultantes a ERCOT a través de su QSE.

petitve
Retailer (CR)

Figura 11. Relacidn entre LSEs, NOIEs, CRs, REPs y OIEs (Fuente ERCOT)

14



Andlisis del mercado eléctrico de Texas y su adecuacién en cuanto a la aplicacién de estrategias
de respuesta de la demanda para la provisidn de servicios complementarios

= Non Opt-in Entities (NOIEs); son cooperativas eléctricas (Electric
Cooperatives) o empresas eléctricas municipales (Municipally Owned
Utilities) que tienen derecho a no abrir sus areas de servicio certificadas
(previas a la desregularizacion) a competencia minorista. Ademas, no estan
obligadas a desagregar sus organizaciones y pueden continuar sus
operaciones agregadas, aunque elijan entrar en competencia y participar
como Competitive Retailers (CRs).

= Competitive Retailers (CRs); comercializadoras eléctricas que ofertan en
competencia minorista. Estan registrados con la Public Utility Commission
of Texas (PUCT). Pueden ser:

e Retail Electric Providers (REPs); comercializadora que contrata a
una QSE para proporcionar servicios de programacion a sus
clientes de carga. Es un proveedor eléctrico que compra
electricidad al por mayor y la vende a clientes minoristas en areas
de Texas abiertas a competencia minorista.

e Opt-in Entities; cooperativas eléctricas o empresas eléctricas
municipales abiertas a competencia minorista que, a diferencia de
las NOIEs, ofertan en competencia minorista.

o Resource Entities (REs); entidades que representan a recursos de generacion o de
carga (Figura 12). Presentan ofertas de venta de energia o negocian bilateralmente
con otros agentes de mercado para vender su energia y comunican las
programaciones resultantes a ERCOT a través de sus QSEs. Estas entidades también
poseen y/o operan generacion que proporcionan necesidades de ERCOT de
servicios complementarios para administrar la fiabilidad del sistema. La RE debe
registrar los activos de recurso aplicables con ERCOT para modelar, planear,
despachar y establecer transacciones mayoristas de estos recursos.

Figura 12. Relacidn entre REs, recursos de generacion y recursos de carga (Fuente ERCOT).
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Transmmission y Distribution Service Providers (TDSPs); proporcionan la infraestructura de
transporte de electricidad y trabajan con ERCOT para dirigir la fiabilidad del sistema de
transporte. Las TDSPs también se encargan de las funciones de medida, incluyendo
actividades de lectura de contadores. A partir del afio 2004, algunos clientes industriales y
comerciales en dreas abiertas a competencia minorista disponen de la posibilidad de
instalar elementos de medida para participar en la respuesta de la demanda, como se
explica en la seccion 4.2.2. Programas ofrecidos por las empresas eléctricas
comercializadoras. ERCOT necesita a los TDSPs para proporcionar las lecturas de
contadores e informacién de consumo para liquidar correctamente los mercados de
energia y servicios complementarios.

Congestion Revenue Rights Account Holders (CRRAHSs); entidades que estan cualificadas y
registradas para ser las propietarias de registro de CRRs en el mercado nodal. Son las Unicas
entidades, aparte de las QSEs, que realizan liquidaciones financieras con ERCOT. El CRR es
un instrumento financiero que permite al poseedor del CRR a ser pagado o recibir una
compensacion por los Congestion Rents® que aparecen cuando la red de transporte de
ERCOT estd congestionada en el DAM o el RTM. Los CRR no representan una entrega fisica
de energia, y se pueden conseguir tanto en subastas (mensuales y anuales) ejecutadas por
ERCOT como mediante negociaciones bilaterales en el sistema de CRR de ERCOT o fuera de
él (ERCOT no hace un seguimiento fuera de su sistema, por lo que el CRRAH es responsable
del CRR).

Counter Parties (CPs); empresas que se pueden registrar con ERCOT como cualquier agente
de mercado (QSE, CRRAH, LSE, RE, TDSP). Un CP puede estar registrado con ERCOT como
CP y QSE al mismo tiempo.

Power Marketers (PMs); vende y compra bloques de energia, y programa esa energia con
ERCOT a través de una QSE. No posee instalaciones de generacidn, transporte o
distribucién, y no tiene un drea de servicio certificada. No estdn registrados con ERCOT
como agentes de mercado.

Providers of Last Resort; proveedores de servicio eléctrico de apoyo en las dreas abiertas a
competencia. Es una red de seguridad para los clientes, que se utiliza en caso de que el REP
no pueda continuar con el servicio.

5 Diferencia en el precio de la energia pagado por los consumidores y el recibido por los generadores
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Figura 13. Agentes del mercado y relacién entre ellos y con el operador del mercado/sistema (Fuente

ERCOT).

Los generadores de energia eléctrica [1] en los Estados Unidos se dividen en:

e Power Generation Companies (PGCs); Generan electricidad destinada a ser vendida en el

mercado mayorista pero no poseen instalaciones de transporte o distribucién, ni tampoco

un area de servicio certificada. La mayor parte de la energia generada en ERCOT es

producida y vendida por los PGCs. Hay 224 en todo el estado.
e  Utilities; Son empresas eléctricas privadas o publicas que realizan las actividades de

generacion, transporte y/o distribucion de energia eléctrica de uso publico. Se pueden

dividir en cuatro categorias segun el tipo de propiedad en: inversionistas, federales,

publicas (pudiendo ser estatales, municipales o de otras entidades gubernamentales) y
cooperativas. Algunas de estas empresas eléctricas operan en un Unico estado mientras

otras abastecen a mas de uno. Esto es posible gracias a la interconexion de la que
disponen los Estados Unidos, con el mercado eléctrico nodal. Los tipos de empresas
eléctricas mas significativos son los siguientes:

o Municipally Owned Utilities (MOUs); empresa propiedad de un municipio, operada

y controlada por él. Poseen instalaciones de distribucidon y pueden disponer de

instalaciones de generacion y transporte. Pueden comprar o vender energia. Hay

72 MOUs operando en el estado.
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o Electric Cooperatives (Co-Ops); cooperativas eléctricas. Hay 69 operando en el
estado y, a su vez, pueden ser:
= Cooperativas que poseen instalaciones de generacién y transporte.
= Cooperativas que sélo tienen instalaciones de distribucion.
o Investor Owned Ultilities; empresas financiadas por inversionistas que se encargan
del transporte y distribucidén en areas abiertas a competencia minorista.

e Non-utilities: son empresas de propiedad privada que generan la energia para su propio
uso y/o para la venta a las empresas eléctricas o a otros. Se pueden clasificar (segln la
FERC) en:

o Cogeneradores: calificados como qualifying facilities (QFs).
Pequefios productores de energia: calificados como QFs.

o Generadores mayoristas y exentos.
o Cogeneradores: no calificados como QFs.
o No cogeneradores: no calificados como QFs.

Las Qualifying Facilities (QFs) es una categoria federal de generadores de electricidad que fue
creada por la PUCT en 1978. Incluyen cogeneradores que normalmente proporcionan electricidad
y vapor a una entidad receptora como una industria. Estos cogeneradores venden su exceso de
energia en el mercado mayorista, lo cual estd garantizado por la PURA. En las QFs también se
incluye a los pequeios productores de energia que generan mediante instalaciones de recursos
renovables (menos de 80 MW) y la venden en el mercado mayorista.

2.4 Organizacion y estructura del mercado mayorista

El mercado nodal mayorista se construye sobre la funcion de ERCOT como ISO, ya que a través de
esta entidad se realizan todas las transacciones. El mercado se basa en la gestidn de la congestion
de la red de transporte de mas de 12.000 nodos, o puntos de interconexidon del sistema de
transporte, que resultara en mas de 12.000 Locational Marginal Prices (LMPs).

Siguiendo un orden cronolégico, ERCOT ejecuta los siguientes procesos y mercados para garantizar
el abastecimiento de todas las cargas presentes en el sistema y asegurando la fiabilidad del sistema
y la disponibilidad de recursos ante posibles situaciones de emergencia.

e Asignacion de Pre-Assigned Congestion Revenue Rights (PCRR) y proceso de subasta de
Congestion Revenue Rights (CRRs).
e Ejecucion del mercado diario (Day-Ahead Market, DAM); mercado de capacidad de
servicios complementarios, energia y ciertos CRRs.
e Ejecucion de procesos de compromiso de unidades de fiabilidad (Reliability Unit
Commitment, RUC); se trata de procesos para asegurar la fiabilidad del sistema de ERCOT
y la suficiente capacidad de recursos, para poder servir la carga prevista con seguridad. Se
llevan a cabo:
o El proceso de compromiso de unidades de fiabilidad diario (Day-Ahead Reliability
Unit Commitment, DRUC). Se realiza el dia antes del Dia de Operacidn, una vez ha
finalizado el DAM.
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o Elproceso de compromiso de unidades de fiabilidad horario (Hourly Reliability Unit
Commitment, HRUC). Se realiza una hora antes de la Hora de Operacidn, durante
el Periodo de Ajuste (Adjustment Period).

e Periodo de Ajuste (Adjustment Period); periodo de tiempo en el que se da la oportunidad a
las QSEs de ajustar sus transacciones bilaterales, programaciones y asignaciones de
recursos a medida que se dispone de informacidén mas exacta. Durante el Periodo de Ajuste,
ERCOT continta evaluando la suficiencia y seguridad del sistema usando los procesos del
HRUC. Bajo ciertas condiciones durante este periodo de ajuste, ERCOT puede ejecutar uno
0 mas Mercados de Servicios Complementarios Suplementarios (Supplemental Ancillary
Service Markets, SASMs).

e Ejecucion del mercado en tiempo real (Real-Time Market, RTM); ejecuta el Despacho
Econdémico asociado a Restricciones de Seguridad (Security-Constrained Economic
Dispatch, SCED). Si Calcula los precios de energia y servicios complementarios en tiempo
real.

El mercado nodal también asigna directamente costes de congestidon y mejora la eficiencia de
despacho calculando instrucciones de recursos especificos (respuesta de la demanda). Los costes
de congestion, o cuanto “dinero extra” se paga a los generadores debido a la congestidn, se calculan
tomando la diferencia entre los pagos hechos a los generadores con congestion, condiciones
actuales, y lo que hubiera costado si no existiera congestién (denominados “Congestion Costs”).

Los LMPs pueden ser volatiles debido a cambios en el suministro o la demanda, cortes imprevistos
u otros cambios en la topologia de la red. Por esta razon, el mercado nodal ofrece instrumentos
financieros para mitigar el riesgo: los Congestion Revenue Rights (CRRs). Estos instrumentos dan
derecho al poseedor (“CRR Holders”) de recibir una compensacién, financiada con los Congestion
Rents (diferencia entre los cobros a las cargas por la energia consumida menos los pagos a los
generadores por la energia generada). Los participantes en el mercado de CRR, que no son
necesariamente generadores o cargas, pueden comprar CRRs mediante las subastas anuales o
mensuales, o bilateralmente con otro CRR Holders.

ERCOT ejecuta un mercado diario (Day-Ahead Market, DAM) para optimizar suministro y demanda
de energia, servicios complementarios y ciertos tipos de CRRs. Esto asegura la energia y servicios
complementarios para el dia siguiente y establece los precios. Este mercado es financiero, no
fisicamente vinculante.

Durante las operaciones del mercado en tiempo real (Real-Time Market, RTM), ERCOT ejecuta un
Control de Frecuencia de Carga (Load Frequency Control, LFC) y el Despacho Econdmico con
Restricciones de Seguridad (Security Constrained Economic Dispatch, SCED), y publica la
informacién de mercado en el Sistema de Informacion de Mercado (Market Information System,
MIS).

A continuacidn, se presentan cronoldgicamente los procesos y mercados que ERCOT ejecuta,
mediante los cuales se despacha la energia, asegurando que los consumidores finales son
abastecidos, y los servicios complementarios necesarios para mantener la fiabilidad de la red de
transporte.
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2.4.1 Congestion Revenue Rights (CRRs)

Los Congestion Revenue Rights (CRRs) son instrumentos financieros que dan derecho al propietario

del CRR a cobrar una compensacion por los Congestion Rents que surgen cuando la red de
transporte de ERCOT esta congestionada en el mercado Day-Ahead (DAM) o en Real Time (RTM)
[9]. Los Congestion Rents, que son la diferencia entre los cobros a las cargas por la energia

consumida menos los pagos a los generadores por la energia generada, se utilizan para financiar

los CRRs. No representan un derecho a recibir, u obligacién de entregar, energia fisica. Tienen las

siguientes caracteristicas:

Las cantidades se miden en MW, con definicién de décimas de MW.

Duracion de una hora.

Capacidad de ser elementos financieros totalmente negociables excepto en los bloques
de tiempo de uso especifico para un PTP Option con reembolso y una PTP Obligation con
reembolso.

Una fuente designada (punto de inyeccién) que es un punto de liquidacién y un punto de
retirada designado (punto de retiro) que es un punto de liquidacidn distinto.

Las Unicas entidades aptas para optar a la posesion de los CRRs son los Ilamados CRR Account

Holders (CRRAHSs), registradas y cualificadas por ERCOT. Existen los siguientes tipos de CRRs:

PTP Option; algunos de ellos son PCRRs.

PTP Obligation; algunos de ellos son PCRRs.

PTP Option con reembolso; todos son PCRRs.
PTP Obligation con reembolso; todos son PCRRs.
Flowgate Right (FGR).

Se puede conseguir CRRs mediante:

Asignaciones de Pre-Assigned Congestion Revenue Rights (PCRR): parte de los CRRs
destinados a las MOUs y cooperativas eléctricas elegibles.

Subasta de CRRs: se realizan subastas periédicamente que permiten a los CRR Account
Holders adquirir los CRRs que no han sido asignados como PCRRs. También permite a los
propietarios de los CRRs la oportunidad de vender o mantener sus CRRs. Se subastan los
siguientes tipos de CRR:

o Point to Point (PTP) Options: son evaluados de forma horaria en cada subasta de
CRR como el flujo de potencia positivo en todos los elementos de red
direccionales creado por la inyeccién o retirada en una fuente especifica y
sumidero, en la cantidad representada por la oferta o puja de CRR (MW),
excluyendo todos los flujos negativos en todos los elementos de red
direccionales. Los PTP Options solo pueden conllevar pagos de ERCOT al
propietario del CRR.

o PTP Obligations: se evallan horariamente en cada subasta de CRR como el flujo
de potencia negativo o positivo en todos los elementos de red direccionales
creados por la inyeccidn o retirada en una fuente especifica o un sumidero en la
cantidad representada por la puja u oferta del CRR (MW). Las PTP Obligations
pueden conllevar pagos o cargos al propietario del CRR.

o Flowgate Rights (FGRs): Actualmente no se utiliza.
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e Mercado bilateral: Los CRRAHs pueden negociar bilateralmente con PTP Options y PTP
Obligations. Las PTP Options y PTP Obligations con reembolso no son negociables
bilateralmente. Esta negociacién puede realizarse de manera privada o mediante ERCOT,
que facilita el Area Certificada del Sistema de Informacién del Mercado (Market
Information System Certified Area).

e DAM: Las QSEs pueden pujar por los PTP Obligations en el DAM.

Los CRR deben ser subastados en los siguientes bloques de tiempo de uso (Time of Use-TOU-),
teniendo la misma cantidad de MW cada hora del bloque:

e 5x16 bloques para horas durante las 07:00-22:00, de lunes a viernes (excepto periodos
vacacionales) en tiras de un mes.

e 2x16 bloques para horas durante las 07:00-22:00, sabados y domingos, y durante
periodos vacacionales, en tiras de un mes.

e 7x8 bloques para horas durante las 01:00-06:00, y horas durante las 23:00-24:00, de
domingo a sdbado, en tiras de un mes.

Las pujas en la subasta de CRR y las propuestas de PCRRs deben especificar un bloque de TOU.
Unicamente para la subasta mensual de CRRs, una puja de un tnico bloque puede ser enviada para
todas las horas de un mes, el cual representa ofertas vinculadas para los tres bloques de TOU
descritos anteriormente.

2.4.1.1 Pre-Assigned Congestion Revenue Rights (PCRRs)

ERCOT debe asignar una porcion de los CRRs como Pre-Assigned Congestion Revenue Rights (PCRRs)
a las Non-Opt-In Entities (NOIEs) que tengan un recurso de generacion especifico anterior al 1 de
septiembre de 1999, o que tengan un acuerdo contractual de capacidad y energia anual a largo
plazo (mas de cinco afios) con recursos de generacidn especificos que fueran registrados antes del
1 de septiembre de 1999.

Las asignaciones de PCRR se limitaran a la capacidad neta maxima de los recursos de generacién
elegibles anteriores al 1 de septiembre de 1999, pero en ningln caso superaran dicha capacidad.
Los componentes que aumenten la capacidad de los recursos de generacidén no son elegibles para
incrementar las cantidades de MW de los PCRR.

Las asignaciones de los PCRR se basaran en la demanda pico predicha, sujeta al relevante limite de
capacidad de los recursos de generacion especificos en MW de la asignacion del PCRR.

Antes de la primera secuencia de subasta a largo plazo de CRR, las NOIEs deben presentar sus
candidaturas a los PCRRs para cada mes del afo. ERCOT debera asignar PCRRs a las NOIEs como
maximo 25 dias antes del comienzo de la secuencia de subasta a largo plazo de CRR.

El precio que una NOIE debe pagar por un PCRR asignado estd basado en el precio de liquidacion
del CRR correspondiente en la subasta mensual de CRR. La factura y pago del PCRR sigue el mismo
proceso y cronologia que la factura y pago de las pujas de CRR liquidadas en la subasta mensual de
CRR.
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La NOIE debe indicar si acepta la opcidn del reembolso o de capacidad para sus recursos elegibles

gue no sean combustibles sélidos o ciclos combinados antes de la asignacion de PCRRs. La opcidon

indicada (reembolso o capacidad) sera la misma para cada mes del afio de asignaciones para ese

recurso, no aceptandose una combinacién de ambas. Las NOIEs que reciban PCRRs por recursos de

vapor de gas, hidricos, edlicos, de ciclo simple u otros recursos similares a través de lazos de alta

tension deberdn usar la opcion de capacidad para esos recursos elegibles. Dichas opciones se

explican a continuacién:

Opcidn de reembolso: la NOIE elegible puede designar hasta el 100% de su capacidad
unitaria neta o cantidad contractual para la cantidad de recursos permitida. Debera
reembolsar a ERCOT cualquier ingreso por congestion recibido sobre esos ingresos,
establecidos por la programacidn de salidas del recurso. La liquidacién del PCRR reflejara
el valor del MW de la programacion de salida del recurso del PCRR, independientemente
del valor actual en MW de salida durante ese intervalo, si ese cambio en la salida es en
respuesta a las instrucciones de despacho. El reembolso de cualquier intervalo de
liquidacion es igual a la diferencia entre la cantidad de MW del PCRR y el promedio
ponderado en el tiempo del programa de salida del recurso en la fuente del PCRR
multiplicado por el valor de dicho PCRR. Los PCRR asignados con opcién de reembolso no
son transferibles, solo deben ser usados por la NOIE a la que se le asignan.

Opcidn de capacidad: la NOIE elegible puede designar hasta el 100% de la capacidad
unitaria neta o cantidad contractual para la cantidad de recursos permitida, con un factor
de capacidad menor o igual al 40%, para cada afo. Es decir, puede establecer hasta el
100% de la capacidad del recurso asociado al PCRR mientras la media anual de dicho
factor de capacidad no supere el 40%.

Después del proceso de asignacion, y la posterior subasta de CRR, los PCRRs deben tasarse con un

porcentaje del precio de liquidacion de los CRR subastados, como se muestra a continuacion:

PCRRs PTP Option:
o Recurso como nuclear, carbén, lignito o ciclos combinados; 10% del precio de
liguidacion de la subasta de CRR.
Recursos de vapor de gas; 15% del precio de liquidacién.
Recursos hidricos, edlicos, ciclos simples y los no incluidos en los grupos
anteriores; 20% del precio de liquidacion.
PCRRs PTP Obligations:

o Recursos como nuclear, carbdn, lignito o ciclos combinados; 5% del precio de
liguidacion de la subasta de CRR si es positivo, 100% del precio de liquidacién si es
negativo.

o Recursos de vapor de gas; 7,5% si el precio de liquidacién es positivo, 100% si es
negativo.

o Recursos hidricos, edlico, ciclos simples y los no incluidos en los grupos
anteriores; 10% si el precio de liquidacidn es positivo, 100% si es negativo.

Los PCRRs no deberan estar disponibles para negociarlos bilateralmente a través de los sistemas de

ERCOT antes del término de la subasta de CRR, usada para determinar su valor.
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2.4.1.2 Subasta de CRR

En este proceso se subasta la capacidad de red disponible del sistema de transporte de ERCOT no
asignada como PCRRs o vendida en una subasta previa, y los CRRs de los CRRAHs que deseen
venderlos. Cada subasta de CRR permite la compra de productos CRR en tiras de uno o mds meses
consecutivos, y permite la reconfiguracion de los bloques de CRRs que fueron concedidos
previamente para los meses cubiertos por subasta actual (debido a que existen subastas anuales y
mensuales).

Las ofertas de los CRR, al igual que los PCRRs, determinan una cantidad de MW y una fuente y un
sumidero. ERCOT utiliza un test de viabilidad simultaneo (Simultaneous Feasibility Tes, SFT), que
confirma si el sistema de transporte puede soportar los MW de los CRRs asignados durante
condiciones normales de funcionamiento.

ERCOT ejecuta las siguientes subastas de CRRs:

e Una subasta de CRRs mensual (CRR Monthly Auction), una vez al mes, debe incluir la
venta de PTP Options y PTP Obligations para el mes inmediatamente posterior al mes
para el que se cierra el envio de pujas de CRR.

e Dos veces por afio, se ejecuta una subasta de CRR a largo plazo (CRR Long-Term Auction),
vendiendo PTP Options y PTP Obligations, sujetas a las siguientes restricciones:

o Cada secuencia de subasta debe consistir en cuatro subastas sucesivas,
subastandose en cada una de ellas volumenes de CRR de seis meses consecutivos
(de enero a junio o de julio a diciembre). En cada subasta, los CRR deben ser
ofertados en tiras de un mes o en tiras de hasta seis meses consecutivos en el
periodo cubierto por la subasta.

o Lasecuencia de subasta a largo plazo debe operar en orden cronoldgico, primero
cubriendo el periodo de los siguientes seis meses (de enero a junio o de julio a
diciembre) que no ha comenzado todavia, y después las otras tres subastas
sucesivas para los tres periodos de seis meses a partir de entonces.

