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RESOLUCION No- CRIE 09-2005

LA COMISION REGIONAL DE INTERCONEXION ELECTRICA

CONSIDERANDO

Que el Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central, establece en su articulo 19 que:
“La CRIE es el ente regulador del Mercado Regional, con personalidad juridica propia y capacidad
de derecho publico internacional aplicable a las Partes (...)”.

CONSIDERANDO

Que el Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central, en ¢l articulo 23 establece “Las
facultades de la CRIE son, entre otras: a) Regular el funcionamiento del Mercado, emitiendo los
reglamentos necesarios. b) (...) ¢) Adoptar las decisiones para propiciar el desarrollo del Mercado,
asegurando su funcionamiento inicial y su evolucion gradual, hacia estados mas competitivos. d) (...)
e) Regular los aspectos concernientes a la transmision y generacion regionales (...)”.

CONSIDERANDO

Que en el periodo comprendido del mes de septiembre de afio dos mil cuatro al mes de diciembre del
afio dos mil cinco se han realizado reuniones de trabajo, para el analisis y revision del proyecto de
reglamento que regulara el Mercado Eléctrico Regional a partir de la puesta en operaciéon de la linea
de transmisién del Sistema de Interconexién Eléctrica de los Paises de América Central (SIEPAC).

CONSIDERANDO

Que en el periodo antes relacionado, fue conformado un grupo de trabajo integrado por la Unidad
Ejecutora del proyecto de la linea de trasmision del Sistema de Interconexién Eléctrica de los Paises
de América Central (SIEPAC), el Ente Operador Regional, los Operadores de Sistema y Mercado,
empresas transmisoras y la Comision Regional de Interconexién Eléctrica; entidades estas que
aportaron sus mejores técnicos, su mayor esfuerzo y recursos para la revision y definicion de la
version final del proyecto de Reglamento del Mercado Eléctrico Regional, cumpliendo asi cada una
de estas obligaciones legales y mas alla de ellas, por lo que ha de servir la emisién del presente
Reglamento como un tributo a su dedicacion, esfuerzo y labor.

CONSIDERANDO

Que la aprobacidon del Reglamento del Mercado Eléctrico Regional (RMER), y sus anexos; es facultad
que conforme al Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central, corresponde a la
Comision Regional de Interconexion Eléctrica CRIE,

CONSIDERANDO

Que el Mercado Eléctrico Regional debe evolucionar para alcanzar una posicion amplia, abierta y
competitiva, la Comisién Regional de Interconexién Eléctrica CRIE, ha definido el Reglamento del
Mercado Eléctrico Regional (RMER) y sus anexos, para regular el que hacer del Mercado Eléctrico
Regional de los Paises de América Central.



POR TANTO

La Comision Regional de Interconexion Eléctrica —CRIE, en uso de las facultades conferidas por el
Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central, en los articulo 22, 23 incisos a, d y e.

RESUELVE:
Aprobar el

Reglamento del Mercado Eléctrico Regional

-RMER-

En la forma que a continuacion se detalla:



LIBRO |
DE LOS ASPECTOS GENERALES



Glosario

Definiciones

Acceso libre o Libre Acceso

Régimen bajo el cual la empresa responsable de la operacion de la red de transmisién o de
distribucion, permite el acceso, conexion y uso no discriminatorio de la red de transmision
o de la de distribucion, a los agentes del mercado que asi lo soliciten, previo cumplimiento
de los requisitos técnicos establecidos en la regulacion regional, de las normas de operacion
que rijan el servicio, asi como el pago de las retribuciones econémicas que correspondan.

2ACE crudo )
Corresponde a los datos del Error de Control de Area (ACE) no filtrados.

Agentes del mercado, Agentes del MER o Agentes

Son las personas naturales o juridicas dedicadas a la generacion, transmision, distribucion
y comercializacion de electricidad; asi como grandes consumidores habilitados para
participar en el MER.

$Agente Transmisor o Empresa de Transmision Regional
Se refiere en forma genérica al agente propietario o poseedor de instalaciones de
transmision pertenecientes a la RTR, reconocido como agente transmisor en las
legislaciones nacionales. Lo anterior, de conformidad a lo establecido en el articulo 5 del
Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central.

*Ampliacion a la Linea SIEPAC
Todo equipamiento o instalacion que se adiciona al primer sistema de transmision regional
establecido conforme el Anexo | del Libro Il del RMER y resoluciones de la CRIE,
incluido el segundo circuito segun el detalle establecido en el inciso a) del numeral 12.1, del
Anexo | del Libro Il del RMER.

*Ampliacion de Transmision Regional

Ampliacién del Sistema de Transmisién Regional para superar la COIIM, tomando en
cuenta las ampliaciones de transmisién nacional identificadas por el sistema de
planificacion nacional y las Ampliaciones de Transmision Nacional para Alcanzar y
Mantener la COIIM.

Area de Control
Conjunto de plantas de generacion, subestaciones, lineas de transmisién y distribucién y
demandas que son controladas desde un mismo Centro de Control.

! Adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.

2 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.

3 Modificado mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.

4 Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018 y modificada su denominacion
mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.

5 Adicionado mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.



Arranque en Negro
La capacidad de una unidad generadora de alcanzar una condicion operativa a partir de un
paro total sin la ayuda de la red eléctrica externa.

®Autoridad Nacional Competente para determinar Energia Firme

Autoridad Nacional Competente para determinar Energia Firme (ANC): Entidad
competente por pais designada por cada regulador nacional, que podra registrar, certificar
0 autorizar la méxima Energia Firme gque puede ser transada en los contratos regionales de
acuerdo a su derecho interno.

Base de Datos Regional

Base de datos que contiene toda la informacién relacionada con las instalaciones del SER,
el planeamiento, operacion y administracion del MER, estructurada segun un Modelo
Integrado de Datos.

Beneficio Social
Es la suma del excedente del consumidor y el excedente del productor.

"Bias de frecuencia(fi)
Valor en megawatts por cada decihertz (MW/0.1Hz) que representa la respuesta a las
desviaciones de frecuencia del area de control “i”.

Calidad
Caracteristica del servicio de la energia eléctrica referida a su disponibilidad y al
cumplimiento de requisitos técnicos de voltaje y frecuencia.

Canon (de una ampliacion de la RTR)

Es el Ingreso Autorizado que recibe un Agente transmisor al que se le ha adjudicado una
licitacion de una Ampliacién Planificada, de una Ampliacion Regional con Beneficio
Regional Parcial de la RTR, que haya sido autorizada por la CRIE.

Canon Maximo Aceptable (asociado a una ampliacién de la RTR)

Es el maximo valor aceptable para cualquier Canon ofertado en una licitacion para una
Ampliacién de la RTR. ElI Canon Maximo Aceptable es fijado para cada licitacion por la
CRIE.

8Capacidad Operativa de Intercambio Internacional Minima

Es la minima potencia en MW que debe estar disponible entre pares de paises adyacentes
del MER para uso de las transacciones regionales, tomando en consideracion el
cumplimiento de los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio, la cual puede ser
actualizada por la CRIE mediante resolucion, siempre que el desarrollo de las Ampliaciones
de Transmision Regional autorizadas y demas condiciones operativas asi lo permitan.

Capacidad Operativa de Transmision

Es la maxima potencia que se puede transmitir por una linea o por un grupo de lineas que
enlazan dos &reas distintas de un sistema nacional o del SER, tomando en consideracion el
cumplimiento de los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio.

¢ Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
7 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
8 Adicionado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.



SCapacidad Operativa de Transmision para la asignacion de DT (COTDT)
Valor de capacidad operativa de transmision que el EOR utilizara para realizar el proceso
de asignacion de Derechos de Transmision.

Capacidad Técnica de Transmision
Es el méaximo valor de potencia que puede ser transmitido por una determinada linea de
transmision o vinculo de la RTR, de acuerdo al disefio del elemento.

Cargo Complementario de Transmision
Es la parte de los Ingresos Autorizados Regionales que no se recolectan como Peajes,
Cargos Variables de Transmision o venta de Derechos de Transmision.

Cargos por Uso de la Red de Transmisién Regional

Cargos a pagar por los Agentes, excepto los transmisores, de acuerdo a lo establecido en el
Régimen Tarifario, por el uso de la RTR. Tiene como componentes el cargo por Peaje y el
Cargo Complementario de Transmision.

Cargos Variables de Transmisién

Es la diferencia entre los pagos por la energia retirada en cada nodo de la Red de
Transmisién Regional, valorizada al respectivo precio nodal, menos los pagos por la energia
inyectada en los nodos de la RTR, valorizada al respectivo precio nodal. Se pueden calcular
también como la sumatoria de los montos resultantes de la energia saliente de la instalacion
valorizada al precio en el respectivo nodo, menos la energia entrante a la instalacion
valorizada al precio en el nodo respectivo.

%Cargo por servicio de operacion del sistema, cargo por el servicio de operacion o cargo
del EOR

Son los cargos pagados al EOR por los agentes del MER, para cumplir con las funciones
establecidas en el Tratado Marco, Protocolos y Reglamentos.

Cargo por servicio de regulacion del MER, cargo por regulacion o cargo de la CRIE
Son los cargos pagados a la CRIE por los agentes del MER, para cumplir con las funciones
establecidas en el Tratado Marco, Protocolos y Reglamentos.

Centro de Control
Sitio donde se programa, coordina, controla y supervisa la operacién de un sistema eléctrico
0 area de control.

Compensacion Horaria de una Instalacién
La Compensacion horaria de una instalacion serd igual a su Costo Estandar Anual dividido
por el nimero de horas al afio (8760 horas).

Conciliacion
Proceso mediante el cual se calculan los montos correspondientes a las transacciones
comerciales en el MER.

® Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
10 Modificado mediante Resolucién CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.
11 Modificado mediante Resolucién CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.



Conexién a la Red de Transmisidén Regional
Es la vinculacion eléctrica a la RTR de uno o mas Agentes que cumple con los Criterios de
calidad, seguridad y desempefio.

2Conexion ala Linea SIEPAC

Vinculacion eléctrica de las instalaciones de un agente a la Linea SIEPAC, comprende el
conjunto de lineas, equipos y aparatos de transformacién, maniobra, proteccion, medicion,
comunicaciones y auxiliares o cualquier otro elemento para dicha conexion.

Confiabilidad
Medida del grado de continuidad con que se presta el servicio de energia eléctrica.

Contingencia

Es una falla inesperada de un componente del sistema, tal como un generador, una linea de
transmision, un interruptor, u otro elemento eléctrico. Una contingencia puede también
incluir componentes maltiples, los cuales estan relacionados por una situacion que conlleva
a la falla simultanea de estos.

13 Contrato de Conexion
Convenio a suscribirse entre la EPR y el Agente, incluyendo, si fuere el caso, los anexos al
mismo.

Contrato Firme
Contrato que da prioridad de suministro de la energia contratada a la parte compradora,
debe tener asociado Derechos de Transmision entre los nodos de inyeccion y retiro.

Contrato No Firme Financiero
Contrato que no da garantia de suministro de la energia contratada a la parte compradora y
no afecta el predespacho de energia.

Contrato No Firme Fisico Flexible

Contrato que conlleva la entrega o recepcion de la energia contratada, afecta el predespacho
de energia, puede tener asociadas ofertas de pago maximo por Cargos Variables de
Transmisién y ofertas de flexibilidad asociados a la entrega de la energia comprometida en
el contrato.

4 Controversia
Diferencia de cualquier tipo entre EPR y el Agente en relacién con la aplicacién o como
consecuencia de la interpretacion del Contrato.

Control Automatico de Generacion

Control centralizado y automatico de las unidades de generacién para mantener dentro de
rangos especificos la frecuencia del sistema y los intercambios de energia entre Areas de
Control.

12 Modificado mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
13 Adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
14 Adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.



Costos Eficientes
Son los costos de Operacién, Mantenimiento y Administracion de una Empresa
Eficientemente Operada.

Costo Estandar (de una instalacion)
Es el costo de una instalacion que resulta de valorizarla con los Costos Unitarios Estandar.

Costo Estandar Anual (de una instalacion)

Es la suma del Costo Estandar anualizado a una determinada tasa y vida (til, de los costos
eficientes de administracién, operacion y mantenimiento, de otros costos necesarios para el
desarrollo de la actividad y del Valor Esperado por Indisponibilidad.

Costos de Suministro de Energia en el MER

Son los montos en dolares, resultantes de las transacciones de los productos y servicios que
se prestan en el MER. Para fines de los estudios de planificacion de mediano y largo plazo,
los contratos seran valorizados con los precios de la energia resultantes del predespacho.

1> Costo por Supervision

Es el costo acordado por la EPR con el Agente en el Contrato de Conexion que suscriban,
el cual remunera la totalidad de los gastos de EPR asociados a la Supervision.

En caso de no haber acuerdo sobre dicho costo, el mismo se determinara considerando el
3% del costo de los activos de transmision de energia necesarios para realizar la conexion
a las instalaciones de la Linea SIEPAC, como valor maximo, valorados estos activos al
Costo Estandar vigente establecido por la CRIE. Este monto cubriré la totalidad de los
gastos de EPR asociados a la Supervisidn, tales como: revision de la ingenieria, montaje y
puesta en servicio, participacion en reuniones técnicas y supervision de la construccion.

Costos Unitarios Estandar

Son costos unitarios de componentes de sistemas de transmisién, que establecera la CRIE
sobre la base de valores resultantes de licitaciones publicas competitivas en los Paises
Miembros. Los costos unitarios se estableceran al menos para las siguientes instalaciones:
(1) lineas de transmision, en US$/km, diferenciados por nivel de tension, nimero de
circuitos y caracteristicas del terreno; (2) campos o bahias de salida de subestaciones, por
nivel de tensién y configuracion; (3) transformadores, en US$ por MVA instalado, y por
niveles de tension en alta y baja; (4) equipos de compensacién reactiva, en US$ por MVAr
instalado, tipo de instalacion y nivel de tension.

Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio

Son un conjunto de requisitos técnicos minimos con los que se debe operar el sistema
eléctrico regional en condiciones normales y de emergencia, a fin de asegurar que la energia
eléctrica suministrada en el MER sea adecuada para su uso en los equipos eléctricos de los
usuarios finales, que se mantenga una operacion estable y se limiten las consecuencias que
se deriven de la ocurrencia de contingencias, y que se mantenga el balance carga/generacion
en cada éarea de control cumpliendo con los intercambios programados y a la vez
contribuyendo a la regulacion regional de la frecuencia.

®Criterio CPS

15 Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
16 Derogado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.



Cuenta de Compensacion de Faltantes (por Agente Transmisor)

Es una cuenta contable, formada por subcuentas por instalacion, que administra el EOR en
la cual se registra cada mes el saldo a favor de cada Agente Transmisor no pagado por falta
de fondos.

Cuenta de Compensacion de Excedentes (por Agente Transmisor)
Es una cuenta contable, formada por subcuentas por instalacion, que administra el EOR en
la cual se registra cada mes el saldo por excedentes sobre el Ingreso Autorizado Regional.

YCuenta General de Compensacion del MER (CGC)
Cuenta asociada al Cargo Complementario de Transmision, administrada por el EOR para
consolidar los productos financieros derivados del MER conforme la regulacion regional.

¥Dato no valido de los parametros de ACE o de la frecuencia

Dato que, de conformidad con los requerimientos de calidad de datos de cada sistema
SCADA, es considerado como “no confiable”, debido a que no representa el
comportamiento real de los pardmetros de ACE o de la frecuencia del &rea de control. Un
dato de frecuencia no valido, es un valor de frecuencia que no cuenta con resolucién de 3 0
mas decimales, o que su bandera de calidad no estd en “1”, o en el simbolo equivalente a
confiable. Un dato de ACE crudo no valido, es un valor que no cuenta con resolucion de 3
0 mas decimales y que alguna de las banderas de calidad de la frecuencia o de las
mediciones de potencia en todas sus interconexiones no estan en “1”, o en el simbolo
equivalente a confiable.

Denuncia

Es el acto por medio del cual se pone en conocimiento de la CRIE, las acciones u omisiones
que pudieran constituir un incumplimiento a la Regulacion Regional, segln lo previsto en
el Segundo Protocolo.

“Denunciante

Los Agentes del Mercado, los Operadores de Sistema y Mercado (OS/OM), el Ente
Operador Regional (EOR) o tercero que pone en conocimiento de la CRIE hechos que
pudieran constituirse como incumplimiento a la Regulacion Regional.

Derecho Financiero Punto a Punto

Es un Derecho de Transmision que asigna a su Titular el derecho a percibir o la obligacion
de pagar segun el resultado de la diferencia entre el producto del Precio Nodal por la
potencia de Retiro, menos el producto del Precio Nodal por la Potencia de Inyeccion. La
Potencia de Inyeccién y la Potencia de Retiro son fijas por el Periodo de Validez del
Derecho Financiero Punto a Punto.

?!Derechos Firmes

Esta asociado a un Contrato Firme y asigna a su Titular, durante el Periodo de Validez: a)
el derecho pero no la obligacion de inyectar potencia en un nodo de la RTR y a retirar
potencia en otro nodo de la RTR y, b) el derecho a percibir o la obligacion de pagar una

7 Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

18 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
19 Adicionado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
20 Adicionado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
21 Modificado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.



Renta de Congestidn segun el resultado del producto de la Energia Declarada o Energia
Requerida Reducida en el predespacho o redespacho Regional del Contrato Firme asociado
a dicho derecho, por la diferencia entre el Precio Nodal de retiro menos el Precio Nodal de
inyeccion, resultantes del predespacho o redespacho Regional.

Derechos de Transmision
Es un documento que asigna a su Titular un derecho de uso o un derecho financiero sobre
la Red de Transmisién Regional por un determinado periodo de validez.

22 Derivacion directa
Vinculacion directa a la Linea SIEPAC, sin cumplir los criterios de disefio de las
instalaciones de dicha linea.

»Desviaciones en Tiempo Reall

Desviaciones de las transacciones de energia por area de control, determinadas a partir de
la diferencia entre el intercambio de energia registrado por el SIMECR, en el dia de la
operacion en tiempo real en cada enlace entre areas de control y el intercambio de energia
programado en el Predespacho regional o Redespacho Regional respectivo.

Dia Habil
Dia no festivo, laborable en el pais que corresponda a la sede del EOR.

24 Disefio Basico de las Instalaciones

Esquema que contiene la descripcion técnica general de las instalaciones y caracteristicas
de equipos que componen el proyecto, que consideran los criterios de disefio establecidos
en el Capitulo 16 del Libro 111 del RMER.

% Disefio Técnico de Detalle

Esquema que contiene las caracteristicas del equipo a instalar, criterios para el ajuste de los
equipamientos de maniobra y proteccion, usualmente se refiere también a los planos “como
construido” mas relevantes respecto de los componentes eléctricos involucrados en la
instalacion.

Disturbio Reportable

Es la contingencia que provoca una pérdida o disminucién de generacién mayor o igual al
80% de la generacién desconectada por la contingencia simple que ocasiona la pérdida de
generacion mas severa en un area de control.

Documento de Transacciones Econémicas Regionales
Documento que presenta, para cada periodo de facturacion, el balance de las transacciones
econdmicas en el MER para cada agente del mercado u OS/OM.

2 pdicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.

23 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

24 pdicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.

% Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.

% Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
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*’Empresa de Transmision Regional

Energia Declarada
Energia de los contratos regionales que se informa diariamente, por periodo de mercado,
para el predespacho regional.

*Energia Firme
Energia que puede ser comprometida en un Contrato Firme regional.

Energia Firme Contratada
Energia informada durante el proceso de registro de Contratos Firmes en el MER conforme
al Libro | del RMER.

2Energia Firme Requerida o Energia Requerida
Energia declarada en un Contrato Firme que el comprador requiere su entrega fisica en el
nodo de retiro correspondiente.

Enlace Extraregional
Es la Interconexion eléctrica del SER con el sistema eléctrico de un Pais no Miembro del
MER.

®Enlace entre Areas de Control
Es la Interconexién eléctrica entre dos areas de control del SER.

$'Entidad Competente

Es la responsable de actualizar la Base de Datos del Sistema Eléctrico Nacional de su pais
con base a informacién de los Agentes, para que se utilice en los estudios eléctricos del
acceso a la RTR y en los estudios de seguridad operativa establecidos en el numeral 5.2 del
Libro 11, del Reglamento del Mercado Eléctrico Regional; asi como, de enviarla al OS/OM
de su pais para la revision y validacién correspondiente.

%2Epsilon 1 (E1)
Valor deseado de la desviacion estandar de la frecuencia (Hz) en promedios de 1 minutos.

$Epsilon 10 (E10)
Valor deseado de la desviacion estandar de la frecuencia (Hz) en promedios de 10 minutos.

Equipamiento de Conexién
Es un conjunto de elementos que vinculan a la RTR, con una instalacion de un Agente.

27 Modificado mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022. Ver definicion de “Agente
Transmisor o Empresa de Transmision Regional”.

28 Modificado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

2 Modificado mediante Resolucién CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021.

30 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

31 Adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.

382 pAdicionado mediante Resolucién CRIE-109-2018 de 13 de diciembre de 2018.

3 Adicionado mediante Resolucién CRIE-109-2018 de 13 de diciembre de 2018.
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%Error de control de area (ACE, por sus siglas en inglés) crudo

Valor en MW que cuantifica el desbalance entre generacion, intercambio neto y demanda
de un éarea de control, y se calcula como la diferencia instantanea, no intencional, entre el
valor real y el de referencia programado, del intercambio de potencia de un area de control,
teniendo en cuenta el efecto de la desviacion de frecuencia (Bias de frecuencia en MW/0.1
Hz)) para esa area de control y la desviacion de frecuencia.

%Escenario de Autosuficiencia
Es un escenario de generacion donde se satisface la demanda nacional con la generacion
nacional en cada pais, sin intercambios de energia o potencia entre paises.

Esquemas de Control Suplementario
Es la desconexion automatica de carga, generacion o elementos de transmision, que opera
como consecuencia de la ocurrencia de contingencias en el SER.

Estado Operativo de Alerta

Es el estado del SER en el que se opera dentro de los criterios de calidad, pero se viola uno
0 mas criterios de seguridad. Las variables que definen la calidad del sistema se mantienen
dentro de los limites establecidos, sin embargo de no tomarse acciones correctivas
inmediatas el sistema puede pasar a estado de emergencia.

Estado Operativo de Emergencia

Es cualquier condicién anormal del SER que resulta de una contingencia a nivel nacional o
en el SER, durante la cual el sistema opera fuera de los limites establecidos en los criterios
de calidad, seguridad y desempefio, representando peligro para la vida de las personas o
para las instalaciones.

Estado Operativo Normal
Es el estado del SER en que opera dentro de los criterios de calidad, seguridad y desempefio
definidos en el Libro Il del RMER.

%Estudios Eléctricos o Técnicos

Andlisis de flujos de carga, cortocircuitos, estabilidad transitoria, transitorios
electromagnéticos entre otros que son formulados en el Capitulo 16, 17 y 18 del Libro Il
del RMER.

$"Excedente del consumidor

$Excedente del productor

*Factor de conformidad (CF1)

Mide la relacion entre el pardmetro de control (CP1) y el cuadrado de E1. Esta razon

adimensional compara la contribucion del parametro de control (CP1) con el error de
frecuencia aceptable del sistema (E1). Un valor de CF1 menor o igual que cero (0)

34 Adicionado mediante Resolucién CRIE-109-2018 de 13 de diciembre de 2018.
% Adicionado mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
3% Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.

37 Derogado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.

3 Derogado mediante Resolucion CRIE-08-2023 del 27 de marzo de 2023.

39 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
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corresponde a un CP1 menor o igual que cero (0), esto indica que no hubo desviacion de
frecuencia por parte del area de control o que su desviacién no tiene el mismo sentido de la
desviacion de la frecuencia del sistema, por lo que esta area de control estd compensando
la desviacion de frecuencia del sistema interconectado. Un CF1 mayor que cero (0)
corresponde a un CP1 mayor que cero (0), lo que indica que el area de control esta
contribuyendo a la desviacion de la frecuencia del sistema interconectado.

Facturacion
Proceso mediante el cual se expide a cada agente del MER u OS/OM el documento de cobro
por las obligaciones de pago adquiridas en el MER.

“OFase de investigacion preliminar

Constituye una fase previa al inicio del procedimiento sancionatorio, en la cual la CRIE por
medio de la Secretaria Ejecutiva y asistencia de las areas que integran la CRIE, conduce las
diligencias preliminares de investigacion para determinar si existe 0 no mérito para el inicio
de un procedimiento sancionatorio, asi como identificar a los presuntos infractores, los
posibles incumplimientos y recabar los elementos de juicio.

“IFase de instruccion

Constituye la primera fase del procedimiento sancionatorio, en la cual la CRIE por medio
de la Secretaria Ejecutiva pone en conocimiento del presunto infractor y demas partes, los
hechos que se atribuyen como incumplimiento a la Regulacién Regional, brindar el derecho
de defensa y el debido proceso, asi como recopilar las pruebas para determinar la existencia
de posibles incumplimientos al marco regulatorio regional. Dicha fase concluye con la
emisidn del informe de instruccién no vinculante emitido por la Secretaria Ejecutiva, el cual
deberd contener al menos, los antecedentes, el andlisis del caso, conclusiones y
recomendaciones, junto con un proyecto de resolucion.

“2Fase decisoria/ sancionatoria

Constituye la segunda fase del procedimiento sancionatorio, en la que luego de instruido el
procedimiento, la CRIE por medio de la Junta de Comisionados, determinara si se han dado
0 no, incumplimientos a la Regulacién Regional, los infractores y sanciones a imponer en
caso que correspondan.

“Frecuencia
Es la frecuencia eléctrica, expresada en Hertz (Hz), que cada area de control registra en su
SCADA vy utiliza en su AGC.

*Garantias de pago y/o garantias financieras
Dinero u otros instrumentos financieros liquidos que se presentan en el MER como respaldo
de las obligaciones de pago.

40 Adicionado mediante Resolucién CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
41 Adicionado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
42 Adicionado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
4 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
4 Modificado mediante Resolucion CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.
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45Generador o Generacion con Energia Renovable Variable

Es un Generador o central de generacion, que utiliza como fuente energética primaria un
recurso natural de caracteristica variable, fluctuante o intermitente en cuanto a la entrega de
potencia.

Habilitacion

Es el cumplimiento de todos los requisitos para ser reconocido y aceptado como agente o
participante del Mercado Mayorista en cada uno de los paises miembros del Tratado Marco
del Mercado Eléctrico Regional, por lo que una vez reconocidos o aceptados en cada pais
miembro son agentes del Mercado Eléctrico Regional.

%Hueco de tension
Es una reduccion brusca de la tensién en nodos de un sistema eléctrico, que tiene corta
duracidn y esté relacionada a la incidencia de una falla (cortocircuito) en la red eléctrica.

“"Incumplimientos
Constituye incumplimiento a la Regulacion Regional toda accién u omision tipificada en el
Segundo Protocolo. Los incumplimientos se clasifican en muy graves, graves y leves.

*®Indicador CPS1 horario

El indicador del desempefio CPS1 (por sus siglas en inglés: Control Performance Standard)
es una medida estadistica de la variabilidad de los valores de ACE crudo y su relacién con
el error de frecuencia. Valor para cada periodo de mercado y por area de control que se
obtiene a partir de la evaluacion del factor de conformidad (CF1) en periodos de un (1)
minuto.

“Indicador CPS2 horario

El indicador del desempefio CPS2 (por sus siglas en inglés: Control Performance Standard)
es una medida estadistica de la variabilidad de los valores de ACE crudo y su relacion con
un valor limite de los flujos netos de potencia no programados. Valor para cada periodo de
mercado y por area de control que se obtiene a partir de la evaluacion de que el ACE
promedio en periodos de 10 minutos no sobrepase un valor limite llamado L10. El valor de
CPS2 horario corresponde al porcentaje de periodos de 10 minutos donde el ACE promedio
fue menor al valor limite L10.

*Indicador de desempefio ante Disturbios DCS (Disturbance Control Standard)

El valor del indicador de desempefio ante Disturbios DCS (por sus siglas en inglés:
Disturbance Control Standard) es igual al tiempo en minutos en que el valor del ACE
retorna a sus condiciones previas a un evento considerado como “Disturbio Reportable”. El
proposito del indicador de desempefio ante Disturbios DCS es medir que el &rea de control
fue capaz de utilizar su reserva de contingencia para realizar el balance carga/generacion, y
regresar el valor de ACE crudo a los limites establecidos en el indicador de desempefio ante
Disturbios DCS luego de sucedido un Disturbio Reportable.

4 Adicionado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.

46 Adicionado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.

47 Adicionado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
48 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
49 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
%0 Adicionado mediante Resolucién CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
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indice de Lerner

Es un indicador utilizado para medir el poder de mercado, el cual se calcula como la
diferencia entre el precio de un bien en un mercado y los costos marginales del productor
mas caro que abastece la demanda, dividido por el precio del bien.

Indisponibilidad
Se considera que un elemento de la RTR esta indisponible cuando esta fuera de servicio
por causa propia o por la de un equipo asociado a su proteccién o maniobra.

*Infractor

Los Agentes del Mercado, asi como las entidades que sean designadas por los Gobiernos
para cumplir las funciones de OS/OM vy el EOR, que luego del debido proceso resulten
responsables de incumplimientos a la Regulacion Regional.

Ingreso Autorizado Regional
Es la remuneracion anual a que esté autorizado percibir un Agente Transmisor.

*2Iniciador
Es un interesado que presenta a la CRIE una solicitud para desarrollar una Ampliacion
Regional con Beneficio Regional Parcial.

*Intercambio Programado )
Flujo de energia programado por los Enlaces entre Areas de Control, resultante del

Predespacho o Redespacho regional.

**Intercambio Real )
Energia registrada por el SIMECR en los Enlaces entre Areas de Control.

*Isla eléctrica para la determinacion del estado operativo del SER

Para los fines de la determinacion del estado operativo del SER, se define isla eléctrica
como aquel sistema eléctrico de potencia que incluye al menos un area de control y que se
encuentra separado eléctricamente del resto del SER.

%8 imite térmico continuo

Es la méaxima corriente o potencia aparente, determinada de acuerdo con las normas IEEE,
IEC u otros estandares internacionales aplicables segin sea el caso, que puede circular a
través de un equipo de potencia o una linea de transmisién, permanentemente; sin que se
sobrepase la temperatura maxima permisible para la cual fue disefiada.

51 Adicionado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.

52 Modificado mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.

53 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

5 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

5% Adicionado mediante Resolucién CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.

% Modificado mediante Resolucién CRIE-08-2023 del 27 de marzo de 2023.
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*Limite térmico de emergencia

Es la maxima corriente o potencia aparente, determinada de acuerdo con las normas IEEE,
IEC u otros estandares internacionales aplicables segln sea el caso, que puede circular a
través de un equipo de potencia o una linea de transmision durante un tiempo especifico;
sin que se sobrepase la maxima temperatura permisible para la cual fue disefiada.

*8inea de Interconexion
Linea de transmision que sirve de enlace entre paises miembros.

*Linea SIEPAC

Es el primer sistema de transmision regional y esta constituido por la linea de transmision
de 230 KV de circuito sencillo, con torres con prevision para doble circuito futuro,
exceptuando donde es notado en el numeral 12.1 del Anexo I, del Libro 111 del RMER.

Liquidacion
Proceso de recoleccion de cobros y distribucion de pagos en el MER.

Mantenimiento
Conjunto de acciones y procedimientos encaminados a revisar y/o reparar un determinado
equipo o instalacion de la RTR para mantener o restaurar sus condiciones de operacion.

% Mantenimiento de emergencia

Es aquel mantenimiento correctivo no planificado, de naturaleza impredecible que deriva
de algun tipo de urgencia o imprevisto, que requiere de acciones y decisiones inmediatas
para mantener la operacion segura y confiable del SER, salvaguardar personas y/o
instalaciones ante un riesgo o inminente dafio. En razén de lo anterior, los mantenimientos
de emergencia tendran prioridad para su coordinacion y ejecucion en tiempo real.

' Mantenimiento de impacto mayor

Tipo de mantenimiento que, al realizar los estudios de seguridad operativa, se determinan
efectos adversos en las capacidades operativas de transmisién o Maximas Capacidades de
Transferencias de Potencia (MCTP) entre areas de control, restricciones o limitaciones a la
operacion normal de lineas y demas instalaciones de la RTR o un incremento en las
capacidades operativas de transmision o en las MCTP.

#2Mantenimiento de impacto menor

Tipo de mantenimiento que, al realizar los estudios de seguridad operativa no se determinan
efectos en la Capacidad Operativa de Transmision (COT) y no implican restricciones y/o
limitaciones a la operacion normal de lineas y demas instalaciones de la RTR.

57 Modificado mediante Resolucién CRIE-08-2023 del 27 de marzo de 2023.
%8 Adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
%9 Adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
60 Adicionado mediante Resolucién CRIE-09-2023 del 27 de marzo de 2023.
61 Adicionado mediante Resolucién CRIE-09-2023 del 27 de marzo de 2023.
62 Adicionado mediante Resolucién CRIE-09-2023 del 27 de marzo de 2023.
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#Mantenimiento forzado

Es aquel mantenimiento a equipos e instalaciones de la RTR, de naturaleza correctivo no
incluido en el Programa Semanal de Mantenimientos, que deriva de un riesgo o posible
dafio y que es necesario para mantener la operacion segura y confiable del SER, cuya
gjecucidn inicia dentro de las 72 horas contadas a partir de su identificacion, pero que, a
diferencia del mantenimiento de emergencia, no requiere de acciones y decisiones
inmediatas.

Mantenimiento Programado
Mantenimiento planeado con anticipacion y cuya realizacion se coordina a nivel regional.

$*Maximas Capacidades de Transferencias de Potencia

Méaximas Capacidades de Transferencias de Potencia (MCTP): Corresponden a las
maximas transferencias entre areas de control en cumplimiento de los Criterios de Calidad
Seguridad y Desempefio definidos en el capitulo 16 del Libro 11l del RMER, las cuales
incluyen las capacidades de importacion, exportacion, porteo (direccion norte — sury sur —
norte), Importacion Total (es el mayor valor entre los valores de importacion norte e
importacion sur de un area de control, siempre y cuando el OS/OM no haya definido dicho
valor y que haya sido validado por el EOR) y Exportacion Total (es el mayor valor entre
los valores de exportacion norte y exportacion sur de un area de control, siempre y cuando
el OS/OM no haya definido dicho valor y que haya sido validado por el EOR)

Mercado de Contratos Regional
Conjunto de contratos regionales de inyeccion y retiro de energia junto con las reglas para
su administracion.

Mercado Eléctrico Regional o Mercado

Es la actividad permanente de transacciones comerciales de electricidad, con intercambios
de corto plazo, derivados de un despacho de energia con criterio econémico regional y
mediante contratos de mediano y largo plazo entre los agentes.

Mercado de Oportunidad Regional
Ambito organizado para la realizacion de intercambios de energia a nivel regional con base
en ofertas de oportunidad u ofertas de flexibilidad asociadas a contratos.

®*Monitoreo
Actividad que se refiere a la revision diaria en tiempo real, de alarmas y eventos de la red
de transmision de la EPR.

Nodos de Control
Son los nodos donde los OS/OM pueden controlar la inyeccidn/retiro de energia en forma
independiente de otros nodos.

%Nodos de Enlace entre Areas de Control
Nodos terminales de cada Enlace entre Areas de Control.

83 Adicionado mediante Resolucion CRIE-09-2023 del 27 de marzo de 2023.

6 Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

8 Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.

% Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo del 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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"Obras de conexion

Son aquellas instalaciones (equipos, aparatos de maniobra, medicién, proteccion,
comunicacién y auxiliares), con las cuales el Agente viabiliza y/o materializa su
vinculacion eléctrica a la Linea SIEPAC.

Ofertas de Flexibilidad
Ofertas de oportunidad asociadas a los contratos de energia en el MER con el objeto de
flexibilizar los compromisos contractuales.

Ofertas de Oportunidad
Ofertas por periodo de mercado de precios y cantidades para inyectar o retirar energia de
laRTR.

Ofertas de Pago maximo por Cargos Variables de Transmision
Ofertas asociadas a los contratos fisicos flexibles representando la méaxima disponibilidad
a pagar por los Cargos Variables de Transmision.

Operacion Estable
Condicidn del sistema eléctrico durante la cual éste mantiene un estado de equilibrio tanto
en operacién normal como ante disturbios.

Operacion en Tiempo Real
Instrucciones y maniobras de los operadores del SER para la operacion fisica del sistema.

Operadores del Sistema / Operadores del Mercado, OS/OMS
Entidades encargadas en cada pais de la operacion de los sistemas y/o de la administracién
de los mercados nacionales.

Organismos Regionales
La Comision Regional de Interconexion Eléctrica (CRIE) y el Ente Operador Regional
(EOR).

Paises Miembros
Paises signatarios del Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central que
conforman el MER: Costa Rica, El Salvador, Guatemala, Honduras, Nicaragua y Panama.

®parametro de control (CP1)

Valor que se utiliza para evaluar el desempefio del control de la frecuencia de las areas de
control en periodos de un (1) minuto. Un valor de CP1 menor o igual a cero (0) indica que
no hubo desviacidn de frecuencia por parte del area de control o que la desviacion es anti-
coincidente a la desviacion de la frecuencia del sistema, por lo que esta &rea de control esta
compensando la desviacion de frecuencia del sistema interconectado. Un CP1 mayor que
cero (0) indica que el area de control esta contribuyendo a la desviacion de la frecuencia y
de los intercambios de energia entre areas de control.

67 Adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
68 Adicionado mediante Resolucién CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
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%parte del procedimiento sancionatorio

Es toda persona que sea admitida por la Secretaria Ejecutiva dentro de la Fase de
instruccion, para actuar dentro del procedimiento sancionatorio. Serd parte del
procedimiento sancionatorio el presunto infractor y podré serlo el denunciante y el presunto
afectado. El interés de la Parte ha de ser actual, propio, legitimo y vinculado al hecho que
se investiga.

Peaje de Transmisién
Es la parte de los Cargos por Uso de la Red de Transmisién Regional cuyo pago es
realizado por los Agentes, excepto Transmisores, en funcion de los flujos en la Red de
Transmision Regional

Periodo de Conciliacion
Periodo de tiempo para el que se realiza la conciliacion de las transacciones comerciales
del MER. Corresponde a un (1) mes calendario y podra ser modificado por la CRIE.

Periodo de Facturacion
Periodo de tiempo para el que se realiza la facturacién de las transacciones comerciales del
MER. Corresponde a un (1) mes calendario y podra ser modificado por la CRIE.

Periodo de Mercado
Intervalo de tiempo en que se divide el dia para efecto del predespacho de transacciones
de energia en el MER y célculo de precios en cada nodo de la RTR.

Planeamiento Operativo
Planeacion energética de la operacion de los recursos de generacion y transmision
regionales.

“Planta de generacion eléctrica de caracter regional

Es aquella instalacion de generacién de electricidad, ubicada en un pais miembro que
mantenga comprometida su generacidn total o parcial, a través de contratos con uno o
varios agentes del mercado, localizandose esta en un pais diferente a donde se encuentra el
comprador o compradores. Lo anterior, sin menoscabo de que el generador pueda tener
contratos a nivel nacional.

Posdespacho

Calculo de precios Ex Post y transacciones del MER que se realiza después de la operacion
en tiempo real del mismo, tomando en consideracion los retiros reales en la RTR y las
inyecciones que estaran limitadas por las cantidades ofertadas en el predespacho.

Precios Ex—ante
Los precios nodales calculados antes de la operacion en tiempo real.

Precios Ex post
Los precios nodales calculados después de la operacion en tiempo real.

% Adicionado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
0 Adicionado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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Precios Nodales
Precio incurrido para satisfacer un incremento marginal de los retiros de energia en cada

nodo de la RTR.

Predespacho regional o predespacho
Programacion de las transacciones de energia y de la operacion del sistema para el dia
siguiente, el cual se realiza por periodo de mercado.

"Premisas Técnicas

Son las proposiciones técnicas que prepara el OS/OM o Entidad competente (respecto a la
normativa nacional) y el EOR (respecto a la normativa regional), antes de la elaboracién
de los estudios eléctricos relacionados con una solicitud de conexion a la RTR, que deberan
ser entregadas al Solicitante en un formato concebido para este fin.

Protocolos
Protocolos del Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central.

Prueba de Factibilidad Simultanea

Es un procedimiento, que a través de la resolucion de un conjunto de ecuaciones e
inecuaciones que representan el conjunto de los limites fisicos de un vinculo (lineas o
conjunto de lineas) de la Red de Transmisidon Regional, permite definir el conjunto de
Derechos de Transmision que pueden asignarse en una subasta. Los Derechos de
Transmision son las variables de estas ecuaciones.

Red de Transmisién Regional

Es el conjunto de instalaciones de transmision a traves de las cuales se efectian los
intercambios regionales y las transacciones comerciales en el MER, prestando el Servicio
de Transmision Regional.

Redespacho
Modificacion de la programacidén efectuada en el predespacho, debido a cambios en las

condiciones con las cuales se realiz6 el predespacho.

Reglamento del MER
Es el documento que desarrolla el Tratado Marco del Mercado Eléctrico de Ameérica
Central y sus Protocolos en los aspectos contenidos en los respectivos Libros.

Regulacion Regional
Conformada por el Tratado Marco, sus Protocolos, los reglamentos aprobados y demas
resoluciones emitidas por la CRIE.

?Reincidencia de incumplimientos

Circunstancia agravante, que se suscita cuando el presunto infractor de un incumplimiento
a la Regulacion Regional ha sido sancionado con anterioridad en el término de un afio, por
el mismo incumplimiento o un incumplimiento de la misma naturaleza, y asi haya sido
declarado por resolucién firme.

"LAdicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
2 Adicionado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
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"®Reiteracion de incumplimientos
Circunstancia agravante, que se suscita cuando el presunto infractor de un incumplimiento
a la Regulacion Regional ha sido sancionado con anterioridad, en los dos ultimos afios por
incumplimiento distinto a la Regulacion Regional, y asi haya sido declarado por
resolucion firme.

"Renta de Congestion de Derechos Financieros Punto a Punto

Es la diferencia entre el producto del Precio Nodal de retiro resultante del Predespacho o
redespacho Regional por la Potencia de Retiro del DFPP menos el producto del Precio
Nodal de inyeccién resultante del Predespacho o redespacho Regional por la Potencia de
Inyeccion del DFPP.

"®Renta de Congestion de Derechos Firmes

Es el producto de la Energia Declarada o Energia Requerida Reducida en el predespacho o
redespacho Regional de un Contrato Firme asociado a un Derecho Firme, por la diferencia
entre el Precio Nodal de retiro menos el Precio Nodal de inyeccién, resultantes del
predespacho o redespacho Regional.

"®Representante Legall

Persona que tiene la responsabilidad, ante cualquier autoridad o circunstancia que se
suscite, de responder por las obligaciones de una empresa o persona juridica, con autoridad
y amplias facultades para representarla.

Reserva de Contingencia

Es la reserva conformada por los generadores con o sin capacidad de regulacion primaria,
cuya generacion se puede modificar en un periodo maximo de 10 minutos. Ademas, incluye
los generadores que se puedan arrancar y llevar a plena carga en menos de 10 minutos. A
estos Ultimos generadores se les conoce como reserva fria o reserva de arranque rapido. La
reserva de contingencia incluye también los esquemas de disparo de carga que se pueden
gjecutar en forma manual o automatica. El objetivo de la reserva de contingencia es
proporcionar un recurso adicional para que el Error de Control de Area retorne a cero en
menos de quince (15) minutos, después de un disparo de generacién por lo menos igual a
la unidad mas grande del sistema.

Reserva para Regulacion Primaria de Frecuencia
Valor de reserva rodante de potencia activa de unidades de generacion previsto para
responder automaticamente a cambios de frecuencia

Reserva para Regulacion Secundaria de Frecuencia

Valor de reserva rodante de potencia activa de unidades de generacion requerida para
recuperar la reserva para regulacion primaria de frecuencia y mantener la frecuencia y los
intercambios por los enlaces entre &reas de control.

3 Adicionado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
4 Modificado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

5 Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

6 Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
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Restricciones Operativas
Limitaciones operativas de las instalaciones de la RTR o del sistema de un pais miembro
que imponen restricciones sobre las transacciones de inyeccion o retiro.

Secuencia de Eventos
Registro cronoldgico de datos de la operacion en tiempo real del SER.

""Segundo Protocolo
Segundo Protocolo al Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central, suscrito
en laciudad de Campeche, Republica de México, el diez de abril de dos mil siete.

Seguridad
Habilidad del SER de mantener un estado de operacion estable y seguir atendiendo las
inyecciones y retiros ante la ocurrencia de fallas o contingencias en el sistema.

Seguridad Operativa
Planeacion eléctrica que tiene por objeto identificar las restricciones técnicas de la RTR y
garantizar los niveles de calidad, seguridad y desempefio regionales.

Servicio Auxiliar Regional

Servicios requeridos para la operacion confiable, segura, econdémica y con calidad del SER.
Los servicios auxiliares regionales son: reserva de potencia activa para regulacion primaria
y secundaria de la frecuencia, suministro de potencia reactiva, desconexion automatica de
carga y arranque en negro.

Servicio de Transmision Regional
Consiste en transmitir energia eléctrica por medio de la RTR y de los sistemas de
transmision nacionales, permitiendo los intercambios regionales de energia.

Sistema Eléctrico Regional
Sistema Eléctrico de América Central compuesto por los sistemas eléctricos de los Paises
Miembros.

Sistema de Medicién Comercial Regional

Sistema de medicién que provee informacién acerca de las inyecciones y retiros en los
nodos de la RTR y los intercambios de energia en los enlaces entre areas de control, para la
conciliacion de las transacciones en el MER.

8Sistema de Planificacion de la Generacion y la Transmision Regional

Es el conjunto de procedimientos, metodologias y recursos, que conducen a la
identificacion de las Ampliaciones de Transmision Regional y las Ampliaciones de
Transmision Nacional para Alcanzar y Mantener la COIIM.

"Solicitante
El Agente o desarrollador que solicita la conexion de su proyecto a la RTR.

7 Adicionado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
8 Modificado mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
% Adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
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8Sybestacion de Conexion
Punto de conexion donde el Agente o interesado se conecta a la Linea SIEPAC.

81Supervision

Se refiere a la verificacion (de la ingenieria, montaje y puesta en servicio) que ejerce EPR
a los trabajos realizados o por realizar de parte del Agente o interesado en conectarse a la
Linea SIEPAC.

Titular de una Ampliacion (de la RTR)

Es un Agente que realiz6 una Ampliacion de la RTR o de una red nacional de los Paises
Miembros que resulta parte de la RTR, y que a tales efectos se le concede una autorizacion,
permiso o concesién para la construccion y operacion de la Ampliacion.

Titular de un Derecho de Transmision
Es un Agente del MER que tiene los derechos y obligaciones asociadas a un Derecho de
Transmision.

#Transacciones de Contratos Programadas
Parte de las transacciones programadas en el MER resultantes en el predespacho o
redespacho regional provenientes de acuerdos entre agentes del MER.

Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real
Transacciones en el MER producto de las desviaciones calculadas con las mediciones en
tiempo real.

Transaccion Global MER
El conjunto de inyecciones y retiros en los nodos de la RTR, determinados por el EOR en
el predespacho regional para cada periodo de mercado del dia siguiente.

Transaccion Global del Mercado Nacional

El conjunto de inyecciones y retiros en los nodos de la red de transmision de un pais,
determinado por el OS/OM nacional para cada hora del dia siguiente en la fase de
predespacho nacional, que corresponde a la satisfaccion de la demanda nacional y no
incluye la Transaccion Global MER.

#Transacciones de Oportunidad Programadas
Parte de las transacciones programadas en el MER resultantes en el predespacho o
redespacho regional provenientes de las ofertas de oportunidad.

#Transacciones Programadas
Transacciones del MER programadas en el predespacho o redespacho regional producto de
los contratos regionales y de las ofertas de oportunidad.

Transmision
Transporte de energia a traves de redes eléctricas de alta tension.

8 Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
81 Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
82 Modificado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
8 Modificado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
8 Modificado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
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Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central o Tratado Marco
Tratado internacional suscrito por los paises miembros para la creacion y desarrollo de un
Mercado Eléctrico Regional.

®Unidad Terminal Remota (RTU por sus siglas en inglés)
Es el conjunto de dispositivos electronicos que reciben, transmiten y ejecutan los comandos
solicitados por las unidades maestras.

8Usuario del sistema de transmision o usuario
Son usuarios del Servicio de Transmision de electricidad, que se encuentren conectados a
las instalaciones de la Empresa de Transmision eléctrica.

Valor Esperado por Indisponibilidad

Es el producto de las compensaciones establecidas por los valores de indisponibilidad
previstos en los Objetivos de Calidad del Servicio de Transmision. El Valor Esperado por
Indisponibilidad sera incorporado al Ingreso Autorizado de cada Agente Transmisor.

8 Adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
8 Adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
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Nomenclatura

AGC: Automatic Generation Control (Control Automatico de Generacion)
8 ANC: Autoridad Nacional Competente para determinar Energia Firme
8AOM: Costos de Administracion, Operacion y Mantenimiento

8AT: Agente Transmisor

AVR: Automatic Voltage Regulator (Regulador Automaético de Voltaje)
CC: Cargo Complementario

CCSD: Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio

CGC: Cuenta General de Compensacion del MER

®'CMORC: Cargo en el Mercado de Oportunidad Regional asociado al cumplimiento del
Compromiso Contractual

%2COIlIM: Capacidad Operativa de Intercambio Internacional Minima
®COTDT: Capacidad Operativa de Transmision para la asignacion de los Derechos de
Transmision

%CPS:

CRCT: Centro Regional de Coordinacion de Transacciones

CRIE: Comision Regional de Interconexion Eléctrica

CURTR: Cargos por uso de la RTR

CVT: Cargo Variable de Transmision

DF: Derechos firmes de transmision

DFPP: Derechos financieros punto a punto

DT: Derechos de Transmision

DTER: Documento de Transacciones Econémicas Regionales

EOR: Ente Operador Regional

EPR: Empresa Propietaria de la Red.

®*|VDT: Ingreso por venta de Derechos de Transmision

MCR: Mercado de Contratos Regional

®MCTP: Maximas Capacidades de Transferencias de Potencia

MER: Mercado Eléctrico Regional

MOR: Mercado de Oportunidad Regional

OM: Operadores del Mercado

OS: Operadores del Sistema

OS/OMS: Operadores del Sistema y/o Operadores del Mercado

PFS: Prueba de Factibilidad Simultanea

’RC: Renta de Congestion

RMER: Reglamento del MER

%RN: Regulador Nacional.

87 Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

8 Adicionado mediante Resolucién CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

8 Adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
% Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

%1 Adicionado mediante Resolucién CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

92 Adicionado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
% Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

% Derogado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
% Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

% Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

% Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

% Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
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RTR: Red de Transmisién Regional

SCADA: Supervisory Control and Data Acquisition System (Sistema de Control
Supervisorio y de Adquisicion de Datos)

SER: Sistema Eléctrico Regional

SIEPAC: Sistema de Interconexion Eléctrica de los Paises de América Central
SIMECR: Sistema de Medicion Comercial Regional

SOE: Secuencia de Eventos

¥SPGTR: Sistema de Planificacion de la Generacion y la Transmision Regional
10T A: Tramite Administrativo

TDTR: Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real

TOPs: Transacciones de Oportunidad Programadas

11TPNC: Transaccion Programada No comprometida en Contratos

TPs: Transacciones Programadas

9 Modificado mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
100 Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
101 Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
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Introduccion

Alcance del Capitulo 1

El Mercado Eléctrico Regional, en adelante denominado el Mercado o MER, esta
conformado a nivel regional por los paises miembros del Tratado Marco del Mercado
Eléctrico de América Central.

Las reglas establecidas en los capitulos y anexos que conforman este Reglamento, o a las
que se hace referencia en el mismo, constituyen el Reglamento del Mercado Eléctrico
Regional, en adelante denominado RMER.

Este capitulo presenta los antecedentes y las bases para la administracion y operacion del
MER, expone los objetivos del Mercado, describe aspectos generales de la organizacion y
estructura del MER, establece el proposito, aplicacion e interpretacion del RMER y define
los procedimientos que se han de seguir en la administracién del RMER.

Antecedentes y Validez

Los Gobiernos de las RepuUblicas de Costa Rica, ElI Salvador, Guatemala, Honduras,
Nicaragua y Panama, en adelante los paises miembros, dentro del marco del Sistema de
Integracién Centroamericana SICA, suscribieron en 1996 el Tratado Marco del Mercado
Eléctrico de América Central, en adelante denominado el Tratado Marco.

El Tratado Marco tiene por objeto la creacion y desarrollo gradual de un mercado eléctrico
competitivo regional, basado en el tratamiento reciproco y no discriminatorio, que
contribuya al desarrollo sostenible de la region de América Central. El Tratado Marco fue
ratificado por los Congresos Nacionales de los paises miembros y constituye para estos
paises un tratado internacional legalmente vinculante desde 1999.

Los principios que rigen el Tratado Marco para el funcionamiento del MER son los
siguientes:

a) Competencia: Libertad en el desarrollo de las actividades con base en reglas
objetivas, transparentes y no discriminatorias;

b) Gradualidad: Evolucién progresiva mediante la incorporacion de nuevos
participantes, el aumento progresivo de la operacion coordinada, el desarrollo de las
redes de interconexion y el fortalecimiento de los organismos regionales; y

¢) Reciprocidad: Derecho de cada Estado de aplicar a otro Estado las mismas reglas y
normas que ese Estado aplica temporalmente de conformidad con el principio de
Gradualidad.

El Tratado Marco contempla, dentro de sus fines, el establecimiento de reglas objetivas,
transparentes y no discriminatorias para regular el funcionamiento del MER y las relaciones
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1.2.5

1.3

131

1.3.2

1.4

141

entre los agentes del mercado que participan en él. Asi mismo, el Tratado Marco establece
que la participacién de los agentes en el MER estara regida por las reglas contenidas en el
Tratado Marco, sus Protocolos y reglamentos.

De conformidad con lo dispuesto en el Tratado Marco y en sus Protocolos, el presente
Reglamento es valido, de obligatorio cumplimiento y vinculante en el territorio de los
paises miembros para regular el funcionamiento del mercado, la operacion técnica y

comercial del MER, el servicio de transmision, los organismos regionales y la participacion
de los agentes en el mercado y su relacion funcional con los organismos regionales.

Objetivos del MER

En concordancia con los fines del Tratado Marco, el MER tiene como propdsito beneficiar
a los habitantes de los paises miembros mediante el abastecimiento econémico y oportuno
de electricidad y la creacion de las condiciones necesarias que propicien una mayor
confiabilidad, calidad y seguridad en el suministro de energia eléctrica en la region.

Para alcanzar el anterior propdsito, los objetivos del MER son los siguientes:

a) Optimizacion de los recursos energéticos usados para el abastecimiento regional de
electricidad;

b)  Permitir el desarrollo de proyectos de generacién para abastecer la demanda
regional;

¢)  Viabilizar el desarrollo de las redes de transmision regional;
d)  Aumentar la confiabilidad y eficiencia econdmica en el suministro de electricidad,;
e) Homogenizar los criterios operativos de calidad, seguridad y desempefio; y

f) Promover la participacion competitiva del sector privado.
Aspectos Generales del MER

Premisas para la organizacion y funcionamiento del MER

El MER es un mercado mayorista de electricidad a nivel regional cuya organizacién y
funcionamiento se basa en las siguientes premisas:

a) En el Mercado se realizan transacciones comerciales de electricidad mediante
intercambios de oportunidad producto de un despacho econdémico regional y
mediante contratos entre los agentes del mercado;

b) Los agentes del mercado a excepcion de los agentes transmisores pueden comprar y
vender energia eléctrica libremente sin discriminacion de ninguna indole y se
garantiza el libre trénsito de energia eléctrica por las redes eléctricas en los paises
miembros del MER;
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c) Los agentes del mercado pueden instalar plantas de generacién en cualquiera de las
redes de los paises miembros del MER para la comercializacion a nivel regional de
la energia producida;

d) Los agentes del mercado tienen libre acceso a las redes de transmisién regional y
nacional. La transmisién regional es el transporte de energia a través de las redes de
alta tension que conforman la Red de Transmision Regional o RTR;

e) EIMER esun mercado con reglas propias, independiente de los mercados nacionales
de los paises miembros, cuyas transacciones se realizan a través de la infraestructura
de la RTR y de las redes nacionales. Los puntos de conexion entre el MER y los
mercados nacionales son los nodos de la RTR.

Los Agentes del Mercado

Las actividades del Mercado son realizadas por los agentes, los cuales pueden ser personas
naturales o juridicas dedicadas a la generacion, transmision, distribucion y comercializacion
de la electricidad, asi como grandes consumidores. Los agentes de los mercados nacionales
de los paises miembros participan en el MER sujetos a los términos y condiciones del
RMER.

Organizacién Comercial del MER
Productos y Servicios

Los productos y servicios que se prestan en el MER son los siguientes: (i) energia eléctrica,
(i) servicios auxiliares, (iii) servicio de transmision regional, (iv) servicio de operacion del
sistema y (V) el servicio de regulacién del MER.

Mercados y Precios

Las transacciones de energia en el MER se realizan en el Mercado de Contratos Regional o
en el Mercado de Oportunidad Regional.

Mercado de Contratos Regional

El Mercado de Contratos Regional, MCR, esta conformado por el conjunto de contratos de
inyeccion y retiro de energia eléctrica en el MER, celebrados entre agentes, junto con las
reglas para su administracion y despacho a nivel regional. Existen dos tipos principales de
contratos en el MER atendiendo a su prioridad de suministro. Estos son: (i) los Contratos
Firmes y (ii) los Contratos No Firmes.

Mercado de Oportunidad Regional

El Mercado de Oportunidad Regional, MOR, es un mercado de corto plazo, basado en
ofertas diarias de inyeccién y retiro de energia, para cada periodo de mercado, en los nodos
de la RTR habilitados comercialmente. Las ofertas al Mercado de Oportunidad Regional
son informadas por los OS/OM de cada pais miembro con base en las ofertas de sus agentes.
Las transacciones en el MOR son producto de un predespacho regional y de la operacion
en tiempo real y son las que posibilitan la optimizacién del despacho regional.
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Sistema de Precios del MER

Las transacciones comerciales de energia que se realizan en el MER se valoran aplicando
un sistema de precios nodales. Los precios nodales son los precios de corto plazo que
representan los costos marginales de operacion debido a las inyecciones y retiros de energia
programados o reales en cada nodo de la RTR.

Planeamiento y Operacion Técnica del MER

La operacion técnica del MER se lleva a cabo a través de una estructura jerarquica
descentralizada, en la cual el EOR es responsable y coordina la operacion del MERy laRTR
mientras que los Operadores de los Sistemas y Mercados Nacionales, OS/OMS, son
responsables de la coordinacion de la operacién en cada uno de sus paises.

El planeamiento y la operacion técnica del MER comprenden el planeamiento operativo y,
la seguridad operativa, el predespacho regional diario y la supervision de la operacion en
tiempo real.

Planeamiento Operativo y Seguridad Operativa

El planeamiento operativo y la seguridad operativa regional comprenden las proyecciones
del comportamiento futuro del MER, la identificacion de restricciones técnicas de la RTR,
la programacion del mantenimiento de las lineas y equipos de la RTR y el programa de
entrada y retiro de instalaciones de la RTR.

Predespacho

Las transacciones en el MER y el uso de recursos de la RTR se programan mediante el
siguiente proceso de predespacho:

a) Cada mercado nacional realiza un predespacho nacional de acuerdo con las reglas
de cada pais, sin considerar importaciones o exportaciones de energia eléctrica hacia o
desde su area de control. Con base en los predespachos nacionales, se informan al MER
las ofertas de oportunidad de inyeccion o retiro de energia y los contratos regionales que
se pretenden realizar entre los agentes del mercado;

b)  Con base en los contratos regionales validados, las ofertas de oportunidad
provenientes de los mercados nacionales y las asociadas a contratos, el EOR realiza el
predespacho econémico regional. Los resultados del predespacho regional se comunican
a los OS/OMS.

El predespacho regional se realiza el dia anterior a la operacion y para cada periodo de
mercado. Los requisitos para la prestacion de servicios auxiliares a nivel regional se
determinan con base en los criterios de seguridad, calidad y desempefio establecidos para
la operacion del MER.
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1.4.5
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Supervision de la Operacion en Tiempo Real

Durante la Operacion en Tiempo Real, el EOR, en coordinaciéon con los OS/OMS, toma
todas las acciones de supervision necesarias para desarrollar las siguientes tareas:

a) Preservar la calidad y seguridad de la operacion del Sistema Eléctrico Regional SER;

b) Mantener las inyecciones y retiros programados en los nodos de la RTR y los
intercambios establecidos entre las &reas de control;

c) Coordinary supervisar el suministro de servicios auxiliares;

d) Realizar redespachos y controlar las desviaciones del predespacho en tiempo real; y
e) Coordinar la operacion del SER en estado normal y de emergencia.

Servicio de Transmision Regional

El Servicio de Transmisién Regional es la actividad de transmitir energia eléctrica por
medio de la RTR y de los sistemas de transmision nacionales, permitiendo los intercambios
regionales de energia. EI EOR realiza la coordinacion del Servicio de Transmision Regional.
El Servicio de Transmision Regional se relaciona con las transacciones en el MER mediante
el cargo variable de transmision o CVT. El peaje y el cargo complementario de transmision

son los otros componentes de la remuneracion final del Servicio de Transmision Regional.

El riesgo por el pago de cargos variables de transmision se puede cubrir mediante la
adquisicion de derechos de transmision o a través de las ofertas de pago maximo por CVT.

Conciliacion, Facturacion y Liquidacion de Transacciones
El EOR, en coordinacion con los OS/OMS, es responsable de la conciliacion, facturacion y
liquidacion de las obligaciones comerciales que resultan de las transacciones en el MER. El
Sistema de Medicion Comercial Regional, SIMECR, es el sistema de medicion comercial
del MER que provee informacion acerca de las inyecciones y retiros reales de energia que
ocurren en los nodos de la RTR y le permite al EOR realizar la conciliacion de las
transacciones regionales. ElI SIMECR esta basado, aunque no limitado, a los Sistemas de
Medicion Comercial de cada &rea de control.
La conciliacion de las transacciones en el MER tiene los siguientes componentes:
a) Transacciones Programadas de energia las cuales pueden ser:

i.  Transacciones de Contratos.

ii. Transacciones de Oportunidad Programadas

b) Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real;

c) Cargos Regionales de Transmision;
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1.4.7

d) Cargo por Servicio de Operacion del Sistema;

e) Cargo por Servicio de Regulacion del MER; y

f) Otros cargos definidos en el RMER

Documento de Transacciones Econémicas Regionales

Al final de cada periodo de conciliacion, el EOR determina para cada agente del mercado,
que realiza transacciones y para cada OS/OMS en representacion de los agentes de su pais,
el saldo de las cuentas por transacciones de energia eléctrica y servicios prestados en el
MER y emite el Documento de Transacciones Econdémicas del MER, DTER, con el saldo y
los detalles de la cuenta de cada agente del mercado. EI DTER es el documento basico para
la facturacion y liquidacion de pagos en el MER.

1.5 Estructura del MER

151

1511

1512

1513

Este numeral describe la estructura del MER, los roles y responsabilidades de los
organismos regionales y establece normas generales para su funcionamiento.

Estructura e Instituciones Regionales
La estructura institucional del MER comprende:

a) LaRegulacion Regional, formada por el Tratado Marco, sus Protocolos, reglamentos
y resoluciones de la CRIE, incluyendo el presente Libro;

b) Los Organismos Regionales, encargados de velar por el cumplimiento y aplicacion
de la Regulacion Regional; y

c) La regulacion y organismos nacionales, incluyendo los OS/OM de cada uno de los
paises miembros, en la medida que estén relacionados con la operacién del MER e
interactlen con la Regulacion y Organismos Regionales.

El Tratado Marco crea los siguientes Organismos Regionales: la Comision Regional de
Interconexion Eléctrica CRIE y el Ente Operador Regional EOR. La organizacion y el
funcionamiento de los Organismos Regionales tiene por objeto cumplir de manera
transparente y eficiente con los objetivos y funciones establecidos en la Regulacién
Regional.

En relacidon con la operacion del MER, las regulaciones nacionales de los paises miembros
deberan estar en conformidad, como minimo, con los siguientes requerimientos:

a) Permitir las transacciones internacionales de energia eléctrica;

b)  Aplicar principios de no discriminacion y reciprocidad respecto a las transacciones
internacionales de energia eléctrica;

c) Permitir los contratos entre agentes regionales;
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d) Incorporar las transacciones internacionales en conjunto con las transacciones del
predespacho econémico nacional;

e) Permitir la operacion regional coordinada de las instalaciones pertenecientes a la
RTR;

f)  Respetar los criterios de calidad, seguridad y desempefio;
g) Permitir el libre acceso y no discriminatorio a las redes de transmision nacional;

h) Mantener los sistemas de supervision, control, comunicaciones y de medicion
comercial necesarios para la operacion regional coordinada;

i)  Garantizar el libre acceso a informacion sobre el MER y la RTR tal como se establece
en el RMER;

j)  Adoptar las medidas necesarias para garantizar la aplicacion uniforme y eficaz del
régimen de sanciones del MER; y

k) Adoptar las medidas necesarias para garantizar los compromisos de pago en el MER.
152 LaCRIEY laRegulacion del MER
1.5.2.1 La CRIE regula el funcionamiento del MER vy las relaciones entre agentes de conformidad
con las disposiciones del Tratado Marco, sus Protocolos y sus reglamentos. Son objetivos
de la CRIE los siguientes:
a) Hacer cumplir la normativa del MER establecida en la Regulacién Regional;
b) Procurar el desarrollo y consolidacion del MER;
c) Velar por la transparencia y buen funcionamiento del MER; y
d) Promover la competencia entre los agentes del mercado.

1.5.2.2  Encumplimiento de la Regulacion Regional, la CRIE esta facultada para:

a) Aprobar los reglamentos necesarios para regular la administracién y operacion del
MER;

b) Resolver sobre las autorizaciones establecidas en la Regulacion Regional,

c) Regular la generacion y transmision regionales;

d) Aprobar las tarifas por el uso de la RTR;

e) Aprobar cargos por el servicio de operacion del sistema provisto por el EOR;

f) Imponer las sanciones que establezcan los Protocolos en relacion con los
incumplimientos a las disposiciones del Tratado y sus reglamentos;
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g) Resolver conflictos entre los agentes del MER derivados de la aplicacion de la
Regulacion Regional;

h) Adoptar medidas conducentes a evitar el abuso de posiciones dominantes de cualquier
agente del mercado; y

i) Solicitar informacidn a los agentes de mercado, OS/OMS y el EOR.

1523 En cumplimiento y desarrollo de sus objetivos y facultades, la CRIE es responsable de:

a) Aprobar modificaciones a los reglamentos, normas y regulaciones regionales;

b) Supervisar y vigilar el funcionamiento del MER;

c) Aprobar la conexién de nuevas instalaciones de los Agentes que a partir de la vigencia
de este Reglamento se conecten directamente a la RTR de conformidad con lo
establecido en el Libro Il RMER. Una vez obtenida la correspondiente concesion,
permiso o autorizacién y aprobada la conexién de acuerdo con la Regulacion Nacional
correspondiente, la CRIE podra aprobar la conexion;

d) 192 Autorizar las Ampliaciones Regionales Planificadas;

e) %Autorizar las Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial;

f) 104

g) Investigar situaciones de posibles abusos de poder de mercado;

h) Imponer sanciones en caso de incumplimientos a la Regulacion Regional;

i) Preparar peridédicamente los Informes de Diagndstico del MER para evaluar el
desarrollo del Mercado.

j) Exigir a los Agentes que adecuen sus instalaciones a los requerimientos establecidos
en este Reglamento;

k) Establecer el Canon Maximo Aceptable asociado a una ampliacion de la RTR.
1.5.2.4 Los recursos para financiar el funcionamiento de la CRIE provendran del Cargo por
Servicio de Regulacion del MER y otros cargos pagados por los agentes del mercado,

aportes de los gobiernos, del cobro de sanciones econdémicas y de otras fuentes tal como
estd establecido en el Tratado Marco.

15.3 EIEORYy la Operacion del MER

102\jodificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
103 \Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
104 Derogado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.

34



1.5.3.1 EI EOR dirige y coordina la operacion técnica del SER y realiza la gestién comercial del
MER con criterio técnico y econdmico de acuerdo con la Regulacién Regional aprobada por
la CRIE. Son funciones del EOR:

1.5.3.2

a)

b)

e)

Proponer a la CRIE los procedimientos técnicos, comerciales y operativos del
Mercado y del uso de la RTR;

Asegurar que la operacion y el despacho regional de energia se realicen con criterio
economico, respetando los criterios de calidad, seguridad y desempefio;

Realizar, en coordinacion con los OS/OMS, la gestion de las transacciones
comerciales entre los agentes del mercado;

Formular el plan de expansién indicativo para la generacion y transmision regionales;
y

Apoyar mediante el suministro de informacion los procesos de evolucion del
Mercado.

En cumplimiento de sus objetivos y funciones, el EOR es responsable de:

a)
b)

f)
9)

Cumplir y aplicar la Regulacion Regional;

Coordinar con los OS/OMS la operacién técnica y comercial del MER y de la RTR,
preservando la seguridad y calidad del servicio durante las condiciones de operacion
normal y en emergencias, conforme a los Criterios de Calidad, Seguridad y
Desempefio establecidos en Libro Il del RMER, ordenando las medidas vy
adecuaciones necesarias para asegurar su cumplimiento;

Elaborar los procedimientos técnicos y comerciales previstos en la Regulacién
Regional, para la operacién del MER;

Realizar el seguimiento de la aplicacion de las reglas de operacion y de los criterios
de calidad, seguridad y desempefio del MER;

Preparar periddicamente informes para:
i. Identificar los problemas detectados y proponer posibles soluciones;

ii. La CRIE, los OS/OM y a los Agentes sobre los resultados de la gestion de la
operacion;

iii. Elaborar informes sobre los eventos que se producen en la RTR, en coordinacién
con los OS/OM; y

iv. La CRIE sobre cualquier incumplimiento del presente Reglamento;
Proponer criterios de calidad, seguridad y desempefio para la operacion del SER.

Desarrollar y mantener una Base de Datos Regional;
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h) Remitir a la CRIE copia del expediente de autorizacion de los agentes para realizar
transacciones en el MER conforme al numeral 3.4.1 y siguientes en lo que
corresponda.

i)  Dirigiry coordinar la operacion técnica del SER;

i. Adoptar las medidas que considere convenientes para salvaguardar la integridad
de laRTR, tales como cortes de carga, desconexion de generacion, apertura de
lineas, auditoria de las instalaciones de los Agentes, y cualquier otra accion de
supervision para asegurar la calidad del servicio eléctrico en el MER. Las
medidas se ejecutaran de acuerdo con los procedimientos y criterios que
establece la regulacion regional;

ii. Delegar en los OS/OM jerarquicamente dependientes las funciones de control y
gestion de la operacion;

iii. Validar o realizar los estudios que definan condiciones limite de la operacion, la
Capacidad Operativa de Transmision de las instalaciones de la RTR, establecer
restricciones y criterios operativos necesarios para el cumplimiento de los
Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio (CCSD), ya sea por iniciativa
propia o por solicitud de un OS/OM o Agente transmisor;

iv. Coordinar las investigaciones de eventos en el SER, solicitando a los Agentes y
OS/OM que se han visto involucrados en éstos, las informaciones pertinentes,
resultados de evaluaciones y analisis desarrollados;

V. Solicitar informacién a los OS/OM y a los Agentes a través de los OS/OM
correspondientes, sobre cualquier evento o contingencia que ocurra en el SER;

Vi. Supervisar y validar, en coordinacion con el Agente respectivo, las calibraciones
propuestas para las protecciones y sistemas de control cuyos efectos involucren
a mas de un Agente;

Vii. Verificar el célculo de la Capacidad Técnica de Transmision de los equipos e
instalaciones de los Agentes Transmisores que estos han establecido, siguiendo
los criterios determinados para tal fin;

viii. Definir al menos una vez al afio la Capacidad Operativa de Transmision de la
RTR, tomando en cuenta lo informado por el OS/OM y el Agente transmisor,
conforme a los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio establecidos en
este Reglamento; y

iX. 1%Considerar en el SPGTR las propuestas de adecuaciones de la RTR
presentadas por los Agentes que no prestan el servicio de transmision.

j)  Administrar los Derechos de Transmision y mantener un registro de los mismos.

105 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.

36



1.5.3.3 Los recursos para financiar el funcionamiento del EOR provendran de los cargos de
operacion del sistema y administracion del mercado aprobados por la CRIE, de otros cargos
pagados por los agentes del mercado, del cobro de sanciones econémicas y de otras fuentes
tal como esté establecido en el Tratado Marco.

