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RESUMEN

El servicio de ajuste mas importante entregado por los generadores
actualmente en Republica Dominicana puede considerarse como la Regulacion de
Frecuencia. La mision de la regulacion frecuencia-potencia en un sistema eléctrico
es mantener la frecuencia del sistema en su valor nominal ante las variaciones
normales de la carga o ante variaciones anormales como la desconexion
imprevista de un generador o una gran carga, movilizando las reservas disponibles
en el sistema.

A pesar de los avances regulatorios y avances tecnoldgicos en el sector
energético internacional y nacional, la Republica Dominicana no ha logrado
cumplir con los estandares de calidad reglamentados hace una década, en los
inicios de la liberalizacion del mercado eléctrico dominicano. Dichos estandares
son los siguientes [Art. 150. Reglamento Ley General de Electricidad, 2007]:

a) 59.85 a 60.15 Hz. durante el 99.0 % del tiempo

b) 59.75 a 60.25 Hz. durante el 99.8 % del tiempo

c) Los equipamientos del sistema deberan estar disefiados para tolerar
transitorios de frecuencia de por lo menos +3y -2 Hz.

Una pobre reglamentacion, regulacién y operaciéon de este servicio ha
provocado diversas discusiones, tesis y propuestas [por ejemplo la tesis de Alexis
Vasquez 2010 y las diferentes propuestas de la mesa normativa del sector] con el
fin de mejorar tantos los aspectos econémicos como los aspectos regulatorios de
este necesitado servicio de ajuste.

En esta tesis, se trata especificamente los aspectos regulatorios, los
mecanismos de compensacion y fiscalizacion de la prestacion de este importante
servicio que es la Regulacion de Frecuencia. Analizando el sistema reglamentario
utilizado en la actualidad y comparandolo con otros sistemas internacionales, se
determina las limitaciones existentes al igual que también se resaltan las ventajas
que posee el sistema actual. Luego de haber analizado las fortalezas y
deficiencias del sistema regulatorio para la Regulacién de Frecuencia se realiza
una propuesta sobre un mecanismo que sea compatible con la realidad del sector
energético dominicano.



ABSTRACT

Currently, the most important Ancillary Service delivered by generators in
the Dominican Republic can be considered as Frequency Regulation. The mission
of the frequency-power regulation in a power system is to maintain the system
frequency at its nominal value to the variation of an abnormal load or to variations
as the unexpected shutdown of a generator or a heavy load, mobilizing reserves in
system.

Despite technological and regulatory developments in the international and
national energy sector, the Dominican Republic has failed to meet quality
standards regulated a decade ago, in the beginning of the Dominican electricity
market liberalization. These standards are the following [Art. 150. Reglamento Ley
General de Electricidad, 2007]:

a) 59.85 to 60.15 Hz for 99.0% of the time

b) 59.75 to 60.25 Hz for the 99.8% of the time

c) The equipment system shall be designed to tolerate transient
frequency of at least +3 and -2 Hz

A poor rules, regulation and operation of this service has caused various
discussions, thesis and proposals [eg Alexis Vasquez 2010 thesis and the various
proposals on the industry regulations table] in order to improve the economics and
regulatory aspects of this important and needed Ancillary Services.

In this thesis, is specifically addressed the regulatory aspects and
mechanisms of compensation and monitoring of the provision of this important
service that is frequency regulation. Analyzing the regulatory system currently used
and comparing it with other international systems, the existing constraints are
determined as also are highlighted the advantages possessed by the current
system. After reviewing the strengths and weaknesses of the regulatory system for
frequency regulation a proposal is made for a mechanism that is compatible with
the reality of the Dominican energy sector.
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1.0 REGULACION DEL SECTOR ELECTRICO.

La regulaciéon del sector eléctrico tradicionalmente estaba basada en un
sistema de planificacion e intervencion estatal que ha sido aplicado con bastante
uniformidad en todo el mundo. En este sistema conocido como “tradicional” los
precios se fijan para cubrir los costos incurridos por las empresas eléctricas y las
inversiones, las cuales requieren la autorizacion del regulador o son directamente
planificadas por el estado.

En este modelo no existe un mercado eléctrico propiamente dicho y todas
las transacciones se realizan segun las reglas ya establecidas por el regulador. Su
regulacion en todo el mundo ha sido uniformemente la correspondiente a un
servicio publico prestado en condiciones de monopolio, verticalmente integrada.
Dentro de este esquema la relacion entre las empresas eléctricas han sido
generalmente de colaboracién voluntaria, concretdndose en multiples aspectos,
como la gestion conjunta de la regulacion de frecuencia o de las reservas de
operacion.

La regulacion “tradicional” del sector tiene las siguientes caracteristicas,
[Soler, 2001]:

» Se considera la electricidad como un servicio publico, con obligacion de
suministro por parte de los agentes y una ausencia de riesgo en sus
actuaciones, al estar sometidas por el estado.

» La planificacion y expansion del sistema se realiza de forma centralizada,
buscando la soluciéon de minimo coste.

» Laremuneracion de los agentes se realiza de forma regulada, sobre la base
de pagos administrativos.

» Integracion vertical de las empresas.

Segun plantea Damian Laloux®, fue en Chile, en el 1982, donde se inicia el
proceso a la liberalizacion del sector eléctrico, cuando se introdujo un enfoque
novedoso separando las actividades eléctricas mas basicas, permitiendo la
competencia entre generadores eléctricos segun sus costes de variables
declarados, acceso libre a la red y sistemas de peajes.

En los inicios de la década de los 90, el sector eléctrico, tuvo otra
transformacion semejante pero aun mas radical en los paises como Inglaterra y
Gales, Argentina y Noruega. Unos afios después los paises como Colombia,

! Véase, Damidn Laloux. Los Sistemas de energia, Universidad Pontificia de Comillas



Suecia, Finlandia, Australia, Perd, Ecuador, Bolivia, Espafa, Estados Unidos han
establecidos o estan inmersos en el proceso de establecer también marcos
regulatorios de libre competencia.

En Republica Dominicana el proceso de liberalizacion comenzo a finales de
los afios noventa y tuvo formalizacion oficial en el afio 2001 [125-01 Ley General
de Electricidad, Republica Dominicana, Julio 2001].

Este cambio de regulacion no surge de la nada. Este cambio surge, a parte
de los problemas que presentaba la regulacion tradicional, de los siguientes
elementos que influyeron:

» Insatisfaccion social con precios y costes que produce el enfoque
tradicional.

» Tendencia internacional a la liberalizacién de la economia.

» La creacion de nuevas tecnologias de generacibn mas econdmicas,
eficientes y competitivas.

» Desarrollo en las tecnologias de la informacién y telecomunicaciones.
» Interconexion entre sistemas eléctricos de distintos paises.

El cambio regulatorio se realiza con la intenciébn de mejorar los resultados
econdmicos del sector eléctrico y se busca reducir los costes y ajustar precios a
los costes. Para ello se crea un mercado eléctrico competitivo. El nucleo de ese
mercado eléctrico es un mercado mayorista, organizado generalmente a partir de
un mercado “spot” de electricidad en el que se producen transacciones a corto
plazo. De la mano del mercado “spot”, generalmente se establecen contratos de
medio y largo plazo de diversos tipos. Los agentes que pueden realizar
transacciones en estos mercados son los generadores, los consumidores
autorizados, diferentes categorias de empresas comercializadoras y, en los
contratos de medio y largo plazo que no especifican el origen o el destino final de
la energia, cualquier parte interesada.

Este tipo de liberalizacién del mercado exige separacion en las actividades
que conforman el sector eléctrico (Generacion, Distribucion, Transmision vy
Comercializacion) y la creacion de organismos independientes que sirvan para
operar y regular el sistema.

Generalmente las actividades estan conformadas de la siguiente manera:

o Generacion: en régimen de libre competencia, los agentes compiten por
vender por medio de contratos o en el mercado “spot”.
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Figura 1. Total de energia abastecida por empresa de generacién [Informe mensual Marzo 2012,
Organismo Coordinador del Sistema Eléctrico Interconectado (OC-SENI)]

o Transmision o transporte: Monopolio natural, por su caracteristicas
presenta economia de escala y se regula como tal.

o Distribucion: Monopolio natural, por sus caracteristicas presenta
economia de escala y se regula como tal.

o Comercializacién: Libre competencia, separada de la actividad de
distribucion. Esta actividad no tiene mucho auge en el mundo, se utiliza
principalmente en los paises europeos.

o Operador de Mercado: Organismo independiente encargado de
garantizar las transacciones econémicas.

o Operador de Sistema: Organismo independiente encargado de operar el
sistema, garantizando la seguridad de este.

o Regulador: Entidad independiente de todas las demés actividades, esta
encargada de que se cumplan las normas y reglamentaciones del
mercado eléctrico.

o Planificador: Entidad publica encargada de planificar la expansion del
sistema enfocada en conseguir la satisfaccion plena de la demanda a un
minimo costo.

Debido a la estructuras del mercado, sistema econémico, situacion social e
influencia del gobierno en el sistema eléctrico cada pais ha formado su propia
reforma de liberalizacion del mercado. Otros paises como Francia y Puerto Rico,
han optado por continuar con el método tradicional de regulacion.
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En resumen, la reforma de la regulacion en el sector eléctrico consiste en
separar las actividades de red de las que pueden realizarse en competencia e
introducir competencia en estas ultimas.

1.1  Servicios de Ajustes en los sistemas eléctricos.

Segun la historia, desde los afios 50 del siglo pasado se comenzo a discutir
el tema en los escritos de Leon K. Kirchmayer?, cuando existian ya en los
sistemas interconectados maquinas generadoras de muy diversas tecnologias,
pero no fue hasta los inicios de los 90 cuando el término “Ancillary Services” se
popularizo en el Reunido Unido, dicho término se trataba de englobar todos los
servicios y ajustes necesarios para garantizar y permitir el suministro de energia
eléctrica en condiciones de calidad, estabilidad y seguridad. La traduccién de la
terminologia es “Servicios Auxiliares” mas sin embargo este término no fue
utilizado por mucho tiempo en la industria eléctrico debido a que prestaba
confusién con lo que en la industria tradicional considera como servicios auxiliares
de la central, por ejemplo: refrigeracion, molinos, etc.

Otra interpretacion del término “Ancillary Services” fue la de “Servicios
secundarios”. Esta traduccion se considero valida por poco tiempo debido a que
presentaba también confusion por utilizarse ese adjetivo para referirse a un nivel
de control que se explicara mas adelante. Finalmente se opto por elegir la
terminologia de “servicios de ajustes” o “servicios complementarios”.

Estos servicios de ajustes tanto de transporte como de generacion son los
servicios asociados a la produccion, transporte y distribucion necesarios para
mantener la calidad, seguridad, economia y firmeza del servicio energético. No
obstante por las propias caracteristicas del servicio, estos son orientados al tiempo
real y sobre criterios de seguridad del sistema. Estos criterios de seguridad exigen
niveles minimos aceptables de variacién de las magnitudes de frecuencia y voltaje
en el muy corto plazo y corto plazo. Estos margenes varian de un pais a otro
dependiendo del tipo de sistema y el modelo regulatorio existente, mas sin
embargo los principios de eficiencia y seguridad de suministro no son variables.

Una manera que suele utilizarse para definir los servicios de ajustes es
como: “aquellas funciones realizadas por los equipos y el personal que genera,
controla y transmite la electricidad, y que sirven como soporte de los servicios
basicos de generacion, provision y entrega tanto de energia como de potencia.”
[Vergara 2000]

Normalmente un sistema eléctrico bien estructurado, esta dotado del
denominado control tensidn-reactiva (V/Q) para mantener las tensiones de los
nudos de la red de transporte dentro de margenes aceptables. Este control posee
una jerarquizaciéon con el fin de optimizar los recursos:

2 Vease, Leon K. Kirchmayer. Economic Operation of Power Systems
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» Control primario: Se trata de un control automético y local gobernado por el
AVR (Automatic Voltage Regulator). Este regulador controla la tensién en
bornes del grupo, actuando sobre la excitacion de la maquina con el fin de,
variando la potencia reactiva generada, devolver la tension a su valor de
consigna. Se trata de un control practicamente instantaneo.

» Control secundario: Se trata de un control automatico y zonal, que calcula y
envia cada pocos segundos, una consigna de tension a los grupos que
disponen de AVR. La consigna se calcula con criterios de seguridad en la
explotacion del sistema. A diferencia del control secundario frecuencia-
potencia, este mecanismo de control no esté instalado en la mayoria de los
sistemas eléctricos.

» Control terciario: Se trata de un control centralizado y manual, donde el
Operador del Sistema, con una cadencia de horas, determina las tensiones
de referencia mediante un compromiso técnico-econémico.

Es comun que se denomine como reserva o banda “de generacion” a la
maxima potencia reactiva que el grupo puede generar, mientras que la maxima
potencia que el grupo puede absorber se denomina reserva o banda “de
absorcidn”. Las reservas o bandas de reactiva se expresan en MVAr.

Al igual que para el control de la tension y la potencia reactiva en un
sistema eléctrico, para el control de la potencia activa y frecuencia, en un sistema
bien estructurado o “maduro” esta implementado el denominado control frecuencia
potencia (f/p). Dicho control trata de nivelar en todo momento la potencia
mecanica que reciben los alternadores con la potencia eléctrica demanda por el
sistema. Segun el tiempo de actuacién se estableces 3 niveles jerarquicos de
control:

» Control primario: Se trata de un control automatico y local proporcionado
por los reguladores de velocidad de los grupos generadores. Los
reguladores controlan la frecuencia en bornes del grupo, y actian sobre la
valvula de control del flujo masico a la turbina: cuando detectan un
decremento de frecuencia respecto a su valor de consigna aumentan la
apertura de la valvula, procediendo de forma contraria ante un incremento
de la frecuencia. El tiempo de actuacion de este control se sitlla en escasos
segundos.

» Control secundario: Se trata de un control automético y zonal,
proporcionado por el AGC (Automatic Generation Control), que envia
sefiales a determinados generadores de la zona de control, con el fin de
realizar el seguimiento de cargas, recuperar la frecuencia al valor de
consigna y reponer las actuaciones del control primario (incluida la
recuperacion de intercambios). El tiempo de actuacion de este control se
sitla entre 5y 15 minutos.
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» Control terciario: Se trata de un control manual y zonal, proporcionado por
el Operador del Sistema, que trata de reponer las actuaciones del control
secundario llevando al sistema a un punto de explotacién de minimo coste.
El tiempo de actuacion de este control se sitla a partir de los 15 minutos.

En la siguiente figura se ilustra de manera resumida la actuacion del
denominado control frecuencia-potencia:

_ 300s 200 s Potencia

mnercial
Reserva

r: primaria

Reserva

] . Isecundaria
tiempo

Potencia
fallada

Reserva
terciaria

Frecuencia

ACE $ -” Sefial de

control

Figura 2: Evolucion de la frecuencia y potencia ante una pérdida de generacion [Regulacion
mercado mayorista, Carlos Batlle].

Es importante destacar que la jerarquizacion de controles de frecuencia-
potencia (f/p) y tension-reactiva (V/Q), evoluciona de controles rapidos y pocos
inteligentes (primarios) a controles que necesitan mayor tiempo (terciario) pero
que suministran una solucién efectiva.

Existe un tercer servicio de ajuste, no menos importante, que pocas veces
se he mencionado o tratado, este servicio es el denominado “reposicién de
suministro”. Se trata de la capacidad del sistema de ser re-energizado ante un
cero de tensién. A estos efectos se dota a determinados generadores de
capacidad de arranque auténomo y a la red de transporte de equipos
sincronizadores. Bajo estos tres conceptos (control f/P, control V/Q y reposicién
del suministro), se engloban la mayoria de los servicios de ajuste. No obstante, la
nomenclatura y posibles subdivisiones en distintos servicios son diferentes en
cada pais.
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Las caracteristicas comunes de los servicios de ajustes son las siguientes:
» El suministrador principal del servicio es el parque de generacion.

> El establecimiento del volumen de prestacion del servicio es de
responsabilidad del Operador del Sistema.

» La prestacion de este servicio, supone un incremento de coste para
los agentes suministradores, y una disminucion en los costes de
explotacion esperados por el sistema.

» Estos servicios en un sistema liberalizados les corresponde un
mecanismo de compensacion y remuneracion.

A todo esto vienen las decisiones y la cuestiones del ente regulador sobre
los servicios ajustes. Las principales cuestiones y a las que les buscaremos
respuesta en la presente tesis son: “;Quién tiene la obligacion de prestar el
servicio?” “;Como se remunera el servicio?”

1.2 Objetivos y presentacion de la tesis

De manera general, nuestro principal objetivo es analizar detalladamente el
mecanismo regulatorio existente en el sistema eléctrico de la Republica
Dominicana para la Regulacion de Frecuencia, destacando las dificultades
existentes para la remuneracion, participacion y fiscalizacion del servicio para
poder proponer un nuevo mecanismo adaptado a la realidad de nuestro sistema
eléctrico.

Otros objetivos mas especificos son los siguientes:

1. Analizar lo estipulado en la Ley General de Electricidad y su respectivo
reglamento sobre el tema de Regulacién de Frecuencia.

2. Comparar las operativas reales con lo estipulado en el Reglamento.

3. Comparar la regulacion actual con las de otros paises que han solucionado
el problema.

4. Proponer un sistema de regulacion que optimice las sefiales econdmicas
que perciben los generadores por brindar los servicios auxiliares de
regulacion de frecuencia.

5. Proponer un método para la fiscalizacion de la prestacion del servicio.
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En la investigacion vincularan los métodos empiricos y tedricos del
conocimiento cientifico.

Teoricos

e EIl analisis y la sintesis, para el estudio de las informaciones y datos
obtenidos, asi como de los fundamentos de la literatura cientifica sobre el
tema.

e Induccion y deduccién, para el estudio de los conceptos claves en sus
relaciones y generalizaciones de ideas.

e Lo histérico y lo logico, que permite sistematizar la historia del objeto de
estudio en sus aspectos nodales.

e Enfoque sistémico, posibilita la estructuracion armoénica y coherente de la
investigacion y en particular del disefio de sistema de acciones para la
regulacion de frecuencia.

Empiricos

e La observacion, que permite precisar las evidencias acerca de las
deficiencias en el sistema eléctrico dominicano.

e El estudio de fuentes documentales, tales como: consultas y analisis de los
marcos regulatorios de los servicios complementarios existentes en
distintos paises.

e La consulta a expertos, permitira someter al criterio de especialistas la
propuesta regulatoria determinada como resultado de la investigacion.

Poblaciéon y Muestra

Para la presente investigacibn se tomara como referente el analisis
comparativo de los sistemas regulatorios de regulacion de frecuencia vigentes en
diferentes paises y el existente en Republica Dominicana. El cual conducira a la
elaboracion de una propuesta de mecanismo de regulacién que optimice las
sefales enviadas a los agentes mayoristas.

En el capitulo 1 se aborda la fundamentacién tedrica de la regulacion del
sector eléctrico y de los servicios de ajustes. Ademas la presentacion de la tesis
con los objetivos planteados.

En el capitulo 2 se desarrolla los fundamentos de la literatura cientifica que
abordan los servicios complementarios de regulacion de frecuencia, regulacién de
voltaje y reposicién del sistema.

En el capitulo 3 se realiza el andlisis de las experiencias internacionales en
la solucion regulatoria para los servicios de ajustes, explicando la estructura de la
industria y funcionamiento del mercado.

En el capitulo 4 Se analiza los aspectos reglamentarios implementados en
Republica Dominicana para la prestacién del servicio de regulacion de frecuencia
y los distintos aspectos técnicos, econdmicos y regulatorios.
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En el capitulo 5 se elabora una propuesta para un nuevo sistema
regulatorio para el servicio de regulacion de frecuencia en Republica Dominicana,
gue contempla los diferentes aspectos del sistema.

Para el analisis cuantitativo se determina el algoritmo para la estimacion del
porcentaje 6ptimo de reserva para la regulacion de la frecuencia, que produzca el
costo minimo de operacion en el Sistema Eléctrico Nacional Interconectado
(SENI). Esto toma en cuenta el costo en funcién del porciento de regulacion,
combinando las curvas de sobrecosto del sistema por la reserva versus la del
costo de la energia no servida por no contar con la reserva.

2. SERVICIOS DE AJUSTES O COMPLEMENTARIOS

En el capitulo anterior se trato el proceso de liberalizacién del mercado y la
tendencia hacia una nueva reforma de regulacion de manera global. Se explicaron
los principios basicos de regulacidon y los aspectos relevantes que caracterizan la
reforma regulatoria del sector energético. También se realizo una breve
descripcion de los servicios complementarios, sus origenes y su importancia para
la seguridad del suministro.

En este capitulo se desarrolla los fundamentos de la literatura cientifica que
abordan los servicios complementarios de regulacion de frecuencia, regulacién de
voltaje y reposicion del sistema. Estudiaremos los conceptos tedricos mas
importantes asociados al servicio complementario de regulacion de frecuencia, no
sin mencionar la regulacion de voltaje y reposicion del sistema. Primeramente se
hace una pequefia resefia de los inicios de los servicios complementarios, los
diferentes tipos de servicios existentes y luego se pasa al desarrollo de los
aspectos técnicos relacionados.

Como ya se ha mencionado anteriormente, en todo el mundo la industria
eléctrica ha sufrido una gran reestructuracion. Esta reestructuracion, iniciada en
Chile a inicios de los afios 80 del pasado siglo, y seguida luego por Inglaterra &
Gales, ha tomado diferentes formas en cada pais. En los diferentes paises la
reforma del sector energético plantea la separacién entre las distintas actividades
del mercado, como son: Generacion, Transmisién, Distribucion, vy
Comercializacion como negocios diversos.

Si realiza un analisis mas detallado de todas las reformas implantadas se
muestra que el sector de Transporte puede desagregarse aun mas en diversas
funciones y servicios, permitiendo su comercializacion o provisibn como productos
separados [VERGARA2000]. La mas comun desarticulacion de los servicios de
Transmisién corresponde a la separacion ya mencionada, entre los servicios
basicos del sistema y soporte a la Transmision, conocidos como Servicios
Complementarios.
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Los Servicios Complementarios son aquellas funciones desempefadas por
agentes Generadores Eléctricos, Transporte, Control del Sistema, equipos de
sistemas de Distribucion y personas para dar soporte a los servicios basicos de
capacidad de generacion, suministro de energia y entrega de potencia. La Federal
Energy Regulatory Commission (FERC) define los Servicios Complementarios de
la siguiente manera: “Son los servicios necesarios para garantizar la transmision
de energia eléctrica desde el vendedor hasta el comprador, con la obligacién de
ofrecer la seguridad y continuidad del servicio de transmision, para mantener un
funcionamiento fiable del sistema de transmision interconectado” [FERC 1995].

La mayoria de los Servicios Complementarios son recursos de energia,
potencia activa 0 potencia reactiva que se requieren para operar el sistema de
manera segura y confiable. La FERC identifico seis servicios auxiliares: Control de
potencia reactiva y tension, compensacion por perdidas, programacion y
despacho, variacién de carga, proteccion del sistema y desbalance de energia
[FERC 1995]. Mas adelante a este estudio Erick Hirst y Brendan Kirby en sus
investigaciones determinaron 19 Servicios Complementarios adicionales.

Para identificarlos de una manera mas facil, estos servicios son clasificados
por actividades (Generacion, Distribucién, Transporte, Comercializacion)
[KIRBY&HIRST 1996]. En nuestro caso nos concentraremos en los Servicios
Complementarios de Generacion. La siguiente tabla muestra un resumen de los
distintos servicios complementarios.

Servicio Complementario

Descripcion

Automatic Load Shedding Service

Provision de mecanismos de deslastre de cargas, con
el fin de permitir la recuperacion del sistema ante
reducciones bruscas en la generacion o incrementos
rapidos en la demanda.

Energy Imbalance

Suministro del déficit o exceso de energia causado por
el ajuste entre la programacion de energia y la
explotacion real.

Frecuency Regulation

Provision de los mecanismos de control y capacidad
de generacién para responder y corregir la frecuencia
del sistema.

Load Following

Provision de suficiente capacidad de generacion para
seguir las variaciones de la carga en tiempo real.

Non-spinning reserve

Provision de capacidad de generacion que puede ser
puesta en funcionamiento en el corto plazo. (Reserva
fria)

Operation Reserve-Supplemental

Provisién de capacidad de generacién no sincronizada
gue puede estar en funcionamiento en el muy corto
plazo (Reserva caliente)

Reactive Supply and Voltage Control
from Generation Sources Service

Control en tiempo real de las tensiones de los nudos
de generacién, mediante la variacion de la potencia
reactiva.

Real Power Losses Compensation

Provision de potencia activa con el fin de compensar
las pérdidas de transporte
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Restoration Service

Provision de capacidad de restablecimiento del
servicio, ante la aparicion de un Black-out

Spinning Reserve

Provision de generacidon acoplada, para compensar
reducciones imprevistas en generacion o incrementos
de demanda (Reserva rotante)

Time Error Correction

Provision de mecanismos de control y capacidad de
generacion para modificar el programa de generacion.