La capacidad que se subasta es distinta segun el tipo de subasta que se lleve a cabo:

e Parala subasta mensual de CRR ; 90%.

e Para cada subasta de CRR que es parte de una secuencia de subasta a largo plazo; 60%,
45%, 30% o 15% para la primera, segunda, tercera y cuarta subasta de seis meses
ejecutada en la secuencia, respectivamente.

Para cada mes cubierto por una subasta que es parte de una secuencia de subasta de CRR a largo
plazo, ERCOT debe ofrecer capacidad de red igual a:

o Latopologia de red esperada para ese mes, reducida a la escala del porcentaje de
la capacidad de la subasta de CRR.

o Todos los CRR pertinentes que fueron asignados previamente a dicho mes,
reducidos al porcentaje de la capacidad de la subasta de CRR.

o Todos los CRR pertinentes que fueron asignados a dicho mes en una subasta
previa.
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Para las subastas de CRR mensuales, ERCOT debe ofertar capacidad de red igual a la diferencia
entre:

o Latopologia de red de transporte esperada en dicho mes reducida al porcentaje
de capacidad de la subasta de CRR.
o Todos los CRR pertinentes que fueron concedidos o asignados para dichomes.

Una oferta de venta de CRRs indica una disposicidon de vender CRRs (una cantidad de MW maxima)
al precio de liquidacidn de la subasta, si es igual o superior al precio minimo que el vendedor esta
dispuesto a aceptar (Minimum Reservation Price). Un CRRAH solo puede ofertar ventas de tiras de
CRRs de uno mas meses para los cuales es el propietario de los CRR en el momento de la oferta.
Ofertas de CRR de mds de un mes deben consistir en meses consecutivos que estadn en el periodo
de la subasta del CRR relevante, y sélo pueden ser enviadas como parte de la secuencia de subasta
de CRRs a largo plazo.

Una oferta de compra de CRRs (una cantidad de MW maxima) indica la disposicién de comprar CRRs
al precio de liquidacidn de la subasta, si es igual o inferior al precio maximo que el comprador esta
dispuesto a pagar (Not-to-Exceed Price). Una oferta de compra de PTP Obligation puede especificar
un Not-to-Exceed Price negativo.

Las ofertas de compra de CRRs no deben contener un punto de liquidacion fuente y sumidero que
sean puntos de liquidacidn eléctricamente similares, ni deben ser enviadas como combinacién de
CRRAH pertenecientes a la misma Counter-Party para crear el efecto de red de una Unica oferta de
compra PTP Obligation que contiene un punto de liquidacién fuente y un punto de liquidaciéon
sumidero que son puntos de liquidacion eléctricamente similares.

2.4.1.2.1 Proceso de subasta

La subasta de CRR debe ser una subasta Unica y simultanea para vender los productos de CRRs
disponibles. ERCOT debe introducir en el sistema de subasta un limite de crédito para cada Counter-
Party que tiene al menos un CRRAH.

Antes de la subasta de CRR, ERCOT ejecuta un proceso de exploracion pre-subasta dividido en dos
partes. En primer lugar, si el limite de crédito de subasta de CRR de la Counter-Party es mayor que
el crédito expuesto de dicha Counter-Party, definido usando los volumenes de ofertas de CRR en
lugar de los volumenes adjudicados, entonces el limite de crédito de subasta de CRR de la Counter-
Party sera ignorado a medida que se resuelve la subasta. En segundo lugar, para CRRAH de una
Counter-Party, si el limite de crédito autoimpuesto del CRRAH es mayor que crédito expuesto de
dicho CRRAH, entonces dicho limite de crédito autoimpuesto serd ignorado a medida que se
resuelve la subasta.
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La exposicidn crediticia calculada para la exploracién pre-subasta para cada CRRAH es la suma de
la exposicidn de crédito para las ofertas de compra de PTP Obligations y PTP Options, y las ofertas
de venta de PTP Obligations para ese CRRAH. La exposicién calculada para cada Counter-Party es la
suma de la exposicion de crédito para ofertas de compra de PTP Obligations y PTP Options, y ofertas
de venta de PTP Obligations para esa Counter-Party. Las ofertas de compra de PTP Options no
tienen exposicién crediticia. Por otro lado, para las ofertas de compra PTP Obligations, ofertas de
venta PTP Obligations y ofertas de compra PTP Options, para cada combinaciéon de punto de
liquidacién fuente/sumidero, la exposicion de crédito usara el precio de la oferta de compra y la
cantidad de MW que produce la maxima exposicion de crédito que pueda resultar de una subasta
de CRR para esa combinacion de punto de liquidacidn fuente/sumidero.

ERCOT debe revisar los resultados de la subasta de CRR preliminar para asegurar que las
necesidades colaterales de la subasta posterior estan satisfechas, para todos los CRRAHs que
participan en la subasta de CRR.

ERCOT debe usar un modelo de subasta programado linealmente para cada subasta de CRRs que
evalle ofertas de compra y venta de CRR enviadas, y seleccionar una combinacién ofertas de
compray venta que:

e Hagan la solucién simultdneamente viable en los limites de la competencia de ERCOT a lo
largo de los términos de subasta.

e Maximice la funcién objetivo, la cual es igual al beneficio econémico total (precio de las
ofertas de compra de CRR) de las ofertas de compra premiadas, menos el total del coste
econdmico (precio de las ofertas de venta de CRR) de las ofertas de venta premiadas,
resolviendo las posibles restricciones que puedan existir.

2.4.1.3 Negociacidn bilateral de CRRs

Para imponer una limitacién de volumen en el nimero de transacciones bilaterales (compra y
venta) enviadas en una subasta de CRRs, ERCOT debe evaluar el nimero maximo de transacciones
gue son posibles antes de dicha subasta, y de igual manera dividir dicho nimero entre los CRRAHs
aptos para realizar transacciones bilaterales. Los participantes de mercado pueden vender o
negociar bilateralmente PTP Options y PTP Obligations, excepto PTP Options y PTP Obligations con
Reembolso.

Las caracteristicas de los CRRs vendidos o negociados bilateralmente, incluyendo las fuentes y
sumideros, y los bloques de TOU, no deben modificarse respecto de los términos del CRR original.

Una transferencia de CRRs a través del sistema de registro de CRR de ERCOT no es efectiva hasta
gue el CRRAH vendedor informa de la transaccién, el CRRAH comprador reconoce la transaccion, y
las dos partes reciben los requerimientos de crédito de ERCOT para apoyar la transaccién. Hasta
gue todo ello ocurre, el CRRAH vendedor es considerado el propietario del CRR, incluyendo la
correspondiente responsabilidad financiera.

Para que la propiedad de un CRR sea efectiva en el DAM, el CRR debe ser registrado a través del
sistema de registro de CRR de ERCOT antes de que se ejecute el DAM. Las PTP Obligations
adquiridas en el DAM no debe cambiar de propiedad en el sistema de registro de CRR de ERCOT
después de la ejecucion.
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2.4.2 Day-Ahead Market (DAM)

El mercado diario (Day-Ahead Market, DAM) es un mercado diario (ejecutado el dia anterior al Dia
de Operacidn, Figura 14) optimizado que se realiza el dia anterior al dia de entrega, para capacidad
de servicios complementarios, energia y ciertos CRRs [10]. La participacion en el DAM es voluntaria.
A efectos de liquidacién de energia en el DAM, una de las caracteristicas del mercado de ERCOT
(como mercado nodal) es el calculo de los precios en tres tipos de punto de liquidacion distintos:
Resource Nodes (RN), Load Zones (LZ) y Hubs, para intervalos de liquidacién de una hora usando los
Locational Marginal Prices (LMPs) del DAM. En contraste, en las liquidaciones de energia en el
mercado Real-Time se calculan precios para intervalos de liquidacién de 15 minutos.

Hour-Ahead Operating Hour

Adjustment Period
Day-Ahead Operations Operating Period

| I |
06:00 13:30 00:00

Figura 14. Linea de tiempo de las operaciones de mercado y sistema (Fuente ERCOT).

El DAM es ejecutado por ERCOT, que Unicamente interactla con las QSEs y las Counter-Parties
(CPs). A continuacion, se realiza un analisis del funcionamiento del DAM en lo referente a la energia
y CRRs, ya que los servicios complementarios se introducen en el CAPITULO 3. Gestién de los
servicios complementarios en el sistema eléctrico de Texas.

2.4.2.1 Transacciones bilaterales incluidas en el DAM

En el mercado diario se llevan a cabo transacciones bilaterales (transferencia de responsabilidad
financiera entre QSEs) de capacidad y energia, las cuales se tienen en cuenta a efectos de
liquidacion.

2.4.2.1.1 Transacciones bilaterales de capacidad

Una transaccién de capacidad es la transferencia de responsabilidad financiera por capacidad entre
la QSE compradora y la QSE vendedora. Una transaccion de capacidad para horas en el Dia de
Operacién (Operating Day’) enviada a ERCOT antes de las 14:30 en el DAM crea:

e Un suministro de capacidad en el proceso del DRUC para la QSE compradora.
e Una obligacion de capacidad en el proceso del DRUC para la QSE vendedora.

7 El dia, incluyendo las horas desde las 00:00 hasta 24:00, durante el cual se realiza la generacién, transporte,
distribucidn y consumo fisica de energia.
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Una transaccién de capacidad enviada después de las 14:30 en el DAM para el Dia de Operacién
crea suministro u obligacién de capacidad en cualquiera de los procesos HRUC ejecutados después
de que la transaccion de sea enviada a ERCOT. Aquellas transacciones que sean enviadas después
de la ejecucion del DRUC son consideradas en el Periodo de Ajuste.

Para ser considerada como valida, la transaccidon de capacidad debe ser confirmada por ambas
QSEs, compradora y vendedora, permitiéndose Unicamente una transaccién de capacidad para una
misma QSE para cada hora.

2.4.2.1.2 Transacciones bilaterales de energia

Una transaccion de energia es la transferencia de responsabilidad financiera entre QSEs por energia
en un punto de liquidacién. Una transaccion de energia para horas en el Dia de Operacion que sea
enviada a ERCOT antes de las 14:30 en el DAM crea un suministro u obligacidon de capacidad en el
proceso del DRUC. Aquellas transacciones que sean enviadas después de las 14:30 en el DAM para
el Dia de Operacion crean una obligacidn de suministro en cualquier proceso del HRUC ejecutado
después de que ERCOT reciba dicha transaccion. Las que sean enviadas tras la ejecucidon del DRUC
son consideradas en el Periodo de Ajuste.

Una transaccion de energia debe ser confirmada por comprador y vendedor para ser considerada
como valida.

2.4.2.2 Ofertas de compray venta de energia

En el mercado diario DAM se utilizan los siguientes tipos de Ofertas de compra y venta de energia.

2.4.2.2.1 Three-Part Supply Offers

Una Oferta de Venta de Energia en Tres Partes (Three-Part Supply Offer) en tres partes consiste en
una Oferta de Arranque (Startup Offer), una Oferta de Energia Minima (Minimum-Energy Offer) y
una Curva de Oferta de Energia (Energy Offer Curve). ERCOT debe validar cada una de las tres
(representadas en la Figura 15) para poder utilizarlas en cualquier proceso.

Startup Offer Minimum-Energy Offer Energy Offer Curve

$/Start ®

$ / MWh (at LSL) $ / MWh (above LSL)

Figura 15. Ofertas incluidas en una Oferta de venta de Energia en Tres Partes
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El DAM utiliza cada una de las tres ofertas de venta incluidas en las Ofertas de Venta de Energia en
Tres Partes, del mismo modo que utiliza aquellas Curvas de Oferta de Energia que sean enviadas
sin una Oferta de Arranque y una Oferta de Energia Minima. El RUC usa las Ofertas de Arranque y
las Ofertas de Energia Minima para determinar las asignaciones. La Curva de Oferta de Energia
también puede ser usada en el SCED para operaciones en el RTM.

Una QSE puede enviar una Curva de Oferta de Energia sin enviar una Oferta de Arranque y una
Oferta de Energia Minima para el DAM y durante el Periodo de Ajuste, pero no se utilizard en el
RUC, ya que en este proceso solo se tienen en cuenta las Ofertas de Venta de Energia en Tres Partes.

Para cualquier hora en la cual el recurso no es asignado por el proceso de Asignaciones de Unidades
de Fiabilidad (Reliability Unit Commitment, RUC), ERCOT debe considerar las Ofertas de Venta de
Energia en Tres Partes en los siguientes procesos del RUC hasta:

e La QSE retira la oferta.
e La oferta expira por sus términos.

2.4.2.2.2 Ofertas de Arranque y Ofertas de Energia Minima

Una Oferta de Arranque (Startup Offer) representa todos los costes incurridos por un recurso de
generacién para ponerse en funcionamiento y alcanzar su Capacidad Minima de Produccién (Low
Sustained Limit, LSL).

Una Oferta de Energia Minima (Minimum-Energy Offer) representa una aproximacion de los costes
incurridos por un recurso al generar energia en su LSL.

2.4.2.2.3 Curvas de Oferta de Energia

La Curva de Oferta de Energia (Energy Offer Curve) representa la disposicion de una QSE de vender
cierta cantidad de energia a o sobre un cierto precio en el DAM, o su disposicién a ser despachada
por el SCED en operaciones a tiempo real.

Una QSE puede enviar Curvas de Oferta de Energia, las cuales serdn limitadas por ERCOT en el DAM
para cada Hora de Operacién (Operating Hour) por el LSL y la Capacidad Maxima de Produccion
(High Sustained Limit, HSL), especificado en el Plan de Operacién Actual (Current Operating Plan®,
COP) del recurso.

Las Energy Offer Curves permaneceran activas para el periodo ofertado hasta:

e Ser seleccionadas por ERCOT.
e Ser automaticamente desactivadas por el software en el tiempo de expiracién de la oferta
seleccionado por la QSE.

Para cualquier Hora de Operacion, una QSE tiene la opcidon de modificar o retirar las Curvas de
Oferta de Energia presentadas previamente durante el Periodo de Ajuste, si:

8Plan anticipado por la QSE en el que se anticipan las condiciones de operacidn para cada uno de los recursos
gue representa para cada hora, en los préoximos siete Dias de Operacion.
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e Se envia un programa de salidas para todos los intervalos para los cuales se retira la Curva
de Oferta de Energia.

e Elrecurso es forzado Off-Line y notifica a ERCOT de dicho corte, modificando el estado del
recurso de manera apropiada y actualizando su COP.

2.4.2.2.4 Curvas de Oferta Exclusivas de Energia

Una QSE debe enviar cualquier Curva de Oferta Exclusiva de Energia (Energy-Only Offer Curves)
alrededor de las 10:00 para ser utilizadas en el DAM. Representan la disposicion de la QSE de vender
cierta cantidad de energia a o sobre un cierto precio. Una Curva de Oferta Exclusiva de Energia solo
puede ser ofertada en el DAM.

2.4.2.2.5 Ofertas de compra de energia

Una QSE debe enviar cualquier Oferta de Compra de Energia alrededor de las 10:00 para un DAM
efectivo. Representa la disposicion de la QSE de comprar cierta cantidad de energia a o por debajo
de un cierto precio en un punto de liquidacidn especifico en el DAM. Solo pueden presentarse en
el DAM.

2.4.3  Reliability Unit Commitment (RUC)

El andlisis de seguridad del transporte y el proceso de Asignacién de Unidades de Fiabilidad
(Reliability Unit Commitment, RUC) son usados para asegurar la fiabilidad del sistema de ERCOT y
la suficiente capacidad de recursos, ademas de que la capacidad de servicios complementarios es
asignada en las ubicaciones correctas para servir con fiabilidad la carga prevista en el sistema de
ERCOT, incluyendo la carga de los Direct Current Ties’ (DC Tie) que no ha sido reducida [11]. ERCOT
puede desasignar recursos Unicamente para mantener la fiabilidad del sistema.

ERCOT debe llevar a cabo al menos un proceso de Asignacion de Unidades de Fiabilidad Diario (Day-
Ahead RUC, DRUC) y al menos un proceso de Asignacion de Unidades de Fiabilidad Horario (Hourly
RUC, HRUC) antes de cada hora del Dia de Operacién (como se muestra en la Figura 16). Si lo
considera necesario, ERCOT puede llevar a cabo un RUC en cualquier momento para evaluar y
resolver problemas de fiabilidad. El DRUC debe ser ejecutado después del cierre del DAM.

El DRUC usa Ofertas de Venta de Energia en Tres Partes, emitidas antes del DAM por QSEs que
fueron consideradas pero no asignadas en dicho DAM. ERCOT debe iniciar el proceso del HRUC al
menos una hora antes de la Hora de Operacién para afinar los compromisos de recursos usando
previsiones de carga e informacién de cortes actualizadas. En la Figura 16 se ilustra la cronologia
de los procesos que tienen lugar el dia anterior y el propio Dia de Operacién:

Interconexidn asincrona de la red de transporte de ERCOT con otra red de transporte no gestionada por
ERCOT.
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Figura 16. Linea de tiempo de los procesos del RUC (Fuente ERCOT).

El periodo de estudio para el DRUC es el siguiente Dia de Operacion, y para el HRUC es el balance
entre el Dia de Operacién actual y el siguiente si el DRUC para el Dia de Operacién ha sido resuelto.
Para cada periodo de estudio del RUC, considera necesidades de capacidad para cada hora con el
objetivo de minimizar los costes basados en Ofertas de Venta de Energia en Tres Partes.

El proceso del RUC puede no ser usado para comprar servicios complementarios a menos que las
ofertas de servicios complementarios enviadas en el DAM sean insuficientes para cumplir las
necesidades del plan de servicios complementarios.

Después del uso de los procesos de mercado, comprometiendo lo minimo posible la fiabilidad del
sistema de ERCOT, cualquier instruccién de despacho de ERCOT para capacidad adicional que
requiera que una QSE entregue un recurso de generacidn para estar On-Line, debe ser considerado
como un despacho del RUC para propésitos de liquidacién de los pagos y cargos relacionados con
el recurso de generacion entregado.

Antes de las 13:30 del dia anterior al Dia de Operacion, ERCOT debe notificar mediante una Weekly
Reliability Unit Commitment (WRUC) Verbal Dispatch Instruction (VDI) a una QSE de que se necesita
gue un recurso esté On-Line durante todo o parte de un futuro Dia de Operacidn. Tras la recepcion
de un WRUC:

e La QSE debe asignar el recurso para las horas indicadas por el WRUC actualizando el COP
del recurso para reflejar el estado apropiado On-Line para las horas indicadas por el
WRUC antes de la ejecucidon del proceso del DRUC para el Dia de Operacién asociado. Los
recursos que han sido designados por una QSE de acuerdo con un WRUC:

o Pueden tener una Oferta de Venta de Energia en Tres Partes enviada en el DAM, y
cualquiera de las horas indicadas por el WRUC en las cuales la Oferta de Venta de
Energia en Tres Partes ha sido asignada en el DAM se consideran intervalos de
asignacién del DAM para el recurso y son liquidadas en consecuencia.

o No se designara un recurso para las horas indicadas en el WRUG, si dicho recurso
ha sido asignado previamente para esas mismas horas en el DAM.

e ERCOT asignara el recurso como parte del proceso del DRUC para el Dia de Operacion
relevante para todas las horas indicadas por el WRUC que no asignadas en el DAM.
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2.4.3.1 Ejecucién del RUC

El proceso del RUC realiza asignaciones de recursos de generacién, para abastecer la carga prevista
por ERCOT incluyendo las programaciones de los DC Tie, sujeto a todas las restricciones de
transporte y caracteristicas de funcionamiento de los recursos. El proceso del RUC tiene en cuenta
recursos que ya han sido asignados en los COPs, recursos que han sido asignados en RUCs
anteriores, recursos Off-Line disponibles que tienen un tiempo de arranque menor o igual a una
horay capacidad de recursos que han sido asignados para proporcionar servicios complementarios.

El proceso del RUC puede desasignar recursos para resolver restricciones de transporte que no se
pueden resolver de otra manera. Las Qualifying Facilities (QFs) pueden ser desasignadas
Unicamente después de que hayan sido desasignados todos los restantes tipos de recursos.

Para determinar el nivel proyectado de generacién de cada recurso y para proyectar el patrén de
congestiones para cada hora del RUC, ERCOT debe calcular unas Curvas de Oferta de Energia
representativas basadas en el Limite de Oferta Mitigada (Mitigated Offer Cap’®) para cada tipo de
recurso. Estas Curvas de Oferta de Energia representativas son calculadas multiplicando el Limite
de Oferta Mitigada por una constante seleccionada por ERCOT que no es mayor del 0,1% vy
aplicando el coste de todas las salidas de los recursos de generacién entre el HSLy el LSL.

El proceso del RUC debe tratar toda la capacidad de los recursos que proporcione servicios
complementarios como no disponible, a menos que se dé una situacion no fiable (es decir, se
necesita la capacidad para resolver algln problema de transporte local que no puede resolverse de
otra forma). Si un operador de ERCOT decide que la capacidad de servicios complementarios
asignada a un recurso no se puede entregar basdndose en las condiciones del sistema de ERCOT,
entonces, debe informar a cada QSE afectada de la cantidad de capacidad de su recurso que no
esta cualificada para proporcionar servicios complementarios, y las horas proyectadas para las que
se da el caso. En ese caso, la QSE afectada puede:

e Sustituir la capacidad mediante otros recursos representados por dicha QSE.

e Sustituir la capacidad a través de transacciones bilaterales de servicios complementarios
con otras QSEs.

e Preguntar a ERCOT si es necesario reponer la capacidad.

10 | imite superior en el precio de una oferta.
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Una QSE con un recurso, que no es una unidad Reliability Must-Run*! (RMR), que ha sido asignada
en un proceso del RUC o por un RUC Verbal Dispach Instruction (VDI) puede retractarse de la
liquidacién (o “Buy Back” la asignacidn) estableciendo el estado del recurso telemedido como
ONOPTOUT para la primera ejecucion del SCED. Una QSE que se retracta de una liquidaciéon del RUC
hace que el recurso esté disponible para el SCED para todas las horas Buy-Back del RUC. Sin
embargo, si un bloque contiguo de horas asignadas por el RUC se expande mas de un Dia de
Operacién, debe ser tratado como un blogque independiente para propdsitos de retratamiento, y
una QSE que desee retractarse de la liquidacién del RUC para las horas asignadas en el siguiente
Dia de Operacion debe establecer el estado del recurso como ONOPTOUT para la primera ejecucion
del SCED del siguiente Dia de Operacion.