154 Los Operadores de Sistema y de Mercado OS/OM

Los OS/OMS coordinaran la operacion de los sistemas eléctricos y la gestion comercial
entre sus agentes con el EOR, por lo que estan obligados a:

a) Aplicary velar por el cumplimiento a la Regulacion Regional;
b) Suministrar toda la informacién requerida por la CRIE y el EOR, en el tiempo y
formato establecidos, para el planeamiento y la operacion del SER y la

administracion de las transacciones comerciales en el MER;

c) Coordinar con el EOR el planeamiento y la operacién técnica de la RTR, segun el
siguiente detalle:

i. Informar sobre problemas en la coordinacion de la operacion de la RTR e
intercambios de informacion, conflictos por libre acceso, y todo otro problema
o0 controversia que haya surgido en la aplicacion o interpretacion del Reglamento
de Transmision;

ii.  Operar las instalaciones de la RTR en coordinacién con el EOR;

iii. Participar en los estudios de seguridad operativa regional;

iv. Participar en la elaboracion de Plan de Operacion del SER ante contingencias;

v. Preservar la confiabilidad, seguridad y calidad del servicio durante las
condiciones de operacion normal y en emergencias, conforme a los Criterios de
Calidad, Seguridad y Desempefio y en especial establecer restricciones y criterios
operativos para el cumplimiento de dichos los criterios;

vi. Coordinar con el EOR el tratamiento de las indisponibilidades y mantenimientos
de la RTR;

vii. Coordinar los servicios auxiliares que son suministrados por los agentes;

viii. Coordinar con el EOR la puesta en servicio de la conexion de nuevas instalaciones
de los agentes transmisores a la RTR;

ix. %Colaborar y coordinar con el EOR la administracion del Sistema de
Planificacion de la Generacién y la Transmision Regional (SPGTR)

X. Colaborary coordinar con el EOR lo relacionado con las Ampliaciones de la RTR;
y

106 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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155

1551

156

d)

e)

9)

h)

p)

xi. Revisar la Capacidad Técnica de Transmision presentada por los Agentes

transmisores.
Colaborar y coordinar con el EOR la administracién de los derechos de transmisién;

Coordinar con el EOR, por cuenta de sus agentes, la programacién, conciliacién,
facturacion y liquidacion de transacciones en el MER;

Mantener los criterios de calidad, seguridad y desempefio definidos en la Regulacion
Regional y proveer los servicios auxiliares que le han sido asignados;

Cumplir con los requisitos de supervision, control, comunicaciones y de medicion
comercial establecidos en el RMER,;

Desarrollar las interfaces regulatorias necesarias que permitan compatibilizar la
regulacion del MER, con la regulacion del mercado nacional, y someterla a la
aprobacion de la instancia respectiva;

Coordinar las pruebas técnicas y realizar las maniobras operativas requeridas por el
EOR;

Comunicar oportunamente a sus agentes informacion consignada por el EOR;
Comunicar oportunamente al EOR la informacion consignada por sus agentes;

Remitir al EOR y la CRIE un listado y el expediente incluyendo la informacion de
todos sus agentes y participantes de mercado;

Realizar observaciones a la actuacion del EOR, en cuanto a la aplicacion de las
normas y procedimientos incluidos en este Reglamento.

Proponer y opinar sobre modificaciones de este Reglamento, de acuerdo a los
procedimientos establecidos en el mismo;

Colaborar con el EOR en la identificacion de la RTR; y

Cumplir con los requisitos de informacidn para la Base de Datos Regional;

Grupos de Trabajo en apoyo al EOR

Los OS/OM y los Agentes colaboraran con los grupos de trabajo regionales que convoque
el EOR para realizar estudios de cualquier indole o investigar las causas de eventos
ocurridos en el &mbito de la RTR, aportando informaciones propias, resultados de estudios
y evaluaciones propias y/o asesoramiento de expertos.

La Red de Transmision Regional RTR
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1.5.6.1 LaRedde Transmision Regional RTR es el conjunto de instalaciones de transmision a través
de las cuales se efectlian los intercambios regionales y las transacciones comerciales en el
MER, prestando el Servicio de Transmision Regional.

1.5.6.2 LaRTR esta conformada por instalaciones que son propiedad de agentes transmisores y su
operacion es coordinada y supervisada por el EOR y los OS/OM.

1.5.6.3 97El EOR es el responsable de identificar las instalaciones que componen la RTR,
cumpliendo con los criterios y procedimientos establecidos en la Regulacion Regional.

1.6 Proposito del RMER

1.6.1 El proposito del RMER es:

a)

b)

c)

d)

9)
h)

)

K)

Regular la operacion técnica y comercial del MER para que el funcionamiento del
Mercado sea eficiente, competitivo, transparente y confiable;

Establecer las responsabilidades, del EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado
en relacién con el MER;

Regular la operacion de la RTR por parte del EOR de manera que: (i) se garantice la
seguridad del sistema, (ii) se garantice el libre acceso de los agentes del mercado; y
(iii) se alcancen los objetivos del MER;

Precisar las facultades del EOR necesarias para el desarrollo adecuado de sus
funciones en relacién con el MER y la RTR;

Establecer los términos y condiciones bajo los cuales los agentes pueden realizar
transacciones en el MER;

Regular las actividades de los agentes del mercado en el MER;
Regular las actividades de los agentes del mercado en relacion con la RTR;

Proveer mecanismos para la supervision, vigilancia y control de las actividades en el
MER y de la conducta de los agentes del mercado;

Definir procedimientos para la aplicacion de sanciones en caso de incumplimiento
del RMER;

Proporcionar un marco eficaz para la resolucién de controversias entre los agentes
del mercado y entre éstos con los OS/OMS y con el EOR;

Establecer los procedimientos y mecanismos a ser utilizados, en la conciliacion,
facturacion y liquidacion de las transacciones comerciales realizadas en el MER;

Establecer un proceso &gil, transparente y eficiente para efectuar modificaciones al
RMER;y

107 Modificado mediante Resolucion CRIE-08-2023 del 27 de marzo de 2023.
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1.7

171

m) Definir procedimientos para el manejo y la publicacion de informacion relacionada

con el MER.

Interpretacion del RMER

Referencias

A menos que el texto indique lo contrario, en el RMER:

a)

b)

d)

9)

h)

Las palabras en singular incluyen el plural y viceversa; las palabras con género
incluyen cualquier género; las palabras o frases en cursiva tienen un significado
particular definido en el Glosario;

Una expresion referida a una persona se refiere a una persona natural o juridica;

Una persona juridica incluye cualquier compafiia, sociedad, fundacion, consorcio,
asociacion, corporacion u otro organismo corporativo publico o privado, agencia
gubernamental, organismo internacional y cualquier otro tipo o clase de entidad u
organismo contemplado en el RMER,;

Una referencia a una persona natural incluye los albaceas, administradores,
sucesores, suplentes y concesionarios legales de esa persona, incluyendo sus
respectivos suplentes o sucesores;

Una referencia a un organismo (incluyendo pero sin limitarse a institutos,
asociaciones, organismos internacionales o autoridades), sea estatutaria o no, que
cesa de existir o cuyas funciones son transferidas a otro organismo, se aplica al
organismo que lo reemplaza o que substancialmente recibe sus facultades y
funciones;

Una referencia a un capitulo, numeral, disposicién, parte 0 anexo se hace a un
capitulo, numeral, disposicion, parte o0 anexo del RMER; una referencia a un numeral
en un capitulo del RMER se hace a un numeral de dicho capitulo; una referencia a
numerales del RMER separada por la palabra “a” (i.e., “numerales 1.1 a 1.4”) es
inclusiva;

Una referencia a cualquier ley, decreto, reglamento, promulgacion, ordenanza,
estatuto, resolucién, regla, orden o directiva incluye todas las leyes, decretos,
reglamentos, promulgaciones, ordenanzas, estatutos, resoluciones, reglas, 6rdenes o
directivas que la modifican, consolidan, restablecen, extienden o reemplazan; una
referencia a una ley o decreto incluye todos las reglamentaciones, promulgaciones,
decisiones, reglas y estatutos de naturaleza legislativa emitidas bajo dicha ley o
decreto;

Una referencia a un documento o a una disposicion de un documento, incluyendo el
Libro I del RMER, comprende las modificaciones, suplementos, reemplazos y
adiciones a dicho documento o disposicion del documento, asi como cualquier
grafica, tabla, apéndice u otro anexo del mismo; y
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1.7.2

1.7.3

1.7.4

1.7.5

1751

1.75.2

1753

1754

176

1.76.1

1.7.6.2

i)  Una referencia a un objeto incluye las partes del mismo.

La CRIE constituira la instancia de interpretacién definitiva del RMER , para tal fin la CRIE
podré utilizar, como fuentes de interpretacion, los documentos: “Informe de Disefio
General del Mercado Eléctrico Regional”, “Informe de Disefio de Detalle de la Operacion
Técnica y Comercial” e “Informe de Disefio Detallado de Transmision” del MER.

Este Libro forma parte de la Regulacion Regional aplicable al EOR, a los OS/OM y a los
agentes del mercado, de conformidad con el Tratado Marco y sus Protocolos. Si se
presenta alguna inconsistencia entre los libros del RMER y otros documentos que regulen
la operacion del MER, el asunto sera referido a la CRIE para su resolucion.

Encabezados

Los encabezados en el RMER se incluyen solo como referencia y no afectan la
interpretacion del mismo, tampoco deben entenderse como indicaciones de que todas las
disposiciones del RMER relacionadas con algun topico en particular se encuentran en un
determinado capitulo, numeral, clausula, parte o anexo.

Plazos

En los célculos de plazos de tiempo que se realicen bajo el RMER, a menos que se
especifique lo contrario, cuando exista una referencia a un nimero de dias entre dos (2)
eventos, los dias se cuentan excluyendo el dia en el cual sucede el primer evento e
incluyendo el dia en el cual sucede el segundo evento.

Cuando en el RMER se indique que un plazo es de dias, éstos deberan entenderse como dias
calendario, a menos que se especifique lo contrario.

A menos que se especifique lo contrario en el RMER, los dias no habiles se refieren a dias
de asueto en el pais sede del EOR y aquellos dias que sean de asueto en al menos cuatro
paises miembros previa autorizacion del EOR. Cada afo, antes del quince (15) de diciembre
del afio precedente, el EOR informaréa a los agentes los dias no habiles de su calendario.

A menos que se especifique lo contrario en el RMER, para aquellos procesos o asuntos
donde interviene la CRIE, los dias no habiles se refieren a dias de asueto en el pais sede de
la CRIE. Cada afio, antes del quince (15) de diciembre del afio precedente, la CRIE publicara
en su sitio de Internet los dias no habiles de su calendario.

Tiempo y Moneda

A menos que se indique lo contrario, toda referencia de tiempo en el RMER o en cualquier
forma, guia u otro documento a que se refiere el numeral 1.8.6, corresponde al tiempo oficial
del pais sede del EOR.

Toda referencia en el RMER a una cantidad monetaria en documentos de transacciones
econdmicas o conciliacion de obligaciones, en documentos de cobro y pago o en cualquier
forma, guia u otro documento a que se refiere el numeral 1.8.6, deberd expresarse en Dolares
de los Estados Unidos de América.
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1.8
1.8.1

1811

1.8.1.2

1.8.2
1821

18211

Administracion del RMER

Publicaciones

Siempre que la Regulacion Regional requiera que la CRIE o el EOR publiquen algun
documento o informacion, dicho requerimiento se hara efectivo publicando el documento o
informacidn en su sitio de Internet. EI documento o informacién se considerara publicado
desde el momento en que se encuentre disponible en su respectivo sitio de Internet.

108|_as resoluciones que emita la CRIE entraran en vigencia en el momento en que ésta lo
disponga.

En los casos que la Regulacion Regional prescriba con respecto a un documento o
informacidn especifica un modo de publicacién diferente al descrito en el numeral 1.8.1.1,
la CRIE o el EOR deberan publicarlo en su sitio de Internet, ademas de cumplir con los
requisitos de publicacidn prescritos para tales documentos o informacion. En tal caso, el
documento o informacién se considerara publicado en la fecha en la cual los requerimientos
prescritos de publicacion han sido satisfechos.

Avisos y Notificaciones
Forma de aviso

19A menos que se indique lo contrario y con sujecion a lo dispuesto en el numeral 1.8.3,
cualquier aviso, comunicacion o notificacion que deba darse en cumplimiento del RMER,
se debera efectuar por uno de los siguientes medios:

a) Correo electrénico, a las direcciones electronicas registradas ante el EOR cuando sea
éste quien las efectte. Cuando sea la CRIE quien deba efectuarlas, podra también
utilizar las direcciones electronicas suministradas a la CRIE; o

b) Servicio de mensajeria, correo certificado u otra forma de entrega personal, enviado a:
(i) la oficina sede del EOR, si el destinatario es el EOR, (ii) la oficina sede del OS/OM,
si el destinatario es un OS/OM, o (iii) la direccidn indicada en el registro de Agentes
del Mercado que mantiene el EOR, conforme al numeral 3.9 del presente Libro, si el
destinatario es un agente del MER.

c) Correo electronico, servicio de mensajeria, correo certificado u otra forma de entrega
personal a las direcciones suministradas por el remitente o a las direcciones que consten
en los archivos del ente, si el destinatario es un tercero.

108 Adicionado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
109 Modificado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
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18.2.1.2

1.8.2.1.3

1.8.2.2

18221

18222

183

184

1.84.1

110A menos que se indique lo contrario, cualquier solicitud o presentacion de informacion
gue deba hacerse ante la CRIE o en cumplimiento del RMER, se debera efectuar por escrito,
en idioma espafiol, con la debida identificacion y firma de quien la suscribe, con copia de
su documento de identificacion que en caso de ser una persona juridica, adicionalmente
deberd acreditarse mediante documento idéneo la representacion con la que actda y con
indicacion del correo electrénico para recibir notificaciones; pudiendo presentarse en forma
fisica y en original, por medio de servicio de mensajeria, correo certificado u otra forma de
entrega personal, o bien por correo electrénico a la direccion registrada en la respectiva
pagina web del destinatario, debiendo en este Ultimo caso tener a disposicion los
documentos originales en forma fisica en caso de ser requerido.

111

Fecha de recepcidn de la notificacion

112Para el cumplimiento de la Regulacion Regional, en cualquier momento se podran llevar
a cabo avisos, comunicaciones o notificaciones. Para el efecto deberdn considerarse todas
las horas como habiles.

A menos que se indique lo contrario y con sujecion a lo dispuesto en el numeral 1.8.3,
cualquier aviso, comunicacién o notificacion dado segun lo dispuesto en el numeral 1.8.2.1,
se considerara debidamente efectuado en los siguientes momentos:

a) Cuando se efectlian por correo electrénico, en el dia y hora en que el mensaje es
registrado como enviado en el buzon electrénico de origen.

b) Cuando se efectian por servicio de mensajeria, correo certificado u otra forma de entrega
personal, en el dia y hora en que el aviso, comunicacion o notificacion es entregado en
la direccién de destino.

113

Instrucciones y érdenes del EOR

A menos que se indique lo contrario, las instrucciones, direcciones y ordenes del EOR
podran ser impartidas o emitidas a los OS/OMS vy a los agentes del mercado, a través del
OS/OM correspondiente, por escrito o por medio de comunicacion verbal, la cual debera
quedar registrada en un medio automatico de grabacién, en cuyo caso la instruccion,
direccion u orden se considerara validamente impartida o emitida al momento de efectuarse
la comunicacion.

Modificaciones al RMER

Aplicacion

110 Modificado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
111 Derogado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
112 Modificado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019.
113 Derogado mediante Resolucion CRIE-54-2019 del 5 de septiembre de 2019,
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1.8.4.2

b)

c)

d)

Este numeral 1.8.4 establece los procedimientos para realizar modificaciones al
RMER. Las disposiciones del RMER sélo podran ser modificadas cuando se han
seguido los procedimientos aplicables establecidos en este numeral,

Una modificacion al RMER se hara efectiva a partir del momento en que sea
aprobada y publicada por la CRIE, de acuerdo con los procedimientos establecidos
en este numeral;

Las modificaciones al RMER podran ser propuestas por cualquier agente del
mercado, OS/OM, el EOR o por la misma CRIE, de acuerdo con los procedimientos
establecidos en este numeral;

En la formulacion y aprobacion de modificaciones al RMER, la CRIE tomara en
consideracion los fines y objetivos del MER establecidos en el Tratado Marco y sus
Protocolos.

Modificaciones propuestas por agentes del mercado, OS/OMS y el EOR

a)

b)

d)

f)

Un agente del mercado podra presentar una solicitud ante su respectivo OS/OM,
proponiendo el estudio de una o mas modificaciones al RMER. La solicitud de
modificacion debera incluir la exposicion de las razones por las cuales la o las
modificaciones al RMER son necesarias o deseables;

El OS/OM analizara y remitird en un plazo maximo de un (1) mes al EOR cada una
de las solicitudes de modificaciones de sus respectivos agentes del mercado, dando
aviso a los agentes interesados. EI OS/OM incluiré su opinién sobre la conveniencia
0 no de las modificaciones propuestas por los agentes;

Un agente del mercado podra presentar directamente una solicitud ante el EOR,
proponiendo el estudio de una o més modificaciones al RMER, si por alguna razén
el OS/OM no ha remitido su solicitud de modificacion en el plazo indicado en el
literal b), adjuntando la constancia de haber remitido al OS/OM la solicitud. En tal
caso, el EOR remitird una copia de la solicitud del agente del mercado a su
respectivo OS/OM, solicitando su opinidn sobre la modificacién propuesta y el
motivo por el que no se remitio la solicitud del agente dentro del plazo previsto, lo
cual debera responderse dentro de un plazo maximo de 10 dias habiles posteriores
a la notificacion;

Un OS/OM podré presentar directamente una solicitud al EOR, proponiendo el
estudio de una o0 mas modificaciones al RMER. La solicitud de modificacion debera
incluir la exposicion de las razones por las cuales la o las modificaciones al RMER
son necesarias o deseables;

El EOR podré requerir a los agentes del mercado y/o a los OS/OM que presenten
solicitudes de modificaciones al RMER que provean informacion adicional con
respecto a las mismas;

El EOR reunird y organizard las solicitudes de modificaciones al RMER presentadas
por los agentes del mercado y los OS/OMS vy las incluira en el Informe de
Regulacion del MER descrito en el numeral 2.3.2, junto con su evaluacion de las
mismas.
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1.8.4.3

1.8.4.4

0) El EOR incluira también en el Informe de Regulacidn sus recomendaciones para
realizar ajustes y modificaciones al RMER que considere convenientes para la
operacion eficiente del Mercado y del SER.

h)  Cada propuesta de modificacion debera contener especificamente la justificacion
de la misma e incluird como minimo una valoracion del impacto de la propuesta
en la operacion técnica comercial asi como un andlisis costo/beneficio;

Modificaciones propuestas por la CRIE

La CRIE analizard continuamente el desempefio y evolucion del MER y hard
recomendaciones de ajustes y mejoras a su funcionamiento, incluyendo propuestas de
modificaciones al RMER. La CRIE incluird los ajustes y las mejoras propuestas en el
Informe de Diagnostico del MER descrito en el numeral 2.3.2. Con base en los Informes
de Regulacion o de Diagndstico del MER, la CRIE dara inicio al proceso de revision y
aprobacion de las modificaciones propuestas al RMER establecido en el numeral 1.8.4.4.

Revision y aprobacion de modificaciones

a) La CRIE revisara las modificaciones al RMER propuestas en los Informes de
Regulacion y/o de Diagnéstico del MER, determinard el procedimiento y
cronograma para la revision y aprobacién de las mismas y los hara pablicos en un
plazo méaximo de treinta (30) dias conforme a lo dispuesto en el numeral 1.8.1. La
CRIE considerara la importancia y urgencia de las modificaciones propuestas al
determinar el procedimiento y cronograma de revision. La ejecucién del
cronograma tendra un plazo maximo de ciento ochenta (180) dias;

b) La CRIE publicara las modificaciones propuestas al RMER y notificard al EOR y
éste a los OS/OMS, invitando a la presentacién de comentarios por escrito con
respecto a las modificaciones en cuestion dentro de un plazo determinado de
acuerdo con el cronograma establecido;

C) La CRIE documentara los comentarios recibidos relacionados con las
modificaciones propuestas al RMER junto con los argumentos en que basa su
decision, adoptara la resolucién respectiva y la publicara conforme al numeral
1.8.1 y notificara al EOR y este a los OS/OM. El EOR implementara las
modificaciones al RMER que hayan sido aprobadas por la CRIE;

d)  Cuando la CRIE lo considere conveniente, el procedimiento para la revision y
aprobacion de las modificaciones incluira el mecanismo de audiencias publicas
establecido en el reglamento interno de la CRIE;

e) Después de realizada la audiencia publica, la CRIE publicara las modificaciones
propuestas, el proceso de revision seguido, los argumentos presentados durante el
proceso de revision publica, la decision tomada y las razones de la misma. Dicha
decision debera ser publicada en un plazo no mayor de un (1) mes después de
realizada la audiencia. EI EOR implementara las modificaciones al RMER que
hayan sido aprobadas por la CRIE;
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1.8.45

185

1.8.6

1.8.6.1

1.8.6.2

f) Cuando la CRIE considere que la urgencia de una modificacion al RMER impide
esperar la realizacion del procedimiento de revision definido en este numeral
1.8.4.4, adoptara mediante resolucion una modificacién transitoria al RMER que
estara vigente hasta el momento en que el procedimiento de modificacion descrito
en este numeral, pueda llevarse a cabo, el cual deber4 completarse como méaximo
en un plazo de seis (6) meses a partir de la entrada en vigencia de la norma
transitoria. Transcurrido el plazo anterior, la norma transitoria perderda su
vigencia.

Asistencia de Expertos

a) La CRIE podré contratar las consultorias de apoyo y buscar el consejo de expertos
externos que considere necesario o deseable con el propésito de cumplir las
responsabilidades establecidas en este numeral 1.8.4;

b)  En cumplimiento de las responsabilidades establecidas en este numeral 1.8.4, la
CRIE podré solicitar la asistencia del EOR;

c)  En cualquier momento y para los casos en que la CRIE lo considere necesario o
deseable, la CRIE podra conformar grupos de trabajo para asistirla en el
cumplimiento de las responsabilidades establecidas en este numeral 1.8.4;

d) La CRIE definira los términos y condiciones de referencia para el trabajo de los
asesores o grupos mencionados en los literales anteriores. La CRIE notificara al
EOR, los OS/OMS y agentes del mercado sobre la contratacion de asesores o el
establecimiento de dichos grupos de trabajo.

Clarificaciones e Interpretaciones

Por propia iniciativa o a partir de la recepcion de peticiones de clarificacién e interpretacion
con respecto a la aplicacion del RMER por parte de los agentes, de los OS/OM o del EOR,
la CRIE podré publicar comunicados de clarificacion e interpretacion de la aplicacion del
RMER. En el ejercicio de esta atribucién, la CRIE no podra efectuar modificaciones al
RMER.

Documentos del EOR

A menos que el contexto indique lo contrario, cuando se haga referencia en el RMER al
disefio, creacion, desarrollo, establecimiento o implementacion de formas, guias u otros
documentos por parte del EOR, dichas formas, guias u otros documentos no entraran en
vigencia hasta que sean adoptados por el EOR, publicados y se notifiquen de acuerdo con
lo previsto en el numeral 1.8.1y 1.8.2.

El EOR podré efectuar las consultas, buscar consejo y asistencia y requerir los aportes de
una o0 méas personas, de la manera que considere apropiado antes de adoptar formas, guias u
otros documentos, siempre que conserve su autonomia exclusiva de adoptar tales formas,
guias u otros documentos. Dichas formas, guias u otros documentos deberan ser
consistentes con la Regulacion regional.
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1.8.6.3

1.8.6.4

2.1

Una vez adoptadas por el EOR, las formas, guias u otros documentos a los que se refiere
este numeral seran publicadas y notificadas a los OS/OMS y los agentes del mercado. El
EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado estaran en adelante obligados a cumplir con
las disposiciones de tales formas, guias u otros documentos.

El EOR podra modificar, reemplazar o revocar cualquier forma, guia u otros documentos a
gue se refiere este numeral 1.8.6. Los procedimientos establecidos en los numerales 1.8.6.1

y 1.8.6.2 se aplicaran igualmente a cualquier modificacion, reemplazo o revocatoria de
tales formas, guias u otros documentos.

Informacion del MER

Alcance del Capitulo 2

Este capitulo establece los procedimientos que han de seguirse con respecto al suministro y
manejo de informacion en el MER.

2.2 Manejo de Informacion en el MER

221

2.2.2
2221

2.2.2.2

2.2.2.3

Conservacion de Registros y Documentos

Cualquier registro o documento preparado por el EOR, los OS/OMS, o los agentes del
mercado, con base en lo dispuesto en este Reglamento, debera ser conservado por el EOR,
los OS/OMS o los agentes del mercado, segin sea el caso, durante un plazo minimo de
cinco (5) afios. Para los propoésitos de este numeral se entendera por “registro” cualquier
registro de informacion, sin importar si se ha hecho de manera impresa, en pelicula, por
medio electrénico o de cualquier otra manera.

Suministro y Manejo de la Informacion

La CRIE, el EOR, los OS/OMS, y los agentes del mercado deberan suministrar la
informacidn requerida por el RMER dentro de los plazos especificados y de la forma y
manera requeridas en el RMER.

La informacion suministrada por la CRIE, el EOR, los OS/OM o los agentes del mercado,
en cumplimiento del presente RMER, deberd ser verdadera, correcta y completa en el
momento en que se suministra, en el mejor conocimiento de la persona que la suministra.
La CRIE, el EOR, los OS/OMS o los agentes del mercado no suministraran, concientemente
0 por descuido, informacion requerida en cumplimiento del RMER que, en el momento y
bajo las circunstancias en que se realice, sea equivoca o0 engafiosa 0 que no revele un hecho
que sea necesario para que la informacién no sea equivoca o engafiosa.

Tan pronto como el EOR, un OS/OM o un agente del mercado descubra que alguna
informacidn previamente suministrada por €l a cualquier persona, en cumplimiento de un
requerimiento del RMER, era falsa, incorrecta, incompleta, equivoca o engafiosa, la
rectificard en el menor tiempo posible y suministrara la informacién verdadera, correcta,
completa, no equivoca o no engafiosa a la persona a quien se suministrd originalmente la
informacion mencionada.
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2.2.2.4 Sujeto a las disposiciones de confidencialidad del numeral 2.2.3, la CRIE y el EOR estan

2.2.3

2231

2.2.3.2

2.2.3.3

2.2.34

2.2.35

autorizados para utilizar cualquier dato, registro o informacion obtenida en ejercicio de las
facultades, funciones y obligaciones establecidas en la Regulacion Regional. La CRIE y el
EOR podran utilizar tal informacion en relacion con el RMER para llevar a cabo los
procedimientos previstos en el RMER, incluyendo pero sin limitarse, a:

a) Un proceso para realizar modificaciones al RMER conforme a lo dispuesto en el
numeral 1.8.4;

b) Un proceso de aplicacion de sanciones conforme a lo dispuesto en el Libro 1V del
RMER;

c) Un proceso de solucién de controversias conforme a lo dispuesto en el Libro IV del
RMER;y

d) Auditorias técnicas segun se establece en el Libro Il del RMER

Confidencialidad

La CRIE, el EOR, los OS/OMS vy los agentes del mercado deberan mantener confidencial
toda informacion de terceros clasificada de esa manera y que esté en su posesion o de la
cual tengan conocimiento.

La CRIE determinara qué informacion suministrada por agentes del mercado u, OS/OMS o
el EOR es de caracter confidencial, para ello tomaré en cuenta la proteccion de informacion
relacionada con secretos industriales y comerciales. Conforme al numeral 3.3.7.4 del Libro
Il del RMER, la informacion operativa del mercado no sera considerada de caracter
confidencial.

La CRIE, el EOR, los OS/OMS vy los agentes del mercado:

a) Se abstendran de suministrar informacion confidencial a cualquier persona o entidad
excepto en los casos autorizados por el RMER;

b) Deberan utilizar o reproducir la informacién confidencial solamente para los
propositos para los que fue suministrada o para los fines sefialados en el RMER; y

c) No permitiran el acceso a informacién confidencial a personas no autorizadas.

La CRIE, el EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado deberan:

a) Prevenir el acceso no autorizado a informacion confidencial que se encuentre en su
posesion o bajo su control; y

b) Asegurarse que toda persona a la cual le suministran informacion confidencial
conozca lo dispuesto en este numeral en relacion con tal informacion.

La CRIE, el EOR, los OS/OMS vy los agentes del mercado, tan pronto como tengan
conocimiento de un incumplimiento a lo dispuesto en el presente numeral 2.2.3 con respecto
a informacion confidencial, deberan:
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2.2.3.6

2.2.3.7

2.2.3.8

b)

Informar el hecho a cualquier persona con la cual se relacione dicha informacion
confidencial, o que la suministro; y

Tomar las medidas para evitar la divulgacion, acceso, uso o reproduccién no
autorizada de la informacion confidencial como resultado de dicho incumplimiento.

La CRIE, el EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado adoptaran medidas internas con
relacion a la proteccion de informacion confidencial, tales como y no limitados a la firma
de acuerdos de confidencialidad, los cuales les permitan cumplir y vigilar el cumplimiento
de sus obligaciones contempladas en este numeral 2.2.3.

A menos gue en otros humerales de este Reglamento se disponga otra cosa, seré permitida:

a)

b)

c)

d)

La divulgacion, uso o reproduccion de informacion, si en el momento de divulgacion,
uso o reproduccion la informacidn es conocida de manera general sin haber violado
la confidencialidad de la misma;

El suministro de informacion confidencial por parte de la CRIE, el EOR, un OS/OM
0 un agente del mercado a:

i Un directivo, funcionario o empleado del EOR, OS/OM o0 agente del
mercado, cuando dicha persona requiere la informacion confidencial para el
desempefio adecuado de sus deberes y responsabilidades bajo este
Reglamento; o

il. Un asesor juridico o de otro tipo, un auditor u otro consultor de la CRIE, el
EOR, un OS/OM o agente del mercado, cuando dicha persona requiere la
informacién para propoésitos contemplados en el RMER o dentro de un
acuerdo celebrado en cumplimiento del RMER.

La divulgacién, uso o reproduccion de informacion confidencial:

i. Por parte del agente del mercado que suministré la informacion confidencial
de acuerdo con el RMER;

ii. Con el consentimiento del agente del mercado que suministré la informacion
confidencial de acuerdo con el RMER; o

iil. En el caso de datos de conciliaciones o de mediciones, por o con el
consentimiento del agente del mercado relacionado con tales datos.

La divulgacion, uso o reproduccion de informacion confidencial por requerimiento
de cualquier gobierno o ente gubernamental, organismo regulatorio, autoridad o
agencia que tenga jurisdiccion sobre un OS/OM o agente del mercado o sus afiliados
con respecto a sus actividades dentro del MER.

Sera posible la divulgacién, uso o reproduccién de informacion confidencial requerida en
relacion con procedimientos legales, conciliacion, arbitrajes, determinacion de expertos u
otros mecanismos en relacién con el RMER, cuando:
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2.2.3.9

2.2.3.10

22311

224

2241

2.24.2

2.24.3

a) EIl suministro de informacion confidencial es requerido para proteger la salud y
seguridad de personas, la integridad de instalaciones o equipos necesarios para
asegurar la operacion segura y confiable de la RTR o para preservar el medio
ambiente;

b) La informacién confidencial suministrada pertenece a un componente no
identificable o se presenta como una suma agregada; o

c) El suministro de informacién confidencial la hace la CRIE o el EOR a un OS/OM o
agente del mercado, cuando la RTR se encuentre en un estado de operacién de alerta
0 de emergencia o cuando el EOR anticipa la ocurrencia de dicho estado, y en la
medida que el suministro de informacion confidencial ayudara al OS/OM o agente
del mercado a responder a las condiciones referidas o ayudara al EOR a restaurar la
RTR a un estado de operacion normal.

Antes de efectuar cualquier suministro de informacion confidencial en los casos
contemplados en los numerales 2.2.3.7 y 2.2.3.8, se deberd informar a los receptores de
dicha informacion la naturaleza confidencial de la misma y realizar todos los esfuerzos
razonables, incluyendo pero sin limitarse a la firma de acuerdos de confidencialidad, para
garantizar que el receptor mantenga confidencial dicha informacion y no la use para
propositos distintos a los contemplados en dichos numerales.

Antes de efectuar cualquier suministro de informacion confidencial en los casos
contemplados en el numeral 2.2.3.7, deberd darse aviso a la persona relacionada con dicha
informacidn, de manera que se le permita controvertir tal accion o conciliar los términos y
condiciones de la misma.

Al efectuar cualquier suministro de informacion confidencial en los casos contemplados en
el numeral 2.2.3.8, debera darse aviso, tan pronto como sea posible, a la persona relacionada
con dicha informacion.

Condiciones de Acceso

Todo OS/OM, agente del mercado y cualquier otra persona que consulte, recupere o
almacene la informacion publicada o puesta a disposicién, a través de cualquier medio,
por la CRIE o el EOR, se hara responsable de la consulta, recuperacion o almacenamiento
de dicha informacion por su propia cuenta.

Cuando un agente del mercado o cualquier otra persona realice una solicitud de
suministro de informacion que se encuentre en posesion o bajo el control de la CRIE o el
EOR, éstos podran suministrar la informacion solamente si consideran que no estan
limitados por este Reglamento para suministrarla.

Ademas de cualquier obligacion especifica del EOR de suministrar informacion
contemplada en el RMER, el EOR podra suministrar a los OS/OMS, los agentes del
mercado o cualquier otra persona, la informacion solicitada por éstos y relacionada con la
operacion del MER que no tenga caracter confidencial. EI EOR determinara el plazo de
entrega de la informacién y recuperara el costo de suministro de dicha informacion
mediante el cobro directo de la misma al solicitante.
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2.2.4.4

2245

2.3
23.1

2311

2312

2.3.1.3

23.14

2.3.2

2321

La informacion que se encuentre disponible por medios electronicos podra ser
suministrada en formato solo lectura.

Si la CRIE o el EOR permiten el acceso a informacion confidencial a través de medios de
comunicacion electronicos, dicha entidad implementara protocolos de control de acceso y
de seguridad.

Informes de los organismos regionales
Informe de Regulacion del MER

El EOR debera elaborar periédicamente un Informe de Regulacién en donde identifique los
problemas detectados durante la administracion y operacion del MER y proponga
soluciones a los mismos, incluyendo ajustes o modificaciones al RMER. Este Informe
deberd ser sometido a consideracion de la CRIE y publicado por el EOR de manera
semestral, 0 en cualquier momento de manera extraordinaria cuando se presenten cambios
0 situaciones imprevistas que requieran un analisis inmediato por parte de la CRIE.

El Informe de Regulacion del EOR deberé incluir, como minimo, los criterios seguidos en
la implementacion y aplicacion de la Regulacion Regional, los inconvenientes encontrados
durante la administracién y operacion del mercado y las diferencias que hayan surgido con
los OS/OMS o con los agentes del MER en la aplicacion de la Regulacion Regional.

En el Informe de Regulacion, el EOR propondra procedimientos operativos para ser
aprobados por la CRIE, identificara distorsiones y otros problemas que afecten la
administracion y operacion eficiente del mercado y con base en sus analisis propondra
mejoras, incluyendo recomendaciones de modificaciones al RMER si lo considera
necesario. En dicho Informe el EOR incluird las observaciones y solicitudes de
modificaciones a los Libros provenientes de los OS/OMS y de los agentes del mercado,
junto con su opini6n sobre las mismas.

El Informe de Regulacion del MER debera ser publicado de acuerdo con lo previsto en el
numeral 1.8.1y las propuestas y solicitudes de modificaciones al RMER de los agentes del
mercado y los OS/OMS seran tramitadas de acuerdo con lo establecido en el numeral 1.8.4.2
El reglamento interno del EOR deberd contener las guias y procedimientos para la
presentacion del Informe de Regulacién.

Informe de Diagndstico del MER

La CRIE analizara continuamente la evolucion y resultados del MER y elaborara
anualmente, o con mas frecuencia si es necesario, un Informe de Diagnéstico donde evalle
el funcionamiento del MER con respecto al cumplimiento de los objetivos del mismo. El
Informe de Diagnostico del MER recogera los analisis de la CRIE y las observaciones y
propuestas presentadas por el EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado en los Informes
de Regulacion del MER, incluyendo las solicitudes de modificaciones al RMER.
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23.2.2

2.3.2.3

2.3.24

2.4

241

24.2

2.4.3

En los Informes de Diagndstico, la CRIE evaluara la necesidad y conveniencia de realizar
ajustes a la Regulacion Regional, con el objeto de corregir distorsiones, subsanar vacios,
eliminar normas obsoletas y en general promover la consolidacion y desarrollo eficiente del
Mercado. A partir de las conclusiones y recomendaciones contenidas en los Informes de
Diagnéstico, la CRIE podra iniciar un proceso de revisién y aprobacién de modificaciones
al RMER.

Para la elaboracidn de los Informes de Diagnostico y en el proceso de revision de solicitudes
de modificaciones al RMER, la CRIE podré solicitar la asistencia del EOR, de grupos
asesores y en general de expertos externos cuando lo considere conveniente. El reglamento
interno de la CRIE deberd contener las guias y procedimientos para la elaboracion y
presentacion del Informe de Diagndstico.

El Informe de Diagnostico del MER debera ser publicado de acuerdo con lo previsto en el
numeral 1.8.1. El proceso de revision y aprobacién de las propuestas de modificaciones al
RMER deberd ajustarse a lo dispuesto en el numeral 1.8.4.4.

Base de Datos Regional

El EOR desarrollara, mantendra y administrard una Base de Datos Regional estructurada
segun un modelo integrado de datos, que contendra toda la informacién necesaria para el
cumplimiento de sus funciones y el registro de los resultados y la evolucion del MER para
informacion de los interesados.

La informacion que contendra la Base de Datos Regional seré la establecida en el RMER y
aquélla adicional que el EOR requiera para el desarrollo de sus funciones y el cumplimiento
de sus responsabilidades. EI manejo y acceso a toda la informacion contenida en la Base
de Datos Regional se ajustara a lo dispuesto en el numeral 2.2.

La estructura de la Base de Datos Regional prevera como minimo la organizacion de la
informacién en una base de datos comercial y una base de datos operativa que contengan
todos los datos necesarios para la administracion del Mercado, el planeamiento operativo,
los estudios de seguridad operativa y la operacion coordinada del SER por parte del EOR,
de conformidad con lo establecido en el RMER. La Base de Datos Regional permitira el
almacenamiento, procesamiento, registro e intercambio de la informacién relevante para el
desarrollo de, al menos, los siguientes procesos del MER:

a) Predespachos Regional y Nacionales;

b) Operacion en Tiempo Real;

C) Posdespacho Regional;

d) Conciliacion, Facturacion y Liquidacion de Transacciones;

e) Planeamiento Operativo y Seguridad Operativa;
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244

245

2.4.6

24.7

2438

f)  Planificacion de la Generacion y la Transmision Regional;

115

9)
h) Supervision y Vigilancia del Mercado; y

i) Informacion historica proveniente del intercambio de informacion entre centros de
control.

La Base de Datos Regional se actualizara principalmente con informacion producida por el
EOR y con informacion suministrada por los OS/OMS, los adquiridos por medio del
SCADA vy la informacion de los agentes del mercado, los cuales podran realizar la
actualizacion en forma automética desde sus propias bases de datos. La informacion
proporcionada por los agentes de mercado seré enviada a través de su OS/OM. Los plazos
para la actualizacién de la informacion de la Base de Datos Regional seran los definidos
en este Reglamento.

El EOR, después de consultar con los OS/OMS vy los agentes del mercado, debera definir
procedimientos de comunicacién para el intercambio de informacion con los OS/OMS y
los agentes del mercado, especificando el tipo, formato y plazos en que se debera
suministrar la informacién. Periddicamente, y después de consultar con los OS/OM vy
agentes del mercado, el EOR podra revisar y modificar los procedimientos de
comunicacion del Mercado.

Con respecto a la informacién suministrada por los OS/OMS y los agentes del mercado con
destino a la Base de Datos Regional, el EOR definird un procedimiento de revision y
objeciones, de acuerdo con cada tipo de informacion, con el propdésito de verificar la
consistencia de la misma e identificar errores de trascripcion y comunicacion. En todo caso,
los OS/OMS y los agentes del mercado seran responsables de la informacién suministrada.

El EOR mantendra como parte de la Base de Datos Regional, la informacion de la
Regulacion Regional, incluyendo el Tratado Marco y sus Protocolos, el RMER y la
reglamentacion asociada expedida por la CRIE. Asi mismo, mantendra en la Base de Datos
Regional los Informes Operativos y del Mercado.

El EOR dara acceso a su Base de Datos Regional por medio de su sitio de Internet.

3. Agentes del MER

3.1 Alcance del Capitulo 3

Este capitulo establece los derechos y obligaciones de los agentes del mercado incluyendo
los requisitos para realizar transacciones en el MER.

114 Modificado mediante Resolucion CRIE-08-2023 del 27 de marzo de 2023.
115 Derogado mediante Resolucion CRIE-08-2023 del 27 de marzo de 2023.
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3.2

3.21

3.2.2

3.2.3

3.24

3.3

3.3.1

Agentes del Mercado

Son agentes del MER las personas naturales o juridicas dedicadas a la generacion,
transmision, distribucion y comercializacion de electricidad; asi como grandes
consumidores, habilitados para participar en el MER, segun lo establecido en este RMER.

De conformidad con lo dispuesto en el Tratado Marco, los agentes del MER que son
empresas de transmisién regional deberan dedicarse exclusivamente a la actividad de
transmision de energia y no podran participar en las otras actividades mencionadas en el
numeral anterior.

En cumplimiento de lo dispuesto en el Tratado Marco, mientras la legislacién de un pais
permita a una misma empresa la realizacion de dos o mas actividades en la prestacion del
servicio eléctrico, o la designacion de una sola empresa para realizar transacciones en el
Mercado, éstas deberan crear unidades de negocios separadas que permitan una clara
identificacion de los costos de cada actividad.

Cualquier persona natural o juridica que pretenda inyectar o retirar energia desde o hacia
paises no miembros, debera solicitar su habilitacion como agente en el mercado nacional
del pais donde se encuentre ubicado el nodo de la RTR terminal de un enlace extraregional
del MER.

Derechos y Obligaciones de los Agentes

Un agente del mercado tendréa derecho a:

a) Comprar y vender energia en el MER libremente y sin discriminacion alguna de
conformidad con la regulacion nacional y regional. Las empresas de transmision
regional tendrdn como Unico fin la actividad de transmision o transporte de energia
eléctrica;

b) Participar en el Mercado de Oportunidad Regional y en el Mercado de Contratos
Regional a nivel regional, sujeto a lo dispuesto en el literal (a);

c) Solicitar a través de su OS/OM, dentro de los plazos establecidos en este Reglamento,
gue el EOR revise los resultados de cualquier transaccion comercial en la cual el
agente crea que se cometié un error de célculo o de aplicacion del RMER,;

d) Recibir una remuneracion por el uso de terceros de instalaciones de su propiedad que
pertenezcan a la RTR, en el caso de los agentes transmisores;

e) Presentar, a través del OS/OM correspondiente, propuestas de modificaciones al
RMER vy ser consultado sobre propuestas de otros agentes, OS/OMS o el EOR,;

f)  ®Presentar ante el EOR, de acuerdo al procedimiento establecido para tal fin en el
Libro IV, el recurso de reconsideracion sobre los actos generales del EOR y sobre
aquellos que lo afecten de manera particular.

116 Modificado mediante Resolucion CRIE-51-2017 del 27 de octubre de 2017.
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3.3.2

3.3.3

3.34

3.35

9)
h)

i)

Acudir ante la CRIE para la resolucién de controversias relacionadas con el RMER;

Impugnar las decisiones de la CRIE de caracter particular que lo afecten, mediante la
utilizacién del recurso de reposicion; y

Al debido proceso en el evento de investigaciones realizadas por la CRIE.

Un agente del mercado estara obligado a:

a)

b)

c)

d)

e)

9)

h)

Pagar de manera oportuna los cargos por servicios del EOR y la CRIE que se
establezcan en el RMER;

Pagar de manera oportuna los cargos resultantes de sus transacciones y por los
servicios recibidos en el MER;

Permitir el acceso a sus instalaciones de representantes designados por el EOR o la
CRIE para efectuar las inspecciones y auditorias que se establezcan en el RMER,;

Cumplir con los requisitos de supervision, control, comunicaciones y de medicion
comercial establecidos en el RMER,;

Realizar, en coordinacion con el OS/OM respectivo, las pruebas técnicas requeridas
por el EOR;

Realizar las maniobras de sus equipos de acuerdo con lo dispuesto en la Regulacién
Regional, siguiendo las instrucciones de los respectivos OS/OMS bajo la
coordinacioén del EOR;

Constituir y mantener los montos de garantias de pago que sean requeridas por el
RMER e informar al EOR y al OS/OM los cambios a las condiciones de las garantias;

Cumplir las sanciones y pagar las multas impuestas por la CRIE, previstas en los
Protocolos y el Libro IV del RMER; y

Mantener y entregar a su respectivo OS/OM toda la informacion requerida en este
Reglamento.

Los agentes transmisores tendran las obligaciones con respecto a sus instalaciones que se
detallan en el Capitulo 3 del Libro Il

El agente del mercado deberé proveer garantias de pago como se establece en el numeral
1.9 del Libro Il del RMER, como condicién para realizar transacciones en el MER con el
fin de asegurar la liquidez del MER.

Por efecto de su habilitacion para participar en el MER, cada agente del mercado reconoce
y acepta que el EOR tendrd la facultad de representarlo ante los demés agentes del mercado,
los OS/OMS y la CRIE para efectos de la conciliacion, facturacion y liquidacion de las
transacciones comerciales y otras obligaciones de pago en el MER, de conformidad con lo
establecido en el presente Reglamento.
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3.4

34.1

3.4.2

34.3

3.4.4

345

3.4.6

3.4.7

Requisitos para realizar transacciones en el MER

Cualquier agente que desee realizar transacciones en el MCR y/o en el MOR debera
presentar al EOR, a través de su OS/OM, lo siguiente:

a) Solicitud de autorizacion para realizar transacciones en el MER;

b)  Constancia de estar debidamente habilitado en el mercado nacional para participar
en transacciones internacionales, extendida por el OS/OM o la autoridad
correspondiente;

C) Constancia emitida por su OS/OM que certifique el cumplimiento de los requisitos
técnicos aplicables, segun el tipo de agente del mercado, a que se refiere el numeral
3.5y

d)  Garantia minima de pago en el MER conforme a lo establecido en los numerales
1.9.1y 1.9.2 del Libro Il del RMER.

El EOR, en un plazo de cinco (5) dias habiles, a partir de la recepcion de la solicitud de
realizar transacciones en el MER, debera requerir al OS/OM del pais del solicitante
cualquier informacién o aclaracion adicional que se requiera como soporte de la solicitud,
cuando en opinion del EOR, la misma esté incompleta o contiene informacion con respecto
a la cual se requiere aclaracion.

Si la informacion adicional o aclaracion requerida por el EOR, conforme al numeral
anterior, no es proporcionada a satisfaccion del EOR en un plazo de diez (10) dias habiles,
a partir de la notificacion de informacién o aclaracion adicionales, se considerara que el
agente ha desistido de la solicitud de realizar transacciones y el EOR dara por caducado el
tramite y archivara la solicitud.

El EOR, en un plazo méaximo de treinta (30) dias a partir la recepcion de la solicitud o de
la informacion o aclaracion adicional requerida conforme al numeral 3.4.2, mediante una
comunicacién por escrito, con la explicacion de motivos, autorizara al agente para realizar
transacciones en el MER y notificara al OS/OM correspondiente, siempre y cuando el
solicitante a través de su OS/OM haya acreditado ante el EOR el cumplimiento de los
requisitos contenidos en el numeral 3.4.1.

Si el solicitante no ha cumplido con los requisitos establecidos en el numeral 3.4.1, el EOR,
en un plazo maximo de treinta (30) dias a partir de la recepcion de la solicitud o de la
informacién o aclaracion adicional requerida conforme al numeral 3.4.2, mediante una
comunicacién por escrito, con explicacion de motivos, negara la solicitud de realizar
transacciones en el MER y notificard al OS/OM correspondiente.

Los agentes del mercado deberdn notificar inmediatamente al EOR, a través de su OS/OM,
cualquier cambio en su informacién relacionada con la solicitud de autorizacion para
realizar transacciones en el MER. El EOR remitira a la CRIE esta informacion.

La CRIE evaluarg, en un periodo méximo de treinta (30) dias, la informacion relacionada
con el numeral 3.4.6, a partir de la fecha de recepcion de la informacion y verificara que la
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misma cumple con la Regulacién Regional. La CRIE emitira por resolucion la decision a
seguir con relacién a dicho agente.

3.5 Requisitos Técnicos

3.5.1 Para que un agente del mercado pueda ser autorizado para realizar transacciones de
inyecciones o retiros de energia en el MER, son requisitos indispensables los siguientes:

a) Que disponga de un equipo de medicion propio, compartido o autorizado por su
propietario, que cumpla con los requisitos establecidos en el Anexo 1 del Libro 11 del
RMER “Sistema de Medicién Comercial Regional” en el punto de la RTR en el cual
el agente va a realizar inyecciones o retiros de energia; y

b) Que dicho equipo de medicion debera estar registrado ante el EOR, de acuerdo con
lo establecido en el Anexo 1 del Libro Il del RMER “Sistema de Medicién Comercial
Regional”.

3.5.2 Cada agente del mercado autorizado para realizar transacciones en el MER debera asegurar
que los equipos e instalaciones que utilice cumplan los requisitos técnicos aplicables
establecidos en la Regulacidon Regional, garantizando que en todo momento los equipos e
instalaciones conectados a la RTR:

a) Cumplen los requisitos de medicion comercial sefialados en el Anexo 1 del Libro Il
del RMER “Sistema de Medicién Comercial Regional”; y

b) Cumplen las normas de disefio para instalaciones conectadas a la RTR definidas en
el Libro 111 del RMER.

3.5.3 lLos equipos e instalaciones de medicién que utilice cada agente que solicite ser
autorizado para realizar transacciones en el MER, como condicion para obtener dicha
autorizacion conforme al numeral 3.4, deberan cumplir con lo establecido en el Anexo 1
del Libro Il del RMER “Sistema de Medicion Comercial Regional”;

3.6  Requisitos para dejar de realizar transacciones en el MER

3.6.1 Un agente del mercado que desee no continuar realizando transacciones en el MCR y en el
MOR, deberd4 comunicarlo por escrito al EOR y la CRIE, a través de su OS/OM. La
comunicacién especificara la fecha en la que el agente del mercado tiene intencién de no
continuar realizando transacciones en el MER.

3.6.2 Después de recibir la comunicacion a la cual se refiere el numeral anterior, el EOR debera
informar a los otros OS/OMS y publicar que ha recibido dicha comunicacién y que el agente
que remitié la comunicacién ha declarado su intencion de no continuar realizando
transacciones en el MER a partir de la fecha especificada en la misma.

117 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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3.6.3

3.6.4

3.6.5

3.7

3.7.1

3.7.2

3.7.3

3.74

3.75

3.7.6

Sujeto a lo dispuesto en el numeral 3.6.4, el agente del mercado dejard de realizar
transacciones en el MER en la fecha especificada en la comunicacién dada segun el numeral
3.6.1, la cual no podré ser inferior a tres (3) meses contados a partir de haber recibido dicha
comunicacién o de la Gltima transaccion realizada por el agente, cualquiera sea el ultimo
de estos eventos.

Un agente del mercado que ha remitido una comunicacion conforme al numeral 3.6.1, podra
dejar de hacer transacciones en el MER, si ha efectuado todos los pagos que deban ser
realizados por él 0 a su nombre de acuerdo con el RMER; hasta tanto no se realicen dichos
pagos deberan mantenerse vigentes las garantias de pago a que se refiere el numeral 3.3.4.

Si por cualquier motivo, después de aceptado el retiro del agente para realizar transacciones
en el MER, sujeto a lo dispuesto en el numeral 3.6.4, resultan saldos a favor o en contra del
mismo en el MER, éstos seran incluidos en su DTER y posteriormente le seran facturados
y liquidados.

Retiro definitivo de Agentes

Un agente del mercado que desee cesar su participacion en el MER, debera comunicarlo
por escrito al EOR y la CRIE, a través de su OS/OM. La comunicacién especificara la fecha
en la que el agente del mercado tiene intencion de retirarse del MER.

Después de recibir la comunicacién a la cual se refiere el numeral anterior, el EOR debera
informar a los otros OS/OMS y publicar que ha recibido dicha comunicaciény que el agente
que remitié la comunicacion ha declarado su intencion de retirarse del MER a partir de la
fecha especificada en la misma.

Sujeto a lo dispuesto en el numeral 3.7.4, el agente del mercado cesara su participacion en
el MER en la fecha especificada en la comunicacion dada segin el numeral 3.7.1, la cual
no podra ser inferior a tres (3) meses contados a partir de haber recibido dicha
comunicacién o de la Gltima transaccion realizada por el agente, cualquiera sea el Gltimo
de estos eventos.

Un agente del mercado que ha remitido una comunicacién conforme al numeral 3.7.1, sélo
podra retirarse del MER si se ha retirado de su mercado nacional y cuando haya efectuado
todos los pagos que deban ser realizados por él 0 a su nombre de acuerdo con el RMER;
hasta tanto no se realicen dichos pagos deberan mantenerse vigentes las garantias de pago
a que se refiere el numeral 3.3.4.

Si por cualquier motivo, después del retiro de un agente del mercado sujeto a lo dispuesto
en el numeral 3.7.4, resultan saldos a favor del mismo en el MER, éstos seran conciliados,
facturados y liquidados en el MER entre todos los agentes en forma proporcional a sus
transacciones.

Si por cualquier motivo, después del retiro de un agente del mercado sujeto a lo dispuesto
en el numeral 3.7.4 y después de ejecutada la garantia de pago, resultan saldos a cargo del
mismo en el MER, éstos seran cubiertos a través de un seguro del EOR y seran conciliados,
facturados y liquidados entre todos los agentes afectados en forma proporcional hasta la
cobertura del seguro.
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3.8

3.8.1

3.8.2

3.8.3

3.84

3.9

3.9.1

Suspensién de Agentes

Si un Agente incurre en infracciones y después de seguido el debido proceso conforme al
Libro IV del RMER, la CRIE emite una orden de suspension de dicho agente del mercado,
la participacion en el MER de ese agente del mercado se suspenderd por el plazo
especificado en la orden o hasta que la CRIE notifique que la misma ha sido revocada.

Una vez se expida una orden de suspension de un agente del mercado, la CRIE publicara la
orden conforme al numeral 1.8.1, notificara al agente suspendido e informara al EOR vy al
respectivo OS/OM de la suspension del agente del mercado.

Por efecto de la orden de suspensién, y a partir del dia siguiente de la notificacion de la
misma conforme al numeral 3.8.2, se suspendera la participacion del agente del mercado
en el MER de la manera especificada en la orden de la CRIE, suspendiendo uno o varios de
los derechos establecidos en el numeral 3.3.1, con excepcion de los sefialados en los
literales (h), () y (j) de dicho numeral.

18Un agente que haya sido suspendido del MER, permanecera sujeto a todas las
obligaciones y responsabilidades que haya asumido en cumplimiento del RMER.

Registro de Agentes

La CRIE establecera, mantendrd, actualizard y publicara un registro de agentes del MER
que contenga:

a) Una lista de todos los agentes del mercado habilitados con su informacion de
contacto;

b) Una lista de todos los agentes del mercado autorizados para realizar transacciones en
el MER;

c) Una lista de todos los agentes del mercado que se encuentren suspendidos del MER,
el momento a partir del cual sus derechos fueron suspendidos y el periodo de
suspensién;

d) Una lista de todos los agentes que se retiraron del MER actualizado al Gltimo mes
con la fecha a partir de la cual cesaron su participacion en el MER;

e) Una lista de todos los agentes del mercado que se retiraran del MER y la fecha a
partir de la cual cesaran su participacion en el MER; y

f)  Una lista de todos los agentes del mercado que dejaran de realizar transacciones en
el MER y la fecha a partir de la cual cesaran su participacion en el MER.

118 Modificado mediante Resolucion CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017.
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3.10 Cargos del Mercado

3.10.1

3.10.2

3.10.3

3.10.4

3.10.5

3.10.6

3.10.6.1

3.10.6.2

La CRIE elaborard y aprobara la metodologia para la fijacién del Cargo por Servicios de
Operacion del Sistema aplicando el siguiente procedimiento:

a) La CRIE definird y publicara la metodologia que propone adoptar para la fijacion
de los Cargo por Servicios de Operacion del Sistema y recibiré los comentarios de
la misma por parte del EOR, siguiendo los procedimientos de consulta establecidos
en el numeral 1.8.4.4;

b) La metodologia propuesta de los cargos incluird los componentes de los
requerimientos de ingreso de acuerdo con el presupuesto anual del EOR, la
estructura de los cargos y la asignacion de los mismos. En la publicacidn se incluird
una evaluacion de como la metodologia propuesta cumple con los principios de
simplicidad, transparencia, eficiencia econémica y suficiencia financiera; y

c) Después de revisar los comentarios recibidos y haber introducido, si es el caso,
modificaciones a la propuesta de metodologia de fijacion de cargos, la CRIE
expedira una resolucién con la metodologia de fijacion de cargos que estara vigente
a partir del primero de enero del siguiente afio.

El Cargo por el Servicio de Regulacién del MER ser& definido de conformidad con lo
establecido en el Tratado Marco y sus Protocolos.

La CRIE fijara una (1) vez al afio, mediante resolucion, los cargos que deberan pagar los
agentes del mercado por el Servicio de Regulacion del MER y por Cargo por Servicios de
Operacion del Sistema. En casos excepcionales y debidamente justificados, la CRIE podra
realizar ajustes a estos cargos.

El EOR se encargara de incluir los Cargos por los Servicios de Regulacién del MER vy de
Operacion del Sistema en el Documento de Transacciones Econdmicas Regionales y sera
responsable de la facturacion y liquidacion de los respectivos pagos, de la manera
establecida en el Libro 1l del RMER.

La facturacion de los Cargos por el Servicio de Regulacion del MER y Cargo por Servicios
de Operacidn del Sistema sera realizada en documentos de cobro separados de los cargos
por transacciones realizadas en el MER, de la manera establecida en el Libro Il del RMER.

Presupuesto del EOR

El presupuesto anual del EOR sera elaborado por este ente y propuesto a la CRIE para su
aprobacion a més tardar el primero (1) de noviembre del afio precedente. El proceso de
elaboracion del presupuesto del EOR se realizard de conformidad con lo establecido en los
procedimientos del EOR.

La CRIE podra aceptar u objetar el presupuesto del EOR con justa causa y lo comunicara al
EOR a maés tardar el quince (15) de noviembre. Los motivos de las objeciones seran
debidamente documentados por la CRIE.
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3.10.6.3

3.10.6.4

3.10.6.5

3.10.6.6

3.10.7

3.10.7.1

3.10.7.2

Si el presupuesto del EOR es objetado por la CRIE, el EOR dispondréa de quince (15) dias a
partir del recibo de las objeciones de la CRIE para aceptar o presentar sus observaciones a
la decision tomada por la CRIE.

Si el EOR presenta comentarios a las objeciones de la CRIE, esta tltima entidad dispondra
de quince (15) dias a partir del momento de la recepcidn de comentarios para dar a conocer
su decisién final sobre el presupuesto del EOR, decision que serd de obligatorio
cumplimiento para el EOR. Previo a su aprobacion definitiva, el presupuesto del EOR
deberd ser publicado por la CRIE conforme al numeral 1.8.1.

En caso que el Presupuesto del EOR no sea aprobado previo al primero de enero del afio en
vigencia, el EOR aplicard el cargo y el gasto correspondiente al presupuesto aprobado del
afio inmediato anterior, hasta que la CRIE apruebe el nuevo presupuesto.

Durante la ejecucion anual del presupuesto, el EOR podra solicitar a la CRIE ajustes
presupuestarios por causas debidamente justificadas.

Presupuesto de la CRIE

Cada afio, a mas tardar en el mes de noviembre, la CRIE aprobara, mediante resolucion, su
presupuesto del afio siguiente con criterio de eficiencia econdmica, administrativa y de
transparencia. El presupuesto previo a su aprobacion definitiva debera ser hecho publico a
través de su pagina electronica, durante un periodo de quince dias calendario.

La CRIE debera contratar una auditoria independiente sobre sus ingresos, gastos y la
totalidad de su presupuesto, la cual seréd de acceso publico. La CRIE podra auditar al EOR
y a los Operadores del Sistema y del Mercado nacionales de cada uno de los paises
miembros de la Comisidn, acerca de los ingresos que por razon del cargo de regulacion
realicen.
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LIBRO Il
DE LA OPERACION TECNICA Y COMERCIAL
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1.

Operacion Comercial del MER

1.1 Alcance del Capitulo 1

1.2

121

1.2.2
1221

1.2.2.2

1.2.2.3

1224

La operacion comercial del MER comprende la organizacion, procedimientos y reglas que
rigen las transacciones entre los distintos agentes del mercado. En este capitulo se
establecen los productos y servicios del MER, los tipos y caracteristicas de las transacciones
comerciales y la determinacion de las cantidades y precios de las mismas. En este capitulo
también se definen normas sobre la administracion y la informacion comercial del Mercado
Eléctrico Regional.

Organizacion General

El Mercado Eléctrico Regional es un mercado mayorista de electricidad superpuesto a los
mercados eléctricos nacionales. EI Mercado operara como una actividad permanente de
transacciones comerciales de electricidad, con intercambios de corto plazo producto de un
despacho econémico regional coordinado con los despachos econémicos nacionales y con
contratos de compra y venta de energia entre los agentes del mercado.

Productos y Servicios del MER

Los productos y servicios ofrecidos en el MER comprenden la energia eléctrica, los
servicios auxiliares, los servicios de transmision regional, el servicio de operacion del
sistema y el servicio de regulacion del MER.

Tipos de Transacciones

Las transacciones de energia en el MER se realizan por periodo de mercado, bien sea en el
Mercado de Contratos Regional, a través de compromisos contractuales entre agentes del
mercado, o en el Mercado de Oportunidad Regional, con base en ofertas de inyeccién y
retiro de energia en los nodos de la RTR. Los compromisos asociados con los contratos y
las ofertas de inyeccidn y retiro en el Mercado de Oportunidad Regional se informan el dia
anterior a la operacion del MER.

El Mercado de Contratos Regional, MCR, estd conformado por diferentes tipos de
contratos, los cuales se identifican mediante tres (3) caracteristicas no excluyentes, de
acuerdo con los riesgos asumidos por las partes en cada uno de ellos:

a) La prioridad de suministro de la energia eléctrica comprometida, ya sean Contratos
Firmes o Contratos No Firmes;

b) El tipo de relacién contractual, bien se trate de Contratos No Firmes Financieros o
Contratos No Firmes Fisicos Flexibles; y

c) El cubrimiento del riesgo de precio de los cargos de transmision asociados a la
entrega de la energia, ya sea a través de derechos de transmision o con ofertas de
pago maximo por CVT.

Las partes de los contratos regionales tendran libertad para definir los precios y condiciones
de los compromisos contractuales que adquieren, de acuerdo con su propia percepcion de
riesgo.

El Mercado de Oportunidad Regional, MOR, se basa en ofertas diarias de inyeccion y retiro
de energia en nodos especificos de la RTR, para cada periodo de mercado.
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1.2.25

1.2.3
1231

1.3
13.1
13.1.1

1312

1.3.1.3

13.14

13.15

1.3.16

13.1.7

1.3.1.8

1.3.19

El Mercado de Oportunidad Regional comprende:

a) Las transacciones de oportunidad programadas (TOP) en el predespacho regional
para cada periodo de mercado, un dia antes de la operacion; y

b) Las transacciones producto de las desviaciones en tiempo real de las inyecciones y
retiros programados (TDTR), para cada periodo de mercado

Periodo de Mercado

El periodo de mercado es de una hora. En cada uno de ellos tendra efecto la programacion
de las transacciones, el despacho de energiay la conciliacion de las transacciones realizadas,
tanto en precio como en cantidades.

Mercado de Contratos Regional
Proposito y Caracteristicas

El Mercado de Contratos Regional tiene por objeto dotar a los agentes del MER de
instrumentos para manejar los riesgos de suministro y precio de la energia en el mercado
regional y posibilitar las inversiones de largo plazo en la infraestructura regional.

El Mercado de Contratos Regional comprende los contratos, entre agentes del mercado, de
inyeccién y retiro de energia eléctrica en nodos de la RTR, validados por los OS/OM y
sujetos a las reglas para su administracion y despacho establecidas en este Libro.

Los OS/OM validaran los contratos de conformidad con el marco juridico y regulatorio de
su pais. Los contratos regionales deberan igualmente cumplir con lo establecido en la
Regulacion Regional

Todas las transacciones en el Mercado de Contratos Regional se realizaran entre los nodos
de inyeccion y nodos de retiro en la RTR.

Los compromisos adquiridos en el Mercado de Contratos Regional podran cumplirse por
medio de inyecciones y retiros de energia en el Mercado de Oportunidad Regional.

La parte vendedora de un contrato regional debera cumplir su compromiso de venta en el
nodo especificado en el contrato e informado al EOR, bien sea utilizando energia propia
gue inyecte en su nodo de la RTR y/o con compras en el Mercado de Oportunidad Regional
si como resultado del predespacho regional su inyeccion programada es inferior al
compromiso contractual.

La parte compradora de un contrato regional cumplird su compromiso de compra en el nodo
especificado en el contrato e informado al EOR, bien sea retirando la energia en su nodo de
la RTR y/o con ventas en el Mercado de Oportunidad Regional si como resultado del
predespacho regional su retiro programado es inferior al compromiso contractual.

Para efectos del célculo de las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional, los
contratos regionales se consideraran por la totalidad del compromiso contractual informado
al EOR, sujetos a la condicion de reduccion de compromisos contractuales definida en el
numeral 1.3.7.5 c).

El EOR realizara la conciliacion de las cantidades de energia de las transacciones por
contratos regionales. Mientras que la facturacion y liquidacion de dichas transacciones, asi
como las garantias de pago de la parte compradora a la parte vendedora seran
responsabilidad de las partes del contrato.
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1.3.2
1321

1322

1.3.2.3

1.3.24

1.3.3
1331

1.3.3.2

1.3.3.3

1.3.34

Tipos de Contratos

De acuerdo con la firmeza de entrega de la energia comprometida existen dos (2) tipos de
contratos en el MER: (i) los Contratos Firmes, que establecen prioridad de suministro para
la parte compradora de conformidad con lo establecido en el numeral 1.3.4.1 d) y e); vy (ii)
los Contratos No Firmes que no establecen prioridad de suministro para la parte
compradora.

Los Contratos No Firmes pueden ser de dos tipos: (i) Financieros, los cuales no afectan el
predespacho regional y s6lo se tienen en cuenta para efecto de la conciliacién de
transacciones, y (ii) Fisicos Flexibles, los cuales son compromisos fisicos de energia que
pueden ser flexibilizados en el predespacho regional mediante ofertas de oportunidad
asociadas a los contratos.

Los Contratos Firmes deben tener asociados derechos de transmision entre los nodos de
inyeccion y retiro. Los Contratos No Firmes del tipo Fisico Flexible pueden tener asociadas
ofertas de pago maximo por CVT y/o ofertas de flexibilidad asociadas a la energia
comprometida en el contrato.

1%De acuerdo con la clasificacion anterior, los siguientes son los tipos de contratos
disponibles en el MER:

a) Contrato Firme: con derechos de transmision;
b) Contrato No Firme Financiero: Contrato No Firme sin ofertas asociadas; y

c) Contrato No Firme Fisico Flexible: Contrato No Firme con ofertas de flexibilidad y
adicionalmente podra tener asociadas ofertas de pago maximo por CVT.

Requisitos

Los términos, precios y condiciones de los contratos regionales seran libremente pactados
entre las partes compradora y vendedora, con sujecién a los requerimientos establecidos en
este Libro.

Las partes de los contratos regionales seran las Unicas responsables por el cumplimiento de
la totalidad de las obligaciones y compromisos adquiridos en los contratos. Las Unicas
funciones a cargo del EOR en relacién con los contratos seran las establecidas en este Libro.

Los contratos regionales solo podran celebrarse entre agentes de diferentes paises
miembros.

La duracion minima de los contratos regionales serd de un (1) dia, subdividido en los
periodos de mercado.

119 Mediante la Resolucién CRIE-P-04-2014, emitida el 06 de marzo del 2014, se aprob6 un Mecanismo
Transitorio para la asignaciéon de los Derechos Firmes de Transmision en los contratos con prioridad de
suministro, mediante el cual se definen los contratos con prioridad de suministro. Mediante Resolucion CRIE-
P-26-2014, emitida el 30 de septiembre de 2014, se aprob6 el Procedimiento de Aplicacién de los Contratos
Regionales con Prioridad de Suministro y Derechos Firmes. Mediante Resolucién CRIE-P-20-2015, de 25 de
junio de 2015, se modifico los literales D8 y D9 de Anexo 2 del Procedimiento de Aplicacion de los Contratos
Regionales con Prioridad de Suministro y Derechos Firmes. Mediante el resuelve cuarto de la Resolucion CRIE-
46-2015, emitida el 11 de noviembre de 2015, quedaron vigentes operativamente los CRPS asignados
previamente hasta que finalizara el periodo de los DF asociados a esos contratos.
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1.3.3.5 La parte vendedora y/o compradora de un contrato regional, que sea informada al EOR,
deberé tener las suficientes garantias de pago en el MER, conforme al numeral 1.9, para
respaldar las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional, cargos de servicios de
transmision y otros cargos que pudiesen resultar del cumplimiento del contrato.

1.3.3.6  Ambas partes de un contrato regional deberan informar diariamente al EOR, a través de sus
respectivo OS/OMS, el tipo de contrato y suministrar la informacion establecida en los
numerales 1.3.4.3, 1.3.6.1 y 1.3.7.4 de acuerdo con el tipo de contrato.

1.3.4 2Contratos Firmes
1.3.4.1 Caracteristicas

a) Enun Contrato Firme la parte vendedora se compromete a vender energia firme a la
parte compradora en el nodo de retiro de la RTR designado en el contrato;

b) Laenergia vendida en un Contrato Firme regional hara parte de las transacciones del
MER y sera considerada como energia firme en el pais donde se ubica el nodo de
retiro de la parte compradora. La energia comprometida en un Contrato Firme
regional no podra ser comprometida en un contrato nacional;

c) Unade las partes de un Contrato Firme regional, designada en el contrato, debera ser
el titular de los derechos de transmisién entre los respectivos nodos de inyeccion y
retiro del contrato, en el sentido del nodo de inyeccién hacia el nodo de retiro;

d) ! LaEnergia Firme, que soliciten los agentes del mercado, sera la maxima energia
correspondiente a los contratos que el Regulador Nacional o la Autoridad Nacional
Competente para determinar Energia Firme (ANC), registre, autorice o certifique,
segun corresponda, en el pais de retiro al agentes habilitado en su pais y en el pais
de inyeccion al agente habilitado en su pais, pudiendo tener en cuenta la capacidad
de generacidn, la disponibilidad de recursos energéticos, la demanda méxima de
cada sistema nacional, los requerimientos de reserva y los contratos regionales y
nacionales existentes.

El regulador nacional, debera notificar por escrito a la CRIE con copia al EOR, la
designacion de la ANC y sus cambios, publicandolo en su pagina web.

e) '??La cantidad de energia que un agente del mercado puede vender o comprar en un
Contrato Firme estara limitada por:

i. La cantidad de energia firme registrada, autorizada o certificada por el
regulador nacional o la ANC del respectivo pais, conforme al literal d)
anterior; y por

ii. Los derechos de transmision, entre los nodos de inyeccion y retiro
asociados al contrato, en poder de la parte designada en el contrato.

120 Mediante Resolucion CRIE-P-17-2012 del 04 de octubre de 2012, se dejé temporalmente suspendida la
aplicacion de los contratos firmes. Mediante Resolucion CRIE-46-2015 del 11 de noviembre de 2015, se aprob6
el Procedimiento de Aplicacién de los Contratos Firmes y Derechos Firmes, mismo que ha sido modificado
por las siguientes resoluciones: Resolucion CRIE-7-2017 del 09 de marzo de 2017, Resolucién CRIE-18-2017
del 05 de mayo de 2017 y Resolucion CRIE-31-2018 del 15 de febrero de 2018. Mediante Resolucion CRIE-
37-2017 del 14 de agosto de 2017 se reguld un Procedimiento de Reintegro Econdmico por DF.

121 Modificado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

122 Modificado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
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f)

123 a cantidad de energia firme que se registre, autorice o certifique, conforme al
literal d) anterior, puede ser transada en contratos firmes regionales, por periodos de
tiempo apropiados para cada pais.

1.3.4.2 Registro

1.3.43

a)

b)

c)

Todo Contrato Firme regional debera ser registrado por las partes ante el EOR, a
través de los respectivos OS/OMS, suministrando la informacion sefialada en el literal
b). EI EOR mantendra el registro de todos los Contratos Firmes vigentes en el MER
y lo hara publico;

La informacién presentada para el registro de un Contrato Firme regional debera
identificar claramente la parte compradora y la parte vendedora, la energia firme
contratada que corresponde a la maxima energia comprometida en un periodo de
mercado durante la duracién efectiva del contrato y desagregada a nivel mensual, los
nodos de la RTR de inyeccion y retiro de la energia contratada, los derechos de
transmisién asociados con el contrato y la parte poseedora de dichos derechos, y las
fechas de inicio y finalizacion del contrato; y

Los Contratos Firmes deberan registrarse en un plazo de por lo menos tres (3) dias
antes de la fecha prevista para el inicio de su ejecucién.