Tabla 1. Servicios Complementarios asociados a Generacion, [SOLERO1]

En la practica no existe diferencias entre la reserva caliente, rotante y la
participacion de la carga en tiempo real (load following, que entra a ser parte de la
rotante sin distincion), todo esta capacidad, por encima de la carga del sistema en
un momento determinado, se engloba bajo el término de reserva caliente o
rotante. No es usual en la operacién de un sistema el mantener plantas rotando
sin sincronizar por razones econdémicas y técnicas, estas Ultimas relacionadas con
lo transitorios al tomar la carga desde cero, este estado es una etapa transitoria
cuando se dispone la entrada de una planta por un aumento previsto de la carga o
demanda del sistema, de acuerdo a la experiencia acumulada en la operacion del
mismo por el operador del sistema.

Alvarado (1996)% clasificalos servicios auxiliaresa lo largo de tres
dimensiones: Potencia Real vs Potencia Reactiva, el tiempo y los seguros. Los
Servicios de Potencia Real incluyen la regulacion de frecuencia, los horarios
de rampa, el desequilibrio de la energia, la compensacioén por pérdidas, y el unit
commitment. Los servicios de Potencia Reactivade energiaincluyen la
regulacion de voltaje, la conmutacion de condensadores, y la programacion del
generador. Sus dimensiones temporales son instantaneos (hasta unos pocos
segundos), rapido (hasta varios minutos) y lenta (hasta varias horas). La tercera
dimensién, los seguros, reconoce que los recursos deben estar disponibles para
proteger contra las contingencias.

Segun la estructura organizacional de la reforma del sector que se adopte,
los Servicios Complementarios pueden ser transados por el Operador del Mercado
o por el Operador del Sistema y también esta provision puede ser efectuada en
forma agregada o desagregada. En el Reino Unido, el Operador del Sistema
procura estos servicios y los carga a los agentes del sistema, por otro lado en
Estados Unidos el Operador del Sistema ofrece de forma desagregada algunos
Servicios Complementarios, de tal forma que los agentes puedan proveerse de
estos.

Existen otros casos en que los agentes no pueden o se rehulsan
autdbnomamente a proveerse de estos servicios, el Operador del Sistema debera
proveerlos de manera obligatoria, ofreciendo estos servicios por medio de
subastas competitivas en el mercado a corto plazo o determinando el precio a
partir de las consideraciones de los costos de operacion, costos variables u otros.
La manera mas comdn y mas utilizada en estos casos es ordenar los agentes

* [ALVARADO 96]
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proveedores del servicio segun sus costos y determinar la manera mas barata de
satisfacer la demanda garantizando la seguridad del suministro.

Los servicios complementarios estan estrechamente ligados a la produccion
de energia: tradicionalmente, la provision, adquisicién y remuneracion de éstos, ha
estado completamente integrada en la actividad basica de generacion de energia,
considerdndose consustancial con esta. Sin embargo, dentro del proceso de
liberalizaciébn que se ha comentado anteriormente, lentamente se va aceptando
que estos servicios requieren un mecanismo de provision y remuneracion propio,
gue permita minimizar los costes de explotacion esperados. El desarrollo de los
modelos regulatorios de estos servicios es responsabilidad del Regulador. Este a
su vez suele delegarla en el Operador del Sistema, como agente independiente y
gran conocedor de la operacién y explotacion del sistema.

Dentro de los Servicios Complementarios que son suministrados por el
parque de generacion, nuestra tesis se concentra en el Servicio de Regulacién de
Frecuencia. Al igual que los servicios de Regulacion de Tension y Reposicion del
Sistema, el servicio de Regulacién de frecuencia se destaca por su impacto
monetario en las transacciones econdmicas del sistema y también se caracterizan
por ser servicios de compra obligatoria y en la cantidad necesaria para poder
cumplir los estandares exigidos por el ente regulador.

2.1 Regulacion de Frecuencia

La frecuencia de la onda de tension debe permanecer dentro de unos
limites estrictos para que el suministro eléctrico se realice en condiciones de
calidad aceptable. Variaciones de la frecuencia alejadas del valor nominal pueden
provocar el mal funcionamiento de diversos equipos industriales o domésticos. Por
ejemplo, algunos motores pueden verse forzados a girar a velocidades distintas de
aguella para que fueran disefiados, y relojes y automatismo que miden el tiempo
en funcion de la frecuencia de alimentacion pueden adelantarse o atrasarse. Con
el fin de evitar estos problemas se ha dotado a los sistemas eléctricos el
denominado control frecuencia — potencia (f/p). Desde el punto de vista del control,
se pueden establecer tres grandes blogues de servicios en funciébn de su
utilizacién en el lazo de control primario, secundario o terciario.

Las razones principales para que exista un control de la frecuencia en los
sistemas eléctricos de potencia en sentido general son [VASQUEZ 2010]:

e Lacontinuavariacion de la carga

Se debe al comportamiento aleatorio de las cargas individuales del sistema,
0 a la continua inserciébn o desercién de las mismas, lo cual provoca
desbalances constantes entre la generacion de electricidad y su consumo,
trayendo como resultado desviaciones a la frecuencia.

Las desviaciones de en la frecuencia a su vez influyen en el consumo de
ciertas cargas, provocando un efecto en cadena que tiende a estar en
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consonancia al comportamiento de la frecuencia. A este efecto se le ha
denominado amortiguamiento de la frecuencia o autorregulacion. Este sirve
de contrapeso natural para contrarrestar las variaciones de frecuencia,
reduciendo o aumentando la potencia consumida en las cargas.

e Eventos imprevistos

La ocurrencia de fallas en las redes de transporte o distribucion, y la salida
intempestiva de un generador o una carga, son eventos esporadicos en los
sistemas eléctricos. Estos eventos conllevan consecuencias muy severas
gue requieren de un conjunto de controles y protecciones que minimicen los
riesgos a dafios asociados. Un sistema que se encuentre con desviaciones
pronunciadas y constantes en su frecuencia posee mayor probabilidad de
colapsar ante un evento de estos.

e Reduccion o salida de generacién.

Uno de los efectos producido por la baja frecuencia en situaciones
prolongadas en la reducciéon de la capacidad de generacién, ya que esta
produce sobrecalentamientos por ventilacion reducida, al reducir su
velocidad en funcion de la frecuencia, perdida de presién en compresores y
sistemas de enfriamiento. Sin embargo estos efectos dependen del tipo de
tecnologia del generador, siendo mas vulnerables las turbinas de vapor y
las menos afectadas las hidroeléctricas.

e Limitacién por tecnologias de generacion.

Como se comento, las turbinas de vapor son las mas vulnerables a los
cambios de frecuencia. La frecuencia en la que cada turbina empieza a
fallar depende del disefio y tamafio, pero cuando se esta operando en plena
carga se coloca un limite maximo de operacién por encima del cual pueden
ocurrir fallas. Es por esto que la vida util de operacién a carga maxima de
este tipo de tecnologia suele presentarse en funcién de frecuencia.

2.1.1 Regulacion Primaria de Frecuencia (RPF)

La Regulacion Primaria de Frecuencia actia a nivel de la unidad de
generacion y comprende la accion automatica de los reguladores de velocidad.
Su funcion principal es tratar de modificar automaticamente la generacion en
forma rapida absorbiendo los desbalances de potencia provocados por
perturbaciones en el sistema (variaciones de la demanda o salidas de servicio
intempestivas de generadores).
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Caracteristicas de la Regulacion Primaria de Frecuencia:

» Debe ser una accion de control rapida tendiente a equilibrar los
apartamientos de generacion respecto del despacho previsto, producidos
principalmente por los requerimientos variables de la demanda.

» Es una accién de control local, cada unidad dispone de un regulador de
velocidad, que controla la velocidad de rotacion en el eje del generador y
actla sobre las valvulas de admision de vapor a la turbina en las centrales
térmicas turbo vapor, en valvula de admision de combustible en las
térmicas turbo gas y en los distribuidores (controlan el caudal y direccién
del flujo de agua) en las centrales hidraulicas.

» Es un control de caracteristica proporcional. Luego de su actuacion queda
una desviacion de frecuencia que asegura la distribucién de la variacion de
carga entre las distintas unidades.

» La actuacion de la Regulacion Primaria de Frecuencia es rapida, utiliza
reserva rotante de segundos para restablecer el balance de potencia, su
accion se debe completar en menos de 30 segundos.

» Las unidades deben ser capaces de tomar y liberar carga rapidamente

» La unidad, por estar sometida a solicitaciones continuas de mayor y menor
generacion, debe satisfacer requerimientos técnicos exigentes y disponer
de una habilitacion especial.

» Las unidades deben tener disponibilidad de reserva rotante para modificar
rapidamente su generacién. Margen de reserva rotante para RPF: 5% en
las térmicas, 10 % en las hidraulicas, por la velocidad de actuacion.

En 1975 el ingeniero escocés James Watt establecid los principios basicos
y fundamentales para el control frecuencia-potencia. Watt, desarrollo un regulador
centrifugo destinado a la maquina de vapor, que permitia controlar de manera
automatica la entrada de vapor en la maquina, con el propdsito de responder a los
cambios o variaciones de la potencia demandada [Marshall 2001]. Una nueva
version (electronica) de este dispositivo, es instalado en casi todas las turbinas de
centrales eléctricas.

Los reguladores sincronicos no pueden ser utilizados cuando dos o mas
unidades conectadas a un mismo sistema, debido a que cada generador deberia
tener con precision la misma velocidad de referencia. En caso contrario si sus
frecuencias de referencia difieren levemente cada uno trataria de controlar la
frecuencia del sistema con su propia referencia, pudiendo conducir a situaciones
de oscilacion en la generacion.
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Para que exista una distribucion estable de cargas entre generadores
conectados en el sistema, se debe proveer a los reguladores con una
caracteristica de regulacion tal que cuando la frecuencia caiga la generacion

aumente. La caracteristica de

realimentacioén al integrador.

Valve/gate

Steam/water ——f

Turbine

AY

Shaft

Integrator — K

To generator

Speed ref. o,

R

Figura 3: Regulador de velocidad con retroalimentacién de estado estacionario.

regulacion se obtiene agregando un lazo de

La funcion de transferencia del regulador se reduce a la forma siguiente.
Este tipo de regulador se caracteriza como un controlador proporcional con

ganancia 1/R.

Aw,

AY

R

Block diagram with steady-state feedback

Aw

1
R

1

1+5Tg

Reduced block diagram

AY

Figura 4: Diagrama de bloques de un regulador de velocidad con estatismo permanente.
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Cuanto menos sea el estatismo R y cuanto menor sea la constante de
tiempo de toma de carga por parte del generador, el esquema de control de la
figura anterior serd mas eficiente. Ante un evento de pérdida de generacion con
estatismos altos se presentara una desviacion mayor de frecuencia estacionaria.
Para poder regular frecuencia en el sistema se requiere que los generadores
cuenten con un esquema de control como el antes indicado y que ademas su
consigna de despacho incluya un margen de reserva para regulaciéon de
frecuencia, es decir tiene que ser despachados en cada momento a una potencia
inferior a su potencia méaxima, para permitirles incrementar su potencia en caso de
que el regulador asi lo requiera [VASQUEZ 2010].

Las caracteristicas de la respuesta de los Reguladores Automaticos de
Velocidad (RAV) de las unidades dependen de muchos factores tales como:

Tipo de unidad de Generacién.

Tipo de combustible utilizado.

Tipo de control de la planta.

Punto de operacion, frecuentemente la capacidad de una unidad
para responder es diferente de acuerdo al punto de operacién, por
ejemplo, unidades operando con las valvulas totalmente abiertas no
pueden responder a sefiales de generar mas potencia.

5. Acciones del operador, por ejemplo, traba del RAV.

PwpnPR

La siguiente figura muestra la caracteristica de un control primario donde se
distingue la relacion frecuencia-potencia en régimen permanente:

Frecuencia
A

Frecuencia
en vacio

Frecuencia
nominal

Frecuencia a
plena carga

: : > Potencia
\_,1,41
APy

Figura 5: Caracteristica de un RPF con estatismo. Fuente Organismo Coordinador del Sistema
Eléctrico Nacional Interconectado.

Estos tipos de controles que poseen retroalimentacion, pueden ser
modelados por simulaciones en modelos computacionales. Por este medio es
posible determinar las reservas que requiere el sistema haciendo un analisis
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probabilistico de las perturbaciones del mismo distribuyendo la reserva entre todas
las unidades disponibles, asegurandose de que la reserva asignada a cada unidad
no exceda la capacidad de respuesta de dicha unidad al transitorio de frecuencia
resultante de la perturbacion evaluada.

En lo referente a los mecanismos de provision, el servicio complementario
de reserva primaria, tradicionalmente se ha considerado como un servicio de
prestacion obligatoria por parte de los agentes suministradores. No obstante,
determinados sistemas como el espafiol o el argentino permiten la transferencia
de esta obligacibn entre agentes suministradores a precio libre, previa
comunicacién del acuerdo al Operador del Sistema.

En cuanto a la remuneracion del servicio, Argentina y Noruega establecen
pagos administrativos a los suministradores, mientras que sistemas como el
espafiol y el californiano no estipulan ningun tipo de compensacion.

La magnitud de reserva que requiere el sistema debe basarse en la
determinacién de la energia regulante 6ptima, la que resultara de una solucion de
compromiso entre los mayores costos de produccion derivados de la operacion del
parque de generacion fuera del 6ptimo econdémico, para mantener suficientes
reservas para regulacion primaria de frecuencia, y los costos evitados de energia
no suministrada de corta duracion, incurridos en caso de no contar con esa
reserva. La construccién gréfica de lo mencionado, corresponde a dos curvas
opuestas en crecimiento y parametrizadas en funcién del porcentaje de reserva,
que identifican sobrecostos de produccién y costos de energia no suministrada.
[MIRANDA 2007]

SA

Minimo Costo => Resena
Optima para CPF

Sobrecostos de
Produccion

Costo de Energia
no Suministrada

| |
I I e
%RPF

Figura 6: Optimo de reserva primaria. [MIRANDA 2007]

25



En una forma mas general y numérica, lo que se busca es lo siguiente:

Minimizar {[Sobrecostos de Operacién] + [Costos de Energia no
suministrada]}

Donde los costos involucrados, son los siguientes:

v' Sobrecosto de Produccion en funciéon del incremento de reserva para
regulacion primaria de frecuencia (RPF).

v Costo de la Energia No Suministrada por la salida intempestiva de grupos
generadores o fallas simples de lineas.
Los principales indicadores que se utlizan para evaluar la calidad de
servicio en lo que respecta a la Regulacion Primaria de Frecuencia son: Estatismo,
Tiempo de Establecimiento y Banda Muerta.

El Estatismo, es la relacion de un cambio en la produccién de potencia del
generador ante un cambio de la frecuencia del sistema al cual esta conectado.
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Figura 7: Relacién de un cambio de potencia ante un cambio de frecuencia. Autor desconocido.

El tiempo de Establecimiento, es el tiempo que tarda la potencia mecanica
de la unidad en ingresar a la banda de 10% del valor final ante una variacion en la
frecuencia tipo escalon.
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Figura 8: Tiempo de Establecimiento.

La Banda Muerta, es la banda de variacion de frecuencia alrededor de la
nominal que no produce cambios en la potencia mecénica de la unidad. La misma
puede ser programada para evitar oscilaciones de las valvulas de control o estar
presente en los actuadores.

2.1.2 Regulacion Secundaria de Frecuencia (RSF)

La Regulacion Secundaria de Frecuencia es la accion manual o automatica
sobre los variadores de carga de un grupo de generadores dispuestos para tal fin,
gue compensan el error final de la frecuencia resultante de la Regulacién Primaria
de Frecuencia. Su funcion principal es absorber las variaciones de la demanda
con respecto a los valores pronosticados para el sistema eléctrico en régimen
normal. Dichas variaciones habran sido absorbidas en primera instancia por las
maquinas que participan en la Regulacién Primaria de Frecuencia. La Regulacién
Secundaria de Frecuencia permite llevar nuevamente a dichas maquinas a los
valores asignados por el despacho, anulando asi los desvios de frecuencia al
producirse nuevamente el balance entre generacion y demanda.

En sistemas interconectados con dos o mas areas controladas en forma
independiente, ademas de controlar la frecuencia, la Regulacion Secundaria de
Frecuencia debe controlar dentro de cada area la generacion de manera de
mantener las potencias de intercambio programadas.

A continuacion se enumeran las caracteristicas fundamentales de la RSF:

1. Para anular la desviacibn de frecuencia se utiliza un controlador de
caracteristica proporcional integral (PI).
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2. En base a un despacho econdmico se distribuye la variacion de carga entre
las unidades que participan en la RSF.

3. Permite que las unidades que regulan primario vuelvan a su valor inicial de
generacion, restituyendo la disponibilidad de reserva de generacidon para
participar en la regulaciéon primaria.

4. La accion de control sobre los variadores de carga de los generadores es
originada en un Centro de Control (telemando) partiendo de mediciones de
frecuencia en la red y de mediciones de flujo de potencia activa por las
interconexiones (telemediciones).

5. Su tiempo de respuesta es del orden de varios minutos para, de ser posible
de acuerdo a la magnitud de la perturbacion, recuperar el valor nominal de
la frecuencia.

6. Controla la componente lenta de la frecuencia.

7. Su accion se establece en tiempos del orden de varios minutos para
acciones manuales y de un minuto o dos para acciones automaticas, estas
dltimas se denominan Control Automético de Generacién (Automatic
Generation Control - AGC).

El control secundario comenzé a utilizarse en los sistemas eléctricos
alrededor de los afios 60 del pasado siglo, debido a la creciente interconexion de
las redes de transmision, con el objetivo de aumentar la seguridad y eficiencia de
la explotacién del sistema. Esta integracion de sistemas provoco que se instaurara
un control automatico de generacion denominado AGC, para garantizar el correcto
seguimiento de cargas, la recuperacion de la reserva primaria invertida y que
mantuviera los intercambios de potencia en los valores programados [SOLER
2001].

Con la accién de la regulacién primaria de frecuencia, un cambio en la
carga del sistema resultara en una desviacion de la frecuencia de estado
estacionario, dependiendo de la caracteristica de estatismo de los reguladores y
de la sensibilidad a la frecuencia de la carga. Todas las unidades de generacién
con regulador de velocidad contribuiran al cambio general de generacion,
independientemente de la localizacion de la variacidon de la carga. La restauracion
de la frecuencia del sistema al su valor nominal requiere una accion de control
suplementaria o secundaria la cual ajusta la referencia de carga por medio de los
variadores de velocidad. Por lo tanto, los medios basicos de control de la potencia
de impulso para compensar las variaciones en la carga del sistema en la forma
deseada se realiza a traveés del control de las referencias de carga de las unidades
de generacion seleccionadas. Dado que la carga del sistema esta
permanentemente cambiando, es necesario cambiar la potencia entregada por los
generadores en forma automatica. En un sistema eléctrico aislado no es necesario
mantener los flujos de potencia programados con ningun area vecina, por lo que la
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anica funcion del control secundario es restaurar la frecuencia de referencia. Esto
puede conseguirse afadiendo una accion de control suplementaria sobre la
frecuencia en al menos uno de los generadores del sistema [LADESMA 2008].
Ante cualquier variacion de carga la regulacion secundaria es mas lenta que la
regulacion primaria, por lo que puede considerarse que actla una vez que esta se
ha estabilizado. Al devolver la frecuencia del sistema a su valor de referencia la
regulacion secundaria restaura automaticamente la generacion de todas las
plantas que Unicamente participan en la regulacion primaria.

Los objetivos primarios del control automatico de generacion (AGC) son:
participara de la RSF controlando la frecuencia en un valor nominal especificado y
mantener el intercambio de potencia entre areas de control en los valores
pronosticados, ajustando la potencia entregada por los generadores. Esta funcion
es normalmente referida como control de carga-frecuencia (LFC). El objetivo
secundario es distribuir el cambio requerido degeneracién entre unidades
minimizando los costos de operacién; para ello se utiliza el denominado Despacho
Econdmico en tiempo real.
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Figura 09: Control Automatico de Generacion por parte de un Unico generador. [LADESMA 2008]

El control secundario debe realizarse de forma centralizada. En caso
contrario los generadores competiran entre si para alcanzar la frecuencia de
referencia y el sistema de control seria inestable. Por tanto, existe un Unico lazo de
regulacion, situado en un despacho de control, que mide la frecuencia, y que emite
a todas las unidades que participan en la regulacién secundaria las consignas de
variacion de generacion.

Resulta habitual (Espafa y California) que los mecanismos de provision de
reservas secundarias se basen en ofertas de suministradores de cantidad y precio,
gue son aceptadas (empezando por la mas barata) hasta cubrir el nivel de reserva
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establecido. La oferta mas cara de las admitidas determina el precio al que se
remunera a todos los agentes suministradores. Otros sistemas, como el inglés,
adquieren la reserva secundaria mediante contratos privados de largo plazo
establecidos entre el Operador del Sistema (NGC) y los generadores. En general,
el coste del servicio es sufragado mediante un prorrateo del coste total entre los
consumidores, de forma proporcional a la energia consumida en cada periodo de
programacion.

El sistema del control automético de generacion posee los siguientes
aspectos técnicos que se deben tomar en consideracion:

e Filtrado del error de control de area: El error de control de area puede variar
rapidamente debido a variaciones aleatorias de la carga. Las unidades
generadoras no deben responder a estas variaciones rapidas. Para evitar
esto se aplica un filtro de error de control de area.

e Limites de variacion de potencia: El control de potencia debe respetar el
limite de variacidbn de potencia por unidad de tiempo de las unidades
generadoras.

e Frecuencia de ejecucion del control. La ejecucion del control automatico de
generacion no se realiza de forma continua, sino cada 2-4 segundos
aproximadamente. Esto quiere decir que el sistema de control envia una
sefal a las unidades generadoras para que modifiquen su produccién cada
2-4 segundos.

2.1.3 Regulacion Terciaria de Frecuencia (RTF).

Para que la regulacion secundaria sea efectiva, las unidades generadoras
de un sistema deben disponer de una reserva suficiente de energia lista para
compensar las variaciones de demanda. La Regulaciéon Terciaria tiene por objeto
la restituciéon de la reserva de regulacién secundaria que haya sido utilizada. Es
aportada mediante la actuacion manual de subida o bajada de potencia de las
centrales de generacion o de consumo de bombeo que la oferten al menor precio,
en el caso de energia a subir, 0 a un mayor precio de recompra en el caso de
energia a bajar.

El margen de tiempo en el que debe actuar la Regulacion Terciaria de
Frecuencia, alrededor de 15 minutos, hace dificil que unidades térmicas no
conectadas puedan participar, esto es debido a que la Regulacion Terciaria de
Frecuencia actla sobre generadores acoplados o no al sistema.

En principio, los generadores con margen de regulacion factible son los
principales suministradores del servicio, si bien las comercializadoras y los
grandes consumidores son también potenciales suministradores de estos
servicios, siempre que dispongan de las comunicaciones oportunas con el
Operador Sistema y puedan controlar el comportamiento de su demanda dentro
de los tiempos de respuesta exigibles para cada servicio. En cuanto al

30



establecimiento del volumen de capacidad, el Operador del Sistema define unos
valores de seguridad que permitan la recuperacion de la reserva secundaria
invertida en unos margenes de tiempo razonables. [BARQUIN 2009]

Matematicamente la Regulacion Terciaria de Frecuencia viene definida
como las acciones que tienden a anular la integral de las desviaciones de
frecuencia, que se visualiza como la diferencia entre la hora oficial y la sincronica.
El error del tiempo se define de la siguiente manera:

; 1
error de tiempo = --— | Af -dt
Jn
Iy

Para eliminarlo se utiliza la frecuencia de referencia distinta a la nominal,
cada vez que el error de tiempo supera el limite reglamentado.

Todos los servicios asociados al control terciario frecuencia-potencia suelen
ser adquiridos en régimen de mercado. En el sistema eléctrico espafiol, una vez
casado el mercado diario y el de reserva secundaria, las unidades de produccion
disponibles para atender el requerimiento de regulacion terciaria, presentan
ofertas en cantidad y precio de energia terciaria, tanto a subir como a bajar, para
cada uno de los periodos horarios del dia siguiente. Este servicio juega el papel de
un mercado en tiempo real de la energia, donde el OS asigna en tiempo real
determinadas cantidades de energia (a subir o a bajar), a partir de las ofertas
realizadas por los agentes.

En la siguiente figura se muestra graficamente las distintas etapas de la
regulacion de frecuencia.

Regulacion Regulacion
Secundaria Terciaria
& 4 4 4 4 4+ d==Tiempo
- 30 seg. 15 min. 60 min.

Figura 10: Etapas de la Regulacion de Frecuencia.
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2.2  Regulacion Voltaje

La Regulacion de voltaje es un requisito para el régimen de operacion
normal como para periodos en los cuales la tension presenta variaciones rapidas.
Se utilizan como soporte para el control de tension generadores, los equipos de
compensacion y otros elementos del sistema eléctrico de potencia.

El control de tensidon puede ser de accion sistemética o localizada. En el
primer caso el generador suministra la potencia reactiva segin su capacidad
frente a las necesidades del sistema de potencia. En el segundo caso, el
generador suministra parte de la potencia reactiva requerida para la carga, y en la
porcidn restante se obtiene de bancos de condensadores ubicados cerca de esta.