Si un recurso asignado por una QSE experimenta un corte forzado o un problema de inicio de
funcionamiento en una hora para la cual otro recurso representado por la misma QSE ha sido
asignado por una instruccion del RUC, la QSE puede retractarse de la liquidacién por el recurso
asignado, o si dicho corte forzado o el problema de inicio de funcionamiento ocurre después del
inicio del intervalo de asignaciones del RUC, la QSE puede retractarse de la liquidacién enviando
una notificacidn solicitando una correccidn del acuerdo de liquidacidn para los recursos asignados
por el RUC.

2.4.4  Adjustment Period y Real-Time Market (RTM)

El Periodo de Ajuste (Adjustment Period) proporciona a cada QSE la oportunidad de ajustar sus
transacciones bilaterales, programaciones y asignaciones de recursos a medida que se dispone de
informacién mas exacta. Durante este periodo de tiempo, ERCOT continlda evaluando la suficiencia
y seguridad del sistema usando los procesos del HRUC [12]. Bajo ciertas condiciones durante el
Periodo de Ajuste, ERCOT puede ejecutar uno o mdas Mercados de Servicios Complementarios
Suplementarios (Supplemental Ancillary Service Markets, SASMs).

Durante las operaciones en tiempo real, ERCOT despacha recursos bajo condiciones vy
comportamiento del sistema normales basandose en aspectos econémicos y fiabilidad para unir la
carga del sistema con la generacién On-Line mientras evalla las restricciones de transporte y de
recursos.

En las liquidaciones de energia en tiempo real (Real-Time) se usan precios de los puntos de
liquidacion calculados para Resource Nodes (RN), Load Zones (LZ) y Hubs, para intervalos de
liquidacidn de 15 minutos, usando los LMPs generados en todas las ejecuciones del SCED durante
dichos intervalos de liquidacién. La cronologia de los procesos que tienen lugar se puede observar
en la Figura 17.

11 Recurso de generacién operado en ciertas condiciones, acordadas con ERCOT, Unicamente si es necesario
proporcionar apoyo de tension, estabilidad o gestion de restricciones de transporte localizadas.
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Figura 17. Linea de tiempo de las operaciones en tiempo real y en el Periodo de Ajuste (Fuente ERCOT).

2.4.4.1.1 Transacciones bilaterales.

Una QSE puede enviar y actualizar sus transacciones bilaterales de capacidad y servicios
complementarios, y programaciones durante el Periodo de Ajuste. También puede enviar y
actualizar sus transacciones bilaterales de energia durante el Periodo de Ajuste, hasta las 14:30 del
dia siguiente al Dia de Operacion correspondiente, a efectos de liquidacidn.

2.4.4.1.2 Ofertas de compra de energia a tiempo real

Una QSE puede enviar Ofertas de Compra de Energia en tiempo real de Recursos de Carga
Controlables (Controllable Load Resource’?) al término del Periodo de Ajuste, en representacion de
una LSE que disponga de dicho Recurso de Carga Controlable.

12 Recurso de carga capaz de incrementar o disminuir su consumo de manera controlada, operado bajo el
control de despacho de ERCOT.
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Una Oferta de Compra de Energia a tiempo real representa la voluntad de comprar cierta cantidad
de energia, no excediendo el limite impuesto por el sistema (System-Wide Offer Cap (SWCAP), a o
por debajo de un cierto precio, por la capacidad de respuesta de la demanda del Recurso de Carga
Controlable en el RTM.

Para cualquier Hora de Operacidn, una QSE puede enviar o cambiar una Oferta de Compra de
Energia en tiempo real en el Periodo de Ajuste. Si al final del Periodo de Ajuste, la QSE no ha enviado
una Oferta de Compra de Energia, ERCOT debe crear una oferta representativa para la capacidad
de respuesta de la demanda total de dicho recurso de carga con un precio maximo para el SWAP.

La QSE puede quitar del despacho del SCED al Recurso de Carga Controlable cambiando el estado
del recurso de carga apropiadamente, actualizando el COP del estado del recurso tan pronto como
sea posible. La cantidad minima por recurso de carga y Oferta de compra Energia en el RTM que
puede ser enviada es 0,1 MW.

Si un Recurso de Carga Controlable es responsable de llevar a cabo servicios complementarios, su
Oferta de Compra de Energia en el RTM no debe ser establecida a un precio superior al SWAP.

2.4.4.1.3 Curvas de oferta de venta de energia

Para una unidad RMR On-Line, ERCOT debe enviar una Curva de Oferta de Energia considerando
las restricciones contractuales en el recurso y cualquier otro efecto adverso que aparezca como
resultado del despacho de la unidad RMR. La Curva de Oferta de Energia debe establecer toda la
energia a un precio en el SWAP en §/MWh.

Para recursos de generacion con un estado distinto a ONTEST, STARTUP o SHUTDOWN, si no existe
una Curva de Oferta de Energia o una programacion de salida vélida para el recurso que tiene el
estado On-Line al final del Periodo de Ajuste, entonces ERCOT debe notificar a la QSE. Excepto para
IRRs, recursos QF y Recursos Programados Dinamicamente (Dinamically Scheduled Resources,
DSRs), ERCOT debe crear una programacion de salida igual a 10 salidas actuales telemedidas del
recurso hasta que se envie una programacién de salida o una Curva de Oferta de Energia en un
Periodo de Ajuste posterior.

Una QSE que represente a un recurso que no sea una unidad RMR, debe enviar y mantener una
Curva de Oferta de Energia o un programa de salida para el recurso para todo el tiempo que el
recurso esté On-Line.

La entrada de una Curva de Oferta de Energia para un recurso anula automaticamente el programa
de salidas para ese recurso y prohibe la entrada de programas de salidas futuros para ese recurso
para el tiempo durante el cual la Curva de Oferta de Energia es efectiva.

Para un recurso para el cual una Curva de Oferta de Energia no ha sido enviada, el proceso del SCED
usa el programa de salidas enviado para ese recurso como niveles de despacho para ese recurso.
Existen programas de salidas para DSRs y para no DSRs.

Para una QSE que represente uno o mas DSRs, la suma de todas las programaciones de salidas
(excluyendo los despliegues de energia de servicios complementarios, despliegue de energia a
través de instrucciones de despacho y transacciones bilaterales de energia) para la QSE debe estar
en el 15% o 15 MW (el que sea mejor) de la carga telemedida agregada del DSR.
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2.4.4.1.4 Gestion de restricciones

ERCOT no debe permitir que ninguna restriccién (contingencia y elemento de transporte limitante)
identificada sea activada en el SCED hasta que haya verificado que la restriccion es exacta y
apropiada dado el estado de operacion en ese momento de la red de transporte de ERCOT.

ERCOT debe establecer un Precio Sombra (Shadow Price’®) maximo para cada restriccion de red
como parte de la definicidn de contingencias. El coste calculado por el SCED para resolver un MW
adicional de congestién en la restriccion de red esta limitado al Precio Sombra maximo para la
restriccion de red.

ERCOT debe establecer un Precio Sombra mdaximo para la restriccién de balance de potencia. El
coste calculado por el SCED o la adicién o reduccién de un MW de generacion despachada en la
restriccion de balance de potencia estan limitada al Precio Sombra maximo para la restriccion de
balance de potencia.

2.4.4.1.5 Despacho Econdmico asociado a Restricciones de Seguridad (SCED)

El Despacho Econdmico asociado a Restricciones de Seguridad (Security-Constrained Economic
Dispatch, SCED) esta designado para dirigir simultdaneamente energia, el balance de potencia del
sistema, la congestion de red a través de Puntos Base de Recursos (Resource Base Points?) y el
calculo de los LMPs cada cinco minutos. El proceso del SCED usa una metodologia de dos pasos que
para resolver restricciones no competitivas para la Hora de Operacién actual. El proceso del SCED
evalua las Curvas de Oferta de Energia, las programaciones de saldas y las ofertas de compra de
energia RTM para determinar instrucciones de despacho de recursos maximizando los ingresos
basados en las ofertas de compra menos los costes basados en las ofertas de venta, sujeto al
balance de potencia y restricciones de red. El proceso del SCED usa los estados de los recursos
proporcionados por telemedida -Adquisicidon de Datos y Control de Supervision (Supervisory Control
and Data Adquisition, SCADA)- y validados por la secuencia a tiempo real, en lugar del estado del
recurso proporcionado por el COP. Una Oferta de Compra de Energia a tiempo real representa la
puja por energia distribuida a través de todos los nodos en la LZ en la cual se localiza el Recurso de
Carga Controlable.

13 Precio para un productor que mide el valor marginal de dicho producto, es decir, |a tasa a la que los costes
del sistema podrian disminuirse o aumentarse ligeramente, disminuyendo o aumento la cantidad disponible
del producto, respectivamente.

14 Nivel de MW de salida de un recurso producido por el proceso del SCED.
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2.5 Organizacion y estructura del mercado minorista

En 1975 se cred la Comision de Servicios Publicos de Texas (Public Utility Commission of Texas,
PUCT), tomando el control de la regulacién de los mercados mayorista y minorista en el estado [13].
Durante alrededor de 20 afios, la PUCT reguldé fuertemente el sistema. Los suministradores de
energia incluian aproximadamente 60 empresas eléctricas controladas por ciudades y 74
cooperativas eléctricas, pero la mayoria del suministro procedia de los Empresas de Generacion de
Energia (Power Generation Companies, PGCs). Los suministradores eran responsables de abastecer
su demanda (cada uno tenia un area de servicio asignada) a través de generacion propia o de
contratos bilaterales a corto plazo.

En 1995, la Texas Legislature establecié a ERCOT como operador de sistema independiente,
creando un mercado de electricidad mayorista. En 1999, ERCOT establecid la estructura para
introducir competencia minorista para clientes de empresas eléctricas privadas. Reestructurd la
industria de empresas eléctricas, tomando medidas para la desagregacién de empresas integradas
verticalmente. Esta nueva situacién incluia lo siguiente:

e A ERCOT como responsable de operar la red interconectada en Texas, como una Unica area
de control, y para ello tuvo que implementar acuerdos de balance para la negociacion
mayorista entre generadores.

e Unprograma piloto de opcién de cliente minorista para iniciarse en junio de 2001, con total
opcién minorista en enero de 2002 para los puntos abastecidos por empresas eléctricas
propiedad de inversionistas. Mas adelante, los clientes serian suministrados por sus
comercializadoras (Retail Electric Providers, REPs).

e La PUCT debia designar Proveedores de Ultimo Recurso (Providers of Last Resort) para
asegurar que todos los clientes eran abastecidos.

El mercado minorista se inicid asi en 2002, alterando dramaticamente el suministro de electricidad
de la mayoria de clientes minoristas en Texas. Inicialmente, en su territorio de servicio tradicional,
los operadores tradicionales solo eran capaces de ofertar una tarifa lamadas “Precio a Batir” (“Price
to Beat”) [14]. Esta tarifa no podia ser modificada hasta que: (a)pasaran 36 meses desde que se
estableciera la competencia minorista, 6, (b) el 40% de los clientes afiliados al area de servicio
cambiaran de comercializadora. Esta tarifa fue reajustada dos veces en un afio basandose en los
precios mayoristas, lo cual hizo que los operadores tradicionales no ofrecieran precios mds bajos.
El “Precio a Batir” continud hasta que el operador tradicional perdié alrededor del 40% de la carga
residencial y de pequefios comercios.

Las areas abiertas a competencia requieren que los consumidores finales estén representados por
una identificacion independiente (ESI ID) que sea accesible a los Competitive Retailers (CRs), los
cuales se disputan el derecho a proporcionar la energia a través de los sistemas de las empresas
eléctricas de distribucién locales. La empresa eléctrica de distribucion local es la que guarda esta
identificacion independiente o identificacion de servicio eléctrico (ESI ID). La ESI ID representa la
localizacion, propiedad, tipo de servicio eléctrico para una premisa si es una vivienda residencial,
negocio industrial o comercial, o instalaciones o instituciones gubernamentales.
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La empresa eléctrica de distribucidn local debe mantener estd informacion actualizada y disponible
paralos CRs. La ESI ID y el estdndar de transaccién de datos a través de todas las empresas eléctricas
de distribucion en dareas competitivas son la base de las funciones de mercado minorista
competitivo.

Las Investor Owned Utilities (IOUs) eléctricas, que anteriormente realizaban funciones de
generacién, transporte, distribucién y venta, se han separado en lineas funcionales, creando
empresas de transporte-distribucidon reguladas, PGCs y REPS desreguladas. A las Cooperativas
Eléctricas y a las Empresas Eléctricas Municipales se les concedio la posibilidad de abrir o no a
competencia minorista sus areas de servicio asignadas.

Las empresas encargadas de transportar y distribuir la energia en las areas de competencia
minorista, en Texas, son las siguientes [6]:

e Center Point Energy (CenterPoint).
e Oncor.
e American Electric Power (AEP):
o Texas Central Company (TCC).
o Texas North Company (TNC).
e Texas New Mexico Power (TNMP).
e Sharyland Electric (Sharyland).

Estas entidades no poseen instalaciones de generacidén, sélo transportan la energia a los
consumidores finales (situadas en el mapa del estado de Texas en la Figura 18).

TEXAS

Transmission & Distribution Utilities
in Competitive Retail Areas

Texas-New Mexico
Power Company

-

North, P

Texas-
New Mexico
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 Tesas-New Mevico Power Company
D AEP Texas Central
AL Texas Neeth
CenterPoint Energy
- Oscer

Figura 18. Empresas eléctricas de transporte y distribucion en areas abierta a competencia minorista
(Fuente Callmepower).
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Los REPs compran energia en el mercado mayorista de procedente de Empresas de Generacion de
Energia (Power Genration Compaies, PGCs) o Vendedores de Energia (Power Marketers, PMs),
adquieren servicios de transporte y distribucién de empresas eléctricas reguladas y venden
servicios minoristas a los clientes. Las REPS pueden comprar energia en el mercado mayorista a
través de la QSE que las represente o a través de transacciones bilaterales, como se muestra en la

Figura 19 siguiente:

Electricity Sellers Electricity Buyers

Bilateral

Bilateral
Transactions Transactions
Resources - Load Serving Entities - Retail Customers

A

: e Bitateral

Vg Transactions

(Qualiﬁed Scheduling Entity) CQuaIiﬁed Scheduling Entity)
) (P e 4

Figura 19. Transacciones bilaterales en el mercado minorista (Fuente ERCOT).

Nuevas REPs siguen entrando en el mercado, vendiendo planes con variedad de términos de
servicio (desde un mes a varios afos), hasta 100% de energia renovable, tarifas fijas, tarifas
indexadas y tarifas variables. Las REPs que operan en areas competitivas son las que aparecen en

la Figura 20.
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Figura 20. REPs existentes en areas abiertas a competencia minorista (Fuente ERCOT).
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Las areas sin competencia permanecen como empresas eléctricas totalmente integradas. Estas

entidades, cooperativas eléctricas y empresas eléctricas municipales, siguen teniendo la posibilidad

de abrir sus areas a competencia.

Fuera de ERCOT se tiene las siguientes entidades integradas verticalmente:

Southwestern Public Service/Xcel Energy (SPS).

AEP Southwestern Electric Power Company (SWEPCO).
El Paso Electric (EPE).

Entergy Texas, Inc (ETI).

Sharyland.

Estas entidades poseen instalaciones de generacion e instalaciones de transporte y distribucion, y

pueden comprar y vender energia en el mercado mayorista. También venden energia a los

consumidores finales en sus respectivas areas de servicio certificadas.

Actualmente, el mercado tiene 110 REPs, junto con Municipally Owned Utilities, Investor-Owned

Utilities y Electric Cooperatives no competitivas. Los suministradores mads grandes en Texas son:
TXU Energy (con el 15,77% de los clientes), Reliant Energy (12,28%) y CPS Energy (Municipally-
Owned Utility, con 6,54%).
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CAPITULO 3. GESTION DE LOS SERVICIOS
COMPLEMENTARIOS EN EL SISTEMA ELECTRICO DE
TEXAS

ERCOT gestiona al mismo tiempo las necesidades tanto de energia como de servicios
complementarios. Debe analizar las condiciones de carga prevista para el Dia de Operacién y
desarrollar un plan de servicios complementarios que identifique los MW y MVAr necesarios para
cada hora de dicho Dia de Operacidn. Los requerimientos de cada servicio complementario pueden
variar dependiendo de las condiciones del sistema.

3.1 Control de frecuencia

La function del Load Frequency Control (LFC) es mantener la fercuencia del sistema sin una funcion
de optimizacion de coste. ERCOT ejecuta el LFC cada 4 segundos para reducir las desviaciones de
frecuencia frente a la frecuencia programada proporcionando una sefial de control a las QSE que
representen recursos que proporcionen Regulation Service y RRS [6].

El sistema LFC corrige la frecuencia del sistema basandose en un algoritmo Area Control Error (ACE),
el cual resta la frecuencia del sistema actual en Hz menos la frecuencia de sistema programada (60
Hz), y multiplica el resultado por la constante de polarizacién de frecuencia de MW/0,1 Hz. El
algoritmo ACE toma entonces ese producto y resta una parte configurable de la suma de la
diferencia entre el punto base deseado actualizado y la salida de MW neto en tiempo real segin
sea apropiado. LFC se asegurara de que la reduccidn total no excedera el requisito de regulacion de
todo el sistema. Este calculo produce un valor de ACE, que es una correccion equivalente de MW
necesaria para controlar la frecuencia real del sistema al valor de frecuencia de sistema
programado.

El mddulo LFC recibe entradas de telemetria en tiempo real que incluye la salida de recursos y la
frecuencia real del sistema. El LFC utiliza la informacién de Recursos real calculada a partir de SCADA
para determinar la capacidad de recursos disponible que proporciona los servicios de Regulacién y
RRS.

Sobre la base de la correccién de ACE MW, el LFC emite un conjunto de sefales de control cada
cuatro segundos a cada QSE que proporciona regulacién vy, si es necesario, cada QSE que
proporciona RRS. El control debe ser proporcional a la participacion de QSE en cada uno de los
servicios que presta, respetando la capacidad de los recursos de QSE para proporcionar control de
regulacién. Se proporcionan sefiales de control a la QSE utilizando el enlace de datos ICCP. Los QSEs
recibirdn un Punto Base Deseado actualizado actualizado cada cuatro segundos por LFC. ERCOT
proporcionard una Notificacion de Operaciones de cualquier cambio de metodologia a la
determinacidn del Punto Base Deseado Actualizado dentro de los 60 minutos del cambio.
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Cada QSE asignara su despliegue de energia de regulacion entre sus recursos para cumplir con una
sefial de despliegue y proporcionard a ERCOT el factor de participacion de cada Recurso a través de
telemedida. Una QSE puede asignar la responsabilidad de recursos de servicio complementario de
servicio de regulacién a cualquier recurso que tenga telemedido un estado de recurso de
ONOPTOUT. Cada asignacion de QSE de su despliegue de energia de regulacién entre sus recursos
para cumplir con una sefial de despliegue debe asegurar que los factores de participacion de todos
sus recursos de generacion en comparacién con todos sus recursos de carga controlables
permanezcan constantes.

Si se ha desplegado toda la capacidad Reg-Up, ERCOT utilizard el sistema LFC para desplegar
Responsive Reserve en recursos de generacion y recursos de carga controlables.

3.1.1 Tipo de servicios complementarios
Los tipos de servicios complementarios existentes son los siguientes [15]:

e Regulation Service: un servicio complementario que consiste en disminuir (Regulation-
Down Service, Reg-Down) o aumentar la generacion (Regulation-Up Service, Reg-Up).

o Regulation Down Service (Reg-Down): servicio complementario que proporciona
capacidad con una respuesta a sefiales enviadas por ERCOT de 3-5 segundos para
hacer frente a cambios en la frecuencia del sistema. Dicha capacidad es la
cantidad disponible bajo cualquier Punto Base (o nivel de salida en MW producido
por SCED), pero sobre el LSL del recurso de generacién y puede ser requerido
para cambiar su salida si es necesario sobre todo su rango de capacidad
disponible para mantener la frecuencia del sistema. Un recurso de carga que
proporciona Reg-Down debe ser capaz de incrementar y disminuir la carga como
se describe en su programacién de servicios complementarios bajo el limite del
Consumo de Energia Minimo (Minimum Power Consumption, MPC) del recurso de
carga.

o Regulation Up Service (Reg-Up): servicio complementario que proporciona
capacidad con una respuesta a sefiales enviadas por ERCOT en 3-5 segundos para
hacer frente a cambios en la frecuencia del sistema. Dicha capacidad es la
cantidad disponible bajo cualquier Punto Base, pero sobre el LSL del recurso de
generacién y puede ser requerido para cambiar su salida si es necesario sobre
todo su rango de capacidad disponible para mantener la frecuencia del sistema.
Un recurso de carga que proporciona Reg-Up debe ser capaz de incrementary
disminuir la carga como se despliega en su programacién de servicios
complementarios sobre el limite Consumo de Energia Limite (Low Power
Consumption, LPC) del recurso de carga. El LPC es el limite establecido por una
QSE para un recurso de generacion, actualizable continuamente en tiempo real,
gue describe el consumo de energia minimo constante de un recurso de carga,
debe ser un nimero positivo en MW.
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e Non-Spinning Reserve (Non-Spin): servicio complementario que es proporcionado
mediante el uso de parte de recursos de generacién Off-Line, que pueden ser
sincronizados y aumentados a un nivel de salida especifica en 30 minutos (o recursos de
carga que pueden ser interrumpidos en 30 minutos) y que pueden operar (o recursos de
carga que pueden ser interrumpidos) en un nivel de salida especifica al menos durante
una hora. Non-Spin puede ser proporcionado también desde capacidad On-Line no
explotada que cumple los requerimientos de respuesta de 30 minutos y que esta
reservada exclusivamente para uso de este servicio.

e Responsive Reserve (RRS): servicio complementario que proporciona reservas de
operacion destinadas a:

o Detener el desmoronamiento de la frecuencia en los primeros segundos de una
desviacién de frecuencia significativa (superior a 0,3 Hz) en la red de transporte
de ERCOT, usando carga interrumpible y respuesta de frecuencia primaria.

o Después de los primeros segundos de una desviacion de frecuencia significativa,
ayudar a restablecer la frecuencia a su valor programado para volver al sistema
normal.

o Proporcionar energia o interrupcidn de carga continuada durante la
implementacion de las Alertas de Emergencia de Energia (Energy Emergency
Alert®, EEA).