Coordinacion de informacion

a)

b)

Los compromisos asumidos en los Contratos Firmes regionales deberan ser
informados diariamente al EOR, a través de los OS/OMS de las partes compradora y
vendedora, tal como se indica en este numeral 1.3.4.3;

Ambas partes declararan diariamente a sus respectivos OS/OMS las cantidades de
energia del contrato, los nodos de inyeccion y retiro, la parte que posee los derechos
de transmision asociados al contrato y la parte que asumira los cargos por el
diferencial de precios nodales asociados al compromiso contractual, para cada
periodo de mercado. Las cantidades de energia declaradas diariamente, o energia
declarada, de los Contratos Firmes deberan ser menores o iguales a la energia firme
contratada;

124pdicionalmente, la parte compradora informara diariamente a su OS/OM la
energia requerida del contrato, la cual debera ser igual a la energia declarada del
contrato. La parte vendedora, a través de su OS/OM, hara ofertas de flexibilidad al
Mercado de Oportunidad Regional por un valor igual a la energia requerida por el
comprador;

125 as ofertas de flexibilidad asociadas a la parte vendedora de los CF, se deberan
considerar en el predespacho regional como ofertas de inyeccion de oportunidad, y
en la Conciliacion de las Transacciones Programadas como transacciones
programadas de retiro o inyeccion de oportunidad, segln corresponda.

123 Modificado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
124 Modificado mediante Resolucion CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021.
125 Adicionado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
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d)

9)

ElI OS/OM procedera a verificar que toda la informacion sobre los Contratos Firmes,
suministrada por sus agentes, en cumplimiento de este numeral 1.3.4.3, sea valida y
consistente con las normas del mercado nacional;

Si un OS/OM identifica inconsistencias en la informacion contractual suministrada,
deberd solicitar aclaraciones a la parte involucrada en su pais y el contrato no ser4
informado al EOR hasta recibir las aclaraciones, sujeto a los plazos establecidos en
el numeral 5.12;

Luego de verificar la informacidn de los contratos, el OS/OM informara diariamente
al EOR sobre los compromisos de Contratos Firmes de los agentes de su mercado,
indicando las cantidades de energia declaradas, los nodos de inyeccién o retiro en la
RTR, la parte que posee los derechos de transmision y aquélla que asumira los cargos
por el diferencial de precios nodales asociados al compromiso contractual, la energia
requerida por el comprador y la oferta de flexibilidad al Mercado de Oportunidad
Regional del vendedor correspondiente, asociada al contrato para cada periodo de
mercado;

Si el EOR identifica discrepancias entre la informacion de los Contratos Firmes
regionales suministrada por los OS/OMS, o con la informacion consignada en el
registro de los mismos, solicitara las aclaraciones pertinentes y la informacion
asociada al contrato no serd validado mientras subsistan las discrepancias.

1.3.4.4 Predespacho

a)

b)

d)

El EOR incluird los Contratos Firmes regionales validados diariamente en el
predespacho regional. EI EOR incluira en el predespacho la energia requerida de
los Contratos Firmes como retiros fisicos a ser programados;

Como resultado del predespacho, el EOR realizara la programacion de las
inyecciones y retiros por transacciones en el MER, para cada periodo de mercado,
incluyendo las transacciones por Contratos Firmes y las transacciones de
oportunidad que se deriven de dichos contratos;

Los Contratos Firmes regionales tendran la maxima prioridad de suministro en el
MER, la energia requerida por el comprador de dichos contratos s6lo podra ser
reducida en caso que la energia no pueda ser entregada parcial o totalmente en el
nodo de retiro de la parte compradora debido a restricciones fisicas en la capacidad
de transmision de la RTR o por cumplimiento de criterios de calidad, seguridad y
desempefio regionales;

126En caso de no poder atenderse en el predespacho la totalidad de la energia
requerida por los compradores de Contratos Firmes regionales, el EOR procedera a
realizar la reduccion a las cantidades de energia requeriday las ofertas de flexibilidad
de cada uno los Contratos Firmes que son afectados por la restriccion en la
transmision, en forma proporcional a la transmision requerida por cada uno de los
Contratos Firmes, segun lo establecido en el Anexo 3. Con base a dichos resultados,
el EOR calculard nuevamente el predespacho regional;

126 Modificado mediante Resolucion CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021.
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1.3.45

1.3.4.6

1.34.7

El EOR informard diariamente a los agentes del mercado que sean partes de
Contratos Firmes, a través de los respectivos OS/OMS, las cantidades de energia que
han sido programadas en el predespacho en cumplimiento de los contratos;

En el Anexo 3 “Predespacho y Posdespacho Regional” se presenta la formulacion
detallada del tratamiento de los Contratos Firmes en el predespacho regional.

Redespachos y operacion en tiempo real

a)

b)

d)

De acuerdo con los criterios definidos en el numeral 5.17.7, cuando se presenten
cambios con respecto a las condiciones programadas en el predespacho, el EOR
deberé realizar un redespacho regional y actualizar las transacciones programadas;

El EOR informara a los agentes del mercado, a través de los OS/OMS, sobre las
modificaciones en las transacciones por Contratos Firmes que resulten de
redespachos y de la operacién en tiempo real, asi como del motivo de cada ajuste;

Para la reduccién parcial o total de las transacciones por Contratos Firmes en el
redespacho se aplicara lo dispuesto en el numeral 1.3.4.4 d) para la reduccion de
dichas transacciones en el predespacho;

Durante la operacion en tiempo real, debido a restricciones fisicas en la capacidad
de transmisién de la RTR o por cumplimiento de criterios calidad, seguridad y
desempefio regionales, el EOR ordenard la reduccion de las transacciones
programadas dando prioridad a la atencion de la energia requerida de los Contratos
Firmes.

Posdespacho

a)

b)

d)

Con base en las transacciones programadas en el predespacho y redespachos, el
EOR determinara diariamente la cantidad de energia, por periodo de mercado,
correspondiente a las transacciones por cada Contrato Firme, conforme al humeral
2.4.3.3;

Para el posdespacho y la conciliacion de las transacciones por Contratos Firmes
regionales, éstos se consideraran por la totalidad de la energia declarada, conforme
al numeral 1.3.4.3 b), o por la energia reducida, conforme al numeral 1.3.4.4 d);

Las diferencias entre la energia que se considerara para la conciliacion de los
Contratos Firmes conforme al anterior literal b) y las inyecciones y retiros
programados se conciliaran en el Mercado de Oportunidad Regional, en los nodos
respectivos, en forma de transacciones de oportunidad,;

El EOR realizara los célculos de las cantidades de energia de las transacciones por
Contratos Firmes regionales y los incluira en el DTER, ademas de los otros cargos
del MER relacionados con el contrato. La facturacion y liquidacién de las cantidades
de energia del contrato se realizara directamente entre las partes del mismo.

Cesion y terminacion del contrato

a)

Cuando una o ambas-partes de un Contrato Firme regional decidan ceder el mismo,
deberan informar al EOR, a través de sus respectivos OS/OMS, de tal cesion,
incluyendo los derechos de transmision asociados, identificando la parte que cede el
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1.35
1351

1.35.2

1.3.6

1.36.1

b)

d)

contrato, la nueva parte del mismo y la fecha desde la cual se hace efectiva la cesion.
El EOR modificara el registro del contrato actualizando las partes del mismo;

Un Contrato Firme s6lo podra ser cedido a otro agente autorizado para realizar
transacciones en el MER, el cual deberd demostrar el cumplimiento de las
condiciones establecidas en el numeral 1.3.4.1 e);

Las partes de un Contrato Firme regional deberan informar al EOR, a travées de sus
respectivos OS/OMS, acerca de la terminacién anticipada de un Contrato Firme
regional y la fecha desde la cual dicha terminaciéon es efectiva. A partir de la fecha
de terminacion del contrato, el EOR lo retirard del registro de Contratos Firmes
regionales;

Las notificaciones sobre cesiones y terminaciones de Contrato Firmes deberan darse
al EOR con un plazo no inferior a dos (2) dias habiles antes de la fecha en que entrara
en efecto la cesion o terminacion del contrato.

Contratos No Firmes

Los Contratos No Firmes son compromisos de inyeccion y retiro de energia en nodos de la
RTR que no tienen prioridad de suministro para la entrega de energia en el nodo de retiro
de la parte compradora.

Las transacciones de energia mediante Contratos No Firmes no requieren la adquisicion de
derechos de transmision. Sin embargo, una de las partes del contrato podra adquirirlos si
no han sido previamente asignados.

Contratos No Firmes Financieros

Un Contrato No Firme de tipo Financiero no tiene asociado ningun tipo de oferta al
Mercado de Oportunidad Regional, no afecta el predespacho regional y solo se tiene en
cuenta para la conciliacion de transacciones.

Coordinacion de informacion

a)

b)

d)

e)

Los compromisos asumidos en los Contratos No Firmes Financieros regionales
deberan ser informados diariamente al EOR, a través de los OS/OMS de las partes
compradora y vendedora, tal como se indica en este numeral;

Ambas partes declararan diariamente a sus respectivos OS/OMS las cantidades de
energia del contrato, los nodos de inyeccion y retiro y la parte que asumira los cargos
por el diferencial de precios nodales asociados al compromiso contractual, para cada
periodo de mercado;

El OS/OM procedera a verificar que la informacion de los Contratos No Firmes
Financieros suministrada por sus agentes en cumplimiento de este numeral, sea
valida y consistente con las normas del mercado nacional;

Si un OS/OM identifica inconsistencias en la informacion contractual suministrada,
deberd solicitar aclaraciones a la parte involucrada en su pais y el contrato no sera
informado al EOR hasta recibir las aclaraciones, sujeto a los plazos establecidos en
el numeral 5.12;

Luego de verificar la informacion de los contratos, el OS/OM informara diariamente
al EOR sobre los compromisos de Contratos No Firmes Financieros de los agentes
de su mercado, indicando las cantidades de energia declaradas, los nodos de

70



1.3.6.2

1.3.7
1371

13.7.2

1.3.7.3

1.3.74

f)

inyeccion o retiro en la RTR y la parte que asume los cargos por el diferencial de
precios nodales asociados al compromiso contractual, para cada periodo de mercado;

Si el EOR identifica discrepancias en la informacion de los Contratos No Firmes
Financieros regionales suministrada por los OS/OMS, solicitara las aclaraciones
pertinentes y el contrato no serd validado mientras subsistan las discrepancias.

Posdespacho

a)

b)

d)

Con base en los Contratos No Firmes Financieros regionales validados diariamente,
el EOR determinard, para cada periodo de mercado, la cantidad de energia
correspondiente a las transacciones de dichos contratos, conforme al numeral 2.4.3.3;

Para la conciliacion de las transacciones por Contratos No Firmes Financieros
regionales, éstos se consideraran por la totalidad de la energia declarada conforme
al numeral 1.3.6.1;

Las diferencias entre la energia de los Contratos No Firmes Financieros conforme al
literal b) y las inyecciones y retiros programados se conciliaran en el Mercado de
Oportunidad Regional, en los nodos respectivos, en forma de transacciones de
oportunidad;

El EOR realizara los célculos de las cantidades de energia de las transacciones por
Contratos No Firmes Financieros regionales y los incluird en el DTER, ademas de
los otros cargos del MER relacionados con el contrato. La facturacion y liquidacion
de las cantidades de energia del contrato se realizara directamente entre las partes del
mismo.

Contratos No Firmes Fisicos Flexibles

Los Contratos No Firmes de tipo Fisico Flexible son compromisos fisicos que son
flexibilizados mediante ofertas al Mercado de Oportunidad Regional, u ofertas de
flexibilidad, efectuadas tanto por la parte compradora del contrato en el nodo de retiro como
por la parte vendedora en el nodo de inyeccion.

Las partes de un Contrato No Firme Fisico Flexible deberan efectuar ofertas de flexibilidad
al Mercado de Oportunidad por cantidades de energia iguales o menores al maximo
compromiso contractual por periodo de mercado.

Un Contrato No Firme Fisico Flexible puede adicionalmente tener asociada una oferta de
pago maximo por CVT, donde se informa la maxima disponibilidad a pagar por los cargos
por el diferencial de precios nodales asociados a la energia comprometida en el contrato.

Coordinacion de informacion

a)

b)

Los compromisos asumidos en los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles regionales
deberan ser informados diariamente al EOR, a través de los OS/OMS de las partes
compradora y vendedora, tal como se indica en este numeral 1.3.7.4;

Ambas partes declarardn diariamente a sus respectivos OS/OMS las cantidades de
energia del contrato, los nodos de inyeccion y retiro y la parte que asumira los cargos
por el diferencial de precios nodales asociados al compromiso contractual, para cada
periodo de mercado. Igualmente informaran las ofertas de flexibilidad asociadas al
contrato y/o las ofertas de pago méaximo por CVT, conforme a lo dispuesto en el
numeral 5.5;
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1.3.7.5

1.3.7.6

d)

El OS/OM procedera a verificar que toda la informacién sobre los Contratos No
Firmes Fisicos Flexibles, suministrada por sus agentes en cumplimiento de este
numeral 1.3.7.4, sea valida y consistente con las normas del mercado nacional;

Si un OS/OM identifica inconsistencias en la informacion contractual suministrada,
deberd solicitar aclaraciones a la parte involucrada en su pais y el contrato no sera
informado al EOR hasta recibir las aclaraciones, sujeto a los plazos establecidos en
el numeral 5.12;

Luego de verificar la informacidn de los contratos, el OS/OM informara diariamente
al EOR sobre los compromisos de Contratos No Firmes Fisicos Flexibles de los
agentes de su mercado, indicando las cantidades de energia declaradas, los hodos de
inyeccion o retiro en la RTR, la parte que asumira los cargos por el diferencial de
precios nodales asociados al compromiso contractual, y las ofertas de flexibilidad y
de pago maximo por CVT asociadas a los contratos, para cada periodo de mercado;

Si el EOR identifica discrepancias en la informacion de los Contratos No Firmes
Fisicos Flexibles regionales suministrada por los OS/OMS, solicitara las aclaraciones
pertinentes y el contrato no sera validado mientras subsistan las discrepancias.

Predespacho

a)

b)

d)

El EOR incluird los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles validados diariamente en
el predespacho regional. Como resultado del predespacho, el EOR realizara la
programacion de los intercambios requeridos por transacciones en el MER, para cada
periodo de mercado, incluyendo las transacciones por Contratos No Firmes Fisicos
Flexibles y las transacciones de oportunidad que se deriven de dichos contratos;

Los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles no tienen prioridad de suministro en el
MER, los compromisos contractuales podran ser reducidos parcial o totalmente en el
predespacho debido a restricciones fisicas en la capacidad de transmision de la RTR
0 por cumplimiento de criterios de calidad, seguridad y desempefio regionales.

Los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles con ofertas de pago maximo por CVT
seran reducidos parcial o totalmente hasta que el diferencial de precios entre los
nodos de retiro e inyeccién del contrato satisfaga las condiciones de la oferta;

El EOR informard diariamente a los agentes del mercado que sean partes de
Contratos No Firmes Fisicos Flexibles, a través de los respectivos OS/OMS, las
cantidades de energia que han sido programadas en el predespacho en cumplimiento
de los contratos;

En el Anexo 3 “Predespacho y Posdespacho Regional” se presenta la formulacion
detallada del tratamiento de los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles en el
predespacho regional.

Redespachos y operacion en tiempo real

a)

b)

De acuerdo con los criterios definidos en el numeral 5.17.7, cuando se presenten
cambios con respecto a las condiciones programadas en el predespacho, el EOR
debera realizar un redespacho regional y actualizar las transacciones programadas;

El EOR informara a los agentes del mercado, a través de los OS/OMS, sobre las
modificaciones en las transacciones por Contratos No Firmes Fisicos Flexibles que
resulten de redespachos o de la operacién en tiempo real, asi como del motivo de
cada ajuste;
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1.4.1
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14.13
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d)

Para la reduccidn parcial o total de las transacciones por Contratos No Firmes Fisicos
Flexibles en el redespacho se aplicard lo dispuesto en el numeral 1.3.7.5 para la
reduccion de dichas transacciones en el predespacho;

Durante la operacion en tiempo real, debido a restricciones fisicas en la capacidad
de transmision de la RTR o por cumplimiento de criterios de calidad, seguridad y
desempefio regionales, el EOR ordenard la reduccion de las transacciones
programadas dando prioridad a la atencion de la energia requerida de los Contratos
Firmes.

Posdespacho

a)

b)

d)

Con base en las transacciones programadas en el predespacho y redespachos, el
EOR determinara diariamente, para cada periodo de mercado, la cantidad de energia
correspondiente a las transacciones por cada Contrato No Firme Fisico Flexible,
conforme al numeral 2.4.3.3;

Para el posdespacho y la conciliacion de las transacciones por Contratos No Firmes
Fisicos Flexibles regionales, éstos se consideraran por la totalidad de la energia
declarada en el contrato, conforme al numeral 1.3.7.4 b), o la energia reducida en el
contrato, conforme al numeral 1.3.7.5 c);

Las diferencias entre la energia que se considerard para la conciliacién de los
Contratos No Firmes Fisicos Flexibles conforme al anterior literal b) y las
inyecciones y retiros programados se conciliaran en el Mercado de Oportunidad
Regional, en los nodos respectivos, en forma de transacciones de oportunidad;

El EOR realizara los célculos de las cantidades de energia de las transacciones por
Contratos No Firmes Fisicos Flexibles regionales y los incluira en el DTER, ademas
de los otros cargos del MER relacionados con el contrato. La facturaciéon y
liquidacion de las cantidades de energia del contrato se realizara directamente entre
las partes del mismo.

Mercado de Oportunidad Regional

Propésito y Caracteristicas

El Mercado de Oportunidad Regional tiene por objeto ofrecer a los agentes del MER un
ambito formal y organizado para realizar intercambios de energia a nivel regional con base
en ofertas de oportunidad de inyeccion y retiro de energia.

El Mercado de Oportunidad Regional es un mercado de corto plazo y se basa en ofertas
para inyectar o retirar energia por periodo de mercado, en los nodos de la RTR, las cuales
se presentan con un dia de anticipacion a la operacion del Mercado.

Las ofertas de los agentes del mercado son informadas al EOR por los OS/OMS nacionales,
junto con las ofertas de flexibilidad y/o ofertas de pago maximo por CVT asociadas a los
Contratos No Firmes Fisicos Flexibles.

Las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional son producto de:
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a) Un predespacho de inyecciones y retiros de energia en los nodos de la RTR, de
acuerdo con un modelo de optimizacion de la operacion econdmica del Sistema
Eléctrico Regional, teniendo en cuenta las restricciones de la RTR y las ofertas
recibidas; y

b) 1%"La operacion en tiempo real, durante la cual los intercambios reales de energia
pueden desviarse de las transacciones programadas en el predespacho, por eventos,
regulacion o contingencias en la RTR.

1.4.1.5 EIl méaximo volumen de las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional esta
restringido por la capacidad de transmision disponible en la RTR, considerando los limites
de transferencia de la red eléctrica debido a criterios de calidad, seguridad y desempefio
regionales.

1.42 Tipos de Ofertas de Oportunidad
1.4.2.1 Las transacciones del Mercado de Oportunidad Regional provienen de:
a) Las ofertas de oportunidad de los agentes del MER;

b)  Las ofertas de flexibilidad asociadas a los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles,
son de la misma naturaleza que las ofertas de oportunidad y son consideradas como
tales en el predespacho regional. y

C) Las ofertas de flexibilidad asociadas a la parte vendedora de los Contratos Firmes,
son de la misma naturaleza que las ofertas de oportunidad y son consideradas como
tales en el predespacho regional.

1.4.2.2 Ofertas de oportunidad de los agentes

a) Los OS/OMS informaran al EOR las ofertas de oportunidad de sus agentes a partir
del predespacho nacional realizado de acuerdo con las normas vigentes en sus
respectivos paises. Los predespachos nacionales no consideraran importaciones o
exportaciones de energia, ya sea en contratos o en ofertas de oportunidad que se
prevean pueden salir despachadas;

b)  Diariamente, los OS/OMS informaran al EOR ofertas de oportunidad para inyectar
y/o retirar energia el dia siguiente en los nodos de la RTR conectados a sus sistemas
nacionales, en la forma y plazos establecidos en el numeral 5 para la coordinacion
del predespacho regional;

c) Las ofertas de oportunidad de inyeccion de energia informadas al MER por los
OS/OMS deberan provenir de:

i Ofertas de los agentes autorizados para realizar transacciones, cuya energia
provendra de generacion no despachada o despachada parcialmente, que no
forme parte de la reserva requerida en el predespacho nacional;

ii. Ofertas de agentes autorizados para realizar transacciones, cuya energia
proviene del nodo de interconexidn con paises no miembros; y

127 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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iii. Demanda nacional interrumpible por precio despachada en el predespacho
nacional, cuando la regulacion nacional lo permita.

d)  Las ofertas de oportunidad de retiro de energia informadas al MER por los OS/OM
deberan provenir de:

I. Ofertas realizadas por los agentes autorizados para realizar transacciones en
el MER cuya energia provendré del reemplazo de generacion despachada en
el predespacho nacional, si la regulacion nacional lo permite;

ii. Ofertas para atender déficit nacional;

iii. Ofertas de agentes autorizados para realizar transacciones, cuya energia se
entrega en el nodo de interconexién con paises no miembros; y

iv. Demanda no atendida por precio en el predespacho nacional.

Ofertas de flexibilidad asociadas a los contratos no firmes fisicos flexibles

a) Diariamente, las partes vendedora y compradora de cada Contrato No Firme Fisico
Flexible regional informaréan al EOR, a través de sus OS/OMS correspondientes, las
ofertas de flexibilidad asociadas a los contratos indicando su disponibilidad de
comprar o vender, total o parcialmente, en el Mercado de Oportunidad Regional
sus compromisos contractuales;

b)  Las ofertas de flexibilidad asociadas a los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles
indicadas en el literal a) se informaran al EOR en la forma y plazos establecidos en
el numeral 5 para la coordinacion del predespacho regional.

Ofertas de pago maximo por CVT asociadas a los contratos no firmes fisicos flexibles

Los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles podran incluir ofertas indicando el méaximo
monto a pagar por los CVT. Estas ofertas seran tomadas en cuenta para la elaboracion del
predespacho regional como se establece en el Capitulo 5.

Tipos de Transacciones de Oportunidad

Las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional provienen del predespacho
regional, redespachos y de la operacion en tiempo real del MER, dando como resultado los
distintos tipos de transacciones.

Las transacciones de oportunidad programadas en el predespacho regional y actualizadas
en los redespachos constituyen las Transacciones de Oportunidad Programadas, o TOPs.

Las transacciones de oportunidad producto de las desviaciones durante la operacién en
tiempo real con respecto de las transacciones programadas constituyen las Transacciones
por Desviaciones en Tiempo Real (TDTR).

Programacion, Coordinacion y Posdespacho de las Transacciones de Oportunidad

Predespacho
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a) Con base en las ofertas de oportunidad de los agentes autorizados para realizar
transacciones en el MER, los contratos regionales validados, las ofertas de
flexibilidad y/o ofertas de pago maximo por CVT asociadas a los contratos, los
requerimientos de servicios auxiliares regionales y los predespachos nacionales, el
EOR realizara diariamente el predespacho econémico regional;

b) El predespacho regional se realizar4 un dia antes de la operacion, para cada periodo
de mercado, utilizando un modelo de optimizacion que determine el despacho
econdmico Optimo de inyecciones y retiros de energia en los nodos de la RTR,
conforme a lo establecido en el Capitulo 5. Para la realizacion del predespacho
regional se tendré en cuenta, ademas de la informacién indicada en el literal anterior,
la configuracion de la RTR y los criterios de calidad, seguridad y desempefio
establecidos para la operacion del sistema eléctrico regional, asi como las
limitaciones informadas por los OS/OM en los equipos de su sistema;

c) Como resultado del predespacho regional se obtendran, para cada uno de los
periodos de mercado del dia siguiente, las transacciones programadas y los precios
ex-ante en cada nodo de la RTR para la valoracién de las transacciones. EI EOR
informaré a los OS/OMS sobre los resultados del predespacho regional.

d) Una vez se publiquen las transacciones programadas y los precios nodales ex-ante
producto del predespacho regional o de los redespachos efectuados, dichas
transacciones constituyen compromisos comerciales que deberan cumplirse
independientemente de las condiciones que se presenten durante la operacion en
tiempo real,;

e) En el Anexo 3 “Predespacho y Posdespacho Regional” se presenta la formulacion
detallada del predespacho regional.

1.4.4.2 Redespachosy operacion en tiempo real

a) Deacuerdo con lo establecido en el numeral 5.17.7, cuando se presenten cambios con
respecto a las condiciones programadas en el predespacho, el EOR debera realizar
un redespacho regional y actualizar las transacciones programadas;

b) El EOR informarad a los OS/OMS sobre las modificaciones a las transacciones
programadas que resulten de los redespachos efectuados, asi como el motivo de las
mismas;

c) ?®Durante la operacion en tiempo real se produciran Desviaciones en Tiempo Real
cuando los intercambios reales de energia se desvien de los intercambios
programados en el predespacho regional y en los predespachos nacionales. Dichas
desviaciones daran origen a Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real.

1.4.4.3 Posdespacho y calculo de desviaciones

a) EI EOR efectuara el posdespacho regional e informara los resultados del mismo a los
OS/OMS conforme a lo establecido en el numeral 2.3;

128 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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b) 12°El EOR calculara para cada area de control y para cada periodo de mercado, la
magnitud de las Desviaciones en Tiempo Real, conforme lo establecido en el Anexo
4 del Libro 1l del RMER, para cada OS/OM actuando en representacion de sus
agentes;

c) Con base en los resultados del predespacho, posdespacho y el célculo de las
Desviaciones en el MER, el EOR efectuara la conciliacion de las Transacciones de
Oportunidad Programadas y las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real,
conforme a lo establecido en los numeral 1.5y 2.4.

Sistema de Precios Nodales

Para valorar las transacciones en el MER se utilizara un sistema de precios nodales. Los
precios nodales representan los precios marginales de corto plazo de la energia en cada
nodo de la RTR. Los precios nodales reflejan los costos asociados con las pérdidas
marginales de energia y las restricciones de transmision en la RTR.

Las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional, tanto las Transacciones de
Oportunidad Programadas como las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real, se
conciliarén a los precios nodales de la RTR de la siguiente manera:

a) Las inyecciones (ventas) y retiros (compras) de energia en la RTR, no cubiertas por
contratos, reciben y pagan respectivamente el precio en el nodo de inyeccion y retiro
correspondiente de la RTR;

b) Se utilizan los precios nodales ex-ante, calculados en el predespacho regional, para
conciliar las Transacciones de Oportunidad Programadas conforme a lo establecido
en el numeral 2.4.3.2; y

c) 1°Se utilizan los precios nodales ex—post calculados en el posdespacho regional,
como base para conciliar las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real
conforme a lo establecido en el numeral 2.4.3.4.

El Cargo Variable de Transmision que se aplica a cada transaccién contractual es igual a la
diferencia entre los precios nodales de retiro y de inyeccion multiplicada por la cantidad de
energia declarada o reducida considerada para la conciliacién del contrato:

a) Siladiferencia de precios es positiva, corresponde a un valor por pagar o cargo; y
b) Si la diferencia de precios es negativa, corresponde a un valor por recibir o abono.

El total de los Cargos Variables de Transmision recolectados segin establece el numeral
1.5.3, se distribuira de acuerdo a la metodologia presentada en Libro 111 del RMER

Todas las transacciones de energia que se llevan a cabo en el MER, bien sea en el Mercado
de Contratos Regional o en el Mercado de Oportunidad Regional, deberan pagar cargos
variables de Transmision, como parte de los cargos por servicios de transmisién en el MER,
con base en los precios nodales de la RTR.

129 Modificado mediante Resolucion CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017, modificada mediante Resolucidn
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
130 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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1.5.6 Las transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional pagan los cargos variables de
transmision de manera implicita conforme al numeral 1.5.2, mientras que las transacciones
en el Mercado de Contratos Regional pagan los cargos variables de transmision de manera
explicita conforme al numeral 1.5.3.

1.5.7 EIl EOR se encargara de conciliar los cargos variables de transmision e incluirlos en el
Documento de Transacciones Econdmicas Regionales conforme a lo dispuesto en el
numeral 2.4.3.6.

1.6  Servicios Auxiliares

Los servicios auxiliares que se prestan en el MER se definen en el Libro 111 del RMER. Los
servicios auxiliares se proveen como requerimientos minimos de obligatorio cumplimiento
Y no son sujetos de transacciones ni de remuneracion en el MER.

1.7  Servicios de Transmisién Regional

Los servicios de transmision regional en el MER se prestaran y remuneraran conforme a lo
establecido en Libro Il del RMER.

1.8 Otros Servicios

Los servicios de operacion y administracion del mercado prestados por el EOR y de
regulacion del MER prestado por la CRIE seran remunerados a dichos organismos
regionales conforme a lo establecido en el numeral 3.10.

1.9 Garantias de Pago
1.9.1 Constitucion de Garantias

1.9.1.1 Cada agente del mercado debera cumplir con las obligaciones establecidas en este numeral
1.9 con respecto a la constitucion de garantias de pago que respalden sus obligaciones de
pago en el MER.

1.9.1.2 Los agentes del mercado constituiran garantias de pago, directamente o a través de sus
0OS/OMS, conforme al numeral 1.9.1.5, por los montos que libremente decidan, los cuales
seran considerados para determinar el monto de las transacciones autorizadas diariamente
en el predespacho del MER de acuerdo con lo establecido en el numeral 2.10.3.

1.9.1.3 ®En todo caso, el monto de las garantias de pago no podra ser inferior a un valor minimo
gue cubra los pagos de transacciones por desviaciones en tiempo real, el cargo por el
servicio de operacidn, el cargo por regulacion y los cargos por servicio de transmision
regional aplicables. El valor minimo se calculara como el promedio mensual, calculado
sobre los Gltimos tres meses de transacciones del agente, de los pagos efectuados por el
mismo por los conceptos anteriores. Para los agentes nuevos, el monto minimo de garantias
durante el primer trimestre serd establecido por cada OS/OM.

131 Modificado mediante Resolucion CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.

78



1914

1.9.15

1.9.2
1921

19.2.2

1.9.23

El valor de las garantias de pago debera ser suficiente para respaldar el pago de las
transacciones en el Mercado de Oportunidad Regional, las transacciones de oportunidad
derivadas del Mercado de Contratos Regional, los cargos por el Servicio de Transmisién
Regional, el Cargo por Servicio de Operacién del Sistema y el Cargo por Servicio de
Regulacion del MER. EI EOR calculard y verificara diariamente para todos los periodos de
mercado el monto disponible de las garantias para autorizar las transacciones de cada agente
en el MER.

32| os OS/OMS de cada pais podran constituir garantias de pago que consoliden las
garantias individuales de sus agentes conforme a este numeral de manera que se cubran las
posibles obligaciones de pago que resulten por su participacion en el MER, incluyendo la
obligacién de garantia minima establecida en el numeral 1.9.1.3. El OS/OM debera detallar
el monto individual de cobertura de cada uno de los agentes.

Cada OS/OM debera constituir a favor del EOR, en representacion de los agentes de su
mercado nacional, una garantia de pago que cubra las transacciones por desviaciones en
tiempo real.

El monto de la garantia de pago no podré ser inferior a un valor minimo que se calculara
como el promedio mensual calculado sobre los Ultimos tres meses de transacciones por
desviaciones en tiempo real, el valor minimo sera actualizado mensualmente.

Tipos de Garantias

Como respaldo de sus transacciones y otras obligaciones de pago en el MER, los agentes
del mercado constituiran, directamente o a través de los OS/OMS correspondientes,
garantias de pago liquidas en la forma y plazos establecidos en el presente Libro. Las
garantias de pago se constituiran a favor del EOR o de la entidad que ésta designe para la
liquidacion de las obligaciones en el MER.

Las garantias de pago que se constituyan conforme al numeral 1.9.2.1:
a) Deberan ser documentadas y presentadas por escrito;

b) Deberan representar una obligacion valida, vinculante y no sujeta a condicionamiento
alguno de pagar al EOR, o a la entidad que éste designe, las cantidades indicadas en
sus términos y correspondientes a las obligaciones de pago del agente del mercado
en cumplimiento de la Regulacion Regional; y

c) Permitiran el reclamo y ejecucion inmediata de las mismas, a solicitud del EOR o la
entidad a favor de la cual se han constituido.

Los tipos de garantias aceptables en el MER podran ser:

a) !3Depositos de dinero en efectivo en délares de los Estados Unidos de América
(USD), que realicen los agentes del mercado u OS/OMS en las cuentas que disponga
el EOR o la entidad financiera designada; y

b) Cartas de crédito stand-by confirmadas e irrevocables y emitidas por bancos o
instituciones financieras de primera linea calificadas con “grado de inversion”
emitido por una agencia calificadora reconocida internacionalmente.

132 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
133 Modificado mediante Resolucion CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.
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1.9.3
1931

1.9.3.2

1.9.3.3

1934

19.3.5

1.10
1.10.1

1.10.2

13Una vez emitidos los documentos de cobro, segln lo establecido en el apartado 2.7, los
agentes u OS/OMS, podran autorizar por escrito al EOR, el uso del dinero en efectivo
depositado segun el literal a) del numeral 1.9.2.3, para cubrir sus obligaciones de pago.
Dicha autorizacion, deberd realizarse en el plazo y forma que administrativamente
determine el EOR, con el fin de que el pago se acredite a mas tardar el dia de vencimiento
de la obligacion.

Ejecucidn de Garantias

En caso de incumplimiento por parte de un agente del mercado u OS/OM de alguna de sus
obligaciones de pago en el MER, el EOR o la entidad financiera que este designe para la
administracion de los recursos, procedera a hacer efectivas las garantias constituidas por
dicho agente y las aplicara al pago de las obligaciones correspondientes.

La CRIE instruira al EOR para hacer efectivas las garantias de pago constituidas por un
agente del mercado u OS/OM con el fin de asegurar el pago de multas impuestas por la
CRIE en cumplimiento de lo dispuesto en el Libro IV del RMER.

El orden de prioridad de pago de los montos acreedores del agente del mercado u OS/OM
al presentarse incumplimiento de pago y ejecutar la garantia seré el siguiente:

a) Cargos por el Servicio de Regulacién del MER y por el Servicio de Operacién del
Sistema;

b) Intereses por mora;
c) Pago de transacciones de energia y por servicios de transmision; y
d) Pago de multas en el MER previa instruccion de la CRIE.

En caso de incumplimiento por parte de un agente del mercado u OS/OM de alguna de sus
obligaciones de pago en el MER, siempre y cuando no haya sido posible ejecutar
satisfactoriamente las garantias correspondientes o las mismas no hayan sido suficientes
para cubrir la obligacion el dia de liquidacion, el EOR no aceptard, a partir del predespacho
del dia siguiente, las ofertas del agente que incumplid ni le permitira la participacién en
cualquier tipo de transaccion.

Las disposiciones sobre ejecucion de garantias establecidas en este numeral 1.9.3 no eximen
al agente u OS/OM incumplidor de seguir atendiendo sus obligaciones de pago en el MER
y se aplicaran sin perjuicio de la imposicion de las sanciones por parte de la CRIE conforme
al Libro IV del RMER.

Base de Datos Comercial

El EOR mantendré en la Base de Datos Regional establecida en el numeral 2.4 de Libro |
del RMER y pondré a disposicion de la CRIE, los OS/OMS y de los agentes del mercado,
informacién sobre la operacion comercial del MER en los formatos y medios que
previamente establezca.

El EOR deber4d mantener en la Base de Datos Regional comercial la informacion
suministrada por los OS/OMS y por los agentes del mercado para propésitos de la operacién
comercial del Mercado, los resultados de los predespachos y posdespachos regionales y la

134 Adicionado mediante Resolucion CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.
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1.10.3

2.2
2.2.1

2.2.2

2.2.3

informacidn necesaria para las funciones de vigilancia del Mercado establecida en el Libro
IV del RMER. Dicha informacién debera mantenerse en linea por lo menos tres (3) afios.

El EOR debera establecer, mantener, actualizar y publicar de acuerdo a los periodos
establecidos en este RMER, como minimo, la siguiente informacion de la operacion
comercial del MER:

a) El registro de los agentes del mercado definido en el numeral 3.9 del Libro I del
RMER;

b) Los Contratos Firmes registrados en el MER;
c) Los Derechos de Transmision asignados de acuerdo a las subastas realizadas;
d) La informacion proveniente del Sistema de Medicion Comercial Regional;

e) Las cantidades de energia transadas tanto en el Mercado de Contratos Regional
especificando sus diferentes tipos, como en el Mercado de Oportunidad Regional,
para cada periodo de mercado;

f) Los precios ex-ante y ex-post en los nodos de la RTR para cada periodo de mercado;

g) Los montos asignados por servicios de transmision prestados en el MER para cada
periodo de mercado;

h) Los cargos de operacién del sistema y de regulacion del MER vigentes.
Conciliacion, Facturacion y Liquidacion

Alcance del Capitulo 2

Este Capitulo establece las reglas y procedimientos que deben seguirse para la conciliacion
de los diferentes tipos de transacciones comerciales y servicios prestados en el MER y para
la facturacion y liquidacion de las obligaciones de pago resultantes.

El Sistema de Medicion Comercial Regional

Cada nodo de la RTR donde se realicen inyecciones y/o retiros, debera contar con medicion
comercial oficial con el fin de registrar dichas inyecciones y/o retiros de energia y los
intercambios por los enlaces entre areas de control que efectivamente se realizaron durante
la operacion en tiempo real del SER.

En caso de existir un nodo de la RTR con enlaces a nodos que no pertenecen a ésta y con
posibilidad de realizar transacciones de inyecciones y retiros, sera el Transmisor Nacional,
o el designado por la regulacién nacional, el responsable de la medicion comercial de dicho
punto.

El Sistema de Medicion Comercial Regional, SIMECR, operado por los OS/OMS en
coordinacion con el EOR, serd el encargado de obtener la lectura de los medidores ubicados
en los nodos de la RTR, y de poner a disposicion del proceso de conciliacion comercial los
valores registrados de las inyecciones y retiros en los nodos de la RTR y de los intercambios
por los enlaces entre areas de control.
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224

2.2.5

2.2.6

2.2.7

2.2.8

1%para los casos cuando un OS/OM no registre ante el EOR los equipos de medicion
comerciales nacionales ubicados en los nodos de la RTR o ubicados en nodos que cumplan
lo indicado en el numeral A1.5.3.2 del Anexo Al del Libro Il del RMER, o no suministre
los datos de medicién de los mismos en forma y tiempo segun la regulacion regional,
inmediatamente después el EOR debera aplicar las siguientes disposiciones en la realizacion
del predespacho regional:

a) Para los OS/OMs, utilizar unicamente la misma informacion del predespacho
nacional de un dia que mejor represente la operacién prevista del dia en cuestion, sin incluir
ofertas de oportunidad ni contratos al MER, remitido con anterioridad por el OS/OM, de
forma analoga a lo establecido en los numerales 5.12.1 literal a) inciso iv) y 5.13.2 literal a)
inciso v); y

b)  Paralos Agentes, no se recibiran ofertas de oportunidad ni contrato al MER

1%Para los casos cuando no existan equipos medicion comerciales nacionales ubicados en los
nodos de la RTR y que no aplique lo indicado en el numeral A1.5.3.2 del Anexo Al del
Libro Il del RMER, el EOR debera considerar que lo establecido en el humeral A1.9.2.2
del Anexo Al del Libro Il del RMER, deberé considerase como medicién comercial oficial.

El SIMECR estara conformado por los sistemas y equipos de medicién comercial instalados
en cada uno de los nodos de la RTR y en los centros de recoleccion de datos administrados
y operados por los respectivos OS/OMS, incluyendo los enlaces de comunicaciones
correspondientes; asi mismo incluira los sistemas y equipos instalados en el EOR para la
recoleccién y procesamiento de los registros de energia reportados por los OS/OMS.

137_os sistemas y equipos de medicion deberan cumplir con lo establecido en el Anexo 1
“Sistema de Medicion Comercial Regional”.

138_os agentes que realicen transacciones utilizando medidores que no sean de su propiedad,
deberan solicitar a los OS/OMS, con al menos una semana de anticipacion, la autorizacién
del uso de los medidores, en los nodos de la RTR en donde pueden hacer transacciones de
energia. Dicha autorizacién debe identificar el medidor con el cual se tomaran las lecturas
(identificacion del agente y equipo) y permanecera valida hasta que haya una solicitud de
que se cancele la misma. EI OS/OM deberéa enviar al EOR la confirmacion por escrito de
las autorizaciones que emita. EI Agente propietario del medidor debera ser informado por
el OS/OM de las autorizaciones emitidas para el uso de dicho medidor.

El EOR establecerd un proceso de registro con la informacién bésica de los equipos de
medicidn activos, las modificaciones a los equipos de medicion existentes y la desactivacion
de equipos de medicion

1%9Cada equipo de medicidn y sus costos de instalacion, mantenimiento o reemplazo, seran
responsabilidad de los agentes habilitados a realizar transacciones en el nodo respectivo de

135 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.

136 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.

137 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

138 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

139 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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2.2.9

2.2.10

2.2.11

2.3
23.1

2.3.2

2.3.3

2.34

2.35

la RTR, conforme a lo establecido en la regulacion nacional. Para los propdsitos establecidos
en este Reglamento, los OS/OMS seran responsables de supervisar el cumplimiento de los
requerimientos de medicion del equipo y buen funcionamiento del Sistema de Medicion
Comercial Nacional.

140)_as auditorias a los sistemas de medicion comercial, se realizaran de acuerdo a lo
establecido en el Anexo 1 del presente libro.

141 as auditorias realizadas al Sistema de Medicion Comercial Nacional se realizaran
conforme lo establecido en la regulacion nacional respectiva.

En el Anexo 1 “Sistema de Medicion Comercial Regional” se presentan las
responsabilidades del EOR, los OS/OMS y los agentes del mercado con respecto al
funcionamiento del SIMECR y los requerimientos minimos para los sistemas y equipos de
medicion.

Posdespacho

Con base en las mediciones de las inyecciones y retiros registrados por el SIMECR, el EOR
realizara diariamente el posdespacho regional del MER para cada uno de los periodos de
mercado, en el plazo establecido en el numeral 2.5.3 ¢).

142Para la realizacion del posdespacho regional, los OS/OMS deberan remitir al EOR lo
siguiente:

a) Los datos de medicion del SIMECR, a méas tardar 24 dias calendario posteriores al dia
de la operacion,

b) El reporte de contingencias del dia anterior, asi como la informacion requerida en el
Anexo 3 “Predespacho y Posdespacho Regional”, diariamente a mas tardar a las diez
(10:00) del segundo dia posterior al dia de la operacion.

Dicha informacién debera ser remitida por los medios y en los formatos definidos por el
EOR. Cuando el EOR requiera modificar dichos medios o formatos lo informara a los
OS/OMS con al menos quince (15) dias de anticipacion.

Para la realizacion del posdespacho regional se utilizara un modelo similar al utilizado para
el predespacho regional, considerando las inyecciones y retiros registrados para cada
periodo de mercado. En el Anexo 3 “Predespacho y Posdespacho Regional” se presenta la
formulacion detallada del posdespacho regional.

Como resultado del posdespacho regional se obtendran, para cada uno de los periodos de
mercado del dia, los precios ex-post en cada nodo de la RTR para ser utilizados en la
valoracion de las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real.

El EOR informard, a través de los OS/OMS, los resultados del posdespacho a los agentes
del mercado, conforme a lo establecido en el numeral 2.5.2.

140 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
141 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
142 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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2.4
2.4.1
24.1.1

24.1.2

24.1.3

24.14
24.2
2421

24.2.2

24.2.3

243

2431
2.4.3.2

Conciliacion de las Transacciones y Cargos de la CRIE y el EOR
Criterios Generales

Las transacciones programadas que se establecen en el MER, para cada periodo de mercado
estaran determinadas por el predespacho o redespacho que corresponda, los cuales
suministraran la informacién de los intercambios programados por los enlaces entre areas
de control y de las inyecciones y retiros programados al Sistema de Conciliacién de
Transacciones Comerciales.

143E] Sistema de Conciliacion de Transacciones Comerciales dispondra de la informacion
de los intercambios entre areas de control que efectivamente se realizaron durante la
operacion en tiempo real del SER, los cuales seran registrados por el SIMECR, a partir de
las lecturas de los medidores reportadas por los OS/OMS. Cualquier diferencia entre los
intercambios registrados y los programados en los enlaces entre areas de control, seran
conciliados como Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real en el MER.

143E] predespacho, redespacho y posdespacho, suministraran al Sistema de Conciliacion de
Transacciones Comerciales las compras y ventas regionales efectivamente consideradas en
la realizacion de dichos procesos.

145

Cargos de las Instituciones Regionales CRIE y EOR

El EOR, con base en lo establecido en la Regulacién Regional calculara y asignara los
valores a pagar a la CRIE por el Cargo por Servicio de Regulacion del MER, de manera que
sirva como base para realizar el cobro respectivo.

El EOR, con base en lo establecido en la Regulacion Regional calculard y asignara los
valores a pagar al EOR por el Cargo por Servicio de Operacion del Sistema, de manera que
sirva como base para realizar el cobro respectivo.

146Cada OS/OM remitira mensualmente al EOR, en el plazo establecido por la regulacién
regional, la energia real demandada o consumida por sus agentes del mes anterior, sea esta
energia proveniente de cada uno de los mercados nacionales o del MER, en el formato
aprobado por el EOR, para la conciliacién del Cargo por el Servicio de Regulacién del
MER y el Cargo por Servicio de Operacion del Sistema.

Conciliacion de Transacciones
Las transacciones de los agentes se conciliaran en los nodos de la RTR.

Transacciones de Oportunidad Programadas (TOP)

143 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
144 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
145 Derogado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
146 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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24321

24322

2.43.2.3

24324

2433
24331

2.4.3.3.2

2.4.3.3.3

24334

24.3.35

2.4.3.3.6

2434
24341

Los montos debidos a las TOP son el resultado de valorar a los precios ex-ante los
volUmenes de inyecciones y retiros de energia programados en el predespacho o redespacho
respectivo y no cubiertos por contratos regionales, para cada periodo de mercado.

Las TOP son conciliadas por el EOR utilizando los precios nodales calculados en el
predespacho o redespacho que corresponda en cada nodo de la RTR y la informacion de
compras y ventas en el Mercado de Contratos Regional.

Los montos que los agentes del mercado deberan pagar o recibir debido a las Transacciones
de Oportunidad Programadas, para cada periodo de mercado, seran iguales al producto del
precio ex-ante en el nodo de la RTR donde se realizan por las inyecciones o retiros de
energia programados en el predespacho o redespacho respectivos y no cubiertos por
contratos regionales segun la formulacién incluida en el anexo 4 de este Libro.

Las TOPs resultantes del predespacho o de los redespachos respectivos en el MER son
compromisos comerciales que seran cargados o abonados por el EOR a los agentes del
mercado, independientemente de las condiciones que se presenten durante la operacion en
tiempo real del SER.

Transacciones por Contratos Regionales

La conciliacién de las transacciones en el Mercado de Contratos Regional se efectuara con
base en las transacciones contractuales programadas en el predespacho y redespachos,
mientras que sus Desviaciones en Tiempo Real se conciliaran de acuerdo a lo establecido
en el Anexo No. 4.

El EOR se encargarad de determinar las cantidades de energia de las transacciones por
contratos, con base en las condiciones presentadas en el predespacho y los redespachos
respectivos, sujeto a lo establecido en este Libro.

Para efectos de la conciliacién de las transacciones por contratos regionales, éstos se
consideraran por la totalidad de la energia declarada o reducida de los mismos conforme a
los numerales 1.3.4.6 b), 1.3.6.2 b) y 1.3.7.7 b).

Los cargos y abonos que surjan en el Mercado de Oportunidad Regional producto del
cumplimiento de los compromisos contractuales seran responsabilidad de cada uno de los
agentes del mercado que los realizan. El responsable por los cargos variables de
transmision debera ser designado e informado al EOR por las partes del contrato.

Los montos correspondientes a los compromisos contractuales finalmente considerados en
el proceso de predespacho y redespachos respectivos, seran facturados y liquidados
directamente entre las partes contratantes.

A cada transaccion contractual se aplicard un Cargo Variable de Transmision igual a la
diferencia del precio nodal de retiro menos el precio nodal de inyeccién asociados al
contrato multiplicado por la cantidad de energia declarada o reducida considerada para la
conciliacion de la misma.

Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real

14’Para efectos de la conciliacién, las Desviaciones en Tiempo Real se determinaran por
cada area de control, conforme lo establecido en el Anexo 4 del Libro Il del RMER, para
cada periodo de mercado.

147 Modificado mediante Resolucion CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017.
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24342

24343

24344

2.4.3.4.5

24346

24347
2434.7.1

2.4.34.7.2

243438

2.43.4.9
243491
2.4.3.4.9.2

2435

148E] EOR determinara para cada periodo de mercado, para cada area de control y para cada
OS/OM, en representacion de su mercado nacional, las Desviaciones en Tiempo Real en
gue han incurrido respecto a los Intercambios Programados.

149_as Desviaciones en Tiempo Real se asignaran a cada OS/OM respectivo, el cual, las
internalizara segln su regulacion nacional.

Para conciliar las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real, se utilizara la siguiente
informacion:

El tipo de desviaciéon: sean normales, significativas autorizadas, significativas no
autorizadas o graves, de acuerdo con lo definido en el numeral 5.17.2;

15E| intercambio programado, y registrado para cada enlace entre areas de control, en los
nodos terminales del enlace;

1511 os precios para cada nodo de la RTR: ex-post del posdespacho

152|_as desviaciones normales y significativas autorizadas y no autorizadas se conciliaran en
cada area de control y se asignaran a los OS/OMS.

153 as desviaciones graves se conciliaran para cada area de control., de acuerdo a lo
establecido en el Anexo 4. EI EOR incluird en el DTER los cargos y abonos respectivos a
cada uno de los OS/OM.

154
155
156

157

Servicios Auxiliares Regionales

Los servicios auxiliares en el MER no ocasionaran transacciones comerciales que deban ser
conciliadas por el EOR.

148 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
149 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
150 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
151 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
152 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
153 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
154 Derogado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
155 Derogado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
1% Derogado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
157 Derogado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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2.4.3.6

24.4

2.5

251

252

2.5.3

18Cargos por el Servicio de Transmision Regional

La conciliacion de los cargos por el servicio de transmision regional se establece en el Libro
I11 del RMER.

Cada OS/OM remitird mensualmente al EOR, en el plazo establecido por la regulacion
regional, la energia real demandada o consumida por sus agentes del mes anterior, sea esta
energia proveniente de cada uno de los mercados nacionales o del MER, en el formato
aprobado por el EOR, para la conciliacién del Cargo Complementario de los Cargos por
Uso de la Red de Transmision Regional que remuneran la linea SIEPAC.

La formulacion detallada del calculo de las transacciones en el MER se presenta en el Anexo
4 “Conciliacion de Transacciones”.

Plazos e Informacion del Predespacho, Posdespacho y la
Conciliacion

El EOR informara los resultados de la conciliacion de las transacciones programadas
resultantes del predespacho y redespachos respectivos a los agentes del mercado, a través

de sus OS/OMS, dentro del plazo establecido en el numeral 2.5.3 b). La informacion
suministrada debera contener como minimo la establecida en el numeral 5.16.

El EOR informara los resultados del posdespacho y la conciliacidn de las desviaciones en
tiempo real a los agentes del mercado, a través de sus OS/OMS, dentro del plazo establecido
en el numeral 2.5.3 ¢). La informacién suministrada para cada periodo de mercado debera
contener como minimo lo siguiente:

a) ™Registro de las mediciones del SIMECR;

b) 1*°Registro de las mediciones de energia, de importacion y exportacion, para cada
enlace entre areas de control;

c) Precios nodales ex-post para cada nodo de la RTR;
d) ®El tipo y magnitud de las desviaciones en tiempo real;
e) Conciliacidn de las transacciones por desviaciones en tiempo real;

f) Resumen de las consideraciones gque se tuvieron en cuenta durante la ejecucion del
posdespacho.

Para la determinacion de las transacciones resultantes del predespacho, redespachos y
posdespacho para cada periodo de mercado en el MER, se aplicaran los siguientes plazos:

a) Para cada dia de operacion, el EOR, una vez realizado el predespacho del MER, y con
base en la informacién de contratos, realizara la conciliacién de transacciones

158 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
159 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
160 (Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
161 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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programadas en el MER, la cual se considera preliminar. Dicha informacion seré
suministrada a los agentes del mercado conforme a lo dispuesto en los numerales 5.13
y 5.15;

b) Dentro las veinticuatro (24) horas siguientes al dia de la operacion, el EOR, con base
en el predespacho y la informacidn de los redespachos, realizard e informard la
conciliacién de las Transacciones Programadas que incluya las condiciones que se
tuvieron en cuenta para la realizacion de los redespachos. Esta informacién
constituird la conciliacion de las Transacciones Programadas en el Mercado de
Oportunidad Regional y en el Mercado de Contratos Regional que sera incluida en el
Documento de Transacciones Econdmicas Regionales;

c) %2A mas tardar a los 30 dias calendario posteriores al dia de la operacion, el EOR
realizara el posdespacho y la conciliacion de las Transacciones por Desviaciones en
Tiempo Real. El EOR entregara los resultados de la conciliacion de las Transacciones
por Desviaciones a los agentes del mercado, a través de los OS/OMS respectivos, de
acuerdo con lo establecido en el numeral 2.3;

d) Con base en las solicitudes de revision presentadas por los agentes, a través de sus
respectivos OS/OMS, segun lo establecido en el numeral 2.8.1.1, el EOR determinara
las conciliaciones definitivas a ser incluidas en el Documento de Transacciones
Econdmicas Regionales del periodo de facturacién respectivo. Las conciliaciones
definitivas se realizaran e informaran el dia siguiente del vencimiento del plazo para
la presentacion de las solicitudes de revision sefialado en el numeral 2.8.1.1.

2.6 Documento de Transacciones Econdmicas Regionales

2.6.1 Con base en la informacion resultante de la conciliacion de todas las transacciones
comerciales que realizan los agentes en el MER, el EOR elaborard el Documento de
Transacciones Econdmicas Regionales, DTER, que servira de soporte para facturar y
liquidar los pagos y cobros entre los agentes del MER y los OS/OMS. ElI DTER sera
elaborado para cada periodo de facturacion y contendréa la siguiente informacion:

a) Conciliacion de Transacciones de Oportunidad Programadas;
b) Conciliacion de cantidades de energia de las transacciones por contratos regionales;

c) Conciliacion de cargos o abonos aplicados a cada agente en el MOR, debido al
cumplimiento de compromisos contractuales;

d) Conciliacion por Transacciones de Desviaciones en Tiempo Real;

e) Conciliacion de los cargos por servicios de transmision regional que se definan en el
Libro Il del RMER,;

f) Ajustes de conciliaciones de meses anteriores, adjuntando la documentacion de
soporte;

g) Cargo por el Servicio de Regulacion del MER prestado por la CRIE;

162 \Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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2.6.2

2.6.3

2.6.4

2.6.5

2.6.6

2.7
2.7.1

2.7.2

2.7.3

2.7.4

2.75

h) Cargo por Servicios de Operacion del Sistema prestado por el EOR;

i)  Multas establecidas por la CRIE y otros conceptos establecidos en la Regulacion
Regional que deban ser conciliados por el EOR.

13En un plazo maximo de siete (7) dias habiles después de finalizar el periodo de
facturacion, el EOR presentara a los agentes del MER, a través del OS/OM respectivo, el
DTER con el detalle de las transacciones conciliadas para cada agente.

El EOR incluira en el DTER la informacién soporte de las conciliaciones, detallando para
cada periodo de mercado y agente los resultados obtenidos para cada concepto de cobro y
pago, asi como la informacion relevante para que el agente respectivo pueda realizar la
revision de la conciliacion que se suministra.

14En caso que un OS/OM solicite que se le emita un solo DTER 'y haya presentado una
garantia unica que respalde las transacciones y los cargos regionales de sus agentes, el EOR
le emitira un solo DTER de todos sus agentes e incluira en dicho documento la informacién
de soporte de las conciliaciones, detallando para cada periodo de mercado y agente los
resultados obtenidos para cada concepto de cobro y pago, asi como la informacidn relevante
para que sus agentes puedan realizar la revision de la conciliacion que se suministra.

Los agentes del MER podran solicitar, a través del OS/OM respectivo, las revisiones de las
conciliaciones incluidas en el Documento de Transacciones Econémicas Regionales dentro
de los plazos establecidos en el numeral 2.8.

Para efectos de estimar el monto de las garantias de pago que cada agente del mercado y
OS/OM tiene disponibles en el MER, el EOR elaborara un registro diario acumulado de las
transacciones economicas del MER desde la Gltima liquidacion.

Facturacion

El periodo de facturacion es el periodo de tiempo para el cual se realizara la conciliacion y
facturacion de las transacciones econémicas del MER. El periodo de facturacion comercial
del MER sera de un (1) mes calendario.

El EOR sera el responsable de realizar la facturacion de las obligaciones de pago en el MER
con base en el Documento de Transacciones Economicas Regionales DTER.

Se emitiran los documentos de cobro a aquellos agentes que durante el periodo de
facturacion presenten obligaciones de pago en el MER por concepto de las transacciones
realizadas en el Mercado y otros servicios.

A los agentes del mercado que resulten con montos a favor en el MER, el EOR suministrara
los documentos de pago en el cual les informaré los conceptos y valores a su favor para el
periodo de facturacion respectivo.

El EOR debera emitir en un plazo maximo de once (11) dias habiles después de finalizado
el periodo de facturacién, los documentos de cobro y los documentos de pago
correspondientes al periodo de facturacion respectivo.

163 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
164 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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2.7.6

2.1.7

2.7.8

2.7.9

2.7.10

2.7.11

2.7.12

2.8

28.1

28.1.1

2.8.1.2

2.8.1.3

Los ajustes a los DTER de periodos de facturacion anteriores, conforme al numeral 2.8, se
incluiran en el DTER siguiente y no causaran intereses financieros.

Los documentos a emitir por parte del EOR deberan contener claramente la informacion del
agente respectivo, el periodo de facturacién que incluye, la fecha de vencimiento del
respectivo documento y la tasa de mora aplicable en caso de incumplimiento en los pagos.

Cuando el EOR, a solicitud del OS/OM, emita un solo DTER, le emitird a nombre de éste
los documentos de cobro y pago correspondientes. Cada OS/OM sera el responsable de
suministrar a los Agentes de su mercado, los documentos de cobro y pago respectivos como
resultado de las transacciones regionales.

El EOR elaborara los formatos de documentos de cobro y pago que incluya todos los
requisitos minimos establecidos en cada pais miembro del MER, de manera que se cumpla
lo dispuesto en la regulacion nacional de cada pais.

La CRIE elaborara un formato de documento de cobro que incluya todos los requisitos
fiscales y tributarios establecidos en su pais sede y que sera utilizado por el EOR para
realizar el cobro a los agentes del Cargo por Regulacion del MER vy de existir, las multas
aplicadas a los mismos.

Cuando se requieran realizar correcciones a la conciliacion de transacciones como resultado
de los procesos de revision contenidos en el numeral 2.8, el EOR ajustaré el DTER siguiente,
indicando en los documentos de soporte lo siguiente:

a) Los valores anteriores y los nuevos valores conciliados por cada concepto;
b) La diferencia presentada por cada concepto; y
c) Ladocumentacion que justifica el ajuste realizado.

El vencimiento de los documentos de cobro o pago emitidos por el EOR, sera a los diez (10)
dias de la recepcion del respectivo documento de cobro o pago. La tasa de interés por mora
aplicable, sera la tasa LIBOR a 6 meses, vigente a la fecha en que se inici6 la mora, mas 5
%.

Revision de las Conciliaciones y Errores de facturacion en el MER

Solicitudes de Revision de las Conciliaciones

Los agentes participantes en el MER podran presentar al EOR, a través de su respectivo
OS/OM, solicitudes de revision de la conciliacion diaria de transacciones informada por el
EOR conforme a lo dispuesto en el numeral 2.5, dentro de los tres (3) dias habiles siguientes
al dia de la publicacion de la conciliacion diaria.

Una vez los agentes hayan recibido el DTER, éstos dispondran de seis (6) dias habiles para
la revision del mismo, incluyendo la revision de los cargos por servicios de transmision
regional que se definan en el Libro Il del RMER, y la presentacion de las solicitudes de
revision, las cuales deberdn ser comunicadas al EOR, a través del OS/OM respectivo.

La solicitud de revisiones de que trata el numeral 2.8.1.2 solamente se podra realizar en
base a los siguientes casos:
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2.8.14

2.8.1.5

2.8.1.6

2.8.1.7

2.8.2
28.2.1

2.8.2.2

2.8.2.3

2.8.24

2.8.2.5

a) Cuando se hubieren presentado solicitudes de revision de las conciliaciones diarias,
conforme lo establecido en el numeral 2.8.1.1 a excepcion de los casos que
involucran cargos por servicios de transmision regional; y

b) Cuando se presenten en el DTER diferencias o errores con relacion a la conciliaciones
diarias.

Unicamente podra presentar la solicitud de revision de que trata el numeral 2.8.1.2, el agente
del mercado que resulta afectado econdmicamente, para lo cual debera informar claramente
al EOR los motivos de la misma y los periodos de mercado a los cuales hace referencia en
su solicitud.

Para el proceso de atencion de las solicitudes de revision que presentan los agentes del MER
al EOR, éste debera contar con un sistema que permita llevar el control y hacer seguimiento
del estado de cada solicitud, hasta el momento en que se de respuesta final a la misma.

La presentacion de una solicitud de revision de una conciliacién no suspende la obligacion
del pago de los documentos de cobro asociados en los plazos de vencimiento sefialados.

Después que el EOR de respuesta a una solicitud de revision, si el agente que la presenta
continta en desacuerdo con la conciliacion en cuestion, podra acudir a los mecanismos de
solucion de controversias detallados en el Libro IV del RMER.

Errores en los Documentos de Cobro y Pago

Una vez enviada la facturacion por parte del EOR, los agentes dispondran de dos (2) dias
habiles para la revision de la misma y para la presentacion de rechazos de los documentos
de cobro y pago, lo cual debera ser notificado al EOR, a través del OS/OM respectivo.

El rechazo de un documento de cobro no suspende la obligacion del pago del mismo en los
plazos de vencimiento sefialados.

El rechazo de los documentos de cobro y pago se podra presentar solamente en los casos
de:

a) Tachaduras , enmendaduras;
b) Errores aritméticos;

c) Montos diferentes a los incluidos en los documentos de soporte de los documentos
de cobro o pago , incluyendo el DTER;

d) Cobro de rubros o cargos no contemplados en la Regulacion Regional; y
e) Cobro de rubros o cargos que no aplican para el agente del mercado.

Cuando se presenten rechazos de los documentos de cobro y pago, este hecho no originaré
intereses financieros sobre el valor rechazado.

El EOR dispondra de dos (2) dias habiles a partir de la recepcion de la nota de rechazo para
aclarar el rechazo y de ser necesario emitir un nuevo documento de cobro por el valor que
corresponda. El Agente dispondra del mismo periodo definido en este reglamento para el
pago del nuevo documento.
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2.9
29.1
2.9.1.1

29.1.2

29.2
29.21

29.2.2

29.2.3

29.24

293

Liquidacion del MER

Seleccién de la Entidad Financiera

El EOR designard una entidad financiera para la realizacion de las actividades de
liquidacion de las transacciones y servicios a los agentes del MER. En todo caso, el EOR
mantendra la responsabilidad por la liquidacién de las transacciones en el MER.

Para la seleccion de la entidad financiera se tendran en cuenta, entre otros, los siguientes
elementos:

a) Los costos asociados a la prestacion del servicio;

b) La posibilidad de efectuar transferencias de fondos entre los diferentes paises
miembros;

c) Lacalificacion de riesgo “grado de inversion”, otorgada por una agencia calificadora
reconocida internacionalmente; y

d) Las ofertas de servicios financieros, especialmente el manejo administrativo de las
garantias.

Recoleccién de Pagos

El EOR o la entidad financiera encargada de la liquidacion del MER, sera quien realice el
manejo de los fondos correspondientes a los cobros y pagos por las transacciones realizadas
y servicios prestados en el MER.

El EOR o la entidad financiera encargada de la liquidacién del MER, informara a los agentes
del MER o0 a los OS/OM el procedimiento detallado a seguir para la realizacion de los pagos
de los documentos de cobro respectivos. El Procedimiento incluird, pero sin limitarse a:

a) Los mecanismos para realizar las transferencias bancarias;
b) Laapertura de cuentas;

c) El periodo de verificacion de fondos;

d) El manejo de la compensacién bancaria.

e) El medio de pago habilitado; y

f)  Los reportes a suministrar

La publicacion del procedimiento sefialado en el numeral anterior se hard con al menos
treinta (30) dias de anticipacion a su utilizacion, bien se trate de su primera vez, o de algln
cambio en el mismo.

Los agentes deudores deberan realizar el pago de los documentos de cobro de manera que,
en las fechas de vencimiento correspondiente, el EOR o la entidad financiera encargada de
la liquidacion del MER pueda disponer de los recursos para realizar el pago a los respectivos
agentes con montos a favor, siguiendo el procedimiento sefialado en el numeral 2.9.2.2.

Aplicacion de Pagos y Distribucion a los Agentes y a los OS/OMS
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2931

2.9.3.2

2.9.3.3

2934

2935

2.9.3.6

2.9.3.7

2.9.3.8

15Cuando un agente u OS/OM realice un pago, el mismo se utilizara para cubrir sus
obligaciones pendientes en el MER, de la més antigua a la més reciente de acuerdo al orden
de prioridad establecido en el humeral 1.9.3.3.

En caso que un OS/OM realice un pago parcial en la cuenta liquidadora del MER, por falta
de pago de alguno de sus Agentes, el OS/OM debe remitir al EOR la notificacion
correspondiente a mas tardar en la fecha de vencimiento del respectivo documento de cobro,
indicando el nombre del Agente que incumplié el pago y el monto de la deuda, de tal forma
que el EOR pueda hacer efectiva la garantia presentada por dicho Agente

Los intereses por mora que se liquiden seran asignados, en proporcién a los montos de
capital que los originan, a los acreedores de dichos montos.

Los agentes o el OS/OM informaran por escrito al EOR, en comunicacién firmada por el
representante legal de cada empresa, el nimero de cuenta de la entidad financiera en la cual
deben ser depositados los fondos producto de las transacciones. En caso que se depositen
en la cuenta del OS/OM los fondos producto de las transacciones, el OS/OM se encargara
de distribuir dichos fondos entre sus agentes.

Los cargos por transferencia de los fondos a las cuentas de las agentes u OS/OMS en otra
entidad financiera a la del EOR seran responsabilidad de los agentes u OS/OMS.

De corresponder, la informacién anterior serd comunicada por el EOR a la entidad
financiera encargada de la liquidacion del MER, y podré ser actualizada en el momento en
gue el agente lo considere necesario, cumpliendo siempre con el mismo procedimiento.

16Una vez se encuentren disponibles los recursos de pago en la fecha de vencimiento del
plazo establecido en el numeral 2.7.12 del Libro Il del RMER, el dia habil posterior, el EOR
elaborara el documento de Liquidacion de las transacciones comerciales del MER vy el
siguiente dia habil posterior a esta actividad, realizara la transferencia de fondos a los
acreedores a la cuenta sefialada en el numeral 2.9.3.3 del libro 1l del RMER

17En los casos que los recursos de pago sean insuficientes, se procedera de la siguiente
manera:

a) Para el caso de los CURTR, se haran pagos parciales a los agentes transmisores en
forma proporcional a los montos acreedores de dicho cargo.

b)  Para todos los demas casos, se haran pagos parciales a los agentes u OSOM con
montos acreedores, en forma proporcional a dichos montos.

Para tales efectos, el EOR determinara las cuentas por pagar respectivas e inmediatamente
informara a todos los OS/OMs y la CRIE del incumplimiento y su responsable.

El EOR verificar, antes de realizar un deposito conforme al numeral 2.9.3.5, que el agente
o el OS/OM no tenga obligaciones vencidas en el MER. El pago a los agentes acreedores
en el MER se hard solamente cuando éstos se encuentren sin deudas respecto a sus
obligaciones de pago por transacciones y servicios en el MER, en otro caso los montos
asignados se utilizaran para abonar a la deuda del agente.

165 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

166 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

167 Modificado mediante Resolucion CRIE-100-2018 del 22 de noviembre de 2018.
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2.9.3.9

2.9.4
2941

294.2

2.9.4.3

29.44

2945

2.9.4.6

2.10
2.10.1
2.10.1.1

2.10.1.2

Los intereses financieros que se presenten por los recursos depositados o garantias en
efectivo de los agentes se asignaran a los agentes u OS/OM que efectuaron los dep6sitos o
garantias. La asignacion se realizara conforme al tiempo en que se realizaron los depdsitos
asi como el monto de los mismos.

Mora en el Pago de las Obligaciones en el MER

El no pago de las obligaciones de los agentes en el MER o el OS/OM en la fecha de
vencimiento del respectivo documento de cobro, como se ha establecido en el numeral
2.9.2, causard la liquidacion de intereses de mora a cargo del agente u OS/OM respectivo,
a partir del dia siguiente a la fecha de vencimiento y hasta el dia de pago efectivo, a la tasa
de interés sefialada en el numeral 2.7.12, sin perjuicio de las sanciones aplicables en virtud
de lo sefialado en el Libro IV del RMER.

El dia siguiente a la fecha de vencimiento del respectivo documento de cobro sin que el
agente realice el pago correspondiente, el EOR notificara a la CRIE, y el EOR, o la entidad
financiera encargada de la liquidacion de los recursos en el MER, hara efectivas las garantias
presentadas por el agente u OS/OM y abonara los montos correspondientes a los respectivos
acreedores, liquidando los intereses de mora desde la fecha de vencimiento hasta el
momento en que se logre hacer efectiva la garantia.

Si el agente u OS/OM no realiza el pago de los montos no cubiertos por las garantias el dia
siguiente a la ejecucion de las mismas, sera retirado del predespacho regional conforme a
lo dispuesto en el numeral 1.9.3.4.

Cuando el agente realice el pago total de sus obligaciones pendientes, incluyendo los
intereses de mora liquidados, y no se encuentre suspendido del MER, el EOR lo incluira
nuevamente en el predespacho regional a partir del dia siguiente.

El incumplimiento de cualquier obligacion contractual derivada de la no participacién en el
MER por falta de pago de un agente u OS/OM, sera responsabilidad exclusiva del agente u
OS/OM en mora.

El EOR elaborara un calendario incluyendo en el mismo las fechas en que se debe realizar
la conciliacion, facturacién y liquidacion de las transacciones del MER.

Garantias de Pago
Administracion de las Garantias

188 Todas las garantias de pago en el MER, seran administradas por el EOR o por la entidad
financiera que éste designe para la liquidacion del MER.

La entidad financiera designada evaluara la validez de las garantias presentadas y el EOR
determinara el valor por el cual las mismas seran aceptadas para cubrir transacciones en el
MER por parte del agente que las presenta. Dicho valor serd utilizado por el EOR para
verificar diariamente el monto méximo de las transacciones que puede realizar el agente.

168 Modificado mediante Resolucion CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.
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2.10.1.3 °El EOR por medio de la entidad financiera designada debera dar seguimiento a la

2.10.2
2.10.2.1

2.10.2.2

2.10.2.3

2.10.3
2.103.1

constitucion de las garantias de pago establecidas en el apartado 1.9; asi como de cualquier
modificacion o cambio de las mismas y debera informar mensualmente a la CRIE, sobre
aquellos agentes u OS/OMS que no las hubieren constituido, conforme los requisitos y
montos, establecidos por la Regulacion Regional.

Plazos para presentar Garantias

1 os plazos para presentar las garantias financieras requeridas a los agentes en el MER
son los siguientes, dependiendo del tipo de garantia:

a) Dep6sitos de dinero en efectivo: Se consideraran para la realizacion del
predespacho los depdsitos de dinero en efectivo efectuados por los agentes u OS/OMS, en
las cuentas que disponga el EOR o la entidad financiera designada, hasta el dia anterior en
gue el EOR deba realizar el predespacho respectivo, siempre y cuando sean efectivos ese
dia y que el agente u OS/OM haya informado del mismo al EOR, hasta el dia antes de
realizar el predespacho.

b)  Otras garantias: Deberan ser presentadas a la entidad financiera designada para su
revision y aprobacion. Estas seran consideradas por el EOR para el predespacho un (1)
dia después que la institucion financiera informe de su aprobacién.

172|_os intereses generados por las garantias de depdsito de dinero en efectivo presentadas
por los agentes u OS/OMS, administradas por el EOR o por la entidad financiera designada
por éste, se asignaran a los agentes u OS/OMS respectivos, observando lo dispuesto en el
numeral 2.9.3.9 y mediante el DTER correspondiente al mes de operacién donde se
generaron dichos intereses.

173_os agentes del MER u OS/OMS podran actualizar las garantias de pago en cualquier
momento. En todo caso, los agentes u OS/OMS, deberan mantener el respaldo suficiente
para el pago de sus obligaciones en el MER. Una vez efectuada la actualizacion de las
garantias, el EOR o la entidad financiera designada, revisara el monto de las mismas y
actualizard el valor asignado como garantias de pago. El EOR informara al agente u OS/OM
respectivo sobre el nuevo valor de las garantias.

Garantias en el Predespacho Regional

Durante la operacion diaria del MER vy para cada periodo de mercado, una vez efectuado el
predespacho respectivo, el EOR verificara que el valor disponible del agente para cubrir sus
obligaciones de pago no sea menor que la garantia minima establecida en el numeral 1.9.1.3
mas un porcentaje adicional para cubrir riesgos por transacciones por desviaciones en
tiempo real. El valor disponible para cubrir obligaciones de pago en un periodo de mercado
determinado sera igual al valor de las garantias de pago del agente mas o menos los montos
a favor o en contra del agente acumulados hasta el periodo de mercado precedente, sujeto
al numeral 2.10.3.3.