El problema de control de tension se le presento primeramente a Thomas
Edison, cuando este se encontré con problemas de tension en la alimentacién de
New York en corriente continua, cuando la demanda aumentaba. Para resolver
este problema Thomas Edison invento el primer sistema de control de tension
denominado “compundaje”, que mantenia la tension de fin de linea constante para
cualquier variacion de carga. Para el caso de la corriente alterna este controlador
es denominado control tension-reactiva, pues la variaciéon de la excitacion del
alternador acoplado a red tiene doble consecuencia: modifica la tension en bornes
del alternador y da lugar a una generacion y/o absorcion de reactiva.

Para poder operar un sistema de potencia en forma eficiente y confiable, el
control de tensién y potencia reactiva deben cumplir con los siguientes objetivos,
los cuales deberan tenerse en cuenta en los estudios que se realicen:

v' Garantizar que las tensiones en terminales de todos los equipos del
sistema estén dentro de los limites aceptables, en régimen normal y
transitorio, para evitar efectos adversos en su desempefio y evitar
posibles dafios.

v' Mejorar la estabilidad del sistema para maximizar la utilizacién del
sistema de transmision.

v" Reducir las pérdidas de potencia activa y reactiva al minimo, para
asegurar que el sistema de transmision opere eficientemente para
transferencias de potencia activa.

Cada participante del mercado tiene su propia funcion en lo referente a este
servicio, tanto en su suministro como en su uso, de modo que el establecimiento
de las reglas para su prestacion, requiere que se traten adecuadamente desde el
punto de vista de proveedores y usuarios.

En las ultimas décadas se han planteado estrategias de control jerarquizado
para el manejo de la potencia reactiva con el fin de controlar la tension. La

32



evolucion de esta estrategia ha llegado a plantear tres niveles de control
separados en espacio y tiempo:

e Control Primario o local: Mantener la estabilidad del sistema ante
perturbaciones transitorias, duracion 2 segundos. (AVR, SVC’s,
TCSC).

e Control Secundario: Control centralizado que requiere recibir y enviar
sefiales remotas, las cuales toman algunos segundo en dicho
proceso.

e Control Terciario: Tiene como objetivo determinar un perfil optimo de
tensiones del sistema y coordinar los controladores secundarios
cumpliendo con criterios de seguridad y econémicos.

Las particularidades de este servicio referentes a las distintas calidades de
regulacion y sobre todo al claro efecto local del servicio, han ocasionado que en
general no se hayan utilizado mecanismos de provision de reservas basados en el
mercado, sino basados en la obligacion del suministro (Espafia, Argentina,
California), dénde, se suele establecer una remuneracion administrativa por la
prestacion del servicio. Una excepcion es el sistema inglés, donde el ISO realiza la
provision del servicio a partir de contratos bilaterales de largo plazo con los
agentes suministradores.

2.3 Reposicion del Sistema

El Servicio Complementario de Reposicion del Sistema tiene por objeto
reponer el suministro en caso de una perturbacién de dmbito nacional o regional.
Se basa en la capacidad que tienen determinados grupos generadores para
arrancar sin alimentacion exterior en un tiempo determinado tras un cero de
tension general en la instalacion y mantenerse generando de forma estable
durante el proceso de reposicion del servicio, 0 bien de mantenerse en
funcionamiento en isla sobre sus servicios auxiliares, preparados para servir de
punto de envio de tension y energizacién tras la perturbacién. Este servicio
complementario esta aun en fase de desarrollo.

En la actualidad, las mejoras introducidas en el control frecuencia-potencia,
en el control tensién-reactiva y el creciente grado de interconexion ha permitido
reducir el nimero de unidades con capacidad de arranque autbnomo, si bien su
papel para la seguridad sigue siendo fundamental. El servicio de reposicién es
prestado Unicamente por los generadores y suele estar inmerso dentro de los
denominados planes de reposicion del suministro, que afectan también al conjunto
de elementos que componen la red de transporte. Estos planes se disefian con el
fin de garantizar la reposicién del suministro en un periodo de tiempo razonable.
Tradicionalmente, estos planes permiten establecer con qué centrales se debe de
proveer el servicio, estableciéndose habitualmente una compensacién econémica
fijada por el Regulador.
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Una vez visto los 3 servicios complementarios mas importantes podemos

clasificar tres tipos de costos incurridos para su prestacion:

1. Capacidad Instalada: Capacidad potencial de prestar el servicio. Es un

coste de inversion.

2. Capacidad Operativa: Capacidad real para prestar el servicio. Es un coste

de oportunidad (redespachos y perjuicios econémicos)

3. Uso: Asociado a perdidas de eficiencia, con equivalente en los costes

variables de la energia.

Capacidad Instalada

Servicio Complementario Costes asociados Valor
Reserva primaria - Regulador de velocidad 95%
Reserva secundaria - Instalacion del AGC y Comunicaciones con el OS 5%
Reserva terciaria - 0%
Control de tensiones - Sobredimensionamiento del conjunto alternador-transformador 65%
- Comunicaciones con el OS
Reposicion del servicio - Instalacion de grupos electrogenos, baterias... 90%
Capacidad Operativa
Servicio Complementario Costes asociados Valor
Reserva primaria - 5%
Reserva secundaria - Lucro cesante por redespachos 75%
- Perdida de eficiencia asociada al redespacho
Reserva terciaria - Lucro cesante por redespacho (Poco habitual) 10%
- Pérdidas de agua en valvula de mariposa (Poco habitual)
Control de tensiones - Lucro cesante por redespacho (Poco habitual) 5%
Reposicion del servicio - Costes de mantenimiento 10%
Uso
Servicio Complementario Costes asociados Valor
Reserva primaria - 0%
Reserva secundaria - Coste vanable o lucro cesante 20%
- Pérdida de rendimiento estatico y dinamico
- Mayores costes de mantenimiento
Reserva terciaria - Coste variable o Lucro cesante 90%
Control de tensiones - Incremento de pérdidas en alternador-transformador 30%

Reposicion del servicio

Figura 11: Costes Servicios Complementarios. [BARQUIN 2009]

2.4  Costos asociados a la Regulacion de Frecuencia

Las prestaciones de los servicios de ajustes conllevan distintos costes
dependiendo del servicio que esta siendo otorgado por el generador. En el caso
de la regulacion de frecuencia se pueden distinguir claramente tres (3) productos
asociados a la prestacion del servicio [BARQUIN 2009]. Estos productos son los
siguientes:
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1. Capacidad instalada: Se basa en la capacidad potencial del agente
de prestar el servicio y se expresa en MW. Este coste radica en la
realizacion de las inversiones necesarias para asi tener la capacidad
potencial de otorgar el servicio. Este coste tiene su equivalente en el
mercado de energia, en los costes de instalacion de la planta
generadora. Se considera como un coste fijo.

2. Capacidad operativa: Consiste en la capacidad real del generador
para otorgar el servicio en determinadas condiciones de explotacion
y su unidad de medida es MW. Este coste generalmente es asociado
a la realizacién de redespachos en las unidades generadores y los
males economicos que estos dan a lugar. Se considera como un
coste variable de energia.

3. Uso: Este producto consiste en la utilizacién en tiempo real de la
capacidad operativa, su unidad de medida es en MWh. Este coste se
asocia a perdidas de eficiencia, producto de la utilizacién de la
capacidad operativa. Se considera un coste variable de energia.

En el caso de los generadores que aportan el servicio, el hecho de brindar
soporte de regulacion primaria, distingue en primera instancia los costos fijos
correspondientes al capital de inversidbn en las unidades de generacion que
proveen el servicio. Ademas de los costos variables, principalmente concentrados
en el incremento de los costos de operacién y mantenimiento, una reducciéon de
eficiencia y la disminucion del tiempo de vida util, se observa un principal aporte
de los costos de oportunidad debido a la disminucion de potencia generada,
ingresos que se dejan de percibir por el hecho de brindar soporte al sistema.
[RAINERI 2006]

Para el Regulacion Secundaria de Frecuencia al igual que en la regulacion
primaria, se distinguen costos fijos involucrados preferentemente con la puesta en
servicio de la tecnologia AGC y costos de oportunidad ligados con la disminucién
de ingresos por ventas de energia. El coste del uso neto de secundaria, resulta
bastante reducido, pues la aleatoriedad de los desequilibrios y la rapido reposicion
de esta con el servicio de reserva, da lugar a un valor bastante reducido.

Para el servicio de Regulacién Terciaria de Frecuencia, el producto uso es
el que da lugar a la mayor parte del coste incurrido en la prestacion del control
terciario de frecuencia, esto es debido a que el uso se define como la diferencia
entra el valor de la energia programada y la energia que realmente se ha
despachado. Esta particularidad permitira simplificar mucho los modelos de
provision de este servicio, al permitir ser tratado como un mercado de la energia
de corro plazo.
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La siguiente tabla detalla los costes asociados a la Regulacion de
Frecuencia y el peso que posee cada producto.

Servicio
. Producto
Complementario
Capacidad Instalada Capacu:!ad Uso
Operativa

Regulacién Primaria de Frecuencia 95% 5% 0%
Regulacion Secundaria de Frecuencia 5% 75% 20%
Regulacion Terciaria de Frecuencia 0% 10% 90%

Tabla 2: Costes Servicios Regulacion de Frecuencia.

En esta tabla es facil apreciar que él en el servicio de control primario el
principal coste radica en la capacidad instalada, por lo que se recomienda una
remuneracion de largo plazo. Para el servicio de control secundario se observa
gue el mayor coste se encuentra en capacidad operativa del agente, esto indica
que debe asignarse un modelo de corto plazo, similar a la utilizada en la
programacion de energia. En el tercer caso tenemos el control terciario, el cual
tiene su mayor coste en el uso, por lo que el modelo regulatorio debe ser asignado
al muy corto plazo.

Existen dos enfoques fundamentales para reconocer estos costes, los
cuales se detallan a continuacion:

i.  Mecanismos de mercado: Se estipulan en torno al producto de mayor
coste esperado, el cual se denomina producto principal. Este
esquema es similar al empleado en los mercado de energia, donde
se establece un mecano al por mayor de la energia.

ii. Pago Administrativo: El regulador puede establecer un pago por
otros productos, con el fin de enviar determinadas sefiales.
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3. MODELOS REGULATORIOS DE SERVICIOS DE
AJUSTES: REGULACION DE FRECUENCIA

El mercado de servicios de ajustes presenta ciertas caracteristicas técnicos-
econOmicas que lo diferencia del mercado convencional de energia. Algunas de
estas caracteristicas son las siguientes:

1. La mayor parte de los costes del servicio estan asociados a la
capacidad. Por lo que utilizar un mecanismo de remuneracion
basado en el uso, acrecentaria los riegos de recuperacion.

2. No existen agentes demandantes de estos servicios, lo que significa
gue no existen ningun tipo de casacion entre demanda y oferta.

3. No existe la posibilidad de crear un mercado con competencia
perfecta para estos servicios, debido a que no todos los generadores
poseen la capacidad de ofrecerlos.

Ante esta situacién el regulador debe plantear alternativas para la
remuneracion y control de estos servicios. Diferentes autores han presentados
distintas decisiones regulatorias. Tomando de referencia a [BARQUIN 2009]
presentaremos posibles opciones de suministro y remuneracion del servicio
complementario de Regulacibn de Frecuencia, para esto se ha dividido el
problema en dos categorias: regulacién de la demanda y la regulacion que afecta
el suministro.

3.1 Modelos Regulatorios del Suministro

Dentro de los modelos regulatorios de suministro se distinguen dos tipos de
posibilidades principales que son: provision y remuneracion.

En los modelos de provisibon se destacan tres niveles distintos de
obligatoriedad de otorgar el suministro del servicio, estos son los siguientes:

o Obligacion total: Los agentes adquieren la obligacion de proveer una
determinada cantidad del servicio con sus propios recursos.

o Obligacion con posibilidad de transferencia: Los agentes adquieren la
obligacion econdmica de proveer una cantidad de servicio, pudiendo
decidir entre prestarlo con sus propios recursos o comprarlo a otro
agente.

o Sin obligacion: Los agentes no adquieren ninguna obligacion de

prestar el servicio, supeditando su actuacién a las leyes del mercado:
oferta y demanda.
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Luego de haber determinado el modelo de provision mas conveniente se
debe entonces analizar qué modelo remuneratorio se desea. A continuacion se
presentan los principales tipos de modelos regulatorios existentes:

o Sin remuneracién: No establece ninguna compensacion econémica
por la asignacion de una determinada capacidad y no envia sefiales
justa los agentes suministradores.

o Remuneracion a precios administrativos: Establece una
compensacion econdmica a partir de un criterio de costes incurridos.

o Remuneracion a precio libre: Los agentes son los que determinan el
precio que desean obtener por la prestacion del servicio, este modelo
es el utilizado en los mecanismos de mercado.

Luego de esta explicacion de los modelos regulatorios del suministro
podemos dar posibles respuestas a las preguntas que nos hicimos en el capitulo
introductorio.

“¢,Quién tiene la obligacion de prestar el servicio?” Existen tres posibilidades
que el regulador debe elegir: Los agentes designados (Obligatorio), Agentes
designados con posibilidad de transferir sus obligaciones o Nadie esta obligado a
prestar el servicio.

“.Como se remunera el servicio?” Al igual que en la pregunta anterior el
regulador debe elegir entre una de estas tres opciones: No remunerar, Asignar un
precio administrativo o Permitir a los agentes ofertar un precio libre.

Estas posibles decisiones regulatorias las hemos resumido en la siguiente
tabla [BARQUIN2009]:

Modelo Modelo de Provisién
Remuneratorio Obligatorio Obligatorio transferible No Obligacion
, . No tiene sentido. Las . .
. Método valido en caso de . No tiene sentido. Los
Sin transferencias solo

requerimiento agentes no prestarian el

Remuneracion pueden realizar sobre la

homogéneo. . servicio.
base de un precio.
Solo garantiza Solo garantiza . . .
. > Funciona si el precio
. recuperacion de costos recuperacién de costos L . .
Precio administrativo es superior
.. . en el caso de que los en el caso de que los . .
Administrativo . . al coste incurrido por los
precios se calculen precios se calculen
agentes
correctamente correctamente

Insensibiliza el sistema

. . . Envia sefiales correctas a
No tiene sentido. Con ante un posible poder de

los agentes. Posibles

Precio Libre precios libres, la mercado, pero no a los
. L problemas de poder del
obligacidn es absurda agentes con obligacién de
mercado.
prestarlo

Tabla 3: Combinaciones modelos provision y remuneracion.
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La combinacién de remuneracion a precio administrativo y provision del
servicio de forma obligatoria transferible, es la utilizada actualmente en Republica
Dominicana.

3.2 Modelos Regulatorios de la demanda

Con el fin de garantizar la fiabilidad, seguridad, firmeza, economia y calidad
del suministro eléctrico, los servicios complementarios son demandados por todos
los agentes del sistema®. Debido a que la Gnica manera de poder lograr dichas
condiciones en el sistema y realizar una explotacion segura del sistema, es
presentando la demanda como unitaria, el Operador del Sistema se cataloga como
representante de todos los agentes, y determina el volumen necesario para
conseguir la explotacion segura.

Es necesario que el Operador del Sistema sea quien determine el volumen
optimo para todo el sistema y se presente como Unico comprador, ya que si cada
agente realiza decisiones individuales estan pueden afectar el conjunto de los
agentes. Sin embargo ante la decision regulatoria de presentarse como un unico
demandante el Operador del Sistema se encuentra con dos tipos de demanda
distintos [SOLER 2001]:

1. Demanda Elastica: EI Operador del Sistema asume que la utilidad
del volumen de capacidad puesto a disposicion del sistema es
funcién de la cantidad que de este tome.

2. Demandan Inelastica: El Operador del Sistema ignora el coste del
servicio prestado y trata de garantizar una explotacién optima del
sistema.

De igual manera el Operador del Sistema puede considerar dos tipos de
demandas, que son: Demanda Conjunta y Demanda Asignable. En la demanda
conjunta es el Operador del Sistema que representa a todos los agentes y
establece las necesidades de adquirir el producto de servicio complementario. Sin
embargo en la demanda asignable los agentes deben sufragar el servicio
complementario de forma proporcional a su grado de responsabilidad en la
necesidad de este.

* Julidn Barquin, "La regulacién de libre mercado: Generacidon y mercado mayorista", Universidad Pontificia
de Comillas, 2009.
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De lo expuesto anteriormente se puede resumir en la siguiente tabla, las
distintas decisiones regulatorias que puede optar por elegir el ente Regulador.

Modelo Regulatorio de la Demanda
Agentes Tipo de Demanda
Demandantes Inelastica Elastica
No optimiza el volumen de Optimiza el volumen de
. capacidad adquirido. No envia | capacidad adquirido. No envia
Conjunta o o
sefales correctas a los sefiales correctas a los
agentes demandantes.
No optimiza el volumen de Optimiza el volumen de
. capacidad adquirido, envia capacidad adquirido. Envia
Asignable P N q N P 9
senales correctas a los sefiales correctas a los agentes
agentes demandantes demandantes

Tabla 4: Combinaciones modelos demanda y asignacion de costes. Fuente [SOLER 2001]

Actualmente Republica Dominica se encuentra en el primer reglon de la
tabla anterior: Demanda conjunta e inelastica.

3.3 Experiencias de Mercados Internacionales: Compensacion Econémica
de Regulacion de Frecuencia

La operacion del los Servicios Complementarios es realizada de diferentes
formas en los diversos mercados eléctricos del mundo. A continuacion
realizaremos un analisis comparativo de los paises donde han sido reconocidos e
implementados eficientemente. Este analisis solo muestra lo referido al Servicio
Complementario de Regulacién de Frecuencia, en donde se centra esta tesina.

Antes de sefialar los diferentes mecanismos de regulacién utilizados en los
paises del mundo, describiremos brevemente los tipos de mercados mas comunes
existentes en el sector energético:

o Mercado Diario — Day Ahead Market: En este tipo, el operador de
mercado recibe oferta no auditadas de parte de los generadores para
la operacién futura del proximo dia. Todos los titulares de las
unidades de producciéon y adquisicion de energia eléctrica, estan
obligados a realizar sus ventas a través del operador del mercado de
acuerdo con el procedimiento fijado por este. El mercado diario se
estructura en una sola sesion para cada hora del horizonte diario de
programacion.

o Pool o Mancomunidad: Esta estructura de mercado es tal que

productores y consumidores no entran en una accion comercial
directa. A través de un mecanismo preestablecido y reconocido por
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todos sus miembros, establece el precio de mercado de corto plazo
de energia.

o Mercado Over The Counter — OTC: Este tipo de negociacion utiliza
contratos estandarizados y a medida, realizados fuera del ambito de
los mercados organizados, se distingue dentro de sus principales
caracteristicas:

(@) Creacion y liquidacion privada de agentes.

(b) Imposibilidad de cerrar posiciones antes del vencimiento, sin
previo acuerdo.

(c) Inexistencia de mercado secundario.

(d) Inexistencia de garantia.

o Mercado de futuros: En este tipo de contratos se otorga el comprador
el derecho y la obligacion de comprar activo subyacente a un precio
predeterminado en una fecha prefijada y a su vendedor el derecho y
la obligacion de vender el activo subyacente al mismo precio y en la
misma fecha que el comprador. La operativa con futuros es un juego
de suma cero, de manera que los beneficios del comprador seran las
perdidas del vendedor y viceversa. En este tipo de mercados se
distingue que cuando ocurra el vencimiento, el precio del futuro sera
el precio “spot” del activo subyacente.

3.3.1 NORDEL

Noruega, Suecia, Finlandia, y Dinamarca han unificado sus sistemas
interconectados, formando un solo mercado eléctrico, pero con la particularidad de
que son dirigidos por cuatro operadores independientes del sistema, que suelen
emplear formas diferentes de manejar la congestiéon, regular frecuencia, regular
voltaje, etc. Desde 1991, estos paises comenzaron un proceso de desregulacion
del mercado eléctrico. EIl| NORDEL abastece de suministro eléctrico a mas de 25
millones de personas y genera mas de 412 [TWh] de electricidad al ano®.

El proceso de desregulacién que se experimento en el sector eléctrico,
tanto en Noruega como en Suecia, busco terminar con la integracién vertical que
existia, separando las diferentes actividades (Generacion, Transmision,
Distribucién y Comercializacién) y poniéndolas bajo la responsabilidad de
empresas separadas. No obstante, este proceso no incluyo —como en otras
partes- la privatizacién de tales empresas, sino que continuaron siendo estatales.

En el Sistema Eléctrico de los paises Nérdicos, cada generador y cada
carga paga por su conexion a la red de Transmision, al propietario respectivo;
existen tres niveles de red: Nacional, Regional y Local, y el pago debe hacerse al

> NORDEL. Annual Report. 2009
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mayor nivel de la red al cual se esté conectado. Este pago le da al usuario acceso
a todos los niveles de la red para comprar o vender energia.

En el NORDEL existen tres tipos de mercados: El Mercado Spot, Mercado
de Futuros y el Mercado Regulatorio. Desde enero del afio 2002, las actividades
relacionadas con el mercado spot y el abastecimiento de la demanda se
encuentran bajo la responsabilidad del Nord Pool Spot ASA, mientras que el
calculo y monitoreo de los requerimientos de seguridad del sistema esta en las
manos del Nord Pool Clearing AS. Estas dos compafias son propiedad del ISO y
del Nord Pool ASA.

La actual estructura del mercado en el NORDEL incluye mercados Over
The Counter (OTC) donde se transan acuerdos bilaterales (mercados de futuros),
un mercado spot (Elspot) y mercado de balance de energia (Elbas), ambos
operado por el Nord Pool.
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3.3.1.1 Servicios Complementarios

Debido a los cambios regulatorios internacionales y los procesos de
liberalizaciéon de los paises que conforman NORDEL, se ha renegociado los
contratos de los Servicios Complementarios y se han identificado productos y
principios de pago alternativos, los cuales se describen mas adelante.

Una de las principales caracteristicas de los Servicios Complementarios del
NORDEL es que las funciones de control secundario son manejadas manualmente
por el Operador del Sistema, a través de mecanismo de mercado. Los Servicios
Complementarios son transados en la operacion real y manejados por el operador
del sistema de transmision; sus costos son directamente transferido a los usuarios
a través de pagos del sistema de transmision, el cual es altamente regulado. Cada
Operador del Sistema tiene a su cargo la coordinacién del la provision de los
Servicios Complementarios y es él quien debe decidir los montos necesarios de
cada uno de estos servicios, para la adecuada confiabilidad de la operacion del
sistema.

NORDEL normalmente tiene disponibilidad adecuada de Servicios
Complementarios, cuyos precios suelen ser muy bajos. Casi la totalidad de los
Servicios Complementarios son provistos por generadores hidroeléctricos, lo cual
implica que sus costos de provision resultan bajos. Esto implica que el Operador
del Sistema no se vea en la necesidad de exigir una provision de Servicios
Complementarios mas alla de los niveles basicos, ni tiene que hacer pagos por
contribuciones especiales.

La frecuencia del sistema debe mantenerse dentro del rango definido por
49.5 y 50.5 [Hz]. En cuanto al servicio de regulacion primaria, las cantidades de
reserva son calculadas separadamente en cada pais, siendo una obligacion para
cada unidad generadora el proveerlo. El estatismo de cada unidad generadora,
con tal de realizar la regulacion, se ajusta entre un 2 y un 5% [b.p.]. Es un servicio
obligatorio, que deben proveer todos los generadores, y estos son remunerados
por esto.

Normalmente, hay un excedente de control primario de frecuencia; de no
ser asi, el Operador del Sistema puede ordenar una reduccién de la pendiente de
estatismo (minimo un 2%) en las unidades seleccionadas. Este excedente da la
oportunidad de que algunos generadores puedan vender Regulacion Primaria de
Frecuencia a los sistemas vecinos.

Como se menciono anteriormente no hay un Servicio de Regulacion
Secundaria de Frecuencia en el NORDEL. Lo Unico que funciona de forma
automatica es la Regulacion Primaria de Frecuencia. Existe un monto disponible
suficiente de reserva, pero es responsabilidad del OS asegurar que esto sea asi
siempre. En caso de que no haya reserva disponible suficiente, el OS puede
ordenar a un generador ofrecer un maximo de un 8% de la capacidad instalada del
generador como reserva.
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Se exigen que el servicio este totalmente disponible en un tiempo no mayor
de 15 minutos, después de solicitarlo el Operador del Sistema, su tiempo minimo
gue debe mantenerse este servicio es de 4 horas. El Operador del Sistema
basado en el calculo ACE, que indica la desviacion maxima entre los intercambios
planeados y los actuales, determina los requerimientos de este servicio.

3.3.2 California

El sistema de California abastece a mas de 35 millones de personas con
una demanda anual de electricidad cercana a los 265 [TWh]. En este sistema, el
proceso de desregulacion del mercado eléctrico comenzé en 1992, pero mas
explicitamente en 1996 cuando la FERC dictd una orden en la cual permitia a
todos los agentes del mercado el acceso libre a las redes de transmision. En el
mismo afio nacidé el California Independent System Operator (CAISO), el cual
maneja la red de transmisién y asegura un acceso libre a todos los participantes
del mercado. Desde 1998, el CAISO también procura los Servicios
Complementarios basados en un esquema de ofertas competitivas, sin embargo,
algunos de ellos son transados a través de contratos bilaterales.