3.1.2 Day-Ahead Market (DAM)

3.1.2.1 Ofertas de servicios complementarios

Sobre las 10:00 en el Day-Ahead, todas las QSEs puede enviar ofertas de servicios complementarios
(representada en la Figura 21) de recursos-especificos de generacién y carga a ERCOT para el DAM,
pudiendo ofertar la misma capacidad de recurso de generacién para cualquiera o todos los
productos de servicios complementarios simultdneamente con cualquier Curva de Oferta de
Energia de dicho recurso de generacion [10]. Una QSE también puede enviar ofertas de servicios
complementarios en el Mercado de Servicios Complementarios Suplementario (Supplemental
Ancillary Service Market, SASM). Ofertas de mas de un producto de servicio complementario de un
recurso de generacidn pueden ser incluidas o excluidas de cualquiera de las otras Curva de Oferta
de Energia.

15 Procedimiento predeterminado para maximizar el uso de recursos disponibles y, solo si es necesario,
reduciendo la carga durante estado de emergencia mientras se proporciona el servicio con la maxima
continuidad posible y se mantiene la integridad del sistema de ERCOT.
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Ancillary Service Offer
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Figura 21. Oferta de servicios complementarios en el DAM.

Sobre las 10:00 en el Day-Ahead, una QSE puede enviar ofertas de servicios complementarios para
Reg-Up, Reg-Down, Non-Spin y RRS a ERCOT y puede ofertar la misma capacidad de recurso de
carga para cualquiera de esos productos de servicios complementarios simultdneamente.

Las ofertas de servicios complementarios permanecen activas para el periodo ofertado hasta:

e Ser seleccionadas por ERCOT.

e Ser desactivadas automaticamente por el software en el tiempo de expiracién de ofertas
especificado por la QSE cuando la oferta es enviada.

e Ser reservada por una QSE, pero una reserva no es efectiva si el limite de tiempo para
enviar ofertas ya ha pasado.

Un recurso de carga que no es un recurso de carga controlable debe especificar si su oferta de
servicio complementario para RRS puede ser gestionado por ERCOT como un Unico bloque.

3.1.2.2 Insuficiencia de servicios complementarios

ERCOT debe determinar si hay una insuficiencia en las ofertas de servicios complementarios. En
caso de producirse una insuficiencia en el DAM para gestionar uno o mas servicios complementarios
necesarios, de manera que el plan de servicios complementarios es deficiente y la seguridad y
fiabilidad del sistema se encuentra bajo amenaza, entonces ERCOT debe solicitar ofertas de
servicios complementarios adicionales.

e Una QSE puede reenviar una oferta para un servicio complementario que envié antes de
gue se declarara la insuficiencia, pero la oferta que se reenvia debe cumplir lo siguiente
para considerarse como valida:

o Lacantidad de la oferta nueva no puede ser inferior a la cantidad de la oferta
inicial, a menos que a la porcion de la oferta no reenviada se le establezca un
precio superior que a la parte de la oferta que si se envia de nuevo.

o La oferta debe establecerse a un precio igual o menor que el precio de la oferta
inicial para la porcidn de la cantidad de la oferta que no es mayor que la cantidad
de la oferta enviada antes de la insuficiencia.

e Para cualquier cantidad de la oferta que es mayor que la oferta inicial, la cantidad
incremental debe ser enviada a un precio sujeto al limite de oferta.
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Si las ofertas adicionales de servicios complementarios son insuficientes para suministrar los
servicios complementarios necesarios establecidos en el plan diario de servicios complementarios,
entonces ERCOT debe ejecutar el DAM reduciendo las cantidades del plan de servicios
complementarios (en la misma cantidad que la insuficiencia que exista).

Cuando ERCOT reduce el plan de servicios complementarios para ejecutar el DAM debido a la
insuficiencia de los servicios complementarios, ERCOT debe dar prioridad a dicho plan siguiendo
este orden:

e Regulation Up (Reg-up);

e Regulation Down (Reg-Down);

e Responsive Reserve Service (RRS);
e Non-Spinning Reserve (Non-Spin).

ERCOT debe gestionar la diferencia de capacidad entre el plan diario de servicios complementarios
inicial y el reducido usando el proceso del Mercado de Servicios Complementarios Suplementarios
(Supplemental Ancillary Service Market, SASM). Si el SASM sigue resultando insuficiente, entonces
ERCOT debe adquirir la cantidad de servicios complementarios que faltan de recursos del HRUC (es
decir, reasignando unidades de generacién) que estdn cualificados para proporcionar dichos
servicios complementarios necesarios.

3.1.2.3 Transacciones bilaterales de servicios complementarios

Al igual que sucede con la energia y la capacidad, en las liquidaciones se tiene en cuenta las
transacciones bilaterales de servicios complementarios realizadas, en las que se transfiere
responsabilidad financiera [12].

En estas transacciones se tranfiere de una QSE a otra la obligacién de proporcionar capacidad de
servicios complementarios entre un comprador y un vendedor.

Una transaccién bilateral de servicios complementarios que es enviada a ERCOT sobre las 14:30 en
el dia previo al Dia de Operacion cambia la responsabilidad de suministro de servicios
complementario del comprador y el vendedor en el proceso del DRUC. Una transaccidon que es
enviada a ERCOT después de las 14:30 en el dia previo al Dia de Operacion modifica la
responsabilidad de suministros del servicio complementario del comprador y vendedor en
cualquier proceso del HRUC pertinente.

3.1.3 Periodo de Ajuste y operaciones a tiempo real.

Durante el Periodo de Ajuste, las QSEs tienen la oportunidad de enviar y actualizar todas sus
transacciones de energia, capacidad y servicios complementarios.
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3.1.3.1 Evaluacién y mantenimiento de la suficiencia de servicios complementarios

ERCOT debe proporcionar servicios complementarios en el Periodo de Ajuste por las siguientes
razones:

e Mayor necesidad de capacidad de servicios complementarios sobre la especificada en el
DAM.

e Sustitucidn de capacidad de servicios complementarios que no son fiables debido a
restricciones de transporte.

e Sustitucidn de capacidad de servicios complementarios debido a un fallo para
proporcionarlos.

Una QSE puede cambiar los recursos que proporcionan los servicios complementarios modificando
la responsabilidad de los recursos en su COP solo si ERCOT determina que ese cambio no afecta de
manera adversa la entregabilidad de este servicio u otros asignados previamente a un recurso
alternativo.

Una QSE no puede cambiar la cantidad proporcionada de cada tipo de servicio complementario
asignados a través de ERCOT o la cantidad agregada de servicios complementarios auto-
programados en el DAM.

3.1.3.1.1 Aumento del plan de servicios complementarios

Si ERCOT determina en el Periodo de Ajuste que se necesitan mas servicios complementarios, para
una o mas Horas de Operacidn, de los que fueron proporcionados en el plan de servicios
complementarios del DAM, debe notificar a cada QSE del aumento de su obligacién de servicios
complementarios.

ERCOT debe proporcionar mas servicios complementarios a través del Mercado de Servicios
Complementarios Suplementario (Supplemental Ancillary Services Market, SASM) si las cantidades
de servicios complementarios auto-programadas son insuficientes para cubrir la obligacion total de
servicios complementarios.

Cuando se ha ejecutado el SASM en respuesta al creciente plan de servicios complementarios, cada
QSE que compra capacidad de servicios complementarios debe ser pagada por su parte del coste
incurrido por ese servicio.

3.1.3.1.2 Sustitucion de servicios complementarios no entregables

El proceso del HRUC debe cumplir el Limite Superior de Servicios Complementarios (High Ancillary
Service Limit, HASL) y Limite Inferior de Servicios Complementarios (Low Ancillary Service Limit,
LASL) para cada recurso para cada hora del periodo de estudio del RUC, a menos que se produzca
una restriccion de transporte. En ese caso, si la restriccidn no puede ser resuelta de otra forma,
puede requerirse que el recurso aumente o disminuya su generacion, lo que supone que dicho
recurso sea incapaz de proporcionar la capacidad de servicios complementarios previamente
asignados en su COP. Si el operador de ERCOT decide que la capacidad de servicios
complementarios asignados a ese recurso no es entregable basandose en las condiciones del
sistema de, entonces ERCOT debe proporcionar la siguiente informacién a cada QSE afectada con
dos horas de antelacién:
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e La cantidad por la cual la QSE debe reducir los servicios complementarios actualmente
asignados a cada recurso afectado.
e Lasveces de inicio y parada de la reduccién.
En las dos horas de antelacidén, la QSE afectada debe llevar a cabo una o mas de las siguientes
acciones:

e Sustituir capacidad por otros recursos representados por la misma QSE para cumplir su
responsabilidad de recurso de servicios complementarios previamente asignada.
e Sustituir capacidad por otras QSEs mediante transacciones bilaterales de servicios
complementarios.
e Informar a ERCOT de que parte o toda la capacidad de servicios complementarios debe
ser sustituida.
Si una QSE elige sustituir capacidad, ERCOT debe determinar si dicha sustitucidn es fiable. Si no lo
es, ERCOT debe determinar si el servicio sigue siendo necesario v, si es asi, obtener la capacidad
de servicios complementarios en el SASM.

Si ERCOT gestiona servicios complementarios adicionales, por la cantidad de capacidad sustituida
gue no se considerada fiable o la cantidad de capacidad de servicios complementarios que cada
QSE afectada no sustituye, entonces ERCOT cobra a todas las QSEs que compraron el servicio
complementario especifico en el DAM por su parte del coste de red incurrido por el servicio
complementario gestionado por ERCOT, como parte de los multiples procesos de gestién (DAM y
SASM).

Si la capacidad de servicios complementarios de la QSE que no es entregable por restricciones en
el transporte identificadas por ERCOT, no fue asignada en el DAM o en cualquier SASM, entonces
se cobra a la QSE por su insuficiencia de capacidad con el mismo precio pagado en el DAM por ese
servicio complementario para ese periodo de tiempo.

Si la capacidad de servicios complementarios de la QSE que no es entregable por restricciones de
transporte no fue asignada en el DAM o en cualquier SASM, entonces no se compensa a la QSE
por dicha capacidad.

3.1.3.1.3 Sustitucion de servicios complementarios debido a un fallo de abastecimiento

ERCOT puede gestionar servicios complementarios para sustituir aquellos asignados a una QSE que
no cumplen su responsabilidad de suministro, a través del SASM. Se considera que una QSE no
cumple con su responsabilidad de suministro de servicios complementarios cuando ERCOT
determina que parte o toda la capacidad del recurso especifico de la QSE no estara disponible en
tiempo real.

En una franja de tiempo establecida por ERCOT, cada QSE afectada puede o sustituir dicha
capacidad para cumplir con su responsabilidad o informar a ERCOT de que la capacidad de servicios
complementarios tiene que ser sustituida. Si una QSE elige sustituir su capacidad, ERCOT debe
asegurar la fiabilidad de la sustitucién. Si se determina que no es fiable o la QSE informa a ERCOT
de la necesidad de sustitucion de su capacidad, entonces ERCOT debe determinar la cantidad de
servicios complementarios que sigue siendo necesaria.
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ERCOT cobra a cada QSE que no ha cumplido con su responsabilidad para un servicio
complementario particular para una hora especifica. El cobro horario por incumplimiento es uno
de los dos siguientes:

e Sise ejecuta un SASM para esa hora, entonces el cobro es igual a la cantidad de MW de
servicios complementarios no suministrados multiplicado por el mayor de:
o El Precio de Liquidacion de Capacidad (Market Clearing Price for Capacity, MCPC)
para el servicio complementario en el DAM, para esa hora.
o EIMCPC mdximo establecido por cualquier SASM para la misma hora de
operacion.
e Sino se ha ejecutado ninglin SASM para suministro para esa hora, entonces el coste es
igual a la cantidad de MW de los servicios complementarios no suministrados
multiplicado por el MCPC para el servicio complementario en el DAM para esa hora.

Si la capacidad de servicios complementarios de la QSE afectada fue asignada en el DAM o en
cualquier SASM, entonces todavia es compensada por la cantidad de capacidad de servicios
complementarios.

Si la capacidad de servicios complementarios de la QSE afectada no fue asignada en el DAM o
cualquier SASM (es decir, es un servicio complementario auto-programado), entonces la QSE sigue
recibiendo crédito con respecto a su responsabilidad de suministro de servicios complementarios.

3.1.3.2 Supplemental Ancillary Services Market (SASM)

Durante el Adjustment Period, ERCOT puede gestionar servicios complementarios Reg-Up, Reg-
Down, RRS y Non-Spin adicionales, en caso de que se produzca alguna de las situaciones
introducidas en la seccion anterior [12].

ERCOT debe permitir la solicitud de las QSEs para modificar sus posiciones en lo que respecta a
servicios complementarios a través de la reconfiguracién del SASM (RSASM). La RSASM es
ejecutada diariamente a las 09:00 y permite a las QSEs a cambiar sus responsabilidades de
suministro de servicios complementarios para horas desde las 13:00 hasta las 24:00 en el Dia de
Operacién actual. Las QSEs intentan reducir su responsabilidad de suministro de servicios
complementarios a través del RSASM enviando menor capacidad de servicios complementarios en
los COPs de los recursos que su responsabilidad de suministro de servicios complementarios. La
diferencia entre dicha responsabilidad y la capacidad de servicio complementarios en el COP
envado es la cantidad de reconfiguracion que es gestionada por el RSASM. La QSE debe tener
también ofertas de servicios complementarios validas de una cantidad igual o mayor a la cantidad
de reconfiguracién propuesta. El RSASM no debe ser ejecutado si no hay ofertas suficientes para
gestionar la cantidad de reconfiguracién de los servicios complementarios.

El proceso del SASM para adquirir mas capacidad de servicios complementarios o una
reconfiguracion de dichos servicios debe seguir la siguiente cronologia:

e Parasustitucion de capacidad de servicios complementarios debido a que no es entregable
o que una QSE no es capaz de proporcionar dichos servicios complementarios, ERCOT debe
comunicarlo a las QSEs del SASM con dos horas o mas de antelacion respecto a la Hora de
Operacidn para la cual se necesita dicha capacidad de servicios complementarios.
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Para una reconfiguracién de servicios complementarios, ERCOT debe ejecutar el RSASM a
las 09:00, para horas entre las 13:00 y las 24:00 del Dia de Operacién actual.

A cada QSE que se le asigna capacidad en el SASM se le paga el MCPC del SASM por la cantidad que
se le ha asignado. Para propdsitos de liquidacidn, la reduccidn de responsabilidad de suministro de

servicios complementarios es considerada una cantidad de incumplimiento y las QSEs que reduzcan
su responsabilidad en un RSASM seran cobradas.

3.1.3.2.1 Proceso de liquidacion del SASM

El SASM se ajusta a los siguientes parametros de funcionamiento:

ERCOT debe gestionar la cantidad adicional necesaria de cada tipo de servicio
complementario, menos la cantidad auto-programada, si aplica. ERCOT no puede comprar

mas de un servicio complementario en lugar de la cantidad de un servicio diferente.

ERCOT debe seleccionar ofertas de servicios complementarios enviada por QSEs:

o

Para cada servicio complementario que es gestionado, que no sea Reg-Down,
ERCOT debe seleccionar ofertas que minimicen el coste global de dichos servicios
complementarios. Para cada uno de estos servicios complementarios, si la
seleccidn de la oferta del recurso excede la cantidad de servicios
complementarios que ERCOT necesita, entonces debe seleccionar una parte de la
oferta del recurso para abastecer la cantidad de servicio complementario
necesaria. Para recursos de carga que oferten un bloque de capacidad, ERCOT
debe ignorar la oferta a menos que el bloque entero pueda ser aceptado.

Para Reg-Down, ERCOT debe gestionar las cantidades necesarias seleccionando
capacidad en orden ascendente empezando por la oferta de precio mas bajo,
hasta que se obtenga la cantidad necesaria de Reg-Down. Si la seleccion de la
oferta del recurso excede la cantidad de servicios complementarios necesarios de
ERCOT, entonces ERCOT debe seleccionar una porcién de la oferta del recurso
para abastecer la cantidad de servicio requerida. Para recursos de carga que
oferten bloques de capacidad, ERCOT debe ignorar estas ofertas a menos que
pueda aceptar el bloque entero.

Para ofertas de servicios complementarios de un recurso Off-Line consideradas en
el SASM, la oferta serd seleccionada solo si puede cumplir el tiempo de arranque
basado en el estado actual e histdrico del recurso. Si no se puede cumplir el
tiempo de arranque para la primera hora de una oferta en bloque, entonces debe
considerarse el bloque entero.

Si una QSE ha enviado ofertas de la misma capacidad de recurso para mas de un servicio

complementario (llamadas Linked Offers), ERCOT no debe seleccionar una parte de la
capacidad del recurso para proporcionar mas de un servicio complementario en la misma

Hora de Operacién. ERCOT puede, sin embargo, seleccionar una parte de esa capacidad

del recurso para proporcionar un servicio complementario y otra parte para proporcionar

un servicio complementario diferente en la misma Hora de Operacién.

El MCPC del SASM para cada hora para cada servicio es el precio sombra para la

restriccion de servicio complementario correspondiente para la hora.
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3.2 Control de tension

Todas las unidades de generacidon (incluyendo las unidades de generacién de autoservicio) que
tienen una calificacién de unidad de generacién mayor de 20 MVA o aquellas unidades conectadas
al mismo Point of Interconnection (POI) que tienen calificaciones de unidades de generacion que
se agregan mayores de 20 MVA, que suministran potencia a la red de transmisién de ERCOT, deben
proporcionar Voltage Support Service (VSS) [12].

Cada recurso de generacidén requerido para proporcionar VSS debe cumplir los siguientes
requerimientos de Reactiva:

e Una capacidad de factor de potencia sobreexcitado (retardada o instantanea) de 0,95 o
menor determinada a la potencia neta maxima de la unidad generadora para ser
suministrada a la red de transmisidn de ERCOT y el punto de consigna del recurso de
generacion en el perfil de tensién medido en el POI.

e Una capacidad de factor de potencia subexcitado (retardada o instantanea) de 0,95 o
menos determinada a la potencia neta mdxima de la unidad generadora para ser
suministrada a la red de transmisidon de ERCOT y el punto de de consigna del recurso de
generacion en el perfil de tensién medido en el POI.

e La capacidad de energia reactiva estard disponible en todos los niveles de salida de MW y
puede satisfacerse mediante una combinacidn del limite reactivo de la unidad de recursos
de generacion (URL), que es la capacidad dindmica de conduccidn y retraso de operacion
de la unidad de generacion, y/o dispositivos compatibles con Var dinamicos. Este perfil de
potencia reactiva se representa graficamente como un rectangulo. En el caso de los
Intermittent Renewable Resources (IRRs), los requerimientos de potencia reativa deben
estar disponibles a todos los niveles de salida de MW a o sobre el 10% de la capacidad de
placa del IRR. Cuando un IRR opera por debajo de ese 10% y es incapaz de controlar la
tension en el POI, entonces ERCOT debe solicitar al IRR que se desconecte del sistema de
ERCOT para ser capaz de mantener la fiabilidad.

e Todos los recursos de generacién deben llevar a cabo un estudio o un test de
funcionamiento para demostrar que cumplen los requerimientos de capacidad de potencia
reactiva.

Las entidades de generaciéon deben enviar a ERCOT propuestas especificas para cumplir los
requerimientos de potencia reactiva establecidos anteriormente empleando una combinacion del
URLYy la capacidad de Var afiadida, siempre que la capacidad de Var afadida sea automaticamente
conmutable y/o dispositivos de Var dinamicos. Un recurso de generacion y el TSP deben ponerse
de acuerdo para que los dispositivos de Var estaticos puedan ser conmutables usando Supervisory
Control and Data Acquisition (SCADA).
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3.3  Restauracion del sistema (“black start”)

ERCOT establece el servicio de Restauracién del Sistema (Black Start Service, BSS) a través de
acuerdos con QSEs por recursos de generacion capaces de arrancar de manera auténoma o por
recursos de generacién cercanos a un area de control no controlada por ERCOT, que son capaces
de arrancar desde dicha area no controlada por ERCOT con un suministro de reserva, sin apoyo del
sistema de ERCOT [12]. Los recursos de generacidon que puedan ser arrancados con unas
operaciones de conmutacién precordinadas minimas usando equipos de transporte del sistema de
ERCOT seran considerados para el servicio BSS sélo donde la conmutacidn se realice en menos de
una hora.

ERCOT debe despachar BSS conforme al plan de restauracion de emergencia para iniciar dicha
restauracién del sistema de ERCOT hacia un estado seguro de operacidn después de un apagon.

ERCOT debe pagar a las QSEs que representen recursos Black Start una Fianza Horaria de Rreserva
(Hourly Standby Fee), la cual se determina a través de un proceso competitivo de ofertas bianual
con un ajuste de fiabilidad basado en una disponibilidad mévil de seis meses del 85%.
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CAPITULO 4. PROGRAMAS DE RESPUESTA DE LA
DEMANDA EN TEXAS

La introduccidn de programas y productos para fomentar la respuesta de la demanda (“Demand
Response”-DR-) en el mercado de ERCOT esta orientada a aumentar los recursos necesarios,
provistos por los consumidores de electricidad, para la realizacion mas eficiente de algunas de las
actividades necesarias para el funcionamiento del sector eléctrico en Texas, y que permiten, por
ejemplo, la mitigacidn de picos en el precio de la realizacidn de estos servicios [16].

Se pretende conseguir estos recursos alentando a los consumidores del mercado a dar una mejor
respuesta a las sefiales del precio mayorista y minorista, proporcionando, de una forma competitiva
con otros recursos (por ejemplo, los que suministran los generadores), una asignacion mas eficiente
de los recursos y preservando la fiabilidad del sistema.

La Federal Energy Regulatory Commission (FERC) define respuesta de la demanda de la manera
siguiente:

“cambios en el uso de la energia por consumidores finales frente a su patrén de consumo habitual
en respuesta a cambios en el precio de la electricidad, o a pagos de incentivos designados para
inducir menos uso de electricidad en momentos de elevados precios de mercado mayorista o en
momentos en los que la fiabilidad del sistema esta comprometida.”

4.1 Clasificacion de programas de respuesta de la demanda

La North American Electric Reliability Council (NERC) clasifica los distintos tipos de respuesta de la
demanda, como se muestra en el siguiente digrama de la Figura 22.