169 Modificado mediante Resolucion CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.
170 Modificado mediante Resolucion CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.
171 Modificado mediante Resolucion CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.
172 Modificado mediante Resolucion CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.
173 Modificado mediante Resolucion CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.
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2.10.3.2

2.10.3.3

2.10.3.4

2.10.35

3.1
3.1.1

3.1.2

Durante los primeros seis (6) meses de vigencia del RMER, el porcentaje adicional sefialado
en el numeral 2.10.3.1 serd del diez (10) por ciento. Transcurrido este periodo, el EOR,
evaluara este porcentaje para definir un nuevo valor considerando el comportamiento de las
transacciones registradas en el MER. Este nuevo porcentaje deberd ser sometido a la
aprobacion de la CRIE.

Cuando como resultado de los procesos de conciliacion establecidos en el numeral 2.5, un
agente u OS/OM resulte con montos a favor o en contra por transacciones en el MER, dichas
cantidades incrementaran o disminuiran su valor disponible de garantia para efectos de la
verificacion del cubrimiento de pago de sus transacciones realizada en el predespacho, hasta
el dia anterior al que se liquidan sus saldos a favor o en contra en el MER.

Una vez el EOR efectUe la verificacion de garantias establecida en el numeral 2.10.3.1 para
cada periodo de mercado, procedera a retirar del predespacho para el periodo respectivo y
para los restantes del dia, a aquellos agentes que no cumplen con los requisitos de
cubrimiento de sus obligaciones de pago y lo considerara nuevamente cuando su situacién
se haya solventado.

174En el caso de que un OS/OM presente una garantia Gnica que respalde las transacciones
y/u otras obligaciones de pago de sus Agentes segun el numeral 1.9.1.5, el EOR efectuara
la verificacion de la garantia establecida en el numeral 1.9.1.4. para cada periodo de
mercado y en caso que ésta sea insuficiente procedera a retirar del predespacho para el
periodo respectivo y para los restantes del dia, a aquellos agentes que estan siendo
respaldados por esa garantia.

Operacion Técnica del MER
Alcance del Capitulo 3

Este capitulo define los criterios, responsabilidades, procedimientos y requisitos necesarios
la coordinacion, supervision y control de la operacion del MER, dentro de los estandares de
calidad, seguridad y desempefio regionales. En este capitulo se definen las reglas para la
operacion técnica del MER a ser realizada por el EOR en coordinacion con los OS/OMS y
los agentes.

Se presenta en este Capitulo los aspectos relacionados con la operacion técnica del MER,
incluyendo los siguientes:

a) Los procedimientos y responsabilidades para la operacion jerarquica del MER, en
un esquema coordinado entre el EOR, los OS/OMS, y los agentes;

b) Los requerimientos y medios de almacenamiento de la informacion operativa del
MER,;

c) Los medios e instalaciones necesarias para las comunicaciones, la supervision de la
RTR y el suministro de informacion operativa;

d) Los procedimientos para la programacion de mantenimientos de las instalaciones
de la RTR, asi como los requisitos a cumplir por las nuevas instalaciones que se
incorporen a la RTR;

174 Modificado mediante Resolucion CRIE-11-2022 del 21 de abril de 2022.
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e) Los criterios de calidad, seguridad y desempefio regionales a considerar en la
operacion y planeamiento de la operacién del SER;

f)  Los requisitos de informacion, los programas de simulacion, modelos informaticos
y criterios para que el EOR efectle los analisis de seguridad operativa y el
planeamiento operativo para horizontes de corto y mediano plazo;

g) La operacion en tiempo real del SER, necesaria para mantener el control de las
transacciones por los enlaces entre areas de control y las inyecciones y retiros
programados, asi como mantener la frecuencia y el voltaje de acuerdo con los
criterios de calidad, seguridad y desempefio regionales;

h)  Los procedimientos para efectuar las auditorias técnicas al desempefio del EOR.

3.2 Operacion Jerarquica del MER

3.2.1 Laoperacion técnica del MER se basa en un esquema jerarquico en el cual el EOR coordina
la operacion con los OS/OMS de los paises miembros. La coordinacién entre el EOR y los
OS/OMS se hara sobre la base de los procedimientos técnicos y operativos establecidos en
este Reglamento, segun el siguiente esquema general:

a) EI EOR coordinara la operacion técnica del SER;

b) En cada pais las funciones de la operacidon técnica del SER se llevaran a cabo por el
OS/OM correspondiente en coordinacién con el EOR;

c) Cada OS/OM tendréa la obligacién de mantener la operacién de su red dentro de los
criterios de calidad, seguridad y desempefio regionales y nacionales;

d) En estado operativo normal, los agentes tendran la obligacion de cumplir con las
TOPs y las transacciones programadas del Mercado de Contratos Regional en cada
nodo de la RTR;

e) La coordinacion operativa y el intercambio de informacién entre el EOR vy los
OS/OMS debera ser efectuada segln las reglas establecidas en este Libro para el
Predespacho, la operacién en tiempo real y los analisis del Posdespacho.

3.2.2 Para el cumplimiento del esquema jerarquico de operacién del MER, los OS/OMS estaran
obligados a:

a) Cumplir con la ejecucion y supervision de maniobras, la realizacion de pruebas, la
coordinacion de la operacion, el intercambio de informacion y la comunicacién entre
sus centros de control y el EOR, considerando la regulacion de cada pais;

b) Coordinar en su area de control, la operacion de la RTR de manera tal que toda
maniobra o prueba sobre las instalaciones no comprometa la calidad, seguridad y
desempefio del SER;

c) Intercambiar con el EOR y mantener actualizada la informacién relacionada con la
seguridad operativa, la operacion en tiempo real y la evaluacién de los eventos que
afecten la operacion regional;

d) Gestionar en sus respectivos paises el adecuado mantenimiento de la infraestructura
asociada a la RTR, incluidas las instalaciones necesarias para realizar la supervision,
control y las comunicaciones del SER.
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3.2.3 Para el cumplimiento del esquema jerarquico de operacion del MER, los agentes estaran
obligados a:

a) Realizar fisicamente las maniobras o permitir su ejecucion de manera remota por el
respectivo OS/OM, a realizar las pruebas técnicas requeridas Yy a ser los responsables
de su correcta ejecucion asi como de la seguridad de las personas y de las instalaciones
durante las mismas, respetando las regulaciones nacionales;

b) Efectuar el adecuado mantenimiento de sus instalaciones asociadas a la RTR, incluidas
las instalaciones necesarias para realizar la supervision, control y las comunicaciones
del SER.

3.2.4 Coordinaciéon con los OS/OMS

3.2.4.1 El sistema regional se operara coordinadamente entre el EOR, los OS/OMS y los agentes,
de acuerdo al siguiente esquema:

a) Cada OS/OM coordinara la operaciéon del sistema nacional, de acuerdo con la
regulacion nacional, manteniendo los criterios de calidad, seguridad y desempefio
regionales en los nodos de la RTR;

b) Los OS/OMS informaran al EOR todo cambio, evento o estado de emergencia en su
sistema que afecte el SER y/o las inyecciones o retiros programados;

¢) Cada OS/OM verificara en su area de control la prestacion de los servicios auxiliares
regionales por parte de los agentes, asimismo realizara las acciones necesarios para
garantizar su cumplimiento e informando al EOR las causas o justificaciones del no
cumplimiento;

d) EIEOR coordinaré el manejo de la emergencia conforme a este Libro, dando prioridad
a mantener la integridad del SER y mantener o restaurar la continuidad del servicio.
El EOR podra elaborar el redespacho para las nuevas condiciones y ajustar las
transacciones programadas utilizando las ofertas de oportunidad, de flexibilidad de
contratos y de pago méaximo por CVT y los compromisos contractuales considerados
en el predespacho;

e) El EOR no realizara directamente maniobras en la RTR, sino que instruira a los
OS/OM para que éstos ordenen su ejecucion a los agentes, de acuerdo al esquema
jerarquico previsto;

f) Los agentes serdn los responsables de operar y efectuar los mantenimientos a sus
instalaciones, de acuerdo con la regulacion nacional y regional, sujetandose a la
coordinacién operativa por parte del EOR y los OS/OMS;

g) Los agentes transmisores adicionalmente serdn los responsables de coordinar y
efectuar el ajuste de las protecciones en coordinacion con el OS/OM respectivo, de
acuerdo a lo definido en el Libro 11l del RMER;

h) EI EOR debera contar con la lista oficial de personas de contacto de los OS/OMS en
cada pais. Los OS/OM deberan actualizar y publicar en el sitio de Internet del EOR la
lista cada vez que se presenten cambios a la misma;

i) EI EOR debera elaborar y mantener actualizados planes de contingencia, que le
permita seguir desempefiando las funciones bésicas de operacion ante eventos que
afecten su capacidad normal de coordinar y supervisar la operacion del SER. Dichos
planes deberan ser puestos a conocimiento de los OS/OMS y cualquier modificacion
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deberé ser informada con al menos quince (15) dias de anticipacion a su entrada en
vigencia.

3.25 Coordinacion con los Agentes

3.2.5.1 Lacoordinacion de las funciones de operacion y supervision de las instalaciones de la RTR
entre los agentes y el EOR se realizaré a través del OS/OM correspondiente.

3.25.2 Todos los agentes deberdn mantener el equipamiento necesario para llevar a cabo las
funciones asignadas de operacion, supervision y control.

3.2.5.3 Los agentes transmisores deberan:

a) Estar continuamente enlazados a través del sistema de comunicacién con el centro
de control del OS/OM respectivo para recibir instrucciones de tipo operativas e
informar acerca de emergencias o de la existencia de cualquier situacién anormal;

b) Cumplir y ejecutar las instrucciones recibidas de los OS/OMS en la coordinacion de
la operacion de la RTR con el EOR;

c) Enviar a través de los OS/OM, en los medios y forma establecidos en este Libro, la
informacién requerida por el EOR para el planeamiento y la operacion en tiempo
real;

d) Coordinar con el OS/OM respectivo los programas de mantenimiento de las
instalaciones, conforme los procedimientos definidos en Libro 111 del RMER y acatar
los programas de mantenimiento coordinados por el EOR;

e) Realizar con el OS/OM respectivo la coordinacion del sistema de protecciones de la
RTR;

f)  Enviar la justificacion técnica de los valores declarados para la coordinacion de las
protecciones para la RTR, cuando el EOR lo considere necesario;

g) Permitir que el EOR inspeccione, ya sea directamente o0 a traves de terceros, sus
instalaciones con el fin de verificar el cumplimiento de las normas de disefio y los
requerimientos de coordinacion de protecciones establecidos.

3.2.5.4 Si como resultado de las inspecciones definidas en el anterior literal (g) el EOR considera
que se han incumplido las normas de disefio o los requerimientos de coordinaciéon de
protecciones, el EOR reportara al OS/OM vy a la CRIE la situacion de incumplimiento junto
con los datos y antecedentes para su evaluacién. La CRIE, conforme a los procedimientos
establecidos en el Libro IV del RMER, iniciara una investigacion para determinar si se
cometié una infraccion y proceder a aplicar las sanciones del caso.

3.2.5.5 Si durante la operacién surge algin problema técnico que ponga en riesgo la calidad,
seguridad y desempefio de la RTR, el EOR procedera a tomar las acciones necesarias para
preservarlas, informando en primer lugar a las partes que se vean afectadas por la medida y
luego a la CRIE junto con la justificacion de la misma, sin que tal decision de lugar a
indemnizacion de perjuicio alguno.
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3.3
331

3.3.2

3.3.3

3.34
3.34.1

Base de Datos Regional Comercial y Operativa

El EOR desarrollard y administrara una Base de Datos Regional conforme a lo establecido
en el numeral 2.4 del Libro | del RMER. Esta Base de Datos Regional contendrd la
informacidn necesaria para el planeamiento y la operacién técnica y comercial del SER.

En lo que respecta a la informacidn técnica, la Base de Datos Regional operativa incluird
los pardmetros de los sistemas de transmision, generacién y demanda mas toda la
informacion necesaria para la realizacion de los estudios de seguridad operativa,
planeamiento operativo, el predespacho, el posdespacho, la evaluacién de los eventos
ocurridos en el SER, la disponibilidad de la RTR, planes de expansion de transporte y
generacion y las diferentes simulaciones del funcionamiento integrado que se realicen por
parte del EOR.

En lo que respecta a la informacion técnica, la informacion contenida en la Base de Datos
Regional debera ser mantenida por el EOR con una historia minima de cinco (5) afios.

Informacion a Contener

La Base de Datos Regional deberd mantenerse y actualizarse conforme se establece en este
Reglamento. La informacion técnica a contener incluird, sin estar limitada a, los siguientes
grupos de datos:

a) Grupo 1, Datos o parametros de las instalaciones de generacion (turbinas,
gobernadores, excitadores, impedancias, dispositivos de control de generacion,
compensadores sincronicos, etc.);

b) Grupo 2, Parametros de arranque y parada de unidades generadoras, minimos de
generacion y demas restricciones operativas;

c) Grupo 3, Datos de Instalaciones de Transmisién: Parametros eléctricos de las
instalaciones que conforman la red de transmision (interruptores, seccionadores,
lineas aéreas, cables subterraneos, instalaciones de compensacién, protecciones,
etc.);

d) Grupo 4, Perfiles de Demanda, Informacion de Consumo de Energia, Proyecciones y
Caracteristica de la Carga del SER;

e) Grupo 5, Servicios Auxiliares: Disponibilidades para servicios auxiliares, parametros
y restricciones asociadas a la prestacion de los mismos;

f)  Grupo 6, Planes de Mantenimiento: Planes de mantenimiento de las instalaciones de
transmision y generacion;

g) Grupo 7, Informacion para los andlisis de Seguridad Operativa y el Planeamiento
Operativo: Toda la informacion adicional solicitada en este Reglamento para efectuar
los analisis de seguridad operativa y el planeamiento operativo;

h) Grupo 8, Reporte de Eventos del SER y de Fallas de la RTR: Reportes de eventos que
afecten el SER y de disponibilidad de la RTR;

i)  Grupo 9, Datos de los agentes y el Mercado: Informacion adicional para efectuar el
predespacho y redespacho del MER;

J)  Grupo 10, Informes y Estudios Regionales: Todos los informes y estudios regionales
elaborados por los OS/OMS, el EOR y otros organismos regionales;
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3.3.5
3.3.5.1

3.35.2

3.3.6
3.3.6.1

3.3.7

k) Grupo 11, Informacion de los Enlaces Extraregionales: parametros eléctricos y otra
informacién de los enlaces extraregionales requerida para efectuar los estudios de
planeamiento y de seguridad operativa.

Requisitos a Cumplir por los OS/OMS
Con relacion a la Base de Datos Regional, los OS/OMS deberan cumplir lo siguiente:

a) Organizar y mantener bases de datos nacionales, de libre acceso al EOR, con las
caracteristicas del sistema de transmision nacional, topologia de la red de
transmision, caracteristicas y parametros de generadores, demanda y perfiles de
demanda por nodo, proyecciones y caracteristicas de la carga y niveles de generacién
por nodo;

b) Organizar una base de datos nacional, de libre acceso al EOR, de la operacion
historica del sistema que supervisa;

c) Organizar una base de datos nacional, de libre acceso al EOR, de los estudios
operativos y de la expansion del sistema que supervisa;

d) Incorporar a las bases de datos nacionales la informacién técnica proveniente del
MER (de bases de datos del EOR y de otros OS/OMS), para informacion de los
agentes del respectivo pais; y

e) Incorporar a las bases de datos nacionales los anélisis y resultados de la operacion
del MER, para informacién de los agentes del respectivo pais.

Los OS/OMS son responsables de solicitar a los agentes y validar toda la informacion
necesaria para mantener actualizada la Base de Datos Regional.

Requisitos a Cumplir por el EOR
Con relacién a la Base de Datos Regional, el EOR debera cumplir lo siguiente:
a) Solicitar a los OS/OM toda la informacion requerida en este Reglamento;

b) Centralizar todo intercambio de informacién, dentro de los plazos de este
Reglamento;

¢) Organizar y administrar una Base de Datos Regional de libre acceso a los OS/OMS,
los agentes y la CRIE;

d) Poner a disposicién de cada OS/OM los resultados del predespacho, redespacho y
posdespacho regionales, asi como los informes posoperativos del MER;

e) Revisar la informacion suministrada por los OS/OMS. En caso de existir
inconsistencias, se trataran segun se establece en este Reglamento;

f) Velar porque la informacion de la Base de Datos Regional se mantenga actualizada;

g) Definir los formatos para el suministro de la informacion de la Base de Datos
Regional. EI EOR debera informar con al menos quince (15) dias de anticipacion a
los OS/OMS cualquier modificacion a dichos formatos.

Actualizacion de Datos
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3.3.7.1

3.3.7.2

3.3.7.3

3.3.7.4

3.4

34.1
3411

34.1.2

34.1.3

3414

Cada OS/OM estara obligado como minimo a la actualizacién semestral de la informacién
con destino a la Base de Datos Regional, en los meses de mayo y noviembre de cada afio,
0 cuando exista un cambio significativo en la configuracion de su sistema. Informacion
especifica serd actualizada segun se disponga en este Reglamento. Si un OS/OM no
actualiza dicha informacion, el EOR utilizara la informacién mas reciente que disponga e
informara del hecho a la CRIE.

No es obligatorio que toda la informacién contenida en la Base de Datos Regional sea
obtenida en tiempo real ni en forma automatica. La informacion de parametros y algunos
datos bésicos podra ser declarada y enviada por carta, fax o medios electronicos. La
informacion operativa podra ser intercambiada por medios electrénicos. Los datos de
eventos, registradores de fallas y secuencia de eventos podran ser intercambiados bajo
pedido por medios electronicos. Los datos operativos deberan contar con los canales y la
automatizacion suficiente para ser intercambiados en tiempo real.

En todo caso, correspondera al EOR definir la forma y medios por los cuales se actualizara
la informacion en la Base de Datos Regional. EI EOR informara a los OS/OMS los datos
que requieren ser actualizados en tiempo real o en forma automatica. En caso que el OS/OM
no cuente con los medios para la actualizacion automatica o en tiempo real, éste presentara
para aprobacién del EOR un cronograma de actividades tendiente a dar cumplimiento a este
requerimiento.

La informacién relacionada con los precios y cantidades declaradas para el predespacho
regional sera de libre acceso a partir del momento en que el EOR publique el predespacho
regional.

Telecomunicaciones, Intercambio de Informacién y Supervision
Operativa

Requisitos del Sistema de Telecomunicaciones y Supervision Operativa

El EOR debera disponer de medios de supervision y del sistema de telecomunicaciones que
permitan vincularlo con los OS/OMS, los cuales deben ser adecuados para transmitir en
forma bidireccional la informacidn necesaria para la operacion técnica del SER, de acuerdo
con las normas y requisitos definidos en este Libro.

Las vinculaciones entre los centros de control de los OS/OMS vy el centro de control del
EOR deberan cumplir los requisitos técnicos de telecomunicaciones y supervision
establecidos en el Anexo 2 “Requisitos de Supervision y Comunicaciones”.

Deberan existir, como minimo, los siguientes servicios de telecomunicaciones:

a) Transmisién de datos del Centro Regional de Coordinacion de Transacciones
(CRCT);

b) Comunicaciones de voz y sus equipos de grabacion asociados; y
c) Servicio de fax y correo electronico.

Estos servicios podran ser satisfechos mediante recursos propios, o también mediante la
libre contratacion total o parcial de los mismos a prestadores de servicios de
telecomunicaciones, 0 una combinacién de estas modalidades.
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34.15

3.4.1.6

3.4.2

3421

34.2.2

34.2.3

3424

3.4.3
3431

3.4.3.2

Los recursos utilizados para la comunicacion operativa estaran destinados al uso exclusivo
de los operadores del EOR y los OS/OMS. Los acuerdos o intercambio de informacién que
por su urgencia deban realizarse en forma verbal, deberan ser confirmados por escrito, a la
mayor brevedad posible.

Todas las comunicaciones operativas relacionadas con la coordinacion de la operacion
técnica del SER, serén realizadas entre el EOR y los OS/OMS. En caso que el EOR
identifique en tiempo real que existen problemas que no permitan establecer la
comunicacién con un OS/OM, la coordinacién podra efectuarse entre los OS/OMS e
informar posteriormente al EOR.

Intercambio de Informacion Operativa

Los OS/OMS intercambiaran con el EOR, la informacidn técnica y operativa requerida para
la operacion del SER, de acuerdo a los procedimientos, medios y plazos que se indican en
este Reglamento.

El EOR en forma conjunta con los OS/OMS definird la nomenclatura a emplear para
identificar a cada agente y elemento de la RTR para la coordinacion, supervision y control
de laRTR.

Previo a toda modificacion en las instalaciones que puedan afectar la operacién de la RTR,
cada OS/OM debera informar de la misma al EOR y demas OS/OMS, tales como
alteraciones en esquemas de protecciones o en la capacidad operativa de las instalaciones.

El EOR mantendra actualizado un listado del personal perteneciente a cada uno de los
OS/OMS que esté relacionado con la operacion del SER. Se identificara el cargo de la
persona y el medio para ubicarlo. Cualquier cambio que el OS/OM efectle en su personal
autorizado, deberd comunicarlo al EOR, con al menos quince (15) dias de anticipacion.

Comunicaciones en Tiempo Real

Cualquier comunicacion entre el personal del EOR y los OS/OMS debera contener, en forma
explicita, la siguiente informacion:

a) El nombre y apellido del emisor;

b) El nombre del pais o entidad respectiva;

c) Laidentificacion de la instalacion en cuestion;
d) Lainstruccion operativa; y

e) Lahoraen la cual se debe ejecutar la instruccion.

La persona que recibe la instruccion repetira la misma para asegurar a quien la emitid, que
ésta fue entendida claramente. Toda informacion operativa se emitira verbalmente a través
de teléfono o radio, con grabacion permanente o de un medio en el que se verifique una
constancia escrita.

Toda la informacidn necesaria para la operacion en tiempo real, solicitada por el EOR o un
OS/OM, debera ser suministrada a la brevedad posible. Igualmente, cualquier evento que
ocurra en el SER que pueda afectar las inyecciones o retiros programados a través de la RTR
o la calidad y seguridad regionales, debera ser informado al EOR y éste informara a todos
los demas OS/OMS, a la brevedad.
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3.4.3.3

3434

3.4.3.5

3.4.4
3441

345
3451

3452

3.4.5.3

En las comunicaciones operativas se deberan denominar las instalaciones de la RTR con su
identificacion completa y con la nomenclatura acordada por el EOR con los OS/OMS.

Ante la ocurrencia de cualquier evento que implique la necesidad de alteracién a las
inyecciones o retiros programados, los OS/OMS correspondientes deberan comunicarlo al
EOR ala brevedad posible, pero siempre dentro de los siguientes diez (10) minutos, excepto
en el caso de estados de emergencia, en los cuales se podra operar sin dar aviso y luego se
informara al EOR el motivo de tal accion. EI OS/OM debera informar al EOR sobre todo
evento ocurrido conforme a los procedimientos incluidos en Libro 111 del RMER y podra
solicitar el redespacho correspondiente, conforme a las causas de redespacho definidas en
el numeral 5.17.7.

Las comunicaciones operativas para la coordinacion de maniobras deberan ser dictadas de
forma pausada y de manera clara, para registrarlas en la bitdcora y en los equipos de
grabacion, tanto del EOR como de los OS/OMS. En casos de urgencia, la anotacion se podra
efectuar a posteriori, respetando los conceptos de la conversacion e indicando la hora, el
lugar y los funcionarios de cada OS/OM y el EOR involucrados.

Comunicaciones Pre y PosOperativas

La informacion operativa que el EOR requiere para el predespacho y el seguimiento diario
posoperativo, debera ser enviada por los OS/OMS. Dicha informacion incluye, sin limitarse
a, la siguiente:

a) Para el predespacho, aquélla relacionada con el numeral 5;

b) Laenergia medida para cada periodo de mercado de los intercambios por los enlaces
entre areas de control y de las inyecciones y retiros realizados (MWh) en la RTR, que
debera ser informada por cada OS/OM al EOR antes de las 10:00 horas del dia
siguiente; y

c) Ademas de la informacidn intercambiada en tiempo real, los eventos ocurridos en el
SER seran informados conforme el procedimiento definido en el Libro 111 del RMER.

Supervision Técnica del MER

La coordinacion y supervision de la operacion técnica del MER requerira que el EOR en
conjunto con los OS/OM cuente con la informacién en tiempo real necesaria. Para ello, el
EOR deberé contar con los medios informaticos y de comunicaciones que vinculen el centro
de control del EOR con los centros de control de los OS/OMS.

El EOR debera contar con un sistema propio de supervision (SCADA) para la operacion del
SER.

Cada subestacion asociada a la RTR debera contar con las instalaciones de supervision
necesarias que le permitan al EOR, por intermedio de los OS/OMS, disponer en tiempo real
de las sefales de voltaje, potencia activa, reactiva, posicion de equipos de maniobra (estado
de interruptores y seccionadores, asi como posiciones de taps de transformadores), estado
de algunos equipos auxiliares y de los equipos de compensacion de las instalaciones
asociadas a la RTR.
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3454

El EOR determinara las subestaciones de la RTR que deberan contar con equipos
registradores de fallas para obtener evidencia de la operacion de la RTR e identificar
responsabilidades ante estados de emergencia e incumplimientos de los criterios de calidad,
seguridad y desempefio regionales.

3.5 Auditorias al EOR

3.5.1

352

3.5.3

3.54

3.5.5

4.1
411

4.1.2

413

Cada dos (2) afos, el EOR debera someterse a una (1) auditoria técnica, o a cualquier otra
solicitada por la CRIE, con el fin de revisar el cumplimiento de los procedimientos
establecidos en el RMER vy la efectividad de los sistemas utilizados en la operacion y
administracion del MER, incluyendo entre otros los siguientes:

a) Procesos de predespacho, redespacho y posdespacho;

b) Procesos de conciliacidn, facturacion y liquidacion;

c) Procesos de coordinacién y supervision del SER;

d) Procesos de planeamiento operativo y seguridad operativa;

e) Sistemas de informacién y procesos de administracién del software; y
f)  Aspectos especificos del EOR solicitados por la CRIE.

El EOR, debera suministrar y permitir el acceso requerido a registros, procesos, personal y
sistemas informaticos para el cumplimiento de las auditorias. EI OS/OM proporcionara la
informacion requerida para la comprobacion de la informacion suministrada por el EOR.

Los informes de auditoria deberan incluir como minimo un resumen de la auditoria, las
pruebas realizadas y las conclusiones y recomendaciones de la misma. El informe de
auditoria sera entregado a la CRIE, quien lo pondrad a disposicién del EOR, para sus
comentarios y observaciones.

Con base en los informes de auditoria, el EOR debera elaborar un plan de accion donde
especifique la manera y plazos en que planea corregir las deficiencias detectadas. Dicho
plan debera ser informado a la CRIE.

El costo de la auditoria anual de gestion serd incluido en el presupuesto de la CRIE.

Planeamiento de la Operacion

Alcance del Capitulo 4

Este capitulo define los criterios, responsabilidades, procedimientos y requisitos necesarios
para realizar el planeamiento operativo, dentro de los estandares de calidad, seguridad y
desempefio regionales.

El planeamiento de la operacion coordinada de los recursos disponibles de generacion, de
combustibles primarios y de los recursos de transmision de la region de América Central
debera reflejar de la mejor forma posible la operacion esperada del MER. Esta planeacién
tendra por objeto proveer informacién indicativa sobre el MER, anticipar el comportamiento
de los niveles de calidad, seguridad y desempefio del SER.

Para realizar el planeamiento de la operacion se efectuard una descomposicion funcional y
temporal. La descomposicion funcional considerara el planeamiento operativo y la
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41.4

415

4.2
4.2.1

4.3
431

4.3.2

433

seguridad operativa. La descomposicion temporal establecera para la seguridad operativa
un horizonte de mediano plazo de uno (1) a dos (2) afios y de corto plazo el horizonte del
predespacho y la operacion en tiempo real; para el planeamiento operativo un horizonte de
mediano plazo de uno (1) a dos (2) afios.

Los analisis del planeamiento de la operacion de mediano plazo se deberan realizar al
menos cada doce (12) meses, 0 con una periodicidad menor segin lo ameriten las
circunstancias prevalecientes.

El planeamiento debera ser indicativo y flexible, de tal forma que se adapten a los cambios
que determinen las condiciones técnicas y econdémicas en la region, cumpliendo con los
Criterios de calidad, seguridad y desempefio.

Seguridad Operativa

El detalle de los estudios de Seguridad Operativa que se realizaran en el SER se definen en
el Libro 11l del RMER.

Planeamiento Operativo de Mediano Plazo

En este proceso se calculara la produccion esperada (MWh) de los distintos recursos de
generacién y la utilizacion de combustibles utilizados en las plantas térmicas que cumplan
con el criterio de maximizar el valor esperado del valor presente neto del beneficio social
de la region, considerando los recursos de generacion en forma coordinada y las
limitaciones eléctricas del SER.

El planeamiento operativo del MER tendra como objetivo suministrar a los agentes,
actuales y futuros, los OS/OMS y a la CRIE, los analisis que se lleven a cabo por parte del
EOR relacionados con la evolucién esperada del uso de los recursos energéticos asociados
con el suministro de energia eléctrica de la region, asi como de la evolucién de los
indicadores de confiabilidad energética, dando sefiales de:

a) Evolucion esperada de uso de los recursos de generacién y de combustibles primarios
de la region;

b) Retroalimentacion para el planeamiento de la expansion de generacién y transmision,
impacto de las congestiones de red y conveniencia de expansiones;

c) Comportamiento esperado de los criterios de confiabilidad energética asociados a la
posibilidad de abastecimiento futuro de la demanda en la regién;

d) Coordinacion de la planeacion regional con los planes de expansion de generacion y/o
transmision nacionales, segun sea el caso;

e) Tendencia de crecimiento o decrecimiento de volimenes esperados de transacciones
de energia eléctrica entre paises; y

f) Coordinacién de mantenimientos del SER.

La frecuencia de actualizacion del planeamiento operativo serd anual, o antes si las
circunstancias asi lo indican. El horizonte de planeamiento operativo serd de uno (1) a dos
(2) afios y las etapas méaximas de resolucion sera de un (1) mes.
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441
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4.5
451

4.6
4.6.1

4.6.2

Criterios

Se utilizaran los criterios de calidad, seguridad y desempefio adoptados para la operacién
del MER aplicables a los analisis de mediano plazo.

La funcidn objetivo para encontrar la politica 6ptima de la evolucion esperada del MER sera
la de maximizar el beneficio social de la region.

Programas de Simulacion

La herramienta utilizada por el EOR para el planeamiento operativo regional debera ser un
modelo que calcule la politica operativa 6ptima del MER y que refleje de la mejor manera
posible las reglas del mismo, tomando en cuenta:

a) Descripcion operativa de las plantas hidroeléctricas: capacidad, balance hidrico,
limites de turbinamiento y almacenamiento, volimenes de seguridad, vertimiento y
restricciones aguas abajo;

b) Descripcién, segin aplique, de las plantas térmicas, geotérmicas, eo6licas, etc.:
capacidad maxima y minima, restricciones de generacion por grupo, curvas de costo,
consumo de combustible con uno o mas combustibles, reservas de combustibles;

c) Representacion de los compromisos contractuales firmes que impliquen
cumplimiento fisico de inyecciones o retiros de energia;

d) Aspectos de incertidumbre hidrol6gica: debera permitir utilizar un modelo estocastico
de caudales que represente las caracteristicas hidroldgicas del sistema (estacionalidad,
dependencia temporal y espacial de los caudales, sequias, etc.), 0 secuencias historicas
de caudales, o secuencias hidroldgicas especificas para condiciones particulares;

e) Descripcion del sistema de transmisién, considerando: topologia, limites de flujo de
potencia en cada circuito, pérdidas, restricciones eléctricas, limites de exportacién e
importacion por area de control y en general, los resultados de la seguridad operativa;

y
f) Proyeccion de la demanda y otros datos relevantes.

Informacioén

Los OS/OMS tienen la obligacién de suministrar al EOR y mantener actualizada la
informacidn requerida para el planeamiento operativo en los medios y formatos definidos
por el EOR e incluidos en la Base de Datos Regional.

Cada Agente, a través del OS/OM respectivo, y los OS/OM deberan suministrar al EOR la
siguiente informacion, pero sin estar limitada a:

a) Parametros técnicos del sistema de transmision y topologia actual;
b) Proyecciones de demanda de energia y potencia;

c) Plan de expansion de generacion y transmision nacional;

d) Fechas de retiro de plantas e instalaciones;

e) Programas de mantenimientos de las instalaciones del SER que afecten la RTR;
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4.6.3

4.7
4.7.1

4.7.2

4.7.3

4.8
4.8.1

f) Series historicas mensuales de caudales, irrigacién, consumos de acueductos, aportes,
bombeos y evaporacion;

g) Diagramas topoldgicos de cada una de las cadenas que constituyen los sistemas
hidroeléctricos;

h) Pardmetros técnicos de embalses, plantas hidroeléctricas, plantas térmicas,
geotérmicas, eolicas, etc.;

i) Caracteristicas y limitaciones en la disponibilidad en combustibles primarios;
j) Costos de combustibles para generacion térmica;

k) Costos de Administracion, Operacion y Mantenimiento de las plantas térmicas;
1) Costos de racionamiento.

m) Restricciones técnicas de elementos del SER que afecten la RTR.

n) Generacion necesaria para cumplir condiciones técnicas o contractuales de las plantas
de generacidn (contratos fisicos, seguridad, etc.).

0) Indices de disponibilidad de las instalaciones de generacion y de los elementos
individuales de la RTR.

p) Informacién de los enlaces extraregionales.

La informacion para el planeamiento operativo energético se canalizara a través de cada
0OS/OM, quien la actualizara semestralmente en la Base de Datos Regional, en los meses de
mayo y noviembre de cada afio.

Publicacion de Resultados

El EOR debera producir un informe periddico, con los resultados obtenidos de los estudios
de planeamiento operativo, donde muestre el comportamiento futuro esperado del MER.
Los resultados de los estudios seran enviados por el EOR a los OS/OMS, y a los agentes
transmisores e incluird en la Base de Datos Regional la informacion técnica y econdmica
utilizada para dichos estudios.

El EOR publicara los resultados del planeamiento operativo semestralmente, a mas tardar
el quince (15) de julio y quince (15) de enero de cada afio.

Los OS/OMS vy los agentes del MER podran efectuar observaciones a los estudios
publicados por el EOR; que en el caso de los agentes se canalizaran a través de su respectivo
OS/OM. Cada OS/OM seré el responsable en su pais de presentar a sus agentes los resultados
e implicaciones de los estudios regionales efectuados por el EOR.

Informe de Resultados

Los informes de resultados del Planeamiento Operativo que el EOR pondré a disposicion
de los OS/OMS y los agentes del MER a través de los OS/OM, segln corresponda, abarcaran
los siguientes temas:

a) Evolucion esperada del uso de los recursos de generacion de la region;

b) Evolucion esperada del uso de combustibles primarios;
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¢) Evolucion de los indicadores de confiabilidad energética del SER;
d) Intercambios esperados de energia en los nodos frontera; y

e) Tendencia de crecimiento o decrecimiento de los volimenes esperados de
transacciones.

5.  Predespacho Regional y Desviaciones

5.1 Alcance del Capitulo 5

5.1.1 Se presenta en este Capitulo los procedimientos para la ejecucion diaria del predespacho
del MER, el cual operara en dos (2) niveles sucesivos: el EOR en el nivel regional y el
OS/OM de cada pais en el nivel nacional y el Posdespacho Regional, incluyendo lo
siguiente:

a) Laejecucion del predespacho regional, el cual abarca las ofertas de inyeccion y retiro
en los diferentes nodos de la RTR, los contratos regionales, las ofertas de flexibilidad
de los contratos, las ofertas de pago maximo por CVT, el modelo de predespacho para
determinar las transacciones programadas y toda la coordinacién del flujo diario de
informacién entre el EOR y los OS/OMS;

b) La operacion en tiempo real del SER, necesaria para mantener el control de las
transacciones por los enlaces entre &reas de control y las inyecciones y retiros
programados, asi como mantener la frecuenciay el voltaje de acuerdo con los criterios
de calidad, seguridad y desempefio regionales;

¢) Los procedimientos para el tratamiento operativo de las desviaciones a las
transacciones programadas, asi como la definicién de las causas para efectuar un
redespacho en el MER;

d) Las responsabilidades y procedimientos en la ejecucion de maniobras en las
instalaciones asociadas a la RTR y la forma de actuar frente a estados de emergencia
del SER;

e) Los requisitos, coordinacion y seguimiento del desempefio de servicios auxiliares en
el MER, segun se detallan en el Libro 11l del RMER;;

f) Los procedimientos y flujo de informacion necesarios para el reporte de eventos en el
SER, incluido el seguimiento del desempefio de la RTR en cuanto a la disponibilidad
de sus instalaciones.

5.2 Ofertas de Oportunidad y Compromisos Contractuales

5.2.1 Cada OS/OM informara al EOR para cada uno de los periodos de mercado del dia siguiente,
las correspondientes ofertas de inyeccion y retiro de oportunidad regional en los nodos de
la RTR, asi como los compromisos contractuales de sus agentes y sus ofertas asociadas.

5.2.2 Todos los agentes autorizados a realizar transacciones en el MER estaran obligados a
presentar ofertas de oportunidad al MER. Cada OS/OM debera poner todos los dias a
consideracion del EOR las ofertas de inyeccion y retiro en cada nodo de la RTR
correspondiente.

5.2.3 Lacantidad de dichas ofertas mencionadas en el numeral 4.6.2.2, s6lo estara limitada por:
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5.2.5

5.3
53.1

5.3.2

5.4
5.4.1

a) La capacidad técnica de inyectar y retirar energia en la RTR tomando en cuenta los
criterios de seguridad y calidad establecidos en la regulacion nacional; y

b) Por el requerimiento de suplir la demanda y la disponibilidad de recursos de
generacidén en cada pais.

Ningin agente autorizado a realizar transacciones en el MER u OS/OM podré negarse a
informar las ofertas de oportunidad al MER, que estaran limitadas solo por las razones
técnicas mencionadas.

Cada OS/OM debera poner todos los dias a consideracion del EOR las ofertas de flexibilidad
de los Contratos Firmes de la parte vendedora, asi como las ofertas de flexibilidad de los
Contratos No Firmes Fisicos Flexibles, provenientes de los agentes de su pais. Igualmente,
informaré las ofertas de pago méaximo por CVT que sus agentes con Contratos No Firmes
Fisicos Flexibles hayan efectuado.

Las ofertas de oportunidad al MER seran de precio, expresadas en ddlares de los Estados
Unidos de América por MWh y deberan presentarse, al igual que la informacién de los
compromisos contractuales, en el formato definido por el EOR. Si el EOR requiere
modificar este formato, lo informara a los OS/OMS con al menos treinta (30) dias de
anticipacion a su entrada en vigencia.

Ofertas de Inyeccion de Oportunidad

Para cada periodo de mercado, el OS/OM informara las ofertas de inyeccién de oportunidad
en blogues de energia. Para cada nodo de la RTR podra presentarse mas de una oferta de
inyeccion.

Para las ofertas de inyeccion debera considerarse lo siguiente:

a) A cada blogue de energia ofertado se asignara un precio, que correspondera al precio
minimo a partir del cual estara dispuesto a vender la energia ofertada. La oferta al
MER debera ser mayor o igual al costo declarado o mayor o igual al precio de oferta
en el respectivo mercado nacional y respetar lo establecido en la regulacion nacional
en relacion a la formacion del precio de la oferta al MER;

b) Indicaran si la disponibilidad de inyeccién al MER corresponde a generacion no
despachada en el predespacho nacional, a ofertas de inyeccién de paises no miembros
en nodos de la RTR localizados dentro de su pais, 0 a demanda interrumpible por
precio satisfecha en el predespacho nacional;

c) Paracada bloque de energia se considerara que el precio ofertado se aplica a todo el
segmento, incluido el extremo mayor de energia pero excluido el extremo menor de
energia. Lo anterior con excepcion del primer segmento, donde el precio se aplicara
incluso al extremo menor, es decir, al valor cero de energia; y

d) Se permitira en cada oferta de inyeccidn hasta cinco (5) blogues crecientes en precio.

Ofertas de Retiro de Oportunidad

Para cada periodo de mercado, el OS/OM informara las ofertas de retiro de oportunidad en
bloques de energia. Para cada nodo de la RTR podra presentarse mas de una oferta de retiro.

110



5.4.2 Para las ofertas de retiro debera considerarse lo siguiente:

a) A cada bloque de energia ofertado se asignard un precio que correspondera al precio
méaximo hasta el cual estard dispuesto a comprar la energia ofertada y respetar lo
establecido en la regulacion nacional en relacién a la formacion del precio de la oferta
al MER;

b) Indicarén si corresponden a reemplazo de generacion despachada en el predespacho
nacional, a ofertas de retiro de paises no miembros en nodos de la RTR localizados
dentro de su pais, 0 a demanda no satisfecha en el predespacho nacional;

c) Paracada bloque de energia se considerara que el precio ofertado se aplica a todo el
segmento, incluido el extremo mayor de energia pero excluido el extremo menor de
energia. Lo anterior con excepcion del primer segmento, donde el precio se aplicara
incluso al extremo menor, es decir, al valor cero de energia; y

d) Se permitira en cada oferta de retiro hasta cinco (5) bloques decrecientes en precio.

5.5 Ofertas de Flexibilidad y de Pago maximo por CVT asociadas a los

551

5.5.2

5.5.3

5.5.4

Contratos No Firmes Fisicos Flexibles

Para cada periodo de mercado, el OS/OM informara las ofertas de flexibilidad y de pago
maximo por CVT, asociadas a los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles en el MER.

Cada parte de un Contrato No Firme Fisico Flexible, por intermedio del OS/OM
correspondiente, efectuara la oferta de flexibilidad en su respectivo nodo de inyeccién o
retiro asociado al contrato. Dichas ofertas se efectuaran, en general, del mismo modo y
forma que las ofertas de inyeccion y retiro descritas en los numerales anteriores.

Las ofertas de flexibilidad de Contratos No Firmes Fisicos Flexibles no podran superar,
para cada periodo de mercado, la energia declarada del contrato para el predespacho.

Cada OS/OM informara las ofertas de pago maximo por CVT de los Contratos No Firmes
Fisicos Flexibles, indicando la diferencia méaxima de precios nodales, entre el nodo de retiro
y el de inyeccion, que las partes contratantes estaran dispuestas a pagar por unidad de
energia. Para las ofertas de pago maximo por CVT debera considerarse lo siguiente:

a) Se ofertaran hasta cinco (5) bloques de energia, con su correspondiente precio
decreciente, que correspondera al precio maximo que estara dispuesto a pagar el
comprador o vendedor del contrato por el servicio de transmision entre el nodo de
inyeccion y el de retiro;

b) Seindicara el nodo de inyeccion y retiro del contrato;

c) Para cada bloque de energia se considerara que el precio ofertado se aplica a todo el
segmento, incluido el extremo mayor de energia pero excluido el extremo menor de

energia. Lo anterior con excepcion del primer segmento, donde el precio se aplicara
incluso al extremo menor, es decir, al valor cero de energia; y

d) Se indicara la parte que asumira los cargos por el diferencial de precios nodales
asociados al compromiso contractual.
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5.6 Informacion de Compromisos Contractuales

5.6.1 Los agentes que sean parte de un contrato regional deberan suministrar a su OS/OM, para
que esté a su vez la remita al EOR, la siguiente informacion:

a) Identificacion del agente comprador y vendedor que suministra la informacion;
b) Tipo de contrato;
¢) Nodos de inyeccion y retiro en la RTR;

d) Para cada periodo de mercado, la energia declarada del compromiso contractual en
los nodos de compra y venta;

e) Paralos Contratos Firmes, la energia requerida por el agente comprador, asi como
las ofertas de flexibilidad del agente vendedor, que sea igual a la energia requerida
informada por el agente comprador del contrato;

f) Paralos Contratos No Firmes Fisicos Flexibles, las ofertas de flexibilidad y/o de pago
maximo por CVT asociadas al contrato; y

g) La parte que asumird los cargos en el Mercado de Oportunidad Regional por la
diferencia de precios nodales entre los nodos de retiro e inyeccion asociados al
contrato.

5.7 Ofertas de Servicios Auxiliares

5.7.1 Los servicios auxiliares en MER se prestan mediante compromisos minimos obligatorios
de cada area de control, por tanto, no se tendran ofertas asociadas a los mismos.

5.8 Invalidez de Ofertas y de Compromisos Contractuales

5.8.1 Las ofertas de oportunidad, de flexibilidad y de pago maximo por CVT de Contratos Firmes
y los No Firmes Fisicos Flexibles se consideraran invalidas en los siguientes casos:

a) Cuando las ofertas sean enviadas por el OS/OM al EOR fuera de los horarios
establecidos;

b) Cuando las ofertas sean enviadas en un formato o un medio diferente a los
establecidos oficialmente por el EOR,;

c) Cuando las ofertas especifiquen condiciones diferentes a las establecidas en este
Libro;

d) Para las ofertas de flexibilidad y de pago maximo por CVT, cuando no se considere
valido el contrato asociado conforme al numeral 5.5; y

e) Para las ofertas de flexibilidad, cuando las mismas superen el compromiso
contractual asociado.

5.8.2 Enelcasoen que el EOR invalide una oferta de oportunidad, flexibilidad o de pago maximo
por CVT de Contratos Firmes y No Firmes Fisicos Flexibles, ésta no serd tomada en cuenta
para ninguno de los procesos en el MER.

175 Modificado mediante Resolucion CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021.
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5.8.3 Un compromiso contractual regional sera considerado valido si se cumplen los siguientes
requisitos:

a) El agente comprador suministra a su OS/OM la informacion del compromiso
contractual regional de compray el agente vendedor suministra a su OS/OM la misma
informacién correspondiente al compromiso contractual regional de venta;

b) EI OS/OM del agente comprador y el OS/OM del agente vendedor envian al EOR en
los plazos, forma y medios definidos por el EOR la misma informacion de los
compromisos contractuales para cada periodo de mercado, incluidas las aclaraciones
y ajustes solicitados por el EOR conforme a lo definido en el numeral 5.13;

c) EI OS/OM del agente comprador y el OS/OM del agente vendedor envian al EOR en
los plazos, forma y medios definidos por el EOR la informacion de las ofertas de
flexibilidad y de pago méximo por CVT de los Contratos Firmesy No Firmes Fisicos
Flexibles;

d) Para cada periodo de mercado, que el tipo de contrato y la energia informada por el
agente comprador coincida con el tipo y la energia informada por el agente vendedor
en los nodos de inyeccién y retiro;

e) ®Para Contratos Firmes, para cada periodo de mercado, que la cantidad de energia
requerida por el agente comprador sea igual al compromiso contractual;

f) !"Para Contratos Firmes, para cada periodo de mercado, que la cantidad de ofertas
de flexibilidad al Mercado de Oportunidad Regional por el agente vendedor sea igual
a la energia requerida por el agente comprador.

g) Para los Contratos Firmes, que la informacion suministrada por las partes sea
compatible con la informacion de registro del contrato; y

h) Se hayan considerado validas las ofertas de flexibilidad y de pago maximo por CVT,
asociadas a Contratos No Firmes Fisicos Flexibles, conforme a lo definido en el
numeral 5.8.1.

5.8.4 Cuando no se cumplen las condiciones establecidas en el numeral 5.8.3, el EOR no tomara
en cuenta el contrato para ningin proceso en el MER, sin perjuicio de las obligaciones que
resulten entre las partes por incumplimiento del mismo.

5.8.5 El EOR informard a la brevedad posible a cada OS/OM las ofertas 0 compromisos
contractuales rechazados por invalidos, indicando el motivo. Cada OS/OM sera responsable
de informar a sus agentes esta situacion.

5.9 Modelo de Optimizacion del Predespacho

5.9.1 El predespacho regional seré calculado usando un modelo matematico que considere toda
la funcionalidad necesaria para incorporar en la optimizacion las ofertas de oportunidad,
las ofertas de flexibilidad y por servicios de transmision, el requerimiento de servicios
auxiliares regionales, los compromisos contractuales, el predespacho nacional y la
configuracion, restricciones y pérdidas del sistema de transmision.

176 Modificado mediante Resolucion CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021.
177 Modificado mediante Resolucion CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021.
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5.9.2
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5.10.1

5.11
5111

511.2

5.12
5.12.1

El modelo matemético debera determinar el despacho éptimo factible de las ofertas de
oportunidad, las ofertas de flexibilidad y por servicios de transmisién, los servicios
auxiliares regionales y los compromisos contractuales, y obtener la asignacion optima de
las ofertas de precios dentro del horizonte de optimizacién maximizando el beneficio social.
En el Anexo 3 “Predespacho y Posdespacho Regional” se presenta el detalle de la
formulacion del predespacho regional.

Calculo de Precios Nodales Ex-ante

Los precios nodales ex—ante seran calculados como el precio incurrido para satisfacer un
incremento marginal de los retiros de energia en cada nodo de la RTR. Los precios nodales
ex—ante para cada periodo de mercado seran determinados directamente por el algoritmo
de solucion del predespacho, como los multiplicadores de Lagrange de la restriccion de
balance de inyeccidn y retiro para cada nodo de la RTR (variables duales del programa de
optimizacién).

Cronograma y Coordinacion del Predespacho

Cada dia, los OS/OMS y el EOR deberan intercambiar la informacion necesaria para que el
EOR pueda efectuar el predespacho regional y para que los OS/OMS incorporen en su
programacion las transacciones resultantes del Mercado de Oportunidad Regional y del
Mercado de Contratos Regional.

El EOR definira los formatos y medios para el intercambio de informacién relacionada con
la coordinacién del predespacho. Si el EOR requiere efectuar una modificacion a dichos
formatos, lo informara a los OS/OMS con al menos treinta (30) dias de anticipacion a su
entrada en vigencia.

Nivel Nacional: los OS/OMS

Los OS/OMS realizaran el predespacho a nivel nacional, de acuerdo con las reglas vigentes
en su pais pero sin incorporar transacciones internacionales. Cada OS/OM debera realizar
los siguientes procedimientos de coordinacion con sus agentes, interactuando al mismo
tiempo con el EOR:

a) Coordinacion del predespacho, ofertas y requerimientos de oportunidad

i.  !8Pondré adisposicion en la Base de Datos Regional del EOR, antes de las 10:00
horas de cada dia, el estado del sistema de transmision que afecte la operacion del
MER para los periodos de mercado del dia siguiente. Dicha informacion debera
incluir los mantenimientos programados y no programados de las instalaciones de
transmision, modificaciones a la capacidad operativa de la RTR y los cambios
topologicos que afecten los intercambios de energia a través de la red de
transmision modelada en el predespacho regional. La informacion declarada
deberd estar debidamente justificada.

178 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

114



El EOR podré solicitar al OS/OM una ampliacién de la informacién
declarada;

il. Informara al EOR, antes de las 10:00 horas de cada dia, los compromisos
contractuales conforme el numeral 5.6 y las ofertas de flexibilidad y de pago
méximo por CVT conforme el numeral 5.5;

iii. Realizara, antes de las 11:30 horas de cada dia, los ajustes y aclaraciones
necesarias a las inconsistencias de compromisos contractuales reportadas por el
EOR;

iv. 1Realizara, antes de las 13:00 horas de cada dia, el predespacho nacional, para
los periodos de mercado del dia siguiente, para determinar las correspondientes
ofertas de oportunidad al MER;

El predespacho nacional remitido por el OS/OM al EOR debera cumplir con que
la suma de las inyecciones sea igual a la suma de los retiros mas la pérdidas de
transmision respectivas. ElI EOR suministrard a cada OS/OM un programa
computacional para adaptar el balance eléctrico al algoritmo del modelo de
pérdidas medias de transmision requerido para preparar el predespacho regional
gue establece el RMER, con el objeto de evitar distorsiones en los cargos variables
de transmision que pagan los agentes del MER.

Si en un dia especifico un OS/OM, no presenta su predespacho nacional o el
mismo no cumple con que la suma de las inyecciones sea igual a la suma de los
retiros mas la pérdidas de transmision respectivas, a mas tardar a las 13:00 horas,
el EOR en coordinacion con el OS/OM, utilizara la misma informacién del
predespacho nacional de un dia que mejor represente la operacion prevista del dia
en cuestion, sin incluir ofertas de oportunidad ni contratos al MER, remitido con
anterioridad por el OS/OM. En caso de imposibilitarse la coordinacion con el
OS/OM en un tiempo de quince minutos, el EOR utilizara la misma informacion
de predespacho nacional del mismo dia de la semana anterior, sin incluir ofertas
de oportunidad ni contratos al MER, remitidos por el OS/OM. En ambos casos,
manteniendo el OS/OM la responsabilidad de la informacion a utilizarse y sus
consecuencias. ElI EOR informara a la CRIE de esta situacion a mas tardar un dia
habil después, para los fines que procedan y la asignacion de las
responsabilidades.

V. Informara al EOR, antes de las 13:00 horas de cada dia el predespacho nacional
y las ofertas de oportunidad conforme los numerales 1.4.2.2, 5.3 y 5.4;

Vi. Recibird del EOR, antes de las 14:30 horas de cada dia, las transacciones
programadas y los precios ex-ante en el Mercado de Oportunidad Regional para
cada nodo de la RTR y las incorporara al predespacho total. Adicionalmente,
recibira del EOR las transacciones resultantes del Mercado de Contratos
Regional;

179 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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Vil. 18Determinara y coordinara, entre las 14:30 y 16:15 horas de cada dia, con el
EOR, los ajustes que sean necesarios para que el resultado sea operativamente
factible y obtener el predespacho total.

Se considerardan como causales de ajustes al Predespacho en el MER los
siguientes:

1.

2. Pérdida de recursos de generacién, debidamente justificados por el
OS/OM respectiva;

3. Solicitudes de los OS/OMS por condiciones de emergencia nacional,
debidamente justificados por el OS/OM respectivo;

4. Violaciones de los requisitos de reserva regional de regulacion
secundaria de frecuencia;

5. Cambios requeridos al predespacho como resultado de la validacién
eléctrica del mismo por parte del EOR, conforme se define en el
numeral 5.14 del libro 11 del RMER;

6. Falta o insuficiencia de garantias financieras conforme los
numerales 2.10.3 y 5.15 del libro 1l del RMER.

7. Violaciones a las restricciones técnicas operativas de las unidades
generadoras a las que se les haya asignado transacciones
programadas en el MER como resultado del predespacho regional.
Estas restricciones deberan ser debidamente justificadas por el
OS/OM respectivo.

8. Recuperacion de la disponibilidad de recursos de generacion.

9. Ante condiciones de alertas de vertimiento o vertimiento en
embalses de centrales hidroeléctricas.

10. Ante variaciones significativa de los recursos de generacion de
energia renovable no controlada.

viii. A las 17:00 horas recibira del EOR el predespacho regional definitivo con la

Cambios topologicos de la RTR, debidamente justificados por el
OS/OM respectivo;

informacion definida en el numeral 5.16;

iX. Antes de las 18:00 horas, informara a sus agentes las transacciones resultantes
del Mercado de Oportunidad Regional y del Mercado de Contratos Regional.

b) Coordinacion de requerimientos de servicios auxiliares

i. Verificard que las instalaciones de los agentes de su sistema habilitados
para prestar servicios auxiliares regionales cumplen con los requisitos
técnicos establecidos en la regulacion nacional y regional para aportar

180 (Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
181 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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5.13
5.13.1

5.13.2

cada servicio auxiliar e informara, antes de las 10:00 horas de cada dia,
de ello al EOR.

ii. Informara, antes de las 10:00 horas de cada dia, al EOR la disponibilidad
para la prestacion de servicios auxiliares.

iii. Recibird del EOR, antes de las 14:30 horas de cada dia, la participacion
en los servicios auxiliares a nivel regional que le corresponde a su
sistema, la asignard entre los agentes e instalaciones nacionales y
reportard al EOR toda restriccion que afecte su calidad o imposibilite su
cumplimiento.

iv. 82Coordinara, entre las 14:30 y 16:15 horas de cada dia, con el EOR los
ajustes que sean necesarios a los servicios auxiliares.

Nivel Regional: el EOR

El EOR realizara el predespacho regional que considerara los predespachos nacionales, la
RTR y las redes de transmision nacionales; asi mismo procesara los contratos, y las ofertas
de oportunidad, las ofertas de flexibilidad de contratos y de pago maximo por CVT
informadas por los OS/OMS.

El EOR deberéa realizar el siguiente procedimiento de coordinacién con los respectivos
OS/OMS:

a)

Coordinacion ofertas de oportunidad, compromisos contractuales y predespacho

183Recibira hasta las 10:00 horas por parte de cada OS/OM, la informacion del
estado del sistema de transmision, mantenimientos programados y no
programados de las instalaciones de transmision, modificaciones a la capacidad
de la red y los cambios topoldgicos que afecten la programacion del predespacho
regional. La informacién declarada debera estar debidamente justificada.

El EOR podré solicitar al OS/OM una ampliacion de la informacién declarada;

Hasta las 10:00 horas, recibira de cada OS/OM la informacién de compromisos
contractuales previstos en el Mercado de Contratos Regional, conforme el
numeral 5.6 y las ofertas de flexibilidad y de pago méximo por CVT conforme
el numeral 5.5;

El EOR verificard que la informacion de los compromisos contractuales sea
consistente, conforme los numerales 5.8.1 y 5.8.3. Los resultados seran
informados a los OS/OM antes de las 10:30 horas;

Ante diferencias, el EOR realizara un proceso de verificacion y ajuste con los
OS/OMS involucrados que durara hasta las 11:30 horas;

182 \Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
183 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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V. 184 Hasta las 13:00 horas de cada dia, recibira de cada OS/OM los predespachos
nacionales y las ofertas y requerimientos de oportunidad conforme los
numerales 1.4.2.2,5.3y 5.4;

El predespacho nacional remitido por el OS/OM al EOR debera cumplir con que
la suma de las inyecciones sea igual a la suma de los retiros mas la pérdidas de
transmision respectivas. El EOR suministrara a cada OS/OM un programa
computacional para adaptar el balance eléctrico al algoritmo del modelo de
pérdidas medias de transmision requerido para preparar el predespacho regional
gue establece el RMER, con el objeto de evitar distorsiones en los cargos
variables de transmision que pagan los agentes del MER.

Si en un dia especifico un OS/OM, no presenta su predespacho nacional o el
mismo no cumple con que la suma de las inyecciones sea igual a la suma de
los retiros més la pérdidas de transmision respectivas, a mas tardar a las 13:00
horas, el EOR en coordinacion con el OS/OM, utilizara la misma informacion
del predespacho nacional de un dia que mejor represente la operacion prevista
del dia en cuestion, sin incluir ofertas de oportunidad ni contratos al MER,
remitido con anterioridad por el OS/OM. En caso de imposibilitarse la
coordinacién con el OS/OM en un tiempo de quince minutos, el EOR utilizara
la misma informacion de predespacho nacional del mismo dia de la semana
anterior, sin incluir ofertas de oportunidad ni contratos al MER, remitidos por el
OS/OM. En ambos casos, manteniendo el OS/OM la responsabilidad de la
informacion a utilizarse y sus consecuencias. El EOR informaré a la CRIE de
esta situacion a méas tardar un dia habil después, para los fines que procedan y la
asignacion de las responsabilidades.

vi. Verificard la consistencia de las ofertas conforme el numeral 5.8.1;

vii.  Verificard la viabilidad técnica del predespacho regional, de manera que el
conjunto de transacciones no vulnere las restricciones de la RTR y los criterios de
calidad y seguridad regionales;

viii.  Informard a cada OS/OM nacional, antes de las 14:30 horas de cada dia, las
transacciones programadas y los precios ex-ante en el Mercado de Oportunidad
Regional para cada nodo de la RTR. Adicionalmente, informara las transacciones
resultantes del Mercado de Contratos Regional;

ix. !Coordinara con cada OS/OM, entre las 14:30 y 16:00 horas de cada dia, los
ajustes que sean necesarios al predespacho regional;

Se consideraran como causales de ajustes al Predespacho en el MER los
siguientes:

1. Cambios topoldgicos de la RTR, debidamente justificados por el
OS/OM respectivo;

184 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
185 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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2. Pérdida de recursos de generacién, debidamente justificados por el
OS/OM respectiva;

3. Solicitudes de los OS/OMS por condiciones de emergencia nacional,
debidamente justificados por el OS/OM respectivo;

4. Violaciones de los requisitos de reserva regional de regulacién
secundaria de frecuencia;

5. Cambios requeridos al predespacho como resultado de la validacion
eléctrica del mismo por parte del EOR, conforme se define en el
numeral 5.14 del libro 1l del RMER,;

6. Falta o insuficiencia de garantias financieras conforme los
numerales 2.10.3 y 5.15 del libro Il del RMER.

7. Violaciones a las restricciones técnicas operativas de las unidades
generadoras a las que se les haya asignado transacciones
programadas en el MER como resultado del predespacho regional.
Estas restricciones deberan ser debidamente justificadas por el
OS/OM respectivo.

8. Recuperacion de la disponibilidad de recursos de generacion.

9. Ante condiciones de alertas de vertimiento o vertimiento en
embalses de centrales hidroeléctricas.

10. Ante variaciones significativa de los recursos de generacién de
energia renovable no controlada.

X. '®Hasta las 17:00 horas, informaréa a todos los OS/OMS el predespacho definitivo
del MER cumpliendo los requisitos de publicacién del numeral 5.16.

b) Coordinacion de requerimientos de servicios auxiliares

i. Recibira, antes de las 10:00 horas de cada dia, de cada OS/OM la disponibilidad
para la prestacion de los servicios auxiliares regionales;

ii. Realizara la coordinacion regional de servicios auxiliares, determinando para
cada servicio los niveles requeridos teniendo en cuenta los requisitos y criterios
de calidad, seguridad y desempefio regionales, y asignando los responsables
de aportarlos teniendo en cuenta la disponibilidad reportada;

iii.  Verificara que con los servicios auxiliares asignados se cumplen los criterios
de calidad, seguridad y desempefio regionales;

iv. Informara a cada OS/OM, antes de las 14:30 horas de cada dia como resultado
del predespacho regional, la participacion en los servicios auxiliares a nivel
regional que le corresponde a cada &rea de control;

186 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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5.14
5.14.1

5.14.2

5.14.3

5.15
5.15.1

5.16
5.16.1

V. Recibira de los OS/OMS, cuando corresponda, la informacion de los agentes
e instalaciones nacionales a quienes se les asign6 el cumplimiento de dichas
obligaciones; y

Vi. 187Coordinara, entre las 14:30 y 16:15 horas de cada dia, con los OS/OMS los
ajustes que sean necesarios a los servicios auxiliares.

Evaluacidn de Seguridad Operativa del Predespacho

Como parte del proceso de coordinacion del predespacho, el EOR debera efectuar una
validacion eléctrica del mismo, para lo cual utilizara las herramientas y criterios aplicables
a los anélisis de seguridad operativa definidos en el Libro 111 del RMER.

Mediante evaluaciones de estado estacionario se realizaran las siguientes tareas:
a) Seleccion de contingencias de transmision y generacion;
b) Evaluaciones del desempefio del sistema ante las contingencias seleccionadas; y

c) Recomendacién de ajustes por razones eléctricas al predespacho regional e
incorporacién al mismo.

Si, por razones de tiempo, los ajustes anteriores no se incluyen en el predespacho regional
resultante del procedimiento descrito en el numeral 5.13, los mismos se aplicardn como un
redespacho en el MER conforme se define en el numeral 5.12.

Validacién de Garantias del Predespacho

Como parte del proceso de coordinacion del predespacho, el EOR debera verificar que el
valor disponible de la garantia constituida por el agente para cubrir sus obligaciones de pago
cumpla con lo dispuesto en el numeral 2.10.3.

Publicacién del Predespacho

El EOR remitira a cada OS/OM, dentro de los plazos definidos en el numeral 5.13 la
siguiente informacion:

a) Ofertas invalidadas, indicando el motivo;
b)  Transacciones por contratos regionales invalidadas, indicando el motivo;
c)  Transacciones programadas por TOPs y contratos regionales;

d)  Los precios nodales ex-ante del Mercado de Oportunidad Regional en todos los
nodos de la RTR;

e) La asignacion de servicios auxiliares regionales; y

f) Un resumen de las recomendaciones eléctricas y operativas que se tuvieron en
cuenta para el predespacho.

187 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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5.16.2

5.17

517.1

5.17.2
5.17.2.1

5.17.2.2

5.17.2.3

5.17.2.4

5.17.3
5.173.1

La informacion anterior estara a disposicion en las Base de Datos Regional administrada
por el EOR.

Desviaciones de las Transacciones Programadas y Operacion en
tiempo real

Los OS/OMS coordinaran con los agentes de su area de control la administracion de las
transacciones de energia programadas en el predespacho nacional y en el predespacho
regional. EI OS/OM administrara las transacciones netas por medio del agente que opera
las instalaciones en los nodos respectivos.

Desviaciones al Predespacho

El EOR supervisara en tiempo real la operacion de la RTR y administrara los recursos a su
alcance a través de los OS/OM, con el objeto de controlar las desviaciones con respecto a
las transacciones programadas. Dada su condicion de desviaciones respecto a lo
programado, el EOR en coordinacion con los OS/OMS debera mantenerlas en el menor valor
posible que sea compatible con los criterios de calidad, seguridad y desempefio regionales.
El EOR, en coordinacién con los OS/OMS, supervisara los flujos en los enlaces entre areas
de control y las inyecciones y retiros en los nodos de la RTR con el objeto de mantener las
transacciones programadas en cada periodo de mercado.

18para cada transaccion programada, por area de control, se permitira un margen de
desviacion asociado a los cambios graduales de las transacciones entre periodos de
mercado. Los cambios graduales de las transacciones programadas deberan efectuarse
cinco (5) minutos antes y después del cambio de periodo.

189E] Margen de desviacion permitido sera de: i) Dos (2) MWh cuando ésta sea menor o
igual a dos (2) MWh, ii) Cinco por ciento (5%) de la transaccion programada cuando ésta
sea mayor o igual a 40 MWh y menor o igual a 125 MWh, y iii) Seis punto veinticinco
(6.25) MWh constantes para transacciones programadas mayores a 125 MWh, para cada
periodo de mercado y para cada area de control.

190L_as desviaciones a las transacciones programadas en el MER se clasificaran en normales,
significativas autorizadas, significativas no autorizadas y graves conforme al Anexo 5 del
Libro Il del RMER. Adicionalmente, el EOR sera quien determine, una vez efectuado el
andlisis en cada caso, la clasificacion de cada una de las desviaciones en el MER.

Desviaciones Normales

Son originadas en variaciones de inyeccion y/o retiro por eventos al interior de las areas de
control (incluye las fallas de transmision) o en acciones tomadas por el EOR y el OS/OM
para preservar la calidad, seguridad y desempefio y economia regional, y que son
controlables con la reserva de regulacion primaria y secundaria en el MER. Dichas
desviaciones no ocasionan que areas de control del SER pasen al estado de alerta o
emergencia conforme se definen en el numeral 5.17.8.

188 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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5.17.3.2

517.4
5.174.1

5.174.2

5.17.4.3

5.17.4.4

5.17.4.5

5.17.5
5.175.1

5.17.5.2

5.17.5.3

5.17.6

IE] EOR informara y coordinara con los OS/OM las desviaciones normales a aplicar a los
intercambios programados (predespachados o redespachados) en los enlaces entre area de
control. Las desviaciones normales se determinaran de forma neta por area de control.

Desviaciones Significativas Autorizadas

Son cambios en las transacciones programadas, originados en modificaciones a las
condiciones consideradas en el predespacho o redespacho del MER incluidos los
producidos por fallas de transmisidn, que permiten llevar al sistema eléctrico de un estado
operativo de alerta a un estado operativo normal. EI EOR sera el responsable de indicar
qué areas de control del SER estan operando en estado de alerta conforme los criterios de
calidad, seguridad y desempefio regionales establecidos en el Libro 11l del RMER.

En general, corresponderan respectivamente a desviaciones originadas en instrucciones del
EOR en coordinacion con el OS/OM. Una desviacion serd autorizada cuando el EOR, con
el objeto de preservar la calidad, seguridad y desempefio y economia regionales, solicite a
un OS/OM que una inyeccién o retiro se aparte transitoriamente de la condicion
programada.

También se consideran desviaciones significativas autorizadas los cambios en las
transacciones programadas cuando estas desviaciones sean originadas por fallas de
transmision, que llevan al sistema eléctrico a un estado operativo de alerta violando alguno
(s) de los criterios de calidad, seguridad y desempefio regionales establecidos en el Libro
111 del RMER.

El EOR informara y coordinara con los OS/OM las desviaciones significativas autorizadas
a aplicar a los a los intercambios programados (predespachados o redespachados) en los
enlaces entre area de control. Las desviaciones significativas autorizadas por el EOR se
determinaran de forma neta por area de control.

Ante la presencia del estado de alerta y previa declaracion de una de las causales de
redespacho, el EOR podra efectuar un redespacho en el MER.

Desviaciones Significativas no autorizadas

Son cambios en las transacciones programadas, originados en modificaciones a las
condiciones consideradas en el predespacho o redespacho del MER, excepto las originadas
por fallas de transmision, que llevan al sistema eléctrico a un estado operativo de alerta
violando alguno o algunos de los criterios de seguridad, calidad y desempefio regionales
establecidos en el Libro 11l del RMER.

En general, corresponderan respectivamente a desviaciones originadas sin instrucciones del
EOR y del OS/OM.

Ante la presencia del estado de alerta y previa declaracion de una de las causales de
redespacho, el EOR podra efectuar un redespacho en el MER.

Desviaciones Graves

191 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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5.17.6.1

5.17.6.2

5.17.6.3

5.17.6.4

5.17.7
5.17.7.1

Son aquellas desviaciones originadas en estados de emergencia, incluye las originadas por
fallas de transmision, durante los cuales las inyecciones y retiros reales varian mas alla de
cualquier transaccion programada en el MER, violandose los niveles de seguridad
regionales y sin que los mismos puedan ser restituidos con la reserva de regulacién primaria
y secundaria en el MER.

En estos casos se procedera en primera instancia a preservar por parte de cada OS/OM las
condiciones de operacion nacionales y, en la medida de lo posible, a dar asistencia al area
0 areas de control en estado de emergencia. EI EOR sera el responsable de indicar qué areas
de control del SER estan operando en estado de emergencia conforme los criterios de
seguridad, calidad y desempefio regionales establecidos en Libro Il del RMER.

Una vez superada la situacién el EOR podré efectuar el redespacho para la nueva condicién;
mientras el redespacho entra en vigencia las desviaciones originaran Transacciones por
Desviaciones en Tiempo Real.

En caso que algin OS/OM prevea un estado de emergencia, éste podréa solicitar al EOR la
realizacion de un redespacho de las transacciones que tome en cuenta las limitaciones
identificadas, conforme a las causales de redespacho definidas en el numeral 5.2.7.1.

Redespacho

El redespacho en el MER consistira en la actualizacion de las transacciones programadas
cuando se presenten o prevean modificaciones a las condiciones con las cuales se realizo el
predespacho que asi lo ameriten. El redespacho se efectuara con las mismas ofertas y reglas
del predespacho respectivo. Se consideraran como causales de redespacho en el MER, las
siguientes:

a) Cambios topoldgicos de la RTR, debidamente justificados por el OS/OM respectivo;

b) Pérdida de recursos de generacion, debidamente justificados por el OS/OM
respectivo;

c) Cambios significativos en la demanda, debidamente justificados por el OS/OM
respectivo;

d) Solicitudes de los OS/OMS por condiciones de emergencia nacional, debidamente
justificados por el OS/OM respectivo;

e) Violaciones de los requisitos de reserva regional de regulacion secundaria de
frecuencia;

f)  Cambios requeridos al predespacho como resultado de la validacion eléctrica del
mismo por parte del EOR, conforme se define en el numeral 5.14; y

g) Falta o insuficiencia de garantias financieras conforme los numerales 2.10.3 y 5.15.

h) %2Violaciones a las restricciones técnicas operativas de las unidades generadoras a
las que se les haya asignado transacciones programadas en el MER como resultado
del predespacho regional. Estas restricciones deberan ser debidamente justificadas
por el OS/OM respectivo.

192 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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5.17.7.2

5.17.8
5.17.8.1

5.17.9

i) !9Recuperacion de la disponibilidad de recursos de generacién, debidamente
justificados por el OS/OM respectivo.

j)  4Ante condiciones inminentes de alertas de vertimiento o vertimiento en embalses
de centrales hidroeléctricas, debidamente justificados por el OS/OM respectivo.

k) 1%Cambios topolégicos en las redes eléctricas nacionales donde se presenta el
Predespacho Nacional, debidamente justificados por el OS/OM respectivo.

Toda solicitud de redespacho por parte de un OS/OM debera efectuarse con al menos tres
(3) horas de anticipacion de su entrada en vigencia, contadas a partir del periodo de mercado
siguiente al que se recibe la solicitud. EI EOR informaré oficialmente el redespacho a todos
los OS/OMS con una anticipacion minima de una (1) hora a su entrada en vigencia.

19E| EOR ejecutara el redespacho regional desde la hora inicial de la vigencia del
redespacho solicitado por el OS/OM, hasta completarse las 24:00 horas del dia en el cual
fue realizada la solicitud. Para ello el OS/OM solicitante proporcionard su nuevo
predespacho nacional efectuado con las misma ofertas y reglas del predespacho respectivo.