El Sistema Eléctrico de California esta conectado con varios Sistemas
Eléctricos méas, de otros Estados de Estado Unidos y México. Eso y el hecho de
constituir en si mismo un sistema muy enmallado de la red, hacen que su
operacion sea muy confiable y de mucha seguridad. En la siguiente figura se
muestra la estructura de la red de California:
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A mediados del aflo 2000 aparecieron los primeros indicios de una fuerte
crisis financiera y eléctrica en el sistema, la cual duraria hasta mediados del afio
200. Como consecuencia de la crisis, el CAISO se vio en la obligacion de
redisefiar el mercado eléctrico, introduciendo para ello una serie de
modificaciones. En el nuevo disefio, se introdujo el concepto de capacidad
disponible cuyo principal objetivo es permitir al ISO verificar si contara, de
antemano, con suficiente capacidad para cubrir la demanda del sistema y los
requerimientos de reserva. Ademas, y debido a la inherente vinculacion entre
algunos Servicios Complementarios, se optimizé simultaneamente el mercado de
energia, el de Servicios Complementarios, y el mercado de manejo de
congestiones en el sistema de transmision.

El ISO (Independent System Operator), conduce tres modelos de mercados
de libre competencia, los cuales son: Mercado Spot de Energia, Mercado de
Transmision y Mercado de los Servicios Complementarios. Estos mercados no
solo buscan bajar los costos de provision de la electricidad, sino sobre todo le
ayudan al ISO a mantener la confiabilidad en la red de transmision, sobre todo a
través de los Servicios Complementarios o de Ajustes.

El Mercado de Servicios Complementarios tiene lugar un dia y una hora
antes del uso de la electricidad por parte de los consumidores, y opera bajo la
coordinacion del ISO, en este mercado solo se transa capacidad en Megavatios. A
través de este mercado los coordinadores de la programacion pueden comprar
sus requerimientos de tales servicios.

3.3.2.1 Servicios Complementarios

La provision de los Servicios Complementarios en el Sistema Eléctrico de
California se basa, por lo general, en subastas competitivas, conducidas por el
ISO en el mercado diario y horario.

Los Servicios Complementarios no pueden competir con la energia para
programar la Transmision. El proceso de manejo de la congestion asigna la
Transmisién solo para la energia, y si se congestiona una linea después de
terminado este proceso, el Operador del Sistema divide el mercado de los
Servicios Complementarios en mercados regionales.

Se distingue en el mercado californiano que tanto el servicio de Regulacion
Primaria como Secundaria no son obligatorios. Entre los costos asociados a estos
servicios se distinguen: el costo de inversion, operacién, combustible, disminucién
de eficiencia, entre otros. Los agentes que entregan el servicio, reciben pagos por
capacidad tanto para los servicios de subida como de bajada (Diferenciacion entre
una operacion bajo la frecuencia nominal y una sobre la frecuencia nominal
respectivamente). También reciben pagos por Energia, en el despacho en tiempo
real, se les paga a los proveedores por el monto utilizado del servicio
correspondiente, al precio spot de la energia.
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La cantidad de capacidad de la Regulacion necesaria para cada periodo del
mercado diario y horario es determinada como un porcentaje de la demanda
agregada, pronosticada por el ISO para dicho periodo. Inicialmente este
porcentaje iba del 5% (horas de valle) y del 10% (horas de puntas). El control de la
regulacion se hace a través del ACE (Area Control Error), calculado por equipo del
Operador del Sistema: Este enviara las sefiales correspondientes a los
generadores, para que provean el servicio de regulacion, cada vez que el ACE
exceda los limites permitidos.

3.3.3 Inglaterray Gales

El sistema eléctrico de Inglaterra y Gales es el mas importante del Reino
Unido. Entrega energia a mas de 60 millones de personas, generando cerca de
350 [TWh] al afio. El proceso de desregulacion del mercado eléctrico comenzé en
1989 con el objetivo de reducir la intervencion del gobierno en la economia. El
Energy Pool of England and Wales fue la entidad instruida para facilitar el proceso
de asignacion de generacion por parte de las unidades generadoras.

El Sistema Eléctrico de Inglaterra y Gales estd formado por 18 zonas
eléctricas, divisibn que se ha realizado siguiendo criterios de tipo geogréfico,
oportunidad de nuevas conexiones, cargos por uso del sistema, provision de
Servicios Complementarios, restricciones técnicas de la red, entre otros.

En el afio 2001, la estructura de pool fue reemplazada por una en la cual los
generadores pudieran negociar liboremente con los consumidores. Esta nueva
entidad fue denominada “New Electricity Trading Arragements” (NETA). La
introduccion de la NETA permitid la creacion de mercados eléctricos en los cuales
la energia es tratada como cualquier otro commodity, a través de contratos
bilaterales. Los principales elementos de la NETA son las estructuras de forwards
y el mercado de futuros, la bolsa de energia y los mecanismos de balance.

A pesar de que los precios disminuyeron desde el comienzo de la operacion
de la NETA, este descenso esta fuertemente vinculado al exceso de capacidad del
sistema, explicada en parte por las grandes multas que tenian que pagar las
unidades generadoras si no eran capaces de satisfacer la demanda asignada. En
este sistema, los Servicios Complementarios son manejados por la National Grid
Company (NGC), encargada a su vez de operar la red de transmision.

En el sistema ingles los costos asociados a la provision de Servicios
Complementarios son transferidos a los consumidores a través de un aumento de
los pagos por el uso de la red de transmision. Este sistema clasifica estos
servicios en tres categorias distintas:

o Servicios Necesarios, estos son requeridos para cumplir con las

especificaciones del Reglamento, pero no es obligacion del todos los
generadores proveerlos. (Reposicion del Sistema).

46



o Servicios Obligatorios, estos son los servicios exigidos en el
reglamento y que deben ser provistos por todos los generadores, a
través de una operacion centralizada, bajo la coordinacién del
Operador del Sistema. (Frecuencia y Voltaje).

o Servicios Comerciales, estos no son especificados en el Reglamento,
pero el Operador los emplea para lograr una adecuada operacion del
sistema. Esto se hace mediante ofertas competitivas para minimizar
los costos. (Reserva Detenida).

3.3.3.1 Servicios Complementarios

La operacion del sistema eléctrico debe ser tal que la frecuencia se
mantenga entre los 49.5 y los 50.5 [Hz]. En el caso de una contingencia se permite
una excursion de la frecuencia méas alla de los 49.5 [Hz], pero no por mas de 1
[min]. El hecho de ser participe de la regulacion de Frecuencia Primaria es
totalmente obligatorio para aquellos generadores con capacidad instalada por
sobre los 50 [MW], los cuales deben proveer el servicio en todo instante. El
estatismo de estas unidades es configurado del orden de 3 a 5% [b.p.], con una
banda muerta de 15 [mHz]. Los grandes consumos también pueden ser parte del
servicio de regulacion primaria a través del desprendimiento de carga.

Los costos asociados a este servicio son dificiles de identificar y
generalmente son comercializados a través de contratos bilaterales. Los
consumidores ven reflejados estos costos como un incremento del pago por
energia el cual incluye un pago por capacidad, operacién y compensacion.

La Regulaciéon Secundaria de Frecuencia se considera generalmente un
servicio comercial, cuya provisién no es obligatoria y se determina ya sea en base
a ofertas o subastas competitivas, o por medio de contratos bilaterales anuales.
También hay acuerdo con grandes consumidores para interrumpir su carga por un
tiempo, cuando es necesario, los que se realizan fundamentalmente mediante
acuerdos bilaterales.

3.3.4 Espafa

La ley eléctrica introdujo en el sistema espafiol, a mediados del afio 1997, el
concepto de Servicios Complementarios; y desde 1998 comenzd el mercado
eléctrico. Los Servicios Complementarios son considerados productos separados
a la energia, remunerados segun el costo marginal del servicio.

El sistema eléctrico espafiol abastece a mas de 40 millones de personas,
con una demanda anual cercana a los 220 [TWh]. La estructura de mercado
existente, establece mercados diario e intradiario, en el cual el operador del
sistema administra los Servicios Complementarios. Contratos bilaterales fisicos y
financieros son utilizados para el manejo de la operacion.
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El mercado de electricidad es el conjunto de transacciones derivadas de la
participacion de los agentes en las sesiones de los mercados diarios e intradiario y
de la aplicacién de los procedimientos de operacion técnica del sistema. Los
contratos bilaterales fisicos realizados por vendedores y compradores se integran
en el mercado de produccion, una vez ha finalizado el mercado diario.

Los agentes del mercado son las empresas habilitadas por el Operador del
Mercado, para participar en el mercado de produccion como vendedores o
compradores de electricidad. Pueden actuar como agentes del mercado los
productores, distribuidores y comercializadores de electricidad, asi como los
consumidores cualificados de energia eléctrica y las empresas o consumidores
residentes en otros paises, que tengan la habilitacion de agentes externos.

Mercado de Produccion
l \
Contratos 1
Bilaterales Mercad Gestion
Intradiario J I\ Restricciones Servicios
I Técnicas omplementario;
ontratos por I
Diferencias
|
| 2
ENERGIA PROGRAMA IA
Operador del I Operador del
Mercado I Sistema
3

Figura 14: Esquema Mercado Eléctrico Espafiol. Fuente [VERGARA 2000]
3.34.1 Servicios Complementarios

El sistema eléctrico espafiol se encuentra inmerso en la UCTE de 1999, por
lo que sus procedimientos para el control frecuencia — potencia, tratan de cumplir
con las recomendaciones de dicho organismo.

Se considera el Servicio Complementario de Regulacién Primaria como un
servicio obligatorio y no retribuido, aportado por los grupos acoplados y que tiene
por objeto corregir automaticamente los desequilibrios instantaneos entre
generacion y el consumo.

Anualmente el Operador del Sistema establece los requerimientos de
regulacion primaria para el conjunto del sistema eléctrico. A este respecto, la
regulacion primaria de los grupos generadores deberd permitir establecer un
estatismo en su regulador de manera que puedan variar su carga en un 1.5% de la
potencia nominal. Al tratarse de un servicio obligatorio, todas las unidades de
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produccion deben disponer de la banda de regulacion primaria establecida por el
Operador del Sistema. En el caso en que técnicamente no sea posible contar con
ella, el servicio complementario debe ser conectado directamente por los titulares
de la instalaciones obligadas a si prestacion a otros agentes que puedan prestarlo.

La regulacion espafiola considera el servicio de Regulaciéon Secundaria
como un servicio potestativo prestado por los generadores, y cuya remuneracion
se realiza en un régimen de mercado. El sistema se encuentra dividido en zonas
de regulacién, constituidas en general por agrupaciones de generadores
pertenecientes a una misma empresa de generacion. EI AGC maestro del
Operador del Sistema envia sefiales a estas zonas, y son los AGC’s de zona los
que reparten es sefial entre unidades de generacion. Para ofertar este Servicio
Complementario todas las unidades se generacion que acrediten su capacidad
técnica y operativa para prestar este servicio en las condiciones requeridas.

La reserva que debe mantenerse en regulacion secundaria es determinada
por el Operador del Sistema para cada periodo de programacioén, en funcién de la
indeterminaciéon estadistica en la evolucién temporal previsible de la demanda y
del fallo probable esperado segun la potencia y los equipos generadores acoplado.
Ademas se tiene en cuenta la magnitud de los escalones horarios de potencia
inherentes a la programacioén de las unidades de produccion.

Los principales costos asociados a la provision del servicio de regulacion
secundaria de frecuencia corresponden a costos de inversion y operacion, ademas
de los costos de oportunidad.

En cuanto a la regulacién terciaria se considera como un servicio de
caracter potestativo prestado por los generadores, y retribuido mediante
mecanismo de mercado. Pueden participar en este Servicio aquellos agentes
generadores que acrediten su correspondiente capacidad técnica y operativa para
la prestacién del servicio.

La energia de regulacion terciaria utilizada se valora al mayor de los precios
de las unidades de produccion que haya sido utilizada para aportar el servicio en
el periodo horario considerado, distinguiendo la reserva a subir de la reserva a
bajar. El coste del servicio se reparte horariamente entre los desvios producidos
de forma proporcional a los médulos de estos.

3.3.5 Argentina

El proceso de desregulacion de la industria eléctrica argentina comenzo en
1992, con el objetivo de lograr una mayor eficiencia en el sector. Para lograr lo
antedicho, fue creado la Compafia Administradora del Mercado Eléctrico
Mayorista S.A. (CAMMESA) a cargo de las operaciones de despacho, el
establecimiento de los precios, y el manejo de las transacciones econOmicas de
todo el sistema interconectado. Por otra parte, la supervision y regulacion del
sector se traspasa a manos del Ente Nacional Regulador de Electricidad (ENRE).
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Este sistema abastece mas de 36 millones de personas, cubriendo una
demanda anual de 73 [TWh]. No existe un mercado de Servicios
Complementarios. Sin embargo, la provisidbn de servicios relacionados con la
regulacion de frecuencia es considerada en la regulacion actual.

Los actores participantes en una etapa de la cadena eléctrica estan
inhabilitados para actuar en otra etapa; la independencia de los transportistas
tiene por objeto asegurar el libre acceso a terceros a la red, lo que también deber
ser garantizado por los distribuidores, si es que tienen capacidad disponible en su
red de Distribucion. Dado que los transportistas tienen vedada la compra o venta
de energia, su retribucion es fijada en cuadros tarifarios periddicos donde debe
reflejarse el valor agregado por el servicio que prestan.

La competencia en el suministro se materializa a través de un Mercado
Eléctrico Mayorista (MEM) en el que concurren productores, transportistas,
distribuidores, grandes usuarios y comercializadoras. El sistema de fijacion de
precios es de tipo marginalista. Como consecuencia de esta organizacién toda
energia eléctrica se canaliza a través del MEM, dividido en dos segmentos: el
mercado a términos o de contratos y el mercado spot.

3.35.1 Servicios Complementarios

Si bien no existe explicitamente un mercado de Servicios Complementarios,
esta considerada en la normativa vigente la provision de varios de ellos, tendientes
a mantener la confiabilidad en la operacion de la red.

El reglamento del sistema argentino establece que bajo operacién normal la
frecuencia del sistema debe mantenerse en la banda definida por los 49.8 y los
50.2 [Hz]. La regulacién primaria, es considerada como un servicio obligatorio para
todos los generadores del sistema de acuerdo al Requerimiento Optimo para la
Regulacién Primaria (ROR)®, por el cual no se realiza retribucién econémica.

El Operador del Sistema determina estacionalmente un nivel de reserva
optimo de Regulacion Primaria a mantener, asignandole a todas las unidades
idéntica proporcidbn en este aporte. Para determinar ese nivel optimo de
Regulacion Primaria, el Operador del Sistema considera diferentes montos
globales, determinando para cada uno de ellos la suma entre el costo de
operacion de todo el sistema y el costo total de la energia no suministrada: aquel
monto de Regulacién Primaria que entregue el valor minimo de estos costos
sumados, determinara el nivel optimo de reserva a asignar, para este servicio.

Cada maquina debe pagar la reserva que no aporta a la Regulacion
Primaria de Frecuencia si su reserva regulante es menor que la necesaria para

® CAMMESA. Procedimiento técnico no. 9: Participacion de los Generadores en el Servicio de Regulacion de
Frecuencia de NEM Argentina. 1999.
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cubrir el Requerimiento Optimo para Regulacion Primaria de su area de despacho.
Una maquina vende el excedente que aporta a su area de despacho si su reserva
regulante despachada para el &rea es mayor que el requerimiento optimo de su
area. Si el Porcentaje Estacional para Regulaciéon Primaria resulta mayor que el
correspondiente al Porcentaje Optimo de Regulacion Primaria, el costo de la
reserva regulante adicional requerida es sufragado por los agentes Distribuidores
y Grandes Usuarios.

A diferencia del servicio de regulacion primaria, el de regulacién secundaria
es absolutamente voluntario y los generadores que proveen este servicio son
seleccionados a través de una lista de mérito. Los generadores deben realizar
para cada central habilitada y disponible para Regulaciéon Secundaria una oferta
de precio para dicho servicio, expresados como un porcentaje del precio spot de la
energia del mercado.

El Operador debe ordenar segun una lista de merito las centrales
habilitadas y disponibles para ofrecer el servicio asignando el servicio a la unidad
mas barata, con un periodo minimo de asignacién de tres horas.

Los mayores costos identificados en la provision de Servicios
Complementarios relacionados con la regulacion de frecuencia, son los costos de
la propia operacion.

3.3.6 Australia

El sistema eléctrico australiano esta compuesto por diferentes sub-
sistemas, dentro de los cuales, solo algunos se encuentran interconectados entre
si. Gran parte de la potencia instalada de este sistema se encuentra manejada
bajo el Mercado Eléctrico Nacional (National Electricity Market, NEM), organismo
creado para aumentar la eficiencia de la industria, debido a la introduccion directa
de competencia en generacion, e indirectamente en las decisiones de inversion,
resultando en beneficios notables para los clientes. La NEM comenzé operando el
mercado en las zonas de Queensland, New South Wales, Australian Capital
Territory, Victoria y South Australia en Diciembre de 1998. La region de Tasmania
se uni6 a la NEM como una sexta region a mediados del 2005.

Asi, la NEM opera el sistema interconectado mas largo del mundo con una
extensiéon de mas de 4000 [km], en el cual se transan alrededor de US$7.000
millones al afilo, con mas de 8 millones de consumidores finales y donde los
niveles de potencia en el sistema alcanzan los 21.000 [MW] de promedio’.

El NEM es un mercado para la provision y compra de electricidad,
combinado con un régimen de acceso abierto para el uso de las redes de
Transmision y Distribucion. Los acuerdos del NEM estan definidos en el Cédigo e

7 Vease, NEMMCO. An Introduction to Australia’s National Electricity Market, Junio 2005.
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incluyen las reglas y procedimientos para el mercado y régimen de acceso abierto
a las redes.

AEMO maneja y facilita el funcionamiento del mercado, mientras que NECA
lo supervisa, administra y hace regir el Codigo. El régimen de acceso a las redes
eléctricas esta regulado por la Comision Australiana del Competencia y Consumo
(ACCC) y por reguladores jurisdiccionales.

El mercado eléctrico australiano se distingue de otros mercados por la
imposibilidad de almacenar la electricidad y de distinguir cual generador produce
la electricidad consumida por un cliente determinado. Por esto, el mercado
eléctrico utiliza el concepto de Pool, donde toda la electricidad producida por los
generadores es centralmente ofrecida y programada para satisfacer la demanda.
Los dos componentes basicos del Pool manejado por el AEMO son el proceso de
despacho centralmente coordinado y el Mercado Spot. El precio de la electricidad
0 precio spot se calcula cada media hora y corresponde al promedio del precio de
despacho (aquel costo marginal calculado en consideracion del modelo de
pérdidas) calculado cada 5 minutos.

Para el calculo del precio spot la AEMO debe, necesariamente, tomar en
consideracion los limites de capacidad de las lineas que interconectan los sub-
sistemas, las pérdidas de transmision, ademas de las del sistema de distribucion
gue alcanzan valores cercanos al 10% de la electricidad total generada. El efecto
de los limites de capacidad de los interconectores modifica el despacho realizado
por la AEMO, debiendo programar generadores mas costosos con tal de satisfacer
la demanda eléctrica dentro de un Estado y respetar al mismo tiempo las
restricciones impuestas por los interconectores. Bajo este procedimiento se
determinan las denominadas Areas Eléctricas, cada cual posee distintos precios
nodales de referencia.

3.3.6.1 Servicios Complementarios

En Australia, junto con la creacién den NEM (Mercado Eléctrico Nacional),
el 13 de diciembre del 1998, se cred0 también un Mercado de los Servicios
Complementarios, para todo el sistema. AEMO, que es el operador de la red de
Transmision y constituye el Operador Independiente del Sistema, tiene entre sus
funciones la de operar el mercado de los Servicios Complementarios.

Para el sistema australiano, los Servicios Complementarios son aquellos
servicios utilizados por la AEMO para manejar en forma segura y confiable el
sistema eléctrico. Estos Servicios Complementarios mantienen, en los estandares
requeridos (por el Cédigo Nacional de Electricidad), las caracteristicas técnicas del
sistema, como lo son la frecuencia, voltaje, desconexion de cargas y la partida
autonoma del sistema.

En el caso del Control en Frecuencia, el mercado se denomina Frequency
Control Ancillary Service (FCAS), en el cual los proveedores ofertan sus servicios
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en el Mercado de FCAS de manera similar en que las unidades generadoras
ofertan en el Mercado Eléctrico. El Mercado de FCAS comenzé en septiembre del
afio 2001 y entregd disposiciones méas simples, mas dinamicas y transparentes
gue incrementaron la competencia y contribuyeron a mejorar la eficiencia general
del sistema.

AEMO es el Onico comprador de los Servicios Complementarios del
Mercado Eléctrico Australiano, realizando para ello contratos bilaterales con los
proveedores, los cuales se dan en base a despachos cada media hora. Por otro
lado, AEMO recupera estos gastos por medio del pago de todos los clientes del
mercado, basado en su consumo de energia en la media hora correspondiente.
Estos pagos tienen caracter regional y localizado. Los requerimientos y montos de
cada servicio, en especial a lo referido en Regulacibn de Frecuencia, son
determinados por el denominado Panel de Confiabilidad, ente juridico regulador
del sector.

En el caso australiano se pagan dos tipos de servicios: Disponibilidad y
Compensacion:

v' Pago por Compensacion [$/MWh], es pagado en el caso que el
Servicio Complementario restringe la produccion de la unidad
generadora. En este caso, si la produccion de la unidad en cuestion
es inferior a la del despacho, el proveedor sera compensado por el
costo de oportunidad perdido: la diferencia entre el precio spot y el
precio ofrecido por él. En el caso contrario, el proveedor recibird un
pago por esa energia adicional, a su precio de mercado.

v" Pago por disponibilidad [$/MWHh], es pagado cuando el proveedor
debe incurrir en sobrecostos para la provision del servicio.
Corresponde pagar este componente si el proveedor tiene el servicio
disponible para AEMO, independiente de si este lo haya utilizado o
no.

El Cdédigo establece que todos los generadores deben contar con el sistema
de control para proveer Regulacién Primaria de Frecuencia. Los requerimientos
minimos obligatorios que exige el Cddigo para este servicio especifican un
estatismo para cada unidad de entre 2% y 5%, con un tiempo de respuesta de 60
segundos y debiendo mantenerse la provision al menos durante 90 segundos,
después de un desviacion de la frecuencia del rango permitido, el cual
corresponde a 50 +/-0.1 Hz. En este tipo de regulacion se distinguen cuatro
servicios diferentes®:

» Aumento de Generacion en 6 segundos (R6), para caidas en la
frecuencia. Se exige que la frecuencia no disminuya a mas de 49.6
Hz.

® Véase, NEMMCO. Frequency Control Ancillary Services. 2009.
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» Disminucion de Generacion en 6 segundos (L6), ante aumentos de la
frecuencia. Se exige que la frecuencia no aumente mas de 50.25 Hz.

» Aumento de Generacion en 60 segundos (R60), para caidas en la
frecuencia. La frecuencia debe mantenerse en el rango de 495y
50.5 Hz.

» Disminucion de Generacion en 60 segundos (L60), ante aumentos en
la frecuencia. La frecuencia debe mantenerse en el rango de 49.5 y
50.5 Hz.

En el caso de la Regulacién Secundaria de Frecuencia se exige un tiempo
de respuesta de 5 minutos, de tal forma de mantener o retornar la frecuencia a la
banda de operacion normal (49.9 a 59,1 Hz). Esta regulacion se divide en
regulacion de subida y bajada. Por otra parte, se le exige a cada unidad
generadora que participa de la regulacion secundaria un cambio maximo en
generacion de 2 [MW] ante cada sefial de control enviada por la AEMO, a traves
de su esquema AGC y que debe responder al menos el 95% de las oportunidades
en las cuales la unidad generadora esta produciendo.

El sistema australiano cuenta con el sistema AGC para realizar Regulacion
Secundaria de Frecuencia, y la respuesta de los distintos participantes frente a las
consignas enviadas es evaluada por la metodologia Causer Pays, logrando de
esta manera, cuantificar su responsabilidad en las desviaciones de frecuencia

3.4  Analisis comparativo

Como hemos visto anteriormente en los distintos sistemas eléctricos
internacionales, el Servicio Complementario de Regulacion de Frecuencia forma
parte fundamental de la seguridad y calidad del suministro energético. Aunque
para muchos sistemas el servicio es de caracter obligatorio y a veces no
remunerados para los agentes involucrados en otros sistemas se considera de
caracter opcional y se les paga a los proveedores por los costos incurridos.

Por otra parte cabe destacar que en todos los sistemas mencionados esta
claramente separas las actividades de Generacion, Transmision, Distribuciéon y
Comercializacion, lo que cumple con los principios de liberalizacion del mercado
eléctrico. También cabe notar que todos establece un Operador del Mercado y un
Operador del Sistema que garanticen el correcto funcionamiento del sistema de la
forma mas econdémica posible.