Figure 2: Demand Side Management Categories

Demand Reducinag Measures Demand-Side

Management
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Efficienc
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Figura 22. Clasificacion de respuesta de la demanda (Fuente NERC)
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4.2  Programas de respuesta de la demanda existentes

Como se ha mostrado en el diagrama anterior, la respuesta de la demanda puede clasificarse en
dos grandes categorias: aquella que puede ser activada por un agente externo al consumidor (se le
conoce como respuesta “despachable”) y la respuesta de la demanda que es gestionada por el
propio consumidor (demanda “no despachable”). La respuesta de la demanda despachable es
aquella que incluye decisiones iniciadas por ERCOT mientras que la no despachable responde a
decisiones tomadas por los usuarios finales, alterando sus patrones de consumo habituales para,
de esta forma, evitar altos costes o cumplir con obligaciones con su Retail Electric Provider (REP).

La respuesta de la demanda no despachable en ERCOT puede incluir una respuesta para evitar
costes de transmision, en tarifas basadas en lo que se denomina “Four Coincident Pricing” (4CP),
una respuesta a los precios de energia mayoristas iniciados por el consumidor, por un REP, por una
LSE, o a través de un programa de respuesta de la demanda (Load Management Program-LMP-),
dirigidos por una Empresa Eléctrica. Todos estos tipos de respuesta de la demanda se explican en
mas detalle en la seccidn 4.2.2 Programas ofrecidos por las empresas eléctricas.

El mercado mayorista de ERCOT estd abierto a distintos tipos de respuesta de la demanda
despachable, desplegados para mejorar la fiabilidad del sistema. Las cargas que proporcionen
Emergency Response Service (ERS) deben cualificarse para entrar en funcionamiento en un periodo
de tiempo de rampa (tiempo en el que la carga alcanza el punto de consumo requerido) de 10
minutos o de 30 minutos. Cualquiera de los dos servicios puede ser proporcionado por varios tipos
de recursos, incluyendo las cargas sensibles a las condiciones atmosféricas (“weather -sensitive
loads”) en las que la DR se obtiene por el control de aire acondicionado. Un recurso de respuesta
de la demanda debe registrarse y cualificarse como un recurso de carga que puede proporcionar
reservas del tipo Responsive Reserve Service (RRS) o Non-Spinning Reserve Service (Non-Spin). La
regulacion en forma de Regulation Up o Regulation Down puede ser proporcionada por un tipo
especial de recurso de demanda llamado Controllable Load Resource, que es un recurso que tiene
la capacidad de responder a sefiales enviadas cada 4 segundos por ERCOT, sefiales similares a las
gue reciben los generadores que participan en el Control Automatico de Generacién (“Automatic
Generation System, AGC).

La Figura 23 siguiente ilustra las fases claves de una DR tipica:
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Figura 23. Fases de la respuesta de la demanda (Fuente ERCOT)
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En dicha figura se observa un periodo rampa inicial en el que la carga, tras haber sido notificada de
la necesidad de que entre en funcionamiento, inicia su puesta en marcha (el tiempo de este periodo
dependerd del tipo de DR que proporcione la carga). Una vez alcanzado el punto de consumo
requerido, dicho consumo se mantendra un periodo de tiempo determinado hasta que la carga
vuelva a su estado inicial.

4.2.1 Programas ofrecidos por el Operador del Sistema

4.2.1.1 Emergency Responsive Service (ERS)

ERCOT gestiona el ERS para mantener la estabilidad de la red durante condiciones de emergencia
como, por ejemplo, los originados por pérdidas de generacién o de lineas en la red de transporte)
y reduce la necesidad de cortes de suministro a consumidores. Los participantes de ERS pueden
ofertar para proporcionar respuesta de la demanda con un periodo de rampa de 10 minutos (similar
alos recursos que proporcionan Responsive Reserve Service) o de un periodo rampa de 30 minutos.

El ERS se define por la PUC como un servicio de emergencia especial (no un servicio
complementario), y los recursos se consiguen a través de un proceso de subasta (Request For
Proposals, RFP) que se activa tres veces al afio, para términos de contrato de cuatro meses, cada
uno de los cuales se divide en seis periodos de tiempo mas pequefios basados en la variacién de la
demanda en las diferentes horas del dia. Las cargas pueden elegir enviar ofertas en todos los
periodos de tiempo o solo en aquellos que mejor se ajusten a sus circunstancias, y pueden ajustar
el precio de DR ofertada en cada periodo de tiempo.

Las liquidaciones del ERS se llevan a cabo hasta 80 dias después de la finalizacién de cada periodo
de tiempo de cuatro meses. Los pagos estan sujetos a una revision basada en la capacidad de
respuesta de la demanda entrega y la disponibilidad de la carga durante el periodo del contrato.

4.2.1.2 Mercado de servicios complementarios

ERCOT es el responsable de desplegar un plan de servicios complementarios diario que gestiona las
cantidades de servicios complementarios necesarias para mantener la seguridad y fiabilidad del
sistema de ERCOT. Cada LSE tiene una responsabilidad de servicios complementarios basada en su
proporcién de la carga total de ERCOT. Cada participante del mercado puede auto-gestionarse sus
servicios complementarios o puede elegir tener parte o la totalidad de sus servicios
complementarios gestionado por ERCOT en el DAM.

Los clientes con capacidad de respuesta de la demanda que puedan cumplir ciertos requisitos de
funcionamiento pueden cualificarse para proporcionar servicios complementarios como Load
Resources en los mercados de servicios complementarios. En los mercados de servicios
complementarios, el valor de tener un Load Resource disponible para reducir la carga es igual al
valor de tener un generador disponible para aumentar su generacion. Estos proveedores de
reservas seleccionadas para proporcionar servicios complementarios son elegibles para pagos de
capacidad, sin reparar en que el recurso haya aumentado o disminuido su carga.

A continuacioén, en la Tabla 1 se muestran los distintos tipos de recursos de carga y sus servicios
elegibles:
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Tabla 1. Tipos de servicios complementarios (Fuente ERCOT).

Service Load Resource Type Qualification
Responsive NCLR Under-Frequency Relay and 10-minute response to
Reserves (<50%) manual Dispatch instruction
Responsive CLR Primary Frequency Response and follow SCED 5-
Reserves minute Dispatch
Regulation-Up CLR Primary Frequency Response and respond to AGC-type
Regulation-Down Regulation deployments
Non-Spin Reserves CLR Follow SCED 5-minute Dispatch

ERCOT lleva a cabo subastas diarias para cada uno de los siguientes servicios complementarios:

e Regulation Up.

e Regulation Down.

e Responsive Reserve.

e Non-Spinning Reserve.

Las cargas que estén de acuerdo en reducir cuando ERCOT se lo comunique a través de su QSE,
pueden participar en las subastas de mercado de servicios complementarios. Como se observa en
la tabla anterior, el tipo de servicio complementario que un recurso de demanda (Load Resource)
puede proporcionar depende del tiempo de respuesta de la carga y del sistema de medida. En el
mercado de Responsive Reserve y Non-Spinning Reserve, la QSE recibira pagos de capacidad sin
reparar en que el recurso se haya desplegado realmente, pero la carga debe estar disponible para
el despliegue en cualquier mientras proporcione el servicio.

ERCOT califica a los Load Resources como capaces de proporcionar un servicio complementario
basandose en la tecnologia disponible de la carga, como sigue:

4.2.1.2.1 Responsive Reserve Service (RRS)

El RRS requiere que se instale un Under Frequency Relay (UFR) que abre el interruptor de
alimentacién de la carga (por lo que interrumpe el servicio eléctrico del cliente) ante una deteccién
automatica de una condicién de baja frecuencia en la red eléctrica. Como alternativa, un
Controllable Load Resource debe tener la capacidad de respuesta a un cambio de frecuencia, similar
a la respuesta gobernada por un generador. Ambos tipos de Load Resources que proporcionan RRS
deben proporcionar su capacidad de respuesta de la demanda asignada en los 10 minutos
siguientes a la instruccidn. La carga, el estado del interruptor y el estado del relé deben tener
telemedida instalada en tiempo real a ERCOT a través de su QSE. Las cargas cualificadas para el
mercado de Responsive Reserve son automaticamente cualificadas para el mercado Non-Spin.
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4.2.1.2.2 Non-Spinning Reserve Service (Non-Spin)

El Non-Spin require que las cargas proporcionen su capacidad de respuesta de la demanda asignada
en los 30 minutos siguientes a la instruccién de despacho electrdnico. Las cargas que proporcionen
este tipo de respuesta también deben tener instalada telemedida.

4.2.1.2.3 Regulation Up y Regulation Down Services

Requiere que las cargas respondas modificando su uso a través de controles automaticos en
respuesta a sefiales proporcionadas por ERCOT para aumentar o disminuir su carga al mismo
tiempo que monitorizan su funcionamiento. Los Controllable Load Resources deben tener también
instalada telemedida en tiempo real y ser capaces de recibir cierta informacién de control de ERCOT
cada 4 segundos. Las cargas cualificas para los servicios de Regulation Down y Regulation Up lo son
automaticamente también para Responsive Reserves y Non-Spinning Reserves.

4.2.1.3 Mercado de energia Real-Time

El Security Constrained Economic Dispatch (SCED), la fijacidn de precios primaria en el mercado de
energia a real-time de ERCOT, esta abierto a Controllable Load Resources (CLRs). Los CLRs deben
ser cargas Unicas o una agrgacion de pequefias cargas como cargas residenciales. EI SCED se ejecuta
cada cinco minutos, por lo que los CLRs con pujas en el SCED al LMP deben ser capaces de mover
carga gradualmente en cualquier direccidn cada cinco minutos, basandose en las instrucciones de
despacho del SCED. Los CLRs que proporcionan Non-Spin o RRS son despachados por el SCED
después de que se facilite su capacidad de servicios complementarios al mercado Real-Time.

4.2.2 Programas ofrecidos por las empresas eléctricas comercializadoras

Las opciones que se muestran a continuacién no son despachadas por ERCOT y pueden ser
controladas directamente por el cliente o despachadas por otra entidad como un Demand
Response Provider, un REP o una empresa eléctrica de y distribucidn.

4.2.2.1 Four Coincident Peak (4CP)

Muchos clientes industriales estdn sujetos a cargos de transmisién basados en una demanda Four
Coincident Peak. La demanda 4CP se determina haciendo la media de la demanda actual del cliente
durante el intervalo de liquidacién con la demanda mas alta de ERCOT durante cada uno de los
cuatro meses de verano (de junio a septiembre). Esta demanda 4CP sirve como base de los cargos
de tarifa de transmisidn del cliente para el afio siguiente.

Mediante la correcta prediccidn de los picos del sistema de ERCOT durante el verano y reduciendo
la carga durante esos intervalos, un consumidor puede ayudar a reducir la carga impuesta en el
sistema eléctrico durante los periodos de consumo pico y reducir sus cargos de transmision para el
siguiente afno.
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4.2.2.2 LSE or DR Provider Contracted Price Response

En las dreas competitivas de ERCOT, los consumidores pueden contratar a su REP o DR Provider
paratener una respuesta de su carga bajo instrucciones del REP o el DR Provider. El contrato resume
los pardmetros de esta respuesta —a que hora y frecuencia de los eventos de respuesta de la
demanda, periodos de rampa, periodos de respuesta mantenida, compensacién, etc. Debido a que
esta respuesta es un acuerdo contractual entre un REP o DR Provider y el consumidor, existe una
gran variedad de tipos de acuerdos.

En dreas de ERCOT no abiertas a competencia, se debe tener disponibles las lamadas “interruptible
tariffs”. Estas tarifas normalmente ofertan un precio de energia reducido para obligaciones de
reduccion definidas.

4.2.2.3 Self-Directed Price Response

Los REPs pueden ofertar opciones de precio dinamicas, o los consumidores en un municipio o una
cooperativa deben tener determinados sus precios de energia en una tarifa publicada, la cual debe
estar estructurada basada en un Time-of-Use (TOU) o tener un componente Critical Peak Pricing
(CPP) o Peak Time Rebate (PTR). Este tipo de respuesta se refiere a una decision independiente de
los consumidores en funcidn de los precios de la energia contenidos en una tarifa gobernante o en
los mercados de energia Day Ahead y Real Time de ERCOT.

Las ofertas TOU normalmente tendrdn precios de energia mas altos durante los periodos pico
normales —por ejemplo, una tarifa TOU puede cobrar un precio de lunes a viernes desde las 14:00
hasta las 20:00 y otro precio durante el resto de horas. Los consumidores pueden elegir reducir su
consumo durante estos periodos en los que el precio es elevado. Esta reduccién se puede lograr
mediante una restructuracién de los procesos para conseguir trasladar el pico de consumo a un
periodo en el que el precio sea menor, eliminando procesos innecesarios que no son rentables
econdmicamente o llevando a cabo medidas de eficiencia energética.

Las ofertas que incluyen un CPP normalmente tienen prescritos precios altos Unicamente durante
ciertos periodos —por ejemplo, cuando se espera que la carga o el precio alcancen un determinado
nivel. La respuesta a un CPP puede ser similar a aquellas empleadas bajo tarifas de TOU,
especialmente si se alcanza el CPP con frecuencia. Aun asi, el CPP es poco frecuente, por lo que la
reduccion de carga a corto plazo puede ser la mejor respuesta para alcanzar objetivos econdmicos.

4.2.2.4 Transmission & Distribution Utility Commercial Load Management Programs (CLM)

La ley que reestructurd el estado de la industria de empresas eléctricas, y las consiguientes reglas
de la PUC, requiere a las empresas eléctricas de distribuciéon y transporte que cumplan un
porcentaje de su crecimiento anual de la demanda del sistema a través de ahorros conseguidos
mediante programas de eficiencia energética. La PUCT ha determinado que las TDUs pueden
implementar y dirigir Load Management Standard Offer Programs, los cuales pagan a los clientes
elegibles que proporcionen respuesta de la demanda cuando sea necesaria para ayudar a preservar
laintegridad de la red eléctrica. Son programas de eficiencia energética que ayudan en los objetivos
de reduccién del crecimiento de carga.
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4.3  Utilizacion de la respuesta de la demanda para la operacion de la red

4.3.1 Participacion de los consumidores en los ultimos afios

En los ultimos afos, y en las areas controladas por ERCOT, se ha registrado un aumento de los
consumidores que participan en los programas de respuesta de la demanda. Estos programas han
sido facilitados por la instalacion de medidores inteligentes en las dreas competitivas de ERCOT y
también instalados por muchas empresas eléctricas municipales y cooperativas eléctricas. Estos
programas muestran grandes incrementos en la participacién. De 2013 a 2014, el nimero de
clientes residenciales que participaban en estos programas aumento de 151.793 a 721.273, y los
clientes industriales y comerciales pasaron de 30.275 a 50.205. A continuacidn, se analiza la
participacidn por tipo de respuesta de la demanda.

4.3.1.1 Responsive Reserve Service (RRS)

Los recursos de carga controlados por reles de baja frecuencia son los recursos que mds participan
en los mercados de servicios complementarios, concretamente en el mercado de RRS [17]. Al final
del 2016, 269 recursos de carga capaces de proporcionar RRS estaban registrados con ERCOT, con
una capacidad de 3.616 MW. Conviene comentar que estos recursos no alcanzan su carga maxima
simultdneamente, ni tampoco participan en el mercado de RRS todos los dias. A continuacidn, en
la Tabla 2, se muestra la cantidad de capacidad que participé en el RRS en 2016 (a través de
mercado o transacciones bilaterales):

Tabla 2. Capacidad de RRS (MW) durante 2016 (Fuente ERCOT).

RRS Offers and Self Arranged from Load
Resources (MW)

Minimum | Maximum Average
January 1465.5 1,750.6 1,631.2
February 1,408.7 1,797.9 1,670.0

March 1,298.3 1,770.0 1,625.8
April 1,390.9 1,824.9 1571.4
May 1,306.9 1,675.0 1,455.2
June 1,142.7 1,698.0 1,575.4
July 1,386.0 1,832.3 1,712.8

August 1,361.8 1,801.2 1,685.1
September| 1,187.5 1,778.8 1,637.2
October 1,317.9 1,772.7 1,552.8
November 1,340.8 1,822.1 1,753.6
December 1,258.6 1,843.8 1,674.4
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ERCOT genera un plan de la cantidad de RRS necesaria para cada hora, y a las 06:0 del dia anterior
al Dia de Operacion ERCOT informa a cada LSE de la capacidad que le corresponde tener
disponible. En 2016, las cantidades gestionadas variaron entre 2.300 MW en un dia pico de
verano a 3.000 MW para una hora llano durante meses de otofio, invierno y primavera. Las
asignaciones para recursos controlados por relés de baja frecuencia estan limitadas al 50% de la
necesidad total para una hora dada. Las QSEs que representan a LSEs pueden autogestionarse
hasta el 50% de su parte de RRS en el DAM.

El 5 enero de 2016 una unidad de generacién importante se dispard, causando que la frecuencia
del sistema cayera momentaneamente a 59,7 Hz. Como consecuencia, 73 recursos de carga (927
MW) tuvieron que cortar para ayudar a restablecer la frecuencia y, en alrededor de 4 minutos, fue
posible conseguirlo.

4.3.1.2 Reqgulation Service

Bajo la estructura de mercado actual, cada uno de los recursos que proporcionan servicio de
regulacion estan registrados como Recursos de carga controlable (Controllable Load Resources,
CLRs), para retiradas de energia de la red. Durante los ultimos meses de 2016, la participacion
aumento y en diciembre se produjo una media de 15,23 MW/hr.

4.3.1.3 Emergency Response Service (ERS)

El Servicio de Carga Interrumpible de Emergencia (Emergency Interrumptible Load Service, EILS) se
desarrollé en 2077 como una reduccién con una rampa de 10 minutos como ultimo recurso en
casos de emergencia. En 2012, se modificod este servicio para permitir la participacién de cierto
pequefios generadores, cambandose el nombre a Servicio de Respuesta de Emergencia (Emergency
Response Service, ERS). En 2014, ERCOT introdujo el tipo de servicio de 30 minutos, asi como el ERS
proporcionado por recursos Weather-Sensitive, con rampas de 10 y 30 minutos.

El programa de 2016 modificd el nimero de periodos, pasando de 4 a 6. El motivo era separar las
horas tempranas de la mafiana y de la tarde, de horas nocturnas y de fin de semana (anteriormente
Ilamadas horas no comerciales, ahora perio 6). Estos cambios permitieron a ERCOT asignar factores
de riesgo de manera mds precisa a estos periodos de tiempo de mayores rampas de carga para
mandar sefiales de precio apropiadas durante la gestion del ERS. En mayo de 2016 se aprobd una
ley que prohibe a ciertos tipos de recursos a participar en el ERS, por lo que en 2016 se registro la
primera caida en la capacidad de ERS gestionada, como se muestra en la Tabla 3, por periodos de
tiempo:
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Tabla 3. Participacion para cada uno de los tipos de ERS.

Non Weather Sensitive ERS-10 Weather Sensitive ERS-10
FebMay16 JunSep16 Octl6Janl?7 FebMay16 JunSep16 Octl6Janl?7
TP1 366.951 312.034 299.408 0 0 0
TP2 399.284 319.429 309.348 0 0 0
TP3 401.933 284.399 307.197 0 0 0
TP4 392.785 276.074 301.417 0 0 0
TP5 376.621 310.019 297.547 0 0 0
TP6 344.994 296.224 270.698 0 0 0
Non Weather Sensitive ERS-30 Weather Sensitive ERS-30
FebMay16 JunSep16 Octl6Janl7 FebMay16 JunSep16 Octl6Janl7
TP1 507.802 525.101 544.383 0 0 1.91
TP2 587.778 584.825 586.506 0 0 0
TP3 571.071 551.572 572.900 0 22.533 1.68
TP4 556.473 524.872 562.770 0 22.533 2.16
TP5 512.965 541.422 540.306 0 0 0
TP6 443.774 474.169 479.082 0 0 0
Time Period 1 Hours Ending 0600 - 0800 (5:00:00 a.m. to 8:00:00 a.m.) Monday through Friday except

ERCOT Holidays.

Time Period 2

ERCOT Holidays.

Time Period 3

ERCOT Holidays.

Time Period 4

ERCOT Holidays.

Time Period 5

ERCOT Holidays.

Time Period 6

Hours Ending 0900 - 1300 (8:00:00 a.m. to 1:00:00 p.m.) Monday through Friday except

Hours Ending 1400 - 1600 (1:00:00 p.m. to 4:00:00 p.m.) Monday through Friday except

Hours Ending 1700 - 1900 (4:00:00 p.m. to 7:00:00 p.m.) Monday through Friday except

Hours Ending 2000 - 2200 (7:00:00 p.m. to 10:00:00 p.m.) Monday through Friday except

Resto de horas
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4.3.1.4 TDSP Load Management Programs

Estos programas permiten a los consumidores finales recibir un pago de sus TDSPs por reducir su
demanda pico durante una duracion especifica establecida por dicho TDSP. En 2016, estos
programas estaban establecidos en los territorios de American Electric Power, Centerpoint, Oncor,
Sharyland y Texas New Mexico Power. Estos programas son diferentes entre ellos, pero suelen
disponer de cargas que estan disponibles de lunes a viernes, desde el 1 de junio al 30 de septiembre,
para de horas entre las 13:00 y las 19:00. Las variaciones entre estos programas incluyen:

e Laduracidn (horas) de la reduccidon de carga.

e El numero maximo de horas de despliegue durante el afio.
e Numero maximo de despliegues por mes o aio.

e Tiempo de rampa (30 minutos o 1 hora).

La participacion en estos programas puede cambiar durante el verano, pero al inicio de 2016 se
registraron aproximadamente 189 MW que participaban en los cinco territorios anteriores. Para
NOIEs y clientes de eleccién minorista con un tipo de perfil de BUSIDRRQ (significa que el cliente es
abastecido a una tensidn de transporte o ha tenido una demanda pico mayor o igual a 700 kW), la
media de las cargas 4CP establece la parte de la responsabilidad

4.3.1.5 Reduccidn de carga 4CP

Los four coincident peaks son los intervalos de liquidaciéon de 15 minutos correspondientes con las
cargas maximas de ERCOT en cada uno de los cuatro meses de verano (junio, julio, agosto y
septiembre). Para NOIEs y clientes de eleccién minorista con un tipo de perfil de BUSIDRRQ
(significa que el cliente es abastecido a una tensidn de transporte o ha tenido una demanda pico
mayor o igual a 700 kW), la media de las cargas 4CP establece la parte del coste de varios cobros
de transporte y distribucién. Como resultado, los consumidores pueden realizar reducciones
significativas en los cobros de transporte reduciendo la carga durante estos cuatro intervalos. A
continuacién, en la Tabla 4, se muestra las respuestas estimadas para el aflo 2015:
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Tabla 4. Respuesta estimada en MW aio 2015 (junio, julio, agosto y septiembre).