Estado Normal, de Alerta'y de Emergencia

El SER podré operar en estado normal, de alerta o de emergencia, tal y como se caracterizan
a continuacion:

a) Estado Operativo Normal: Es el estado del SER en que opera dentro de los criterios
de seguridad, calidad y desempefio definidos en el Libro 11l del RMER.

b) Estado Operativo de Alerta: Es el estado del SER en el que se opera dentro de los
criterios de calidad, pero se viola uno o mas criterios de seguridad. Las variables
gue definen la calidad del sistema se mantienen dentro de los limites establecidos,
sin embargo de no tomarse acciones correctivas inmediatas el sistema puede pasar a
estado de emergencia.

c) Estado Operativo de Emergencia: Es cualquier condicion anormal del SER que
resulta de una contingencia a nivel nacional o en el SER, durante la cual el sistema
opera fuera de los limites establecidos en los criterios de seguridad, calidad y
desempefio, representando peligro para la vida de las personas o para las
instalaciones.

Operacion en Estado de Emergencia

193 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
194 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
195 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
1% Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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5.17.9.1

5.17.9.2

5.17.9.3

5.179.4

5.17.9.5

5.17.10
5.17.10.1

5.17.10.2

5.17.10.3

En estado de emergencia cada OS/OM daré prioridad al mantenimiento de la calidad,
seguridad y desempefio de su sistema y podra solicitar al EOR un redespacho justificado. Si
un OS/OM determina de manera objetiva que permanecer interconectado representa un
peligro para la seguridad de su operacién, podra coordinar con el EOR las acciones que
considere necesarias para su propia proteccion.

Cuando en algun sistema nacional se produzca una perturbacion que afecte al SER, una
consideracion primaria deberd ser mantener en lo posible la operacion interconectada,
permitiendo asi prestar la maxima asistencia al area o areas de control en estado de
emergencia.

El OS/OM del area de control que experimenta la emergencia debera en el menor plazo
posible, tomar las medidas necesarias para equilibrar su generacion con su demanda. El uso
de reserva implicita en la reduccion de frecuencia sera solo temporal y deberd ser
restablecida prontamente para que el SER esté listo para enfrentar la proxima contingencia.

Una vez declarado el estado de emergencia por parte del EOR, se deberan coordinar las
siguientes acciones:

a) Restablecer el estado normal de operacién, o en caso de serias limitaciones de las
condiciones operativas, tratar que éstas no conlleven a una mayor degradacion;

b) Una vez evaluadas las condiciones operativas de los sistemas nacionales, por parte del
EOR y de los OS/OMS respectivos, autorizar la modificacion de los retiros e
inyecciones con el objeto de minimizar el impacto sobre la operacién interconectada;

c) Una vez lograda la estabilidad o las condiciones normales de operacion de la RTR, se
tratara de reestablecer las transacciones establecidas en el predespacho, en caso no sea
posible se podra efectuar el redespacho de las transacciones programadas con la
finalidad de que la operacion mantenga los criterios de seguridad, calidad, desempefio
y economia del suministro.

El OS/OM correspondiente al sistema donde se origin6 el evento remitira los informes y/o
estudios en la forma y plazos definidos en el Libro 111 del RMER. Igualmente, si el caso lo
amerita, el EOR efectuara los estudios y tomara las medidas tendientes a minimizar en el
futuro la posibilidad de que se repitan las condiciones que originaron el estado de
emergencia, conforme lo establecido en el Libro 11l del RMER.

Coordinacion de Maniobras de la RTR

En este numeral se establecen los procedimientos especificos a ser seguidos por el EOR, en
coordinacion con los centros de control de los OS/OMS, para la ejecucion de las maniobras
en las instalaciones de la RTR.

Los aspectos particulares de las maniobras asociadas a los mantenimientos programados y
a la entrada de nuevas instalaciones a la RTR, asi como los procedimientos para la
normalizacion de los mismos, estaran incluidos en el formato SOLMANT conforme al Libro
111 del RMER.

Las maniobras de las instalaciones de la RTR para tareas de mantenimiento, de conexién de
nuevas instalaciones o durante el restablecimiento luego de un evento, deberan ser
coordinadas por el EOR con los centros de control de los OS/OMS. Siempre que se necesite
gjecutar maniobras en uno de los sistemas nacionales que afecten directa o indirectamente
alaRTR, el OS/OM de dicho sistema debera informar sobre esta situacion al EOR quien lo
informara a los otros OS/OMS afectados.
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5.17.10.4

5.17.10.5

5.17.10.6

5.17.10.7

5.17.11
517.111

Toda maniobra debera ser informada al centro de control del EOR, en los instantes previos
a su ejecucion, por el centro de control del OS/OM donde se hace la maniobra. Asi mismo,
una vez realizada la maniobra, el centro de control del OS/OM responsable confirmara lo
realizado al centro de control del EOR.

Las maniobras que por motivos de seguridad de las personas o integridad de instalaciones,
deban ser realizadas lo méas pronto posible, no necesitardn de coordinacién previa con el
EOR. EI centro de control del OS/OM que efectudé la maniobra deberad reportarla y
justificarla a la brevedad posible al EOR, quien informara la situacién a los otros centros de
control de los OS/OMS afectados.

Las maniobras para desconectar las instalaciones de la RTR se realizaran en forma
secuencial y confirmada en cada extremo de acuerdo al procedimiento de maniobras de
mantenimiento del sistema de transmision establecido por los OS/OMS.

La coordinacion de las maniobras debera ser realizada de forma tal que en cada maniobra
sean satisfechos los requisitos de orden técnico y de seguridad para el personal y las
instalaciones.

Coordinacién del Restablecimiento en Caso de Eventos

Cuando se presente un evento que afecte al SER, el EOR en coordinacion con los OS/OMS
determinara las acciones de restablecimiento de acuerdo con el siguiente esquema:

a) El EOR y los OS/OMS determinardn, con la informacion recibida de sus
correspondientes instalaciones de supervision, la topologia y el estado de la red
después del evento;

b) Los OS/OMS, en las subestaciones de la RTR en las cuales se verifique ausencia total
de voltaje, procederan a ordenar la apertura de los interruptores que se encuentren adn
cerrados e informaran de esta accion al EOR;

c) Los OS/OMS estableceran comunicacion inmediata con el EOR e informaran acerca
de la topologia y el estado de la red;

d) EI EOR definira el plan de restablecimiento con base en las guias de restablecimiento
acordadas entre el EOR y los OS/OMS como parte de los resultados de los estudios de
seguridad operativa efectuados por el EOR. El plan se desarrollara manteniendo una
comunicacién continua entre los OS/OMS y el EOR;

e) Los OS/OMS coordinaran en cada pais las maniobras a su cargo segun el plan
definido. EI OS/OM informara al EOR sobre las maniobras que se realicen hasta
concluir el restablecimiento;

f)  Elrestablecimiento en la RTR de inyecciones y retiros programados debera efectuarse
teniendo en cuenta que los cambios de frecuencia y voltaje se mantengan dentro de
los rangos de tolerancia definidos en el Libro Il del RMER. EI OS/OM
correspondiente en coordinacion con el EOR definira la magnitud de la inyeccion o
del retiro que puede ser restablecido.
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Anexos del Libro Il
De la Operacion Tecnicay Comercial
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ANEXO 1
SISTEMA DE MEDICION COMERCIAL
REGIONAL
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Al. Sistema de Medicion Comercial Regional

Al.1 Definiciones y Alcance

Al.1l.1 Paraefectos del posdespacho y la conciliacion de transacciones comerciales en el MER, el
EOR y los OS/OMS deberan utilizar los sistemas y equipos de medicidén necesarios y
apropiados para registrar las inyecciones y retiros de energia en los nodos de la RTR y los
intercambios de energia en los enlaces entre areas de control. Estos sistemas y equipos de
medicion comercial conforman el Sistema de Medicion Comercial Regional o SIMECR.

Al.l.2

Al1l3

Este Anexo establece las responsabilidades y los requisitos para los sistemas y equipos de
medicion comercial del MER vy es aplicable al EOR, a los OS/OMS y a los agentes del
mercado.

El SIMECR estara conformado por los siguientes componentes:

(@)

(b)

(©)

(d)

(€)

(f)

(9)

Un sistema primario de medicion que como minimo considere la energia activa y
reactiva, el cual deberd tener un medidor con capacidad de almacenamiento por
intervalos de tiempo y suficiente memoria para almacenar informacién por un periodo
compatible con los periodos de mercado de las transacciones del MER, asi como un
mddem de comunicaciones que permita que los datos de las medidas sean leidos
remotamente usando protocolos apropiados;

Un sistema de respaldo de medicion de energia activa y reactiva, funcionando en
paralelo con el sistema primario de medicidn y con las mismas caracteristicas que el
sistema primario de medicion;

Un sistema de recoleccion remota de medidas, conformado por sistemas de
comunicaciones y centros de recoleccion de datos, preferiblemente ubicados en las
instalaciones de los OS/OMS, con acceso remoto a la informacion de los medidores a
través de enlaces de telecomunicaciones privados o publicos;

Un sistema informatico para que los OS/OM pongan a disposicion del EOR, la
informacidn de las mediciones que recolecta de sus sistemas;

Registro de mediciones comerciales que en su conjunto representen la medicion real,
con el objeto de registrar transacciones de mas de un agente en un mismo nodo; y

El EOR podra contar con opcionalmente, un sistema de recoleccion remota de
medidas que le permita al EOR revisar periddicamente la informacién reportada por
cada OS/OM, a través del acceso remoto a los datos de medicion.

197para los nodos de la RTR que no cuenten con un sistema de medicion conforme lo
establece el apartado A1.5 del presente anexo, de forma alterna y con el Gnico
proposito de su consideracion en el Posdespacho Regional, el SIMECR considerara
los sistemas de medicién comercial nacionales y sus registros , debidamente
habilitados por la autoridad correspondiente en su mercado y cumpliendo lo
establecido en el literal d.

197 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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All4

All5

All6

Los datos de energia activa (kilovatios-hora) y reactiva (kilovares-hora) de las lecturas de
energia deberan ser registrados por el SIMECR en intervalos de tiempo que coincidan con
los periodos de mercado.

Ninguna disposicion de este Anexo afectara la obligacion de los OS/OMS y/o agentes del
mercado de cumplir con los requisitos de medicion establecidos por sus respectivos
sistemas o mercados nacionales. En caso que el presente Anexo defina unos requerimientos
diferentes a los establecidos a nivel nacional, el OS/OM o agente en cuestion debera cumplir
con los requisitos més exigentes.

1%8para el caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros indicados
en el literal g) del apartado A1.1.3, Unicamente deberan cumplir con los requisitos de
medicion establecidos en su regulacion nacional.

1¥Ninguna disposicion de este Anexo impedira a un OS/OM aplicar nuevas metodologias y
tecnologias relacionadas con la medicion de energia, siempre que tales aplicaciones
cumplan al menos con las disposiciones del presente Anexo.

Al.2 Responsabilidades de los Agentes

Al21

20para cada uno de los equipos de medicion de su propiedad y registrados en el SIMECR
conforme al numeral A1.6, los agentes del MER deberan:

(@) *Garantizar que cada equipo de medicién cumpla con los requisitos establecidos en el
numeral AL.5;

(b) Coordinar y garantizar el acceso del OS/OM respectivo a los datos y equipos de
medicion cuando se requiera;

(c) Adquirir, instalar, registrar, poner en operacion, dar mantenimiento, reparar,
reemplazar, inspeccionar y probar los equipos de medicién de su propiedad, de
acuerdo con las disposiciones del presente Anexo;

(d) Poner a disposicion del OS/OM respectivo, los datos de medicion y la informacion
requerida en este Anexo para ser almacenada en la Base de Datos Regional;

(e) Establecer procedimientos alternos que garanticen la transferencia de datos de
medicidn hacia los centros de recoleccion del OS/OM en los periodos establecidos en
este reglamento, cuando dichos datos no estén a disposicion del OS/OM por medio
del acceso remoto establecido para el efecto;

(f) Mantener los registros de todas las inspecciones, pruebas, auditorias y actividades que
puedan afectar la recoleccion, integridad o precision de los datos de medicion
almacenados en sus equipos de medicion, asi como de todas las modificaciones
realizadas a tales equipos, y suministrar dichos registros al EOR, por intermedio del
OS/OM respectivo.

198 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
199 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
200 (odificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
201 (Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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(g) Obtener la aprobacion del OS/OM, quien informara al EOR antes de llevar a cabo
cualquier procedimiento o de efectuar cambios sobre los equipos, pardmetros o
configuracion de medida de los equipos de medicion que pudieran afectar la
recoleccidn, integridad o precision de cualquier dato de medicion almacenado en el
equipo;

(h) Reportar dafios y problemas en sus equipos de medicion y suministrar la informacion
sobre ajustes de los datos de medicion requerida por el EOR y/o los OS/OMS;

(i) Presentar la informacion que certifique que el equipo de medicién es el adecuado para
el rango de condiciones operativas a las cuales estara expuesto y que sus componentes
podran operar dentro de los limites establecidos en este Anexo.

(j) *?Para el caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros
indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, Gnicamente deberan cumplir con las
responsabilidades establecidas en su regulacion nacional.

Al.2.2 Cada agente asumira todos los costos y gastos asociados con:

(a) La adquisicion, instalacion, registro, puesta en marcha, mantenimiento, reparacion,
reposicion e inspeccion de los equipos de medicion de su propiedad;

(b) 2Las pruebas de rutina descritas en el numeral A1.7.4.1 de cada equipo de medicion

de su propiedad:;

(c) ®Las pruebas, distintas a las pruebas de rutina a las que se refiere el literal (b), y las
auditoriasa equipos de medicién de su propiedad, en los casos sefialados en el humeral
Al.7.3

(d) Asegurar la integridad y precision de los datos de medicion registrados en los equipos

de medicion de su propiedad y la transferencia de tales datos a los centros de
recoleccion de los OS/OMS.

(e) Para el caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros
indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, Gnicamente deberan asumir los gastos y
costos establecidos en su regulacién nacional.

Al.3 Responsabilidades de los OS/OMS

Al1.3.1 Para cada uno de los equipos de medicién del SIMECR bajo su supervision, los OS/OMS
deberan:

(@) 2%Supervisar e informar al EOR del cumplimiento de los requisitos de medicion
establecidos en el numeral A1.5;

202 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
203 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
204 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
205 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
206 \Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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(b) Efectuar, a solicitud del EOR, auditorias a los sistemas y equipos de medicidn, para
verificar la precisién y confiabilidad de las medidas y el desempefio de los sistemas
y equipos de medicion;

(c) Coordinar con los agentes la realizacion de las pruebas punto a punto entre los
equipo de medicion y los centros de recoleccion de datos de los OS/OMS requeridas
en este Anexo;

(d) Recolectar la informacion de los equipos de medicion y la informacion requerida en
este Anexo, y enviarla a la Base de Datos Regional de acuerdo con las instrucciones
y formatos establecidos por el EOR, de conformidad con el Libro I;

(e) Establecer procedimientos que garanticen al EOR disponer de datos de medicion
alternos durante el mantenimiento, reparacion, reposicion, inspeccion, auditoria o
prueba de los equipos de medicion;

(f)  Elaborar reportes de eventos que afecten a los equipos de medicion instalados en los
nodos de la RTR en su area de control;

() Responder oportunamente a todos los reportes de problemas de medicion emitidos
por el EOR;

()  Responder por las multas y otras sanciones impuestas, de acuerdo con lo establecido
en el Libro IV del RMER, por el incumplimiento de las obligaciones establecidas en
este Anexo.

(i) Para el caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros
indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, Unicamente deber&n cumplir con las
responsabilidades establecidas en su regulacién nacional.

Al.3.2 Cada OS/OM asumira todos los costos y gastos asociados con:

(@) Laadquisicion, instalacién, mantenimiento, reparacion, reposicion e inspeccion de
sus equipos para la recoleccion y reporte de los datos de medicion;

(b) Asegurar la integridad y precision de los datos de mediciéon almacenados en su
centro de recoleccidn de datos y la transferencia de tales datos a la Base de Datos
Regional; y

(c) Su propio acceso a la Base de Datos Regional;
(d) %para el caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros

indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, Unicamente deberan asumir los gastos
y costos establecidos en su regulacion nacional.

Los OS/OM podrén recuperar una parte o la totalidad de los costos y gastos a los cuales
se hace referencia, que deban ser cubiertos por los agentes, de acuerdo con lo establecido
en la respectiva regulacién nacional.

207 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
208 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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Al.4 Responsabilidades del EOR
Al4.1 EIEOR seraresponsable de:

(a) Elaborar y mantener actualizado el registro de los equipos de medicién conforme lo
establecido en el numeral Al.6;

(b) Proporcionar una interfaz de comunicaciones con la Base de Datos Regional y
garantizar que los datos de medicion sean almacenados en la Base de Datos
Regional de manera confiable, segura, oportuna y precisa;

(c) Establecer guias y procedimientos relacionadas con el SIMECR, incluyendo pero
sin limitarse a: estimaciones por pérdida de lecturas, transferencia de datos de
medicién hacia la Base de Datos Regional, integridad de los datos y seguridad de
los equipos de medicidn, inspeccion, prueba y auditoria de los equipos y correccion
de errores de medicion;

(d) Coordinar con el OS/OM respectivo la ejecucion de cualquier prueba requerida a un
equipo de medicion;

(e) Aplicar los procedimientos respecto a equipos dafiados o defectuosos establecidos
en este Anexo;

(f)  Auditar los equipos de medicion de los agentes de acuerdo con lo establecido en
este Anexo;

() Supervisar los sistemas y procedimientos de adquisicion de medidas de los
OS/OMS;

(h)  Emitir reportes de problemas de medicion a los OS/OMS y monitorear el estado,
tiempo de respuesta y solucién dada a cada uno de éstos;

(i)  Prevenir el acceso a la informacion del SIMECR almacenada en la Base de Datos
Regional por parte de personas distintas a las autorizadas en este Anexo.

() °Para el caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros
indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, Unicamente aplican las
responsabilidades establecidas en los literales a), b) e i) anteriores.

AL.5 Requisitos de Medicion
Al5.1 Caracteristicas del Equipo de Medicion

A1.5.1.1 ?%Sujeto a lo dispuesto en los numerales A1.5.1.2 y A1.5.6, cada nodo de la RTR donde se
realicen transacciones en el MER se deberé:

(@) Contar con dos (2) medidores, uno (1) de los cuales sera designado como medidor
principal y otro como respaldo, los cuales cumplirdn con las caracteristicas
establecidas en este numeral y la clase de precision establecida en el literal (c);

209 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
210 (Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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(b)

(©

(d)
(€

(f)

()

(h)

(i)

)

()

0]

Contar con transformadores de corriente y potencial, que cumplan con las
caracteristicas establecidas en este numeral y la clase de precision establecida en el
literal (c), los cuales podran ser compartidos o independientes para cada medidor;

Cumplir con la precision requerida para los equipos de medicion sera de 0.2 para
los medidores de estado solido y con el porcentaje de error para los transformadores
de instrumentacion, para la carga nominal conectada en los secundarios, de 0.3, de
acuerdo a las normas ANSI C12.16-1991 o su version vigente y ANSI C57.13-1993
0 su version vigente. Podran utilizarse las normas International Electrotechnical
Commission (IEC), por sus siglas en inglés, en cualquiera de sus versiones
equivalentes a las normas ANSI establecidas en este numeral;

Cumplir con los requisitos de seguridad establecidos en el numeral A1.10;

Tener la capacidad de registrar datos de medicion en intervalos de tiempo iguales o
menores al periodo de mercado;

Tener la capacidad de almacenar datos de medicion de cada periodo de mercado,
como minimo treinta y cinco (35) dias;

211para cada instalacion sera obligatorio presentar el calculo de la carga, en VA, que
sera conectada a los transformadores de corriente y potencial, asociados a los equipos
de medicidn principal y de respaldo. Con el calculo se adjuntaran datos garantizados
por los fabricantes de los equipos que estaran conectados en la cadena de medicion
(medidores, graficadores, cables, etc.), no pudiendo en ninglin momento sobrepasarse
el rango de carga de los transformadores de instrumentacién especificado en la norma
ANSI C57.13 o su version vigente, para la exactitud requerida. Podran utilizarse las
normas IEC, en cualquiera de sus versiones equivalentes a las normas ANSI
establecidas en este numeral;

22Cumplir que la carga de los circuitos secundarios de los transformadores de
corriente (TC) y potencial (TP) esté comprendida dentro de los limites inferior y
superior de la exactitud correspondiente, de acuerdo a lo estipulado en la norma ANSI
C57.13-1993 o su version vigente; Podran utilizarse las normas IEC, en cualquiera de
sus versiones equivalentes a las normas ANSI establecidas en este numeral;

Cumplir que el valor nominal del circuito primario del TC, sea el valor més cercano
a la capacidad de transmision del elemento medido;

Utilizar transformadores de corriente con multirelacién, debiendo poseer la mejor
exactitud el devanado donde se estime que el medidor operara nominalmente;

Cumplir que el equipo de medicion cuente con los elementos necesarios que
permitan separar y/o intercalar dispositivos de medida en forma individual con la
instalacion en servicio, para verificacion en el lugar y/o reemplazo sin afectar los
elementos restantes; y

Cumplir con todos los otros requisitos establecidos en este Anexo.

211 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
212 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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Al1.5.1.2 Un equipo de medicion podra tener caracteristicas mas exigentes en cuanto a la clase de
precision y a otros requisitos establecidos en el numeral A1.5.1.1.

A1.5.1.3 Ningln equipo de medicién podré ser parte del SIMECR a menos que:

(@) Hayasido registrado ante el EOR de acuerdo con los procedimientos descritos en el
numeral Al.6;y

(b) Los equipos de comunicacion que sean parte del mismo hayan superado con éxito
las pruebas punto a punto entre el OS/OM vy el punto de medicion.

Al1.5.1.4 En los casos en los cuales se pretenda utilizar transformadores de medida de un equipo de
Amedicion para propositos adicionales a los de recoleccion, registro y almacenamiento de
datos de medicidn, el agente propietario del equipo de medicion debera:

(@) Conectar el transformador de medida al medidor principal como se indique en la
informacion de registro correspondiente;

(b) Operar el transformador de medida dentro de los limites nominales de carga para la
clase de precision indicada el numeral A1.5.1.1(c); y

(c) Asegurar que el transformador de medida sea parte de un equipo de medicién con
respaldo.

Al15.2 Caracteristicas del Medidor

A.1521 28Cada medidor sera del tipo multifuncién de estado sélido, trifasico, tetrafilar,
bidireccional, dotado de un médulo de memoria masiva no volatil, de acuerdo a la norma
ANSI C12.16-1991 o su version vigente, con modulo de comunicacién (médem interno o
externo, LAN, etc.), médulo de entrada y salida y con alimentacion independiente.

Podrén utilizarse las normas IEC, en cualquiera de sus versiones equivalentes a las normas
ANSI establecidas en este numeral.

Al1.5.2.2 Todos los medidores deberan disponer de registradores integrados, los cuales obtendran y
almacenaran los valores a registrar, para que periddicamente sean extraidos en forma
remota por cada OS/OM y sean remitidos posteriormente al EOR.

Al15.2.3 Los registradores integraran los pulsos generados en los medidores de energia, en periodos
programables compatibles con el periodo de mercado definido en este Reglamento.

Al1.5.2.4 Elprocedimiento normal de lectura de los registradores sera remoto, mediante la utilizacion
de enlaces de comunicacion privada o publica, para lo cual el equipo estard dotado de un
médem y la funcionalidad de comunicacion requerida con el grado de proteccion
adecuado. Adicionalmente debera ser posible realizar la extraccion local de datos, en caso
que el procedimiento no pueda ser aplicado, la cual estara a cargo de cada agente.

Al1.5.2.5 Como referencia de tiempo, los registradores utilizaran sincronizacion externa confiable,
la cual debera ser realizada por el OS/OM respectivo como minimo en forma semestral.

A1.5.2.6 La proteccion de los datos deberd abarcar tanto el almacenamiento como la extraccion y
transmision, disponiendo de memoria masiva no volatil, claves y protocolos de
transmision con deteccion de errores y repeticion de bloques de datos defectuosos.

213 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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Al15.2.7 Elregistrador se ajustara a las siguientes caracteristicas:

(@) El periodo de integracion de pulsos sera programable, desde un minimo de un (1)
minuto hasta una (1) hora, en intervalos que contemplen todos los submdltiplos de
sesenta (60) minutos;

(b) Capacidad de almacenamiento de la informacién en memoria masiva de treinta y
cinco (35) dias como minimo, con diez (10) 6 mas canales activos y un periodo de
integracidn fijado por el EOR que inicialmente sera de sesenta (60) minutos;

(c) La asignacion de las variables para el SIMECR serd definida por el EOR en
cumplimiento del RMER;

(d) El soporte de almacenamiento de los datos debe garantizar la permanencia y la
inalterabilidad de los mismos ante fallas de alimentacion del equipo o externas, para
lo cual debera contar con baterias de siete (7) dias de duracion como minimo u otro
sistema no volatil de alimentacion independiente; y

(e) El equipo debera permitir la lectura remota de los datos, para lo cual dispondra de
puertos de acceso y lectura remota y contar con un mddulo de comunicacion con
velocidad de transmision de trescientos (300) bps o mayor.

Al1.5.3 Punto de Medicion y Factores de Ajuste.

A1.5.3.1 El agente debera asegurar que el medidor se encuentre instalado en el nodo de la RTR donde
se realizan las transacciones en el MER.

Al1.5.3.2 No obstante lo indicado en el numeral anterior, cuando el equipo de medicidn esté ubicado
en el lado de baja tension del transformador o en un nodo el cual esta conectado a través de
una linea de transmision a un nodo de la RTR, el OS/OM debera utilizar un factor de ajuste
para trasladar la medicién al nodo de la RTR.

A1.5.3.3 El EOR debera aprobar el procedimiento utilizado por el OS/OM para el calculo de los
factores de ajuste del numeral anterior.

Al1.5.3.4 Para efecto de supervision del EOR, el OS/OM debera mantener una memoria de célculo
para cada uno de los casos en que se aplique dicha correccién.

Al15.4 Usoy Recoleccion de Datos de Medicion

Al1.5.4.1 Los datos de medicién seran utilizados por el EOR para propositos de la conciliacion de
transacciones de la manera establecida en el Libro Il. Los agentes del MER y los OS/OMS
seran los responsables de la validacion de los datos, y cuando sea necesario, del ajuste y
estimacion de los mismos.

Al1.5.4.2 Cada equipo de medicidn debera tener un enlace de comunicacién y tener capacidad de
comunicacién remota por medios electronicos, desde el sitio del equipo de medicidn hasta
la interfaz de comunicaciones del OS/OM correspondiente.

Al1.5.4.3 Cada agente deberad garantizar que los datos de cada uno de sus equipos de medicion
registrados sean transferidos al centro de recoleccion de datos del OS/OM respectivo,
preservando las condiciones de seguridad y precision que se establecen en este Anexo.

Al.5.4.4 Cada OS/OM debera garantizar que los datos de medicién almacenados en sus centros de
recoleccién y transferidos a la interfaz de comunicaciones de la Base de Datos Regional, se
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encuentren en un formato de datos aprobado por el EOR y compatible con el utilizado para
la recuperacion de datos desde dicha interfaz.

Al155 Reporte de Datos de Medicion

A1.5.5.1 ?**Los OS/OMS realizaran la interrogacion de los datos almacenados en los equipos de
medicion bajo su responsabilidad, ubicados en los nodos habilitados de la RTR. Cada
OS/OM debera reportar diariamente al EOR dichos datos de medicion en el formato
aprobado por el EOR, a mas tardar 24 dias calendario posteriores al dia de la operacion.

A1.5.5.2 El reporte de la informacion se hara en las unidades de medida definidas para el MER, de
manera que se tengan datos para cada uno de los periodos de mercado del dia anterior de
operacién y usando los medios electrénicos habilitados por el EOR para tal efecto.

A1.5.5.3 2®°En relacion con los datos a reportar al EOR, el OS/OM verificara la existencia y
consistencia de los datos antes de aplicar el procedimiento de estimacion de medidas
previsto en el numeral A1.9.2.2.

Al1.5.5.4 Antes de la conciliacién diaria, el EOR debera informar a los OS/OMS los problemas que
encuentre en los reportes de datos de medicién, para que estos envien las correcciones
requeridas de la manera establecida por el EOR para tal efecto.

A1.5.5.5 2®En aquellos casos en que, habiendo informado el EOR de la existencia de un problema
en los datos de un equipo de medicion al OS/OM respectivo, no se realicen las correcciones
dentro del plazo establecido, el EOR realizara la conciliacion de transacciones con la mejor
informacidn disponible de acuerdo al numeral A1.9.2.2.

Al5.6 Exencion de Requisitos

Al15.6.1 EIEOR podra eximir temporalmente del cumplimiento de requisitos establecidos en este
Anexo a los equipos de medicion que ya se encuentren en servicio en la fecha de vigencia
del RMER, previa solicitud por parte del agente propietario del equipo de medicion, en
aquellos casos en que el incumplimiento de los requisitos no dificulte la correcta
determinacion de las inyecciones y retiros en el punto de medicion, de manera que la
conciliacion de transacciones pueda realizarse de manera satisfactoria para los agentes.

Al15.6.2 Cuando el EOR exima a un equipo de medicién del cumplimiento de alguno de los
requisitos establecidos en este Anexo, fijara unos plazos para que el agente responsable
cumpla con los requisitos faltantes y si es necesario aplicara un factor de correccion para
determinar las inyecciones y retiros reales a partir de los datos registrados en el equipo
de medicidn.

Al1.5.6.3  El factor de correccién a que se refiere el numeral anterior, debera ser calculado por el
respectivo OS/OM y aprobado por el EOR previo a su aplicacion.

Al15.6.4  Un agente que desee solicitar una exencion de requisitos para un equipo de medicién,
como se prevé en el numeral A1.5.6.1, presentard al EOR como parte de la solicitud de
registro del equipo, lo siguiente:

214 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

215 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

216 Modificado mediante Resolucion CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017.
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Al.5.6.5

Al1.5.6.6

Al.5.6.7

Al156.8

Al156.9

(&) Una descripcion del requisito que el equipo de medicion no cumple y para el cual
se solicita la exencion;

(b) Un plan en el cual se detalle la forma y el tiempo dentro del cual el equipo de
medicion cumplird con el requisito materia de la solicitud de exencion; y

(c) Toda la informacion que soporte la solicitud.

Si a consideracién del EOR no se satisfacen los criterios establecidos en el numeral
Al15.6.1, éste negard la exencion solicitada y no aceptara el registro del equipo de
medicion. El EOR notificara del hecho al agente solicitante, al OS/OM respectivo y a la
CRIE indicando las razones de la negativa.

Una vez el EOR verifique el cumplimiento de los criterios establecidos en el numeral
Al1.5.6.1 para la aplicacion de una exencion, aceptara su registro temporal, siempre que
el agente haya suministrado toda la informacion y se hayan cumplido todos los
procedimientos de registro sefialados en el numeral A1.6, y fijara los plazos sefialados
en el numeral A1.5.6.2.

La exencién concedida por el EOR a un equipo de medicion con relacién a un requisito
especifico, de acuerdo con lo previsto en el numeral A1.5.6.5, expirard en la fecha
especificada por el EOR en el momento de registro temporal del equipo y podra ser
revocada por el EOR en cualquier momento que no se cumplan los criterios establecidos
en el numeral A1.5.6.1.

Cada agente propietario de un equipo de medicién al cual se ha revocado la exencion de
un requisito, segun lo previsto en el numeral A1.5.6.6, debera garantizar el pleno
cumplimiento por parte del equipo de medicion del requisito materia de la exencion antes
de volver a solicitar el registro del equipo.

Cuando el agente no cumpla con lo establecido en los numerales A1.5.6.6 6 A1.5.6.7
con respecto a la revocacion o vencimiento de una exencién determinada, el EOR:

(a) Tomara las acciones necesarias para la estimacion de los datos de medicion para
propdsitos de conciliacion de transacciones; y

(b) Notificara a la CRIE, quien tomara las acciones necesarias para que el equipo de
medicidn sea puesto en cumplimiento del requisito sujeto de la exencion.

A1.5.6.10 ?#’Para el caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros

indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, Gnicamente aplicarian las exenciones de
requisitos establecidas en su regulacién nacional.

Al.6 Registro de Equipos de Medicion

A1.6.1 #8Los equipos de medicion que se utilizaran para obtener los datos de las medidas de las

inyecciones, retiros e intercambios de energia en los nodos de la RTR para propdsitos
de la conciliacion de transacciones en el MER, deberan ser registrados ante el EOR de
acuerdo con lo dispuesto en este numeral Al.6.

217 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
218 \Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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Al.6.2

El EOR establecera los procedimientos a seguir por los agentes para el registro de los
equipos de medicion que se encuentran ubicados en los nodos de la RTR habilitados para
realizar transacciones en el MER. La informacion del registro de los equipos de medicién
deberé ser actualizada por el agente respectivo cada vez que sufra algin cambio.

Al1.6.3 EI EOR garantizara que el registro contenga la siguiente informacion de cada equipo de

Alb6.4

Al.6.5

Al.6.6

Al6.7

Al6.8

medicion y cualquier otra informacion que el EOR considere necesaria:
(a) Nombre, identificacion e informacion de contacto del agente propietario;
(b) El punto de medicion definido para el equipo de medicion;

(c) El nombre y la designacion operativa de la instalacion en la cual se encuentra
localizado el punto de medicion;

(d) Localizacion geografica y dentro del SER del equipo de medicion y de cada uno de
sus medidores si existen varios por punto de medicion;

(e) Una tabla totalizadora indicando: (i) los medidores a ser sumados cuando se requiera
y el signo de la sumatoria y (ii) la informacidn correspondiente a cada medidor, con
el detalle suficiente para permitir la suma, los factores de ajuste y los factores de
correccion;

(f) El identificador Unico asignado por el EOR al equipo de medicion para su
localizacion en la Base de Datos Regional,

(9) Las unidades de medida utilizadas para medir el flujo de energia en el equipo de
medicion;

(h) Los factores de ajuste y de correccion a ser aplicados, incluyendo el signo de los
factores; y

(i) La documentacion de soporte de los factores anteriores, incluyendo los resultados
de calculos de ingenieria y estudios de flujo de potencia.

La documentacion requerida para el registro del equipo de medicién, debera llevar la
firma de una persona autorizada por el Agente y con el visto bueno del OS/OM.

El EOR negara el registro de un equipo de medicion cuando el equipo de medicion no
cumpla con los requisitos establecidos en este Anexo y no se ha concedido ninguna
exencioén que explique este incumplimiento.

Cuando el EOR niegue el registro de un equipo de medicion, segun lo previsto en el
numeral A1.6.5, notificara del hecho al agente solicitante, al OS/OM respectivo y a la
CRIE, indicando los motivos de la negativa.

El EOR incluiré en el registro de medidores los resultados de todas las pruebas realizadas
conforme a los numerales A1.7.1y A1.7.2, y cualquier modificacion realizada al equipo
de medicidn segun lo dispuesto en el numeral A1.10.3.1.

Los datos incluidos en el registro de medidores, con respecto a un equipo de medicion,
podrén ser consultados por:

(a) EI OS/OM bajo cuya supervision se encuentre dicho equipo de medicion;

(b) El agente del MER cuyas cantidades de conciliacion estén determinadas por los
datos de dicho equipo de medicion; y

(c) El agente del MER propietario del equipo de medicion.

139



A1.6.9 #%Parael caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros indicados

en el literal g) del apartado A1.1.3, el registro debera ser realizado por el OS/OM
respectivo, conteniendo la siguiente informacién:

a) El punto de medicién definido para el equipo de medicién;

b) El nombre y la designacion operativa de la instalacion en la cual se encuentra
localizado el punto de medicion;

¢) Localizacidn geograficay dentro del SER del equipo de medicién y de cada uno
de sus medidores si existen varios por punto de medicion;

d) El identificador Unico asignado por el EOR al equipo de medicion para su
localizacion en la Base de Datos Regional;

e) Las unidades de medida utilizadas para medir el flujo de energia en el equipo de
medicion;

f) La documentacién requerida para el registro del equipo de medicion, debera
llevar la firma de una persona autorizada por el OS/OM.

Al1.7 Pruebas y Auditorias

Al71
Al7.11

Pruebas y Auditorias a Equipos de Medicion

Cada agente serd responsable de que cada uno de sus equipos de medicion sea
inspeccionado y probado de acuerdo con los requisitos establecidos en el numeral
Al.7.4. Cada agente, a través del respectivo OS/OM, suministrara al EOR los resultados
de las pruebas realizadas.

Al1.7.1.2 EI EOR revisara los resultados de todas las pruebas realizadas en cumplimiento de lo

Al7.1.3

Al.7.14

dispuesto en esta seccion Al.7.

Después de efectuar la revision anterior, el EOR podra ordenar la realizacion de una
auditoria al equipo de medicion con el fin de evaluar el cumplimiento de los requisitos
establecidos en este Anexo. El agente garantizara que el auditor del EOR tenga acceso
al equipo de medicién para los propdsitos de la auditoria, siempre que el EOR le haya
notificado de la misma con una anticipacion no inferior a cinco (5) dias habiles. La
notificacién de la auditoria debera especificar:

(a) EI propésito especifico de la auditoria y sus alcances indicando claramente los
trabajos a realizar;

(b) El nombre de la persona o empresa que efectuara la auditoria; y
(c) Lafechay lahorade inicio de la auditoria.

El EOR podra realizar revisiones extraordinarias a un equipo de medicién, con el
proposito de asegurar el cumplimiento de los requisitos establecidos en este Anexo. El
agente propietario del equipo de medicion garantizaré que el personal designado por el
EOR tenga acceso a los equipos para efectos de estas revisiones.

219 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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Al.7.15

Al.7.1.6

Al.7.2
Al7.2.1

Al7.22

Al.7.2.3

Al7.2.4

Al.7.25

Al7.3
Al7.31

Al7.4

El EOR, tan pronto como sea posible, pondra a disposicion del agente propietario de un
equipo de medicion y del OS/OM respectivo los resultados de toda auditoria realizada
conforme a los numerales A1.7.1.3y A1.7.1.4.

Cada OS/OM, tan pronto como sea posible, pondra a disposicion de cualquier agente del
mercado cuyas cantidades de conciliacion dependan de los datos del equipo de medicion
auditado, los resultados de las pruebas realizadas en cumplimiento de lo establecido en
el numeral A1.7.1.1 y de toda auditoria realizada conforme a los numerales A1.7.1.3 y
Al.7.1.4.

Inspecciones de Datos de Medicion

Un agente del mercado podra solicitar al EOR, a través de su respectivo OS/OM, una
inspeccion para determinar la consistencia entre los datos de medicién almacenados en
la Base de Datos Regional y los datos del equipo de medicion usado para determinar las
cantidades de conciliacion de las transacciones propias o de otro agente.

El EOR entregara al agente propietario del equipo y al agente que realiza una solicitud
conforme a lo establecido en el numeral A1.7.2.1, dentro de los cinco (5) dias habiles
siguientes a la fecha de la solicitud, una notificacion de la inspeccion, con una
anticipacion no menor a cinco (5) dias habiles de la fecha prevista para la realizacion de
la misma. La notificacion de la inspeccion debera especificar:

(a) El propdsito especifico de la inspeccion;
(b) EIl nombre de la persona o empresa que conducira la inspeccion; y
(c) Lafechay lahora de inicio de la inspeccion.

El EOR ordenard la inspeccion a que se refiere el numeral A1.7.2.1 y el agente
propietario del equipo de medicion garantizara que el personal asignado por el EOR
tenga acceso al mismo para los prop6sitos de la inspeccion, siempre que haya recibido
la notificacion anteriormente sefialada.

El EOR en un plazo maximo de quince (15) dias calendario después de realizada la
inspeccion, pondra a disposicion del agente propietario del equipo, del agente que
realizé la solicitud y del OS/OM respectivo los resultados de la inspeccién a realizada en
cumplimiento de lo establecido en el numeral A1.7.2.1.

Si una inspeccion realizada conforme al numeral A1.7.2.1 revela una discrepancia entre
los datos de medicion registrados en un equipo de medicién y los datos de medicion
almacenados en la Base de Datos Regional, se tomaran los datos que recomiende el
informe de la inspeccion para efectos de la conciliacion de transacciones, mientras se
subsana la causa del error.

Costos de las Pruebas, Auditorias e Inspecciones

Los costos y gastos asociados con las pruebas, auditorias e inspecciones realizadas a
cualquier equipo de medicion, distintas a las que se refiere el numeral A1.7.1, deberén
ser pagados por la entidad o el agente que las haya solicitado, excepto en el caso en que
dichas pruebas, auditorias o inspecciones muestren que el equipo de medicién no cumple
con los requisitos sefialados en el presente Anexo, caso en el cual el agente propietario
del equipo de medicion asumiré los costos y gastos incurridos.

Requisitos de Inspeccion y Pruebas
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Al74.1 Los OS/OMS verificaran de que cada equipo de medicion bajo su supervision sea
sometido como minimo a las siguientes pruebas de rutina:

(&) Verificacion en sitio

Se debe llevar a cabo una verificacion en sitio para confirmar si la energia medida por
un medidor en un determinado periodo de tiempo es almacenada correctamente por el
registrador de datos del medidor. Cada OS/OM registrard como una falla o salida de
servicio todo error detectado como resultado de esta prueba EI OS/OM reportard el
error al EOR conforme al numeral A1.9.1.2.

(b) Revision en el punto de medicién

Las energias activa y reactiva registradas por un medidor deberan ser comparadas con
las medidas por un equipo de prueba de precisién igual o superior a la del medidor e
instalado en paralelo al mismo, o utilizando otro mecanismo aprobado por el EOR.
Cada OS/OM registrara como falla o salida de servicio todo error detectado como
resultado de esta prueba que exceda el rango de precision del medidor y reportara dicho
error al EOR conforme al numeral A1.9.1.2.

(c) Revision de transformadores de medida
Como minimo se utilizara la prueba de relacién de transformacion para probar la
correcta operacion de los transformadores de medida.

Al.7.4.2 Cada agente realizara las pruebas de rutina a las que se refiere el numeral A1.7.4.1 por
lo menos una (1) vez en cada periodo sucesivo de doce (12) meses, a partir de la fecha
de registro del equipo de medicion.

Al.7.4.3 Cada agente llevara a cabo cualquier otro tipo de prueba, incluyendo pruebas de relacion
de transformacion, de aislamiento y verificacion de la precision, cuando lo requiera el
EOR o0 el OS/OM.

Al1.7.5 ?%Parael caso de los sistemas de medicién comercial nacionales y sus registros indicados
en el literal g) del apartado A1.1.3, Unicamente aplicarian las pruebas y auditorias
establecidas en su regulacién nacional.

Al.8 Procesamiento de Datos de Medicion
Al.8.1 Datos de Medicién

Al1.8.1.1  Como parte de la Base de Datos Regional, el EOR establecera y mantendra una base de
datos de medicién que contenga los datos reportados por los OS/OMS para cada equipo
de medicidn registrado ante el EOR.

Al1.8.1.2 La Base de Datos Regional contendré las lecturas de energia inicialmente enviadas asi
como las sustituciones, las estimaciones y los valores calculados por los OS/OMS.

Al1.8.2 Adquisicion Remota de Datos

220 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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A1.8.2.1 ??!Cada OS/OM realizara la adquisicion remota de los datos de medicion almacenados
en los equipos de medicion registrados y los transferira al EOR quien los almacenaré en
la Base de Datos Regional para propdsitos del Posdespacho Regional y la conciliacion
de desviaciones en tiempo real.

Al1.8.2.2. Silaadquisicion remota de datos del equipo de medicién no es posible por parte de los
OS/OMS, el EOR coordinaré con el OS/OM responsable la utilizacion de medios alternos
para la transferencia de los datos de medicién a la Base de Datos Regional.

Al1.8.3 Errores en Equipos de Medicidn

A1.8.3.1  Siunaprueba, inspeccion o auditoria a un equipo de medicion, llevada a cabo de acuerdo
con el numeral A1.7, demuestra la existencia de un error, y el EOR, una vez agotadas las
alternativas posibles para determinar el momento en el cual se presentd tal error,
consideraré que el error ha ocurrido en la mitad del periodo comprendido entre (i) el
momento de la prueba, inspeccién o auditoria mas reciente que mostraba que el equipo
de medicion cumplia con los requisitos de medicién aplicables y (ii) el momento en el
cual el error fue detectado.

Al1.83.2 EIEOR, en coordinacion con los OS/OMS, podra realizar correcciones apropiadas a los
datos de medicién contenidos en la Base de Datos Regional para tener en cuenta errores
de medicion detectados en una prueba, inspeccion o auditoria conforme al numeral
A1.8.3.1.

Al1.8.3.3 En caso el EOR realiza las correcciones indicadas en el numeral A.1.8.3.2, las
modificaciones se deberan incluir en el DTER.

A1.8.3.4 ???Para el caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros
indicados en el literal g) del apartado A1.1.3, Gnicamente aplicarian las correcciones de
errores de los datos de medicidn establecidas en su regulacién o nacional.

Al1.9 Funcionamiento de Equipos de Medicién
Al1.9.1 Desempefio

A1.9.1.1 2L os agentes propietarios de equipos de medicion registrados garantizaran que los datos
de medicion estén a disposicion de los OS/OMS, por periodo de mercado.

Para el caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros indicados en
el literal g) del apartado A1.1.3, los OS/OMS garantizaran que los datos de medicion estén
a disposicion del EOR, por periodo de mercado.

A1.9.1.2 Cuando un agente note que uno de sus equipos de medicion registrados ha salido de
servicio, esta defectuoso o presenta mal funcionamiento, notificara al EOR a través del
respectivo OS/OM de la salida de servicio, defecto o mal funcionamiento del equipo durante
el primer dia habil siguiente a la deteccion del caso. Ademas:

221 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
22 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
223 \Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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(@) Cuando la salida de servicio, defecto 0 mal funcionamiento esté relacionado con
cualquier componente del equipo de medicion distinto a un transformador de
medida, el agente garantizard que el equipo de medicion o el componente
defectuoso sea reemplazado o reparado en un plazo no mayor a quince (15) dias a
partir de la fecha de notificacion a que se refiere el presente numeral, 0 en un periodo
de tiempo mayor acordado con el EOR, el cual no podra superar los quince (15) dias
adicionales; y

(b) Cuando la salida de servicio, defecto o mal funcionamiento esté relacionado con un
transformador de medida, el agente garantizard que éste sea reemplazado en un
plazo no mayor a ciento veinte (120) dias a partir de la fecha de notificacion a la
que se refiere el presente numeral, o en un periodo de tiempo mayor acordado con
el EOR, el cual no podré superar los ciento veinte (120) dias adicionales.

A1.9.1.3 ?*Cuando el EOR se de cuenta, por medios distintos a la notificacion a la cual se refiere el
numeral A1.9.1.2, incluyendo el reporte del OS/OM respectivo, que un equipo de medicién
ha salido de servicio, esta defectuoso o presenta mal funcionamiento, el EOR:

(@) Emitird un reporte de dafio para dicho equipo de medicion y notificara al agente
propietario del equipo de medicién y al OS/OM sobre su salida de servicio, defecto
o mal funcionamiento;

(b) Cuando la salida de servicio, defecto o mal funcionamiento esta relacionado con
cualquier componente del equipo de medicion distinto a un transformador de
medida, dara instrucciones al agente para garantizar que el equipo de medicion o el
componente defectuoso sea reemplazado o reparado en un plazo no mayor a quince
(15) dias contados a partir de la fecha de notificacion a la que se refiere el literal
(a), o en un periodo de tiempo mayor especificado por el EOR, el cual no podréa
superar los quince (15) dias adicionales; y

(c) Cuando la salida de servicio, defecto o mal funcionamiento esté relacionado con un
transformador de medida, dara instrucciones al agente para que garantice que el
transformador sea reemplazado en un plazo no mayor a ciento veinte (120) dias a
partir de la fecha de notificacion a la que se refiere el presente numeral, 0 en un
periodo de tiempo mayor acordado con el EOR, el cual no podra superar los ciento
veinte (120) dias adicionales.

A1.9.2 Estimacion de Medidas

A1.9.2.1 Cuando ocurra una salida de servicio, defecto o mal funcionamiento de un equipo de
medicion, el OS/OM responsable estimara los datos de medicion que deben ser reportados
al EOR, de acuerdo con lo dispuesto en el numeral A1.9.2.2, hasta la fecha en que se corrija
la salida de servicio, defecto o mal funcionamiento del equipo de medicion. Si vencido el
plazo establecido por el EOR la causa del defecto, error o mal funcionamiento no ha sido
subsanada, éste remitira el caso a la CRIE para su solucion.

A1.9.2.2 »Cuando por la aplicacion de alguna de las disposiciones establecidas en este Anexo se
requiera estimar datos de medidas para realizar el Posdespacho Regional y la conciliacion
de desviaciones en tiempo real, se utilizara la siguiente informacion en orden de prioridad:

224 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
225 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

144



(a) El medidor de respaldo;

(b) La informacion proveniente del sistema de supervision y control que se encuentre
disponible;

(c) El balance de carga considerando las caracteristicas técnicas de la RTR y la lectura
de medidores en otros nodos de la RTR.

A.1.9.3 Tiempo del Medidor

A1.9.3.1 El tiempo del reloj de cada equipo de medicion correspondera a la hora oficial de cada pais,
mientras que los datos de medicion almacenados en la Base de Datos Regional
corresponderan a la hora oficial del pais sede del EOR.

A1.9.3.2 El agente propietario del equipo de medicion o el OS/OM de acuerdo a lo establecido a la
regulacién nacional sincronizara el reloj de cada medidor dentro de + cinco (5) segundos de
la hora oficial de cada pais, o aplicando la norma de precisién mas exigente que pueda ser
razonablemente exigida por el EOR en el momento de la puesta en marcha del equipo de
medicion.

A1.9.3.3 Cada OS/OM o agente, de acuerdo a lo establecido a la regulacion nacional, es responsable

por el mantenimiento de la hora del medidor dentro de un rango de + un (1) minuto cada
mes.

A1.9.4 ??®Para el caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros indicados
en el literal g) del apartado Al.1.3, el funcionamiento de los equipos de medicidn debera
cumplir Unicamente lo establecido en su regulacién nacional

Al1.10 Seguridad de los Equipos y Datos de Medicion
A1.10.1 Seguridad de los Equipos de Medicion

A1.10.1.1Cada agente propietario de equipos de medicion registrados en el SIMECR garantizara
que:

(a) Sus equipos de medicidn estén protegidos contra el acceso de personas distintas al
EOR y al OS/OM correspondiente;

(b) Todos los circuitos y sistemas de almacenamiento y procesamiento de informacion
de sus equipos de medicion estén protegidos por medio de sellos u otros
dispositivos aprobados por el EOR,;

(c) Lacajadel medidor se encuentre fisicamente asegurada, cerrada con llave y sellada
por medio de dispositivos aprobados por el EOR, de manera que se pueda detectar
el acceso por parte de personal no autorizado;

(d) Las conexiones de datos a los puertos de comunicacion del medidor estén
protegidas contra el acceso de personas distintas a las autorizadas; y que

(e) Los equipos de medicién cumplan todos los requisitos, relacionados con su
seguridad, establecidos en este Anexo.

226 Adicionado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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Al1.10.1.2 EI EOR auditard las medidas de seguridad aplicadas a cada equipo de medicién
registrado, en un plazo de dos (2) afios a partir de la fecha de entrada en vigencia de este
Reglamento y de ahi en adelante, periédicamente cuando lo considere apropiado.

A1.10.2 Seguridad de los Datos de Medicién

A.10.2.1 Los agentes garantizaran que los datos de medicion almacenados en cada uno de sus
equipos de medicion registrados estén:

(@)

(b)

Protegidos contra el acceso directo local o electrénico remoto de personas
distintas al OS/OM, incluso durante la transferencia de los datos de medicion a los
centros de recoleccion de medidas, mediante la implementacion de claves
apropiadas, encriptacién y otros controles de seguridad; y

Protegidos contra el acceso de personas distintas al OS/OM, durante la entrega de
datos de medicion por medios distintos a los electronicos, incluyendo pero sin
limitarse a disquetes, cintas magnéticas, cartuchos electronicos y papel, en los
cuales los datos de medicién se transcriban, transfieran o almacenen para su
entrega.

A1.10.2.2 Los OS/OMS garantizardn que los datos de medicién almacenados en sus centros de
recoleccion de medidas estén:

(@)

(b)

Protegidos contra el acceso directo local o electrénico remoto de personas
distintas al EOR, incluso durante la transferencia de los datos de medicion a la
interfaz de comunicacion de la Base de Datos Regional, mediante la
implementacion de claves apropiadas, encriptacién y otros controles de seguridad;

y

Protegidos contra el acceso de personas distintas al EOR, durante la entrega de
datos de medicion por medios distintos a los electrénicos, incluyendo pero sin
limitarse a disquetes, cintas magnéticas, cartuchos electronicos y papel, en los
cuales los datos de medicion se transcriban, transfieran o almacenen para su
entrega.

Al1.10.2.3 EI EORy los OS/OMS mantendran confidenciales todos los registros de claves de acceso
electrdnico a los datos de medicion.

Al1.10.3 Modificaciones a Equipos, Parametros y Configuracion de Medida

Al1.10.3.1 Cada OS/OM, previa aprobacion del EOR, autorizard modificaciones a los equipos,
parametros y configuracion de cualquiera de los equipos de medicion bajo su
supervision, las cuales puedan afectar la recoleccidn, seguridad o precisién de cualquiera
de los datos almacenados en los equipos, siempre que se realicen (i) obteniendo una
lectura final antes de efectuar las modificaciones, (ii) garantizando que los datos de
medicién almacenados en el equipo puedan ser transferidos a la Base de Datos Regional
antes de efectuar las modificaciones, y (iii) obteniendo una lectura inicial una vez se han
efectuado las modificaciones.

Al1.10.3.2 Cada OS/OM garantizara que el EOR disponga de datos de medicion alternos de manera
que se puedan hacer las estimaciones indicadas en el numeral A.1.9.2.2, cuando se estén
realizando modificaciones a los equipos, pardmetros o configuracion de un equipo de
medicion.
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Al1.104 22’para el caso de los sistemas de medicion comercial nacionales y sus registros
indicados en el literal g) del apartado Al1.1.3, la seguridad de los equipos y datos de
medicion deberan cumplir Gnicamente lo establecido en su regulacion nacional.

Al.11 Acceso a los Datos de Medicién

Al.11.1 Todos los datos del SIMECR estaran disponibles para ser consultados por los agentes y
OS/OM, una vez realizada la conciliacion del mes correspondiente.

221 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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ANEXO 2 ,
REQUISITOS DE SUPERVISION Y
COMUNICACIONES
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A?2. Requisitos de Supervision y Comunicaciones

A2.1 Alcance

Este Anexo establece las responsabilidades y los requisitos para los sistemas de
supervisién y comunicaciones necesarios para el funcionamiento del MER y es
aplicable al EOR y a los OS/OMS.

A2.2 Aspectos Generales

A2.2.1 El EOR debera contar con la infraestructura y los sistemas de informacién necesarios para
cumplir con las funciones que le han sido asignadas en el RMER, las cuales estan
relacionadas con los procesos de predespacho, posdespacho, conciliacion de transacciones
y gestion comercial del MER, planeacién y coordinacion de la operacion del SER y
planeamiento indicativo de la expansién del SER.

A2.2.2 El EOR debera efectuar la supervision de la operacion del SER de manera coordinada con
los OS/OMS de cada pais. EI EOR coordinara y supervisara la operacion del SER desde el
Centro Regional de Coordinacion y Transacciones CRCT.

A2.2.3 EIEOR coordinaray supervisara la operacion del SER desde el CRCT a través de un sistema
de supervision en tiempo real (SCADA) y coordinara las maniobras respectivas en la RTR
con los OS/OMS de cada pais a través de los medios de comunicacion destinados para tal
fin

A2.3 Sistema de Supervision

A2.3.1 EI sistema de supervisién del EOR adquirird los datos necesarios para la operacién
coordinada del SER desde los centros de control de los OS/OMS.

A2.3.2 Lainformacion a intercambiar entre el CRCT del EOR y los centros de control de los OS/OMS
serd la definida por el EOR en cumplimiento del RMER, incluyendo pero sin limitarse a la
indicada en el numeral A.3.3.3. Los OS/OMS vy los agentes seran responsables, segln
corresponda, de la validez y exactitud de los datos enviados al EOR.

A2.3.3 Cada subestacion asociada a la RTR debera contar con las instalaciones de supervision
necesarias que le permitan al EOR, por intermedio de los OS/OMS, disponer en tiempo real
de las sefales de voltaje, potencia activa, reactiva, posicion de equipos de maniobra (estado
de interruptores y seccionadores, asi como posiciones de taps de transformadores), estado
de algunos equipos auxiliares y de los equipos de compensacion de las instalaciones
asociadas a la RTR.

A2.3.4 Los datos adquiridos por el sistema de supervision seran manejados empleando un sistema
de cddigos de calidad definido por el EOR que prevenga el uso de datos erréneos o de
dudosa calidad. Cada OS/OM sera responsable de generar los indicadores de calidad desde
su centro de control para todos los datos transmitidos al EOR.

A2.3.5 El sistema de supervision del EOR debera prever el almacenamiento de datos histdricos de la
operacion del SER.
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A2.4 Comunicaciones

A24.1

A24.72

A24.3

A244

A2.5
A25.1

El EOR debera disponer de los sistemas de telecomunicacion que permitan vincular el
CRCT con los centros de control de los OS/OMS. Deberéa disponerse de al menos los
siguientes servicios:

(@) Transmision de datos del Centro Regional de Coordinacion de Transacciones
(CRCT);

(b) Comunicaciones de voz y sus equipos de grabacién asociados; y
(c)  Servicio de fax y correo electrénico.

Estos servicios podran ser satisfechos mediante recursos propios, o también mediante la
libre contratacion total o parcial de los mismos a prestadores de servicios de
telecomunicaciones, o una combinacién de estas modalidades.

El intercambio de datos entre el CRCT y los centros de control de los OS/OMS se realizara
a través de enlaces de datos dedicados y redundantes. Con el fin de incrementar la
confiabilidad en la transmisién de los datos y reducir el impacto de la falla de
comunicaciones, debera implementarse un sistema de comunicaciones de respaldo.

El intercambio de datos entre el EOR y los OS/OMS se realizara en forma periddica segun
los ciclos establecidos por el EOR o a solicitud del mismo y de manera interactiva. El
protocolo de comunicaciones lo determinara el EOR.

Requisitos Funcionales
Disponibilidad del Sistema

A25.1.1 Las funcionalidades de SCADA, de analisis de red y de informacién histérica del sistema

de supervision del EOR son funciones criticas y deberdn mantener una alta disponibilidad
segun detalla el numeral A3.5.1.2.

A.2.5.1.2 La plataforma de hardware y software del sistema de supervision del EOR debera mantener

A25.2

A25.3

una disponibilidad anual de 99.95% para todas aquellas funciones criticas. El tiempo de
falla total anual acumulado de todas las funciones criticas no debera exceder las 4.5 horas
y no deberan ocurrir mas de un total de cuarenta (40) incidentes de falla, para cualquiera de
las funciones criticas, en un periodo de un (1) afio.

Respaldo de Informacion

El EOR y todos los OS/OMS deberan preparar e implementar un plan de respaldo para la
informacidn histérica de supervision del SER, el cual minimizara el riesgo de pérdida de
informacidn critica para la region ante el evento de cualquier falla en el hardware o
catastrofe en el sitio de ubicacion del CRCT.

Mantenimiento del Sistema

El EOR implementara un programa integral de mantenimiento para el hardware y software
del sistema de supervision del EOR con el fin de asegurar la disponibilidad exigida por el
numeral A3.5.1.
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A2.5.4 Capacidad de Expansion

El sistema de supervision del EOR, incluyendo hardware y software, debera tener capacidad

de expansion con el fin de adecuarse al crecimiento del SER y responder a los cambios
futuros en las responsabilidades del CRCT.

A2.6

A2.6.1

A2.6.2

A2.6.3

A2.7
A2.7.1

A2.7.2

Seguridad del Sistema

La infraestructura tecnoldgica y los sistemas de informacion del EOR deberan ser
provistos de equipos, software y procedimientos rigurosos de seguridad con el fin de
prevenir accesos U operaciones no autorizadas sobre la Base de Datos Regional, el
sistema de supervision del EOR y demas sistemas de informacion del EOR.

El EOR debera incluir en su politica de seguridad el manejo de autenticacion de usuarios,
contrasefias de acceso, implantacion de hardware y software de seguridad contra
usuarios no autorizados y deteccion en linea de virus informaticos.

Los circuitos de telecomunicacion del CRCT del EOR conectados a cualquier sistema de
computadores de los centros de control deberan utilizar sistemas de seguridad para
prevenir accesos no autorizados de fuentes externas.

Normas de Disefio

El sistema de supervision del EOR debera cumplir con las normas de disefio de sistemas
de computacién vigentes y aplicables al mismo. El disefio, construccién y desempefio
de su plataforma de hardware y software deberan cumplir con las normas y
recomendaciones mas recientes de las siguientes instituciones: IEC, IEEE, NEMA,
ANSI, EIA, ISO.

El sistema de supervision del EOR deberd contar preferentemente con sistemas de
arquitectura abierta para todos los sistemas de hardware y software que lo integren con
el fin de facilitar su mantenimiento y actualizacion.
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ANEXO 3
PREDESPACHO Y POSDESPACHO REGIONAL
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A3. Predespacho y Posdespacho Regional
A3.1 Alcance

En este anexo se presenta el modelo matematico de optimizacién para efectuar el
predespacho y posdespacho del MER. Como resultado del predespacho y posdespacho
surgen los precios nodales ex-ante y ex-post respectivamente.

A3.2 Caracteristicas Generales del Modelo

La programacion de las inyecciones y retiros en el MER se realizard mediante un modelo
matematico de optimizacion que considere la RTR junto con sus restricciones, los
compromisos contractuales, las ofertas de oportunidad, las ofertas de flexibilidad y de
servicios de transmisién asociadas a contratos. La ejecucién de dicho modelo debera
considerar la coordinacion en dos (2) niveles jerarquicos sucesivamente, el OS/OM en el
nivel nacional y el EOR en el nivel regional.

El predepespacho permitira obtener el programa regional de las inyecciones y retiros
programados Y el calculo de los precios nodales ex—ante. El redespacho permitira realizar
los cambios a la programacion del predespacho. EI posdespacho permitird calcular los
precios nodales ex—post de acuerdo con los retiros netos reales atendidos y las inyecciones
en la operacion del SER segun las ofertas incluidas en el predespacho.

A3.2.1 Definicién de Requerimientos Fundamentales

El modelo matematico de optimizacién y la solucién informatica a implementar debera
contar con las siguientes caracteristicas:

A3.2.1.1 Generales
(@) Flexible para permitir un horizonte maximo de 24 periodos de mercado;
(b) Flexible para permitir resolucion por periodo de mercado, que puede ser variable;

(¢) Incluir el modelo de la RTR, con un flujo de carga de DC que incluya un modelo de
pérdidas de transmision. Debera tener la posibilidad de considerar las capacidades de
cada uno de los elementos de la red y las restricciones de la misma;

(d) Incluir la modelacion de la reserva de cada una de las areas de control,;

(e) Debera permitir, como minimo, modelar los siguientes equipos de la red:

o Lineas de transmision.

o Transformadores bidevanados.
o Transformadores tridevanados.
o Bahias de conexion.

(f) Calcular los precios marginales nodales para cada periodo de mercado, los cuales
deben ser calculados como el costo incurrido para satisfacer un incremento marginal
de los retiros de energia en cada nodo de la RTR. Los precios nodales por periodo de
mercado serdn determinados directamente por el algoritmo de solucién, como los
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(@)

(h)

multiplicadores de Lagrange de la restriccion de balance de inyeccion — retiro para
cada nodo de la RTR;

Permitir el manejo de diferentes escenarios: predespacho, redespacho, posdespacho
y estudios. El escenario de predespacho permitird obtener el programa regional de
las inyecciones vy retiros programados y el calculo de los precios nodales (precios
ex—ante); el escenario de redespacho permitird realizar los cambios a la
programacion del predespacho y el célculo de los precios nodales (precios ex—ante);
el escenario de posdespacho permitiré calcular los precios nodales (precios ex—post);
y por Gltimo, el escenario de estudios dotara al EOR de herramientas de andlisis y
estudio de casos especiales;

Garantizar que los tiempos de ejecucion de los procesos estén de acuerdo con los
plazos que dispone el EOR para realizar el predespacho, redespacho y posdespacho
respectivamente.

A3.2.1.2 Para el Predespacho y el Redespacho

(@)

(b)

(©)

(d)
(€)

(f)

(9)

(h)

(i)

Modelar retiros de oportunidad por nodo de la RTR, mediante ofertas de disposicion
de compra de oportunidad por blogues de energia con sus precios;

Modelar inyecciones de oportunidad por nodo de la RTR, mediante ofertas de
disposicién de venta de oportunidad por bloques de energia con sus precios;

28Modelar retiros asociados a Contratos Firmes segun la energia requerida por el
comprador por nodo de la RTR;

Implementar la prioridad de atencion de Contratos Firmes;

Modelar Contratos No Firmes Fisicos Flexibles, incluidas las inyecciones y retiros
fisicos resultantes;

Modelar Ofertas de Flexibilidad por nodo de la RTR, asociadas a Contratos No Firmes
Fisicos Flexibles;

Modelar las ofertas de pago maximo por Cargo Variable de Transmisidn, asociadas a
Contratos No Firmes Fisicos Flexibles;

Modelar la reduccion de compromisos contractuales de Contratos Firmes y Fisicos
Flexibles ante restricciones de la RTR o requisitos de seguridad, calidad y desempefio
regionales.

Considerar en el predespacho regional el predespacho nacional, en particular para
cada periodo de mercado:

e Disponibilidad de la red de transmision
e Disponibilidad en MW de los generadores por nodo eléctrico

e Generacion MWh programada para cada recurso de generacion

228 Modificado mediante Resolucion CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021.
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e Generadores con asignacion de reserva para regulacion de frecuencia
e Demanda programada MWh por nodo eléctrico

o Demanda no atendida MWh por previsién de déficit nacional por nodo
eléctrico

¢ Demanda no atendida MWh por condiciones de oferta por nodo eléctrico.

(J) 229

A3.2.1.3 Para el Posdespacho

(a) Modelar fijos los retiros netos reales del MER, resultantes de la operacién en tiempo
real del SER;

(b) Modelar inyecciones de oportunidad por nodo de la RTR, mediante ofertas de
disposicion de venta de oportunidad por blogues de energia con sus precios;

(c) Modelar inyecciones fijas, asociadas a componentes fisicas de contratos Fisicos
Flexibles regionales resultantes de la operacion en tiempo real del SER;

(d) Modelar la generacién del predespacho nacional como fija en el posdespacho;

(e) Considerar, a partir de la informacion suministrada por cada OS&M, en el
posdespacho regional:

e Disponibilidad real de la red de transmision

e Generacion MWh real para cada recurso de generacion por nodo eléctrico
(SIMECR)

e Demanda real MWh por nodo eléctrico (SIMECR)
A3.3 Proceso General del Predespacho

Diariamente, para cada periodo de mercado, el EOR efectuara el siguiente procedimiento
para la ejecucion del predespacho regional:

(a) Ejecutara el modelo del predespacho.

(b) De ser necesario, realizara el procedimiento de asignacion de cantidades de energia
requerida por Contratos Firmes conforme se indica adelante en la seccién de Contratos
Firmes.

(c) Una vez definidas las cantidades de energia requerida a atender por Contratos Firmes,
segun se detalla en el literal (b) anterior, se ejecutard nuevamente el modelo del
predespacho, considerando que los retiros asociados a las energias requeridas de
Contratos Firmes corresponderan a las obtenidas del literal (b) anterior.

229 Derogado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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(d)

(€)

(f)

(@)

Una vez efectuado los pasos definidos en los literales (a), (b) y (c) anteriores, el EOR
efectuara el procedimiento de verificacion de garantias.

Si como resultado del proceso de verificacion del literal (d) anterior resulta necesario
retirar del predespacho las ofertas de uno o varios agentes, procedera a ejecutar con
esta condicion el modelo del predespacho iniciando nuevamente desde el literal (a)
anterior, en lo que apligue.

Una vez verificadas las garantias conforme a los literales (d) y (e) anteriores, el EOR
procedera a efectuar la validacion eléctrica del predespacho. Si como resultado de
dicha validacién se hace necesario modificar el predespacho, el mismo se iniciara
nuevamente desde el literal (a) anterior, en lo que aplique. Si por razones de tiempo
los ajustes por validaciones eléctricas no se incluyen en el predespacho regional, los
mismos se aplicaran como un redespacho en el MER, el cual deberéa ser publicado con
al menos una (1) hora de anticipacién a su entrada en vigencia.

Terminado el proceso descrito en los literales anteriores, el EOR procedera a publicar
el predespacho.
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En la Figura A4-1 se muestra esquematicamente el proceso del predespacho regional.

Contratos FITiqes con energia
requerida yustada

Predespachp regional

g ar antia §gotada

Ajustes en las restricciones

dened
Contratos Eifres

no cumplidos
Predespachd Regional

Horario de
incupafl imiento

¢ Regional

Horario de R spacho
amado

Figura A4-1 - Diagrama del Proceso General del Predespacho
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A3.4 Formulacion del Predespacho

El modelo matemaético deberd determinar un predespacho regional éptimo y factible de los
contratos, las ofertas de flexibilidad, las ofertas de pago por Cargos Variables de
Transmision, los servicios auxiliares regionales y la asignacion optima de las ofertas de
oportunidad de inyeccién y retiro nodales dentro del horizonte de optimizacion
maximizando el beneficio social.

A3.4.1 Funcion Obijetivo
La funcion objetivo por periodo de mercado a optimizar serd la siguiente:

A3.4.2

FO : Maximizar |:ZZ frls Pret(i,s) +ZZ ﬁ:i,sl:)st(i,s) _ZZ ﬁi,s I:)iny(i,s) + Foli|

Donde:

Pret(i,s)

Piny(i.s)

Variable en MWh de la transaccion de retiro i, segmento s, lo que incluye:
Ofertas de Oportunidad por reduccién de generacion despachada y Ofertas de
Oportunidad por demanda no atendida en el predespacho nacional

Variable en MWh de la transaccion de inyeccion i, segmento s, lo que incluye:
Ofertas de Oportunidad de generacion no despachada, y Ofertas de Oportunidad
por reduccion de demanda atendida en el Predespacho Nacional

Variable en MWh de la transaccién de servicios de CVT i, segmento s

Componente adicional de la funcidn objetivo en relacion a los Contratos Firmes.

Valor de la curva de precios de oferta de retiro i, segmento s, en US$/MWh
Valor de la curva de precios de oferta de inyeccion i, segmento s, en US$/MWh

Valor de la curva de precios de oferta de servicios de CVT i, segmento s, en
US$/MWh

El problema a resolver es un problema de optimizacion desacoplado temporalmente, lo que
permite modelar cada periodo de mercado como un caso independiente. EI nimero de
problemas a optimizar estard dado por el nimero de periodos de mercado del predespacho
regional de acuerdo con el horizonte y duracién definido para el proceso de optimizacion.

Predespacho Nacional

El EOR incluird en el predespacho regional cada uno de los predespachos nacionales
reportados por cada OS&M de acuerdo con las siguientes consideraciones:
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A34.21

(a) Cada OS&M debera reportar al EOR su predespacho nacional,

(b) Lageneraciony demanda nacional seran modeladas como fijas y, por lo tanto, deberan
aparecer en la restriccion de balance nodal del predespacho regional como una
constante;

(c) Lademanda atendida en los predespachos nacionales que efectle ofertas al MER que
reflejen su disposicion de reducir demanda en MWh con el fin de ofrecer su corte de
carga, seran modeladas como inyecciones en los respectivos nodos de demanda;

(d) Las ofertas de retiro al MER para reemplazar generacién nacional seran modeladas
como retiros en los respectivos nodos de generacion;

(e) Las ofertas de retiro correspondientes a demanda no atendida en los predespachos
nacionales, tanto por demandas no elasticas, corte de carga o racionamiento; como
por demanda elastica que no haya sido atendida por precio en el predespacho nacional,
seran modeladas como retiros en los respectivos nodos de demanda;

() Las ofertas de inyeccion de generacion no despachada en el predespacho nacional
serdn modeladas como ofertas de inyeccion al MER.

Ecuaciones correspondientes a los predespachos nacionales
(a) Demanda atendida en el predespacho nacional

La demanda atendida en el predespacho nacional (demanda;) sera modelada como fija y,
por lo tanto, debera aparecer en la restriccién de balance nodal como una constante. En caso
que una demanda nacional atendida en el predespacho nacional realice ofertas de reduccion
de demanda al MER, dicha demanda dejara de ser atendida en el valor que haya sido
aceptada la transaccién de inyeccion en el predespacho regional (en MWh). Las
transacciones asociadas a este tipo de ofertas seran modeladas en el predespacho regional
como ofertas de oportunidad de inyeccion asociadas al nodo de la demanda que ofrece su
disposicidn de reduccion de energia. La oferta de inyeccion debera ser menor o igual que
la demanda atendida en el predespacho nacional.

(b) Demanda no atendida en el predespacho nacional

Existen dos tipos de demanda no atendida en el predespacho nacional, la primera
corresponde al corte de carga o racionamiento nacional y la segunda a la demanda nacional
que no es despachada en el predespacho nacional por razones econémicas de oferta
(elastica). Estos dos tipos de demanda podran ser atendidas desde el MER mediante ofertas
de retiro al Mercado de Oportunidad Regional.