Con fines de hacer un andlisis resumido, hemos realizado diferentes tablas

donde se muestran de forma sencilla las similitudes y diferencias de los sistemas
descritos anteriormente:
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Aspecto Técnico NORDEL California Inglaterra Espaiia Argentina | Australia
Tiempo de .
Respuesta 30 seg Instantanea 10 seg 15-30 seg 30-60seg 06-60 seg
Ti
lempo de Sin limite Sin Limite 20 Seg Sin Limite Pocos 90 seg
Permanencia minutos
Generadores y
T I T I
Suministrador Generadores | Generadores Grandes odos los odos los Generadores
. Generadores | Generadores
usuarios
Continuo Continuo
. Sin monitoreo Continuo Operador del
Monit ACE 49.8-50.2 49.9-50.1
onReTEe 1 (49.5-50.5 Ha) (495505 Hz) | Sistema | (498502 | (49950
Hz) Hz)
R _ 0, 59 H
eserve'x Entre 2-5% Entre 5-12 % 3-5% 1.5% pqtenua Calculada Calculada
Necesaria demanda nominal
Obligatorio Obligatorio Obligatorio Obligatorio
S . para . ., . .
Obligacion para Opcional con opcién de | conopcién | Obligatorio
Generadores Generadores compra de compra
sobre 200Mw P P

Tabla 5: Aspectos Técnicos Regulacion Primaria de Frecuencia.

Como se menciono anteriormente es claro ver en la Tabla 5 similitudes en
el tiempo de respuesta en todos los sistemas como también que la reserva
asignada es un porcentaje de la demanda del sistema para el Servicio de
Regulacion Primaria de Frecuencia. Es notable también que el servicio sea
obligatorio en los sistemas excepto el caso de California.

Aspecto
p’ . NORDEL California Inglaterra Espaina Argentina Australia
Econdmico
. Combustible,
Bajos costos,
. costos de Costos de
- suministrado ) 9 . ., Costos de
Costo Principal inversion, Bajos costos. N/A generacion, .
por S . oportunidad
. A mantenimiento combustibles
hidroeléctricas .
y operacion.
, Contratos
Método de Contratos Ofertas . Proveerlo o Contratos
. .. . bilaterales N/A ]
Asignacion anuales competitivas contratarlo bilaterales
anuales
Capacidad . Capacidad, Entre generadores . I
Pagos a P 9 Y Capacidad y P L, & . Disponibilidad y
Operacion . operaciony N/A por provisiones L
Proveedores , operacion ., compensacion
segln aportes compensacion. extras
Através dela , A través de la ,
. . Segun su . A través de los De acuerdo a su
Cargos a Usuarios tarifa de tarifa de N/A ,
. demanda . cargos por energia demanda.
transmision transmision

Tabla 6: Aspectos Econdmicos Regulacién Primaria de Frecuencia.
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En la Tabla 6 se puede observar la similitud en utilizar métodos de contratos
anuales y bilaterales con el fin de garantizar la provision del
Complementario de Regulacion Secundaria de Frecuencia. En el caso de Espafia
como este servicio no es remunerado se le ha asignado en las distintas
caracteristicas como N/A.

Servicio

Aspecto . . o . .
,p . NORDEL California Inglaterra Espaia Argentina | Australia
Técnico
Tiempo de 14 mints 10 mints 30 seg 10 mints P.OCOS 5 mints
Respuesta minutos
Ti d .
\empo e. 4 horas 2 horas 30 mints N/A N/A N/A
Permanencia
Hidroeléctricas Generadores Generadores
L. con AGCy Generadores | Generadores .
Suministrador | y deslastre de | Generadores . . de rdpida
deslastre de autorizados | autorizados
cargas respuesta
cargas
Monitoreo | Sin Monitoreo oS Mor‘ntc.>reo oS (0N Continuo
Diario
o)
Reserva 8% de la GeneSr:)dores Anualmente
. potencia L designado por Calculada 30Mw/min Calculada
Necesaria . térmicos, 7%
nominal . L el OS
Hidroeléctrica
Obligacién Opcional Opcional Opcional Opcional Opcional Opcional

Tabla 7: Aspectos Técnicos Regulacién Secundaria de Frecuencia.

En la Tabla 7 se puede notar que la provisién del Servicio Complementario
de Regulacion Secundaria de Frecuencia es opcional para todos los sistemas y
gue se diferencia del anterior en el tiempo de respuesta y la determinacién de la
reserva asignada.

Aspecto . . o . .
p' . NORDEL California Inglaterra Espaina Argentina| Australia
Econémico
Bajos costos, Inversién
. suministrado Costos de . . Costos Costos de
Costo Principal . Bajos costos. operaciony . .
por oportunidad . variables | oportunidad
. P mantenimiento
hidroeléctricas
P Contratos .
Método de Ofertas Ofertas bilaterales Ofertas Lista de Contratos
asignacion competitivas | competitivas anuales competitivas Merito bilaterales
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. Capacidad . Disponibilidad
Pagos a ., Capacidad y P L Capacidad y L P
Operacion ., operaciony ., Operacion y
Proveedores operacion - operacion L
compensacion. compensacion
. . . A través
A través de la . Através dela | Através de los
Cargos a . Segun su . de los De acuerdo a
. tarifa de tarifa de cargos por
Usuarios . demanda L ) cargos por | sudemanda.
transmisidn transmisién energia ,
energia

Tabla 8: Aspectos Econdmicos Regulacién Secundaria de Frecuencia.

En cuando a los métodos de asignacion del Servicio de Regulacién
Secundaria de Frecuencia, es comun en casi todos los sistemas investigados que
se realicen ofertas competitivas entre los generadores para suministrar dicho

servicio.

De las tablas anteriores se puede determinar las caracteristicas comunes
de todos los sistemas, tomando las similitudes mas importantes entre ellos. En la
tabla 9 se ha realizado un resumen de los aspectos comunes y fundamentales de
los distintos mecanismos de regulacion del servicio de Regulacion de Frecuencia.

Regulaciéon Primaria de Frecuencia

Regulacion Secundaria de Frecuencia

Aspecto Técnicos /

SIMILITUDES ENTRE

Aspecto Técnicos /

SIMILITUDES ENTRE

Econdmicos PAISES Econdmicos PAISES
Tiempo de 30 Segundos Tiempo de Alrededor de 2 mints
respuesta respuesta

Suministrador Generadores Suministrador Generadores

Autorizados

Entre 1-5% de

Determinada por el

Reserva Reserva
Demanda 0OS anualmente
C Obligatorio para L .
Obligacion & P Obligacion Opcional
generadores
Asignacion Contratos anuales Asignacion Ofertas competitivas
Pagos a Capacidad y Pagos a Capacidad y
Proveedores Operacién Proveedores Operacién
Transaccion en .
. . . A través de cargos
Cargos a Usuarios tarifas de Cargos a Usuarios ,
L por Energia
transmisidn

Tabla 9: Principales similitudes entre los mecanismos Regulacion de Frecuencia.
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4. CASO ESTUDIO: REMUNERACION ECONOMICA DE
REGULACION DE FRECUENCIA EN REPUBLICA
DOMINICANA.

En los capitulos anteriores se definio conceptualmente el Servicio
Complementario de Regulaciéon de Frecuencia, también se comenté sobre el
proceso de liberalizacion del sector energético de manera internacional y se
analizaron los distintos mecanismos regulatorios utilizados por los diferentes
paises para ofrecer y garantizar una Frecuencia estable en el Sistema.

Ya repasados estos temas anteriores, en este capitulo se trata
especificamente el caso de Republica Dominicana, primeramente describiendo
brevemente el Mercado Eléctrico, para luego mostrar los principales aspectos
regulatorios y técnicos del Servicio Complementario de Regulacién de Frecuencia.

4.1 Mercado Eléctrico Mayorista Dominicano

El proceso de liberalizacion del Sector Energético de Republica Dominicana
inicio a finales de los afios 90s. Anterior a esto existia una estructura totalmente
vertical, donde la antigua Corporacién Dominicana Electricidad (CDE) poseia el
control de casi todas las actividades del sector; esta estructura se caracterizaba
principalmente por la falta de generacion, graves problemas de red, déficit
financiero y un suministro inseguro.

Fue en el afio 2001 cuando se promulgo la Ley General de Electricidad
(LGE 125-01), la cual separa las principales actividades relaciones al sector
eléctrico. Esta Ley coloca la actividad de Generacion como una actividad de
competencia, crea la Superintendencia de Electricidad (Regulador), crea la
Empresa de Transmision de Electricidad (ETED, estatal y monopdlica), crea la
Empresa de Generacién de Electricidad Hidroeléctrica (EGEHIDRO), crea el
Organismo Coordinador del Sistema Eléctrico Nacional Interconectado (OC-SENI)
como el Operador del Mercado, forma tres Empresa Distribuidoras de Electricidad
(EDEESTE, EDENORTE, EDESUR), se forma la Corporacién Dominicanas de
Empresas Eléctricas y Estatales (CDEEE) como cabecera de las Distribuidoras e
IPP’s y se crea La Comisién Nacional de Energia encargada de trazar la Politica
Energética.

La Ley General de Electricidad fue reglamentada en el ailo 2002 mediante
el Reglamento para la Aplicacién de LGE (RALGE). La principal funcion de este
Reglamento es la de definir de una manera clara y precisa las reglas y normas de
operacion del Mercado Eléctrico Dominicano. Este Reglamento fue modifico en el
afio 2007 por la SIE (Regulador), sin embargo para los calculos de las
transacciones economicas el Operador del Mercado (OC), utiliza las normas
dictadas en el Reglamento original del afio 2001.
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El RALGE define como Agente Mayorista del Mercado Eléctrico como
“Cualquier empresa de generacion, transmision, distribucion, auto-productor y
cogenerador que venda sus excedentes en el sistema interconectado, usuarios no
regulados y la Corporacion Dominicana de Empresas Eléctricas y Estatales
(CDEEE), mientras administre contratos de compra de energia suscritos con los
productores independientes de energia (IPPs), cuya operacion sea supervisada
por el Organismo Coordinador, o realice transacciones econdémicas en el mercado
eléctrico mayorista.” Actualmente (Agosto 2012) existen 22 Agentes del MEM, de
estos 12 son de Generacion, 3 de Distribucion, 1 de Transmision y 7 Usuarios no
Regulados (UNR’s).

Para el afio 2011 la Generacion de Energia fue de 12,960.3 GWh, de los
cuales 1,989.4 GWh fueron aportados por Generacién a Carbon para un 15.3%,
915.2 GWh Fuel Oil No.2 para un 7.1%, 5,082.8 GWh Fuel Oil No.6 para un
39.2%, 3,444.9 GWh Gas Natural para un 26.6% y 1,527.9 GWh Hidraulica para
un 11.8%. Estos datos se pueden observar graficamente en la Figura 15.

Generacion de Energia Neta por Tipo de Combustible

2011
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Figura 15: Generacion Neta por Tipo de Combustible 2011. Fuente CDEEE.

° Reglamento para Aplicacion Ley General de Electricidad, Republica Dominicana, 2007
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Para el afio 2012 la produccién por tecnologia se ha visto afectado
ligeramente por la entrada del Parque EOdlico Los Cocos y la central de Ciclo
Combinado (Gas Natural y Fuel Oil) Estrella del Mar II. Es importante mencionar la
integracion horizontal de algunos generadores como en el caso de AES Andrés —
Itabo y DPP los cuales comparten acciones y su principal accionista es AES
Dominicana. Esta union integracion reduce el nimero de agente generadores de
12 a 10. Es evidente también que la mayor concentracion de tecnologia es la
Térmica, seguida de la Hidraulica y en el 2012 la Edlica y Cogeneracion. Existen
proyectos de expansion de la Generacion Edlica y se espera que al comienzo del
afio 2013 se estrene el primer parque de Generacion Solar.

La Empresa de Transmision de Energia (ETED) es la encargada actividad
del Transporte. Est4d conformada como una institucion monopdlica y es la
Operadora del Sistema mediante el Centro de Control de Energia (CCE), no
obstante la parta Operativa dependiente del Organismo Coordinador juega un
papel crucial en la operacién en tiempo real del Sistema, quedando en duda quien
debe ser el Operador del Sistema.

La red de Transporte en el SENI es fundamentalmente radial, conformada
principalmente por redes de 69 kV, seguida de 138 kV y 345 kV. La Figura 16
muestra la estructura de la red nacional.
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Existen tres grandes Empresas Distribuidoras de Electricidad separadas
territorialmente, estas empresas son: Empresa Distribuidora de Electricidad del
Sur (EDESUR), Empresa Distribuidora de Electricidad del Norte (EDENORTE),
Empresa Distribuidora de Electricidad del Este (EDEESTE). A finales de los afios
90s estas empresas fueron vendidas al sector privado como el proceso de
liberalizaciéon, mas sin embargo fueron asumidas nuevamente por el estado a
principios de la década pasada, debido a las grandes pérdidas que presentaban
dichas Distribuidoras.

Los Usuarios que posean una demanda mayor a los 1 MW, tienen la opcion
de elegir a su merced su suplidor de energia, ya sea mediante contrato con una
Distribuidora, contrato directo con un Generador o comprar la energia en el
mercado Spot. Los usuarios que poseen una demanda menor a la mencionada
estdn obligados a contratarse con las distribuidoras para recibir el servicio
mediante una tarifa regulada.
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igura 17: Zona Territorial de las EDES. Fuente OC

Debido a las altas perdidas que poseen las distribuidas, provocadas por la
falta de pagos de los clientes, hurto de energia, mal mantenimiento de las redes,
entre otras cosas, las EDES realizan cortes de la Demandas con el objetivo de
controlar el consumo de la energia y por ende las compras a los generadores. Las
EDES estan obligadas a contratar el 80% de su demanda con agentes
Generadores y los 20% restantes deben comprarlos en el Spot. Una medida que
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se tomo con el objeto de reducir el monto de la compras de energia a los
generadores fue la de colocar un precio techo a la energia. Estos cortes realizados
por la EDES afectan directamente el control de la frecuencia del sistema como se
vera mas adelante.

En la parte legal y regulatoria existen 3 instituciones capaces de promulgar
resoluciones y normas del sector, ademas el poder ejecutivo y el Congreso
Nacional dictan y aprueban las leyes incumbentes. A continuacion se detallan la
participacion de cada institucién en los aspectos legales:

o Congreso Nacional: Leyes y Reglamentos de forma general.
Ejemplos LGE 125-01, Ley 112-00, Ley 57-07.

o Poder Ejecutivo: Normaliza y Reglamenta de forma mas detallada.
Ejemplos RALGE-02, RALGE-07.

o CNE & SIE: Fijan y particularizan los detalles de las Leyes y
Reglamentos. Ejemplos Resolucion SIE 374-12, Resolucién 540-11.

o OC: Trazan las pautas operativas y remunerativas del Mercado
Eléctrico Mayorista. Ejemplos OC 15-09, OC 34-08.

4.1.1 Funcionamiento del MEM

El Mercado Eléctrico Dominicano es un mercado a futuros, donde las
distribuidoras estan obligadas a realizar contratos bilaterales con los generadores
tanto de energia como de potencia. Las distribuidoras deben, por ley, contratar el
80% de su demanda con los generadores y 20% deben comprarlos en el mercado
Spot.

En el Mercado de Contratos las partes involucradas acuerdan la compra-
venta de energia y capacidad por cantidades, precios y términos especificos. Los
contratos entre generadoras y distribuidoras tienen la forma de un acuerdo de
compra-venta de energia, donde las generadoras venden cantidades de
capacidad y energia en el punto de consumo de la distribuidora,
independientemente de donde sea generada; sin embargo los acuerdos de venta
de energia no involucran al comprador en el despacho econémico del vendedor.

El proceso de despacho de los generadores se realiza mediante la
declaracion previa de estos de sus costos variables de produccién (Combustibles)
y su disponibilidad, estas variables deben ser enviadas de forma semanal al
Operador del Mercado (OC). Asi por igual las Distribuidoras envian su demanda
programada para la semana proxima y el Operador del Sistema (ETED) se
encarga de enviar la programacion de los mantenimientos de las lineas de
transporte.
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Con esta informacion el OC realiza un despacho econémico semanal, en el
cual se toma en consideracion una lista de merito de los generadores,
considerando su costo total de despacho. A esto se le llama Programacion
Semanal de Operacion.

El Mercado Spot, funciona en base a las transacciones de energia a medida
que ocurren como la diferencia entre la energia total despachada por los
generadores en el despacho econdmico y la energia realmente demandada de
acuerdo a los contratos. Igualmente el mercado spot también estd compuesto por
las transacciones de potencia firme determinada por el Organismo Coordinador.

El precio spot es calculado cada hora en base al Costo Marginal de Corto
Plazo, el cual es definido por el costo variable de produccion de la ultima unidad
de generacion que fue despachada para atender 1 kWh adicional. En la realidad
este calculo se realiza asumiendo un costo variable constante para los diferentes
niveles de carga, en base a una lista de méritos, que no es lo establecido en la
Ley General de Electricidad, que supone un despacho de costo minimo para lo
cual se requiere conocer la curva de régimen térmico en funcion de la potencia
entregada por cada una de las unidades del Sistema Eléctrico Nacional
Interconectado. Si el sistema esta en racionamiento, el costo marginal es fijado por
la Superintendencia como el costo de la energia no servida.

Tanto en el mercado spot como en el mercado de contratos, se retribuyen
los siguientes productos:

Energia y Potencia.

Peaje de Transmision (Derecho de Uso y Derecho de Conexion).
Servicio de Regulacién de Frecuencia (Primaria y Secundaria).
Compensacién a maquinas con CVs superiores al Techo.
Recientemente Compensacion por Desviaciones de los agentes en
Su programacion.

SNENENENEN

Existen otros productos que por Ley y Reglamentacion deben ser
remunerados (Regulacién de Voltaje, Energia Reactiva), mas sin embargo por
cuestiones ajenas a esta tesis no estan siendo retribuidos.

4.2  Servicio Complementario de Regulacion de Frecuencia

Los servicios auxiliares o servicios complementarios, entre los que se
cuenta el servicio de regulacion de frecuencia, permiten el correcto funcionamiento
del mercado de energia y para la seguridad y confiabilidad del SENI. El servicio de
regulacion de frecuencia del SENI se resuelve a partir de las reservas de potencia
en las unidades generadoras habilitadas y disponibles para brindar este servicio.

Al respecto, el Reglamento para la Aplicacion de la Ley General de
Electricidad (RLGE) establece que las compensaciones de este servicio se
determinan al valorizar los Margenes de Reserva Asignados para la Regulacion
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Primaria de Frecuencia (MRARPF) y para la Regulacion Secundaria de
Frecuencia (MRARSF), junto con las compensaciones a las unidades generadoras
que fueron forzadas a operar para participar en la regulacion de frecuencia.

El pago por el servicio de regulacion de frecuencia es a nivel horario y recae
en todos los titulares de las unidades generadoras en forma proporcional a la
energia generada en la hora correspondiente. La suma de los montos deudores y
acreedores de cada hora permite obtener el total.

El servicio de regulacion de frecuencia retne aquellas acciones necesarias
para mantener la frecuencia dentro de las tolerancias permisibles definidas para el
sistema. El Organismo Coordinador (OC) establece los parametros de regulacion y
las empresas generadoras son responsables a través de sus Centros de Control
(CC), de efectuar la regulacion de la misma, siguiendo las disposiciones del OC. El
control de frecuencia en un primer nivel es realizado por todas las centrales de
generacion de acuerdo a su estatismo, y en un segundo nivel, por las centrales de
regulacion.

Al respecto, el Art.150 del RLGE establece que la frecuencia nominal en el
SENI es de 60 [Hz] y define los rangos en que se espera que permanezca,
ademas de precisar dos acciones de control de parte de las unidades generadoras
y que actuan en forma complementaria para alcanzar ese proposito:

o Regulaciéon Primaria de Frecuencia.
o Regulacion Secundaria de Frecuencia.

En la reglamentacion de la Regulacion de Frecuencia del mercado eléctrico
de la Republica Dominicana solo se tiene prevista la Regulacién Primaria y la
Regulacion Secundaria, sin embargo no la Regulacion Terciaria debido a la
condiciones y particularidades del Sistema Eléctrico Nacional Interconectado.

4.2.1 Calidad de la Regulacién de Frecuencia

El Reglamento de la Ley General de Electricidad establece unos requisitos
y pardmetros minimos en que se debe mantener la frecuencia del sistema
eléctrico™. La frecuencia nominal en los sistemas eléctricos de corriente alterna,
en los que se efectien suministros de servicio publico, debe ser de 60 Hz.

El RALGE establece que las condiciones técnicas para regular la frecuencia

del sistema eléctrico debera ser tales que la frecuencia del sistema eléctrico
permanezca dentro del rango de:

v' 59.85 a 60.15 Hz durante el 99.0% del tiempo

1% Articulo 150, Reglamento de La Ley General de Electricidad 125-01
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v' 59.75 a 60.25 Hz durante el 99.8% del tiempo.

Se establece que cada Empresa de Generacion debe poner a disposicion
del OC el margen de reserva de regulacion necesaria para satisfacer tales
condiciones, mediante sus propias unidades generadoras o0 bien mediante
acuerdo comercial con otras empresas de Generacion integrantes del SENI. Estos
equipamientos del sistema deben estar disefiados para tolerar transitorios de por
los menos +3y -2 Hz.

El articulo 405 del Reglamento de Ley General de Electricidad establece un
mecanismo para la determinacion de la calidad de la frecuencia del SENI. Este
mecanismo consiste en el calculo de un factor de eficiencia como se detalla a
continuacion:

IndEficiencia = Z ‘F recNom — FrecReal, ‘ *10
1

Se definen los siguientes valores para el Factor de Eficiencia:
v' Factor_Eficiencia = 0 si IndEficiencia > IE1
v' Factor_Eficiencia =0.5 si IE2 < IndEficiencia < IE1
v' Factor_Eficiencia = 1.0 si IndEficiencia < IE2

Donde:

FrecNom = 60 Hz
FrecReal = Lectura de la frecuencia cada 10 segundos.

Segun el Reglamento los valores de IE1 & IE2 deben ser determinados por
el Organismo Coordinador segun las condiciones del sistema, mas sin embargo en
este mismo Reglamento no se establecen las normas o pautas para el calculo de
estas variables. No obstante el Organismo Coordinador realizo un estudio, hacia el
afo 2007 donde determino el valor de IE1 & IE2, este estudio no muestra de una
forma clara y sustentable la importancia de estas variables™.

Los estandares de calidad del sistema no son cumplidos en la operacion
diaria del SENI, provocando esto dos principales cuestionantes: ¢ Es correcta la
forma actual de operar el Sistema Eléctrico Nacional Interconectado?, ¢Son los
estandares de calidad exigidos muy ambiciosos?

! Determinacién de los parametros de calidad de prestacion del servicio de regulacion de frecuencia del
SENI
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Hemos vistos en el capitulo anterior, que para sistemas eléctricos mucho
mas grande y con mas diversificacion de tecnologia de generacion las variaciones
permitidas de frecuencia en algunos casos son de hasta + 1 Hz. Estos ponen en
duda si los estandares de calidad son los correctos en el Sistema Eléctrico
Dominicano, donde la maxima variacién permitida es de +0.5 Hz (58.75-60.25).

Adicionalmente a estos parametros de calidad, y al control de Regulacién
Primaria y Secundaria de Frecuencia, el RALGE exige un Esquema de
Desconexién Automatica de Carga (EDAC)Y. Este esquema sirve para
contrarrestar fendmenos asociados a sub-frecuencia subitas en el sistema.
Responsabilizando al Organismo Coordinador su elaboracién y dandole caracter
de obligatoriedad de cumplimiento por parte de los agentes del MEM [VASQUEZ
2010].

En el Articulo 221 del RALGE se establecen los requisitos del Esquema de
Desconexién Automatica de Carga:

a) Durante periodos de inestabilidad se evita, en lo posible, que la frecuencia
descienda de 58.5 Hz, para no reducir la vida util de unidades térmicas.

b) EIl nivel minimo de frecuencia para el SENI lo determina la capacidad de las
unidades térmicas y es fijado por el OC, de acuerdo a la informacion técnica
proporcionada por los Agentes del MEM. Actualmente el nivel minimo de
frecuencia para el sistema es de 58.0 Hz.

c) La desconexion de unidades es instantdnea soélo para frecuencias
superiores al nivel maximo, el cual es fijado por el OC, de acuerdo a la
informacion técnica proporcionada por los Agentes del MEM; actualmente el
nivel maximo de frecuencia transitoria para el sistema es de 63 Hz.

d) Si la frecuencia permanece por mas de quince (15) segundos en el nivel
maéaximo, pueden desconectarse unidades.

e) Las etapas del esquema de rechazo, la carga rechazada en cada etapa, la
duracion de las etapas, etc., derivan de estudios especializados que realiza
el OC.

f) La frecuencia debe estabilizarse dentro de los margenes previstos.

g) El rechazo automatico de carga no debe originar sobre-frecuencias.

h) El sistema puede operar segmentado.

i) Los operadores del sistema de generacidén y del sistema de distribucion
priorizarén la permanencia de cargas de sus clientes.

j) En los esquemas de rechazo automatico por minima frecuencia se incluira
las cargas en orden descendente de prioridad.

k) Se pueden utilizar relés de minima frecuencia, derivada de frecuencia,
minima tension, maxima tensibn e inversibn de potencia, con
temporizacion.