Customer type Estimated MW response | ESIIDs responding

IDR transmission-connected 275 - 355 62 of 317
IDR distribution-connected NWS 189 - 286 1,526 of 9,804
IDR distribution-connected WS 6-16 225 of 1,184
NOIE 118 - 722 18 of 154
4CP Total 588 — 1,379 1,831 of 11,459

Las mismas mediciones, realizadas durante el afio 2016 arrojan los siguientes resultados (Tabla 5):

Tabla 5. Respuesta estimada (MW) en 2016 (junio, julio, agosto y septiembre).

Customer type Estimated MW response | ESIIDs responding

IDR transmission-connected 206 - 419 60 of 371
IDR distribution-connected NWS 184 - 265 1,445 of 9,727
IDR distribution-connected WS 5-24 308 of 1,181
NOIE 440 - 783 18 of 154
4CP Total 835-1,491 1,831 of 11,433
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4.3.1.6 Productos de respuesta de la demanda ofertados por las REPs

Los productos de respuesta de la demanda ofertadas por las comercializadoras (Retail Electric
Providers, REPs) incluye las categorias de respuesta de la demanda siguientes:

e Block & Index *° (BI).

e Critical Peak Pricing (CPP).

e Peak Rebate'’ (PR).

e Real-Time Pricing (RTP).

e Time of Use (TOU) pricing.

e Other Load Control DR Product (OTH).

Durante 2015y 2016, las NOIEs registraron una reduccién de su carga durante periodos de tiempo
en que los precios eran elevados (reducciones de 0-25 MW en 2015, y de 0-10 MW en 2016).
Aquellas NOIEs que también modifican su consumo en los dias 4CP, lo hacen en menor medida en
este Ultimo caso que cuando reducen para evitar precios altos.

A continuacion, se muestra los resultados en 2015 (Tabla 6) y 2016 (Tabla 7) en lo que respecta a
mediciones realizadas sobre cargas que hacen uso de productos de respuesta de la demanda:

Tabla 6. Participacion (MW) segtin el tipo de producto en el afio 2015.

Tipo de producto  [ESIIDs participante ww ESIIDs Respuesta

Block & Index 9,534 51 -200 8,643
Other Load control 14,907 5-7 14 11,524
Other Voluntary DR 0 0 0 0

Peak Rebate 497,816 1-30 19 45,361

Real-time Price 5,610 2-11 6 4,860
Time of Use 328,260 n/a n/a n/a
NOIE Price Response 16 0-245 4 n/a

Price Response Total 856,144 72 - 513 69,843

16 programa de respuesta de la demanda en el que el consumidor consume su energia en determinados
bloques de tiempo, previamente acordados con su comercializadora.

17 programa de respuesta de la demanda que consiste en la recompensa econdmica a los clientes por reducir
su consumo de electricidad durante periodo de precios elevados (periodos pico). A aquellos que no reduzcan
se les cobra la tarifa normal.
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Tabla 7. Participacion (MW) segun el tipo de producto en el afio 2015.

Tipo de producto  [ESIIDs participantes ESIIDs Respuesta

Other Load control 8,726 1,780
_----
Peak Rebate 513,612 78,506
I N A

Time of Use 336,052
_----
Price Response Total 882,582 95 - 292 337,000
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CAPITULO 5. CONCLUSIONES

El mercado eléctrico de Texas es actualmente uno de los modelos referencia en lo que a gestién de
restricciones e introduccion de respuesta de la demanda se refiere. Por este motivo, la presente
tesis se centra en la descripcidn del funcionamiento de los distintos mercados y procesos que se
llevan a cabo en el mercado eléctrico, incluyendo el despacho de recursos, la gestién de la fiabilidad
y seguridad del sistema, y las estrategias de respuesta de la demanda.

El disefio de mercado eléctrico nodal, sobre el que se asienta la red de transporte y distribucidn
eléctrico del estado, aporta una mayor transparencia a la hora de establecer los precios de la
energia ya que, de esta forma, se gestionan las restricciones de una manera localizada y precisa, no
afectando a la red en su totalidad.

El mercado mayorista se estructura en dos mercados principales (Day Ahead Market -DAM-y Real
Time Market -RTM-) en los que se realiza el despacho de energia y servicios complementarios. De
forma paralela, el operador del sistemay de mercado (ERCOT) lleva a cabo procesos para garantizar
gue la carga prevista puede ser abastecida sin alterar la fiabilidad ni la seguridad de la red eléctrica
del estado.

En el mercado minorista, por su parte, los consumidores finales disponen de diferentes opciones
de suministro, ya que desde 2002 el mercado esta abierta a competencia minorista. Sin embargo,
todavia quedan zonas no abiertas a dicha competencia (NOIEs) y empresas verticalmente
integradas que ofertan a tarifa en sus zonas de servicio, asignadas antes de la introduccidn de la
competencia en el estado de Texas.

La descripcidn del funcionamiento de los mercados mayorista y minorista se realiza para entender
la importancia que tiene la respuesta de la demanda en el mercado eléctrico del estado, que es la
caracteristica que diferencia a Texas frente a otros paises. ERCOT ejecuta un modelo de mercado
innovador y competitivo a la hora de operar y despachar servicios complementarios. Mientras en
Europa la introduccién de la demanda para asegurar la estabilidad y fiabilidad del sistema todavia
no estd desarrollada, en el estado de Texas, como se ha analizado, estad consolidada y abarca
distintos tipos de procesos de consumo y consumidores.

En este sentido, esta tesis tiene como objetivo servir de base a un modelo de mercado en el que la
demanda juega un papel esencial en la operacién y en la estabilidad de la red de transporte y
distribucion.
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CAPITULO 7. PRESUPUESTO

7.1 Consideraciones iniciales

En el presente presupuesto se va a realizar la valoracidn econémica del trabajo realizado, en el
cual no se ha llevado a cabo ningln proceso de medicidn, al tratarse de un estudio del mercado
eléctrico del estado de Texas. Por este motivo, en este presupuesto se tendrd en cuenta el
periodo de tiempo empleado para la realizacidn del trabajo (en torno a 5 meses), en el que se
incluye la obtencidn e interpretacion de informacidn y la elaboracién de las conclusiones.

Para la obtencion de los costes generales o totales, se tienen en cuenta tanto el coste asociado a
los recursos humanos como el de los equipos informaticos utilizados para la realizacién del
presente trabajo.

7.2 Recursos humanos

La realizacidn de este estudio del mercado eléctrico de Texas ha requerido de la obtenciony
procesamiento de informacion por parte del alumno, considerado como ingeniero novel, asi como
de la supervisidon y asesoramiento de un ingeniero doctor experto en la materia. A partir de la
experiencia del ingeniero tutor en el sector, y de la investigacion sobre el funcionamiento del
mercado eléctrico en Texas realizada por el ingeniero novel, ha sido posible la realizacion de este
estudio.

A continuacidn, se muestran los costes asociados en la Tabla 8.

Tabla 8. Costes asociados a los recursos humanos.

RECURSOS HUMANOS
Persona Tiempo empleado (h) Coste unitario (€/h) Coste total (€)
Ingeniero novel 300 20 6.000
Ingeniero doctor 50 50 2.500
TOTAL 8.500
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7.3 Equipos informaticos

Durante los 5 meses de duracién de la realizacién del trabajo, tanto el ingeniero novel como el

ingeniero doctor han necesitado de equipos informaticos para llevar a cabo sus funciones. A

continuacién, en la Tabla 9, se muestran los precios de los equipos utilizados, su periodo de

amortizacion, el periodo amortizado y el coste de amortizacion:

Tabla 9. Costes asociados a los equipos informaticos.

Periodo de Periodo .
Equipo Precio amortizacion amortizado L,
N amortizacion (€)
(afios) (meses)
HP 15-bs012ns 750 5 5 62,5
PC Pentium IV
1400 5 1 23,33
2GHz
Software MS
Office (Ingeniero 500 2 5 104,17
Novel)
Software MS
Office (Ingeniero 500 2 1 20,83
Doctor)
TOTAL 210,83

7.4 Medios auxiliares

En este apartado se tiene en cuenta el coste asociado a los medios auxiliares (luz e Internet) en la
oficina técnica durante el periodo de elaboracién del estudio del mercado eléctrico de Texas. A
continuacién, se presentan dichos costes en la Tabla 10.

Tabla 10. Costes de los medios auxiliares.

Coste unitario

Concepto Cantidad (meses) (€/mes) Coste total (€)
I\{Iedlo:s auxiliares 5 20 100
(ingeniero novel)

I}/Iedlo's auxiliares 5 20 100
(ingeniero doctor)
TOTAL 200
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7.5 Resumen del presupuesto

El coste total del estudio del mercado eléctrico de Texas y su adecuacion en cuanto a la aplicacién

de estrategias de respuesta de la demanda se evalta en la Tabla 11.

Tabla 11. Resumen del presupuesto.

Concepto Coste (€)
Recursos humanos 8.500
Equipos informaticos 210,83
Costes auxiliares 200
Presupuesto de ejecucion material 8.910,83
Beneficio industrial (6%) 534,65
Presupuesto industrial 9.445,48
IVA (21%) 1.983,55
Presupuesto por contrato 11.429,03

El presupuesto de ejecucion por contrato asciende a once mil cuatrocientos veintinueve euros y

tres céntimos (IVA incluido).
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ANEJO 1. CALCULO DE PRECIOS Y LIQUIDACIONES
DE ENERGIA Y SERVICIOS COMPLEMENTARIOS

1.1 Precios de energia en el DAM

ERCOT calcula los Precios Diarios de los Puntos de Liquidacion (Day-Ahead Settlement Point Prices,
DASPPs) para ciertos buses eléctricos (Resource Nodes, RN), grupos de buses eléctricos (Load Zones,
LZ) y nucleos de interconexién (Hubs). Para todos los DASPPs debe haber un precio base
administrativo de -251S/MWh.

1.1.1 Precios de energia en Resource Nodes

El DASPP para un punto de liquidacién RN para una hora es el LMP en el Resource Node para esa
hora como se calcula en el proceso del DAM. Los LMPs para cada hora se calculan mediante una
casacion de ofertas de compra y venta de energia, a través de la cual se determina el precio de
producir el siguiente incremento de carga.

1.1.2 Precios de energia en Load Zones

El DASPP para un punto de liquidacion LZ para una hora se calcula como sigue

DASPP = % (DADF , * DALMP )

Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 12. Calculo del DASPP para una Load Zone (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Definicién
DASPP $/MWh | Day-Ahead Settlement Point Price—El precio en el punto de liquidacién para
esa hora.

DALMP, | $/MWh Day-Ahead Locational Marginal Price por bus—E| LMP del DAM en el bus
eléctrico b para cada hora.

DADF - Day-Ahead Distribution Factor por bus—El factor de distribucion de carga,
para el nus eléctrico b en la LZ para cada hora.

b - Bus eléctrico asignado a la LZ.

1.1.3 Precios de energia en Hubs

El territorio controlado por ERCOT contiene seis grupos de buses eléctricos (Hubs), y son: North 345
kV, South 345 kV, Houston 345 kV, West 345 kV, Hub Average 345 kV y Bus Average 345 kV.

Para los Hubs North, South, Houston y West, el precio del Hub es la media simple de los precios de
los buses del Hub para cada hora del intervalo de liquidacién en el DAM. Los DASPPs se calculan de
la siguiente manera:

DASPP North345 = th (HUBDF hb, North345 * DAHBP hb, North345), Si HB North345¢0
DASPP yorth3a5s = DASPPercor3458us, Si HB north345=0
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Donde:

DAHBP 1, = 3 (HBDF 4, o * DALMP 4, s)
b
HUBDF 1, = IF(HB =0, 0, 1 / HB)

HBDF 4, i, =IF(B 15 =0, 0,1 / B 4s,)

Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 13. Calculo de los DASPPs en los Hubs North, South, Houston y West (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Definicion
DASPP S/MWh | Day-Ahead Settlement Point Price—E| precio del punto de liquidacién en
el Hub, para cada hora.
DAHBP pp, S/MWh Day-Ahead Hub Bus Price at Hub Bus—E| precio de la energia en el Bus
del Hub hb, para cada hora.
DALMP p, pp, S/MWh | Day-Ahead Locational Marginal Price (LMP) en el bus eléctrico del bus del

Hub—EI LMP en el bus eléctrico b, que es un componente del bus del
Hub hb, para cada hora.

HUBDF pp, - Hub Distribution Factor per Hub Bus—The distribution factor of Hub Bus
hb.
HBDF p, s, - Hub Bus Distribution) en el bus eléctrico del bus del Hub —EI factor de
distribucién del bus eléctrico b que es un componente del bus del Hub
hb.
B - Bus eléctrico activado, que es un componente del bus del Hub.
B hp, - Numero total de buses eléctricos avtivados en el bus del Hub hb.
Hb - Bbus del Hub que es cun componente del Hub.
HB - Numero total de buses del Hub en el Hub con al menos un componente

activado en cada bus del Hub.

El precio del Hub Average 345 kV es la media simple de los precios de los Hubs North, South,
Houston y West para el periodo de tiempo correspondiente. El DASPP se calcula, por tanto, de la
manera siguiente:

DASPP grcotzas = (DASPP Northzas + DASPP southass + DASPP Houstonzas + DASPP westaas) /
4

El Hub Bus Average 345 kV esta compuesto por todos los buses eléctricos de los Hubs North, South,
Houston y West. El precio es la media simple de los precios de los buses de los Hubs para cada hora
del intervalo de liquidacién en el DAM.

El DASPP del Hub para una Hora de Operacion se calcula de la manera siguiente:

DASPP ¢reor3as8us = % (HUBDF 1, ercor3assus * DAHBP 1y, ercor3458us), Si HB grcorzasaus 20

DASPP trcorsassus = 0, Si HB ereorassus =0

Donde:

DAHBP 1y, ercorsassus = zb: (HBDF b, b, £rcor3assus * DALMP b, pp, ercorsassus)

HUBDF b, ercorassus = 1 [ (HB north3as + HB southsas + HB Houstonzas + HB west345)
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Si el bus eléctrico es un componente de “North 345”:

HBDF p, hs, ercorzassus = S| (B ab, north345=0, 0, 1 / B hb, north3as)

Si el bus eléctrico es un componente de “South 345”:

HBDF b, b, ercorsassus = S| (B b, south345=0, 0, 1 / B hp, south3as)

Si el bus eléctrico es un componente de “Houston 345”:

HBDF p, hs, ercorzassus = SI (B hb, Houston345=0, 0, 1 / B hs, Houston345)

Si el bus eléctrico es un componente de “West 345”:

HBDF b, b, ercorsassus = S| (B hb, west345=0, 0, 1 / B hp, west3as)

Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 14. Calculo del DASPP en el Hub Bus Average (Fuente ERCOT).

ERCOT345Bus

Variable Unidad Definicion
DASPP grcot3458us S/MWh | Day-Ahead Settlement Point Price—E| precio del punto de liquidacién
en el Hub, para cada hora.
DAHBP 1, ercorzassus | S/MWh Day-Ahead Hub Bus Price at Hub Bus—E| precio de la energia en el
bus del Hub hb para cada hora.
DALMP 4, pp, S/MWh Day-Ahead Locational Marginal Price at Electrical Bus of Hub Bus—El|

LMP en el bus eléctrico b que es un componente del bus del Hub hb,
para cada hora.

HUBDF hp, ercor3assus

Hub Distribution Factor per Hub Bus—EI factor de distribuciéon del bus
del Hub hb.

HBDF b, hb, ercor3assus

Hub Bus Distribution Factor per Electrical Bus of Hub Bus—El| factor de

distribucién del bus eléctrico b que es un componente del bus del Hub
hb.

b

Bus eléctrico activado que es un componente de un bus del Hub.

B hb, North3as

Numero total de buses eléctricos activados en el bus del Hub hb que
es un componente del “North 345.”

B hb, south3as

Numero total de buses eléctricos activados en el bus del Hub hb que
es un componente del “South 345.”

B hb, Houston345

Numero total de buses eléctricos activados en el bus del Hub hb que
es un componente del “Houston 345.”

B hb, West345

Numero total de buses eléctricos activados en el bus del Hub hb que
es un componente del “West 345.”

hb - Bus del Hhub que es un componente del Hub.
HB worth3as - Numero total de buses del Hub en “North 345.”
HB south3as - Numero total de buses del Hub en “South 345.”

HB Houston345

Numero total de buses del Hub en “Houston 345.”

HB West345

Numero total de buses del Hub en “West 345.”
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1.2 Liquidaciones de energia en el DAM

Una QSE que tiene una Oferta de Venta de Energia en Tres Partes liquidada en el DAM es elegible
para una compensaciéon de los costes de arranque en el DAM. Se garantiza a la QSE que el pago
total recibido por un recurso asignado en el DAM no es menor que el coste total calculado en base
a la capacidad de arranque, la capacidad de energia minima y la Curva de Oferta de Energia.

1.2.1 Pagos de energia en el DAM

ERCOT debe pagar a la QSE un por un recurso elegible para una Hora de Operacidn. Cualquier oferta
de servicios complementarios liquidada para la misma Operating Hour, QSE y recurso de generacion
como una Oferta de Venta de Energia en Tres Partes debe ser incluida en el calculo del pago.

Para un Recurso de Generacion Agregado (Aggregate Generation Resource, AGR), los costes de
arranque deben ser escalados de acuerdo con el ratio del nimero maximo de sus generadores
online durante un intervalo de asignacion del DAM, indicado mediante telemedida, comparado con
el niumero total de generadores registrados en el AGR y usados en el coste.

El pago para cada QSE por cada recurso de generacion asignado en el DAM se calcula como sigue:
DAMWAMT , ,, . »= (-1) * Max (0, DAMGCOST , p, - + % DAEREV 4, p, 1, n+ % DAASREV 4, 1, 1)

* DAESR 4,5, 1,0/ (% DAESR 4, p, ;, n)

El ingreso se calcula para cada recurso de generacién asignado en el DAM se calcula como sigue:

DAEREV qprh = ('1) * DASPP p, h * DAESR g, prh

DAASREV g, » = ((-1) * MCPCRU pau, » * PCRUR . g, pans 1) + ((-1) * MCPCRD pan, » * PCRDR |,
q,DAM, h) + ((-1) * MCPCRR DAM, h * PCRRR r, g,DAM, h) +((-1) *
MCPCNS pan, » * PCNSR  ¢,0am, 1)

Las anteriores variables se definen como sigue:

Tabla 15. Pago a una QSE por recursos de generacion asignados en el DAM (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Definicion

DAMWAMT g, 5,1, n S Day-Ahead Make-Whole Payment per QSE per Settlement Point per Resource per

hour—Pago a la QSE g del coste de arranque y energia del recurso r asignado en
el DAM en el RN p para la hora h.

DAMGCOST g, p, r S Day-Ahead Market Guaranteed Amount per QSE per Settlement Point per

Resource—Suma del coste de arranque y los costes de operacion de energia del
recurso r representado por una QSE g.

DAEREV ¢, p, 1, h S Day-Ahead Energy Revenue per QSE per Settlement Point per Resource by
hour—Ingreso recibido por un recurso r representado por una QSE g, en un RN
p, basado en en el precio del punto de liquidacion, para la hora h.

DAASREV 4, 1, » S Day-Ahead Ancillary Service Revenue per QSE per Resource by hour—El ingreso
recibido en el DAM por un recurso r representado por una QSE ¢, basado en el
precio de liquidacion de Mercado para capacidad (Market Clearing Price for
Capacity, MCPC) para cada servicio complementario, para la hora h.

DASPP 4, 1 $/MWh Day-Ahead Settlement Point Price by Settlement Point by hour—El precio del
punto de liquidacion en un RN p para la hora h.
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Variable Unidad Definicion
DAESR g,p, . h MW Day-Ahead Energy Sale from Resource per QSE by Settlement Point per Resource
by hour—La cantidad de energia liquidada a través de Ofertas de Venta de
Energia en Tres Partes en el DAM para el recurso r representado por la QSE g en
el RN p para la hora h.
PCRUR /, ¢, pam, n MW Procured Capacity for Reg-Up from Resource per Resource per QSE per hour in
DAM—La cantidad de capacidad Regulation Up (Reg-Up) asignada a una QSE q
en el DAM por un recurso r para la hora h.
MCPCRU pawm, h S/MW Market Clearing Price for Capacity for Reg-Up per hour in DAM—E|I MCPC para
por Reg-Up parala hora h.
hora
PCRDR |, 4, pam, h MW Procured Capacity for Reg-Down from Resource per Resource per QSE per hour in
DAM—La cantidad de capacidad Regulation-Down (Reg-Down) asignada en el
DAM a un recurso r para la hora h.
MCPCRD pam, n S/MW Market Clearing Price for Capacity for Reg-Down per hour in DAM—E| MCPC
por para Rreg-Down para la hora h.
hora
PCRRR /, ¢, pam, n MW Procured Capacity for Responsive Reserve from Resource per Resource per QSE
per hour in DAM—La cantidad de capacidad Responsive Reserve (RRS) asignada
a una QSE g en el DAM para un recurso r para la hora h.
MCPCRR pam, h S/MW Market Clearing Price for Capacity for Responsive Reserve per hour in DAM—EI
per MCPC para RRS para la hora h.
hour
PCNSR ,, g pam, h MW Procured Capacity for Non-Spin from Resource per Resource per QSE per hour in
DAM—La cantidad de capacidad de Non-Spinning Reserve (Non-Spin) asignada a
una QSE g para un recurso r para la hora h.
MCPCNS pawm, h S/MW Market Clearing Price for Capacity for Non-Spin per hour in DAM—EI MCPC para
por Non-Spin para la hora h.
hora

Una QSE.

Un punto de liquidacion RN.

Un recurso de generacion asignado en el DAM.

Una hora en el period de asignaciones del DAM.

Ol | ™| v O

Un bloque contiguo de horas asignadas en el DAM.