(c) Generacion despachada en el Predespacho Nacional

La generacion despachada en el predespacho nacional (Gi) sera modelada como fija y, por
lo tanto, deberd aparecer en la restriccion de balance nodal como una constante. En caso
que una generacion despachada en el predespacho nacional realice ofertas de reduccion de
generacion al MER, dicha generacion dejara de ser suministrada en el valor que haya sido
aceptada la transaccion de retiro en el predespacho regional (en MWh). Las transacciones
asociadas a este tipo de ofertas seran modeladas en el predespacho regional como ofertas
de oportunidad de retiro asociadas al nodo de la generacién que ofrece su disposicion de
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reduccion de energia. La oferta de retiro deberd ser menor o igual que la generacion
despachada en el predespacho nacional.

(d) Generacion no despachada en el Predespacho Nacional

La generacion no despachada en el predespacho nacional serd modeladas como ofertas de
inyeccion al MER.

A3.4.3 >®Reserva de Regulacion de Frecuencia

A3.4.3.1

Las areas de control deben considerar la reserva de regulacion de cada uno de los sistemas
de los paises miembros. Las areas de control seran definidas por el usuario, a través de los
nodos eléctricos de la RTR y circuitos que la conforman. La relacion de nodos con
generadores, demandas, demandas no atendidas, inyecciones y retiros, definiran el conjunto
de variables a involucrar en cada area de control.

El valor de reserva para regulacion secundaria de frecuencia para cada periodo de mercado
debera ser configurable sobre cuales generadores se asignara dicha reserva.

Es una obligacion de los OS/OM al realizar el predespacho nacional, considerar la reserva
de regulacién de frecuencia establecida en la regulacion nacional.

Las evaluaciones de la reserva de regulacion de frecuencia primaria y secundaria, no seran
consideradas en la ejecucion del modelo matematico del Predespacho Regional.

Z1Control de reserva
Reserva sistema nacional

Cada OS&M debera informar al EOR el conjunto de generadores nacionales sobre los cuales
se asignarda la reserva. Cada area de control (OS&M) podréa reportar un valor distinto de
reserva en MW por periodo de mercado. Para cada periodo de mercado se debe realizar la
siguiente verificacion:

> (capmw; —GRRP) > rva_ RRP _min,,

iQar

r

> (capmw; —GRRS;) > rva_RRS _min,

iQar

vV G, >0

230 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
231 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

160



A3.4.3.2

Donde:
GRRP;

GRRS;
Rva_RRP_ming,
Rva_RRS_ming
capmw;

iQar

Valor en MWh de generacion nacional del recurso de generacion i asignado
a la Reserva para Regulacion Primaria

Valor en MWh de generacion nacional del recurso de generacion i asignado
a la Reserva para Regulacién Secundaria

Valor de reserva minima nacional del area de control ar de la Reserva para
Regulacion Primaria

Valor de reserva minima nacional del area de control ar de la Reserva para
Regulacion Secundaria

Valor de la capacidad méaxima de generacién (disponibilidad) del generador
i asociado al &rea de control ar

Para todo generador nacional i asociado con el area de control ar, que
participe de la regulacion de frecuencia nacional.

El proceso de verificacion de reserva nacional no es una restriccion activa del predespacho,
es una verificacion que debe ser implementada como un proceso externo al predespacho.

22Control de reserva hacia abajo

Esta seccion es opcional para el modelado del predespacho, para el caso en que se tenga
explicitamente un valor de reserva para bajar generacion asociado a la regulacion de

frecuencia.

Reserva sistema nacional

Cada OS&M debera informar al EOR el conjunto de generadores nacionales sobre los cuales
se asignard el control de reserva hacia abajo. Cada area de control (OS&M) podré reportar
un valor distinto de reserva hacia abajo en MW por periodo de mercado. Para cada periodo
de mercado se debe realizar la siguiente verificacion:

> (G; —min;) > rva_abajo,,

iQar
vV G; = min,
Donde:

Gi

Valor en MWh de generacion nacional del recurso de generacion i

232 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

161



rva_abajoar Valor de reserva minima nacional hacia abajo del area de control ar
min; Valor minimo en MW para el generador i

i.Qar Para todo generador nacional i asociado con el area de control ar, que
participen de la regulacién de frecuencia nacional.

El proceso de verificacion de reserva nacional hacia abajo no es una restriccion activa del
predespacho, es una verificacion que debe ser implementada como un proceso externo al
predespacho.

A3.4.4 Contratos
A3.4.4.1 Contratos No Firmes Fisicos Flexibles

Este tipo de contrato tiene asociado ofertas de flexibilidad al Mercado de Oportunidad
Regional efectuadas tanto por la parte compradora como vendedora del contrato. Las ofertas
de flexibilidad son de la misma naturaleza que las ofertas de oportunidad y son consideradas
como tales en el predespacho regional.

Las ofertas de flexibilidad asociadas a los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles regionales
no podran superar el compromiso contractual de energia. De efectuarse una oferta de
flexibilidad en cero (0) MWh, el contrato se entendera como fisico y como tal sera incluido
en el predespacho regional.

(a) Modelo para Contratos No Firmes Fisicos Flexibles

233_a componente fisica del Contrato No Firme Fisico Flexible (para la inyeccién y el retiro)
se despachara hasta donde técnicamente y econémicamente sea factible y sera cero (0) en
los casos cuando su factibilidad se vea afectada por la prioridad de predespacho de las
Energias Requeridas de los Contratos Firmes.

La componente fisica de cada contrato, en cada nodo de inyeccion y retiro, sera calculada
como la diferencia entre el valor en MWh de la energia declarada o reducida del contrato y
la suma de las capacidades de los segmentos de las ofertas de flexibilidad asociadas a dicho
contrato. La componente fisica de los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles sera calculada
de la siguiente forma:

e Cuando el Contrato no tenga ofertas de pago méaximo por CVT

o 0
Biny _fisicatiy = Piny i) _Z Pretis)
S

o 0
Pret_fisicoiy = Pret(iy _Z Piny(i.s)
S

233 Modificado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
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e Cuando el Contrato tenga ofertas de pago maximo por CVT

o
piny7 fisica(i) = Z I:)st(i,s) - Z pret(i,s)
s s

o
pret7 fisico(i) = Z F)st(i,s) - z piny(i,s)
s s

Donde:
PCiny fisica(i)
POret fisico(i)
PCiny(i)
PPret(i

Piny(i,s)

Pret(i,s)

Pst(is)

Valor de la componente fisica de energia horaria de inyeccion para el
contrato i

Valor de la componente fisica de energia horaria de retiro para el
contrato i

Valor de energia declarada en MWh para el Contrato No Firme Fisico
Flexible i

Valor de energia declarada en MWh para el Contrato No Firme Fisico
Flexible i

Valor de energia en MWh correspondiente a cada segmento s de la
oferta de flexibilidad de inyeccion en nodo de retiro para el Contrato
No Firme Fisico Flexible i

Valor de energia en MWh correspondiente a cada segmento s de la
oferta de flexibilidad de retiro en el nodo de inyeccion para el Contrato
No Firme Fisico Flexible i

Valor en MWh de la transaccion de servicios de CVT i, segmento s

Notar que pZiny() = PCret(i).

A3.4.4.2 Contratos Firmes

El modelo de Contratos Firmes debe considerar que en el predespacho regional el
comprador tenga la mayor prioridad de la entrega de la energia requerida. EI EOR verificara
el cumplimiento de los compromisos establecidos en los Contratos Firmes en el
predespacho, asegurando al comprador la entrega de la energia requerida, limitada
Unicamente por las restricciones de la RTR y por el cumplimiento de los criterios de calidad,
seguridad y desempefio regionales.
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2%Como una condicion de firmeza debera verificarse que el vendedor dispone para el
Mercado de Oportunidad Regional ofertas de inyeccion por un valor igual a la energia
requerida por el comprador. La condicion de energia requerida se modelara con:

(@) Restriccion de atencion de energia requerida en el retiro

Se debera cumplir el retiro de la energia requerida por el comprador, hasta donde
técnicamente sea factible en el predespacho regional:

FO, =- Z p* Pfirme_cortada(iy y v Piirme_req(i) * 0

ieFirmes

pfirme_cortada(i) < pfirme_req(i)

Donde:

Variable que controla la desatencion de la energia requerida por el comprador
pﬁrme_conada(i) del Contrato Firme para la transaccion i

Valor minimo requerido en MWh a ser retirado en el nodo, para la transaccion

Pfirme_req(i) i asociada al Contrato Firme

Es el peso asociado a la variable para controlar la desatencién de la energia

P requerida por el comprador del Contrato Firme para la transaccion i. El valor
debe ser al menos la oferta mas alta de retiro para garantizar al maximo el
suministro de la energia requerida.

Eltérmino Piime cortadaqi) €S €l valor de la energia requerida no atendida en el nodo de la

RTR, mientras que el término Prime reqi) ~ Prirme_cortada(i) rePresenta la energia requerida

efectivamente atendida en el nodo. El peso asociado a la componente de Contratos
Firmes debe ser tal que garantice una mayor prioridad frente a los Contratos No Firmes
Fisicos Flexibles, es decir, por encima de la atencién de la componente fisica de los
Contratos No Firmes Fisicos Flexibles.

(b) **Regla de reduccion de la energia requerida por los Contratos Firmes

En los casos que:

23 Modificado mediante Resolucion CRIE-32-2021 del 17 de diciembre de 2021.
235 Modificado mediante Resolucién CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
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No existan conectividad eléctrica, entre los nodos de retiro e inyeccion de los CF
declarados en el predespacho regional, se reduciran a cero (0) las cantidades de las
Energias Requeridas (P ) y las cantidades de energia de las ofertas de

firme_req(i)

flexibilidad asociadas a dichos CF, que resulten afectados por esta condicion.

Los flujos de potencia con pérdidas de los CF, considerando los flujos de los
predespachos nacionales, resulten ser superiores a: 1) las capacidades de transmision
de las linea ij, en un orden superior a 0.001MW, 6 2) los limites determinados por las
maximas capacidades de transferencias de potencia (MCTP), en un orden superior a
0.001MW, se reduciréan las cantidades de las Energias Requeridas (P )y las

cantidades de energia de las ofertas de flexibilidad asociadas a dichos CF, que
resulten afectados por esta condicion, de forma proporcional a la capacidad de
transmisioén requerida por cada uno de los CF, conforme a las siguientes
formulaciones:

firme_req(i)

Para cada CF “k” se puede calcular lo siguiente:
T =S5 % Povrein morss

£ FRETELD TE
ERETEID T L)

Tij™-P": Flujo DC en la linea de transmision ij por el conjunto de transacciones
nacionales

Para el caso 1): Célculo de reduccién de la energia requerida de los CF por las
capacidades de transmision de las lineas ij individuales:

. . Tii-F «
Si ) Tij - >CTij vy =", entonces
k

CTij — Tij, "

..req_CF
Uy + per

Pajustada_ij _ ] "
energia_req(k) — ' energia_req(k) T
Lk

ijreq_CF

El EOR calculara el factor de reduccién hasta obtener un valor de pérdidas
eléctricas acorde a la capacidad de transmision disponible.

Para el caso 2): Célculo de reduccioén de la energia requerida de los CF por las MCTP:
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Dada la restriccion “r” del grupo de lineas de transmision MT, , Si

Z ZTijkreq_total > CTMTr

ijeMT, k

Pajustada_MTr _

energia_req(k) — Penergia_req(i) *

y

E I_L-: g§_CF =

Fm MT.

)

..req_pn
CTyr, — ZijEMTT Tij,
..req_CF
Yijemt, 2k Ty, T Peryry req cr

El EOR calcularé el factor de reduccion hasta obtener un valor de pérdidas
eléctricas acorde a la capacidad de transmision disponible.

Para estos casos, las cantidades de energia declaradas de inyeccion y de retiro del CF,

deberan ser reducidas al valor que resulte la _

Calculo de la reduccion de los CF

Pajustada — Min { Pajustada_ij
)=

energia_req(k)?

energia_req(k

donde:

ajustada_ MTr
nergia_req(k)

pajustada de cada CF.

energia_ req(k)

}vij,MTr

P

energia_ req(k)

Energia requerida por la parte compradora del
CFk afectada por la restriccion de transmision
y que seré ajustada hasta respetar la capacidad
de transmision

P

pre_nac

Energia de las transacciones del predespacho
nacional

Sij,

Sensibilidad del flujo en la linea ij, afectada
por la restriccién de transmision, a la energia
requerida del CFk y de las transacciones
nacionales.

CTij

Capacidad de Transmision de la linea ij

~req CF
TijTe-

Capacidad de transmision en la linea ij
requerida por el CF k;

TIJ req_ pn

Capacidad de transmision en la linea ij
requerida por las transacciones del
predespacho nacional,

T:req_total
Tij,

Capacidad de transmision en la linea ij
requerida por las transacciones del
predespacho nacional y por el CF k;
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Z T ij I:eq,CF

Capacidad de transmision total en la linea ij
requerida por todos los CF

ZTIJ ‘:eq _ total

Capacidad de transmision total en la linea ij
requerida por las transacciones nacionales y
por todos los CF.

Pajustada_ij
energia_ req(k)

Energia requerida ajustada para la parte
compradora del CF k debido a la restriccion
en la linea ij

CTMTr

Capacidad de Transmision del grupo de lineas
G‘MTIJ’

Z Z Tij;eq,CF
K

ijeMT,

Capacidad de transmision total en el grupo de
lineas “MTr” requerida por todos los CF

z TIJ req_pn

Capacidad de transmision total en el grupo de
lineas “MTr” requerida por las transacciones

e nacionales
. Capacidad de transmision total en el grupo de
Z ZT”lzeq_mtal lineas “MTr” requerida por las transacciones
e K nacionales y por los CF.
E Valor pequefio para evitar inconvenientes
numericos.
paiustada Energia requerida ajustada para la parte

energia_ req(k)

compradora del CFk

perij req CF

Pérdidas eléctricas asociadas, y en el mismo
sentido, al flujo neto resultante de la Energia
Requerida por todos los CF en una linea
individual.

perMTr req_CF

Pérdidas eléctricas asociadas, y en el mismo
sentido, al flujo neto resultante de la Energia
Requerida por todos los CF en un grupo de
lineas "MTr". Para el caso de las restricciones
de importaciébn o exportacion total, se
consideraran todas las lineas del area de
control relacionada a dicha restriccion.

A3.4.5 Ofertas de Pago maximo por Cargos Variables de Transmision

Las ofertas de pago maximo por Cargos Variables de Transmisién, que representan la
disponibilidad méaxima a pagar por la diferencia de precios nodales entre el nodo de retiro
y el de inyeccidn, estaran asociados a los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles.
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La variable Psy,s) serda modelada en la ecuacion de balance nodal como una inyeccion (-) y
como un retiro (+) de acuerdo con la oferta realizada. Para toda transaccion de servicios de
transmision que se active en el predespacho regional, el valor de la energia inyectada sera
igual al valor de la energia retirada en los respectivos nodos del contrato.

Los Contratos No Firmes Fisicos Flexibles, podran efectuar simultdneamente ofertas de
pago maximo por CVT y de flexibilidad en los nodos de inyeccion y retiro. Para esta
condicion se deben agregar las siguientes restricciones:

R — ST — IIvla‘xne(iny) . z I:>re’[(i,s) < z I:)s’[(i,s)
s s

R — ST — RIvlaxne(ret) . z I:)iny(i,s) = Z Pst(i,s)
s s

Donde:
Pret(is)
Pinyis)
Pst(is)

Variable en MWh de la oferta de flexibilidad de retiro i (modelada en el nodo de
inyeccion del contrato), segmento s asociada al servicio de CVT i

Variable en MWh de la oferta de flexibilidad de inyeccion i (modelada en el nodo
de retiro del contrato), segmento s asociada al servicio de CVT i

Variable en MWh que representa el valor en MWh en que fue casada la oferta de
servicios de transmisién segmento s asociada al servicio de CVT i

A3.4.6 Modelo de Red de Transmisién

Modelo DC

Ecuacion de balance de potencia activa (igualdad):

Bal — Pne : Z Z Pret(i,s) + Z irt * RTRMWn - Z Z Rny(i,s) + Z Zii * Pst(i,s) +

iQne s rtQne iQne s iQne s

Z( pfirme_req(i) - pfirme_cortada(i) ) - z Gi - kz P,:)y(,) +

iQne

kz F)rgl(i) =~

iOne

Siendo:

iQne iQne

demanda,,
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—rtmw_max, < RTRMW, <rtmw_max,

Donde:

RTRMW(

Irt

rtmw_max
K

Variable del flujo de potencia activa a través del circuito rt de la red de
transmision regional

Vector de incidencia del flujo de potencia activa a través del circuito rt de
la red de transmisidn regional. El valor serd negativo (-1) para las lineas
donde su nodo inicial sea igual al nodo ne, positivo (+1) para las lineas cuyo
nodo final sea igual al nodo ne

Vector de incidencia del servicio de transmisidn. Sera positivo (+1) cuando
corresponda al nodo de retiro y negativo (-1) para el nodo de inyeccién
declarado en el contrato.

Valor maximo de transferencia de potencia activa a través del circuito rt

Constante de servicios de transmision: Si hay servicios de transmision k=0
y si no hay servicios de transmision k=1

Ecuacion de flujo de potencia activa:

CTORTMW, : X, *RTRMW, + »’i . *5,. ; =0

neQrt

Donde:
Onej Variable de diferencia angular entre los nodos ne y j
ine Vector de incidencia del nodo eléctrico ne asociados al circuito rt de la RTR.
Tomara valor negativo (-1) si el nodo ne es igual al nodo inicial del circuito rt,
positivo (+1) si el nodo ne es igual al nodo final del circuito rt.
Xrt Valor de la reactancia (p.u) correspondiente al circuito rt

Esta alternativa deberd incluir un modelo de pérdidas de potencia activa (el cual podra ser
modelado mediante una aproximacion segmentariamente lineal). En lo posible, el modelo
de predespacho regional debera incluir restricciones de un modelo equivalente de
potencia reactiva (Mvar).

El modelo del predespacho debe obtener una solucién que considere las restricciones
asociadas al cumplimiento de los CCSD.

A3.5 Modelo del Posdespacho

A3.5.1 Funcion Obijetivo
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El modelo matematico del posdespacho determinara los precios marginales nodales ex—
post del MER. Los precios marginales nodales seran calculados a partir de un modelo de
posdespacho que optimizara las inyecciones fijando los predespachos nacionales y los
retiros netos reales del MER en los nodos de la RTR. El posdespacho es formulado como
un problema de optimizacién desacoplado temporalmente, que fija los predespachos
nacionales, fija los retiros netos reales del MER y optimiza las inyecciones del MER.

La fijacion de los predespachos nacionales implica modelar como constantes la generacion
y la demanda nacional predespachada en las ecuaciones de balance nodal.

La funcion objetivo por periodo de mercado en el posdespacho seré la siguiente:

FO: Maximiza{—zz fi Py i) +ZFO,}
i s |

Donde:

Piny(i,s) Variable en MWh de la transaccion de inyeccion i, segmento s

FO, Componentes adicionales de la funcion objetivo

fi Valor de la curva de precios de oferta de inyeccion i, segmento s, en
lis

US$/MWh considerada en el predespacho

A3.5.2 Inyeccionesy Retiros

En el posdespacho se liberan las inyecciones del MER y se fijan los retiros netos reales
del MER en los nodos de la RTR de la siguiente forma:

A3.5.2.1 Limite de Transacciones de Inyeccion

Las inyecciones del MER en el posdespacho estaran limitadas Unicamente por las
cantidades ofertadas en el predespacho.

A3.5.2.2 Transacciones de Retiro

Fija todos los retiros netos reales del MER. Se modelaran como cargas constantes en la
restriccion de balance nodal del posdespacho.

Las inyecciones y retiros netos al MER se calculan de acuerdo a la formula:
H N N

Transaccion_Neta_ MER=(1, =R )—(I/ —R)

donde:

I, es lainyeccion real registrada en el SIMECR

Rr es el retiro real registrado en el SIMECR
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N . ., . . .
Ip es la inyeccion predespachada en el Mercado Eléctrico Nacional

N . . . .
Rp es el retiro predespachado en el Mercado Eléctrico Nacional

Retiro Neto del MER, se calculan de acuerdo a la féormula;

ret _neto(i) — _{(I Rr) (I _Rn)} VR ret(l)

A3.5.3 Predespacho Nacional

El Predespacho nacional sera modelado como fijo y, por lo tanto, debera aparecer en la
restriccion de balance nodal del posdespacho como una constante.

A3.5.4 Contratos

En el posdespacho se fijaran las componentes fisicas de retiros de los contratos. El valor
de la componente fisica de retiro de los contratos esta incluida en los retiros netos reales del
MER que se modelan en la restriccion de balance nodal del posdespacho.

La componente de inyeccidn fisica de cada Contrato No Firme Fisico Flexible sera fijada
en el posdespacho. Dicha componente seré calculada como:

real real programado

plny fisica(i) plny 0] gnal

Donde:
preal Es la componente de inyeccion fisica de un Contrato No Firme Fisico
ny_fisica®  Flexible
preal Es la inyeccidn fisica en el nodo de inyeccién del Contrato No Firme
iny (©) Fisico Flexible
gprogramado Es la Generacion Nacional en el Predespacho Nacional
nal (

A.3.5.5 Modelo de Red de Transmision
Modelo DC
Ecuacién de balance de potencia activa (igualdad)

a MW Z I * RTRMW ZZ iny(i,s) Z Plrzsal fisica(i)

rQne iQne s iQne
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m
= _z I:)I’et_neto(i) + Z Gi - demandane

iQne iQne

—rtmw_max,, < RTRMW, <rtmw_max,

Donde:

RTRMW Variable del flujo de potencia activa a través del circuito rt de la red de
transmision regional

irt Vector de incidencia del flujo de potencia activa a través del circuito rt de
la red de transmision regional. El valor sera negativo (-1) para las lineas
donde su nodo inicial sea igual al nodo ne, positivo (+1) para las lineas cuyo
nodo final sea igual al nodo ne

i{ne Transaccion i asociada al nodo eléctrico ne

Ecuacion de potencia a través de circuito

CTORTMW, : X, *RTRMW,, + Zine *8pe; =0
neQrt
Donde:
Sne,j Variable de diferencia angular entre los nodos ne y j
ine Vector de incidencia del nodo eléctrico ne asociados al circuito rt de laRTR. Tomara
valor negativo (-1) si el nodo ne es igual al nodo inicial del circuito rt, positivo (+1)
si el nodo ne es igual al nodo final del circuito rt.
Xrt Valor de la reactancia (p.u) correspondiente al circuito rt

Esta alternativa debera incluir un modelo de pérdidas de potencia. En lo posible, el modelo
de posdespacho regional debera incluir restricciones de un modelo equivalente de potencia
reactiva (Mvar).
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ANEXO 4
CONCILIACION DE TRANSACCIONES
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A4,

Conciliacion de Transacciones

En este anexo se presenta la formulacion detallada que se debera seguir para efectos de
determinar las transacciones de los agentes que participan en el MER.

A4.1 Transacciones Programadas no Comprometidas en Contratos

A411

A4.1.2

A4.1.3

Adl14

Los montos a conciliar debidos a las transacciones programadas no comprometidas en
contratos regionales son el resultado de valorar dichas transacciones a sus precios ex
ante calculados en el predespacho o redespacho respectivo para cada periodo de
mercado.

Las transacciones programadas no comprometidas en contratos son conciliadas por el
EOR considerando los precios marginales dados por el predespacho o redespacho en
cada nodo de la RTR, y la informacion de compromisos contractuales en el Mercado de
Contratos Regional.

Para cada agente en cada nodo de la RTR, se establece el siguiente balance en el Mercado
de Oportunidad Regional, para cada periodo de mercado:

Inyeccion :  IPNCi,n=Ipi,n - ICRi,n
Retiro: RPNCi,n =RCRi,n - Rpi,n

Donde:

IPNCi,n: Inyeccion Programada No comprometida en Contratos para el agente i en el
nodo n. Cuando es mayor que cero, el agente vende en el Mercado de Oportunidad
Regional en ese nodo. En caso contrario, realiza una compra de energia en el MOR.

RPNCi,n: Retiro Programado No comprometido en Contratos para el agente i en el nodo
n. Cuando es mayor que cero, el agente vende en el Mercado de Oportunidad Regional
en ese nodo. En caso contrario, realiza una compra de energia en el MOR.

Ipi,n: Inyeccion programada para el agente i en el nodo n, resultante del proceso de
predespacho o redespacho respectivo, ya sea por transacciones de oportunidad o por
compromisos contractuales.

RCRi,n: Compromisos de retiro en contratos regionales del agente i en el nodo n.
Corresponde a la suma de las energias declaradas o reducidas consideradas en el
predespacho o redespacho regional, con independencia del tipo de contrato.

Rpi,n: Retiro programado para el agente i en el nodo n, resultante del proceso de
predespacho o redespacho respectivo, ya sea por transacciones de oportunidad o por
compromisos contractuales.

ICRi,n: Compromisos de inyeccion en contratos regionales del agente i en el nodo n.
Corresponde a la suma de las energias declaradas o reducidas consideradas en el
predespacho o redespacho regional, con independencia del tipo de contrato.

Las IPNC y los RPNC son valorados al precio marginal ex ante del nodo respectivo.
Este precio es el que se obtiene del proceso del predespacho o del redespacho
respectivo. Su formulacion se define de la siguiente manera:

174



TPNCinyi, n = IPNCi,n* PEXA
TPNCreti,n = RPNCi,n* PExXA
Donde:

TPNCinyi,n es la Transaccién Programada No comprometida en Contratos por
inyeccion para el agente i en el nodo n. Cuando es mayor que cero, el agente vende en
el Mercado de Oportunidad Regional en ese nodo y le corresponde un abono. En caso
contrario, realiza una compra de energia en el MOR y le corresponde un cargo.

TPNCreti,n es la Transaccion Programada No comprometida en Contratos por retiro,
para el agente i en el nodo n. Cuando es mayor que cero, el agente vende en el Mercado
de Oportunidad Regional en ese nodo y le corresponde un abono. En caso contrario,
realiza una compra de energia en el MOR y le corresponde un cargo.

PEXA es el precio ex ante del predespacho o redespacho, para cada nodo.

A4.15 Las transacciones por IPNC y RPNC resultantes del predespacho o de los redespachos

respectivos en el MER, son compromisos comerciales que seran asignados por el EOR a
los agentes respectivos.

A4.2 Transacciones Programadas por Compromisos Contractuales
A4.2.1 Laconciliacion de las transacciones en el MER relacionadas con el cumplimiento de los

compromisos contractuales se efectuara con base en las transacciones programadas, sin
considerar las Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real.

A4.2.2 Laresponsabilidad por el cumplimiento de las obligaciones establecidas en los contratos

validados en el MER es de los agentes contratantes. EI EOR determinaré las cantidades
transadas, sea la energia declarada o reducida, con base en las condiciones presentadas
para el predespacho y los redespachos respectivos, sujeto a lo establecido en este
Reglamento.

A4.3 Cargos en el Mercado de Oportunidad Regional a los Compromisos

A4.3.1

Contractuales

El agente que designen las partes de un contrato, sea el comprador o el vendedor, sera
responsable de los cargos en el Mercado de Oportunidad Regional asociados al
cumplimiento del compromiso contractual, como se define a continuaciéon para cada
periodo de mercado:

CMORCI = CCi x [PExAret - PExAiny]
Donde:

CMORCi: Cargo en el Mercado de Oportunidad Regional asociado al cumplimiento del
Compromiso Contractual, asignado al agente i. En caso que el CMORCI sea negativo,
corresponde a un abono.

CCi: Compromiso Contractual. Corresponde a la energia declarada o reducida del
compromiso contractual i considerada en el predespacho o redespacho regional,
independientemente del tipo de contrato.

PEXxAret: Precio ex ante para el nodo de retiro del contrato, resultante del predespacho o
redespacho regional.
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Ad 4

A441

A44.72

A4.4.3

PEXxAIny: Precio ex ante para el nodo de inyeccidn del contrato, resultante del predespacho
o0 redespacho regional.

Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real (TDTR)

2%a Conciliacion de Transacciones por Desviaciones en Tiempo Real del MER, sera
realizada con base en la Clasificacién de desviaciones a los intercambios de energia
programados entre &reas de control, establecida en el Anexo 5 del Libro Il del RMER.

Z3’para cada periodo de mercado las desviaciones se calculan por area de control en el
MER, como el neto de la diferencia entre el intercambio de energia registrado por el
SIMECR, en el dia de la operacion en tiempo real en cada enlace entre areas de control y
el intercambio de energia programado en el Predespacho regional o Redespacho Regional
respectivo.

238E| EOR, con base en las mediciones obtenidas por el SIMECR, determinara diariamente
para cada periodo de mercado, para cada area de control y para cada OS/OM, actuando en
representacion del correspondiente mercado nacional, las desviaciones por area de control
en que han incurrido respecto de las transacciones programadas.

2%%para conciliar las desviaciones a las Transacciones Programadas, es necesario disponer
de la siguiente informacion:

(@) Si las desviaciones son normales, significativas autorizadas, significativas no
autorizadas o graves;

(b)  Los intercambios programados y reales para cada enlace entre areas de control.
(c) Los precios ex-post del posdespacho.

A4.4.4 2% A partir de las desviaciones de los intercambios programados en el MER que se registren

en los enlaces entre areas de control, el EOR determinara y conciliara las transacciones por
desviaciones en tiempo real, por area de control y asignara dichas desviaciones al OS/OM
respectivo, el cual, las internalizarad segln su regulacion nacional.

El precio del area de control al cual se valorizara las TDTR, sera el promedio ponderado de
los precios ex-post de los nodos de enlace entre areas de control. EI promedio ponderado se
realizara para cada periodo de mercado segun la siguiente formula:

Zzl[(Pexpostne,A)(|Desvie,A |)]
"_,|Desvi, 4]

PP_Expost, =

Donde:

26 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.

237 Modificado mediante Resolucion CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017.

238 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

239 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

240 Modificado mediante Resolucion CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017.
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PP_Expost, = Promedio ponderado de los precios ex post resultantes del posdespacho
regional, para cada area de control “A” y para cada periodo de mercado.

Pexpost,, 4 = Precio ex post del nodo de enlace “ne” correspondiente al enlace “e” y
perteneciente al rea de control “A”

Desvi, 4, = Desviacion en MW en el enlace “e” perteneciente al area de control “A”

n = Numero total de enlaces perteneciente al area de control “A”

Para cada periodo de mercado la conciliacion de TDTR se efectia de acuerdo al siguiente procedimiento:
A4.45 2"Desviaciones normales y significativas autorizadas
A4.4.5.1 ?2Se definen las siguientes variables:

n

Desviacion,= ZUEE —IP, )

g=1
Donde:

Desvi -7 A R ., . ., 1 A9
SSVLACIOTA — Degsviacion en MWh en que incurri6 cada Area de control “A

IRs _ Intercambio Real registrado en cada enlace entre areas de control “e”

pertenecientes al area de control “A”

IP . . »
& = Intercambio Programado en cada enlace entre areas de control “e
pertenecientes al area de control “A”

e = Enlace entre areas de control “e” pertenecientes al area de control “A”

n = Cantidad de enlaces entre areas de control “e” pertenecientes al area de control
“A”

A4.4.5.2 En la siguiente tabla se presenta la conciliacion de las transacciones por desviaciones
normales y significativas autorizadas, las cuales se valoraran al promedio ponderado de
los precios ex post de los nodos de enlace entre &reas de control, definido en el aparatado
A4.4.4 anterior, ya sea en exceso o en defecto segun el siguiente esquema:

241 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
242 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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Intercambio Programado

Exceso

Defecto

Exportacion

Desviaciony
* PP_Expost,

El 0S/OM recibird
compensaciéon  por el
exceso de la exportacion
valorada al promedio
ponderado del precios ex
post del area de control “A”

Desviaciony
* PP_Expost,

El  OS/OM paga |Ia
reduccién de la
exportacion valorada al

promedio ponderado del
precios ex post del drea de
control “A”

Importaci6n Desviaciény, Desviaciony
* PPExpostA * PPExpostA

El OS/OM paga por la | El 0S/OM recibira

importacion adicional | devolucién por la

valorada al promedio | reduccion de la

ponderado del precios ex | importacion valorada al

post del area de control “A” | promedio ponderado del
precios ex post del drea de
control “A”

A4.45.3%

A4.4.6 2**Asignacion del Monto Neto de Desviaciones Normales y Significativas Autorizadas

A4.4.6.1 *5El resultado neto de los montos asignados a los OS/OM segln la tabla del apartado
A4.4.5.2 anterior, que tienen su origen en las desviaciones normales y significativas
autorizadas conciliadas por el EOR, es un valor neto diferente de cero, positivo o negativo,
segun la siguiente formula:

m
Neto_Conc_Desvi_NSA = Z Conc_Desvi_NSA,
A=1

Donde:

Neto_Conc_Desvi_NSA = Monto neto resultante de la conciliacién de las desviaciones

normales y significativas autorizadas.

243 Derogado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

244 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

245 Modificado mediante Resolucion CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017.
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Conc_Desvi_NSA, = Conciliacion de la desviacion por area de control “A” con
desviacion normal y significativas autorizadas.

m = NuUmero total de areas de control

El resultado neto de las conciliaciones asociadas a desviaciones normales y significativas
autorizadas, se asignard proporcionalmente a todos los OS/OM con este tipo de
desviaciones, en el respectivo periodo de mercado, cuando en todas las areas de control
existan Unicamente desviaciones normales y significativas autorizadas, de acuerdo a la
siguiente regla:

|Desviaciony|

Asignacion_NSA, = * (Neto_Conc_Desvi_NSA)

> |Desviacion,|
Donde:

Asignacion_NSA ,= Monto asignado a cada OS/OM del area de control "A" que
incurri6 en una desviacion normal o significativa autorizada.
Neto_Conc_Desvi_NSA = Monto neto resultante de la conciliacién de las
desviaciones normales y significativas autorizadas.

Desviacion L . ., ‘
4 = Desviacion en MWh en que incurrié cada Area de control “A”

m = NUmero total de areas de control

A4.4.6.2 %6
A4.4.6.3 2
A4.4.7 *2Desviaciones graves y Significativas No autorizadas

A4.4.7.1 *3Las desviaciones graves y significativas no autorizadas se concilian para cada area de
control y se asignan a los OS/OMS. La conciliacion de dichas desviaciones dependera
del &rea de control en el que se origind la falla o es no autorizada, de acuerdo al siguiente
procedimiento.

A4.4.7.2 ?° La conciliacion de desviaciones graves para el area de control en la que se originé la
falla y conciliacion de desviaciones significativas no autorizadas, se realizaran bajo el
siguiente esquema:

246 Derogado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

247 Derogado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

248 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

249 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

250 Modificado mediante Resolucién CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
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El  OS/OM no recibira
compensacién por el exceso de
la exportacion.

Intercambio Exceso Defecto
Programado
Exportacion Desviaciong*0 Desviaciony * 2

* PPExpostA

El OS/OM paga la reduccién de
la exportacién valorada al
doble del promedio ponderado
del precios ex post del drea de
control “A”

Importacién

Desviaciony * 2
* PPExpostA

El OS/OM paga por la
importacion adicional valorada
al doble del promedio
ponderado del precios ex post
del area de control “A”

Desviacion,*0

El  OS/OM no recibird
devolucidn por la reduccién de
la importacion.

A4.4.7.3

21 a conciliacion de las desviaciones graves para los demas areas de control no

responsables afectadas por la falla, se realizara bajo el siguiente esquema:

Intercambio
Programado

Exceso

Defecto

Exportacion

Desviacion, * 2
* PPExpostA

El 0S/OM recibird
compensacién por el exceso de
la exportacién valorada al
doble del promedio ponderado
del precios ex post del drea de
control “A”

Desviaciong*0

El OS/OM no paga |la
reduccion de la exportacion

Importacion

Desviacion,*0

El OS/OM no paga por la
importacién adicional.

Desviaciony * 2
* PPExpostA

El OS/OM recibird devolucién
por la reduccion de Ia
importacion valorada al doble
del promedio ponderado del

21 Modificado mediante Resolucién CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion

CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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precios ex post del area de
control “A”

A447.4

2%2|_as desviaciones de las areas de control que no fueron afectadas por la falla, seran
conciliadas segun la clasificacion de desviaciones de su estado operativo, ya sea
normal, significativa autorizada o significativa no autorizada.

#3Cuando existan desviaciones normales, significativas autorizadas, significativas no
autorizadas y graves, en un mismo periodo de mercado, el resultado neto de las
conciliaciones es un valor neto diferente de cero, positivo o negativo, segln la siguiente

formula:
Neto_Conc_Desvi_NSAyGSNA
nsa gsna
= Conc_Desvi_NSAjpsq + z Conc_Desvi_GSNAygsna
Ansa=1 Agsna=1

Doénde:

Neto_Conc_Desvi_NSA y GSNA = Monto neto resultante de la conciliacion de
las desviaciones normales, significativas autorizadas, significativas no autorizadas y
graves.

Conc_Desvi_NSA s, = Conciliacion de la desviacion neta por area de control

“Ansa” con desviaciones normales y significativas autorizadas.

Conc_Desvi_GSNA yg45nq = Conciliacion de la desviacion neta por area de control
“Agsna” con desviaciones graves y significativas no autorizadas.

nsa= NUmero total de areas de control con desviaciones normales y significativas
autorizadas.

gsna= NUmero total de &reas de control con desviaciones graves y significativas no
autorizadas.

A4.4.75 ®*Cuando el resultado neto de las conciliaciones de las desviaciones normales,

significativas autorizadas, significativas no autorizadas y graves, sea un déficit en la
conciliacion del EOR, el mismo se asignara a los OS/OM del area de control en la que
se origind la falla o resulté no autorizado. La asignacién del déficit para las areas de
control con desviaciones graves no responsables, que fueron afectadas por la falla y para
las areas de control con desviaciones normales y autorizadas, sera cero, de acuerdo a la
siguiente regla:

252 Modificado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.

253 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017 y modificado mediante Resolucidn
CRIE-17-2017 del 5 de mayo de 2017 y la Resolucion CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

254 adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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|Desviacién,|

Asignacion_GSNA, = * (Neto_Conc_Desvi_NSAyGSNA)

2 =1|Desviacién,|
Donde:

Asignacion_GSNA = Monto asignado a los OS/OM del area de control "A" en
que se origind la falla o resultaron no autorizados.
Neto_Conc_Desvi_NSAyGSNA = Monto neto resultante de la conciliacion de
las desviaciones normales, significativas autorizadas, significativas no autorizadas y
graves.

Desviacion . . .y ‘
4 = Desviacion en MWh en que incurrié cada Area de control “A” de

los OS/OM del &rea de control en que se origino la falla o resultaron no autorizados.
Q = Numero de areas de control con desviaciones graves responsables de la falla o

resultaron no autorizados.

A4.4.7.6 ®Cuando el resultado neto de las conciliaciones de las desviaciones normales,
significativas autorizadas, significativas no autorizadas y graves, sea un superavit en la
conciliacion del EOR, la asignacion del superavit para los OS/OM del &rea de control en
gue se origind la falla o resulté no autorizado ser& cero y el monto del superavit se
distribuird a todos los OS/OM de las areas de control con desviaciones graves no
responsables, que fueron afectadas por la fallay a los OS/OM con desviaciones normales
y autorizadas, en el respectivo periodo de mercado, de acuerdo a la siguiente regla:

|Desviacion,|

Asignacion_NSAYGNRF, = = (Neto_Conc_Desvi NSAyGSNA)

25 Desviacién,|
Dénde:

Asignacion_NSAyGNRF,= Monto asignado a cada OS/OM del area de control
"A" excepto a los OS/OM del area de control en que se origind la falla o resultaron
no autorizados.

Neto_Conc_Desvi_NSAyGSNA = Monto neto resultante de la conciliacion de

las desviaciones normales, significativas autorizadas, significativas no autorizadas y

graves

25 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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Desviacion - . ., (
4 = Desviacion en MWh en que incurrié cada Area de control “A”

excepto los OS/OM del &rea de control en que se originé la falla o resultaron no
autorizados.
k = Numero de areas de control con desviaciones normales, significativas autorizadas
y graves excepto los OS/OM del &rea de control en que se origind la falla o resultaron
no autorizados.

A4.4.7.7 >*Cuando una falla no pueda ser atribuida a un area de control en particular y la misma

origine desviaciones graves, la conciliacion de dichas desviaciones se efectuard
considerandolas como significativas autorizadas.

A4.4.8 "Ausencia de Precio para la Conciliacion de Desviaciones

Si para el calculo del promedio de los precios ex post en un area de control, no se dispone
del precio ex post de algin nodo de enlace, dicho precio seré sustituido por el precio ex ante
del nodo de enlace respectivo, si este Gltimo es igual o mayor que cero. En caso de ausencia
de precio ex-ante 0 éste sea menor que cero, se utilizara el precio nodal calculado con los
costos o precios marginales del Posdespacho de las unidades generadoras del sistema
eléctrico nacional, los cuales seran proporcionados por el OS/OM respectivo.

A4.4.9 Precios expost mayores al umbral permitido

Si en el proceso del Posdespacho Regional, se verifica que el precio expost en un nodo de
enlace es mayor que el umbral establecido a través del promedio de los precios expost de
los 90 dias anteriores en el mismo nodo mas 150% YV el precio expost supera al precio
nodal ex ante en 150% para el mismo periodo de mercado del dia de operacion
correspondiente, se procedera a tomar el precio ex ante de dicho nodo mas 150%, para
efectos del calculo del promedio ponderado de los precios expost.

A4.5 Servicios Auxiliares Regionales

Los Servicios Auxiliares en el MER se proveen como requerimientos minimos de
obligatorio cumplimiento y no son sujetos de conciliacion, facturacion y liquidacion por
parte del EOR.

A4.6 Cargos por Transmision

Los cargos por servicios de transmisién se conciliaran conforme a lo establecido en el
Libro 11l del RMER.

A4.7 Cargos Adicionales
A4.7.1 Cargo por Servicio de Regulacion del MER

Los cargos por los Servicios prestados por la CRIE de Regulacion del MER, serdn asignados
a los agentes teniendo en cuenta lo definido en los Protocolos y la Regulacién Regional.

256 Adicionado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

257 Modificado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.

258 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
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A.4.7.2 Cargo por Servicios de Operacion del Sistema

Los cargos por los Servicios prestados por el EOR de Operacion del Sistema seran
asignados a los agentes teniendo en cuenta lo definido en los Protocolos y la Regulacion
Regional.
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259ANEXO 5
CLASIFICACION DE DESVIACIONES DE
ENERGIA

259 Adicionado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
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Ab5. Clasificacién de Desviaciones de energia

Ab5.1 Bases para la clasificacion de desviaciones a los intercambios de
energia programados:

Ab5.1.1 EI EOR, clasificara las desviaciones a los intercambios de energia programados entre areas
de control, para cada area de control y para cada periodo de mercado, con base a los
siguientes criterios:

a) Estados operativos del Sistema Eléctrico Regional (SER), normal, de alerta y de
emergencia, definidos en el numeral 5.17.8, Libro Il, del RMER.

b) Valor de los indicadores: CPS1 horario, CPS2 horario y desempefio ante disturbios
DCS.

c) Margen de desviacién permitido sera de: i) Dos (2) MWh cuando la transaccion
programada sea menor o igual a (40) MWh, ii) Cinco por ciento (5%) de la
transaccion programada cuando ésta sea mayor a 40 MWh y menor o igual a 125
MWh, vy iii) Seis punto veinticinco (6.25) MWh constantes para transacciones
programadas mayores a 125 MWh, para cada periodo de mercado y para cada area
de control.

De la aplicacidn de los criterios anteriores se obtendré la clasificacion de las desviaciones
a los intercambios de energia programados Normales, Significativas Autorizadas,
Significativas No Autorizadas y Graves, establecidas en el numeral 5.17.2.4 del Libro 1l
del RMER.

A5.2 %°Determinacion y evaluacion del indicador CPS1 horario

A5.2.1 El valor del indicador CPS1 horario sera calculado por el EOR para cada area de control y
para cada periodo de mercado, utilizando los datos de medicion del ACE crudo y la
frecuencia, remitidos por cada area de control.

Ab5.2.2 Los OS/OM diariamente, antes de las trece (13:00) horas posteriores al dia de la operacién
en tiempo real, reportaran al EOR, los valores registrados en el SCADA de la respectiva
area de control, conteniendo los siguientes parametros:

a) Los datos de medicion del ACE crudo, correspondiente a un (1) dato cada cuatro (4)
segundos, y

b) Los datos de medicion de la frecuencia, correspondiente a un (1) dato cada cuatro (4)
segundos.

Los valores registrados en el SCADA seran remitidos por los medios y en los formatos
definidos por el EOR.

260 E| indicador CPS1 horario, es determinado con base en el estaindar BAL-001-0.1a “Desempefio del Control
del Balance de la Potencia Real” de la Corporacion de Confiabilidad Eléctrica Norteamericana (NERC por
sus siglas en inglés) que puso en vigencia el 13 de mayo de 2009.
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Ab5.2.3 Los datos de los registros SCADA, corresponderan a todos los periodos de mercado del
dia de la operacion en tiempo real. EI OS/OM seré el Unico responsable de la calidad y
validez de los datos remitidos.

Ab5.2.4 El margen de datos permitido de medicién no validos de ACE crudo dentro de un periodo
de mercado, sera igual o menor a 36 datos, y para los datos de medicion de la frecuencia,
el margen de datos permitido no validos dentro de un periodo de mercado sera igual o
menor a 54 datos. El calculo del valor del indicador CPS1 horario, se realizara sin
considerar los datos de medicién no vélidos tanto de ACE crudo como de frecuencia.

Ab5.2.5 Si en un periodo de mercado, la cantidad de datos de medicion no validos de ACE crudo o
de frecuencia, remitidos por un OS/OM para su area de control, son mayores que el
margen permitido en A5.2.4, el valor del indicador CPS1 horario a asignar a ese periodo
de mercado, seré el promedio ponderado por nimero de muestras, que resulte de sumar el
valor CPS1 calculado con muestras validas de ese periodo méas el menor de los valores del
indicador CPS1 horario, calculado para ese dia de la operacion en tiempo real y para dicha
area de control, ponderado con el nimero de muestras que sean invalidas.

Ab5.2.6 En caso que un OS/OM no remita al EOR en el plazo establecido, los datos de medicién
del ACE crudo y/o frecuencia, se asignara para cada periodo de mercado de ese dia, el
menor de los valores del indicador CPS1 horario correspondiente a cada periodo de
mercado, disponible de los tres dias previos de la operacion en tiempo real de dicha éarea
de control. En caso que el OS/OM no remita datos de medicién para dos 0 mas dias
consecutivos, se asignara para todas las horas de esos dias, el menor de los valores del
indicador CPS1 horario, del Gltimo dia que se tengan datos de medicién disponibles.

A5.2.7 El EOR, evaluara el cumplimiento del valor del indicador CPS1 horario, en todos los
periodos de mercado para cada area de control, Unicamente para los estados operativos del
SER Normal o Alerta definidos en la regulacién regional.

Ab5.2.8 El valor de cumplimiento del indicador CPS1 horario es mayor o igual a 100, cualquier
valor del indicador CPS1 horario menor a 100 es un incumplimiento y la desviacion a los
intercambios de energia programados entre areas de control para el area de control en ese
periodo de mercado, sera clasificada como Significativa No Autorizada, de acuerdo al
numeral A5.5.3y A5.5.7.

A5.2.9 La aplicacion para cada periodo de mercado de la formula matematica de célculo del
indicador CPS1 horario, es la siguiente:

Valor del indicador CPS1 horario =100*(2-Promedio del periodo de mercado (CF1))

Donde:

E1: Constante correspondiente al valor RMS de los promedios de 1 minuto del
error de la frecuencia (Hz), calculado para el periodo anual respectivo.
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1= \]Afllz +Af1,% + -+ Af1,°

n
CP1 = Af1 ACEL
= *
f —10pi
ACE1: Valor promedio del ACE crudo en un minuto
Af1: Promedio de las desviaciones de frecuencia en un minuto.
n: Cantidad de minutos en el afio.
Bi: Bias de frecuencia del Area de Control (MW/dHz), determinado por
pruebas de respuesta de frecuencia del drea de control.
RMS: Valor eficaz o valor medio cuadratico.

Ab5.2.10 Los OS/OM cada afio, 0 antes de dicho periodo a solicitud del EOR o de un OS/OM,
actualizaran el valor del Bias de su respectiva area de control, en coordinacién con el EOR.
El nuevo valor sera utilizado para el calculo del valor del indicador CPS1 horario, a partir
de la fecha de su actualizacion.

A5.2.11 En caso que un OS/OM requiera actualizar el valor del Bias de su respectiva area de
control, en un periodo menor a 1 afio, debera informar y coordinar oportunamente con el
EOR sobre tal actualizacién, para lo cual debera presentar al EOR la respectiva memoria
de célculo y los resultados correspondientes para su evaluacién y aprobacion.

Ab5.2.12 El EOR actualizaré cada afio la constante correspondiente al valor RMS de los promedios
de 1 minuto del error de la frecuencia (Hz) (E1) en coordinacién con los OS/OM, con base
a los registros historicos comprendidos entre el 1 de enero al 31 de diciembre del afio
anterior a la fecha de su actualizacién. El valor actualizado seréa utilizado a partir del 1 de
febrero de cada afio.

Ab5.3 %1Determinacion y evaluacion del indicador CPS2 horario

Ab5.3.1 El valor del indicador CPS2 horario sera calculado por el EOR para cada area de control y
para cada periodo de mercado utilizando los datos de medicion del ACE crudo remitidos
por cada area de control.

A5.3.2 El margen de datos permitido de medicion no validos de ACE crudo dentro de un periodo
de mercado, serd igual o menor a 36 datos. El calculo del valor del indicador CPS2 horario,
se realizard sin considerar los datos de medicion no validos de ACE crudo.

Ab5.3.3%2 Sj en un periodo de mercado, la cantidad de datos de medicién no validos de ACE crudo,
remitidos por un OS/OM para su area de control, son mayores que el margen permitido
en A5.3.2, el valor del indicador CPS2 a asignar a ese periodo de mercado, sera el
promedio ponderado por nimero de muestras, que resulte de sumar el valor CPS2

261 E| indicador CPS2 horario, es determinado con base en el estandar BAL-001-0.1a “Desempeifio del Control
del Balance de la Potencia Real” de la Corporacion de Confiabilidad Eléctrica Norteamericana (NERC por sus
siglas en inglés) que puso en vigencia el 13 de mayo de 2009.

262 Modificado mediante Resolucion CRIE-15-2019 del 21 de febrero de 2019.

188



calculado con muestras validas de ese periodo mas el menor de los valores del indicador
CPS2 horario, calculado para ese dia de la operacidn en tiempo real y para dicha area de
control, ponderado con el nimero de muestras que sean invalidas.

Ab5.3.4 En caso que un OS/OM no remita al EOR en el plazo establecido, los datos de medicion
del ACE crudo, se asignara para cada periodo de mercado de ese dia, el menor de los
valores del indicador CPS2 horario correspondiente a cada periodo de mercado,
disponible de la tres dias previos de la operacion en tiempo real de dicha area de control.
En caso que el OS/OM no remita datos de medicion para dos o mas dias consecutivos, se
asignara para todas las horas de esos dias, el menor de los valores del indicador CPS2
horario, del Gltimo dia que se tengan datos de medicion disponibles.

A5.3.5 El EOR evaluara el cumplimiento del valor del indicador CPS2 horario, en todos los
periodos de mercado para cada area de control, Unicamente para los estados operativos del
SER Normal o Alerta definidos en la regulacién regional.

Ab.3.6 El valor de cumplimiento del indicador CPS2 horario es mayor o igual a 83, cualquier valor
del indicador CPS2 horario menor a 83, es un incumplimiento y la desviacion a los
intercambios de energia programados entre areas de control para el area de control en ese
periodo de mercado, sera clasificada como Significativa No Autorizada, de acuerdo al
numeral A5.5.3y A5.5.7.

A5.3.7 La aplicacion para cada periodo de mercado de la férmula matemética de célculo del
indicador CPS2 horario, es la siguiente:

Valor del Indicador CPS2 horario = 100*(1-(Periodos incumplidos/Periodos totales))
Donde:

Periodos incumplidos: El total de periodos de 10 minutos, registrados en un periodo de
mercado, donde el valor promedio de los registros de ACE es mayor a L10.

L10 = 1.65*E10* ,/(—10Bi)(—10B¢)

Bi: Bias de frecuencia del Area de Control (MW/dHz), determinado por pruebas de
respuesta de frecuencia del area de control.

Be: Bias de frecuencia del sistema interconectado (MW/dHz), determinado por pruebas
de respuesta de frecuencia del Sistema Interconectado.

E10: Constante correspondiente al valor RMS de los promedios de 10 minutos del error de

la frecuencia (Hz), calculado para el periodo anual respectivo.

Af10,% + Af10,% + -+ Af10,,2
Ew:jf 2+ 4710, + -+ 410,

n
Af10: Promedio de las desviaciones de frecuencia en periodos de 10 minutos.
n: Cantidad de periodos de 10 minutos en el afio.
Periodos Total de periodos de 10 minutos en un periodo de mercado.
totales:
RMS: Valor eficaz o valor medio cuadratico.
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A5.3.8 El EOR actualizara cada afio el valor RMS de los promedios de 10 minutos del error de la
frecuencia (Hz) (E10) en coordinacion con los OS/OM, con base a los registros historicos,
comprendidos entre el 1 de enero al 31 de diciembre del afio anterior a la fecha de su
actualizacion. El valor actualizado sera utilizado a partir del 1 de febrero de cada afio.

Ab5.4 23Determinacion y evaluacion del indicador DCS

Ab5.4.1 La evaluacion del valor del indicador del desempefio ante Disturbios DCS sera realizada
por el EOR utilizando los datos de medicion del ACE crudo para el area de control en el
periodo de mercado en el cual se registre un Disturbio Reportable.

A5.4.2 EI OS/OM seré el responsable de determinar la contingencia simple correspondiente al
préximo semestre que ocasionaria la pérdida de generacion mas severa en su area de
control, considerando toda la red eléctrica en servicio, y la reportard al EOR con su debida
justificacion en los primeros 5 dias habiles de junio (corresponde a julio — diciembre) y de
diciembre (corresponde a enero — junio) de cada afio. Asi también el OS/OM debera
reportar dicha contingencia simple, siempre que en su area de control se produzca un
cambio topolégico permanente en su red eléctrica o entre en servicio nueva generacion.

A5.4.3 El valor de la pérdida de generacion originada por una contingencia simple, sera el valor
de referencia que utilizara el EOR para determinar si ocurri6 un Disturbio Reportable. El
EOR utilizaréa los registros de ACE crudo remitidos por cada area de control para verificar
la ocurrencia de un Disturbio Reportable.

A5.4.4 Debido a que las fallas de generadores son mucho mas comunes que las pérdidas
significativas de carga, y debido a que la activacion de la reserva ante contingencias no se
aplica tipicamente a la pérdida de carga, la evaluacién del valor del indicador de
desempefio ante Disturbios DCS esta limitada a la pérdida de generacién y no aplicara
para una pérdida de carga.

Ab5.4.5 El cumplimiento del valor del indicador de desempefio ante Disturbios DCS, sera evaluado
en los periodos de mercado donde el area de control, de acuerdo a sus datos de medicién
de ACE crudo, presente un Disturbio Reportable y Gnicamente en los estados operativos
Normal o Alerta definidos en la regulacion regional.

Ab5.4.6 Cuando se determine un Disturbio Reportable, en un periodo de mercado para un area de
control, el EOR evaluara el cumplimiento del valor del indicador de desempefio ante
Disturbios DCS con base a los siguientes parametros:

A5.4.6.1 El valor de ACE crudo del area de control debe retornar a cero, si su valor antes del
disturbio era mayor o igual a cero. Si el valor de ACE crudo del &rea de control antes del
disturbio era menor que cero, el ACE crudo debe retornar como minimo a este valor.

263 E] indicador de desempefio ante Disturbios DCS, es determinado con base en el estandar BAL-002-1
“Desempefio del Control de Disturbios” efectivo a partir del 13 de mayo de 2009, de la Corporacion de
Confiabilidad Eléctrica Norteamericana (NERC por sus siglas en inglés) que puso en vigencia el 1 de abril de
2005.
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A5.4.6.2 El retorno del valor del ACE crudo, a las condiciones establecidas en el numeral A5.4.6.1
anterior, debe estar dentro del Periodo de Recuperacién de 15 minutos establecido en la
regulacion regional.

Ab5.4.7 El valor del indicador de desempefio ante Disturbios DCS, seré igual al tiempo en minutos
en que el valor del ACE retorne a sus condiciones previas al evento de acuerdo con lo
establecido en el numeral A5.4.6.1 anterior. Si el valor del indicador de desempefio ante
Disturbios DCS es mayor al Periodo de Recuperacién establecido en el numeral A5.4.6.2
anterior, el area de control incumple con el criterio de desempefio ante Disturbios DCS y
la desviacion a los intercambios de energia programados entre areas de control en el
periodo de mercado donde ocurre el evento, serd clasificada como Significativa No
Autorizada, de acuerdo al numeral A5.5.3 y A5.5.7.

A5.5 Clasificacion de desviaciones a los intercambios de energia
programados entre areas de control:

Ab5.5.1 En el estado operativo Normal, la desviacién en ese periodo de mercado, seré clasificada
como Normal, si en el area de control:

Ab5.5.1.1 La magnitud de la desviacion de energia en tiempo real es menor al margen de desviacion
permitido o

Ab5.5.1.2 La magnitud de la desviacion de energia en tiempo real es mayor al margen de desviacion
permitido y se cumplen todos criterios siguientes:
a) El valor del indicador CPS1 horario es igual o mayor a 100.
b) El valor del indicador CPS2 horario es igual o mayor a 83.
¢) No ocurrié un Disturbio Reportable.

A5.5.2 En el estado operativo Normal, la desviacion en ese periodo de mercado, serd clasificada
como Significativa Autorizada, si en el area de control, la magnitud de la desviacion de
energia en tiempo real es mayor al margen de desviacion permitido y se cumplen todos
los criterios siguientes:

a) El valor del indicador CPS1 horario es igual o mayor a 100.

b) El valor del indicador CPS2 horario es igual o mayor a 83.

c) Ocurri6 un Disturbio Reportable y el valor del indicador DCS es igual 0 menor a 15
minutos.

A5.5.3 En el estado operativo Normal, la desviacion en ese periodo de mercado, serd clasificada
como Significativa No Autorizada, si en el area de control, la magnitud de la desviacion
de energia en tiempo real es mayor al margen de desviaciéon permitido y se cumple al
menos uno de los criterios siguientes:

a) El valor del indicador CPS1 horario es menor a 100.
b) El valor del indicador CPS2 horario es menor a 83.
c) Ocurri6 un Disturbio Reportable y el valor del indicador DCS es mayor a 15 minutos.

Adicionalmente, no debera existir instruccion del EOR para que un intercambio de
energia entre dos areas de control se aparte transitoriamente de la condicién programada.
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Ab5.5.4 En el estado operativo Alerta, el margen de desviacion permitido no serd tomado en cuenta
para la clasificacion de la desviacion de energia.

A5.5.5 En el estado operativo Alerta, la desviacion en ese periodo de mercado, seré clasificada
como Normal, si en el &rea de control se cumplen todos los siguientes criterios:
a) El valor del indicador CPS1 horario es igual o mayor a 100.
b) El valor del indicador CPS2 horario es igual o mayor a 83.
¢) No ocurrié un Disturbio Reportable.

A5.5.6 En el estado operativo Alerta, la desviacion en ese periodo de mercado, seré clasificada
como Significativa Autorizada, si en el area de control se cumplen todos los siguientes
criterios:

a) El valor del indicador CPS1 horario es igual o mayor a 100.

b) El valor del indicador CPS2 horario es igual o mayor a 83.

¢) Ocurri6 un Disturbio Reportable y el valor del indicador DCS es igual o0 menor a 15
minutos.

Ab5.5.7 En el estado operativo Alerta la desviacion en ese periodo de mercado, sera clasificada
como Significativa No Autorizada, si en el area de control se cumple al menos uno de los
criterios siguientes:

a) El valor del indicador CPS1 horario es menor a 100.
b) El valor del indicador CPS2 horario es menor a 83.
c) Ocurri6 un Disturbio Reportable y el valor del indicador DCS es mayor a 15 minutos.

Adicionalmente, no deberé existir instruccion del EOR para que un intercambio de energia
entre dos areas de control se aparte transitoriamente de la condicién programada.

Ab5.5.8 En el estado operativo Normal o Alerta, se clasificaran como Significativas Autorizadas,
aquellas desviaciones originadas cuando, con el objeto de preservar la calidad, seguridad
y desempefio y economia regionales, el EOR solicite a un OS/OM que un intercambio de
energia entre dos areas de control se aparte transitoriamente de la condicién programada.
En este caso no se aplicard la evaluacion del margen de desviacion permitido ni el
cumplimiento de los criterios de desempefio de regulacién de frecuencia y de los
intercambios de energia entre areas de control.

Ab5.5.9 En el estado operativo de Emergencia del SER, la desviacion a los intercambios de energia
programados entre areas de control, para las areas de control que se encuentren en dicha
condicidn y para ese periodo de mercado, seré clasificada como Grave. EI EOR indicara
el area de control responsable que originé el estado operativo de emergencia y las areas
de control afectadas. Las desviaciones a los intercambios de energia programados, de las
areas de control que no fueron afectadas por el estado de emergencia seran clasificadas
segun lo estipulado en la presente normativa, en normales, significativas autorizadas o
significativas no autorizadas.

A5.5.10 En caso que el estado operativo de emergencia persista para un area de control que no
origino dicho estado de emergencia, en periodos de mercado posteriores al del inicio de
la emergencia, la desviacion del area de control no responsable del estado de emergencia
se clasificard y conciliara como Significativa Autorizada.

A5.5.11 En caso que el EOR declare estado de emergencia, éste comprendera todos los periodos
de mercado dentro de esa condicion.
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Ab.5.12 Adicionalmente a lo establecido en el literal ¢), numeral 5.17.8.1, del Libro Il, del RMER,
para que el EOR determine el estado operativo de emergencia, se considerara la ocurrencia
de un colapso total o parcial en una o mas areas de control, y/o la actuacion del Esquema
de Desconexién Automética de Carga por Baja Frecuencia (EDACBF) regional que
considera el Esquema de Desconexion Automatica de lineas de transmision de las
interconexiones por baja frecuencia entre areas de control del SER.

Ab5.5.13 Ademas, cuando una falla no pueda ser atribuida a un area de control en particular y la
misma origine desviaciones Graves, la clasificacion de dichas desviaciones se efectuara
considerandolas como Significativas Autorizadas.

A5.5.14 La Clasificacion de desviaciones a los intercambios de energia programados entre areas
de control para cada area de control y periodo de mercado, sera elaborada y publicada por
el EOR para informacion de los OS/OM, a mas tardar el vigésimo noveno dia (29°)
posterior al dia de operacion en Tiempo Real, por los medios y en los formatos definidos
por el EOR.

264E] EOR proporcionara a los OS/OM, como parte de los informes diarios de operacion,
los resultados de los indicadores CPS1 horario, CPS2 horario y DCS. Los OS/OM podran
emitir comentarios y solicitar las correcciones que considere convenientes al EOR dentro
de los (3) tres dias habiles siguientes.

264 Adicionado mediante Resolucion CRIE-15-2019 del 21 de febrero de 20109.

193



LIBRO llI
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1.

Libro Il — De la Transmision

1.1 Objeto del Libro I

111

112

El objeto general del Libro 111 es establecer los criterios, procedimientos, instrucciones y
disposiciones relacionadas con el Servicio de Transmision aplicables al Ente Operador
Regional (EOR), los Operadores de Sistema y de Mercado Nacionales (OS/OM) y a los
Agentes del Mercado Eléctrico Regional (MER). El presente Libro define los derechos y
obligaciones de las partes antes mencionadas, las reglas para el acceso y conexion, la
planificacion y expansién, el régimen tarifario, los Criterios de Calidad, Seguridad y
Desempefio (CCSD) y el Régimen de Calidad de Servicio de la RTR. Todo ello siguiendo
lo establecido en el Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central.

Los objetivos especificos del presente Libro son:

a)

b)

c)

d)

f)

9)
h)

Establecer los derechos y obligaciones del EOR, de los OS/OM vy de los Agentes del
MER, definiendo los limites de responsabilidades entre ellos;

Establecer el método para definir las instalaciones de transmision que formaran parte
de la Red de Transmisién Regional;

Establecer los requerimientos minimos a cumplir por un Agente para conectar nuevo
equipamiento a la RTR, asi como los criterios para garantizar el libre acceso a la
misma;

Establecer los criterios técnicos y econdmicos para los estudios de planificacién de la
expansion de laRTR, el plan de inversiones resultante y el programa de incorporacion
de nuevas instalaciones de Transmision;

Establecer el método para calcular los Ingresos Autorizados Regionales de los
Agentes Transmisores como reconocimiento de sus inversiones y sus gastos de
operacion y mantenimiento, y el método para calcular los cargos por uso de la Red
de Transmision Regional que pagaran los Agentes, excepto Transmisores;

Establecer las reglas para el manejo de la congestion de la RTR (restricciones de
transmision), a través de un sistema de precios nodales con Derechos de Transmision
firmes (fisicos) y financieros;

Definir los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio;

Establecer los criterios asociados a la operacion y disefio de la RTR de forma tal que
se garantice el cumplimiento de los CCSD; y

Establecer los criterios y alcance del Régimen de Calidad del Servicio de la RTR, que
deberan cumplir los Agentes del MER.
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2. La Red de Transmision Regional

2.1 Instalaciones que conforman la RTR

2.1.1 ?%°El EOR serael responsable de la identificacion y actualizacion de la definicion de laRTR.
Con tal propdsito, realizara anualmente las tareas conducentes a identificar los componentes
actuales y futuros de la RTR.

2.1.2 ?%La RTR incluird como minimo las lineas de transmisiéon que vinculan a los Paises
Miembros, las Ampliaciones Regionales Planificadas incluyendo las instalaciones de la
Linea SIEPAC y las instalaciones propias de cada pais que resulten esenciales para cumplir
con los objetivos que se establecen en el siguiente numeral.

2.1.3 Ladefinicion de la RTR es utilizada para:

a) Especificar los nodos desde los que se pueden presentar ofertas para transacciones de
oportunidad en el MER o entre aquellos en los cuales se pueden declarar contratos
regionales;

b) Identificar los nodos entre los cuales se pueden asignar DT vy verificar la calidad de
servicio;

c) Definir el conjunto minimo de instalaciones observables en las cuales el EOR puede
ejercer acciones de control por medio de los OS/OM;

d) Establecery calcular los CURTR y los CVT.

2.2 Meétodo de Identificacion de las Instalaciones de la RTR

2.2.1 El método de identificacion de la RTR contempla cinco (5) pasos, que seran realizados por
el EOR, en coordinacion con los OS/OM, tal como se describe en el Anexo A:

a) 2"Definicion de la RTR baésica a partir de las interconexiones regionales, de las
Ampliaciones Regionales Planificadas, incluyendo la Linea SIEPAC;

b) Identificacién de los nodos de control, en los que cada OS/OM informara las
transacciones al MER y a través de los cuales se establecera la interfaz entre el MER
y los Mercados Eléctricos Nacionales;

c) Launién topoldgica de los elementos identificados en (a) y (b) por medio de lineas u
otros elementos de transmision;

d) Identificacion de otras lineas que, por los criterios de utilizacion determinados en el
Anexo A, deban también incluirse en la RTR;

e) ElI EOR en coordinacion con los OS/OM nacionales, basandose en estudios
regionales de seguridad operativa, podra afiadir elementos a los ya identificados en
los pasos “a-d” cuando estos se muestren necesarios para cumplir con los CCSD.

2.2.2 Laidentificacion de la RTR se realizard en noviembre de cada afio y para ello se analizara
un horizonte que abarca los cinco (5) afios siguientes. Para cada uno de los cinco (5) afios

265 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
266 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
267 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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del horizonte se realizaran los andlisis de los cinco (5) pasos del Método de Identificacion
de laRTR.

2.2.3 Para cada afio del periodo de analisis, un elemento sera agregado a la RTR cuando cumpla
con los criterios de los cinco (5) pasos del Método de Identificacion de la RTR, y sera
retirado de la RTR cuando no cumpla con los criterios.

2.2.4  %8_as Ampliaciones Regionales Planificadas y las Ampliaciones Regionales con Beneficio
Regional Parcial, seran parte de la RTR por lo menos desde el momento de su puesta en
servicio, hasta la finalizacion de su periodo de amortizacién.

2.25 EIEOR determinara la RTR inicial utilizando el método descrito en el Numeral 2.2.1y en
base al estado del SER inmediatamente antes del inicio de la operacion del MER bajo el
presente Libro.

3. Obligaciones y Derechos con relacion al Servicio de
Transmision

3.1 Obligaciones de los Agentes Transmisores

3.1.1 Un Agente que provee el Servicio de Transmision tendrd, sin perjuicio de las obligaciones
y derechos establecidos en el Capitulo 3 del Libro I, las siguientes obligaciones y
responsabilidades:

a) Operar sus instalaciones siguiendo estrictamente las instrucciones que imparta el
OS/OM, en coordinacién con el EOR, incluyendo cualquier maniobra que implique
modificaciones a las transferencias de energia por sus lineas y demas equipos,
excepto si ello pone en peligro la seguridad de sus instalaciones, equipos y/o a las
personas;

b) Prestar el Servicio de Transmisién, permitiendo el libre acceso y no discriminatorio
a sus redes a todos los Agentes, a cambio de la remuneracion correspondiente;

c) Establecer la Capacidad Técnica de Transmision de cada equipamiento y/o
instalacion de su propiedad y presentar al OS/OM respectivo, para la aprobacion de
éste y del EOR, los estudios que la fundamentan, los cuales se deben basar en los
criterios que establezca el EOR;

d) Disponer de los equipos de control y proteccion necesarios para cumplir con los
Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio y limitar la propagacion de fallas o
mitigar los dafios sobre sus propias instalaciones que pueden causar las fallas
originadas en equipamientos pertenecientes a terceros, asi como para limitar la
propagacion al resto de la RTR de las fallas originadas en sus propias instalaciones o
las de Agentes conectados a las mismas;

e) Permitir el acceso a sus instalaciones de los representantes y los auditores técnicos
independientes que a tales efectos designe el OS/OM correspondiente, el EOR y la
CRIE, ademas de las obligaciones que en este sentido establezca la regulacion
nacional del pais donde se encuentre la instalacion;

f) Presentar, cada afio en el mes de noviembre al OS/OM de su Pais, el plan de
mantenimiento anual de sus instalaciones, participar en las reuniones de coordinacion

268 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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9)

h)

)

K)

m)

de mantenimiento que este organismo o el EOR convoque, y cumplir con los
programas coordinados de mantenimiento que finalmente el EOR establezca;

Mantener condiciones adecuadas de seguridad fisica en cada una de sus instalaciones,
siguiendo las normas definidas por los Reguladores Nacionales de cada Pais donde
éstas se localicen, y lo establecido en el presente Libro;

Identificar las instalaciones de los Agentes conectados a sus instalaciones que no
retinen los requisitos técnicos necesarios para su conexion a la RTR y notificarlo al
OS/OM respectivo, quien a su vez debera informar de inmediato al EOR;

Aceptar las deducciones a su Ingreso Autorizado Regional por los Descuentos por
Indisponibilidad (DPI) que realice el EOR, de acuerdo al Régimen de Calidad del
Servicio establecido en el Capitulo 6 de este Libro;

Cumplir en la operacion y en el disefio de nuevas instalaciones con todas las
regulaciones ambientales y técnicas vigentes en su Pais, y con las que son
establecidas en este Libro;

Suministrar, en tiempo y forma, al OS/OM del Paisy, por intermedio de éste, al EOR
y a la CRIE la informacion requerida para el seguimiento del desarrollo y operacion
de las ampliaciones y conexiones a la RTR, y toda otra informacion que fuere
necesaria para llevar a cabo las funciones especificas asignadas a la CRIE, al EOR y
a los OS/OM, en el marco de lo establecido en la regulacion vigente en cada pais y
en el RMER,;

Cumplir con los requisitos establecidos de supervision, control, comunicaciones y de
medicion comercial; y

Realizar, en coordinacién con el OS/OM respectivo, las pruebas técnicas requeridas
por el EOR.

3.2 Derechos de los Agentes Transmisores

3.2.1 Cada Agente Transmisor tiene los siguientes derechos:

a)

b)

c)

d)

Percibir el Ingreso Autorizado Regional de sus instalaciones, establecido de acuerdo
a este Reglamento, y cuando corresponda, el ingreso autorizado nacional establecido
por las regulaciones nacionales;

Negarse, ante el requerimiento del OS/OM correspondiente, a conectar/desconectar
instalaciones y equipamientos que a su juicio puedan afectar la integridad de personas
0 causar dafios en las instalaciones de transmision que estan bajo su responsabilidad
0 a las instalaciones de la RTR en su conjunto. ElI Agente Transmisor deber& poner
inmediatamente en conocimiento al EOR y al correspondiente OS/OM de su decision
detallando los motivos que la justifican;

Solicitar a la CRIE o al Regulador Nacional segun el caso, que ordene la desconexion
de equipamientos o instalaciones pertenecientes a Agentes conectados directa o
indirectamente a la RTR que afecten el normal funcionamiento de sus instalaciones
porque no cumplen con los estandares técnicos de disefio u operacion;

Solicitar a la CRIE o al Regulador Nacional segun el caso, que no autorice la conexion
de nuevos equipamientos o nuevas instalaciones pertenecientes a Agentes conectados
directa o indirectamente a la RTR que prevé afectaran el normal funcionamiento y la

198



calidad de sus instalaciones por no cumplir con los estandares técnicos de disefio u
operacion;

e) Participar de las reuniones de coordinacion de mantenimientos y presentar
observaciones al plan anual de mantenimientos que coordine el EOR y los OS/OM,

y a recibir explicaciones sobre la modificacion a sus propios planes de
mantenimientos, de acuerdo a lo que establece el Libro 1l del RMER,;

f) Presentar observaciones al OS/OM sobre el predespacho o redespachos regionales y
maniobras coordinadas por el EOR y a recibir una respuesta de éste. La presentacién
de observaciones no releva al Agente Transmisor de cumplir las instrucciones
emitidas por el EOR, excepto en los casos que al hacerlo afecte la seguridad e
integridad de sus instalaciones o de su personal, tal como se establece arriba en el
Literal b); y

g) Verificar la Capacidad Operativa de Transmisién en sus instalaciones de la RTR
definidas por el EOR, conforme a los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio
establecidos en este Libro.