2 Articulo 220, Reglamento para la Aplicacién de la Ley General de Electricidad 125-01.
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El esquema de operacion del EDAC en Republica Dominicana es
basicamente una adaptacion del esquema existente en Colombia. Este esquema
consiste en escalonar los deslastres de cargas segun vaya variando la frecuencia,
como se muestra en la Tabla 10.

. |Demanda| Demanda Total
ETAPA Frec:;nua Liberada | Liberada |Deslastrado
2wy | (o) (MW)
1 59.2 82.76 5% 82.76
2 59.1 83.83 5% 166.59
3 59.0 127.88 8% 294.47
4 58.9 191.66 13% 486.13
5 58.8 97.75 6% 583.88
6 58.7 53.87 4% 637.75

Tabla 10: Etapas del Esquema de Desconexion Automética de Carga. OC 2009

El esquema dominicano consta de 6 etapas o escalones de desconexion a
medida que la frecuencia va disminuyendo. En el afilo 2009 el Organismo
Coordinador fijo los niveles de actuacién mediante un estudio realizado. Este
esquema de operaciéon permite la salida de 637.75 MW, lo que representa
aproximadamente una tercera parte de la demanda controlada diaria (1900 MW),
sin que este colapse.

Esta practica no es la usual ni la correcta en otros sistemas eléctricos (Se
mantiene una reserva fria capaz de suplir estos déficits). En otros paises los
cortes a la demanda son altamente penalizados por el valor de la Energia no
Suministrada (Valor que no esta correctamente definido en Dominicana).

Al no existir una penalizacién por incurrir en cortes a la demanda, el Centro
de Control de Energia se ha tomado como practica usual la entrada y salidas de
circuitos con el fin de: Disminuir los costos operativos del Sistema, Regular Voltaje
y/o para Regular Frecuencia.

Estos deslastres de cargas también son provocados debido a lo no
existencia de reservas en el sistema. Actualmente el sistema cuenta con un pobre
margen de reserva rotante disponible, sin reserva caliente y la reserva fria es
practicamente cero. Esto provoca que en ningin momento las distribuidoras
puedan liberar la demanda de forma completa, ya que no habria generacion
suficiente para suplirla y podria provocar el colapso del sistema. En todo caso la
demanda se ve afectada por constantes cortes, lo cual no va acorde con la
calidad del suministro, ya que todo sistema eléctrico lo que procura con la reserva
rotante, es garantizar la plena satisfaccion de la demanda.
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El EDAC esta configurado para que realice desconexiones de circuitos de
distribucion y transmision, siendo la primera la mas afectada. La Figura 18
muestra la participacion por Distribuidoras y Transporte en la desconexion de
circuitos mediante la actuacion del EDAC.
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Figura 18: Deslastre de Carga por Agente mediante EDAC. OC 2009.

Este esquema de proteccion solo sirve para baja frecuencia en el Sistema,
sin embargo no existe un sistema de proteccion similar cuando existe sobre
generacion y por lo tanto alta frecuencia. Cada generador posee su propio
mecanismo de proteccién pero estos no son controlados por el Operador del
Mercado.

No obstante, se ha reglamentado estos requisitos sobre la calidad de la
frecuencia, los resultados han sido pésimos y provocan un costo enorme al
sistema en las transacciones econdémicas; resultados causados principalmente por
la mala asignacion de las reservas, la poca cantidad de generadores ofreciendo el
servicio de RPF y RSF y la falta del monitoreo continuo de la asignacion del
servicio.

En el Informe Mensual de Operacion del mes de Junio 2012, el Organismo
Coordinador muestra las siguientes estadisticas: En el rango de + 0.15 Hz la
frecuencia se mantuvo en un 78.15%, en el rango de +0.25 Hz la frecuencia se
mantuvo en un 96.5%. Estos datos se pueden observar graficamente en la Figura
19.
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Figura 19: Calidad de Frecuencia, Informe Mensual de Operaciéon. OC Junio 2012
4.2.2 Regulacion Primariay Secundaria de Frecuencia

En los primeros capitulos de la presente tesis vimos la definicion técnica de
la Regulacién de Frecuencia, el Reglamento para la Aplicacion de la Ley General
de Electricidad presenta como definicibn de este servicio en el Articulo 1 lo
siguiente: “Acciones necesarias para mantener la frecuencia dentro de las
tolerancias permisibles definidas para el sistema: El OC establece los parametros
de regulacion y las empresas generadoras son responsables a través de sus CC,
de efectuar la regulacién de la misma, siguiendo las disposiciones del OC. El
control de frecuencia en un primer nivel es realizado por todas las centrales de
generacion de acuerdo a su estatismo, y en un segundo nivel, por las centrales de
regulacion.”

De este mismo modo se realizan las siguientes definiciones®>:

v REGULACION PRIMARIA DE FRECUENCIA (RPF): Es la regulacion
rapida de frecuencia, con un tiempo de respuesta inferior a 30 segundos,
destinada a equilibrar instantaneamente la generacién con la demanda, con
el minimo de desviacién en la frecuencia. Esta regulacion se realiza a
través de equipos instalados en las maquinas que permiten modificar en
forma automatica su produccion.

v REGULACION SECUNDARIA DE FRECUENCIA (RSF): Es la accion
manual o automatica sobre los variadores de carga de una o mas
maquinas, que compensa la desviacion final de la frecuencia resultante de
la RPF. Su funcién principal es responder frente a las desviaciones de

B Articulo 384, Reglamento para la Aplicacién de La Ley General de Electricidad.
69



demanda de modo de mantener el equilibrio generacion — demanda en todo
momento. En primera instancia las variaciones de demanda seran
absorbidas por las maquinas que participan en la RPF. La RSF permite
llevar nuevamente dichas maquinas a los valores asignados en el
despacho, anulando las desviaciones de frecuencia. Su tiempo de
respuesta es de varios minutos, tiempo necesario para que se reasignen de
manera Optima los recursos de generacion para satisfacer la demanda.

Los Agentes del MEM operadores de sistemas de generacion son
responsables por la regulacion de frecuencia del SENI, cuya operacion esta a
cargo del CCE'™. En este mismo orden el Reglamento establece que los
generadores deben ofrecer de forma obligatoria el servicio de Regulacién Primaria
de Frecuencia con la posibilidad de que exista un acuerdo entre las empresas de
generacion previamente aprobada por la SIE, y el OC y CCE estén notificados™>.

Esta condicion coloca el Servicio Complementario de Regulacion Primaria
de Frecuencia en Republica Dominicana bajo el modelo de provision de
“Obligatorio con opcion de transferencia” (Ver capitulo 3). Este articulo del RALGE
no toma en cuenta la Regulacion Secundaria de Frecuencia, mas sin embargo
como veremos mas adelante, existe un proceso de Habilitacion del Servicio para
los generadores donde por defecto se incluye la Regulacion Secundaria de
Frecuencia.

Aungue el Reglamento establece que los generadores son los responsables
de ofrecer el Servicio Complementario de Regulacion de Frecuencia, durante la
operacion diaria del Sistema, el Operador ordena a los agentes Distribuidores la
apertura y cierres de circuitos para controlar la frecuencia. Este es un servicio
ofrecidos por las DISCOS que no es remunerado ni considerado por el Operador
del Mercado.

En el Mercado Eléctrico Mayorista existe suficiente capacidad instalada de
para ofrecer la Regulacion de Frecuencia y cumplir con los margenes de calidad
exigidos en el Reglamento. La Figura 20 muestra la composicién tecnoldgica de la
potencia habilitada para ofrecer el servicio de Regulacion de Frecuencia junto a
las centrales participantes.

“ Articulo 233, Reglamento para la Aplicacién de La Ley General de Electricidad.
 Articulo 203, Reglamento para la Aplicacién de La Ley General de Electricidad.

70



mTV BTG mCcc B MD mH

TAVERA,, JIGUEY,
AGUACATE,
MONCION, RIO
BLANCO, VALDESIA,

100%

90%
SULTANA DEL ESTE
0, —
80% DEL MAR, CEPP 2,
70% - “Jé’?‘)f:?é%, PIMENTEL
60% i Y LA VEGA
50% -
AES ANDRES
40% - Y SAN FELIPE
30% —
_ R ————
20% | _LosmiNASYE L |
10% - ’
0% - 0.0
RPF RSF
Fuente: OC

TV= Turbina de vapor
TG= Turbine de Gas
CC= Ciclo Combinado
MD= Motor Diesel
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Figura 20: Potencia habilitada para regular frecuencia. [VASQUEZ 2010]
42.2.1 Proceso Habilitacion de Generadores para ofrecer RPF

La Empresa de Generacidbn que considere proponer alguna de sus
unidades para Regulacién Primaria de Frecuencia debe presentar una solicitud al
OC a fin de ser evaluadas como maquinas de regulacién, indicando la capacidad
maxima de regulacibn como porcentaje de la potencia efectiva de sus unidades
generadoras, acompafiando la informacién técnica basica™®.

El procedimiento indica que si no existe ninguna empresa generadora
interesada en realizar el proceso de habilitacién, el Organismo Coordinador puede
calificar a las centrales para ofrecer este servicio utilizando la informacion técnica
disponible de la central. EI Reglamento establece que luego de que el Organismo
Coordinador habilita una central para ofrecer el servicio de Regulacion de
Frecuencia, esta queda obligada a ofrecer tanto la Regulacién Primaria como
Secundaria cuando el Operador del Sistema lo requiera®’.

Los requisitos para poder ofrecer el servicio de Regulacion de Frecuencia
estan en el Articulo 390 del RALGE y son los siguientes:

v/ Estatismo permanente entre el 0 y 6%.
v' Banda muerta inferior al 0.1% (0.06 Hz).

'® Articulo 388. Reglamento para la Aplicacién de la Ley General de Electricidad.
' Articulo 395, Reglamento para la Aplicacién de la Ley General de Electricidad.
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Capacidad de Regulacion minima del de mas o menos cinco por ciento
(x5%) dentro de todo su rango de generacion.

Rango de frecuencia admisible de operacion de la unidad, sin limite de
tiempo, entre 59y 61 Hz.

La variacion de la carga de la central debe ser sostenible al menos durante
los siguientes 30 segundos.

Contar con un enlace en tiempo real con el CCE.

Disponer en sus bornes de generacion de un sistema de medicion y registro
automético de potencia y frecuencia que registrara continuamente su
participacion en la Regulacion Primaria de Frecuencia.

Junto con esta solicitud de habilitacion el Generador debe suministrar la

siguiente informacion al Organismo Coordinador:

a)
b)
c)

d)
e)

f)

Identificacion de la maquina.

Informacidén del fabricante incluyendo especificaciones técnicas y planos
Caracteristicas del regulador (marca y tipo, afio de fabricacion sistema de
control, mando, etc.)

Banda Muerta (rango de ajuste, calibracién actual)

Estatismo Permanente (rango de ajuste, valor usual)

Tiempo de establecimiento (tiempo que transcurre desde la ocurrencia de
una perturbacion hasta que el valor de potencia de generacion entra al
rango de mas o menos cinco por ciento (x 5%) del valor final)

Méaxima Capacidad de Regulacién.

Gradiente de toma de carga.

Estatismo Transitorio (Rango de ajuste, valor

usual).

Diagrama de bloques de controladores (Proporcional, Integrador,
Derivador).

Luego de que el agente Generador haya cumplido con los requisitos

técnicos se establecen los siguientes pasos para completar el proceso de
habilitacion.

1.

Para la habilitacion de una o méas unidades, a fin de participar en la RPF del
Sistema, el OC debera verificar el cumplimiento de los requisitos técnicos e
informacion establecidos para realizar la RPF, establecida en el presente
procedimiento.

De cumplir todos los requisitos técnicos y haber suministrado la
informacion, el OC debera notificar al Agente del MEM solicitante que su
maquina se encuentra habilitada para participar en la RPF.

La habilitacion de una maquina entra en vigencia a partir de la siguiente
programacion semanal.

De no existir solicitudes para realizar la RPF, el OC calificara a las centrales
para realizar esta funcidon sobre la base de la informacién técnica
disponible.
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5. El Agente del MEM debera notificar al OC cualquier cambio que desee
realizar en sus equipos destinados a la regulacion de frecuencia.

El proceso de habilitacion para el servicio de Regulacion Secundaria de
Frecuencia es el mismo que para el de Regulacién Primaria de Frecuencia, con la
condicion de que para ofrecer regulacidon secundaria debe estar habilitada
inicialmente la regulacion primaria.

El Organismo Coordinador tiene la facultad de realizar pruebas a fin de
determinar el comportamiento y la respuesta ante variaciones bruscas de
frecuencia de las unidades que estan habilitadas o soliciten la habilitacion. Estan
pruebas (Segun el RALGE) debe ser realizadas por un consultor especializado, sin
embargo en la realidad estas pruebas son realizadas por los técnicos del
Organismo Coordinador.

4.2.3 Margen de Reservas Rotantes.

El Margen de Reserva Rotante (RR) es el margen de capacidad de
generacion de las centrales en operacién para llegar a la maxima potencia de
generacion disponible, en cualquier instante. Este margen de capacidad de
generacion resulta de la diferencia entre la sumatoria de las capacidades
disponibles de las unidades sincronizadas al sistema y la sumatoria de sus
potencias entregadas al sistema.

El RLGE establecer que el Margen de Reserva Rotante usualmente se la
clasifica en dos tipos:

a) Reserva de Regulacion Primaria de Frecuencia (RRPF). Margen de reserva
rotante en las centrales que responden automaticamente a variaciones
subitas de frecuencia habilitadas para participar en la RPF.

b) Reserva de Regulacion Secundaria de Frecuencia (RRSF). Margen de
reserva rotante en las unidades o centrales calificadas para este proposito y
gue responden a variaciones de generacién por regulacion automatica o
manual.

El Programa Semanal de Operacion es elaborado por el OC y contiene,
entre otros antecedentes, las maquinas que realizaran la RPF, asi como la reserva
operativa y las maquinas que aportaran a dicha reserva al SENI.

La RPF es obligatoria y se fija igual al 3% de la generacion. Si este valor no
fuere suficiente para mantener la frecuencia dentro de los margenes establecidos,
el OC podra subir este porcentaje, pero en ningun caso podra ser superior al 5%
de la generacion. En estos mismos términos, la RSF se fija en un 3% de la
demanda y debe estar distribuida entre al menos 3 unidades hidroeléctricas o
entre las maquinas de mayor Costo Variable de Despacho en cada hora, en caso
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de que no existiere capacidad suficiente en maquinas Hidroeléctricas. El limite
para la RSF es del 5% de la demanda estimada en el programa de operacion.

El OC debe elaborar la programacion del despacho de la Reserva Rotante
considerando las maquinas de regulacion disponibles. Esta programacion
considerara una Reserva Rotante para RPF de tres por ciento (3%) a cinco por
ciento (5%) de la demanda estimada en el programa de operacion. Asimismo, se
debera contemplar una Reserva Rotante para RSF de tres por ciento (3%) a cinco
por ciento (5%) de la demanda estimada en el programa de operacion.

La Reserva Rotante establecida para RPF y RSF debera ser programada
para cada intervalo horario, expresada en MW. El porcentaje de reserva para RPF
y RSF en los programas de operacion en ningln caso podra superar un cinco por
ciento (5%) para RPF y un cinco por ciento (5%) para RSF. El margen de reserva
asignado para la RPF se registra de forma instantdnea y se pondera por su
duracion para expresarlo en forma horaria. Asi mismo, el margen de reserva
asignado para la RSF se calcula de forma instantanea y resulta de escoger el
minimo entre las holguras o margenes superior e inferior en las unidades
generadoras que participan del servicio y después de comprometer su MRPF.

>

Emin MRSF* Pmax

I MRSF ~ = Pmax — MRPF — NOS

NO MRPF

MRAsignado 5, = MRPF
MRAsignado .. = Min {MRSF " ,MRSF "}

Pmin z
L MRSF Emi‘!‘i
| MRSF ™~ = NOS — MRPF — Pmin
MRPF NOS
. Figura 21. Margenes para la Regulacion de Frecuencia. Fuente OC
Pmin Potencia Minima Técnica de la unidad generadora
Pmax Potencia Maxima Disponible de la unidad generadora
MRPF Margen RPF
NOS Nivel de Operacién Sostenible. Se corresponde con la potencia
impartida por el CCE
Minferior Margen Inferior. Holgura en la unidad generadora que participa
del servicio de RSF para alcanzar su potencia minima técnica
después que ha comprometido su Margen de RPF
Msuperior Margen Superior. Holgura en la unidad generadora que participa
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del servicio de RSF para alcanzar su potencia maxima disponible
después que ha comprometido su margen de RPF

MRARPF Margen de Reserva Asignado para RPF al generador

MRARSF Margen de Reserva Asignado para RSF al generador

MRARPF = MRPF

Msuperior = MaX{PmaX - MRPF - NOS, 0}

MRARSF = Min{Minferior, Msuperior}

En caso de haber separacion del Sistema en subsistemas temporalmente
aislados, la Reserva Rotante y programarse separadamente para cada subsistema
aislado. De igual forma de haberse agotado la Reserva Rotante disponible de la
lista de méritos, el OC o el CCE, segun corresponda, podra asignar Reserva
Rotante a otros generadores no previstos inicialmente en la programacion.

El Programa Diario de Operacion, al igual que el semanal, es elaborado por
el OC y contiene, entre otros antecedentes las maquinas que realizaran la RPF en
cada hora, asi como la reserva operativa y las maquinas que aportaran a dicha
reserva al SENI.

4.2.4 Responsables de la Regulacion de Frecuencia.

Los Agentes del MEM operadores de sistemas de generacion son
responsables por la regulacion de frecuencia del SENI cuya operacion esta a
cargo del CCE. Se establece el en RALGE que el CCE debe remitir cada dia al
OC, a los Agentes del MEM y a la SIE, un informe sobre la operacion del SENI
correspondiente al dia anterior, que contendra, entre otros antecedentes: el
despacho real de las unidades de generacion; las horas de orden de arranque y
parada y las de ingreso y salida de unidades; y las disposiciones de regulacién de
frecuencia, actualmente este informe esta siendo realizado por el OC.

El RALGE establece responsabilidades a los agentes OC, CCE y Bloque
Generador, a continuacion se citaran las de mayor relevancia:

Responsabilidades del OC.

a) Mantener actualizados los requisitos técnicos que se contemplan en el
Reglamento, para calificar las unidades de generacién que proporcionaran
la Reserva Rotante del SENI.

b) Verificar el cumplimiento de todos los requisitos para la calificacibn como
maquina de regulacion.

c) Programar la Reserva Rotante en los Programas de Operacién Semanal y
Diario.

d) Establecer la lista de méritos de unidades calificadas para efectuar RPF y
RSF.

e) Establecer la lista de méritos de unidades asignadas para efectuar RPF y
RSF. Cuando estas unidades se le asigne efectuar la RPF y RSF seran
compensadas segun lo establecido en el presente procedimiento.
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f)

Establecer la forma y plazos en que los Agentes del MEM deben presentar
la informacién técnica en tiempo diferido para actualizar los datos técnicos
requeridos.

Responsabilidades del CCE.

a)

b)

c)

d)

e)

Hacer cumplir la asignacion, la distribucion y el uso 6ptimo de los recursos
destinados para la Reserva Rotante para RPF y la Reserva Rotante para
RSF del SENI.

Despachar la Reserva Rotante asignada para RSF de modo de restablecer
los niveles de despacho en las unidades asignadas para la RPF.

Despachar econdmicamente las unidades de acuerdo a los programas y
politicas de operacion de modo de recuperar la Reserva Rotante para
Regulacion Secundaria.

De formarse sistemas temporalmente aislados por mantenimiento o
contingencia en el SENI, disponer, de ser el caso, las acciones necesarias
para que la Regulacién de Frecuencia sea ejecutada con las unidades de
generacion calificadas segun el orden de mérito elaborado por el OC, para
cumplir con esta tarea en sus respectivas areas.

Supervisar la frecuencia y reserva de las principales areas en tiempo real,
para lograr un nivel suficiente de calidad de frecuencia.

Responsabilidades de los Agentes del MEM.

a)

b)

f)

4.2.5

Mantener actualizados los datos técnicos de las unidades de generacién del
SENI, requeridos en el presente procedimiento.

El Agente del MEM generador del SENI que realice la regulacion de
frecuencia, debe mantener el estatismo asignado y otros parametros que
afecten la respuesta del regulador de velocidad, no modificAndolos sin la
coordinacion y aprobacion del OC.

Realizar la Regulacién de Frecuencia del Sistema bajo la directiva del CCE
para la operacion en tiempo real y comunicar toda accién correctiva al CCE,
con copia al OC.

Aceptar la delegacién de responsabilidad de coordinacion en tiempo real,
en caso que asi lo disponga el CCE, asumiendo las responsabilidades
derivadas del encargo.

Informar, a través de su Centro de Control, el detalle de la operacion diaria
de su area de control incluyendo entre otros el despacho de la reserva
rotante y aspectos relevantes.

Operar las unidades generadoras designadas para efectuar Regulacion de
Frecuencia, manteniendo la reserva programada por el OC.

Lista de Merito para la Regulaciéon de Frecuencia

EL RALGE dicta lo siguiente: “Generalmente todas las unidades pueden

regular la frecuencia sea primaria 6 secundaria del Sistema, sin embargo, no todas
ellas pueden mantener la frecuencia en los rangos requeridos por las normas.
Solamente algunas maquinas pueden aportar reserva para regular la frecuencia
del sistema, en consecuencia es necesario elaborar una lista de méritos y
establecer la forma de asignaciéon con las unidades que retnan las condiciones
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descritas en el presente procedimiento y con cargo a ser verificadas mediante
pruebas coordinadas por el OC™.

Existen dos listas de meritos diferentes, una para la Regulacion Primaria de
Frecuencia y otra para la Regulacibn Secundaria de Frecuencia. Trataremos
primeramente la Regulacion Primaria.

La Lista de Merito de Regulaciéon Primaria de Frecuencia es realizada de
manera semanal y diaria por el Organismo Coordinador, usando como referencia
un coeficiente técnico que relaciona el estatismo con el gradiente de toma de
carga de la maquina.

_ (Pmax — Pmin) X Gradiente de Toma de Carga

Estatismo

El rango de potencia para regulacion asignado a las maquinas sera como
maximo igual al solicitado por el Agente del MEM generador. La Figura 22 muestra
un ejemplo para la programacion diaria de la Lista de Merito de Regulacion
Primaria de Frecuencia, se puede observar en esta grafica que las centrales con
mayor variacion entre su minimo técnico y su potencia maxima salen mejor
posicionada en dicho orden meritorio.

' Articulo 400, Reglamento para la Aplicacién de La Ley General de Electricidad.
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ORGANISMIA ELECTRICO INTERCONECTADO DE LA REPUBLICA DOMINICANA

_,” nabili ion primaria de frecyencia (RPF)
Unidades | Gradiente ? Margen de Reserva de
Semana del 25-08_31-08-2012 | habilitadas | de toma de| Pmaz- | Estatism |, 4| Regulacién | . pp RPF
N por el OC Carga Pmin o Primaria™" Habilitada
nara___L___Total = {¥ar notac al Scumulada
|[Orden Unidad [Si=1!No=0]| [MWIMin) | [MW) % A % MV
1_|AES ANDRES 1 6.30 144.00 4.0% | 22.680.0 14 5% 14.0
2 |Falcondo 1 1 10.00 32.00 2.0% | 16.000.0 3.906 6% 17.9
3 |Falcondo 2 1 10.00 32.00 2.0x% | 16.000.0 3.906 6% 21.8
4 |Falcondo 3 1 10.00 32.00 2.0% | 16.,000.0 3.906 6% 25.7
5 |Los Mina6 1 10.00 58.00 4.0% | 14.500.0 14.6 12% 40.3
6 [LosMina5 1 10.00 58.00 4.0% | 14.500.0 14.6 12% 54.9
7 |Taverat 1 717 24.00 4.0% 4.300.0 1 2% 55.9
8 |[Tavera2 1 7.00 24.00 4.0% 4.200.0 1 2% 56.9
9 [San Felipe 1 3.30 48.00 4.0% 3.960.0 4.788 6% 61.7
10| Jiguey 2 1 7.50 17.00 4.0% 3.187.5 1 2% 62.7
11 |Jiguey 1 1 7.50 17.00 5.0% 2.550.0 1 2% 63.7
12 |Aguacate 2 1 8.70 9.00 5.0% 1.566.0 1 4% 64.7
13 |Aguacate 1 1 8.70 9.00 6.0% 1.305.0 1 4% 65.7
14 |Rio Blanco 1 1 8.33 4.00 3.5% 952.4 1 8% 66.7
15 |Rio Blanco 2 1 8.33 4.00 3.5% 952.4 1 8% 67.7
16 | ¥aldesia 1 1 3.50 11.00 5.8% 669.6 1 4% 68.7
17 | ¥aldesia 2 1 3.50 11.00 6.0% 641.7 1 4% 69.7
18 |Moncion 1 1 3.00 8.00 4.0% 600.0 1 4% 70.7
19 |Moncion 2 1 3.00 8.00 4.0% 600.0 1 4% 7.7
20 |Cepp21 1 2.30 2.20 3.5% 144.6 0.4 7% 721
21 _|Cepp22 1 2.30 2.20 3.5% 144.6 0.4 7% 72.5
22 |Cepp23 1 2.30 2.20 3.5% 144.6 0.4 7% 72.9
23 |Cepp24 1 2.30 2.20 3.5% 144.6 0.4104 7% 73.3
24 |Cepp25 1 2.30 2.20 3.5% 144.6 0.4104 7% 73.8
25 |Cepp26 1 2.30 2.20 3.5% 144.6 0.4104 7% 74.2
26 |Cepp27 1 2.30 2.20 3.5% 144.6 0.4104 7% 74.6
27 |Cepp28 1 2.30 2.20 3.5% 144.6 0.4104 7% 75.0
28 |Cepp29 1 2.30 2.20 3.5% 144.6 0.4104 7% 75.4
29 |Ceppill 1 1.67 2.61 3.1% 140.8 0.5 8% 75.9
30 |Ceppl2 1 1.67 2.61 3.1% 140.8 0.5 8% 76.4
31 |Ceppi3 1 167 2.61 3.1% 140.8 0.5 8% 76.9
Figura 22. Lista de Merito RPF, Programa Semanal de Operacion, 25 - 31 de Agosto 2012. Fuente
OC.