El calculo del Coste Incremental de Energia para cada recurso para cada hora se ilustra con la

imagen siguiente, donde Py, s el limite de oferta de energia.
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Figura 24. Coste incremental de energia

El total de los pagos a cada QSE por recursos de generacidn para una hora dada se calcula como

sigue:
DAMWAMTQSETOT ;= 2 £ DAMWAMT , ,,
pr
Tabla 16. Pago total a una QSE en el DAM (Fuente ERCOT).
DAMWAMTQSETOT 4 S Day-Ahead Make-Whole Payment QSE Total per QSE—EI pago total
a una QSE q por los recursos de generacidn asignados en el DAM,
representados por dicha QSE para cada hora.
DAMWAMT g p, - S Day-Ahead Make-Whole Payment per QSE per Settlement Point per

Resource—Pago a la QSE de los costes de arranque y de energia del
recurso r asignado en el DAM en el RN p para cada hora.

q none Una QSE.
p none Un punto de liquidacion..
r none Un recurso de generacion asignado en el DAM.
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1.2.2 Cobros de energia en el DAM

ERCOT debe cobrar a cada QSE que tiene alguna oferta de compra de energia o PTP Obligations
liquidadas en el DAM. El cobro en el DAM a cada QSE para una hora dada se calcula como sigue:

LADAMWAMT , = (-1) * DAMWAMTTOT * DAERS ,

Donde:

DAMWAMTTOT= X DAMWAMTQSETOT 4
q

DAERS ;= DAE , / DAETOT

DAETOT = X DAE,
q
DAE ;= X DAEP 4, + X % RTOBL 4, ¢ 1
p J

Las anteriores variables se definen como sigue:

Tabla 17. Cobro total a una QSE en el DAM (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Definicion
LADAMWAMT 4 $ Day-Ahead Make-Whole Charge—EI cobro asignado a la QSE q
por todos los recursos elegibles asignados para cada hora.
DAMWAMTTOT $ Day-Ahead Make-Whole Payment Total—E| pago total a todas
las QSEs por todos los recursos asignados en el DAM para cada
hora.
DAMWAMTQSETOT , $ Day-Ahead Make-Whole Payment QSE Total per QSE—EI total de

los pagos a la QSE q por los recursos de generacion asignados en
el DAM representados por esta QSE para cada hora.

DAERS 4 none Day-Ahead Energy Purchase Ratio Share per QSE—La proporcién
de la energia total de la QSE q representada por sus Ofertas de
compra de energia y PTP Obligations liquidadas en el DAM en
relacion con la energia total de todas las Ofertas de compra de
energia y PTP Obligations de todas las QSEs, para cada hora.

DAETOT MW Day-Ahead Energy Total—La cantidad total de energia
representada por la Ofertas de compra de energiay PTP
Obligations liquidadas en el DAM para cada hora.

DAE MW Day-Ahead Energy per QSE— La proporcion de la energia total de
la QSE q representada por sus Ofertas de compra de energiay
PTP Obligations liquidadas en el DAM, para cada hora.

DAEP 4, MW Day-Ahead Energy Purchase per QSE per Settlement Point—
Cantidad total de energia representada por las Ofertas de
compra de energia de la QSE q liquidadas en el DAM en el punto
de liquidacion p para cada hora.

RTOBL 4, 1 MW Real-Time Obligation per QSE per pair of source and sink—La
cantidad total de energia representada por las Ofertas PTP
Obligations de la QSE g liquidadas con la Fuente j y el sumidero
k, para cada hora.

q none Una QSE.
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Variable Unidad Definicién
p none Un punto de liquidacién.
j none Un punto de liquidacién fuente.
k none Un punto de liquidacién sumidero.

1.3 Liquidaciones por capacidad en el RUC

1.3.1 Pagos en el RUC

Para completar la diferencia cuando los ingresos que recibe un recurso asignado por el RUC son
menores que sus costes, ERCOT debe calcular un pago para ese Dia de Operacidn para ese recurso
(asignado en el DRUC o el HRUC).

ERCOT debe pagar a la QSE por el recurso un pago si la garantia del RUC es mayor que la suma de:

e Elingreso de Energia Minima del RUC.
e Ingreso menos el coste sobre el LSL durante las horas asignadas por el RUC.
e Ingreso menos el coste durante el intervalo de liquidacidn de la QSE.

El pago a la QSE por cada recurso asignado en el RUC, incluyendo unidades Reliability Must-Run
(RMR), para cada hora asignada en un Dia de Operacién se calcula como:

RUCMWAMT,,.» = (-1) * Max (0, RUCG,,..4 — RUCMEREV,,.s — RUCEXRR,,.s — RUCEXRQC,.d) /
RUCHRq,r,d

Las variables anteriores se definen como sigue:
Tabla 18. Calculo de los pagos en el RUC (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Definicion
S RUC Make-Whole Payment—Pago a una QSE por el recurso r, para cada
hora asignada del Dia de Operacion.

RUCMWAMTY,,»

RUC Guarantee—Suma de los costs de arranque y costes de energia
RUCG,q S minima para el recurso r durante todas las horas asignadas por el RUC,
para el Dia de Operacion.

RUC Minimum-Energy Revenue—La suma de los ingresos de energia por
RUCMEREV,, .4 S la generacidn hasta el LSL del recurso r durante todas las horas asignadas
por el RUC, para el Dia de Operacion.

Revenue Less Cost Above LSL During RUC-Committed Hours—La suma del
RUCEXRRg,,q S ingreso total para el recurso r operando sobre su LSL menos el coste
durante todas las horas asignadas por el RUC, para el Dia de Operacién.

Revenue Less Cost During QSE Clawback Intervals—La suma del ingreso
RUCEXRQC,,a S total para el recurso r menos el coste durante los intervalos Clawbacks
de la QSE, para el Dia de Operacion

RUC Hour—EIl nimero total de horas asignadas por el RUC, para el
recurso r para el Dia de Operacion.

q - Una QSE.

- Un recurso de generacion asignado por el RUC.

RUCHRg4 -

d - Un Dia de Operacién que contiene la asignacion del RUC.
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Variable Unidad Definicion
h - Una hora en el period de asignaciones del RUC.

1.3.2 Cobrosen el RUC

Todas las QSEs que tenian capacidad reducida en cada RUC serdn cobradas por ello. El cobro a
cada QSE por insuficiencias de capacidad en un RUC para un intervalo de liquidacién, se basa en la
parte del ratio de insuficiencia de la QSE multiplicado por el total de los pagos del RUC, incluyendo
las unidades RMR, a todas las QSEs, sujetas a un limite. El limite en el cobro a una QSE es el doble
del total de los pagos del RUC, incluyendo las cantidades para unidades RMR, para todas las QSEs
multiplicado por la insuficiencia de capacidad de la QSE para ese proceso del RUC, dividido por el
total de la capacidad de todos los recursos asignados en el RUC durante ese intervalo de
liquidacidn para el proceso del RUC. Dicho cobro se calcula para cada QSE como sigue:

RUCCSAMT .0 = (-1) * Max [(RUCSFRS,c,,s * RUCMWAMTRUCTOT c.1),
(2 * RUCSF g * RUCMWAMTRUCTOT . / RUCCAPTOT )] / 4

Donde:

RUCMWAMTRUCTOTueh = Z X RUCMWAMT rucq,rh
q r

RUCCAPTOTrth= 2 HSL’UC,h,f
r

Las anteriores variables se definen como sigue:
Tabla 19. Calculo de cobros en el RUC (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Definicion
RUCCSAMT,yciq S RUC Capacity-Short Amount—El cargo a una QSE, debido a una
insuficiencia de capacidad en un proceso del RUC, para un
interval de liquidacién de 15 minutos.

RUCMWAMTRUCTOT ych S RUC Make-Whole Amount Total per RUC—La suma de los
pagos del RUC para un proceso del RUC, incluyendo las
cantidades por unidades RMR, para la hora que incluye el
interval de liquidacion de 15 minutos.

RUCMWAMT ruc,q,r,h S RUC Make-Whole Payment—El pago del RUC a una QSE por un
recurso r, para un proceso del RUC, para la hora que incluye el
interval de liquidacion de 15 minutos.

RUCSFRS ¢ iq none RUC Shortfall Ratio Share—La relacién entre la insuficiencia de
capacidad de la QSE y la suma de todas las insuficiencias de
una QSE en un proceso del RUC para el intevalo de liquidacion
de 15 minutos.

RUCSF uciq MW RUC Shortfall—La insuficiencia de capacidad de una QSE para
un proceso delRUC para un interval de liquidacion de 15
minutos.
RUCCAPTOT y¢h MW RUC Capacity Total—La suma de los HSLs de los recursos

asignados en el RUC para un proceso del RUC, para la hora que
incluye el interval de liquidacion de 15 minutos.

HSLruch,r MW High Sustained Limit—El HSL del recurso de generacion r, para
la hora que incluye el interval de liquidacién de 15 minutos.
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Variable Unidad Definicién
ruc none El proceso del RUC para el cual se calcula el cobro de
insuficiencia de capacidad.
i none Un interval de liquidacion de 15 minutos.
q none Una QSE.
h none La hora que incluye el interval de liquidacion i.
r none Un recurso de generacién que es asignado en el RUC para la

hora que incluye el interval de liquidacion I, como resultado
del proceso del RUC.

1.4 Precios de energia en el RTM

Para calculary las liquidaciones de energia a tiempo real se usan precios para Nodos Recurso
(Resource Nodes, RN), Zonas de Carga (Load Zones, LZ) y Hubs. Para cada LMP calculado en cada
interval de liquidacién del proceso del SCED, a los precios de los puntos de liquidacion se les aplicara
un precio administrativo de -251$/MWh después de afiadir las suma del Precio de Despliegue de
Fiabilidad On-Line a Tiempo Real (Real-Time On-Line Reliability Deployment Price Adder, RDPA) y el
Precio de Reserva On-Line a Tiempo Real (Real-Time On-Line Reserve Price Adder, RPA).

1.4.1 Precios de liquidacion para Resource Nodes

El precio de liquidacidn a tiempo real para un RN es la media ponderada en el tiempo de la suma
de los LMPs, RDPAs y RPAs a tiempo real. El precio de liquidacién para un intervalo de liquidacion
de 15 minutos se calcula de la manera siguiente:

RTSPP = Max (-$251, (( = (RNWF, * (RTLMP, + RTORPA ,+ RTORDPA ,))))
y

Donde el factor de peso del RN es:

RNWF, = TLMP, / = TLMP,
y
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Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 20. Calculo del precio de liquidacién a tiempo real para un RN (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Descripcion
RTSPP S/MWh | Real-Time Settlement Point Price—E| precio de liquidacion para el interval
de liquidacion de 15 minutos.
RTORPA, S/MWh Real-Time On-Line Reserve Price Adder per interval—E| RPA para el

interval y del SCED.

RTLMP, S/MWh Real-Time Locational Marginal Price per interval—El LMP en el punto de
liquidacién para el interval y del SCED.

RTORDPA, S/MWh Real-Time On-Line Reliability Deployment Price Adder—E| RDPA que
incluye el impacto del despliegue de la fiabilidad en los precios de la
energia para el interval y del SCED.

RNWEF, - Resource Node Weighting Factor per interval—E| peso usado en el calculo
del precio de liquidacidn del RN por la parte del interval y del SCED en el
interval de liquidacion.

TLMP, Segundo La duracién del interval y del SCED dentro del interval de liquidacion.

y - Un interval del SCED en el interval de liquidacion de 15 minutos. La suma
es sobre el nimero total de ejecuciones del SCED que cubren los 15
minutos de interval de liquidacion.

1.4.2 Precios de liquidacion para Load Zones

El precio de liquidacién para una LZ se basa en la carga estimada en MW y la media pondenerada
en el tiempo de los LMPs a tiempo real en los buses eléctricos incluidos en dicha LZ. El precio de
liquidacidon de una LZ para un interval de liquidacién de 15 minutos se calcula de la manera
siguiente:

RTSPP = Max (-$251, (( X TLMP , * LZLMP,) / 3 TLMP,) + RTRSVPOR + RTRDP)
y y

Para todas las LZs excepto las DC Ties:

LZLMP, = = (RTLMP 5, * SELs,,) /  SELb,

Para una LZ que sea DC Tie:

LZLMP, = RTLMP ;,,
Donde:

RTRSVPOR = § (RNWF , * RTORPA )

RTRDP = X (RNWF ,* RTORDPA )
y

RNWF ,= TLMP,/ = TLMP,
y
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Para el calculo de liquidacién en el que se necesita un precio de liquidacidn a tiempo real cada 15
minutos para una LZ para realizar la liquidacién de una cantidad cada 15 minutos que se representa
como un valor (valor integrado para el interval de 15 minutos) pero varia con en cada interval del
SCED dentro de ese interval de liquidacion de 15 minutos, entonces debe usarse un precio de
liquidacion a tiempo real ponderado en la energia para realizer el célculo, como sigue:

RTSPPEW = Max [-$251, (X ¥ (RTLMP,, * LZWF,,) + RTRSVPOR + RTRDP)]
y b

Para todas las LZs excepto las DC Ties:

LZWF 5, = (SELs,, * TLMP ) [ [ X (SELb,y * TLMP)]
y

Para una DC Tie:

LZWF 5, = (SELs,, * TLMP ) [ [ = S (SELb,y * TLMP,)]
y

SELp, ,=1

Donde:

RTRSVPOR = %(RNWF ,* RTORPA )

RTRDP = X (RNWF ,* RTORDPA )
y

RNWF,=TLMP, / S TLMP,
y
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Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 21. Calculo del precio de liquidacién a tiempo real para una LZ (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Descripcion
RTSPP S/MWh Real-Time Settlement Point Price—Precio de liquidacion a tiempo real en el punto
de liquidacién, para el interval de liquidacién de 15 minutos.
RTSPPEW S/MWh Real-Time Settlement Point Price Energy-Weighted—E| precio de liquidacién en el
punto de liquidacidn p, para el interval de liquidacidn de 15 minutos que se
sopesado con la carga estimada de la LZ de cada interval del SCED en el interval de
liquidacién de 15 minutos.
RTLMP p, y S/MWh | Real-Time Locational Marginal Price at bus per interval—E| LMP a tiempo real en el
bus eléctrico b en la LZ, para el interval del SCED y.
RTRSVPOR | S/MWh | Real-Time Reserve Price for On-Line Reserves—E| Precio Reserva para reservas On-
Line para el interval de liquidacién de 15 minutos.
RTORPA, S/MWh Real-Time On-Line Reserve Price Adder per interval—E| RPA para reservas On-Line
para el interval y del SCED.

RTRDP S/MWh Real-Time On-Line Reliability Deployment Price —E| precio a tiempo real para el
interval de liquidacion de 15 minutos, reflejando el impacto de los despliegues de
fiabilidad en los precios que es calculado mediante la RDPA On-Line a tiempo real.

RTORDPA, S/MWh Real-Time On-Line Reliability Deployment Price Adder —La RDPA a tiempo real que
captura el impacto de los despliegues de fiabilidad en los precios de la energia para
el interval y del SCED.

RNWEF , - Resource Node Weighting Factor per interval—E| peso usado en el calculo de los

precios de liquidacion de los RN del interval y del SCED en el interval de liquidacion.
LZWFy, - Load Zone Weighting Factor per bus per interval—E| peso usado en el calculo del
precio de liquidacién para una LZ para el bus eléctrico b, para la parte del interval y
del SCED en el interval de liquidacion de 15 minutos.
LZLMP , S/MWh Load Zone Locational Marginal Price—El LMP de la LZ para el interval y del SCED.
SEL ,y MW State Estimator Load at bus per interval—La carga del estimador de estado
excluyendo la Wholesale Storage Load (WSL), para el bus eléctrico b en la LZ, para el
interval y del SCED.

TLMP, Segundo Duration of SCED interval per interval—La duracién del interval y del SCED en el

interval de liquidacion.
y - Un interval del SCED dentro del interval de liquidacion. La suma es sobre el nimero
total de ejecuciones del SCED que cubren un interval de liquidacién de 15 minutos.
b - Un bus eléctrico en la LZ. La suma es sobre el total de los buses eléctricos en la LZ.

El LMP para una LZ, utilizado en la formula anterior, estd basado en la carga estimada en MW y los

LMPs a tiempo real en los buses eléctricos incluidos en dicha LZ. El LMP de una LZ para un interval

del SCED se calcula de la manera siguiente:

LZLMP,=3 (RTLMPs,, * LZWFy, ;)

Para todas las LZs excepto las DC Ties:

LZWF»,y = SELs,y / (3 SELs, )

Para una DC Tie:
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LZWF ,, = [Max (0.001, SELy,,)] / [Max (0.001, SELy, )]

Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 22. Caiculo del LMP para una LZ.

Variable Unidad Descripcion
LZLMP,, $/MWh | Load Zone Locational Marginal Price—E| LMP de una LZ para el interval y del SCED.
RTLMP ., | S/MWh | Real-Time Locational Marginal Price at bus per SCED interval—E| LMP a tiempo real
en el bus eléctrico b en la LZ, para el interval y del SCED.
LZWF, y - Load Zone State Estimator Load Weighting Factor per bus per SCED interval—E| peso
usado en el calculo del LMP de la LZ para el bus eléctrico b para el interval y del
SCED.
SEL s,y MW State Estimator Load at bus per SCED interval—La cara del estimador de estado para
el bus eléctrico b en la LZ, para el interval y del SCED.
y - Un interval del SCED.
b - Un bus eléctrico en la LZ. La suma es sobre todos los buses eléctricos en la LZ.

1.4.3 Precios de liquidacion para Hubs

Para los Hubs North 345 kV, South 345 kV, Houston 345 kV y West 345 kV, el precio de liquidacidon
a tiempo real para un interval de liquidacién de 15 minutos se calcula de la siguiente manera:

RTSPP = Max [-$251, (RTRSVPOR + RTRDP + th (HUBDF 4, * (X (RTHBP 4, , *
y

TLMP ) / (2 TLMP ))))], si HB 20
y

RTSPP = RTSPPERCOT345BUS, Si HB =0

Donde:

RTRSVPOR = X (RNWF , * RTORPA,)
y

RTRDP = X (RNWF, * RTORDPA,)
y

RNWF,=TLMP,/ X TLMP,
y

RTHBP pp, y = % (HBDF 4, hb, * RTLMP b, 1y, , )

HUBDF 4, = IF(HB=0, 0, 1 / HB)

HBDF 4, h5,= SI(B hs,=0, 0, 1 / B 1)

Las variables anteriores se definen como sigue:
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Tabla 23. Calculo del precio de liquidacién a tiempo real para los Hubs North, South, Hhouston y West

(Fuente ERCOT).

Variable Unida Descripcion
d
RTSPP S/MW | Real-Time Settlement Point Price—E| precio de liquidacién a tiempo
h real en el Hub, para un interval de liquidacidn de 15 minutos.
RTHBP p,, S/MW Real-Time Hub Bus Price at Hub Bus per Security-Constrained
h Economic Dispatch (SCED) interval—E| precio de la energia a
tiempo real en bus del Hub hb para el interval del SCED y.
RTRSVPOR S/MW | Real-Time Reserve Price for On-Line Reserves—E| precio de reserve
h a tiempo rea para reservas On-Line para el interval de liquidacion
de 15 minutos.
RTORPA, S/MW Real-Time On-Line Reserve Price Adder per interval—E| RPA a
h tiempo real para reservas On-Line para el interval y del SCED.
RTRDP S/MW Real-Time On-Line Reliability Deployment Price—EI| precio de
h despliegue de fiabilidad para el interval de liquidacién de 15
minutos, que refleja el impacto del despliegue de la fiabilidad en los
precios de energia, calculados de los RDPAs.
RTORDPA , S/MW | Real-Time On-Line Reliability Deployment Price Adder—E| RDPA que
h captura el impacto de los despliegues de fiabilidad en los precios de
la energia para el interval y del SCED.
RNWEF , - Resource Node Weighting Factor per interval—E| peso usado en el
calculo del precio de liquidacion del RN para la parte del interval y
del SCED en el interval de liquidacién.
RTLMP 4, hp, y S/MW | Real-Time Locational Marginal Price at Electrical Bus of Hub Bus per
h interval—E|l LMP a tiempo real en el bus eléctrico b que es un
componente del Bus hb del Hub, para el interval y del SCED.
TLMP ,, segund | Duration of SCED interval per interval—La duracion de la parte del
o interval y del SCED en el interval de liquidacién de 15 minutos.
HUBDF pp, - Hub Distribution Factor per Hub Bus—EI factor de distribucién del
bus hb del Hub.
HBDF p, np, - Hub Bus Distribution Factor per Electrical Bus of Hub Bus—ElI factor
de distribucién del bus eléctrico b que es un componente del bus hb
del Hub.
Y - Un interval del SCED en el interval de liquidacion de 15 minutos. La
suma es sobre el numero total de ejecucuiones del SCED que
cubren un interval de liquidacién de 15 minutos.
B - Bus eléctrico activado que es un componente del bus del Hub.
B b, - Numero total de buses eléctricos activados en el bus hb del Hub.
Hb - A Hub Bus that is a component of the Hub.
HB - El nimero total de buses del Hub en el Hub con al menos un

componente activado en cada bus del Hub.
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Para todos los Hubs definidos, except para el Hub Average 345 kV, el LMP del Hub es la media
aritmética de los LMPs a tiempo real de los buses incluidos en el Hub. Para un interval del SCED se
calcula el LMP del Hub de la manera siguiente:

HUBLMP 1,y = = (HUBDF s o * RTHBP 1 s, ), Si HB s # 0

HUBLMP 4, y = HUBLMPgrcor3458us, S HB hup = 0

Donde:

RTHBP pp, Hub, y = % (HBDF 4, b, ub * RTLMP 4, pp, Hub, y)

HUBDF hb, Hub = 1/ HB Hup, SiHBHuw 20

HUBDF hb, Hub = 0, SiHB =0

HBDF 4, b, Hub = 1 [ B hb, Hub, Si B o, vup 2 0

HBDF b, n, Hub = 0, Si B np, Hub = 0

Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 24. Calculo del LMP para los Hubs North. South, Houston, West y Bus Average.

Variable Unidad Descripcion
HUBLMP yup,y, | $/MWh Hub Locational Marginal Price—E| LMP del Hub para el intervalo y del
SCED.
RTHBP pp, Hub,y | S/MWh Real-Time Hub Bus Price at Hub Bus per SCED interval—El precio de
energia a tiempo real en bus hb del Hhub para el interval y del SCED.
RTLMP b, b, Hub,y | S/MWh Real-Time Locational Marginal Price at Electrical Bus of Hub Bus per

interval—E|l LMP a tiempo real en el bus eléctrico b que es un
componente del bus hb del Hub, para el interval y del SCED.

HUBDF pp, Hub

Hub Distribution Factor per Hub Bus—EI| factor de distribucion del bus del
hb del Hub.

HBDF b, hb, Hub

Hub Bus Distribution Factor per Electrical Bus of Hub Bus—EI factor de

distribucién del bus eléctrico b que es un componente del bus hb del Hub.