3.3 Obligaciones de los Agentes que no prestan el Servicio de
Transmision

3.3.1 Cada Agente que no presta el servicio de transmision tendrd, en relacion con el Servicio de
Transmision y en adicion a aquellas establecidas en el Libro | del RMER, las obligaciones
siguientes:

a) Mantener condiciones de seguridad fisica adecuadas en sus instalaciones asi como
las condiciones técnicas que habilitaron su conexion a la RTR.

b) Efectuar, en tiempo y forma, los pagos de los CURTR y otros cargos establecidos en
este Libro y en la regulacion nacional del Pais donde se encuentra el punto de
conexion;

c) Cumplir con la regulacion nacional del pais donde se encuentre fisicamente instalado
y lo establecido en este Libro con relacion al disefio de las instalaciones y el
equipamiento de conexion;

d) Suscribir los Contratos de Conexion que establezcan las regulaciones nacionales; y

e) Suministrar a los OS/OM y al EOR la informacion que le sea solicitada con respecto
a la transmision.

3.4 Derechos de los Agentes que no prestan el Servicio de Transmision

3.4.1 Cada Agente que no presta el servicio de transmision tendra, en relacion con el Servicio de
Transmision y en adicion a aquellos establecidos en el Libro | del RMER, los derechos
siguientes:

a) Conectarse a las instalaciones de la RTR en uno o mas nodos, cumpliendo los
requisitos y condiciones establecidos en este Libro y en las regulaciones nacionales;

b) Que los cargos de transmision que fije la regulacion en cada Pais no sean
discriminatorios con los Agentes de otros paises;
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c) Permanecer conectado a la RTR, en la medida que cumpla con las obligaciones
técnicas y comerciales establecidas en la regulacion vigente en su Pais y las del
presente Libro;

d) Ser informado de los planes de mantenimiento de la RTR, presentar observaciones y
solicitar modificaciones a esos planes cuando se vean afectadas las condiciones de
funcionamiento o seguridad operativa de las instalaciones de su propiedad; y

e) 2°Proponer al EOR, que sean consideradas dentro del SPGTR las adecuaciones de la
RTR que permitan su conexion y el cumplimiento con los Criterios de Calidad,
Seguridad y Desempefio.

4. Coordinacion del Libre Acceso

4.1 Criterios Generales

4.1.1 Las redes de transmision, tanto regionales como nacionales, seran de libre acceso para los
Agentes, de conformidad con lo establecido en el Articulo 12 del Tratado Marco del
Mercado Eléctrico de América Central, en este Libro y en las regulaciones nacionales del
Pais donde se realice la conexidn.

4.2 Capacidad de las Instalaciones de la RTR

4.2.1 La Capacidad Operativa de Transmisién de la RTR serd determinada para los posibles
escenarios de funcionamiento del MER. En cada escenario evaluado, los cuales seran
establecidos por el EOR, se debera asegurar el cumplimiento de los Criterios de Calidad,
Seguridad y Desempefio y lo estipulado en las regulaciones de cada Pais.

4.2.2 El EOR desarrollara un documento donde se estableceran los criterios que debera seguir
cada Agente Transmisor para el calculo de la Capacidad Técnica de Transmision de sus
instalaciones.

4.2.3 Cada Agente Transmisor debera presentar sus evaluaciones de la Capacidad Técnica de
Transmision de sus instalaciones a los OS/OM y al EOR, quien finalmente determinaréa la
Capacidad Operativa de Transmision que corresponda a cada escenario, asegurando el
cumplimiento de los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio establecidos en el
presente Libro. EI EOR deberd respetar las Capacidades Técnicas de Transmision
calculadas segun los criterios a que se hace referencia arriba en el Numeral 4.2.2.

4.3 Acceso ala RTR de Agentes que inyectan energia

4.3.1 Cada Agente que inyecta tendra derecho a conectarse a la RTR una vez cumplidos los
requisitos técnicos y ambientales establecidos en la regulacion regional y en la regulacion
de cada pais donde se ubique su planta. El uso de la RTR por parte de los Agentes que
inyectan, una vez conectados, seré el que resulte del predespacho, redespacho o despacho
economico realizado por el EOR en coordinacion con los correspondientes predespachos de
los paises que realiza cada OS/OM.

269 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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4.4
441

4.5
45.1
4511

452
4521

4522

4523

4524

Acceso a la RTR de Agentes que retiran energia
Cada Agente que retira del MER tendré los siguientes derechos de acceso:

a) lgual prioridad de acceso a la RTR cuando exista Capacidad Operativa de
Transmision suficiente para que la demanda pueda ser abastecida en condiciones
normales;

b) La conexién de nuevas demandas no deberd ocasionar que no se cumplan los
Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio. Por lo tanto, el EOR podra limitar el
abastecimiento a las nuevas demandas que afecten el cumplimiento de estos criterios;

y

¢) En caso de que una nueva demanda no pueda ser abastecida por el mercado nacional
en forma simultinea con la demanda existente, se seguirdn los criterios que establezca
la regulacion del pais donde la nueva demanda se conecte.

Procedimiento para el Acceso ala RTR
Conexiones Existentes

Los Agentes de los paises que se encuentren conectados a las redes de sus paises o que
tengan solicitudes de Conexidn aprobadas de acuerdo a sus Regulaciones Nacionales en la
fecha de vigencia de este Reglamento no tendran que realizar ningin otro tramite de
conexién para operar en el MER. No obstante deberan cumplir con los requerimientos que
le impone este Libro y el Libro 1l del RMER.

Presentacién de las Solicitudes de Conexién

Los solicitantes que a partir de la vigencia del RMER, requieran conectarse directamente a
la RTR, y que hayan obtenido previamente un permiso de conexion para la red nacional,
deberan tramitar una Solicitud de Conexion ante la CRIE de acuerdo con lo establecido en
el presente Libro. A la Solicitud de Conexion se debera anexar una constancia del
cumplimiento de los requerimientos de conexién emitida por el organismo nacional que
establece la regulacion de cada pais. La aprobacion de esta Solicitud es requisito para
autorizar la conexion fisica. La aprobacion sera realizada por la CRIE con la aceptacion
previa del Agente Transmisor, el EOR y el OS/OM del Pais donde se realice la conexion.

El trdmite de autorizacion de la Conexién debera seguir los procedimientos establecidos en
el presente Reglamento, y cumplir los requisitos de la Regulacion Nacional.

El solicitante que desee conectarse a la RTR debera presentar a la CRIE la Solicitud de
Conexion con toda la documentacion requerida, con copia al EOR, al Agente Transmisor y
al OS/OM del respectivo Pais.

Cuando sea necesario disponer de una autorizacion, permiso 0 concesion correspondiente
a las instalaciones que se pretende conectar a la RTR, conforme los requisitos que establece
la regulacion del pais donde se materializa el acceso, el solicitante deberd presentar una
constancia de que se encuentra gestionando las mismas, emitido por la autoridad que las
otorga. Para la aprobacion de la solicitud es requisito que la autoridad nacional competente
haya otorgado la correspondiente autorizacién, permiso o concesion.
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4525

45.2.6

4527

453
4531

45.3.2

4.5.3.3

4534

4.5.3.5

La solicitud de Conexion debera ser acompafiada de los estudios técnicos y ambientales,
gue demuestren el cumplimiento de las normas ambientales, las normas técnicas de disefio
mencionadas en el Numeral 16.1 de este Libro y los Criterios de Calidad, Seguridad y
Desempefio y lo establecido en la regulacion del Pais donde tiene lugar el acceso. Dichos
estudios y demas consideraciones deberan seguir los criterios y procedimientos establecidos
en el Capitulo 18 de este Libro.

Los estudios técnicos mencionados arriba en el Numeral 4.5.2.5 seran realizados por el
solicitante. El EOR debera suministrarle toda la informacion necesaria para desarrollar estos
estudios.

La CRIE encomendara al EOR el andlisis técnico de la Solicitud. EI EOR deberé evaluar
los estudios técnicos e informar a la CRIE y al solicitante de las conclusiones, asi como de
los eventuales cambios o adecuaciones que este Ultimo debera realizar para que las nuevas
instalaciones cumplan con las normas mencionadas en el Numeral 16.1 de este Libro.

Evaluacién de la Solicitud de Conexién

El solicitante, debera incluir en su solicitud los estudios de la RTR, segln los
requerimientos del Capitulo 17 de este Libro. Los resultados de los estudios deberan
demostrar que:

a) Las nuevas instalaciones no afectaran de manera adversa a las instalaciones del
Agente Transmisor propietario de las instalaciones a las cuales requiere conectarse,
no representaran un riesgo para la operacion del sistema regional ni de las personas,
dentro de los mérgenes de seguridad fisica de dichas instalaciones.

b) Las nuevas instalaciones no causaran gque la RTR opere fuera de los pardmetros que
fijan los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio, establecidos en el Capitulo 16
del presente Libro.

El EOR, en consulta con el OS/OM y el Agente Transmisor propietario de las instalaciones
a las cuales el solicitante requiere conectarse, debera analizar la solicitud de conexién y
verificar que el disefio y las especificaciones de las instalaciones cumplan con las normas
técnicas de disefio mencionados en el Numeral 16.1 y los Criterios de Calidad, Seguridad y
Desempefio.

El Agente Transmisor y el OS/OM deberan presentar un informe al EOR, con copia a la
CRIE, sobre el cumplimiento de las condiciones especificadas por las regulaciones del Pais
donde tendra lugar la conexion. De no recibirse los informes en un plazo de quince (15) dias
habiles, contados a partir de la recepcién de la consulta, el EOR entendera que éstos no
tienen comentarios.

Dentro de los veinte (20) dias habiles de recibidos los estudios presentados por el solicitante,
el EOR enviard un informe a la CRIE, con copia a los OS/OM involucrados, con sus
comentarios y recomendacion en relacion con la aprobacion o rechazo de la solicitud de
conexion. Este informe sera realizado teniendo en cuenta la opinion del Agente Transmisor
y el correspondiente OS/OM, y deberd estar acompafiado del correspondiente fundamento
y evaluacidn técnica, asi como de las correcciones que el Agente debera introducir a los
estudios o al proyecto para que pueda ser aprobado. De no recibir la notificacion dentro de
dicho plazo, la CRIE considerara que el EOR no tiene comentarios sobre los estudios de la
RTR presentados por el solicitante.

La CRIE, en consulta con el Regulador Nacional que corresponda, debera aceptar o hacer
observaciones a la solicitud de conexion en un plazo méximo de quince (15) dias habiles,
contados a partir de la fecha de recepcién del informe del EOR.
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4.5.3.6

4.5.3.7

4.5.3.8

45.3.9

4.5.3.10

454
4541

Si no existen observaciones, la CRIE aprobara la solicitud de conexion. Cuando existan
observaciones de alguna de las partes, la CRIE debera evaluar los informes recibidos y en
funcion de ello verificar en un plazo no mayor de quince (15) dias habiles, a partir de la
recepcion de las observaciones, el cumplimiento de las condiciones necesarias para la
conexién y notificar su decisién a las partes involucradas. La falta de pronunciamiento en
término serd interpretada como la aceptacion de la solicitud.

En el caso que la recomendacion de rechazo por el EOR se fundamente en aspectos que
puedan subsanarse con estudios adicionales, o que no fueron contemplados en los estudios,
discrepancias de resultados entre los estudios y los ensayos del sistema de potencia, y fallas
de disefio o especificaciones inaceptables, el solicitante podré realizar una presentacion
complementaria para subsanar estas deficiencias. Dicha presentacion debera estar
acompafiada de los estudios que justifiquen sus conclusiones y los pasos necesarios para
corregir los desvios observados. La presentacion complementaria estaré sujeta a idénticos
criterios de evaluacion para su aprobacién que los aplicados a la solicitud de conexién. La
presentacion complementaria podréa ser efectuada en el plazo que considere conveniente el
solicitante, y repetida tantas veces como sea necesario hasta lograr la aprobacion.

Si la recomendacion de rechazo por el EOR se basa en que los resultados de los estudios
muestran que la nueva instalacion produce un deterioro de la calidad del servicio en laRTR
gue impligue gque no se cumpliria con los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio, se
deberd informar al solicitante, el cual podrd presentar una nueva solicitud de conexion
introduciendo las adecuaciones necesarias a su proyecto, incluyendo las instalaciones de
conexién, para subsanar las deficiencias observadas por el EOR. La presentacion de nuevas
solicitudes de conexion podra ser efectuada en el plazo que considere conveniente el
solicitante, y repetida tantas veces como sea necesario hasta lograr la aprobacion.

Si la recomendacion de rechazo se sustenta en que la nueva instalacion incrementa la
potencia de cortocircuito en una o mas subestaciones de la RTR o de las redes nacionales
por encima del nivel de disefio de los equipos existentes en la subestacion, se debera
informar al solicitante, el cual podra presentar una nueva solicitud de conexién
introduciendo las adecuaciones necesarias a su proyecto, incluyendo las instalaciones de
conexion, para subsanar las deficiencias observadas por el EOR. La presentacion de nuevas
solicitudes de conexion podra ser efectuada en el plazo que considere conveniente el
solicitante, y repetida tantas veces como sea necesario hasta lograr la aprobacion.

En caso de que la CRIE decida rechazar la solicitud de conexion, el solicitante podréa realizar
una propuesta complementaria en la que corrija los incumplimientos detectados. La
propuesta complementaria estara sujeta a iguales criterios que los requeridos por la solicitud
original y debera ser presentada dentro de un plazo no mayor a sesenta (60) dias de recibida
la notificacion de rechazo por parte de la CRIE.

Autorizacion para la Puesta en Servicio de Conexion

La puesta en servicio de una conexion serd autorizada por el EOR, en consulta con el
OS/OM y el Agente Transmisor, cuando el solicitante haya cumplido con lo siguiente:

a) Haya obtenido de la autoridad nacional competente la autorizacion, permiso, o
concesion necesaria de su proyecto, asi como la aprobacion de la conexion a la RTR
por parte de la CRIE;

b) La aprobacion del disefio técnico de detalle de la conexion, para lo cual el solicitante
debera definir las caracteristicas del equipamiento a instalar. Este disefio técnico sera
evaluado por:

i El Agente Transmisor y el OS/OM correspondiente;
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454.2

4.6
4.6.1

c)

d)

€)

ii. 2I%E] EOR, basandose en las conclusiones y recomendaciones del Agente
Transmisor y el OS/OM, asi como en sus evaluaciones propias, elaborara
un informe sobre el disefio técnico de detalle; y

iii.  ?"'El EOR dara la aprobacion final al disefio técnico de detalle e informara
a la CRIE. EIl disefio técnico de detalle aprobado por el EOR deberé
contener el mismo esquema y componentes eléctricos del disefio basico de
las instalaciones, incluido en la Solicitud de conexion a la RTR aprobada
por la CRIE.

La aprobacion del disefio y parametrizacién de los sistemas de control y protecciones.
Para lo cual el solicitante, en coordinacion con el EOR, y previamente a la puesta en
servicio, realizard los ajustes recomendados en los estudios técnicos, necesarios para
optimizar los equipamientos de control como es el caso de los sistemas de
estabilizacion, las caracteristicas de los sistemas de excitacion, las curvas de
capabilidad, los sistemas de compensacion de potencia reactiva, los mecanismos de
control para mantener el balance entre la generacién y la demanda, en condiciones
normales y anormales de operacion, etc., para asegurar el cumplimiento de los CCSD.
Estos ajustes deberan ser evaluados por el Agente Transmisor y el OS/OM, y
aprobados por el EOR;

La suscripcion del Contrato de Conexion u otorgamiento de la autorizacion de
conexion, de acuerdo a lo previsto en las regulaciones nacionales de cada pais; y

Los ensayos de campo requeridos para comprobar el adecuado funcionamiento del
equipamiento de acuerdo a los Documentos que establezca el EOR. Los costos
asociados a los ensayos seran cubiertos por el solicitante.

Todos los estudios descritos en el numeral anterior deberdn seguir los criterios que se
detallan en el Capitulo 18 de este Libro.

Contrato o Autorizacion de Conexién

Los Agentes que estén conectados o pretendan conectarse directa o indirectamente a laRTR,
deberan cumplir con lo estipulado en la regulacion nacional del pais donde se encuentre
ubicado el punto de conexion, en lo referente a los contratos de conexion o a las
autorizaciones para la conexion de sus instalaciones a la red de transmision.

4.7 =2Procedimiento para el Tramite de Solicitudes de Conexion a la
Red de Transmision Regional -RTR-

4.7 Obijetivos del Procedimiento

4.7.1 Objetivo General

2BGuiar al agente interesado o desarrollador de un proyecto, en la gestion de acceso a la
Red de Transmision Regional de forma eficiente, cumpliendo con los requerimientos de la

270 Modificado mediante Resolucion CRIE-02-2017 del 26 de enero de 2017.

271 Modificado mediante Resolucion CRIE-02-2017 del 26 de enero de 2017.

212 Apartado adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
273 Modificado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
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regulacién nacional y regional, para obtener la autorizacion de la conexion en el menor
tiempo posible.

4.7.2 Obijetivos Especificos

a) Establecer un mecanismo que permita al EOR y las entidades responsables en cada
pais, realizar una coordinacién mas efectiva y eficaz, en la gestion de las solicitudes de
conexion y en el procedimiento de acceso a la RTR.

b) Facilitar que el Solicitante realice un solo Estudio Técnico de acceso a la RTR,
considerando los alcances de la regulacion nacional y regional, utilizando una base de
datos actualizada por el EOR y por la entidad responsable en cada pais, asi como las
premisas técnicas regionales y nacionales.

4.8 =#»Procedimiento de Acceso a la RTR

El Solicitante debera realizar los estudios técnicos detallados que se muestra a continuacion,
segun la etapa del procedimiento en que se encuentre. En el caso de la presentacion de la
Solicitud de Conexion a la RTR, el Solicitante sol6 debera presentar los estudios
correspondientes a la Etapa 1.

Etapa 1: Solicitud de Conexion a la RTR. Estudios Eléctricos del Acceso a la RTR

a) Estudios de Flujos de Cargas

b)  Estudios de Cortocircuito

C) Estudios de Estabilidad Transitoria y Dindmica

d)  Disefio Basico de las Instalaciones

Etapa 2: Disefio Técnico de Detalle

a) Estudios de Transitorios Electromagnéticos

Etapa 3: Autorizacion de la Puesta en Servicio. Ajustes Previos de Equipos y Sistemas

a) Estudios de Ajustes del Equipamiento

Se establece en el Anexo K del Libro Il del RMER, el conjunto de actividades que deberan
ser coordinadas y articuladas para que dicho procedimiento se desarrolle de forma mas
eficiente y en el menor tiempo posible; asi mismo, se detallan las tareas, actividades y las
responsabilidades de cada uno de los actores nacionales y regionales que intervienen en
dicho procedimiento.

4.8.1 Paso l- Orientaciones al Solicitante

2I5E| Solicitante que pretenda conectarse a la RTR podra solicitar orientacién técnica del
proceso a seguir y de los requerimientos exigidos, al EOR, a la CRIE, al OS/OM o al Agente

274 Apartado adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018 y derogado el quinto
parrafo mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
275 Modificado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
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transmisor del pais donde se pretende realizar la conexidn, por medio de correo electroénico,
teléfono, teleconferencias, videoconferencias u otro medio escrito excluyendo las
denominadas redes sociales; a fin de que los estudios eléctricos se desarrollen de forma
completa e integral.

4.8.2 Paso 2 —Bases de Datos y Premisas Técnicas

Se establece el mecanismo de coordinacién entre el EOR, OS/OMS, Agentes Transmisores
nacionales, para la elaboracion de las premisas técnicas regionales y la entrega de la Base
de Datos Regional para el desarrollo de los estudios eléctricos:

a) El EOR debe tener disponible en su pagina web la informacién requerida que debe
acompafiar las solicitudes de premisas y Base de Datos Regional, la cual debera
considerar las caracteristicas del proyecto, ubicacion del punto de conexion, fecha
de puesta en operacién, asi como la documentacién legal que corresponda.

b) El Agente interesado o Solicitante que pretenda conectar un proyecto a la RTR
deberd presentar su solicitud al EOR de acuerdo a lo establecido en el literal a).

c) El EOR, dara respuesta a la solicitud de Base de Datos Regional y premisas técnicas
regionales, en un plazo de cinco (5) dias habiles a partir de la recepcion de la
solicitud.

En el caso que la solicitud cumpla con los requisitos de acuerdo al literal a), el EOR
respondera al solicitante, informando la aceptacion de la solicitud y adjuntando el
documento de Aceptacion de Términos de Uso de la Base de Datos Regional, el
cual debera ser completado y firmado por el Solicitante. En el caso que la solicitud
no cumpla con lo establecido en el literal a), el EOR respondera al Solicitante
indicandole los requerimientos faltantes y quedando suspendido el tramite, hasta
gue el Solicitante solvente lo observado por el EOR.

d) El EOR en un plazo no mayor de cinco (5) dias habiles, a partir de que haya
informado al solicitante la aceptacion de su solicitud de premisas técnicas y de la
Base de Datos Regional, coordinara con el OS/OM la preparacion de los alcances
de las premisas técnicas nacionales y regionales, para los estudios eléctricos de
conexion a la RTR.

e)  2®°El OS/OM, en coordinacién con el Agente Transmisor correspondiente, en un
plazo de cinco (5) dias habiles, posteriores a la realizacion de la actividad del literal
d), elaborard y remitird al EOR las premisas técnicas que cumplan con los requisitos
establecidos en la regulacién nacional.

f) 2I"E] EOR a partir de que reciba las premisas técnicas nacionales de parte del
OS/OM; y en el plazo de cinco (5) dias habiles, elaboraré las premisas técnicas
regionales que cumplan con los requerimientos de la regulacion regional y los
requerimientos de las premisas técnicas nacionales.

276 Modificado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
277 Modificado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
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En caso que las premisas técnicas regionales, requieran la opinion de los grupos de
trabajo regionales (Comités técnicos), el EOR dispondra de un plazo de diez (10)
dias habiles para establecer las premisas técnicas regionales definitivas. Para la
elaboracion de las premisas técnicas regionales, se debera considerar el tipo, tamafio
y ubicacién del proyecto. Dentro de las premisas técnicas regionales, debera
suministrarse, las capacidades operativas correspondientes a los afios, estaciones y
condiciones de demanda, que requieren ser evaluados, de manera que la evaluacién
gue realice el Solicitante sea representativa de las condiciones operativas previstas.
Cuando el OS/OM y el Agente Transmisor, en conjunto con el EOR, consideren que
para evaluar la conexién de un proyecto deben ampliarse estos estudios, asi lo haran
saber al interesado por medio de las premisas técnicas regionales.

0) Realizado lo establecido en el literal f) y habiendo recibido por parte del Solicitante
el documento firmado, de Aceptacion de Términos de Uso de la Base de Datos
Regional, el EOR tendra un (1) dia habil para entregar al Solicitante, la Base de
Datos Regional y las premisas técnicas regionales.

En el documento de las premisas se incluira la informacion de los contactos del EOR,
a quien el Solicitante podra remitir sus consultas.

h) El Solicitante tendra derecho a disponer en esta etapa de toda la informacion
necesaria para iniciar los estudios técnicos correspondientes.

i) El EOR, los OS/OMS vy el Solicitante deberan dejar constancia sobre la entrega y
recepcion de las premisas técnicas nacionales y regionales, por medio de correo
electronico u otro tipo de comunicacién oficial escrita de las entidades, excluyendo
las denominadas redes sociales.

) 218 Actualizacion de la Base de Datos Regional: EI EOR actualizara la Base de Datos
Regional, conforme a lo establecido en el numeral 3.3.7.1, del Libro Il del RMER.
El EOR debe proveer al Solicitante la Base de Datos actualizada que tenga
disponible, para que realicen los estudios eléctricos que acompafiaran a la Solicitud
de Conexion a la RTR. La Base de Datos Regional que se provea al Solicitante,
tendra un codigo identificador asignado por el EOR.

k)  ?®Validez de la Base de Datos Regional: La Base de Datos Regional que el EOR
entrega al Solicitante, tendra un periodo de validez de seis (6) meses, contado a
partir de la fecha de entrega. En este plazo, el Solicitante, debera realizar el estudio
técnico para el cual fue solicitada la base de datos y entregarlo a la CRIE, como
parte de los requisitos de presentacion de solicitud de conexién a la RTR. En casos
excepcionales de no presentarse los estudios técnicos en dicho plazo y/o los estudios
eléctricos complementarios, el Solicitante podra solicitar al EOR con copia a la
CRIE, OS/OM y Agente Transmisor involucrado, una prorroga hasta por seis (6)
meses, indicando las causas debidamente justificadas, y aceptadas por el EOR como
validas, para realizar o actualizar los estudios eléctricos, utilizando la misma Base
de Datos Regional gque le fue entregada por parte del EOR.

278 Adicionado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
279 Adicionado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
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El solicitante desarrollara los estudios eléctricos para el acceso a la RTR, cumpliendo con
los requisitos establecidos en la regulacion nacional y regional, de manera previa a la
presentacion de la Solicitud de Conexion a la RTR y a la red nacional, para que el proceso
sea realizado en forma eficiente.

4.8.3 Paso 3 — Formato para Presentar la Solicitud de Conexién a la RTR

El Solicitante que pretenda conectarse a la RTR debera presentar con suficiente anticipacion
a la fecha proyectada de conexion a la RTR una comunicacion dirigida a la CRIE, donde
solicite su aprobacién para conectar a la RTR el proyecto que se defina. La informacion
deberd presentarse a la CRIE en formato digital y en idioma espafiol, por los medios
establecidos en el numeral 1.8.2.1.2 del Libro | del RMER.

Con la carta de solicitud de conexion debera presentar, segun el tipo de proyecto, lo siguiente:

a) Estudios de Impacto Ambiental para:

a. Lacentral o planta de generacion

b. Subestaciones nuevas asociadas al proyecto

c. Linea de transmision que formaréa el enlace entre el proyecto y la RTR

b) Permiso o Licencia Ambiental para:

La central o planta de generacion

Subestaciones nuevas asociadas al proyecto

c. Linea de transmision que formaré el enlace entre el proyecto y la RTR

oo

¢) Autorizacion, permiso o concesion para actividades de transmision o la constancia que
esta gestionando la misma.

d) Autorizacion, permiso o concesion para actividades de generacion o la constancia que
esta gestionando la misma.

e) Autorizacion, permiso o concesion a nivel nacional para realizar las actividades de
distribucion o de retiro de energia en alta tension.

f) Estudios Eléctricos del acceso a la RTR, considerando las premisas técnicas regionales
que establezca el EOR.

g) *Disefio basico de las instalaciones a conectar a la RTR, que permita comprobar la
aplicacién de la normativa y los criterios para el Disefio de las Instalaciones del Capitulo
16 del Libro Il del RMER; para ello, el disefio basico debe incluir la normativa utilizada
en el disefio de las instalaciones. En el caso de conectarse a la Linea SIEPAC se debe
cumplir con los requerimientos especificos indicados en el numeral 4.13.

h) Descripcion técnica de las instalaciones, diagramas unifilares de las instalaciones,
especificaciones técnicas de equipos, localizacion exacta, descripcion del punto de
conexion y limite de propiedad.

i) 2®Presentar la documentacion idonea que acredite la calidad de quien suscribe la solicitud
y fotocopia simple de su identidad personal. En el caso de personas juridicas debera
presentarse fotocopia simple de la certificacion de personeria juridica y del poder que
faculta a su representante a realizar la solicitud.

Una vez la CRIE reciba la informacién completa especificada en el listado anterior,
procedera con la apertura del expediente de Tramite Administrativo correspondiente.

280 Modificado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
281 Adicionado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
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4.8.4 2Providencias de Tramite y Estudios Adicionales:

a) Providencias de Tramite que emitird la CRIE: a) La primera providencia de tramite,
es el instrumento por medio del cual se encomendara al EOR, el OS/OM y al Agente
Transmisor correspondiente, el analisis técnico de la Solicitud de conexion a la RTR; b)
habiendo completado el solicitante, los requisitos establecidos en los numerales 4.5.2.2,
45.2.3,45.2.4y4.5.25 del Libro 11l del RMER, la CRIE emitira la primera providencia
de trdmite, otras providencias de trdmite se notificaran si a juicio de la CRIE, son
estrictamente necesarias, de lo contrario cualquier informacion sera requerida por otros
medios de comunicacion que la CRIE estime convenientes, tales como correo electrénico,
teléfono, teleconferencias, videoconferencias u otro medio escrito.

b) Informe de Evaluacion de la Solicitud de Conexion: Dentro de los veinte (20) dias
habiles de recibidos los estudios presentados por el Solicitante, el EOR enviard un informe
a la CRIE, con copia al Solicitante, Agentes Transmisores y OS/OM involucrados, con
sus comentarios y recomendacion en relacion a la aprobacion o rechazo de la solicitud de
conexion; conforme a lo establecido en los numerales 4.5.2.7 y 4.5.3 del Libro Il del
RMER. El EOR, los OS/OM vy los Agentes Transmisores deberan evaluar los estudios
técnicos presentados por el Solicitante, respetando la Base de Datos Regional y las
premisas técnicas nacionales y regionales que le fueron entregadas al solicitante.

¢) Impacto en la Capacidad Operativa de Transmision de la RTR: El EOR debera
pronunciarse a través de su informe de evaluacion de la solicitud de conexién, si el
proyecto evaluado reduce o no la Capacidad Operativa de Transmision de la RTR que
exista sin el proyecto. Si se reduce la Capacidad Operativa no se recomendara la
aprobacion de la solicitud de conexién a la RTR.

d) En caso de que los estudios técnicos de la solicitud de conexion, indiquen que la
operacion del proyecto reducirad la Capacidad Operativa de Transmision de la RTR, el
solicitante presentara ante la CRIE una certificacion por escrito de parte del Regulador
Nacional o de las entidades respectivas regionales o nacionales, segin corresponda, del
compromiso de que se aprueben y realicen las ampliaciones de transmision o adecuaciones
necesarias para hacer viable el proyecto.

La resolucidn de autorizacion de conexion que emita la CRIE contendré las disposiciones
especificas o requisitos para cumplir con este literal, para la conexion fisica del proyecto
alaRTR.

e) En caso de que los estudios técnicos presentados por el Solicitante se encuentren
incompletos conforme a las premisas técnicas, el EOR podré solicitar posteriormente un
complemento a dichos estudios en el ambito regional y bajo la consideracion de las
premisas originales que le fueron entregadas al Solicitante.

f)  Estudios Adicionales: En el caso que la recomendacién de rechazo por el EOR se
fundamente en aspectos que puedan subsanarse con estudios adicionales, el solicitante
podré realizar una presentacion complementaria para subsanar estas deficiencias; para lo
cual realizaré estudios eléctricos adicionales considerando la misma base de datos regional
y premisas técnicas regionales, siempre y cuando dicha base de datos se encuentre dentro
de su periodo de validez, de acuerdo a los incisos j) y k) del numeral 4.8.2; la cual debera
presentar directamente al EOR con copia a la CRIE, Agentes Transmisores y OS/OMs
involucrados, y no se requerird providencia de tramite para estos casos.

282 \Modificado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.

209



El OS/OM y el Agente Transmisor, tendrd un plazo de quince (15) dias habiles, para
pronunciarse sobre los estudios presentados, remitiendo un informe al EOR con copia a la
CRIE y al Solicitante.

Dentro de los veinte (20) dias habiles de recibidos los estudios adicionales presentados por el
Solicitante, el EOR enviara un informe a la CRIE, con copia al Solicitante, Agentes
Transmisores y OS/OMs involucrados, con sus comentarios y recomendacion en relacion con
la aprobacion o rechazo de la solicitud de conexién.

4.9 =sResponsabilidades del Ente Operador Regional

a) EI EOR debera publicar en su sitio web el presente procedimiento, asi como lineamientos
gue orienten a los Solicitantes sobre los requerimientos que deben cumplir las solicitudes
de conexidn a la RTR; asimismo, debera incluir en su sitio web informacion sobre las
entidades responsables de los procesos de interconexion en cada pais.

b) El EOR en coordinacion con los OS/OMS, Agentes Transmisores o las entidades
competentes, deberan elaborar las premisas técnicas regionales necesarias para realizar
los estudios eléctricos que acompafiaran a la solicitud de conexién a la RTR.

c) EI EOR debera incluir en las premisas técnicas regionales los requisitos exigidos de
acuerdo a la regulacion regional relacionados con los estudios a realizar, tomando en
cuenta el tipo y el tamafio del proyecto, la ubicacion del mismo, listados de contingencias,
el horizonte de los estudios y los escenarios y criterios 0 normativa a evaluar, de acuerdo
a lo establecido en el numeral 17.7 del Libro 11l del RMER.

d) 284

e) EI EOR debera suministrar la Base de Datos Regional y las premisas técnicas regionales
siguiendo el mecanismo establecido en los numerales 4.8.1 y 4.8.2 de este procedimiento,
para que el Solicitante desarrolle los estudios que acomparfiaran a la solicitud de conexién
alaRTR.

4.10 =Responsabilidades de los Reguladores Nacionales, OS/OMS,
Agentes Transmisores o Entidades Competentes

Los Reguladores Nacionales, OS/OMS, Agentes Transmisores o las entidades competentes
de cada pais, a fin de colaborar en el cumplimiento del presente procedimiento por parte de
los Agentes Solicitantes, procuraran:

a) Informar de este procedimiento a los Agentes o Solicitantes que pretendan conectarse a
instalaciones de transmision nacionales que forman parte de la RTR; asimismo,
publicaran en sus péginas web un enlace con los sitios web del EOR y la CRIE, en los
gue se pueda ubicarse el presente procedimiento.

283 Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
284 Derogado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
285 Adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
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b) La Entidad competente que proporcione la base de datos técnica para la elaboracion de
los estudios eléctricos, informara al Solicitante que puede consultar al EOR los
mecanismos para solicitar la Base de Datos Regional y premisas técnicas para realizar
los estudios, para lo cual deberd comunicarse con el EOR para coordinar la entrega de
la informacion solicitada, asi como realizar las consultas necesarias sobre los demas
requerimientos establecidos en la regulacion regional.

C) 286

4.11 »"Pasos Finales - Etapa del Disefio Técnico de Detalle y Puesta en

411.1

Servicio de las Instalaciones
Etapa del Disefio Técnico de Detalle

Para realizar esta etapa es requisito que el Solicitante tenga aprobada la Solicitud de
conexion a la RTR por parte de la CRIE.

a) El Solicitante remitira al EOR el Disefio Técnico de Detalle de las nuevas
instalaciones, incluyendo las especificaciones y ajustes de los equipos para ejercer las
actividades de control, supervision, proteccion y operacion de las nuevas instalaciones.

b)  %El EOR coordinara, en conjunto con el OS/OM, el Agente Transmisor y el
Solicitante, la revision del Disefio Técnico de Detalle.

C) El EOR solicitara al OS/OM vy al agente transmisor involucrado, la revision del
Disefio Técnico de Detalle, incluyendo las caracteristicas de los equipos que sean necesarios
para ejercer las actividades de control, supervision, medicion, proteccion y operacion de las
nuevas instalaciones.

d)  EI OS/OM comunicara al EOR, con copia al Agente Transmisor, la aprobacion,
rechazo o requerimiento de ajustes del Disefio Técnico de Detalle de las nuevas
instalaciones.

e) El Agente Transmisor involucrado comunicard al EOR, con copia al OS/OM, la
aprobacion, rechazo o requerimiento de ajustes del Disefio Técnico de Detalle de las nuevas
instalaciones a conectar por el Solicitante.

f) De no ser aprobado el Disefio Técnico de Detalle, el EOR, basado en lo informado
por el OS/OM vy el agente transmisor, indicara al solicitante los requerimientos de ajuste
que sean necesarios para la presentacion de informacion o analisis complementarios.

0) El EOR, basandose en las conclusiones y recomendaciones del Agente Transmisor y
el OS/OM, asi como en sus evaluaciones propias, elaborard un informe sobre el disefio
técnico de detalle; y el EOR dara la aprobacion final al disefio técnico de detalle e informara
ala CRIE.

286 Derogado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
287 Apartado adicionado mediante Resolucién CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
28 Modificado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
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411.2

4113

El disefio técnico de detalle aprobado por el EOR debera contener el mismo esquema y
componentes eléctricos, del disefio bésico de las instalaciones, incluido en la Solicitud de
conexion a la RTR aprobada por la CRIE.

Parametrizacion de Sistemas de Control y Protecciones

Para realizar la siguiente etapa es requisito que el Solicitante tenga aprobado el Disefio
Técnico de Detalle por parte del EOR.

a) El EOR coordinard, en conjunto con el OS/OM, el agente transmisor y el Solicitante,
la evaluacién de los ajustes recomendados en los estudios técnicos para asegurar el
cumplimiento de los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio (CCSD).

b)  El Solicitante, previamente a la puesta en servicio, realizara los ajustes recomendados
en los estudios técnicos, necesarios para optimizar los equipamientos de control,
relacionados con los sistemas de proteccion, los sistemas de estabilizacion, las
caracteristicas de los sistemas de excitacién, las curvas de capabilidad, los sistemas de
compensacion de potencia reactiva, los mecanismos de control para mantener el balance
entre la generacion y la demanda, en condiciones normales y anormales de operacion,
esquemas de control suplementarios, entre otros.

C) El Solicitante debe requerir al OS/OM y al Agente transmisor involucrado, la
evaluacion de los ajustes implementados a los equipos que sean necesarios para ejercer las
actividades de control, supervision, proteccion y operacion de las nuevas instalaciones.

d)  EI OS/OM debe remitir al Solicitante y al EOR una carta donde comunique su aval o
la aprobacién, rechazo o requerimiento de ajustes de los equipos de las nuevas instalaciones.

e) El Agente Transmisor involucrado debe comunicar al Solicitante y al EOR, la
aprobacion, rechazo o requerimiento de ajustes de los equipos de las nuevas instalaciones.

f) El EOR con base a las recomendaciones del OS/OM y del Agente Transmisor
aprobara los ajustes descritos en el literal b) de la presente seccion. De no ser aprobados los
ajustes, el EOR, basado en lo informado por el OS/OM y el Agente Transmisor, indicara al
solicitante los requerimientos de ajuste que sean necesarios para la presentacion de
informacidn o analisis complementarios.

Etapa de Puesta en Servicio de las Instalaciones

Los pasos que a continuacion se describen tienen como objeto dar cumplimiento a lo

establecido en el numeral 4.5.4 “Autorizacion para la Puesta en Servicio de Conexion”, del
Libro 111 del RMER.

Para realizar esta etapa es requisito que el Solicitante tenga aprobada la Solicitud de
conexion a la RTR por parte de la CRIE, y realizado lo establecido en el numeral 4.11.1
Etapa del Disefio Técnico de Detalle y 4.11.2 Parametrizacion de sistemas de control y
protecciones de este procedimiento, aprobado segin Resolucion No. CRIE-P-03-2014.

Paso 1: El Agente propietario de las nuevas instalaciones, una vez finalizadas las pruebas
para verificar el cumplimiento de los requisitos de monitoreo por medio del Sistema de
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4.12

412.1

Control y Adquisicion de Datos (SCADA por sus siglas en inglés) y del Sistema de
Medicion Comercial Regional (SIMECR), informa al OS/OM y el OS/OM con al menos
quince (15) dias calendario de anticipacién, envia al EOR la solicitud de modificacion al
plan anual de mantenimiento, incluyendo la respectiva Solicitud de Mantenimiento y
Pruebas en Instalaciones de la RTR (SOLMANT), para incluir la puesta en servicio.

El OS/OM debe adjuntar a dicha solicitud para su verificacion la documentacion siguiente:

a)  Aprobacion por parte de la CRIE de la Solicitud de Conexion a la RTR;

b)  Aprobacion del Disefio Técnico de Detalle;

C) La parametrizacién de Sistemas de Control y Protecciones evaluados por el Agente
Transmisor y el OS/OM, y aprobados por el EOR;

d)  Laintegracion al Control Automatico de Generacion, si aplica;

e) Los resultados de las pruebas y ensayos de campo incluyendo los resultados de las
pruebas del monitoreo por medio del Sistema de Control y Adquisicion de Datos
(SCADA por sus siglas en inglés) y del Sistema de Medicion Comercial Regional
(SIMECR);

f) El registro del Sistema de Medicién Comercial Regional (SIMECR) ante el EOR,;

)] La certificacién de auditoria SIMECR segun los requerimientos establecidos en la
regulacion regional, segln el numeral A 1.7.4 del Anexo 1, del Libro 1l del RMER,;

h)  Lasolicitud de modificaciones a la Base de Datos del SIIM para el predespacho que
se requieran.

Paso 2: El EOR dentro del plazo de diez (10) dias calendario, otorgaréa la autorizacion para
la Puesta en Servicio de la nueva conexion a la RTR, una vez que ha verificado el
cumplimiento de la presentacion de la documentacion indicada en el paso 1y ha verificado
que las pruebas y ensayos son satisfactorios de conformidad con lo establecido tanto en la
regulacién nacional y regional vigente.

En caso de falta de pronunciamiento por parte del EOR, dentro del plazo indicado, se
considerara que el EOR no tiene objecidn y se tendra por autorizada la Puesta en Servicio
de la nueva conexion a la RTR.

El EOR supervisara en la operacion de tiempo real que las nuevas instalaciones conectadas
a la RTR, no afecten de manera adversa la operacion, confiabilidad y seguridad operativa
del Sistema Eléctrico Regional, y de encontrarse algun efecto adverso -el cual debe ser
fehacientemente demostrado, con registros y medios de prueba capturados por los
dispositivos habilitados para el monitoreo y supervision en tiempo real del SER- actuara de
acuerdo a lo que establece el Libro I, numeral 1.5.3.2, inciso b), inciso i) literal i; y Libro
111, numerales 16.2.1y 16.2.2 del RMER al respecto.

zsRequerimientos técnicos minimos para la conexidn y operacion de
centrales de generacion edlica y fotovoltaica en el Sistema Eléctrico
Regional

Los requisitos técnicos minimos que a continuacion se establecen, son aplicables a las
Solicitudes de Conexién a la RTR que contengan generadores o centrales de generacion

289 Apartado modificado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
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edlica o fotovoltaica, que requieran conectarse directamente a la RTR y que posean una
capacidad instalada mayor a 5 MW.

4.12.2 Telemetriay prondstico

a) Las centrales de generacion edlica y fotovoltaica deberan contar con una estacion
meteoroldgica para medicion y registro de las variables meteoroldgicas correlacionadas a
la produccién de energia y potencia de la central de generacion.

b)  Las centrales de generacion edlica y fotovoltaica con capacidad mayor a 5 MW,
suministraran al OS/OM, en tiempo real, a través de telemetria, como minimo los siguientes
datos:

i. Potencia de salida de la central en MW.

ii. Capacidad de generacién disponible en MW.

iii.Informacién del estado operativo de las unidades de generacién instaladas en la
central: disponibilidad, estado, potencia de salida.

Adicionalmente suministraran lo siguiente:
Las centrales edlicas:

iv. Velocidad del viento (m/s).
v. Direccion del viento (grados desde el punto norte).
vi. Presidn barométrica (kPa).
vii. Temperatura del aire (°C).

Las centrales fotovoltaicas:

viii. Irradiancia (W/m2).
ix. Temperatura del aire (°C).

C) Los OS/OM, podréan requerir el suministro de datos por telemetria a las centrales de
generacion edlica y fotovoltaica con capacidad igual 0 menor a 5 MW.

d)  Los OS/OM, deberan disponer de un pronéstico centralizado de la generacion eélica
y fotovoltaica, cuando la capacidad instalada total de generacién edlica y fotovoltaica,
represente al menos el 10% de la demanda maxima de su area de control. El prondstico
centralizado proveera como minimo, la siguiente informacion:

i. Inyeccion de energia en MWh, totalizado para el &rea de control, y en forma
desagregada para la generacion edlica y fotovoltaica.

ii. Inyeccion de Potencia en MW totalizado para el area de control.

iii. Inyeccion de Potencia en MW en forma desagregada para generacion edlica y
generacion fotovoltaica.

iv. Inyeccion de Potencia en MW de la generacion edlica y fotovoltaica en las barras de
conexion de estas centrales, al sistema de transmision.

v. El pronéstico debera cumplir con la siguiente periodicidad y frecuencia minima:

v.i. Prondstico para el dia siguiente, con resolucion de una hora.

v.ii. Prondstico de las proximas 4 horas, como minimo, con resolucion de 15 minutos, y
actualizacion cada 15 minutos.
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4.12.3

Capacidad de operacion ante desvios de frecuencia

a) Las centrales de generacion edlica y fotovoltaica, deberan operar en forma continua,
sin desconectarse del sistema, en el rango de frecuencia de 58.0 Hz a 61.0 Hz.

b)  Los tiempos de permanencia en conexion, para valores de frecuencia fuera del rango
de operacion continua indicado en el literal a) anterior, serdn los establecidos en la
regulacién nacional.

C) El rango de frecuencia de operacién continua, podra ser modificado por el EOR, con
base a la preservacion de la seguridad operativa del SER.

4.12.4 *%ara contribuir a la regulacion primaria de frecuencia, las centrales eélicas y fotovoltaicas

4.12.5

deberan cumplir lo que al efecto establecen los numerales 16.2.7.6, 16.2.7.7 y 16.2.7.8 del
Libro Il del RMER.

Soporte de voltaje y suministro de potencia reactiva

a) Las centrales de generacion edlica y fotovoltaica deben tener capacidad de mantener
una inyeccion de potencia reactiva en el punto de interconexion al sistema de transmision,
de 33% de la potencia activa hominal (Q/Pn=0.33), para salida de potencia activa de 1.0 pu
a 0.2 pu, asi como deben tener capacidad de mantener una inyeccién de potencia reactiva
para salida de potencia activa de 0.0 pu y 0.2 pu, conforme a la curva de capacidad de
potencia reactiva que se indica en la figura 1. Un requerimiento mas exigente podra ser
definido por el OS/OM, de acuerdo a necesidades de soporte de potencia reactiva del area
de control.
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2% Modificado mediante Resolucion CRIE-44-2020 del 18 de mayo de 2020.
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Figura 1 - Capacidad de potencia reactiva a voltaje nominal en el punto de conexién

Donde:

i. La caracteristica PQ se aplica a voltaje nominal.

ii. La central debe poder operar en cualquier punto del area especificada (cobertura
completa y continua).

iii. Entre la potencia nominal y un nivel de potencia activa del 20% de la capacidad
nominal, el requisito de potencia reactiva debe estar entre -0.33 y 0.33 veces Pn,
gue es equivalente a un factor de potencia de 0.95 a la produccion de potencia
nominal.

iv. Entre el 20% y el 5% de la potencia nominal, los requisitos de potencia reactiva se
reducen en proporcion a los niveles de potencia activa (la linea limite alcanza 0
MVAR a 0 MW).

v. En el caso de que la potencia activa esté por debajo del 5%, el suministro/absorcion
de potencia reactiva de la planta debe mantenerse dentro de una banda de tolerancia
del 5%.

Adicionalmente, las centrales de generacién eolica y fotovoltaica, deberan estar en capacidad
de suministrar o absorber potencia reactiva como una funcion del voltaje en el punto de
conexion, conforme a la curva de capacidad de potencia reactiva que se indica en la figura 2.
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Figura 2 - Curva de capacidad de potencia reactiva como una funcién del voltaje en el
punto de conexion.
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b) Al menos el 50% del rango de potencia reactiva de las centrales eélicas y
fotovoltaicas, debe proveer soporte dindmico para el control de voltaje.

c)  Cada OS/OM definira la caracteristica de desempefio dinamico del control de tension
de las centrales de generacion eélica y fotovoltaica de su area de control, conforme a la
figura 3, estableciendo los valores de las constantes siguientes:

TO: Tiempo maximo para iniciar la respuesta de regulacién de tension.

Tsettling: Tiempo maximo para alcanzar el nivel de tension deseado.

Deadband: Rango de tolerancia del valor deseado de la tension.

Overshoot: Valor maximo que puede alcanzar la onda durante la respuesta del control de
tension.
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Figura 3 — Caracteristica de desempefio dinamico del control de tension de las centrales de
generacion edlica y fotovoltaica

d) Las centrales e6licas y fotovoltaicas deben contar con los equipos necesarios para operar en
cualquiera de los siguientes modos de control:

i. Control de voltaje mediante inyeccion de potencia reactiva.

ii. Salida de potencia reactiva fija.

iii. Regulacion del voltaje segun el control de voltaje local.

iv. Relacion de salida de potencia reactiva fija a salida de potencia activa.
v. Factor de potencia fijo.
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4.12.6

e) El OS/OM definira el modo de control en el cual operara cada central de generacién
edlica o fotovoltaica de su area de control, en dependencia de los requerimientos de soporte
de reactivo y de voltaje en la zona de conexidn de cada central de generacion.

f) Las centrales de generacion edlica y fotovoltaica, podran complementar la provision
de soporte de potencia reactiva con equipos adicionales.

Desempefio ante huecos de tension

a) Las centrales de generacion edlica y fotovoltaica deben estar en capacidad de soportar
voltajes de falla de 0.0 pu, medido en el punto de conexion, durante un tiempo minimo de
150 ms, y mantenerse en operacion por un tiempo minimo de 2,000 ms hasta que la tensién
en la barra de conexion de la central alcance un valor de al menos 0.9 pu. EI OS/OM podra
hacer requerimientos mas exigentes.

b)  Las centrales de generacion deben estar en capacidad de soportar un voltaje de hasta
120% del voltaje nominal en su barra, por un tiempo de hasta 2 segundos.

C) Las centrales de generacion eolica y fotovoltaica deberan aportar corriente reactiva
durante fallas en el sistema eléctrico. Cada OS/OM determinara el requerimiento minimo
de corriente reactiva que debe aportar cada central durante las fallas.

d)  La central de generacion debe mantenerse transitoriamente estable después de una
falla en el punto de conexién de la central a la red de transmision, que es liberada en un
tiempo de 150 ms.

e) La central de generacion debe mantenerse transitoriamente estable ante la ocurrencia
de fallas remotas, localizadas en las cercanias del punto de conexion de la central, que son
liberadas por una proteccion de respaldo.

f) La central de generacion debe mantener su operacion correcta durante los disturbios
descritos en los incisos d) y e) anteriores.

0) Las centrales de generacion deberan ser capaces de soportar al menos tres fallas
sucesivas, incluso si cada falla o evento representa la falla mas severa para los generadores
individuales.

h)  Losgeneradores deben de inyectar corriente reactiva adicional, en secuencia positiva,
cuando el voltaje en las terminales del generador cambia por una cantidad especifica.

i) Durante fallas en la red, la inyeccion de corriente reactiva debe tener prioridad sobre
la corriente activa en los generadores.

)] La inyeccion de corriente reactiva durante fallas, no debe producir voltajes
inaceptables en la central de generacion, tal que puedan causar el disparo de sus
generadores.

4.12.7 Estudios técnicos requeridos

a) Estudios Eléctricos: Las solicitudes de conexién a la RTR, de las centrales de
generacion eolica y fotovoltaica, deberan presentar los estudios eléctricos establecidos en
la Regulacion Regional. Para realizar dichos estudios, se deben utilizar modelos dinamicos
respaldados por el fabricante, y que el fabricante de los equipos identifique y ajuste el
modelo de libreria o de usuario y seleccione el que més represente el comportamiento real
de toda la central de generacion a ser instalada, permitiendo evaluar con mayor precision el
comportamiento de la central edlica o solar fotovoltaica. EI EOR, proporcionara al
solicitante de la conexion del proyecto, un listado con los modelos de generadores edlicos
y solares fotovoltaicos, disponibles en la libreria del programa de simulacion de sistemas
eléctricos aceptados por el EOR.
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b)

Estudio de requerimientos de reserva de regulacién:

i. 1En el plazo de un (1) afio contado a partir de la aprobacion de estos requerimientos,
cada OS/OM debera realizar, con una periodicidad de al menos de dos afios o a solicitud
del EOR, un estudio de requerimientos de reservas de balance y de regulacion de
frecuencia (Estudio de Reserva de Regulacion), para la integracion previsible de
generacién eoblica y fotovoltaica en su respectiva area de control.

ii. Dicho estudio debera realizarse con base a las perspectivas de corto plazo, del
aumento del pargue de generacién edlico y fotovoltaico; y los recursos de generacion
existentes y previstos para cubrir los requerimientos de reserva de balance y de
regulacién de frecuencia.

iii. El estudio de Reserva de Regulacién que realizara el OS/OM, tendré un horizonte de
analisis de tres (3) afios y deberd determinar la viabilidad de integracion de nuevas
centrales de generacion edlicas y fotovoltaicas en sus respectivas areas de control, desde
el punto de vista de la disponibilidad y suficiencia de las reservas de balance y de
regulacion de frecuencia.

iv. El EOR definira las premisas basicas y los lineamientos técnicos generales a seguir
para el desarrollo del estudio de Reserva de Regulacién que realizaran los OS/OM.

v. EI OS/OM remitira el estudio de Reserva de Regulacion al EOR. EI EOR validara que
dicho estudio fue realizado conforme a las premisas basicas y los lineamientos técnicos
generales definidos, a fin de considerarse como insumo para recomendar a la CRIE sobre
los tramites de solicitudes de conexién a la RTR.

vi. Los iniciadores de proyectos de generacién edlicas y fotovoltaicas, que soliciten su
conexion a la RTR, como parte de los requisitos de tramite, deberan presentar el estudio
de Reserva de Regulacion vigente, realizado por el OS/OM respectivo, del area de
control donde se conectard el proyecto, a efectos de demostrar la disponibilidad y
suficiencia de reserva de regulacion para compensar el efecto neto de la variacion de
frecuencia y de balance carga-generacion, considerando la integracion del proyecto que
solicita ser conectado. La presentacion del estudio serd acompafiada por un documento
del OS/OM en el cual se avala que serd implementada la reserva de regulacion adicional
que sea requerida, de acuerdo al estudio, e indicando los generadores que cubriran dicha
reserva.

4.12.8 Certificacion, pruebas en el sitio y validacion de modelos

291 Comunicado de clarificacion del 03 de enero de 2020: “La Comisién Regional de Interconexion Eléctrica -
CRIE- procede a: Aclarar que el numeral 4.12.7, literal “b)”, incisos “i.”, del Libro Il del RMER, debe
entenderse que todos los OS/OMs deben, a partir del 06 de noviembre de 2019, realizar el Estudio de Reserva
de Regulacion, al menos una vez cada dos afios o bien, cuando el EOR lo solicite. En ese sentido, para realizar
el primer estudio los OS/OMs tendran plazo hasta el 06 de noviembre de 2021, a menos que el EOR les solicite
haberlo realizado previo a dicha fecha. Por su parte se indica que el EOR no esta facultado para extender la
periodicidad méxima entre estudios establecida en la norma, el cual debe realizarse por lo menos cada dos
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4.13

413.1

4.13.2

Los iniciadores de nuevos proyectos de generacion eolicos y fotovoltaicos, que soliciten su
conexién a Red de Transmision Regional, a efectos de tramitar ante el EOR y el OS/OM
correspondiente, la Autorizacion para la puesta en servicio del proyecto, deberén presentar
las certificaciones siguientes:

a) Las centrales de generacion eélica y fotovoltaica deberan contar con una certificacion
de parte del fabricante, sobre las siguientes caracteristicas:

i. Capacidad de operacion ante huecos de tension, sin sufrir desconexion, cumpliendo
con el requerimiento minimo regional y las exigencias nacionales.
ii. Inyecciones de potencia reactiva durante las condiciones de falla.

Mediante las pruebas certificadas por el fabricante, se validara el modelo detallado de
respuesta ante huecos de tension, de unidades individuales y de la central completa,
teniendo en cuenta los equipos adicionales de compensacion de potencia reactiva que se
requieren.

b) Las centrales de generacién eélica y fotovoltaica, mediante pruebas en sitio, sobre el
equipamiento instalado de la central, deberan certificar las siguientes caracteristicas:

i Capacidad de control de voltaje y de inyeccion de potencia reactiva.

ii. Capacidad para modular la potencia activa a fin de contribuir a la respuesta de
frecuencia primaria para las situaciones de sobre-frecuencia y sub-frecuencia.

iii. Determinacion del modelo equivalente dindmico para toda la central de
generacion.

iv. Validacion del modelo equivalente dindmico para toda la central, teniendo en
cuenta, los equipos adicionales de compensacion de potencia reactiva.

V. Prueba de comunicacién en tiempo real segun se requiere en la seccién 4.12.2.h).

vi. Prueba de control de potencia activa y reactiva.
Vii. Prueba de modos de control de voltaje como se requiere en la seccion 4.12.5.d).
viii. Prueba de parametrizacion de las protecciones.

Las pruebas en sitio deben ser realizadas por terceros en presencia del desarrollador del
proyecto, el OS/OM y el Agente Transmisor correspondiente.

»2Requerimientos Especificos de Conexién a la Linea SIEPAC
Objeto

Establecer las responsabilidades y requisitos técnicos y econémicos minimos que se deben
cumplir para las solicitudes de conexion a la Linea SIEPAC (Sistema de Interconexion
Eléctrica de los Paises de América Central).

Alcance

Los requisitos y responsabilidades establecidos en estos requerimientos minimos son de
obligatorio cumplimiento para todos aquellos interesados 0 agentes que soliciten la

292 Apartado adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018
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conexidn al primer sistema de transmisidn regional definido conforme lo establece el Anexo
I del Libro Il del RMER denominada la Linea SIEPAC y el articulo 15 del Tratado Marco
del Mercado Eléctrico de América Central; y quieran prestar o recibir el Servicio de
Transmision Regional.

4.13.3 Requerimientos

Segln sea la etapa en la que se encuentre el proyecto, todos aquellos interesados o agentes
que soliciten la conexion a la Linea SIEPAC deberan cumplir con los siguientes
requerimientos:

Etapa Disefio y Planeamiento

1.

Previo a la etapa de disefio y planeamiento, para efectos de la elaboracion del disefio
basico de las instalaciones, la EPR debera suministrar toda la informacion relativa al
disefio de la linea SIEPAC requerida por el agente o interesado.

23Una vez el agente o interesado haya elaborado el disefio basico de sus
instalaciones, solicitara a la EPR la “aceptacion previa del disefio basico de la
subestacion de interconexion” para conectarse en un determinado punto de la red de
transmisién de la Linea SIEPAC, de acuerdo a lo dispuesto en el Articulo 4.5.2.1 del
Libro 111 del RMER. Ver anexo K, literal K.2 del Libro 1l del RMER, para el modelo
de carta.

La solicitud del interesado o el agente debera estar acompafiada de los siguientes
documentos:

a) Solicitud de “aceptacion previa del disefio basico de la subestacion de
interconexién”, suscrita por el interesado, agente o su representante legal de
quien serd el propietario del proyecto y que suscribira eventualmente el Contrato
de Conexion.

b) Memoria de evaluacion técnica y econdmica de la conexidn a una Subestacion
Nueva o existente o0 bien a una Linea de Transmisién de algunas de las empresas
de transmisién nacional. Dicha evaluacion debera demostrar que la conexion
propuesta a la Linea SIEPAC es la mejor alternativa de conexion.

c) Disefio basico de la sub estacion y de los tramos de linea de conexidn que son
parte del disefio basico de las instalaciones, asi como una descripcién detallada
de todo el proyecto. Dicha informacion sera parte de los documentos que se
deberéan adjuntar a la Solicitud de Conexion a la Red de Transmision Regional
que se tramitara ante la CRIE.

d) Deberd indicarse el sitio de ubicacion de la conexién referencidndolo con
coordenadas geograficas en el punto de conexion.

293 \Modificado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
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e) Documentacion idonea que acredite la calidad de quien suscribe la solicitud. En
el caso de personas juridicas deberd presentarse certificacion de personeria
juridica y del poder que faculta a su representante a realizar la solicitud.

Dentro de los quince (15) dias habiles posteriores a recibida la solicitud de aprobacién
previa del disefio basico de la Subestacion y de los tramos de linea, luego de su
respectivo analisis, la EPR emitird sus comentarios y recomendacion relacionada con
la aprobacion o rechazo de los mismos.

La aprobacion previa del disefio basico de la subestacion, estara sujeto a lo siguiente:

a) Cumplir con lo dispuesto en el capitulo 13 y numeral 16.1 del Libro Il del
RMER.

b) Para garantizar una compatibilidad y confiabilidad de operacion, el equipo de
control, proteccion, medicion y comunicaciones, deberan ser compatibles con
los que tiene instalados EPR en sus bahias. El interesado o agente debe certificar
gue los equipos son compatibles con los de la EPR, aunque estos no sean de la
misma marca. Si al momento de pruebas, se presentan dificultades técnicas con
estos equipos, estas deberan resolverse por parte del interesado o el agente,
debiendo desconectar sus instalaciones en prueba, dejar la linea SIEPAC
operando sin la conexidn y asumir los costos que para la EPR tenga la repeticion
de las pruebas, hasta que se solvente el problema de compatibilidad de equipos.

El interesado o agente, debera disefiar el sistema de control de la subestacién, de
forma que permita el monitoreo por parte de la EPR de las alarmas y
protecciones operadas durante una falla.

c) En todos los casos debe construirse una Subestacién de conexién ya que no se
aceptaran conexiones en derivacion directa de la linea de transmision.

d) Para la derivacién de la Linea SIEPAC a la Subestacion de conexidn, en todos
los casos se deberan instalar torres disefiadas para tomar los esfuerzos de los
vanos adyacentes del tramo existente (torre de remate) y no se permitira la
conexion directa a las torres de la Linea SIEPAC. Las torres deberan ser de los
mismos tipos y calidades que las instaladas en la Linea SIEPAC.

e) En las derivaciones se dejara prevista la capacidad para albergar el segundo
circuito y se le garantizara al Agente Transmisor Regional titular el uso del
mismo para instalar los cables, aisladores y accesorios para construir el segundo
circuito.

f) La bahia de conexién en la Subestacion deberd ser de configuracion de
interruptor y medio, entrando la Linea SIEPAC en un extremo y saliendo en
otro.

g) Deberé preverse en la subestacion de conexion el espacio fisico para que en el
futuro se pueda colocar ahi el segundo circuito de la linea SIEPAC, lo anterior
aplicara para aquellos casos segun lo detallado en el inciso a), numeral 12.1, del
Anexo |, del Libro Ill del RMER. En el Contrato de Conexién se dejara el
compromiso del agente de dar derecho de uso del espacio fisico al Agente
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Transmisor Regional titular para la instalacion de la Bahia del segundo circuito
SIEPAC, cuando este haya sido aprobado a ejecutarse de acuerdo a lo que
establece la Regulacion Regional.

h) El Agente no podréa ceder el uso de la prevista del segundo circuito en sus torres,
ni en su subestacion, a otra entidad que no sea la autorizada por la CRIE para la
construccion del mismo.

La aprobacion previa del disefio basico de las instalaciones serd requisito para
presentar la solicitud de conexion a la RTR.

Cualquier acuerdo comercial y forma de remunerar para uso de las instalaciones del
segundo circuito en la derivacion y subestacion, se acordard cuando el CDMER, la
CRIE y el EOR hayan determinado su construccion de conformidad con la normativa
regional vigente.

Etapa Constructiva

7.

10.

11.

12.

13.

14.

15.

El Agente o interesado debera presentar a la EPR el disefio detallado de la ingenieria
y listado de contratistas y subcontratistas que ejecutaran el proyecto de la Subestacion
de conexion.

La solicitud de conexién a la RTR debe realizarla el Agente o interesado cumpliendo
lo establecido en el numeral 4.5 Procedimiento para el Acceso alaRTRy 4.7 al 4.13
del Libro 111 del RMER.

Emitida la resolucion de aprobacion de la Solicitud de Conexion por parte de la CRIE,
se podra proceder a la firma del Contrato de Conexion entre la EPR y el Agente o
interesado donde se estableceran todos los acuerdos entre las partes.

El Agente o interesado debera pagar a la EPR el Costo por Supervision acordado
siguiendo el procedimiento establecido por las partes en el Contrato de Conexién.

La EPR podré negarse a realizar el servicio de supervision mientras no se tiene el
Contrato de Conexidn suscrito y no ha realizado el pago del Costo por Supervision
en la forma convenida en dicho Contrato.

La EPR tiene derecho a realizar la Supervisién de la fase de construccion, en
consecuencia nombrara un Supervisor del Proyecto de Conexion.

El Agente o interesado debera cumplir con las observaciones que la Supervision de
EPR haga que sean razonables y respondan a criterios con fundamento técnico.

En el Contrato de Conexion que se acuerde entre el Agente o interesado de la
Conexidn y EPR, conforme la legislacion de cada pais, debera incluirse lo relativo a:
a) régimen de propiedad, b) responsabilidad de la administracion, operacion y
mantenimiento y ¢) otros acuerdos a los que las partes hayan llegado.

Los montos de inversidn que se reconozcan para este tipo de proyectos, la CRIE lo
informara a los reguladores nacionales a fin de que solamente se remunere solo una
vez y se cumpla con la regulacion nacional.
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16. Todos los costos de coordinacion de protecciones, pruebas de puesta en servicio,
interaccion con los Agentes Transmisores nacionales, con los OS/OM’s, con el EOR
y otros relacionados con la puesta en servicio; no son parte del Costo por Supervision
y seran por cuenta del Agente o interesado.

Etapa de Operacion

5.1
5.1.1

5.1.2

513

17. La EPR no aprobara la apertura de la Linea SIEPAC para que se ejecute la conexién
si la CRIE no ha aprobado la solicitud de conexion a la RTR y no se ha suscrito el
respectivo Contrato de Conexion.

18. Todas las obras de conexion ejecutadas por el interesado en Alta Tension como
derivaciones de lineas y las bahias de conexion de interruptor y medio, con sus
respectivos sistemas de control, proteccion y medicion podran pasar a administracién
de la EPR para su operacion y mantenimiento, de conformidad con lo que acuerden
las partes, en el entendido que el costo de dicha administracion, operacion y
mantenimiento y conexos, no sera parte del Ingreso Autorizado Regional.

19. Para el tratamiento para las fallas en las instalaciones de los Agentes que se han
conectado a la Linea SIEPAC, se aplicara adecuadamente el régimen de calidad de
servicio, que se describe en el Capitulo 6 del libro 111 del RMER.

Coordinacion Técnica y Operativa de la RTR

Requerimiento de Informacién y Base de Datos Regional Operativa

El EOR desarrollara, mantendrd y administrard una Base de Datos Regional estructurada
segun un modelo integrado de datos, que contendra toda la informacién necesaria para la
operacion técnica del SER y la operacién comercial del MER. Con tal fin se administraran
dos Bases de Datos Regionales: Operativa y Comercial. Los detalles de la primera se
definen en el presente Libro y la segunda se trata en el Libro Il del RMER.

La informacién que contendra la Base de Datos Regional Operativa sera la establecida en
éste Libro y aquella informacion adicional que el EOR requiera para el desarrollo de sus
funciones y el cumplimiento de sus responsabilidades. EI manejo y acceso a toda la
informacidén contenida en la Base de Datos Regional Operativa se ajustara a lo dispuesto
en el Numeral 3.3 del Libro 1l del RMER.

La Base de Datos Regional Operativa contendrd como minimo todos los datos técnicos y
la informacion necesaria para la planeacion y operacion coordinada del SER por parte del
EOR. La Base de Datos Regional Operativa debera estructurarse de tal forma que permita
el almacenamiento, procesamiento, uso e intercambio de la informacion relevante para la
ejecucion de al menos los siguientes procesos:

a) Operacion del SER en Tiempo Real;
b) Planeamiento Operativo y Seguridad Operativa; y
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5.14

5.1.5

5.1.6

5.1.7

5.1.8

5.1.9

5.1.10
5.1.10.1

c) 2*Planificacion de la Generacion y la Transmision Regional.

La Base de Datos Regional Operativa debera actualizarse principalmente con informacion
producida por el EOR y con la informacion suministrada por los OS/OM y los Agentes. Los
plazos para la actualizacion de la informacion de la Base de Datos Regional Operativa seran
los definidos en este Libro.

Los Agentes, en su caracter de usuarios de las informaciones de la Base de Datos Regional
Operativa, deberan contribuir a su integracion aportando al EOR, a través de los OS/OM
respectivos, las informaciones técnicas que se les soliciten y cualquier otra que sea
necesaria, cumpliendo con este requerimiento en los plazos y condiciones que se estipulan
en este Libro.

El EOR, previa consulta con los OS/OM, debera definir procedimientos de comunicacion
para el intercambio de informacidn, especificando el tipo de informacion requerida, el
formato en que los datos deben ser suministrados y los plazos en que se debera suministrar
la informacion. Cuando lo considere necesario el EOR podra modificar los procedimientos
de comunicacion e informar de esto a los OS/OM con al menos quince (15) dias de
anticipacion.

Con respecto a la informacién que suministren los OS/OM 'y a través de estos Gltimos los
Agentes, con destino a la Base de Datos Regional Operativa, el EOR definira un
procedimiento de revision y objeciones, de acuerdo con cada tipo de informacion, con el
proposito de verificar la consistencia de la misma e identificar posibles errores de
transcripcion y comunicacion. En todo caso, los OS/OM y los Agentes del mercado seran
los responsables de la informacion suministrada al EOR.

El EOR mantendra como parte de la Base de Datos Regional la informacion de la
Regulacion Regional, incluyendo el Tratado Marco y sus Protocolos, el RMER y la restante
reglamentacion asociada emitida por la CRIE. Asi mismo, mantendré en la Base de Datos
Regional los Informes Operativos y de Mercado, que se produzcan periédicamente.

En lo que respecta a la informacion técnica, la Base de Datos Regional Operativa debera
incluir las caracteristicas técnicas y los parametros de las lineas y los equipos de
transmision y generacidn, los datos de la demanda por paises, las caracteristicas y ajustes
de las protecciones y los sistemas de control, y cualquier otra informacion necesaria para
la realizacion de los estudios de seguridad operativa, planeamiento operativo, evaluacién
de contingencias, y diferentes simulaciones que a criterio del EOR se requieran para la
operacion integrada de la red regional.

Informacion a Contener

La Base de Datos Regional Operativa deberd mantenerse y actualizarse conforme se
establece en este Reglamento. La informacion técnica a contener incluird, pero no se
limitara, a los siguientes grupos de datos:

a) Datos técnicos de generadores: datos y parametros de las instalaciones de generacion
(unidades generadoras, turbinas, gobernadores, excitadores, etc.);

b) Datos operativos de las unidades generadoras: parametros de arranque y parada,
generacion minima, capacidad maxima, rango de regulacién bajo AGC, restricciones
operativas, etc.;

294 Modificado mediante Resolucion CRIE-08-2023 del 27 de marzo de 2023.
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¢) Datos de la red de transmision y equipos asociados: caracteristicas técnicas y
parametros de las lineas, transformadores, interruptores, seccionadores, capacitores,
protecciones, controles, etc.;

d) Datos de Demanda: perfiles de la carga por paises, proyecciones y caracteristica de la
demanda, etc.;

e) Programacion de Mantenimiento: planes de mantenimiento por paises de las
instalaciones de transmision y generacion que afecten a la RTR;

f) Datos Operativos: Para cada area de control, registros diarios cada 4 segundos de:
ACE no filtrado, la frecuencia programada, la frecuencia medida, la demanda,
potencia de intercambio con sistemas vecinos. Declaraciones de reserva e informes
operativos;

g) Seguridad y Planeamiento Operativo: Toda la informacion que el EOR considere
necesaria para efectuar analisis de seguridad operativay planeamiento operativo;

h) Reporte de Contingencias: Reportes de contingencias que afectaron la operacion
integrada del SER;

i) Informesy Estudios: Todos los informes y estudios con caracter nacional y regional
elaborados por el EOR, los OS/OM y cualquier otra entidad o Agente; y

j) Informacion de los Enlaces Extra-regionales: Datos técnicos de lineas y equipos de
los enlaces extra-regionales y cualquier otra informacién relevante para realizar
estudios operativos y de planeamiento regional.

5.1.11 Requisitos a Cumplir por los OS/OM

5.1.11.1 Con relacién a la Base de Datos Regional Operativa, los OS/OM deberan cumplir lo
siguiente:

a) Organizar y mantener las bases de datos de los sistemas nacionales, con las
caracteristicas del sistema de transmision, topologia de la red de transmision,
caracteristicas y parametros de equipos asociados a la transmision, caracteristicas y
parametros de generadores, caracteristicas, perfiles y proyecciones de la demanda
nacional;

b) Organizar una base de datos de la operacién histérica del sistema nacional que
supervisa y controla;

¢) Mantener actualizados los estudios operativos de seguridad, planeamiento y de la
expansion del sistema de transmision nacional;

d) Suministrar al EOR cualquier informacion técnica que éste le solicite, incluyendo
copias de los estudios operativos de seguridad, planeamiento y de la expansién del
sistema de transmision nacional, y;

e) Facilitar a los Agentes la informacion técnica nacional y regional que estos soliciten.

5.1.11.2 Los OS/OM son responsables de solicitar a los Agentes y validar toda la informacion técnica
necesaria para mantener actualizada la Base de Datos Regional Operativa.