La asignacién de las maquinas para la RSF sera realizada por el OC en
funcién de los costos variables de operacion de las unidades y los parametros de
regulacion de frecuencia, de modo de minimizar el costo de la RSF. También
estipula que deberd estar distribuida entre al menos tres (3) unidades
hidroeléctricas o entre las maquinas de mayor Costo Variable de Despacho en
cada hora, en caso de que no existiere capacidad suficiente en maquinas
hidroeléctricas.

En caso de no contar con suficientes unidades despachadas para regular
frecuencia, el OC podra disponer la entrada en operaciéon de unidades mas caras
para realizar la regulacion de frecuencia. Los propietarios de estas unidades
deberan ser compensados en sus costos operativos de acuerdo con la diferencia
entre su costo variable de produccion y el costo marginal de energia en la barra de
inyeccion de la unidad.
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ORGANISMO COORDINADOR DEL SISTEMA ELECTRICO INTERCONECTADO
PREDESPACHO DIARIO DEFINITIVO DEL VIERNES 24-0-12
RESERVA PARA REGULACION SECUNDARIA DE FRECUENCIA (MW)

DESPACHO POR LISTA DE MERITO DE LAS CENTRALES HABILITADAS PARA RSF (MY), SEGUN LOS ARTICULOS 205, 401402 Y 403 DEL REGLAMENTO DE LA LEY 125-01

% RSF [ 3% [ 3 | 3 | %% [ 3% [ 3 | 3 | %% [ 3% [ 3 [ 3 | %% [ 3 [ 3 | 3 | %% [ 3 [ 3 [ 3 | % [ 3 [ 3 | 3% | % |
ORDEN CENTRALES 1 2 3 4 5 6 1 8 9 10 1l 12 13 1 15 16 1 18 19 20 2 22 23 24 (MH)
ORDEN|CENTRALES 0

1 |TAYERA1 0
2 |TAVERA?Z 0
3 [JIGUEY1 0
4+ [JIGUEY2 0
5 |AGUACATE1 0
[1 AGUACATE 2 " = - - - = o . - = - - - - o w, - = - » . - P ., 0
7 [SANFELIPE 50 150 150 - ; . P 50 150 150 150 50] 50] 0] 50 150 50 50 50] 50] 50] 50] 150 150 300
§ |LOSMINA S 79 79 79 79 19 79 79 79 79 79 79 79 79 79 79 79 79 79 79 79 79 19 19 79| 1896
9 [LOSMINAG 19 19 79| 79| r9] 79| ve| ws| 79 o vl 79| 9| wof 79| 79 w9 79| 79| w9 79| 79| w9 79| 1896
10| AES ANDRES 20 195 64 204 263] 260 256] w2 wr[ ws[ wr[ au] a0] wa] 7] 0] w7 207 96| 48] 255] 259] 258 7] 51879

RSF (MV) 528 503 472 449 421] M| H4)| 450| 485| 486] 505| 51.9| 518 499| 505 498| 485| 515) 504| 556| 563| 56.7| 566 555| 11980

Figura 23. Lista de Merito RSF Programa Diario de Operacion, 24 Agosto 2012. Fuente OC

En la Figura 23 se puede observar que para ese dia especifico (24 agosto
2012, no existia posibilidad de realizar RSF con una generadora Hidroeléctrica,
mas sin embargo se utilizo solamente, una de las centrales de mayor costo
variable del sistema (San Felipe) y tres centrales de las de menor costo variable
(Los Minas 5 & 6, Aes Andrés). Incumpliendo de este modo con lo estipulado en el
Reglamento. Esto suele ocurrir cuando se desea disminuir el precio energia
mediante el despacho de hidroeléctricas a su méaxima capacidad o por bajo niveles
de agua en las centrales de hidroeléctricas.

4.3 Compensacion Econdmica de la Regulacion de Frecuencia.

Las transacciones econdmicas son enviadas por el Organismo Coordinador,
dentro de los primero nueve dias laborables siguientes al mes para el cual se
calculan estas transacciones, a los agentes del MEM y a la SIE. El informe
mensual de transacciones econOmicas debe contener al menos la siguiente
informacion:

a) Costos marginales de Corto Plazo de la Energia pada cada una de las
horas del mes anterior.

b) Informaciones de Costo Marginal de Potencia de Punta.

c) Resumen de las mediciones de inyecciones y retiros horarios de energia.

d) Transferencia de electricidad y sus pagos correspondientes entre agentes.

e) Derecho de Conexion y pagos entre agentes

f) Otros pagos entre Agentes del MEM.

Las transacciones econémicas por Regulacién de Frecuencia entran en los
llamados “Otros pagos entre agentes”. La responsabilidad de pago de la RPF,
RSF y la compensacién por generacién forzada para Regulacién de Frecuencia
recae en todos los generadores, en forma proporcional a la energia generada en
cada hora, con discriminacién de Sistemas Aislados. Es decir la compensacién por
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Regulacion de Frecuencia se realizara en forma independiente por cada sistema
aislado durante las horas que se mantenga esta situacion.

La participacion en el servicio de RPF toma en consideracion los siguientes
puntos:

v" Hora impartida por el CCE para que la unidad generadora comience
a ofrecer el servicio de RPF.

v" Tiempo de permanencia de la unidad generadora ofreciendo el
servicio de RPF.

v" No se considera participacion alguna en la RPF ante cualquier
observacion realizada por los Supervisores del OC, con relacién a la
respuesta de la unidad generadora a la correccién del valor de la
frecuencia.

v" No se considera participacion alguna en la RPF y RSF por falla o
salida de linea de la unidad generadora.

De igual forma, la participacion en el servicio de RSF se determina tomando
en cuenta los siguientes puntos:

v" Hora impartida por el CCE para que la unidad generadora realice su
movimiento de carga.

v Potencia o Nivel de Operacion Sostenible (NOS) impartido por el
CCE.

v" Tiempo de permanencia de la unidad generadora en su Nivel de
Operacion Sostenible, el cual cambia cuando el CCE, envia la
Central a otra potencia o NOS.

El modelo remunerativo implementado es de remuneracion a precio
administrativo, con dos vertientes [VASQUEZ 2010]:

A. En donde se le reconoce al agente generador el costo de
oportunidad: Margen = Ingreso — Costo.
o Ingreso: Reserva valorizada a costo marginal de corto plazo
de energia.
o Costo: Reserva valorizada al costo variable de produccion.

B. Reconocimiento de costos adicionales de prestar el servicio:
o Inversion.
o Perdidas de eficiencia de la unidad generadora.
o Aumento costos de operacion y mantenimiento.

Se establece un Incentivo para la Regulacion de Frecuencia, con el fin de
mantener a los generadores interesados en el ofrecer el servicio. El valor de este
incentivo, denominado “IR”, es fijado anualmente por la SIE. Este incentivo es
determinado con la siguiente férmula:

80



CPl.
IRi — IRbase % mesi-2
CEl

Nov 2011

Siendo:
IR base = 8.85 USS/MWh

CPl mesi-2 = indice de Precio al consumidor de los Estados
Unidos, en el segundo mes anterior al mes en que se realiza el
célculo.

CPI Nov 2011 = indice de Precio al consumidor de los Estados
Unidos, mes de noviembre de 2011, igual a 226.23.

Resolucion SIE-544-2011
Figura 24. Calculo IR para el afio 2012, Resolucion SIE-544-2011.

4.3.1 Compensacion por Regulacion Primaria de Frecuencia.

Cada unidad generadora que participa en la RPF, con excepcion de las
maquinas requeridas en forma forzada para RPF, recibird como compensacion un
monto dado por:

Unidad Termoeléctrica:
CompRPF,; = (CMGCPenergia,; — CVP, + IR) X RPFMRAsignado,;

Donde:
v CompRPFy;: Es la compensacion por RPF al generador que inyecta en la
barra i en la hora h.

v CMGCPenergian: Es el Costo Marginal de Corto Plazo de energia en la
barra i que inyecta el generador en la hora h.

v' CVP;: Costo Variable de Produccién de la maquina que realiza la regulacién
de frecuencia e inyecta su energia en la barra i.

v IR: Incentivo para regulacion de frecuencia, cuyo valor sera fijado
anualmente por la SIE.

v RPFMRAsignadoy;: Es el Margen de Reserva Asignado para RPF al
generador que inyecta en la barra i en la hora h.

El RLGE precisa que cuando la generacion de la unidad no fue restringida
en el programa de despacho o por indicacion del CCE a un valor determinado por
necesidad de RPF, se considerara que no existe energia de regulaciéon
compensable.
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Se puede apreciar que el RALGE es especifico en cuando a la
compensacion por RPF de las unidades termoeléctricas pero no se pronuncia
sobre las hidroeléctricas. Al respecto, el MEM ha adoptado que las unidades
hidroeléctricas siguen la misma expresion de las unidades termoeléctricas pero
asumiendo que el Costo Variable de Produccion es nulo. En consecuencia la
Compensacion por RPF de las unidades hidroeléctricas se estima igual al Margen
de Reserva Asignado para RPF valorizado al Costo Marginal de Corto Plazo de
energia respectivo mas el Incentivo por Regulacion de Frecuencia.

Unidad Hidroeléctrica: CompRPFj, = (CMGj, + IR) * MRARPF',
4.3.2 Compensacion por Regulacion Secundaria de Frecuencia.

Cada unidad generadora que participa en la RSF, con excepcioén de las
magquinas requeridas en forma forzada para RPF, recibird como compensacion un
monto dado por:

Unidad Termoeléctrica:

CompRSF,, = (CMg,, —CV, +IR -FE, )- MRARSEF;

Donde:
v' CompRSF: Es la compensacion por RSF al generador

en la hora “h”.

v" CMgin: Es el Costo Marginal de Corto Plazo de energia en la barra que

inyecta el generador “i” en la hora “h”.

v" CV;: Costo Variable de Produccién del generador
v IR: Incentivo para regulacion de frecuencia.

v" MRARSF;,: Margen de Reserva Asignado para RSF al generador “i” en la
hora “h”.

v' FEin: Factor de Eficiencia para el generador “i” en la hora “h”. Este
pardmetro es un indicador de la Calidad de la Regulacion de Frecuencia
registrado en el SENI. En la actualidad se asume igual a 1.

El RALGE precisa que cuando la generacion de la unidad no fuera
restringida en el programa de despacho o por indicacion del CCE a un valor
determinado por necesidad de RSF, se considerara que no existe energia de
regulacion compensable.

Al igual que en la compensacién por RPF, el RALGE especifica la
compensacion por RSF de las unidades termoeléctricas pero no se pronuncia
sobre las hidroeléctricas. Al respecto, el MEM ha adoptado que las unidades
hidroeléctricas siguen la misma expresion de las unidades termoeléctricas, pero
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aproximando el Costo Variable de Produccion igual al Costo Marginal de Corto
Plazo de energia respectivo. Es decir, la Compensacion por RSF de las unidades
hidroeléctricas se estima igual al Margen de Reserva Asignado para RSF
valorizado al Incentivo por Regulacién de Frecuencia.

Unidad Hidroeléctrica: CompRSFi, = IR * MRARSF',
4.3.3 Compensacion por Regulacion Forzada de Frecuencia.

Aquellas unidades generadoras que no han sido despachadas segun lista
de mérito por costo variable de produccién, pero sean despachadas para regular
frecuencia, seran compensadas en sus costos variables de produccion de acuerdo
a la siguiente expresion:

Unidad Termoeléctrica:

CompCVP, =(CV.-CMg,)-E; +IR-FE; - MRARSFf1

Donde:
v' CompCVP Compensacién por generacion forzada para RPF 6 RSF.

v CMgin Es el Costo Marginal de Corto Plazo de energia en la barra que
inyecta el generador “i” en la hora “h”.

v CV, Costo Variable de Produccion del generador

{1
|

v Ein Energia generada por el generador “i” en la hora “h”.

v IR Incentivo para regulacion de frecuencia.

{1
|

v" MRARSF;, Margen de Reserva Asignado para RSF al generador “i” en la

hora “h”.
v" FEj, Factor de Eficiencia para el generador “i” en la hora “h”. Este parametro
es un indicador de la Calidad de la Regulacion de Frecuencia registrado en
el SENI. En la actualidad se asume igual a 1.

Es conveniente notar que en el caso de las compensaciones por
Generacion Forzada para Regulacion de Frecuencia, la energia a compensar esta
en funcion del tiempo en que la central estuvo prestando el servicio de regulacion.

Si una unidad generadora es convocada a la operacion forzada por otra
causa que no fuese regular frecuencia y que una vez operando por esta causa,
hayan sido utilizadas para regular frecuencia se le excluye el pago por energia. Se
entiende con esto, que la causa de la operacion forzada de dicha central, lo fue la
prestacion de un servicio auxiliar diferente al de regulacion de frecuencia y que por
tanto, el pago por este servicio debe realizarse por otro mecanismo.
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4.3.4 Asignacion de la Compensacion por Regulacién de Frecuencia

El mecanismo de compensaciones se aplica para cada hora y se distingue
el SENI de los ocurridos en los subsistemas temporalmente aislados. En
consecuencia, para el SENI y para cada uno de los subsistemas temporalmente
aislados, se determina el monto total horario correspondiente a la suma de
compensacion por RPF, RSF y por compensacion por generacion forzada para
regulacion de frecuencia.

CompRE, = ) CompRPE, +» CompRSE, +» CompCVP,
1=1 1=1 1=1

La compensacion se hara a todos los integrantes que realizaron la RPF y
RSF con sus unidades o centrales y que han sido evaluados por el OC como tal.
La responsabilidad de pago de la RPF, RSF y la compensacién por generacion
forzada para Regulacion de Frecuencia recae en todos los generadores, en forma
proporcional a la energia generada en cada hora, con discriminacion de Sistemas
Aislados de acuerdo a la siguiente férmula:

Pago,, = -CompRE,

Donde:

v' CompRF,: Compensacion a las unidades generadoras que participaron del
servicio de regulaciéon de frecuencia en la hora “h”.

v' Ein: Energia horaria neta generada por la unidad generadora “i” en el
sistema integrado o en el subsistema aislado segun corresponda. Esta
energia correspondera a la informada para las Transacciones Econdmicas
o la correspondiente a la energia neta horaria informada por el CCE en los
informes de post-despacho.

v' Pagox,: Monto de la compensacién que debe pagar el propietario o titular
de la unidad generadora “k” en el sistema integrado o en el subsistema
aislado segun corresponda en la hora “h”.

La existencia de subsistemas y de unidades generadoras prestando el

servicio en ellos, conlleva calcular las compensaciones y sus pagos en forma
exclusiva para cada uno de los subsistemas.
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4.3.5 Fiscalizacion del Servicio Complementario de Regulacién de
Frecuencia.

Actualmente no existe un mecanismo especifico para la fiscalizacion del
servicio de Regulacion de Frecuencia. La Reglamentacion establece que la
responsabilidad de esto sobre cae ante el Organismo Coordinador quien esta
facultado para autorizar, dar seguimiento y calcular la remuneracion de los
Servicios relacionados a la Regulacion de Frecuencia.

Segun establece el Articulo 385 del RALGE, el Organismo coordinador es
responsable de realizar las siguientes actividades:

v Disponer en cualquier momento y sin previo aviso, la verificacion en el
campo de los parametros de calibracion de los reguladores de velocidad de
las unidades de generacién. De ser necesario podré instalar registradores
y/o equipos de medicion que se requieran para verificar las caracteristicas
técnicas.

v' Asimismo se efectuaran pruebas si a juicio del OC existen razones para
considerar que la respuesta de Regulacion de Frecuencia ha
experimentado alguna modificacion importante.

Otro mecanismo que el OC podria utilizar para la fiscalizacién del este
servicio seria por medio de los indices de Eficiencia descritos anteriormente en
este capitulo. La Resolucion OC-06-2011 establece los valores de IE1 = 900 e
IE2 = 544, pero en esta misma resolucién el OC establece que la aplicacion de
estos indices generan una diferencia de 1% sobre utilizar los indices con valor
unitario.

El Reglamento no establece ningin mecanismo de penalizacién en contra
de los agentes que incumplan con los requisitos y normas de este Servicio. Esto
ocasiona que no haya una buena sefal para realizar de manera proactiva las
revisiones y mantenimientos de los equipos utilizados para aportar el servicio. Al
no existir mecanismo de penalizacién el OC se ve obligado como Unica opcion a
emitir informes o notificaciones a los agentes que estan incumpliendo con los
requisitos para estos realicen las modificaciones necesarias.

En cuanto a los registradores y/o equipos de medicibn que se podrian
instalar para verificar las caracteristicas técnicas, el OC tiene como proyecto la
habilitacion del sistema SCADA (Supervisory Control and Data Acquisition) en todos
los agentes del MEM. Al momento de realizar esta investigacion, no todos los
agentes generadores poseian habilitado el sistema SCADA, de un total de 20
agentes mayoritarios, tan solo 9 poseen el SCADA completamente habilitado.

El OC tampoco cuenta con equipos ni contrata para realizar las pruebas

necesarias para determinar las caracteristicas técnicas de los reguladores de
velocidad de los generadores.
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4.4 Resumen y conclusiones

Luego de la descripcion del Mercado Eléctrico Dominicano y del
funcionamiento y remuneracion del Servicio Complementario de Regulacion de
Frecuencia sefialaremos a modo de resumen los puntos mas importantes que
posee este proceso.

El mecanismo para la asignacion del servicio de la Regulacién Primaria de
Frecuencia es realizado mediante una lista de merito que depende del gradiente
de toma de carga del generador, de su estatismo y de su potencia maxima y
minima (Factor A). Este es un aspecto importante que se debe tomar en cuenta,
pero no deber ser el Unico que intervenga, debido a que es necesario contemplar
la existencia de generadores de diferentes caracteristicas transitorias y
ubicaciones en el sistema. En Peru se utiliza un método parecido.

Este modelo no toma en cuenta los sobrecostos ocasionados que provoca
la asignacion de reservas de esta forma, este aspecto tiene un papel importante
en nuestro sistema debido a que con la actual Lista de Merito, el servicio de RPF
es aportado Unicamente por tres generadores (AES Andrés, DPP y San Felipe)
siendo 2 de estas de gran potencia instalada y de las primeras en el despacho de
potencia por orden meritorio. La RSF se basa en criterios econémicos, no obstante
provoca por igual sobrecostos, debido a que esta distribuida entre pocos
generadores, siendo las Hidroeléctricas utilizadas en la hora de punta para ofrecer
el servicio.

Se puede ver también, que el mecanismo regulatorio para la provision es de
obligatoriedad con posibilidad de transferencia. Este modelo esta bien utilizado, ya
gue no todas las centrales estan habilitadas para ofrecer el servicio de Regulacion
Primaria de frecuencia (Existen muchas maquinas antiguas en el parque de
generacion). En el caso de Regulacién Secundaria de Frecuencia no se aplica
este concepto, debido a que por la propia naturaliza del servicio pocas maquinas
prestan el servicio lo que incentiva la falta de competencia.

La regulacion existente es insuficiente ya que no se establece una
evolucién técnica — econdmica para decidir el porcentaje de regulacion 6ptimo. En
relacion con este aspecto, se tiene que los margenes de reserva no se fijan a raiz
de un estudio de comportamiento dindmico y esto conlleva a que estos margenes
no sean los Optimos. Otro aspecto importante son las desviaciones entre la
demanda/potencia disponible declarada y demanda/potencia disponible en tiempo
real.
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Figura 25. Porcentaje del margen habilitado para RPF y RSF por Generador. Fuente OC.

En cuanto al mecanismo de regulacion utilizado para la remuneracién, este
se basa en el modelo de Precio Administrativo. Las compensaciones por Servicios
Auxiliares, establecen el mecanismo de remuneracion para aquellas unidades
generadoras que contribuyen al suministro de energia eléctrica en condiciones
adecuadas de calidad y seguridad. En la actualidad, en el SENI, s6lo se compensa
el Servicio de Regulacion de Frecuencia como Servicio Auxiliar.

Las Compensaciones por Servicio de Regulacion de Frecuencia pueden ser
de tres tipos, por: Regulacién Primaria (RPF), Regulacion Secundaria (RSF) y
Regulacion en Condicién Forzada.

En las Compensaciones por RF, se valoriza el margen de reserva para
cada unidad, con la diferencia entre el CMG y el CVP mas un incentivo para la
regulacion (IR). Cuando una unidad es requerida para Regular Frecuencia en
condicion de generacién forzada, se compensa tanto la energia aportada durante
este periodo, como el Servicio de Regulacion. Las compensaciones de los
generadores que prestaron el servicio, seran pagadas por todos los generadores,
proporcionalmente su energia inyectada.
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Se determina los saldos acreedores y deudores realizando la diferencia
entre las compensaciones recibidas y los cargos o pagos generados. Si esta
diferencia es positiva, resulta un saldo acreedor y si es negativa, resulta un saldo
deudor. Los agentes deudores pagaran a los agentes acreedores a prorrata del
total del saldo deudor.

SUPERVISION DE LA OPERACION
(Margen RSF, Participacion, Contrales
Forzadas)

PROGAMACION DE LA OPERACION
{CVP, FN, Periodos de Programacion)

HABILITACION DE LA CENTRAL
(Margan RPF)

a RECOLECION ¥ J - - -
/ ALIDACION 4 | RESOLUCIONES SIE
3 y /,._ I (UL l
/
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l | {CMG Eneigia) l

BASE DE DATOS

- : _‘"_- AGENTES GENERADORES
[‘~--_ M--.--’ {Energia Producida por Unidados)

SMC AGENTES GENERADORES
(Reglisuos Coneigia SMO)

CALCULD COMPENSACIONES POR
SERCIO DE RPF, RSF Y RFF
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CARGOE EN CADA SUBSISTEMA
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CALCULE DL rASHTO | oo D
e Subzistremae?

e

CALCULO DE MONTO HORARID DE

COMPENSACION Y ASIGNACION
CARGOS POR SERVICID RF

GENERACION DE RESUMENES Y
FACTURACION

"
INFORME MEN
TRANGACCIONES
ECONDMICAS

Figura 26. Diagrama de flujo calculo Transacciones por Regulacién de Frecuencia. Fuente
OcC.

Bajo estos criterios de compensacion, las transacciones econémicas de
Regulacion de Frecuencia representan un 10% del total de las transacciones
econdémicas del sistema, superando las transacciones por Potencia.
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Figura 27. Porcentaje de los diferentes Cargos en las Transacciones Econémicas 2011.
Fuente OC

En el caso de las generadores Hidraulicos, el RALGE no establece un
método especifico para su compensacion. EI OC ha calculado las
compensaciones de las generadoras hidraulicas extendiendo las expresiones que
se utilizan para las unidades térmicas. Para esto utiliza el pago de un Incentivo y
un Complemento.

El Incentivo se asigna a todo evento y asume que es independiente de la
fuente primaria de energia, el complemento se sustenta en que el Valor del Agua
de una unidad hidraulica equivale al costo variable de produccién de una unidad
térmica que pudiera estar operando en el presente.

Saldos por Regulacion de Frecuencia afio 2011
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Figura 28. Saldos Acreedores y Deudores por agentes. Resumen Transacciones Econdémicas por
Regulacion de Frecuencia 2011. Fuente OC

Es evidente (Ver Figura 28) como los Agentes AES-Andrés y DPP, resultan
como los Unicos acreedores de las transacciones econdmicas de Regulacion de
Frecuencia, siendo estas empresas accionistas una de la otra y a su vez siendo
las centrales de menor costo variable de produccion del mercado existente.
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Dentro del ambito de la Fiscalizacion del servicio, se evidencié que
actualmente no existe ningin meétodo para llevar el control de la correcta
prestacion del servicio por los agentes. El sistema de SCADA no est4 completo y
el Operador del Mercado estima el correcto funcionamiento de generadores
habilitados mediantes célculos. Tampoco existe un método para la penalizacion en
el caso de desacato o incumplimiento con lo estipulado en el Reglamento.

No se reconoce ningun equipo de regulacion diferente a las unidades
generadoras. Las Distribuidoras suelen jugar un papel importante en el control de
la frecuencia, realizando deslastre de carga mediante orden directa del Centro de
Control de Energia o por la actuacion de relés de frecuencia. Esta forma de operar
el Sistema es una violacién al esquema de costo minimo establecido en la Ley
General de Electricidad, pues en todo Sistema la oferta debe cubrir la demanda y
el costo minimo se determina en funcion de esta condicidén, ya que esa ecuacion
completa la matriz de costo minimo.