B kb, Hub - Numero total de buses eléctrico activados en el bus hb del Hub.
HB Hub - Numero total de buses en el Hub con al menos un componente activado
en cada bus del Hub.
Hub - Uno de los siguientes Hubs: ERCOT Bus Average 345 kV Hub, North 345
kV Hub, South 345 kV Hub, Houston 345 kV Hub, or the West 345 kV Hub
hb - Un bus del Hub que es un componente del Hub.
y - Un interval del SCED.
b - Un bus eléctrico activado que es un componente del bus del Hub.
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Para el Hub Average 345 kV, el precio (igual que para el calculo en el DAM) es la media simple de
los cuatro precios en el period de tiempo que aplica de: North 345 kV, South 345 kV, Houston 345
kV y West 345 kV. Para un intervalo de liquidacién de 15 minutos, el precio de liquidacion del Hub
se calcula de la manera siguiente:

RTSPP grcorsas = (RTSPP wortnzas + RTSPP southzas + RTSPP roustonzas + RTSPP westsas) / 4

Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 25. Calculo del precio de liquidacién a tiempo real para el Hub Average.

Variable Unidad Definicion
Real-Time Settlement Point Price at ERCOT 345—€I precio de liquidacién a
RTSPP grcor3as S/MWh tiempo real del Hub ERCOT 345 para el interval de liquidacién de 15
minutos.

Real-Time Settlement Point Price at North 345— El precio de liquidacion a
RTSPP worth3a4s S/MWh tiempo real del Hub North 345 para el interval de liquidacion de 15
minutos.

Real-Time Settlement Point Price at South 345—E| precio de liquidacion a
RTSPP south3as S/MWh tiempo real del Hub South 345 para el interval de liquidacion de 15
minutos.

Real-Time Settlement Point Price at Houston 345— El precio de liquidacion
RTSPP poustonzas | S/MWh a tiempo real del Hub Houston 345 para el interval de liquidacion de 15
minutos.

Real-Time Settlement Point Price at West 345— E| precio de liquidacién a
RTSPP west34s S/MWh tiempo real del Hub West 345 para el interval de liquidacion de 15
minutos.

Para el Hub Bus Average 345 kV, el precio de liquidacidn a tiempo real para un interval de
liquidacidn de 15 minutos se calcula de la manera siguiente:

RTSPP ercotasseus = Max [-$251, (RTRSVPOR + RTRDP +
hZb(HUBDF hb, ERCOT345Bus ™ (% (RTHBP nb, ErcoTaassus,y * TLMP y) / (Ey‘, TLMP )], si

HB ercot34sBus 70
RTSPP ercotasassus = 0, if HB ErcoTaassus =0

Donde:

RTRSVPOR = 3 (RNWF, * RTORPA,)

RTRDP = % (RNWF, * RTORDPA,)

RNWF ,= TLMP , / ZTLMP,

RTHBP nb, ercoTa4sBus,y = % (HBDF b, hb, ercoTaasus * RTLMP b, hb, ERCOT3458Us, y)

HUBDF hy, ercoTadssus = 1 / (HB Northzas + HB southzas + HB Houstonzas + HB west3as)
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Si el bus eléctrico b es un componente del “North 345”:

HBDF b, nb, ercor3assus = S| (B hb, north345=0, 0, 1 / B b, north34s)

Si el bus eléctrico b es un componente del “South 345”:

HBDF b, nb, ercorzassus = SI (B hb, south345=0, 0, 1 / B b, south3as)

Si el bus eléctrico b es un componente del “Houston 345”:

HBDF b, nb, ercor3assus = S| (B hb, Houston345=0, 0, 1 / B hb, Houston345)

Si el bus eléctrico b es un componente del “West 345”:

HBDF b, nb, ercor3assus = SI (B hb, west345=0, 0, 1 / B hb, west3as)

Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 26. Calculo del precio de liquidacién a tiempo real para el Hub Bus Average (Fuente ERCOT).

Variable

Unit

Description

RTSPP crcot34s8us

S/MWh

Real-Time Settlement Point Price—Precio de liquidacidn a tiempo
real del Hub, para el interval de liquidacion de 15 minutos.

RTRSVPOR

S/MWh

Real-Time Reserve Price for On-Line Reserves—E| precio de reserve a
tiempo real para reservas On-Line para el interval de liquidacion de
15 minutos.

RTORPA,

S/MWh

Real-Time On-Line Reserve Price Adder per interval—E| RPA a tiempo
real para el interval y del SCED.

RTRDP

S/MWh

Real-Time On-Line Reliability Deployment Price—EI| precio a tiempo

real para el interval de liquidacion de The Real-Time price minutos,

que refleja el impacto de los despliegues de fiabilidad en los precios
de la energia que se calculan de los RDPA.

RTORDPA ,

S/MWh

Real-Time On-Line Reliability Deployment Price Adder—E| RDPA que
captura el impacto de los despliegues de fiabilidad en los precios de
la energia para el interval y del SCED.

RNWF ,

none

Resource Node Weighting Factor per interval—E| peso usado en el
precio de liquidacion en el RN por la parte del interval y del SCED en
el interval de liquidacion.

RTHBP hb, ERCOT345Bus, y

S/MWh

Real-Time Hub Bus Price at Hub Bus per SCED interval—E| precio de
la energia a tiempo real en el Bus hb del Hub para el interval y del
SCED.

RTLMP b, nb, ErcoT3458us, y

S/MWh

Real-Time Locational Marginal Price at Electrical Bus of Hub Bus per
interval—El LMP a tiempo real del bus eléctrico b que es un
componente del Bus hb del Hub para el interval y del SCED.

TLMP,

second

Duration of SCED interval per interval—La duracién de un interval y
del SCED en el interval de liquidacién de The duration of the
minutos.

HUBDF hb, ercorsassus

none

Hub Distribution Factor per Hub Bus—E| factor de distribucion del
bus hb del Hub.

HBDF b, hb, ercorsassus

none

Hub Bus Distribution Factor per Electrical Bus of Hub Bus—E| factor
de distribucién del bus eléctrico b que es un componente del bus hb
del Hub.
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Variable Unit Description
y none Un interval del SCED en el interval de liquidacién. La suma es sobre
el nimero total de ejecuciones del SCED que cubren un interval de
liquidacién de A SCED interval in the 15 minutos.
b none Un bus eléctrico activado que es un componente del bus del Hub.
B hb, North34s none El nimero total de buses eléctricos activados en el bus hb del Hub
que es un componente del “North 345.”
B hb, south3as none El nimero total de buses eléctricos activados en el bus hb del Hub
que es un componente del “South 345.”
B hb, Houston345 none El nimero total de buses eléctricos activados en el bus hb del Hub
que es un componente del “Houston 345.”
B hb, west3as none El nimero total de buses eléctricos activados en el bus hb del Hub
que es un componente del “West 345.”
hb none Un bus del Hub que es componente del Hub.
HB north3as none Ndmero total de buses del Hub “North 345.”
HB south3as none Numero total de buses del Hub “South 345.”
HB Houston34s none Numero total de buses del Hub “Houston 345.”
HB west345 none Numero total de buses del Hub “West 345.”

El LMP para el Hub Average 345 kV, utilizado en la formula anterior, para un interval del SCED se

calcula de la manera siguiente:

HUBLMP greor3as, y = (HUBLMPyogtH3z45, y + HUBLMPsourH3as, y + HUBLMProustonsas, y + HUBLMPwest34s,

/4

Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 27. Cilculo del LMP para el Hub Average 345 Kv (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Descripcion
HUBLMPggcorsas, y S/MWh Hub Locational Marginal Price for the ERCOT345—¢E| LMP para el Hub
Average 345 kV Hub (ERCOT 345), para el interval y del SCED.
HUBLMPyogTH345, y S/MWh Hub Locational Marginal Price for the NORTH345— El LMP para el Hub
North 345 kV Hub (NORTH 345), para el interval y del SCED.
HUBLMPsourtsas, y S$/MWh Hub Locational Marginal Price for the SOUTH345— E| LMP para el Hub
South 345 kV Hub (SOUTH 345), para el interval y del SCED.
HUBLMPoustonss, y S/MWh Hub Locational Marginal Price for the HOUSTON345—E| LMP para el
Hub Houston 345 kV Hub (HOUSTON 345), para el interval y del SCED.
HUBLMPwest345, S/MWh Hub Locational Marginal Price for the WEST345— E| LMP para el Hub

West 345 kV Hub (WEST 345), para el interval y del SCED.
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1.5 Liquidacién de servicios complementarios en el DAM

ERCOT debe pagar a cada QSE que proporcione servicios complementarios gestionados en el DAM
la cantidad de capacidad en MW gestionados por la QSE multiplicado por el Precio de Liquidacidn
de Capacidad (Market Clearing Price for Capacity, MCPC) para el servicio complementario
proporcionado, expresado en $/MW. Cada QSE debe pagar por su parte gestionada por ERCOT en

el DAM.

1.5.1 Pagos por servicios complementarios en el DAM

ERCOT debe pagar a cada QSE cuyas Ofertas de Servicios Complementarios fueron liquidadas en el

DAM, para cada hora. La ecuacidn que se presenta a continuacién es aplicable a los cuatro tipos de
servicios complementarios gestionados:

PCAMT , = (-1) * MCPCRU pan * PC,

Donde:

PC q = 2 PCR r, g, DAM
r

Las anteriores variables se definen como sigue:

Tabla 28. Calculo del pago de servicios complementarios en el DAM (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Definicion
PCAMT 4 S Procured Capacity Amount per QSE in DAM—Pago del servicio
complementario en el DAM a la QSE q para cada hora.
PC, MW Procured Capacity per QSE in DAM—Cantidad total de servicio asignada a
la QSE g en el DAM por todos los recursos representados por dicha QSE
para cada hora.
PCR +, g, 0Am MW Procured Capacity from Resource per Resource per QSE in DAM—
Cantidad de capacidad asignada a la QSE g en el DAM por el recurso r
para cada hora.
MCPC pam S/MW Market Clearing Price for Capacity in DAM—E|I MCPC del DAM para cada
por hora hora.
r - Un recurso,
q - Una QSE.

1.5.2 Cobros por servicios complementarios en el DAM

Cada QSE debe pagar a ERCOT o ser pagado por ERCOT por cada servicio complementario prestado

para cada hora como sigue:

DAAMT , = DAPR * DARUQ ,

Donde:

DAPR = (-1) * PCAMTTOT / DAQTOT

PCAMTTOT = X PCAMT

q
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DAQTOT = X~ DAQq
q

DAQ , = DAO ,— DASAQ

Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 29. Calculo del cobro de servicios complementarios en el DAM (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Definicién
DAAMT 4 S Day-Ahead Amount per QSE—Parte del coste del servicio
complementario asociado a la QSE q, para cada hora.
DAPR S/MW Day-Ahead Price—E| precio diario del servicio complementario para
per cada hora.
hour
DAQ 4 MW Day-Ahead Quantity per QSE—La obligacion diaria del servicio

complementario de la QSE g menos la cantidad de servicio
complementario auto-asignada por la QSE para cada hora.

PCAMTTOT S Procured Capacity Amount Total in DAM—Los pagos diarios totales a
las QSEs por el servicio complementario para cada hora.

PCAMT 4 S Procured Capacity Amount per QSE in DAM—EI pago por el servicio
complementario a la QSE q para cada hora.
DAQTOT MW Day-Ahead Quantity Total—La suma de todas las obligaciones de

todos los servicios complementarios de la QSE menos la cantidad del
servicio complementario en cuestion auto-programada para cada

hora
DAO 4 MW Day-Ahead Obligation per QSE—La obligacion de capacidad del
servicio complementario para la QSE q para el DAM para cada hora.
DASAQ 4 MW Day-Ahead Self-Arranged Quantity per QSE—La cantidad del servicio
complementario auto-programada enviada por la QSE g antes de las
10:00.
q - Una QSE.

1.6 Liquidacidn de servicios complementarios en el RTM

1.6.1 Pagos por capacidad de servicios complementarios vendidos en el SASM o RSASM

Si se ejecuta un SASM o RSASM para una o mas Horas de Operacidn, ERCOT debe pagar a las QSEs
por sus ofertas de servicios complementarios liquidadas en dichos mercados, basandose en el
MCPC para cada servicio. El pago a una QSE para una Hora de Operacion se calcula de la misma
manera para cada tipo de servicio complementario, y es la siguiente:

RTPCAMT g m = (-1) * MCPC  * RTPC ¢,m

Donde:

RTPC qm= > PCR ., r,m

Las variables anteriores se definen como sigue:
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Tabla 30. Calculo del pago por capacidad de servicios complementarios en el SASM o RSASM (Fuente
ERCOT).

Variable Unidad Descripcion

RTPCAMT 4 m S Procured Capacity Amount by QSE by market—E| pago a una QSE q por las Ofertas
del servicio complementario liquidadas en el Mercado m para proporcionar dicho
servicio complementario, para cada hora.

MCPC , S/MW Market Clearing Price for Capacity by market—E| MCPC para ese servicio
per hour complementario en el Mercado m, para cada hora.
RTPC g, m MW Procured Capacity by QSE by market—La parte de las Ofertas de servicios

complementarios de la QSE q liquidadas en el Mercado m para proporcionar el
servicio complementario, para cada hora.

PCR ¢ m MW Procured Capacity for Reg-Up from Resource per Resource per QSE by market—La
cantidad de capacidad del servicio complementario asignada a la QSE g en el
Mercado m para el recurso r para cada hora.

m - Un Mercado de servicios complementarios (SASM o RSASM).

q - Una QSE.

- Un recurso de generacion.

1.6.2 Pagos por capacidad de servicios complementarios asignados en operaciones del
RTM

Los recursos que hayan recibido asignaciones de servicios complementarios debido a una posible
condicidn de emergencia deben recibir un pago por las reservas de servicios complementarios no
desplegadas. ERCOT realizara una instruccién de despacho a todas las QSE que tengan recursos On-
Line con una asignacién de servicio complementario. Las QSEs deben mandar una notificacién de
liquidacidn para ser consideradas en el pago de servicios complementarios asignados a tiempo real.
Este pago a cada QSE y recurso, para intervalos de liquidaciéon del5 minutos en los cuales el recurso
recibid una asignacion de servicio complementario, se realizard cuando el recurso sea despachado
a su HASL en al menos un intervalo del SCED en el intervalo de liquidacién de 15 minutos. El pago
se calcula de la misma manera para cada tipo de servicio complementario, y es la siguiente:

RTAUAMT q,r,p,i = ('1) * 1/4 * RTAUR q,n,p * (RTSPPpﬂ - RTRSVPOR)

Donde:

RTRSVPOR = £ (RNWF,* RTORPA )
y

RNWF ,=TLMP , / ZTLvP,

Las variables anteriores se definen como sigue:
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Tabla 31. Calculo del pago por servicios complementarios a tiempo real (Fuente ERCOT).

Variable

Unidad

Descripcion

RTAUAMT,, . p,i

$

Real-Time Assigned Un-Deployed Payment Amount per Resource

per QSE— Los pagos a una QSE g por una asignacién de service

complementarios no desplegado a tiempo real en el recurso r en
el punto de liquidacion p para el

RTAUR g,r,p

MW

Real-Time Assigned Un-Deployed Quantity per Resource per
QSE— a cantidad de un servicio complementario no desplegado
asignado bajo una possible condicién de emergencia a una QSE q

por un recurso r en un interval de liquidacién p para cada hora.

RTSPP,,;

S/MWh

Real-Time Settlement Point Price per Settlement Point—E| precio
de liquidacién a tiempo real en el punto de liquidacién p para un
interval de liquidacién i.

RTRSVPOR

S/MWh

Real-Time Reserve Price for On-Line Reserves—E| precio reserve a
tiempo real para reervas On-Line para el interval de liquidacién
de 15 minutos.

TLMP,

segund

Duration of SCED interval per interval—La duracion del interval y
del SCED.

RNWF ,

Resource Node Weighting Factor per interval—E| peso usado en
el calculo del precio de liquidacidn del RN para la parte del
intervalo y del SCED en el interval de liquidacion de 15 minutos.

RTORPA,

Real-Time On-Line Reserve Price Adder per interval—E| RPA para
el interval y del SCED.

Una QSE.

Un recurso de generacion que fue asignado por la QSE para
presetar un servicio complementario.

Un punto de liquidacion para el RN que fue asignado un servicio
complementario por la QSE.

Un interval de liquidacién de 15 minutos en la Hora de
Operacioén.

Un interval del SCED en el interval de liquidacion de 15 minutos.

1.6.3 Cobros por incapacidad de suministro de servicios complementarios debido a

restricciones de transporte

Se realizara un cobro la QSE que no sea capaz de cumplir su responsabilidad de suministro debido

a restricciones en el transporte, sea o no necesario ejecutar un SASM. Se realiza el mismo célculo

para los distintos tipos de servicios complementarios, y es el siguiente:

RUINFQAMT 4 = MCPCRU pam * RUINFQ 4
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Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 32. Cobro por incapacidad de suministro de servicios complementarios (Fuente ERCOT).

Variable Unidad | Descripcion

Infeasible Quantity Amount per QSE— El cobro a una QSE q por su
INFQAMT 4 S capacidad total asociada con un despliegue inviable del servicio
complementario, para cada hora.

MW
>/ Market Clearing Price for Capacity in DAM—EI MCPC del para el servicio
MCPC pam por .
complementaio para cada hora.
hora
Infeasible Quantity per Resource per QSE —Capacidad total de la QSE q
INFQ 4 MW asociada con un despliegue inviable del servicio complementario para
cada hora.
q - Una QSE.

1.6.4 Cobro por la sustitucion de servicios complementarios debido a fallo de suministro

Se realiza un cobro a la QSE que no cumple con su responsabilidad de suministro de servicios
complementarios, sea o no necesario la ejecucién del SASM. Se calcula basandose en el mayor
MCPC del DAM o de cualquier SASM para la misma Hora de Operacién. En la cantidad fallida se
incluye el cobro a la QSE que reduce su responsabilidad de suministro de servicio complementario
por un RSASM, el cual esta basado en MCPC liquidado asociado al RSASM. El cobro se calcula de la
misma manera para cualquier tipo de servicio complementario fallido, y es la siguiente:

FQAMTQSETOT ; = FQAMT 4. RFQAMT ,
Donde:

FQAMT , = ( Max (MCPC ) * FQ.,)

RFQAMT 4 = MCPC s * RFQ g, rs
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Las variables anteriores se definen como sigue:

Tabla 33. Cobro por sustitucion de suministro de servicios complementarios debido a un fallo de

suministro (Fuente ERCOT).

Variable Unidad Descripcion
FQAMTQSETOT S Failure Quantity Amount per QSE—Cobro total a una QSE q por su
q capacidad total asociada con los fallos y reducciones de reconfiguracion de
su responsabilidad de suministro de servicio complementario, para cada
hora.

RFQAMT 4 S Reconfiguration Failure Quantity Amount per QSE—EI cobro a una QSE g
por su capacidad total asociada con las reducciones de reconfiguracion de
su responsabilidad de suministro de servicios complementarios, para cada

hora.
FQAMT 4 S Failure Quantity Amount per QSE—EI cobro a una QSE q por su capacidad
total asociada con fallos en su responsabilidad de suministro de servicio
complementario, para cada hora.
MCPC , S/MW Market Clearing Price for Capacity by market—The MCPC para el servicio
por complementario en el Mercado m, para cada hora.
hora
MCPC s S/MW Market Clearing Price for Capacity by RSASM—EI MCPC para el servicio
por complementario en el RSASM rs, para cada hora.
hora
FQgq MW Failure Quantity per QSE—Capacidad total de la QSE q asociada con fallos
en su responsabilidad de servicios complementarios, para cada hora.
RFQ g, rs Mw Reconfiguration Failure Quantity per QSE— Capacidad total de la QSE q
asociada con reducciones de su reconfiguracidn en su responsabilidad de
servicios complementarios, para cada hora.
rs - El RSASM para una Hora de Operacién dada..
m - El DAM, SASM, or RSASM para una Hora de Operacion dada.
q - Una QSE.
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ANEJO 2. LISTADO DE ACRONIMOS

Acrénimo Significado
ACE Area Control Error
AGC Automatic Generation System
BI Block & Index
BSS Black Start Service
CLR Controllable Load Resource
corp Current Operating Plan
CcP Counter Party
CPP Critical Peak Pricing
CR Competitive Retailer
CRR Congestion Revenue Right
CRRAH CRR Account Holder
DAM Day-Ahead Market
DR Demand Response
DRUC Day-Ahead Reliability Unit Commitment
DSR Dinamically Scheduled Resource
EEA Energy Emergency Alert
ERCOT Electric Reliability Council of Texas
ERS Emergency Response Service
ESI ID Electric Service Identifier
FERC Federal Energy Regulatory Commission
HASL High Ancillary Service Limit
HRUC Hourly Reliability Unit Commitment
HSL High Sustained Limit
[0]V) Investor Owned Utility
IRR Intermittent Renewable Resource
ISO Independent System Operator
LASL Low Ancillary Service Limit
LFC Load Frequency Control
LMP Locational Marginal Price
LMP Load Management Program
LPC Low Power Consumption
LSE Load Serving Entity
LSL Low Sustained Limit
Lz Load Zone
MCPC Market Clearing Price for Capacity
MIS Market Information System
MOuU Municipally Owned Utility
MPC Minimum Power Consumption
NCLR Non-Controllable Load Resource
NERC North American Electric Reliability Corporation
NOIE Non-Opt-in Entity
OTH Other Load Control DR Product
PCRR Pre-Assigned Congestion Revenue Right
PGC Power Generation Company
PM Power Marketer
POI Point of Interconnection
PTR Peak Time Rebate
PUCT Public Utility Commission of Texas
PURA Public Utility Regulatory Act
QF Qualifying Facility
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QSE Qualified Scheduling Entity
RE Resource Entity
REP Retail Electric Provider
RMR Reliability Must Run
RN Resource Node
RRS Responsive Reserve Service
RSASM Reconfiguration Supplemental Ancillary Services
Market
RTM Real-Time Market
RTO Regional Transmmision Operation
RUC Reliability Unit Commitment
SASM Supplemental Ancillary Services Market
SCADA Supervisory Control and Data Adquisition
SCED Security-Constrained Economic Dispatch
SFT Simultaneous Feasibility Test
SWAP System Wide Offer Cap
TDSP Transmission and Distribution Service Providers
TOU Time of Use
UFR Under Frequency Relay
URL Unit Reactive Limit
VSS Voltage Support Service
WRUC Weakly Reliability Unit Commitment
4CpP Four Coincident Peak
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