A la luz de estos hechos, se evidencia claramente que, pese a que se esta
regulando el control de la frecuencia, aun no es posible cumplir con las metas o
limites establecidos por la normativa, esto sumado a que pocas plantas
generadoras estan involucradas en la prestacion del servicio. Este aspecto
presenta serias implicaciones puesto que no se garantiza la operacién confiable y
segura del Sistema.

Como mismo realizamos una tabla resumen sobre los aspectos
fundamentales de prestacion del Servicio de Regulacion de Frecuencia en
distintos paises, a continuacion se presenta una tabla resumen con las
caracteristicas del modelo Dominicano.

Regulacién Primaria de Frecuencia Regulacién Secundaria de Frecuencia
Aspecto Técnicos . .. Aspecto Técnicos . ..
P .. / Sistema Dominicano P L. / Sistema Dominicano
Econdmicos Econdomicos
Tiempo de Tiempo de .
P 1 - 30 Segundos P Pocos minutos
respuesta respuesta
Suministrador Generadores Suministrador Generadores
Entre 3-5% de Entre 3-5% de
Reserva Reserva
Demanda Demanda
.. Obligatorio para . e . .
Obligacién & P Obligacién Obligatoria
generadores
Asignacion Lista de Merito Asignacion Lista de Merito
Capacidad, . .,
Pagos a P ) Pagos a Capacidad, Operacidn
Operaciony -
Proveedores . Proveedores y Compensacion.
Compensacion
Transaccion Transaccion
Cargos a Usuarios Econdmica entre Cargos a Usuarios Econdmica entre
Generadores Generadores

Tabla 11: Principales caracteristicas de la Regulacion de Frecuencia en Dominicana.

90



5.0 PROPUESTA DE MEJORA AL SERVICIO DE
REGULACION DE FRECUENCIA

Luego de haber destacado las principales caracteristicas del Sistema
Eléctrico en Republica Dominicana y de haber analizado el sistema reglamentario
utilizado en la actualidad para el Servicio de Regulacién de Frecuencia y
comparandolo con otros sistemas internacionales, se resalto las fallas existentes
al igual que también se resaltaron las ventajas que posee el sistema actual.

Una vez determinadas las fortalezas y deficiencias del sistema regulatorio
para la Regulacion de Frecuencia realizamos las siguientes propuestas de
mejoras.

5.1 Calidad de la Frecuencia

Actualmente no existe un control preciso sobre la calidad de la frecuencia
en el sistema dominicano. Los llamados indices de Eficiencia deben de enviar
sefales de penalizacion y monitoreo de las unidades que no estan prestando el
servicio cuando se les da la orden, sin embargo estos indices solo se establecen
en la Regulacion Secundaria de Frecuencia. No obstante estos indices no reflejan
una variacion significativa en los calculos de las transacciones econdmicas, por lo
que en realidad no estan reflejando las sefiales para las cuales fueron
reglamentadas.

Se recomienda que se establezcan una base técnica de cdmo determinar
los indices de Eficiencia para el servicio de Regulaciéon de Frecuencia, tanto para
Primaria como Secundaria. Tanto el OC como el CCE deberan realizar registros
de frecuencia para monitorear que la calidad de la frecuencia es consistente con el
Margen de Regulacion Primaria de Frecuencia disponible. En el caso de que se
detecten distorsiones, el OC podra realizar pruebas de las maquinas habilitadas y
disponibles de regulacion, para auditar el correcto funcionamiento de estas. Por
otro lado, se recomienda hacer un estudio técnico donde se determinen los
estandares de calidad, debido a que los estandares actuales pueden ser muy
exigentes para nuestro sistema.

5.2 Mérgenes de Reservas Rotantes

Como se explico anteriormente, actualmente en Republica Dominicana esta
reglamentado un rango de reservas de 3% al 5% de la demanda, pero no se
calcula un nivel preciso de regulacion quedando este a decision en tiempo real del
Centro de Control de Energia y se utiliza el mismo nivel para Regulacion Primaria
como para Regulaciéon Secundaria. La regulacion existente es insuficiente ya que
no se establece una evolucion técnica — econdmica para decidir el porcentaje de
regulacion optimo. En relacion con este aspecto, se tiene que los margenes de
reserva no se fijan a raiz de un estudio de comportamiento dinamico y esto
conlleva a que estos margenes no sean los optimos.
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Se desconoce el nivel de Reserva Optima de Regulacién, por lo que no es
posible optimizar los costos de la regulacion y la Energia no Suministrada en
conjunto. El parque de generacion del SENI, cuenta con centrales generadoras de
diferentes tecnologias y distintas tasas de falla, y algunas con limitaciones
operativas producto del tiempo en servicio, que les impiden someterse a
variaciones bruscas de carga.

Es necesario establecer criterios de seguridad y de determinar el margen de
reserva optimo del sistema. La responsabilidad debe de ser del OC, el cual
mediante céalculos y criterios técnicos tendra la obligacién de determinar al menos
2 veces al afio la reserva 6ptima del SENI. Se sugiere distinguir la reserva de
“‘bajada” de la reserva de “subida” ya que, los sistemas no necesariamente
requieren que ambos requerimientos sean homogéneos. Se recomienda asignar el
margen para Regulacion Secundaria de Frecuencia de igual forma que para el
margen de Regulacién Primaria de Frecuencia, siendo éste constante con un tope
igual a la maxima potencia del generador, verificando si la unidad esta regulando y
aplicar sanciones y penalidades en caso contrario.

5.3 Asignacion del Servicio

El modelo actual de asignacion del servicio de Regulacion Primaria,
consiste en una lista de merito donde se consideran el estatismo, gradiente de
toma de carga y la diferencia entre potencia maxima y minima del generador. Este
modelo provoca sobre costos del Sistema y provoca que la regulacion se
concentre principalmente en 3 generadores y en una sola zona.

Debido a la configuracion de la red de Republica dominicana,
eminentemente radial y dividida en cuatro zonas (Zona Norte — Importadora, Zona
Sur — Exportadora, Zona Este — Exportadora, Santo Domingo — Importadora) no es
conveniente que la Regulacion de Frecuencia se concentre Unicamente en
determinadas zonas y en plantas muy puntuales ya que dadas las condiciones y
requerimientos al sistema eléctrico puede llegar a ser insuficiente tanto en
capacidad como en la oportunidad de responder a los cambios bruscos de
frecuencia. Por esto, recomendamos un cambio en el modelo de asignacion de
Regulacion de Frecuencia.

Para la Regulacion Primaria de Frecuencia se sugiere que todos los
generadores que estén habilitados para prestar el servicio lo ofrezcan, dando
prioridad en el despacho a las central hidraulicas que estan habilitadas. Seria
eliminar la lista de merito existente y cada generador habilitado aportaria el
margen de reserva asignado por el Organismo Coordinador.

Para la Regulacion de Frecuencia resulta significativamente favorable
involucrar la mayor cantidad de plantas generadoras. Esto obedece al hecho de
que ante un mayor numero de unidades participando en el sistema, la constante
de regulacién general de este se reduce y de esta forma ante cambios de carga, la
variacion de la frecuencia del sistema tiende a ser minima.
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A los generadores Hidroeléctricos se les he asignado 1 Mw para el servicio
de Regulacion Primaria sin ninguna base técnica. Esto ocasiona distorsion a la
hora de realizar la asignacion del servicio, por lo que se recomienda realizar un
estudio para determinar el margen real de estos generadores para ofrecer el
servicio, de este modo seran primeros asignados los generadores hidraulicos de
embalse y luego los de pasada.

Actualmente para lista de merito de Regulacién Secundaria, se toma en
cuenta los costos variables de las unidades habilitadas con el fin de lograr el costo
minimo del sistema. EIl problema radica principalmente en que existen muy pocos
generadoras habilitados para ofrecer el servicio y los que estan habilitados son los
de menor costo variable de produccion en el despacho econémico. Se recomienda
gue a medida que entre nueva generacion esta sea habilitada para ofrecer el
servicio de RSF.

5.4 Incentivo ala Regulacion de Frecuencia

En la retribucion por la prestacion del servicio de Regulacion de Frecuencia
se contempla el hecho de compensar la pérdida de beneficio que cada generador
tiene por regular.

El Incentivo por Regulacion de Frecuencia es el mismo para todas las
empresas. Sin embargo, la compensacion por diferencia de costo entre el costo
marginal y el costo variable de la planta de generacion hace que las menos
costosas reciban una compensacidén mayor, lo cual conlleva a que los
generadores mas ineficientes tengan menos incentivos a regular. Si fuese una
obligacion de todas las empresas de generacion, lo mas correcto es que deberia
ser asumida por cada una para el caso en el que todas aporten igual.

El céalculo del IR (Incentivo a la Regulacién de Frecuencia) no posee base
técnica ni transparencia en su calculo. Se recomienda contemplar un IR por tipo
de tecnologia, ya que el tiempo de respuesta de las mismas es diferente, lo que
hace a un generador mas o menos eficiente que otro para regular, ademas el nivel
de inversion es distinto y un IR inadecuado puede no incentivar a un generador a
prestar el servicio. También se recomienda eliminar el incentivo a la Regulacién
Primaria de Frecuencia de las centrales térmicas.

5.5 Compensacion Regulacion de Frecuenciay Reparto de cargos

La Regulacion Primaria de Frecuencia sera de caracter obligatorio y no
remunerado para todos los generadores. El Organismo Coordinador se encargara
de asignar el margen de regulacion primaria que los generadores deberan
mantener. Los agentes generadores que no cumplan con su cuota asignada
resultaran deudores en el célculo final de la compensacion, en cambio los que
aporten la reserva asignada no pagaran por el servicio.
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Tanto la Regulacién Secundaria como la Regulacion Forzada de Frecuencia
seran remuneradas y determinadas segun el método actual. Los agentes
generadores que no cumplan con la cuota asignada de Regulacion Primaria seran
los deudores del pago por compensacion de Regulacion Secundaria y Forzada.

El reparto de los cargos sera a prorrateo del déficit de reserva primaria de
los agentes que incumplan con la asignacién. La reserva asignada sera
determinada por el Organismo Coordinador, como se comento en el punto 5.2.
Con esto se busca que el reparto de cargos sea a través del método “Causer
Pays” donde los generadores que incurran en desvios de sus reservas asignadas
seran los que resultaran deudores en las transacciones. Este método también
envia sefiales a los generadores nuevos, garantizando de cierta forma que estos
sean habilitados para ofrecer el servicio de Regulacion de Frecuencia, para asi no
incurrir en pagos por incumplimiento.

Para el caso de las unidades hidroeléctricas se debera utilizar el método
actual de compensacion existente hasta que el OC formule la manera de
determinar el Valor del Agua de estas centrales. Una vez se haya determinado
este valor se procedera a aplicar el mismo concepto tanto para las unidades
térmicas como para las unidades hidroeléctricas

5.6 Participaciéon de la Demanda

Como se mencion6 anteriormente, la demanda suele en ocasiones jugar un
papel significativo en el control Frecuencia-Potencia del sistema. Recomendamos
que los usuarios de los circuitos que sean desconectados por medio de la
actuacion del EDAC sean recompensados en la tarifa eléctrica por ser
“sacrificados” para mantener la seguridad del sistema.

5.7 Fiscalizacion del Servicio de Regulacién de Frecuencia.

Con el fin de que los generadores cumplan con sus obligaciones de reserva
para regular la frecuencia del SENI, el Organismo Coordinador y el Centro de
Control de Energia, deben monitorear y supervisar de forma continua, los niveles
de potencia activa y reactiva producida por los generadores.

Para lograr esto se propone que sean habilitados todos los agentes del
sistema por medio del sistema SCADA, de tal forma que tanto el OC como el CCE
puedan recibir la informacion pertinente de todos los agentes en periodos de 10
segundos como establece el Reglamento de Ley General de Electricidad.
Adicionalmente se propone que todas las unidades generadoras habilitadas
deberan de disponer de un sistema de medicion y registro adicional que registrara
su participacion en la Regulacion de Frecuencia.

A su vez se recomienda realizar una visita técnica al afio de parte del
Organismo Coordinador a los generadores habilitados para ofrecer el servicio, de
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forma que se realicen las pruebas necesarias para determinar el correcto
funcionamiento de los equipos de Regulacion de Frecuencia.

5.8 Andlisis Cuantitativo de la Propuesta

Para realizar la cuantificacion de la propuesta realizada en la presente tesis
se utilizo como base el archivo de las transacciones por Regulacion de Frecuencia

del mes de Agosto del afio 2012, emitido por el Organismo Coordinador del
Sistema Eléctrico Nacional Interconectado.

A su vez también se asumié como Reserva Obligatoria para Regulacion
Primaria un tres por ciento (3%) de la energia generada por el agente. También
consideramos que la empresa EGEHIDRO (Empresa Generadora Hidroeléctrica)
podia suplir su déficit de reserva primaria. Los calculos fueron realizados en pesos
dominicanos y convertidos al ddélar estadounidense a una tasa de RD$40.0 x
US$1.0

La Tabla 12 muestra todos los calculos realizados para determinar la
cuantificacion de la propuesta. Claramente se puede observar que las empresas
generadoras que resultaron deficitarias con respecto a la cuota de un 3% de su
energia generada, resultaron deudores de aquellos agentes que ofrecieron el
servicio de Regulacion Secundaria y Regulacion Forzada de Frecuencia.

- ] ] ] o . RS Reserva adicional | Déficit Final o
EVPRESAS  AGOoRlz  porEmprea | Hebiidss | Empraa  eridapor porEmoresa GUEGICG pago Empresas
(kwh) (3%gen) (kwh) para RF (kwh) (KWh) deficitarias (KWh) (KWh) us$
ITABO 140,910,366 4,227,311 (4,227,311) - (4,227,311) (2,165,124)
HAINA 93,208,507 2,796,255 1,528,336 (1,267,920) 1,170,082 (97,837) (52,320)
GPLV 92,582,065 2,777,462 2,777,462 ) - 0) 0
SEABOARD 122,734,697 3,682,041 1,394,401 (2,287,640) 910,234 (1,377,406) (769,941)
CEPP 21,557,412 646,722 646,722 0 - 0 0
DPP 124,223,951 3,726,719 3,726,719 0 - 0 1,258,739 0
CDEEE 143,418,395 4,302,552 3,065,749 (1,236,803) 171,417 (1,065,386) (447,760)
EGEHID 142,113,452 4,263,404 2,270,123 (1,993,281) 1,993,281 0) 70,384 0
AES ANDRES 176,513,521 5,295,406 5,295,406 0 - 0 2,296,181 0
MONTE RIO 2,996,764 89,903 (89,903) - (89,903) (36,647)
PVDC 30,400,697 912,021 912,021 0 - 0 0
LAESA 59,438,349 1,783,150 778,283 (1,004,868) 746,204 (258,664) (153,513)
METALDOM 20,639,769 619,193 619,193 0 - 0 0

TOTALES

1,170,737,946

35,122,138 23,014,413 (12,107,725) 4,991,217
Tabla 12: Detalle Cuantificacion Propuesta. Transacciones RF Agosto 2012.
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Las reservas adicionales suministradas por las empresas que no
cumplieron con su cuota asignada, se determinaron aumentando el margen de
regulacion que estos generadores pueden ofrecer. Al final se valoriza la
compensacion por Regulacién Secundaria de Frecuencia y se reparten los cargos
a prorrata del Déficit Final del margen obligatorio a cumplir. La siguiente tabla
resume la valorizacion de la energia.

BALANCE

EMPRESAS

Compensacion

(US$)

CARGOS POR
SERVICIO RF (US$)

SALDO ACREEDOR

(US$)

SALDO DEUDOR

(USS$)

ITABO - 2,165,124 - 2,165,124
HAINA - 52,320 - 52,320
GPLV - - - -
SEABOARD - 769,941 - 769,941
CEPP - - - -
DPP 1,258,739 - 1,258,739 -
CDEEE 62,056 509,815 - 447,760
EGEHID 70,384 - 70,384 -
AES ANDRES 2,296,181 - 2,296,181 -
MONTE RIO - 36,647 - 36,647
PVDC - - - -
LAESA - 153,513 - 153,513
METALDOM - - - -

TOTALES

3,687,361

3,687,361

3,625,305

3,625,305

Tabla 13: Compensacion utilizando la propuesta. Transacciones RF Agosto 2012

En la Tabla 13 se observa que aunque los montos por compensacioén han
disminuido y el reparto de cargo esta mas balanceado, las empresas beneficiarias
son las de menor coste variable y por lo tanto provoca el aumento del balance.
Esto tiene una explicacion sencilla.

Las Unicas empresas generadoras de electricidad que estan aptas para
ofrecer el servicio de Regulacion Secundaria de Frecuencia son: AES ANDRES,
DPP y EGEHID. Las demas empresas aun no estan habilitadas para ofrecer dicho
servicio y posiblemente no lo estaran nunca, ya que en su mayor parte son
motores de combustion interna a fuel oil y sus caracteristicas mecéanicas lo
impiden.

Es importe sefialar que para realizar estos calculos no fueron realizados
estudios técnico, ni simulaciones del comportamiento del sistema bajo este modo
operacion. El estudio fue basado en la cuantificacion econdmica y en supuestos
tedricos del comportamiento del sistema.
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A continuacion se presentan las comparaciones entre las compensaciones
por Regulacion de Frecuencia segun el método actual versus el método propuesto
en la tesis

‘ BALANCE ACTUAL BALANCE PROPUESTA

SALDO DEUDOR  SALDO ACREEDOR SALDO DEUDOR

SALDO
EMPRESAS | ACREEDOR USS ussS uss$ ussS

ITABO 0 (1,063,823) 0 (2,165,124)
HAINA 0 (699,937) 0 (52,320)
GPLV 0 (689,811) 0 0
SEABOARD 0 (866,284) 0 (769,941)
CEPP 0 (98,007) 0 0
DPP 3,433,509 0 1,258,739 0
CDEEE 0 (975,813) 0 (447,760)
EGEHID 0 (636,103) 70,384 0
AES ANDRES 2,443,544 0 2,296,181 0
MONTE RIO 0 (20,983) 0 (36,647)
PVDC 0 (232,148) 0 0
LAESA 0 (445,140) 0 (153,513)
METALDOM 0 (149,003) 0 0
TOTAL 5,877,053 (5,877,053) 3,625,305 (3,625,305)

Tabla 14: Comparacion Balance Actual vs. Balance Propuesta. Transacciones RF Agosto 2012.

Es evidente la reduccién en el balance de las transacciones por Regulacion
de Frecuencia aplicando el método propuesto. Para el mes de Agosto 2012 (mes
gue se us6 como ejemplo) la reduccion de los cargos fue de un 38%, equivalentes
a unos US$2,251,748.

Este método envia una sefial econémica diferenciada a los recursos que
cumplen frente a los que no cumplen con la prestacién del servicio. Ademas, se
elimina la distorsion actual originada por el cruce de cuentas, en donde aln
cuando un generador cumpla con su reserva debe pagar y también proporciona
una sefial de obligatoriedad de forma directa y se entiende la Regulacién Primaria
de Frecuencia como parte integral del servicio.

Con la metodologia propuesta no es necesario crear un meétodo de
penalizacion, ya que la penalizacion del agente incumplidor sera resultar como
deudor en el balance de las compensaciones. No obstante, este método no
garantiza el costo minimo del sistema, ya que al asignar una cuota de regulacion a
todos los generadores, provocaria un incremento en el costo marginal horario del
sistema.

A modo de resumen se presenta en la Tabla 15, las principales
cuestionantes de la propuesta realizada.
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PREGUNTA

RESPUESTA

¢, Qué se hara?

Modificar el método de asignacion del servicio de RPF, siendo este
no remunerativo para los que cumplan % asignado.

Modificar el reparto de cargos, siendo solo deudores los que no
cumplan con el % de regulacion asignado.

Establecer un método claro de Fiscalizacion del servicio, segun lo
establece el Art. 385 del RALGE

¢Donde? Sistema Eléctrico Nacional Interconectado (SENI)
Se elimina el la distorsion actual originada por los cruces de
cuentas.
¢ Por qué?
Se reduce el balance de Compensacion por RF
El reparto de cargo se realiza de una forma mas justa, penalizando
los que no cumplen con los requisitos.
Generadores Eléctricos: Responsable de ofrecer el servicio de
regulacion de manera obligatoria.
¢, Quién?
Operador del Mercado (OC): Responsable de realizar las
transacciones economicas del mercado y realizar la correcta
fiscalizacion del servicio.
Ente Regulador (SIE): Velar por el cumplimiento de las normas del
SENI
Operador del Sistema (ETED): Responsable de la &ptima
operacion del SENI.
Luego de realizar las simulaciones de operacion del SENI bajo las
¢,Cuando? condiciones de la propuesta.
El OC y la SIE realizaran las mejoras necesarias a la propuesta.
¢, Como?

El OC realizara las simulaciones complementarias a la propuesta.

Los agentes presentaran sus recomendaciones y comentarios a la
propuesta.

La SIE y la CNE realizaran las resoluciones correspondientes para
la entrada en vigencia.

El OC y el CCE daran un plazo minimo para el cumplimiento del
sistema SCADA y se encargaran del monitoreo continuo del
cumplimento del servicio.

Tabla 15: Resumen de la propuesta realizada.
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ANEXO 1: Abreviaturas

Siglas

ACE

AGC

AVR
CAISO
CAMMESA
CCE

CDE
CDEEE
CEPP

CNE

DPP

EDAC
EDEESTE
EDENORTE
EDESUR
EGE-Haina
EGE-Hidro
ENRE
ETED

F/P

FCAS
FERC
GPLV
IPP’S

ISO
LGE-125-01
MEM

NEM
NEMMCO

Significado

Area Control Error

Automatic Generation Control

Automatic Voltage Regulator

California Independent System Operator
Compaiiia Administradora del Mercado Mayorista Eléctrico SA
Centro de Control de Energia.

Corporacion Dominicana de Electricidad
Corporacion Dominicana de Empresa Eléctricas Estatales
Compaifiia Eléctrica de Puerto Plata

Comision Nacional de Energia.

Dominican Power Patners

Esquema de Desconexion Automatica de Carga.
Empresa Distribuidora de Electricidad del Este
Empresa Distribuidora de Electricidad del Norte
Empresa Distribuidora de Electricidad del Sur
Empresa Generadora de Electricidad de Haina
Empresa Generadora de Electricidad Hidroeléctrica
Ente Nacional Regulador de Electricidad.

Empresa de Transmision Eléctrica Dominicana
Frecuencia — Potencia

Frecuency Control Ancillary Service.

Federal Energy Regulatory Commission
Generadora Palamara La Vega

Productores Privados Independientes

Independent System Operator.

Ley General de Electricidad, 125-2001.

Mercado Eléctrico Mayorista

National Electricity Market.

National Electricity Market Management Company Limited
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NETA
NGC
oC
RALGE
RF

RFF
RPF
RSF
RTF
SCADA
SENI

SIE
sscc
VIQ

New Electricity Trading Arragements

National Grid Company

Organismo Coordinador.

Reglamento de Aplicacion de Ley General de Electricidad.
Regulacion de Frecuencia

Regulaciéon Forzada de Frecuencia

Regulacién Primaria de Frecuencia

Regulacion Secundaria de Frecuencia

Regulacion Terciaria de Frecuencia

Supervisory Control and Data Acquisition

Sistema Eléctrico Nacional Interconectado de Republica
Dominicana

Superintendencia de Electricidad.

Servicios Complementarios (Ancillary Services)

Tension — Reactiva
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ANEXO 2: Estado del Sistema SCADA del SENI a
Septiembre 2012.

STATUS DE LA IMPLEMENTACION DE SCADA DE LOS AGENTES EN EL

SCADA DEL CCE
CONFII;SEUF:CION ENLACE CCE- % DE
TIPO AGENTE COMUNICACION AGENTE VERIFICACION IMPLEMEI\!TACION PASOS
(Canal, protocolo | HABILITADO OC/SIE SEGUN REALIZADOS
REQUERIMIENTO
etc)
EDE EDESUR Sl Sl Sl 84% 00%
EDE EDEESTE Sl NO NO 60%
EDE EDENORTE Sl NO NO 60%
GEN PALAMARA Sl Sl Sl 00%
GEN LA VEGA Sl Sl Sl 00%
GEN SAN FELIPE Sl Sl Sl 00%
GEN METALDOM Sl NO NO 40%
GEN CESPM Sl NO NO 40%
GEN EGEITABO NO NO NO D9
GEN EGEHAINA NO NO NO D9
GEN LAESA Sl Sl Sl 00%
SEABOARD
GEN TRANSCONTINENTAL Sl Sl Sl 00%
CAPITAL
GEN CEPP Sl Sl Sl 00%
GEN MONTE RIO NO NO NO D¢
GEN MONTE RIO - INCA KM. S| S| S| 0%
22
GEN AES ANDRES NO NO NO D¢
GEN SAN LORENZO Sl Sl Sl 00%
GEN EGEHIDRO NO NO NO D¢
DOMINICAN POWER
GEN PARTNER NO NO NO 0
TRANS ETED Sl Sl NO 80%
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