5.1.12  Requisitos a Cumplir por el EOR
5.1.12.1 Con relacion a la Base de Datos Regional Operativa, el EOR debera cumplir lo siguiente:
a) Revisar la informacién que suministren los OS/OM;

b) Centralizar toda la informacion técnica que suministren los OS/OM,;
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5.1.13
5.1.131

5.1.13.2

51.14
5.1.14.1

5.2
5.2.1

5.2.2

¢) Organizar, mantener y administrar la Base de Datos Regional Operativa y facilitar
ésta a los OS/OM, y a través de estos Ultimos, a los Agentes;

d) Poner adisposicion de los OS/OM la Base de Datos Regional Operativa y los estudios
regionales que el EOR lleve a cabo;

e) Velar porque la informacion de la Base de Datos Regional Operativa se mantenga
actualizada; y

f) Definir los formatos para el suministro de la informacion de la Base de Datos
Regional Operativa y mantener informados a los OS/OM de los mismos.

Actualizacion de Datos

Cada OS/OM estara obligado a mantener actualizada la informacién técnica con destino a
la Base de Datos Regional Operativa. Entre otros, las actualizaciones deberan realizarse
cuando se produzcan cambios en la demanda, en los ajustes de las protecciones y los
controles, cuando se agregue o retire generacion, y cuando se modifique la topologia del
sistema de transmision y generacién nacional. En el caso en que un OS/OM no suministre
al EOR informacion actualizada, el EOR utilizara la informacion mas reciente de que
disponga, hara la documentacidn necesaria segun corresponda y notificara de esto a la
CRIE.

Corresponde al EOR definir la forma y medios mediante los cuales se actualizara la
informacidn en la Base de Datos Regional Operativa. EI EOR informara oportunamente
a los OS/OM los datos que requieran ser actualizados, la manera como dicha informacion
debera ser enviada al EOR y las fechas en que los datos deberan ser suministrados.

Acceso a la Informacién

La informacion contenida en la Base de Datos Regional Operativa sera de libre acceso a
los OS/OM vy a los Agentes. Los Agentes accederan a la misma por intermedio de sus
respectivos OS/OM.

Estudios de Seguridad Operativa

Para efectos de la planificacion de la operacion del SER, el EOR debera coordinar con los
OS/OM la realizacion de evaluaciones periddicas de seguridad operativa. Estas
evaluaciones estan destinadas a verificar que la operacion integrada sea segura y confiable
y que se desenvolvera dentro del estricto cumplimiento de los Criterios de Calidad,
Seguridad y Desempefio.

2%|_os estudios de seguridad operativa tendran como objetivo determinar las medidas a ser
adoptadas nacional y regionalmente para preservar la calidad, seguridad y confiabilidad
regional, identificando las restricciones eléctricas esperadas en la operacién del SER. Para
ello, se deberd presentar la evolucion esperada de la cargabilidad de los elementos de la
RTR y los limites técnicos para la operacion de las instalaciones, asi como las violaciones
a los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio Regionales. La seguridad operativa
deberé proveer informacion y sefiales a los Agentes sobre las inversiones en generacion y
transmision requeridas para mantener la calidad, seguridad y confiabilidad de la operacion.

2% Estas restricciones y criterios operativos se reflejan, por ejemplo, en los estudios realizados por el EOR
cuyos analisis incluyen los detallados en el nuemral 5.2.5.2 del presente libro.
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5.23

5.24

5.25
5251

5.25.2

El EOR, en coordinacion con los OS/OM, efectuard analisis de estado estacionario,
transitorio y dinamico, para lo cual sera necesario que se disponga de un programa
actualizado de analisis de redes con la capacidad de simular flujo de cargas, estabilidad
transitoria, estabilidad dindmica y de pequefa sefial, estabilidad de voltaje y andlisis de
corto circuito. Los modelos deberan permitir una representacion adecuada de por lo menos:

a) LaRTRy todos sus componentes;

b) Las unidades generadoras con sus controles;

¢) Los lazos de control de regulacion secundaria de frecuencia;
d) Los efectos de los estabilizadores de potencia;

e) Las cargas de los usuarios; y

f) Los sistemas de protecciones.

Los Criterios regionales de Calidad, Seguridad y Desempefio por los cuales estaran
gobernados los estudios, seran los definidos en el Capitulo 16 de este Libro.

Detalles y Tipos de Estudios

Para los tipos de estudios de seguridad operativa de corto y mediano plazo que debera
realizar el EOR, los elementos e informaciones que se deberan tener en cuenta y el alcance
de los estudios, son los que se definen a continuacidn. Los estudios eléctricos de seguridad
operativa tendran las siguientes caracteristicas:

a) Cumpliran los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio, los cuales estableceran
los limites operativos dentro de los cuales se enmarca el funcionamiento del sistema
eléctrico y respetaran los niveles minimos de calidad y seguridad exigidos en este
Libro; y

b) Seran realizados empleando la Base de Datos Regional Operativa definida en este
Libro.

Los especialistas encargados de todos los aspectos relacionados con el estudio deberan
tener una capacitacion adecuada y tener un buen conocimiento del programa de analisis
de red que se emplee, del desarrollo de estudios de este tipo, de la definicion de criterios,
y de la interpretacion de resultados.

Dependiendo del alcance del estudio, este podra contener uno (1) o varios de los siguientes
tipos de andlisis:

a) Estudios de flujo de carga;

b) Andlisis de estabilidad transitoria y dindmica;
c) Anélisis de fallas (corto circuito);

d) Transitorios electromecénicos;

e) Analisis de pequefia sefial (analisis modal);

f) Transitorios electromagnéticos;

g) Coordinacion de protecciones;

h) Estudios de confiabilidad del sistema; y

i) Otros andlisis que a criterio del EOR sean necesarios.
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5.25.3 Para los estudios de coordinacion de protecciones el EOR mantendrd los ajustes de
protecciones informados por los OS/OM. ElI EOR podra requerir ajustes mas restrictivos
segun lo considere necesario para preservar la calidad y seguridad de la operacién del SER.

5.2.6
5.26.1

5.2.6.2

5.2.6.3

5.2.6.4

Informacion Necesaria para el Desarrollo de los Estudios

Los estudios de seguridad operativa del SER, dependiendo de su naturaleza, deberan tener

en cuenta:

a) El prondstico de la generacion y la demanda regionales;

b) Las curvas tipicas de las demandas horarias;

¢) Las caracteristicas técnicas de las instalaciones del SER;

d) Las caracteristicas técnicas de las instalaciones de los Agentes, cuya operacion
afecten el comportamiento del SER; y

e) Losindicadores de calidad del SER: disponibilidad histérica, modos de falla, tasas de

falla y reparacion, etc.

La informacion requerida para realizar los estudios eléctricos serd, sin estar limitada a, la
siguiente:

a)
b)

)

Caracteristicas de las unidades generadoras y equipos asociados;

Parametros de los modelos de los generadores, sistemas de excitacion y sistema de
control de velocidad; incluyendo los resultados de pruebas pertinentes que sustenten
dichos parametros;

Parametros de transformadores e interruptores;

Datos y ajustes de las protecciones;

Esquemas automaticos de desconexion de carga;
Diagramas unifilares de las instalaciones;

Informacion sobre ampliaciones previstas de generacion;
Programas de mantenimiento;

Disponibilidad historica; y

Otra informacion que requiera el EOR.

Los Agentes Distribuidores y Grandes Consumidores deberan actualizar semestralmente la
siguiente informacién y suministrar la misma a sus respectivos OS/OM:

a)
b)
c)
d)

€)
f)

Demandas previstas de energia, potencia activa y reactiva por nodo;
Esquemas de desconexion de carga por baja frecuencia y bajo voltaje;
Curvas tipicas de demanda horaria y por estacion himeda y seca;

Caracteristicas técnicas de las instalaciones de distribucion en los puntos de conexion
(transformadores, protecciones, interruptores, etc.);

Programas de mantenimiento; y

Otra informacion que le solicite el OS/OM respectivo.

Los Agentes Transmisores deberan actualizar semestralmente la siguiente informacion y
suministrar la misma a sus respectivos OS/OM:
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a) Caracteristicas fisicas y técnicas de las lineas de transmision;

b) Pardmetros eléctricos de las lineas de transmision, transformadores, interruptores,
capacitores, reactores y todo elemento que afecte el comportamiento eléctrico de la
red de transmision;

¢) Esquemas automaticos de desconexion de carga y disparos transferidos;
d) Programas de mantenimiento;
e) Ampliaciones previstas de transmision;

f) Disponibilidad histérica, modos de falla, tasas de falla y reparacién de los elementos
principales del sistema de transmision; y

g) Cualquier otra informacion que le solicite el OS/OM respectivo.

5.2.6.5 Los OS/OM deberan actualizar semestralmente la siguiente informacion y suministrar la
misma al EOR:

a) La informacion precisada en los numerales anteriores, debidamente validada;

b) Los prondsticos de mediano plazo de la demanda de sus respectivos sistemas locales.
En caso de que la misma no sea suministrada a tiempo, el EOR usara la ultima
demanda disponible, escalada por el crecimiento porcentual de la carga que
corresponda;

¢) Informacion requerida por el EOR sobre los enlaces extra-regionales;
d) Los indices de confiabilidad global de su sistema de los doce (12) meses precedentes;

e) Los detalles de las nuevas expansiones en generacion y transmision que afecten la
RTR y copia de los estudios de conexién y demas analisis y recomendaciones que el
OS/OM o cualquiera de los Agentes haya efectuado para evaluar la nueva condicion
de su sistema;

f) Copia de los estudios de seguridad operativa hechos localmente teniendo en cuenta
las condiciones de operacion a mediano plazo del sistema de potencia bajo control del
OS/OM. Estos estudios deberan considerar el impacto de la operacion interconectada
de su sistema con el SER; y

g) Copia de los estudios de expansion de los sistemas que integran el SER, ya sea en
generacién, demanda o transmision que por su importancia afecten al funcionamiento
conjunto del SER.

La informacion antes listada, seglin corresponda, estara disponible en la Base de Datos
Regional Operativa.

5.2.7 Resultados de los Estudios

5.2.7.1 Para cada estudio de seguridad operativa que se realice, el EOR debera producir un informe
técnico en donde se documenten los resultados obtenidos, y donde se muestre el
comportamiento esperado. Los resultados de los estudios seran enviados por el EOR a los
OS/OM.

5.2.7.2 Los OS/OMYy los Agentes del MER podran efectuar observaciones a los estudios publicados
por el EOR; que en el caso de los Agentes se canalizaran a través de su respectivo OS/OM.
Cada OS/OM sera el responsable en su pais de presentar a sus Agentes los resultados e
implicaciones de los estudios regionales efectuados por el EOR.
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5.2.7.3 Los resultados de los anélisis que realice el EOR como parte de los estudios de seguridad
operativa, segun corresponda al tipo de estudio, podran incluir lo siguiente:

5274

a)
b)

c)

Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio;
Limites de voltaje en los principales nodos de la RTR;

Perfiles esperados del voltaje en las barras del sistema de transmision, en
condiciones normales y en estados de emergencia;

Estrategias para el control de voltaje;

La estabilidad del SER ante grandes y pequefias perturbaciones;
Niveles de falla en los nodos de la RTR;

Tiempos criticos de despeje de fallas en la RTR;

Recomendaciones para modificar fechas de entrada de proyectos;
Necesidades de compensacion reactiva en la RTR;

Coordinacion de protecciones y medidas suplementarias en la RTR;
Esquemas de desconexion de carga por baja frecuencia y bajo voltaje;
Recomendaciones de instalaciones de arranque en negro para las areas de control;
Reservas para regulacion primaria y secundaria de la frecuencia;
Recomendaciones sobre otros servicios auxiliares;

Los limites de transferencias de potencia entre las areas de control;
Restricciones eléctricas y operativas en el SER;

Guias para la operacion de instalaciones de la RTR;

Recomendaciones de guias de restablecimiento, frente a eventos de gran magnitud
gue afecten la RTR o un area de control;

Consignas de operacion;
Los indices de disponibilidad de los elementos de la RTR,;
Estudios de confiabilidad; y

El anélisis eléctrico del programa anual de mantenimientos y de entrada de nuevas
instalaciones que afecten la RTR.

Los resultados de los analisis que realice el EOR como parte de los estudios de Planificacion
Operativa, segln corresponda al tipo de estudio, podran incluir lo siguiente:

a)
b)
c)
d)
e)

Evolucidn esperada del uso de los recursos de generacion de la region;
Evolucidn esperada del uso de combustibles primarios;

Evolucion de los indicadores de confiabilidad energética del SER;
Intercambios esperados de energia en los enlaces entre areas de control; y

Tendencia de crecimiento o decrecimiento de los volimenes esperados de
transacciones.
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5.3.6
5.3.6.1

5.3.6.2

5.3.6.3

Criterios para la Operacién en Tiempo Real

La RTR debera operarse cumpliendo con los CCSD tal como se detallan en el Capitulo 16
de este Reglamento.

El SER debera operarse cumpliendo con los CCSD, tal como se detalla en el Capitulo 16
de este Reglamento.

El EOR operara el SER en tiempo real en coordinacién con los OS/OM manteniendo la
calidad, seguridad y confiabilidad. La operacién en tiempo real del SER se realizard con
base en una coordinacion jerarquica descentralizada a través de los siguientes centros de
control:

a) Centro de control del EOR;
b) Centros de control de los OS/OM;
¢) Centros de control de los Agentes Transmisores.

Toda relacion operativa del EOR se hara directamente con los centros de control de los
OS/OM, y solo en situaciones de pérdida de la comunicacion operativa con algin OS/OM
o0 ante la imposibilidad de un OS/OM de cumplir sus funciones, el EOR podra coordinar la
operacion con los centros de control de los Agentes Transmisores.

En la operacion en tiempo real, el EOR supervisara los voltajes en los nodos de la RTR, los
flujos de potencia activa y reactiva por la RTR y la frecuencia regional. Adicionalmente, el
EOR coordinara las acciones necesarias para mantener calidad, seguridad y confiabilidad
en la operacion del SER. Cuando alguna de las variables eléctricas se encuentre fuera de los
rangos de operacion establecidos, el EOR coordinara con los OS/OM las acciones
necesarias para llevar al SER a su condicion de operacion normal usando los recursos y
servicios auxiliares regionales disponibles.

Control de Frecuencia

Los OS/OM en cada area de control, deberan mantener las reservas de potencia suficientes
(primaria y secundaria), para cumplir con su obligacion de balancear continuamente su
generacién con su demanda y con los programas de inyeccién y retiro del MER. Asimismo,
los OS/OM deberan aportar la reserva apropiada para contribuir en la regulacion de
frecuencia del SER.

2%|_a correccion de las desviaciones a las transacciones programadas, por area de control,
las hara cada agente u OS/OM. Siempre que sea técnicamente posible, el control de los
intercambios programados entre &reas de control se efectuaré de forma automéatica mediante
el AGC. Para tal efecto, las areas de control deberan disponer de la reserva secundaria
suficiente.

En caso de que en forma temporal un area de control no disponga de AGC, la correccion de
las desviaciones, tanto de frecuencia como de flujos en los enlaces, se podra efectuar
manualmente. En este caso, previa coordinacion con el EOR, se repartird entre los OS/OM
involucrados, la regulacién de la frecuencia y el control del flujo de los enlaces.

2% Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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5.3.6.4

5.3.6.5

5.3.7
53.7.1

5.3.7.2

5.3.7.3

297E| desempefio de la regulacion secundaria de cada area de control se medira mediante la
aplicacién de un método basado en los criterios denominados indicadores CPS1 horario,
CPS2 horarioy DCS .

2%Djariamente, el EOR realizara una evaluacion del desempefio de cada area de control de
acuerdo con el método sefialado en el articulo anterior, establecera el grado de
cumplimiento de cada sistema, e informara a los OS/OM los resultados de las evaluaciones
diarias.

Control de Voltaje

El EOR coordinara con cada OS/OM la operacién del SER de tal forma que se mantenga el
perfil de voltaje adecuado en cada nodo del sistema.

El control de voltaje en el SER se efectuara segun el siguiente procedimiento:

a) Los voltajes objetivos en los nodos del SER se estableceran de acuerdo con los
resultados de los estudios de seguridad operativa.

b) Ladisminucion de voltaje se realizara siguiendo las instrucciones del EOR, mediante
las siguientes acciones:

i.  Ajuste de voltajes objetivo de Agentes que poseen equipos de generacion con
efecto en los nodos del SER.

ii. Cambio de posicion de los cambiadores de derivaciones de los
transformadores.

iii. Desconexidn de condensadores.
iv. Conexion de reactores.

c) El aumento de voltaje se hara siguiendo las instrucciones del EOR, mediante las
siguientes acciones:

i. Ajuste de voltajes objetivo de Agentes que poseen equipos de generacion con
efecto en los nodos del SER.

ii. Desconexion de reactores.
iii. Conexion de condensadores.

iv. Cambio de posicion de los cambiadores de derivaciones de los
transformadores.

Los Agentes que poseen equipos de generacion del SER estaran obligados a participar en el
control de voltaje en modo automatico, por medio de la generacion o absorcidn de potencia
reactiva de acuerdo con las curvas de capabilidad de sus generadores.

5.4 Plan de Operacion ante Contingencias

54.1

El EOR, en consulta con los OS/OM, debera elaborar un Plan de Operacién del SER ante
Contingencias, que consistird en lineamientos generales sobre acciones a desarrollar y
consultas, que le permita hacer frente a los estados operativos de emergencia derivados de

297 Modificado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
2% Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante Resolucién
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

233



5.4.2

5.4.3

5.5

5.5.1
5511

55.1.2

5.5.13

5514

contingencias en el ambito de la RTR que comprometa el cumplimiento de los CCSD
definidos en este Libro.

El Plan de Operacion ante Contingencias procurara que una vez ocurrida una contingencia
se emprendan las acciones necesarias para restablecer la RTR a un estado operativo normal
en el menor tiempo posible, junto con las acciones de coordinacion operativa que deberan
llevarse a cabo entre el EOR y los OS/OM.

El EOR debera informar a la CRIE sobre el Plan de Operacion del SER ante Contingencias
y debera actualizar el Plan al menos cada afio.

Reportes de Eventos, Informes de Indisponibilidad de la RTR y
Operativos del SER

Reportes de Eventos

Toda vez que ocurra un evento que afecte la operacion del SER o que provoque cambios
topoldgicos en la RTR o variaciones de frecuencia o voltajes fuera de los rangos admisibles
determinados en este Libro, el 0 los OS/OM involucrados en el evento deberan:

a) Notificar del evento a la brevedad posible al EOR y éste a su vez a los demas OS/OM
y a través de éstos, a los Agentes de cada sistema nacional;

b) Enviar al EOR un informe preliminar, en la forma en que se indica en el Anexo C de
este Libro: “Reporte de Eventos en el SER”, detallando la secuencia de eventos
ocurrida, las instalaciones que se vieron afectadas por el evento, las acciones
inmediatas tomadas para el restablecimiento de la RTR a un estado de operacion post-
contingencia, y un diagndstico de las causas probables del evento. Este informe
debera ser enviado al EOR dentro de las 48 horas de haber ocurrido el evento.

c) Enviar al EOR un informe final en la forma en que se indica en el Anexo C de este
Libro: “Reporte de Eventos en el SER”, con los resultados de la evaluacion y andlisis
final del evento. Este informe debera ser enviado dentro de los diez (10) dias habiles
después de ocurrido el evento. De requerirse analisis adicionales por parte de los
OS/OM involucrados, éstos lo comunicaran al EOR y dispondran de un plazo
adicional de cinco (5) dias habiles para entregar el informe.

El Informe Final de Eventos sera analizado y aprobado por el EOR, luego de lo cual sera
remitido a los OS/OM. Si correspondiera, la Base de Datos Regional sera actualizada con
la informacion relevante utilizada por el OS/OM para el andlisis del evento. El informe final
sera archivado conjuntamente con las grabaciones de las comunicaciones operativas. Esta
informacidn estara disponible para consulta de los OS/OM una vez el Informe Final sea
aprobado.

En el caso que el informe final del evento sea objetado por el EOR, este enviara al OS/OM
sus comentarios y observaciones correspondientes, para que en el término de cinco (5) dias
hébiles siguientes a la notificacion de la objecion, el OS/OM envie nuevamente al EOR el
informe considerando los comentarios formulados.

Si como conclusion del informe final del evento se desprende que existio mal
funcionamiento de algin elemento de maniobra, proteccion o control de la RTR, e inclusive
error humano, el Agente involucrado debera adoptar las medidas correctivas y preventivas
que correspondan, e informar detalladamente de ello al OS/OM correspondiente quién a su
vez informard al EOR.
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55.2
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5.5.2.3

5524

5.5.2.5

5.5.3
5531

Si como conclusién del informe final del evento se desprende que existié mala gestion del
OS/OM o mal funcionamiento de la supervision y control, e inclusive error humano, el
OS/OM involucrado debera adoptar las medidas correctivas y preventivas que
correspondan, e informar detalladamente de ello al EOR.

Dependiendo de la severidad del evento, el EOR podré en coordinacion con los OS/OM
involucrados, realizar un anélisis adicional conforme a los criterios y procedimientos
indicados en este numeral, y publicar un informe asociado al evento, en donde se incluira
la informacion suministrada por el OS/OM involucrado y la evaluacion propia del EOR, y
en el cual se presenten las conclusiones y recomendaciones pertinentes, con el fin de evitar
la repeticion del evento o mitigar sus efectos.

Responsabilidades de los OS/OM

El o los OS/OM del area o areas de control donde ocurra un evento serdn los Unicos
responsables ante el EOR respecto de la entrega de informacion y datos necesarios para un
total esclarecimiento de las causas del evento, debiendo éstos a su vez obtener la
informacidn necesaria de los Agentes de sus respectivos sistemas.

Como consecuencia de todo evento, los OS/OM de cada area de control afectada deberan
emitir los informes conforme a lo indicado en este numeral. Si el evento involucrase a mas
de un OS/OM, cada uno de éstos debera realizar un informe por separado y coordinandose
adecuadamente entre ellos.

Cada OS/OM debera reportar al EOR todas las acciones de terceras personas que causen
dafio al sistema de transmision y generacion regional, que puedan afectar la operacion
interconectada del SER, independientemente de la incidencia real de tales acciones.

Los OS/OM deberan informar al EOR sobre situaciones de riesgos potenciales severos para
el SER. Dentro de esa categoria de circunstancias o posibilidades se incluiran en particular,
sin limitarse a, aquellos riesgos derivados de amenaza de desastres naturales tales como
inundaciones, terremotos, incendios forestales, etc.

Los OS/OM deberan suministrar cualquier informacion adicional que requiera el EOR
asociada a los eventos, y cumplir o hacer cumplir, segln corresponda, las recomendaciones
de éste sobre acciones preventivas y correctivas a ser adoptadas.

Informacion a Registrar

Ante la ocurrencia de un evento los OS/OM deberan registrar, sin limitarse a, la informacién
gue se detalla en este numeral, la que sera utilizada para los analisis correspondientes y la
elaboracion de informes. La informacion minima requerida seré la siguiente:

a) Causas probables del evento, incluyendo el origen supuesto del mismo, detallando
si es originado en el sistema propio del OS/OM o en el de terceros;

b) Secuencia cronolégica de actuaciones de alarmas y disparos;

c) Lineasy Equipos desconectados y los posibles dafios sufridos por éstos;

d) Unidades de generacion desconectadas y los posibles dafios sufridos por éstas;

e) Carga desconectada por maniobras de emergencia;

f)  Variables fuera de limites (evolucion de la frecuencia, los voltajes y la potencia);
g) Actuacion de las protecciones;

h)  Actuacion del esquema automatico de desconexion de carga o de desconexion de
generacion;
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55.3.3

554
554.1
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i) Registros tomados por los equipos de proteccion y registradores de transitorios;
i) Registros de secuencia de eventos (SOE) sincronizados;

k) Registros, de requerirse, de comunicaciones operativas; y

I) Condiciones pre y post-falla del sistema nacional.

Adicionalmente a la informacion anterior, deberd incluirse toda aquella informacién que el
OS/OM estime necesaria 0 que el EOR expresamente requiera para el analisis y comprension
del evento.

Respecto a datos que se requieran de otras fuentes, los OS/OM y los correspondientes
Agentes, deberan utilizar la informacidn pablica méas reciente de cada pais o publicada por
el EOR, disponible al momento de la elaboracion de los informes, o en su defecto, la mejor
proyeccion de gque dispongan o que sea factible realizar, lo cual debera ser especificamente
mencionado.

Analisis de Eventos

Se definen cuatro (4) etapas para el analisis de un evento y la emisién de los informes que
deberan ser enviados por el OS/OM al EOR dentro de los plazos estipulados a continuacion:

a) Etapa 1 - Analisis en Tiempo Real: se debera informar a la brevedad posible a los
demés OS/OM y al EOR;

b) Etapa 2 - Analisis Preliminar: se debera enviar informe al EOR dentro de las 48
horas después de ocurrido el evento;

c) Etapa 3 - Anélisis Final: se deberd enviar informe al EOR dentro de los diez (10)
dias habiles después de ocurrido el evento; y

d) Etapa 4 - Auditorias de Eventos: los plazos seran definidos por el EOR para cada
caso particular.

Auditoria de los Eventos

Si lo considerara necesario como parte del analisis de un evento, el EOR podra en
coordinacién con el OS/OM correspondiente, realizar auditorias a las instalaciones de los
Agentes del sistema operado por dicho OS/OM o delegar en el OS/OM respectivo la
realizacion de tales auditorias. El objetivo de estas auditorias sera:

a) Obtener informacion para dejar debidamente aclaradas las causas y consecuencias
de un evento ocurrido en el SER;

b) Constatar las medidas utilizadas para normalizar el SER;
c) Evaluar las responsabilidades de los actores en los eventos registrados;

d) Evaluar las acciones tomadas o a tomar por los Agentes responsables o los
afectados por los eventos para evitar su repeticion o mitigar su efecto; y

e) Verificar que los procedimientos internos para uso en situaciones de emergencia
por parte del personal de los Centros de Control y de las subestaciones principales
del SER se encuentren actualizados, disponibles y con conocimiento de su
contenido por parte del personal involucrado, y que éste Gltimo cuente con la
correspondiente habilitacion, de requerirla, para operar las instalaciones de la RTR.
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Si el OS/OM responsable de la preparacién de los informes incumple en forma reiterada
los plazos establecidos para su presentacion o cualquiera de los requerimientos previstos en
este numeral, el EOR informaré de esto a la CRIE para que ésta decida sobre las medidas
gue pudieran corresponder.

Acciones Preventivas y Correctivas

Si lo considerara justificado para preservar la integridad de la red regional y la seguridad de
ésta, el EOR podrd imponer, con caracter extraordinario, restricciones operativas
transitorias a la capacidad de transmision de la RTR y al predespacho regional.

El EOR podra solicitar a los OS/OM:

a) Larealizacion de estudios para evaluar el comportamiento del sistema nacional ante
determinados eventos, incluyendo andlisis de confiabilidad;

b) La realizacién de un programa de ensayos sobre las instalaciones de proteccién y
control que a criterio del EOR lo requieran, asi como los resultados de esos ensayos;

c) Informacién sobre los procedimientos e instrucciones internas de operacion de los
OS/OM, y de los Centros de Control y subestaciones principales de los Agentes de
cada sistema nacional; y

d) Informacion sobre programas de mantenimiento de las instalaciones.

El EOR podré requerir la realizacién de estudios regionales complementarios, los cuales
seran realizados por éste conjuntamente con los OS/OM.

Si el EOR establece de acuerdo con los CCSD que existen instalaciones en un sistema
nacional que comprometen la integridad y seguridad del SER, o que existen procedimientos
gue no estan acordes con una adecuada operacion del mismo, el EOR informara a la CRIE,
sobre la situacion existente a fin de que ésta determine la necesidad de solicitar al OS/OM
que emprenda, en el marco de su relacion con los Agentes de su sistema, las siguientes
acciones:

a) Larealizacion de mantenimientos preventivos y correctivos;

b) La reparacion, modificacion, cambio o instalacion de equipos de proteccion y
control, sistemas de supervision, registro de informacién y alarmas;

c) Larevisiony modificacidn de las instrucciones internas de operacion de los Centros
de Control,

d) La modificacion de procedimientos que aplica el OS/OM, asociados a la operacién
de su sistema; y

e) Cualquier otra medida que la CRIE considere necesaria.
Reporte de Indisponibilidad de la RTR

Con base en la informacion que suministren los OS/OM, el EOR llevard un registro de la
disponibilidad de las instalaciones asociadas a la RTR recopilando los datos histéricos de
fallas, totales o parciales, para lineas, transformadores, instalaciones de compensacion, de
protecciones e interrupcion de la RTR. Esta informacion podré ser utilizada, entre otras,
para realizar estudios de confiabilidad regional.

237



5.5.7.2

5.5.7.3

55.7.4

55.7.5

5.5.8
55381

La informacién histdrica de fallas en la RTR formara parte de la Base de Datos Regional y
deberd mantenerse el registro de por lo menos los Gltimos cinco (5) afios. Los formatos
empleados por los OS/OM para reportar esta informacion seran los definidos por el EOR.
Cuando se requiera efectuar una modificacion a dichos formatos, el EOR informara a los
OS/OM con quince (15) dias de anticipacion.

Los OS/OM, a partir de la informacion suministrada por los Agentes transmisores, seran los
responsables de la calidad de los datos histéricos y del reporte de los mismos al EOR para
su inclusion en la Base de Datos Regional.

A partir de la informacion registrada en la Base de Datos Regional deberan poder efectuarse
las siguientes tareas:

a) Estimar tasa de fallas y tiempos de restauracion para las distintas instalaciones de
la RTR;

b) Caracterizar la naturaleza y distribucion de frecuencia de las causas de las fallas en
laRTR;

c) Desarrollar estadisticas para eventos poco frecuentes;
d) Mejorar el entendimiento de la naturaleza y causas de eventos de salidas maltiples;

e) Correlacionar la disponibilidad de instalaciones con las caracteristicas de disefio de
los mismos;

f)  Determinar los cambios de disponibilidad a partir de una determinada fecha;
g) Desarrollar estadisticas de inapropiada operacién de protecciones;

h) Calcular indices de disponibilidad de la RTR, los cuales seran publicados por el
EOR regularmente; y

i)  Efectuar andlisis regionales de confiabilidad.

Cada OS/OM, a partir de la informacién suministrada por los Agentes Transmisores, llevara
el registro histdrico de indisponibilidades, programadas o no programadas, de la RTR y lo
reportard al EOR para su inclusion en la Base de Datos Regional. Para cada registro de
indisponibilidad debera registrarse la siguiente informacion, sin estar limitada a:

a) Fechay hora de ocurrencia;

b) Fechay hora de normalizacién;

c) Si fue programada o no programada;

d) Tipo de indisponibilidad y la causa;

e) Identificacion de la instalacion de la RTR que presenta la indisponibilidad,;
f)  Energia no servida;

g) Agente Transmisor y OS/OM asociado;
h) Voltaje de operacion;

i)  Contingencias multiples; y

j)  Notas adicionales aclaratorias.
Informes de Operacién

El EOR deberd mantener disponible para la CRIE, los OS/OM y los Agentes del MER los
siguientes informes relacionados con la operacion del SER:
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a) Un informe diario de la operacion del dia anterior, basado en la informacion que
reporten los OS/OM, en el cual se presente el desempefio que tuvo el SER, los
eventos ocurridos que afectaron directa o indirectamente la operacion de la RTR,
el comportamiento de la frecuencia y de los voltajes en los nodos de la RTR, etc.;

b)  Uninforme mensual de operacién, en el cual se incluiran los aspectos operativos
mas relevantes del desempefio y evolucién del SER para cada mes calendario;

c) Un resumen de las transacciones realizadas por los Agentes y en conjunto por los
paises miembros para cada mes calendario; y

d)  Uninforme anual de operacion, en el cual se incluiran los aspectos operativos mas
relevantes del desempefio y evolucién del SER para cada afio calendario, dicho
informe debera estar disponible antes de finalizar el mes de febrero del afio
inmediatamente siguiente al afio que corresponde el informe. EI EOR definira la
forma y medios en que presentara este informe de operacion.

Coordinacion de la Operacién ante Perturbaciones o Desconexiones

En estado operativo normal, las maniobras de desconexion y conexién de instalaciones y
equipos de la RTR seran coordinadas por los OS/OM con el EOR siguiendo los pasos
estipulados en el Libro Il del RMER.

Cuando en la operacion en tiempo real se deba hacer frente a estados de operacion en
emergencia en la RTR, cada OS/OM y los Agentes Transmisores deberan aplicar el Plan
de Operacion ante Contingencias procediendo con las medidas y acciones de coordinacion
establecidas aplicables en el estado operativo en consideracion.

Cuando la pérdida de uno o mas elementos de transmision o generacién produzca una
restriccion en la capacidad operativa de transmision de la RTR, el OS/OM deberé alertar al
EOR de esta situacion, de manera que se coordine a nivel regional las eventuales
operaciones de redespacho destinadas a adecuar las condiciones de operacion a las
restricciones existentes, cumpliendo con los CCSD del SER.

En el caso que ocurran pérdidas totales de generacion y carga en una o mas areas del SER
gue estan vinculadas por medio de la RTR, cada OS/OM en coordinacion con el EOR y con
sus respectivos Agentes procedera a restablecer su propia red y lograr el balance entre
generacioén y demanda en forma prioritaria. Los OS/OM coordinaran con el EOR las
operaciones de sincronizacion de sus redes hasta integrar completamente la RTR. El EOR
serd el encargado de supervisar continuamente el proceso de restablecimiento de la RTR.

Inspecciones, Ensayos y Auditorias
Inspecciones

El OS/OM, el EOR y la CRIE podréan en cualquier momento decidir la inspeccién de los
equipos de un Agente, previa notificacion, cuyas instalaciones estén conectadas a la RTR,
con los siguientes objetivos:

a) Verificar el cumplimiento de las disposiciones del presente Libro;
b) Investigar cualquier peligro potencial a la seguridad operativa y fisica del SER,;

c) Verificar el cumplimiento de rutinas periddicas de inspeccion o mantenimiento de
equipos criticos para la seguridad de la RTR; y

d) Realizar las auditorias técnicas que resulten de los informes de eventos.
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5.6.1.2

5.6.1.3

5.6.14

5.6.1.5

5.6.1.6

5.6.1.7

5.6.2
56.2.1

5.6.2.2

Si un Agente Transmisor tuviera sospechas razonables de que algin equipo o instalaciones
de otro Agente ofrecen peligro potencial a la seguridad de sus instalaciones, por
incumplimiento de algunos de los numerales del presente Libro, previo a la decision de
realizar una inspeccion conjunta, el OS/OM dara una notificacion de advertencia dirigida al
Agente, para que éste realice primero una inspeccion por su cuenta. Realizada la inspeccion,
el Agente deberd informar al OS/OM sobre los resultados de la misma y las acciones
correctivas emprendidas, si hubiere lugar. EI OS/OM, con base en los resultados de la
inspeccion realizada por el Agente, determinard si es necesario proceder a una inspeccion
conjunta.

El OS/OM respectivo, sea en forma directa o a solicitud del EOR o del Agente Transmisor,
notificara al Agente la intencion de inspeccionar sus instalaciones, notificacion que debera
efectuarse con una anticipacion no inferior a dos (2) dias hébiles, indicando expresamente:

a) Elnombre de las personas que lo representaran, quienes deberan estar técnicamente
calificadas;

b) El diay hora de la inspeccion y duracion esperada de la misma; y
c) El detalle de las causas de la inspeccién.

Ningin Agente podra negar el ingreso a sus instalaciones de los representantes del OS/OM
o del Agente Transmisor con instalaciones conectadas a las suyas para llevar a cabo una
inspeccion, siempre que el Agente haya sido notificado segln el numeral anterior.

El OS/OM o Agente Transmisor asegurara que la inspeccion se desarrollara dentro de los
siguientes lineamientos:

a) No se causaran dafios a los equipos del Agente;

b) Laubicacion de equiposy vehiculos, y el almacenamiento de materiales necesarios,
tendra carécter temporal;

c) Soélo se produciran las interferencias imprescindibles;

d) Se cumpliran todos los requisitos razonables del Agente en materia de seguridad,
salud y normas laborales; y

e) Se cumpliran todas las normas internas del Agente relativas a permisos de trabajo
y disponibilidad de los equipos, siempre que no sean utilizadas para demorar la
inspeccion.

El Agente, cuyas instalaciones seran inspeccionadas, debera designar personal técnicamente
calificado para acompafar al representante del OS/OM o Agente Transmisor durante su
permanencia en las instalaciones.

Los costos de la inspeccidn conjunta seran cubiertos por el solicitante, salvo que durante la
misma se detectaran las deficiencias que originaron la inspeccidn, en cuyo caso los costos
quedaran a cargo del Agente cuyas instalaciones hayan sido inspeccionadas.

Ensayos en Puntos de Conexion

Cuando el OS/OM, ya sea en forma directa o a pedido del EOR o de un Agente Transmisor,
tuviera suficientes elementos de juicio para considerar que alguno de los equipos de un
Agente no cumple con las disposiciones del presente Libro en su punto de conexién, podra
solicitarle por escrito la ejecucion de ensayos sobre los equipos mencionados.

El Agente asi notificado debera ejecutar los ensayos requeridos en fecha a convenir con el
solicitante.
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5.6.2.3

5.6.24

5.6.2.5

5.6.2.6

5.6.2.7

5.6.2.8

5.6.2.9

5.6.3
5.6.3.1

5.6.3.2

Ambas partes deberan adoptar todas las medidas razonables para cooperar en la ejecucion
de los ensayos.

Los costos de los ensayos estaran a cargo del OS/OM o de la parte que los haya requerido,
salvo que su resultado indicara que los equipos no cumplieran con los requisitos
establecidos en el presente Libro, en cuyo caso los costos quedaran enteramente a cargo del
Agente.

El costo de los ensayos no incluird el lucro cesante que la parte solicitante deberd minimizar.
El tiempo de ejecucion no sera computado como indisponibilidad del equipo ensayado a los
efectos de la aplicacion del Régimen de Calidad del Servicio.

Los ensayos deberdn efectuarse segun los procedimientos a acordar entre las partes, las
cuales no deberan negar o demorar ese acuerdo sin razon valida. Si no se obtuviera acuerdo
entre las partes, los procedimientos seran establecidos por el OS/OM conforme a los
protocolos de prueba aprobados por el EOR.

El OS/OM debera asegurarse de que los ensayos sean ejecutados por personal técnicamente
calificado y cuenten con la experiencia necesaria.

El OS/OM designara un representante para presenciar los ensayos, lo cual debera ser
permitido por el Agente.

El Agente que realice los ensayos deberé:

a) Confirmar al EOR y al OS/OM con dos (2) dias de anticipacion la realizacion de
los ensayos en el horario que éstos autoricen; y

b) Presentar al OS/OM, y éste al EOR, en un tiempo no mayor a un (1) mes, contado
a partir de la fecha de finalizacion de los ensayos, los resultados y todo otro informe
relativo a los mismos.

Ensayos en Unidades Generadoras y Equipos de Transmision

La verificacion por ensayo del comportamiento de las unidades generadoras y equipos de
transmision podra ser requerida en los siguientes casos:

a) Asolicitud del OS/OM, ya sea en forma directa o a solicitud del EOR, en cualquier
momento Yy sujeto a no afectar el funcionamiento del SER, para confirmar los
valores de las caracteristicas y parametros operativos declarados por el Agente que
posee equipos de generacion o por el Agente Transmisor;

b) A solicitud del OS/OM, ya sea en forma directa o a solicitud del EOR, en base al
monitoreo de su comportamiento en la operacion, de existir sospechas razonables
de que un equipo no pudiera cumplir con las caracteristicas operativas declaradas
por un Agente que posee equipos de generacion que lo habilitan a prestar servicios
auxiliares, incluyendo entre éstas, su capacidad para arrancar en forma autbnoma
(arranque en negro), y cumplir con las funciones de regulacion de frecuencia y
voltaje; y

c) Asolicitud del Agente que posee equipos de generacion o del Agente Transmisor,
una vez corregido el problema que hubiera obligado a una modificacion temporaria
de alguna caracteristica operativa.

El Agente que solicite un ensayo debera presentar su solicitud al OS/OM, el que debera
notificarlo al EOR, indicando:

a) Lafecha méstemprana en la cual podré iniciarse el ensayo, la cual deberd ser como
minimo posterior en tres (3) dias habiles a la fecha de la solicitud;
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5.6.4.3

5.6.4.4

5.7

57.1

b) La metodologia del ensayo (protocolo aprobado por el EOR) e instrumental a
utilizar;

c) Laidentificacion del equipo a ensayar;
d) Las caracteristicas operativas a ensayar; y
e) Los valores de las caracteristicas operativas que deberan verificarse.

Los ensayos deberan ser efectuados por una empresa independiente y calificada por el EOR,
salvo que éste acepte su ejecucién por parte del OS/OM o del Agente. Los ensayos se
realizaran de acuerdo con los protocolos aprobados por el EOR.

El costo de los ensayos ejecutados por una empresa independiente serd pagado por la parte
solicitante. No obstante, si el resultado de un ensayo requerido por el OS/OM indicara que
el equipo no puede cumplir con las caracteristicas y desempefio declarados, su costo estara
a cargo del Agente.

El costo de los ensayos no incluird el lucro cesante, que el OS/OM y el EOR deberan
minimizar. El tiempo de ejecucion del ensayo no serd computado como indisponibilidad del
equipo a los efectos del Régimen de Calidad del Servicio.

Monitoreo de Unidades Generadoras y Equipos de Transmision

El OS/OM y el EOR deberan monitorear en cualquier momento, a través del sistema de
operacién en tiempo real, el comportamiento de las unidades generadoras y equipos de
transmision, comprobando si los mismos estan cumpliendo con las caracteristicas y
desempefio declarados por los Agentes y con los requisitos estipulados en el presente Libro.

Si el OS/OM o el EOR detectaren el incumplimiento de alguna caracteristica declarada, el
OS/OM, en coordinacion con el EOR, notificara esta situacion al Agente correspondiente,
adjuntando los elementos de prueba que disponga.

Recibida la notificacion anterior, el Agente debera entregar al OS/OMy al EOR, en un plazo
de cinco (5) dias habiles, los siguientes elementos:

a) Una descripcion detallada del problema;

b) Los valores corregidos de la caracteristica operativa que declare y la justificacion
correspondiente; y

¢) Una propuesta para solucionar el problema.

El OS/OM y el Agente deberan de tratar de alcanzar un acuerdo sobre las propuestas de este
altimo y los nuevos valores de la caracteristica operativa. Si el acuerdo no se obtuviera
dentro de tres (3) dias habiles, el OS/OM efectuara nuevas verificaciones, o de ser necesario
ordenara ensayos cuyos resultados seran utilizados para fijar los nuevos valores de las
caracteristicas operativas. En ambos casos el OS/OM informara al EOR acerca de la
solucidn del problema y los nuevos valores de las caracteristicas operativas.

Programacion de Mantenimientos y Entrada en Operacion de
Nuevas Instalaciones de la RTR

Programacion de Mantenimientos
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5.7.1.3

5.7.1.4

5.7.15

Los modelos y resultados de los estudios de seguridad operativa y el planeamiento operativo
regional seran utilizados por el EOR para efectuar la coordinacion de los planes de
mantenimiento de las instalaciones que conforman la RTR y asi obtener un plan de
mantenimiento coordinado regional. Con éste fin, los Agentes Transmisores deberan enviar
al EOR, por intermedio de sus respectivos OS/OM, sus planes anuales de mantenimiento.
De igual forma, los OS/OM informaran al EOR sobre cualquier intervencion o
mantenimiento que pueda afectar la RTR o la supervision y control de la misma por parte
del EOR.

El EOR efectuara la coordinacion de los programas de mantenimientos y desconexiones
asociadas a la entrada de nuevas instalaciones a la RTR, a fin de optimizar la operacion del
MER. EIl EOR informaré a todos los OS/OM y a los Agentes Transmisores, los programas
de mantenimientos para la RTR, incluidas sus modificaciones.

El EOR coordinara los programas de mantenimientos con los OS/OM vy, de ser necesario,
con los Agentes Transmisores, para tener en cuenta las restricciones de cada pais. El plan
de mantenimiento anual resultante sera de cumplimiento obligatorio para los OS/OM vy los
Agentes Transmisores.

Las solicitudes de mantenimiento y pruebas de instalaciones deberan ser realizadas
mediante el formato “Solicitud de Mantenimiento y Pruebas en Instalaciones de la RTR -
SOLMANT”. Igualmente, las solicitudes de cancelacion de mantenimiento programados
deberén ser enviadas al EOR y coordinadas cumpliendo los requisitos aqui establecidos.

Los mantenimientos listados a continuacién, debido a su naturaleza, deberan ser
coordinados y aprobados en conjunto por el EOR y los correspondientes OS/OM:

a) Mantenimiento con desconexion de lineas e instalaciones de la RTR;
b) Mantenimiento de los sistemas de proteccion y control asociados a la RTR,;

c) Mantenimientos que impliquen restricciones o limitaciones a la operacion normal
de lineas y demas instalaciones de la RTR;

d) Mantenimientos que indispongan o alteren las caracteristicas operativas del recierre
automatico de los interruptores de lineas de la RTR;

e) Mantenimientos de cualquier naturaleza, inclusive en servicios de alimentacién de
corriente alterna o continua, durante los cuales exista riesgo de salida de servicio
de lineas o instalaciones de la RTR;

f)  Mantenimientos que indispongan alguno de los siguientes recursos de supervision,
medicién o telecomunicacion:

i.  Unidades terminales remotas (parcial o total) ubicadas en la RTR.
ii. Sistemas de telecomunicaciones (mddem o enlace de voz y datos).
iii. Procesadores de comunicaciones (front-end).

iv. Puntos de medicion de los intercambios por los enlaces entre areas de control
y de inyecciones o retiros de energia; y

v. AGC, incluyendo los puntos de toma e inyeccion de sefiales.

g) Mantenimientos que modifiquen la configuracién normal de las instalaciones o
alteren la selectividad de las protecciones asociadas a la RTR. Tales como la
apertura de interruptores de una configuracion tipo interruptor y medio o

243



5.7.1.6
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configuracion en anillo o la alteracidn del &rea de cobertura de la proteccion de
distancia;

h) Mantenimientos que impliquen la posibilidad de pérdida de coordinacion de
disparos transferidos de la proteccion de lineas de la RTR;

i) Mantenimientos para pruebas y ensayos en instalaciones, incluida la conexién de
nuevas instalaciones a la RTR;

J)  Mantenimientos en instalaciones no asociados a la RTR pero que puedan afectar la
operacion de la misma; y

k) Los trabajos de mantenimiento que se realicen en instalaciones asociados a la RTR
que estén fuera de servicio por cualquier razon, también deberan ser coordinados y
aprobados, de acuerdo con los procedimientos aqui mencionados.

El EOR hara publica toda la informacidn relacionada con los programas de mantenimiento
informados por los OS/OM.

Clasificacion

Los mantenimientos de las instalaciones asociados a la RTR, por su horizonte de
anticipacion, se clasificaran en anuales y semanales. Los formatos para registrar tanto el
programa anual como semanal de mantenimientos son los definidos en el formato
SOLMANT.

Programacion Anual de Mantenimiento de Instalaciones

A partir de la informacién suministrada por los Agentes Transmisores, cada OS/OM
enviard, a mas tardar el quince (15) de noviembre de cada afio, los programas de
mantenimientos para que el EOR coordine un plan anual de mantenimientos y de entrada
de nuevas instalaciones pertenecientes a la RTR. Este plan serd desagregado en forma
semanal por parte del EOR y debera estar disponible para los Agentes del MER a mas tardar
el quince (15) de diciembre de cada afio. Dicho plan sera de estricto cumplimiento y so6lo
podra ser modificado mediante solicitud motivada del OS/OM al EOR con una anticipacion
minima de quince (15) dias. Para la coordinacion del plan anual, el EOR utilizara los
modelos y resultados de los analisis de Seguridad Operativa y del Planeamiento Operativo.

Programacion Semanal de Mantenimiento de Instalaciones

29E| procedimiento para coordinar el Programa Semanal de Mantenimientos (PSM) y la
conexion de nuevas instalaciones a la RTR, es el siguiente:

a) Los OS/OM vy los agentes, por intermedio de su respectivo OS/OM, enviarén al EOR
a mas tardar a las 12:00 horas del miércoles de cada semana, las solicitudes de
mantenimiento (SOLMANT) y la conexion de nuevas instalaciones a la RTR que se
realizaran a partir del lunes de la semana siguiente. EI PSM incluird los mantenimientos
programados, los mantenimientos no programados (con excepcion de los
mantenimientos de emergencia y los mantenimientos forzados) y la conexion de
nuevas instalaciones a la RTR;

299 Modificado mediante Resolucion CRIE-09-2023 del 27 de marzo de 2023.
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b)

d)

9)

El EOR coordinara con los OS/OM, el PSM vy la entrada en operacion de nuevas
instalaciones a la RTR, con base en los andlisis de seguridad operativa y de
planeamiento operativo provistos por los OS/OM respectivos y los realizados por el
EOR;

En el caso de aquellas solicitudes de mantenimiento o de entrada en operacion de
nuevas instalaciones a la RTR, que bajo criterio técnico del EOR se identifique que
podrian afectar la operacién segura y confiable del SER, el EOR solicitara al OS/OM,
a mas tardar a las 17:00 horas del miércoles de cada semana, remitir antes de las 13:00
horas del jueves de la semana previa a la vigencia del PSM, el analisis de seguridad
operativa que compruebe el cumplimiento de los CCSD establecidos en el capitulo 16
del presente Libro, para las condiciones operativas esperadas en su area de control. De
identificarse que un mantenimiento es de impacto mayor, el OS/OM debera incluir las
acciones operativas que incorporara durante la ejecucion del mantenimiento o entrada
en operacién de nuevas instalaciones a la RTR,;

Para toda solicitud de mantenimiento o de entrada en operacion de nuevas instalaciones
a la RTR, que involucre la indisponibilidad de otro(s) elemento(s) de la red
perteneciente(s) o no ala RTR, se debera incluir el detalle de dichas indisponibilidades,
en la seccion de observaciones de la SOLMANT respectiva;

El EOR publicara en su sitio web e informara a los OS/OM el PSM para la semana
siguiente, a mas tardar a las 17:00 horas del jueves de cada semana;

El EOR declarara en el PSM, con estatus de “pendiente de aprobacion”, a toda
solicitud de mantenimiento o entrada en operacion de nuevas instalaciones que no
cumpla con la informacidn establecida en el procedimiento contenido en el presente
numeral y/o a la requerida en el formato SOLMANT. EI OS/OM podra remitir al EOR
la informacion faltante a mas tardar 24 horas posteriores a la publicacion del PSM,
caso contrario, se rechazaré la referida SOLMANT.

Una vez finalizado el plazo conferido en el parrafo anterior, el EOR dispondra de un
plazo de 24 horas para aprobar o rechazar aquellos mantenimientos con estatus de
“pendiente de aprobacion”, debiendo el EOR actualizar el PSM, publicarlo en su sitio
web e informarlo a los OS/OM;

Si durante la coordinacion del PSM el EOR establece que con los mantenimientos
reportados no se preservan los margenes de seguridad, calidad y confiabilidad del SER,
informara sobre la ocurrencia de tal circunstancia a los OS/OM vy estos Gltimos a sus
respectivos agentes afectados, con el fin de que éstos reprogramen sus mantenimientos
0 bien revisen y verifiquen las condiciones operativas bajo las cuales se pretende
realizar el mantenimiento de su &rea de control. Si pese a esto, no se logran restablecer
los méargenes de seguridad, calidad y confiabilidad del SER, el EOR rechazara los
mantenimientos que sean necesarios y el OS/OM podra iniciar un nuevo tramite segun
corresponda; y
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h) El EOR, con base en los estudios de seguridad operativa elaborados por éste y los
remitidos por los OS/OM respectivos, clasificard los mantenimientos dependiendo de
su impacto en mayor o menor. Para los mantenimientos de impacto mayor, definira las
restricciones operativas ocasionadas por la indisponibilidad de las instalaciones en
mantenimiento o por la entrada en operacion de nuevas instalaciones y las incluira en
la informacion necesaria para la elaboracion del predespacho del MER del dia
correspondiente.

5.7.4.2 3%En caso de un mantenimiento forzado se debera cumplir con el siguiente procedimiento,
dentro de las 24 horas contadas a partir de la identificacion del riesgo o posible dafio:

a) El OS/OM deberé adjuntar los analisis de seguridad operativa en el que se detalle
cualquier restriccion o criterio operativo necesario para el cumplimiento de los CCSD
y la documentacién que evidencie el riesgo o posible dafio, anexando como minimo
fotografias y los motivos por los cuales el mantenimiento no fue incluido en el PSM;

y

b) El EOR aprobard la SOLMANT una vez haya verificado el cumplimiento de los
requisitos establecidos en el literal anterior y publicara en su sitio web la aprobacion o
rechazo de la misma, informando dicha decision a los agentes y OS/OM previo a la
ejecucién del referido mantenimiento.

5.7.5 Formato para la Solicitud de Mantenimientos

5.7.5.1 Lasolicitud de mantenimiento y de entrada en servicio de nuevas instalaciones se realizara
de acuerdo al formato SOLMANT, el cual sera definido por el EOR e incluird como
minimo:

a) El nimero de solicitud y la fecha en curso;
b) Si es una solicitud de inclusién o de cancelacion;

c) Silasolicitud es con o sin desconexion y de tipo programado 0 no programado en
el plan anual de mantenimiento;

d) Eltipo de instalacion (linea de transmision, transformador, etc.), nivel de voltaje de
la misma y subestacién en la cual esta localizada, siguiendo la homenclatura de
instalaciones de la RTR;

e) Eldiay horaprevista parael inicio y fin de la desconexion y el tiempo de reposicion
del servicio de la instalacion, en caso de necesidad de la operacion;

f)  Si lainstalacion permanece fuera de servicio por todo el periodo (continuo) o si la
instalacion retorna a la operacion en el intermedio;

g) Descripcion breve del trabajo a ser realizado y las maniobras a ejecutar;

h) Parasolicitudes de mantenimiento no programados, la razon para ello. Tales como,
riesgo para la instalacion, riesgo para la operacion del SER ante la pérdida forzada
de instalaciones de la RTR, etc,;

i) El nombre y cargo de la persona que solicita la intervencion y la empresa a la que
representa;

300 Adicionado mediante Resolucion CRIE-09-2023 del 27 de marzo de 2023.
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5.7.5.2

5.7.6
5.76.1

5.7.6.2

5.7.6.3

5.7.6.4

5.7.6.5

S5.7.7

i) Encaso de ser necesario, las consecuencias y posibles impactos que se prevén para
la operacion de la RTR; y

k) Las condiciones de seguridad necesarias para la ejecucion de los trabajos.

Cualquier modificacion al formato SOLMANT seré informada por el EOR a los OS/OM y
Agentes Transmisores, con quince (15) dias de anticipacion a su aplicacion.

Coordinacion de la Ejecucion de Mantenimientos en Tiempo Real

Las condiciones generales para la ejecucion de los mantenimientos deberan constar en el
formulario SOLMANT. Los mantenimientos a efectuar diariamente seran aquellos
contenidos en el plan semanal de mantenimientos y los que se declaren de emergencia para
cada dia.

%1En caso de un mantenimiento de emergencia, los tramites de solicitud y autorizacion
podran ser realizados verbalmente entre los operadores de los centros de control de los
OS/OM Yy del EOR. EI OS/OM oficializara el mantenimiento dentro de las 2 horas siguientes
a través del formato SOLMANT. Asimismo, el OS/OM dentro de las 72 horas siguientes a
la finalizacion de la ejecucion del mantenimiento, completara y adjuntard a la SOLMANT
correspondiente, las acciones correctivas realizadas, asi como la informacién de soporte que
evidencie el riesgo o inminente dafio que dio origen al mantenimiento de emergencia,
adjuntando como minimo fotografias.

Las pruebas y ensayos de instalaciones de la RTR deberan ser autorizadas conjuntamente
por el EOR y el correspondiente OS/OM.

Para la ejecucion de los mantenimientos, la coordinacion de las maniobras se efectuara
conforme el procedimiento descrito en el Numeral 5.17.10 del Libro 1l del RMER.

La ejecucién del mantenimiento sélo podra ser iniciada luego de la autorizacion de los
centros de control de los OS/OM y del EOR. La ejecucion del mantenimiento debera
ajustarse adicionalmente a lo siguiente:

a) Ademas de los procedimientos definidos en este Libro, los mantenimientos y la
entrada de nuevas instalaciones a la RTR deberan sujetarse a los procedimientos
particulares definidos en la regulacién de cada pais;

b) La responsabilidad por la seguridad de las personas y los equipos durante los
trabajos de mantenimiento y entrada de nuevos equipos de la RTR, sera del OS/OM
y del Agente Transmisor respectivo;

c) Los OS/OM deberan verificar con los Agentes Transmisores las condiciones de
retorno de las instalaciones de la RTR a la operaciéon, después de un mantenimiento
y entrada de nuevos equipos de la RTR; y

d) EI OS/OM informara al EOR la conclusion de los trabajos inmediatamente se den
por terminados los mismos, e informard cualquier limitacion o restriccion
resultantes.

Entrada en Operacién de Nuevas Instalaciones

301 Modificado mediante Resolucion CRIE-09-2023 del 27 de marzo de 2023.
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5.7.7.1

6.1
6.1.1

6.1.2

6.1.3

6.1.4

6.1.5

6.1.6

6.2
6.2.1

La entrada de nuevas instalaciones a la RTR deberd cumplir previamente todos los
requisitos y procedimientos definidos en las Regulaciones Nacionales y en el Reglamento
de Transmision del MER.

Régimen de Calidad del Servicio de Transmision

Caracteristicas del Régimen de Calidad del Servicio de Transmisién

La RTR deberéa ser operada manteniendo el nivel de calidad establecido en el presente Libro
que surgen del cumplimiento de los Criterios de Calidad Seguridad y Desempefio, que
deben ser considerados en todas las etapas de planificacion y gestion de la operacion. Para
cumplir con este objetivo, la actividad del EOR, los OS/OM y los Agentes del MER deberé
ser consistente con los criterios y condiciones establecidas por el presente Libro,
considerando inclusive los mecanismos de auditoria y control requeridos para monitorear
su cumplimiento.

Los equipamientos a instalar en la RTR, incluidos aquellos de los puntos de conexién,
deberan cumplir con las normas de disefio establecidas en el Capitulo 16 de este Libro.
Los equipamientos a instalar en la RTR deberan permitir la operacion del SER de acuerdo
alos CCSD.

Las instalaciones y equipamientos vinculados a la RTR deberdn cumplir con los
requerimientos ambientales vigentes en cada pais, mas los que se establezcan a nivel
regional.

Se debera operar la RTR y todas las instalaciones conectadas a ésta, en base a los CCSD
establecidos en el Capitulo 16 de este Libro. Para ello la actividad del EOR, los OS/OM y
de los Agentes deberé ser consistente con lo establecido por el presente Libro.

Todas las Ampliaciones deberan disefiarse de acuerdo con las normas de disefio del sistema
de transmision que se establecen el Capitulo 16 de este Libro

El EOR supervisara que la operacion de la RTR se efectte dentro de los niveles de calidad
especificados en el presente Libro. En tal sentido ejecutara y hara ejecutar las acciones que
estime necesarias, tanto en condiciones de operacidn normal como de emergencia.

Objetivos de Calidad del Servicio de Transmision

El EOR propondra a la CRIE los Objetivos de Calidad del Servicio de Transmision, los
cuales seran usados para el célculo del Valor Esperado por Indisponibilidad (VEI), para
cada elemento de la RTR. Los Objetivos de Calidad deberan ser establecidos para:

a) Lineas de transmision:
i. Indisponibilidad programada:
Lineas de 60 a 138 kV: en horas/afio/100 km y salidas/afio/100 km
Lineas de 200 a 230 kV: en horas/afio/100 km y salidas/afio/100 km
ii. Indisponibilidad forzada:
Lineas de 60 a 138 kV: en horas/afio/100 km y salidas/afio/100 km
Lineas de 200 a 230 kV: en horas/afio/100 km y salidas/afio/100 km

b) Transformadores:
Indisponibilidad programada: en horas/afio/unidad y salidas/afio/unidad
Indisponibilidad forzada: en horas/afio/unidad y salidas/afio/unidad
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6.2.2

6.2.3

6.3

c) Equipos de conexion:
Indisponibilidad programada: en horas/afio/unidad y salidas/afio/unidad
Indisponibilidad forzada: en horas/afio/unidad y salidas/afio/unidad

d) Equipos estaticos de compensacion:
Indisponibilidad programada: en horas/afio/unidad y salidas/afio/unidad
Indisponibilidad forzada: en horas/afio/unidad y salidas/afio/unidad

Los Objetivos de Calidad del Servicio de Transmision, establecen el ndmero de
indisponibilidades anuales y el tiempo total que una instalacion esta indisponible que son
considerados como aceptables. EI EOR propondré a la CRIE los valores iniciales de los
objetivos que tendran validez por un (1) afio, debiendo ser sustentados en base a analisis
especificos, que tomaran como referencia valores internacionales de empresas que operan
y mantienen en forma eficiente sus instalaciones, debidamente corregidos por las
caracteristicas locales de las instalaciones de la RTR (salinidad, nivel isoceraunico, etc.).
Al vencimiento del afio de aplicacion de los valores iniciales, el EOR propondra a la CRIE
los valores finales de los Objetivos de Calidad del Servicio de Transmisién basados en los
resultados de los estudios de Seguridad Operativa segun lo establece el numeral 5.2 de este
Libro. Posteriormente los valores de los objetivos deberan ser revisados cada cinco (5) afios
por la CRIE.

El EOR estableceré el procedimiento para el registro de las indisponibilidades que le deben
ser reportadas por los OS/OM, en el cual se detallard las instalaciones a reportarse, las
causas de la indisponibilidad, la clasificacion de los causales: fuerza mayor y caso fortuito,
la medicidn del tiempo y los casos especiales.

Compensaciones por Indisponibilidad

6.3.1 El objetivo del Régimen de Calidad del Servicio de Transmision es incentivar la

6.3.2

6.3.3

6.3.4

disponibilidad de las instalaciones y su operacion adecuada. EI Régimen de Calidad del
Servicio de Transmisién reconoce como parte del Ingreso Autorizado Regional (IAR) de
cada Agente Transmisor al VEI, y establece un régimen de compensaciones ante cada
indisponibilidad, el cual se detalla en este Capitulo. El régimen serd comun para todas las
instalaciones de transmision que pertenecen a la RTR. Las compensaciones seran
descontadas directamente del Ingreso Autorizado Regional que corresponde al Agente
Transmisor propietario de la instalacion que sufrid la indisponibilidad.

Las regulaciones nacionales deberan ser adecuadas, de tal forma que eviten que un Agente
Transmisor pague otras compensaciones por la indisponibilidad y reciba otro ingreso
equivalente al VEI de una instalacion que lo previsto en este Capitulo.

El Descuento por Indisponibilidad de las instalaciones considera los siguientes aspectos:
a) Laduracion de la indisponibilidad

b) EIl nimero de indisponibilidades.

¢) Si se trata de una indisponibilidad programada o forzada; y

d) El nivel de tension de la linea de transmision que tuvo la indisponibilidad.

En el célculo del VEI y en los Descuentos por Indisponibilidad (DPI) se tomara en cuenta
todas las indisponibilidades, considerando el numeral 6.4.
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6.3.5

6.3.6

6.4
6.4.1
6.4.1.1

6.4.1.2

6.4.1.3

6.4.2
6.4.2.1

6.4.3
6.4.3.1

El monto del Valor Esperado por Indisponibilidad de una instalacién se definird como el
producto de las compensaciones establecidas en el Numeral 6.4 por los valores de
indisponibilidad previstos en los Objetivos de Calidad del Servicio de Transmision. El
Valor Esperado por Indisponibilidad sera incorporado al Ingreso Autorizado Regional de
cada Agente Transmisor, tal como se detalla en el Numeral 9.2.1 de este Libro.

El Régimen de Calidad del Servicio de Transmision se medira sobre la base de la
disponibilidad real de las lineas de transmisién, equipos de conexién, compensacion
estatica y transformacién y sus capacidades asociadas.

Régimen de Compensaciones
Condiciones de Indisponibilidad

Todo elemento asociado al Servicio de Transmision en la RTR que se encuentre
indisponible como consecuencia de los mantenimientos programados conforme los
procedimientos establecidos para este efecto por el EOR, sera considerado en condicién de
Indisponibilidad Programada.

Todo elemento asociado al Servicio de Transmision en la RTR que se encuentre
indisponible sin que tal situacion proviniera de las 6rdenes de operacion impartidas por el
EOR, o por un OS/OM con autorizacion del EOR, o en condicién de Indisponibilidad
Programada, sera considerado en condicién de Indisponibilidad Forzada.

Si el Agente Transmisor realiza las tareas de mantenimiento en horas en las cuales el
elemento debe estar desconectado por exigencias operativas, de acuerdo al predespacho, no
se aplicarda ninguna compensacion. Estas indisponibilidades se denominan
Indisponibilidades No Compensables.

indice de Compensacion Horaria

392 a Compensacion Horaria de una instalacion sera igual a su Costo Estandar Anual
dividido por el nimero de horas al afio (8760).

Valor de los Descuentos por Indisponibilidad de Lineas de Transmision
El Descuento por Indisponibilidad (DPI) de lineas de transmision sera de la siguiente forma:
a) Indisponibilidad Programada:

DPI = Horas de Indisponibilidad * Compensacién Horaria * 1.0
DPI = Numero de salidas * Compensacion Horaria *1.0
b) Indisponibilidad Forzada:

DPI = Horas de Indisponibilidad * Compensacion Horaria* 1.1
DPI = Numero de salidas * Compensacion Horaria * 1.1
El DPI no se aplicard si la indisponibilidad es menor de diez (10) minutos.

302De conformidad con lo establecido en el resuelve sexto de la Resolucién CRIE-06-2017 del 09 de marzo de
2017, modificada mediante Resolucion CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017 y adicionado mediante
Resolucién CRIE-17-2017 del 05 de mayo de 2017, el cargo de compensacion horaria de la RTR, relacionado
con los objetivos de Calidad del Servicio de Transmision, de forma transitoria, sera igual a cero (0).
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6.4.3.2

6.4.4
6.4.4.1

6.4.4.2

6.4.5
6.45.1

6.4.6
6.4.6.1

Cuando existiesen reducciones de la capacidad de transmisién, entendiéndose por tales las
limitaciones parciales de la capacidad de transmision de una linea, se aplicaran los
Descuentos por Indisponibilidad Forzada o Programada segun corresponda, afectadas por
un coeficiente de reduccion, calculado como la unidad menos el cociente entre la capacidad
de transmision reducida y la capacidad de transmision operativa. La capacidad de
transmision reducida serd verificada por el EOR en base a los CCSD. De esta forma la
férmula que se aplica a las DPI calculadas es la siguiente:

DPIr = DPI * (1 — CTReducida/CT).

Valor de los Descuentos por Indisponibilidad de Transformadores

El Descuento por Indisponibilidad de transformadores seré de la siguiente forma:
a) Indisponibilidad Programada:

DPI = Horas de Indisponibilidad * Compensacién Horaria * 1.0
DPI = Ndmero de salidas * Compensacion Horaria *1.0
b) Indisponibilidad Forzada:

DPI = Horas de Indisponibilidad * Compensacion Horaria* 1.1
DPI = Ndmero de salidas * Compensacion Horaria * 1.1.

Cuando existiesen reducciones de la capacidad de un transformador, se aplicaran las
compensaciones por Indisponibilidad Forzada o Programada segun corresponda, afectadas
por un coeficiente de reduccién, calculado como la unidad menos el cociente entre la
capacidad reducida del transformador y su capacidad nominal. La capacidad reducida del
transformador seré verificada por el EOR en base a los CCSD. De esta forma, la formula
gue se aplica a las DPI calculadas es la siguiente:

DPIr = DPI * (1 - CTRReducida/CTR).
Valor de los Descuentos por Indisponibilidad de Equipos de Conexion
El Descuento por Indisponibilidad (DPI) de equipos de conexién sera de la siguiente forma:
a) Indisponibilidad Programada:

DPI = Horas de Indisponibilidad * Compensacién Horaria * 1.0
DPI = NUmero de salidas * Compensacion Horaria *1.0
b) Indisponibilidad Forzada:

DPI = Horas de Indisponibilidad * Compensacion Horaria* 1.1
DPI = Numero de salidas * Compensacion Horaria * 1.1.

Valor de los Descuentos por Indisponibilidad de Equipos de Compensacion Estatica

El Descuento por Indisponibilidad (DPI) de equipos de compensacion estatica sera de la
siguiente forma:

a) Indisponibilidad Programada:

DPI = Horas de Indisponibilidad * Compensacién Horaria * 1.0
DPI = Numero de salidas * Compensacion Horaria *1.0
b) Indisponibilidad Forzada:

DPI = Horas de Indisponibilidad * Compensacion Horaria* 1.1
DPI = Numero de salidas * Compensacion Horaria * 1.1
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6.4.6.2

6.4.7
6.4.7.1

6.4.7.2

6.4.7.3

6.4.7.4

6.4.7.5

6.4.7.6

6.4.7.7

6.4.7.8
6.4.7.9
6.4.7.10

6.4.7.11

Cuando existiesen indisponibilidades parciales de los equipos de compensacidn estéatica se
aplicaran los Descuentos por Indisponibilidad Forzada o Programada segun corresponda,
afectadas por un coeficiente de reduccion, calculado como la unidad menos el cociente entre
los MVAR disponibles y los MVAR nominales. De esta forma, la formula que se aplica a
las DPI calculadas es la siguiente:

DPIr = DPI * (1 - MVAR disponibles/MVAR nominales).
Aplicacion de los Descuentos

El EOR seré responsable de calcular cada mes los descuentos que corresponden a cada
Agente Transmisor, procediendo a descontarlos directamente de su Ingreso Autorizado
Regional correspondiente a ese mes, tal como se detalla en el Capitulo 12 de este Libro.

Cada Agente Transmisor debera confirmar al respectivo OS/OM, y éste al EOR, las causas
y la duracion de la indisponibilidad del elemento de su propiedad que forme parte de la
RTR, a mas tardar 24 horas a partir del hecho que la produjo.

El EOR establecera los descuentos en base a la informacion que le comuniguen los Agentes
Transmisores a través de OS/OM o en base a sus propios registros.

En los primeros diez (10) dias de cada mes el EOR deberd informar a los OS/OM, y éstos a
los Agentes Transmisores, el monto de los descuentos por falta de cumplimiento del
Régimen de Calidad de Servicio de Transmision que corresponde aplicarle a su Ingreso
Autorizado Regional. Estos informes deberan identificar los eventos que dieron origen a
cada descuento, y la fuente de informacion que utilizo el EOR para identificar el evento
sujeto a descuento.

303A través del OS/OM respectivo, los Agentes Transmisores podran interponer el recurso
de reconsideracion ante el EOR, dentro de los diez (10) dias habiles después de recibido el
informe, si consideran que el descuento fue incorrectamente aplicado, aportando la
informacidn que justifique su peticion. El hecho que se solicite una revision no evitara que
el EOR efectue los descuentos del Ingreso Autorizado Regional asociado.

304E] EOR debera evaluar el recurso de reconsideracion, y en caso de aceptarlo, debera
corregir la situacion introduciendo la compensacién que oportunamente fuera descontada
del Ingreso Autorizado Regional, como un crédito en la Cuenta de Compensacion de
Faltantes del Agente Transmisor.

305En caso de denegar el recurso de reconsideracion, el EOR debera informar, dentro de los
plazos establecidos al efecto para su resolucién, por escrito al Agente Transmisor, a través
del OS/OM, justificando los motivos.

306

307

Trimestralmente el EOR informara a la CRIE las indisponibilidades de los elementos de
cada Agente Transmisor y los descuentos aplicados.

El monto mé&ximo de descuentos que se puede aplicar a un Agente Transmisor es el Valor
Esperado de Indisponibilidad (VEI).

303 Modificado mediante Resolucién CRIE-51-2017 del 27 de octubre de 2017.
304 Modificado mediante Resolucion CRIE-51-2017 del 27 de octubre de 2017.
305 Modificado mediante Resolucion CRIE-51-2017 del 27 de octubre de 2017.
306 Derogado mediante Resolucion CRIE-51-2017 del 27 de octubre de 2017.
307 Derogado mediante Resolucion CRIE-51-2017 del 27 de octubre de 2017.
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6.5

6.5.1

7.1
711

7.1.2

7.1.3

7.2
7.2.1

Aplicacion Progresiva del Régimen de Calidad del Servicio

El valor del indice de Compensacion Horaria se aplicara en forma progresiva, de acuerdo
al siguiente cronograma:

a) Para instalaciones existentes al momento de la vigencia de este Reglamento, por el
primer afo, se aplicara el cero por ciento (0%) de la Compensacién Horaria.

b) Para instalaciones existentes al momento de la vigencia de este Reglamento, por el
segundo afo, se aplicard el treinta y tres por ciento (33%) de la Compensacion
Horaria.

c) Para instalaciones existentes al momento de la vigencia de este Reglamento, por el
tercer afio, se aplicara el sesentay seis por ciento (66%) de la Compensacion Horaria

d) Parainstalaciones existentes al momento de la vigencia de este Reglamento, a partir
del cuarto afio, se aplicara el cien por ciento (100%) de la Compensacion Horaria.

e) Para instalaciones nuevas las compensaciones previstas se aplicaran a partir del
séptimo mes posterior a la puesta en servicio comercial.

Servicios Auxiliares

Generalidades

En este capitulo se definen los procedimientos para establecer los requerimientos de los
servicios auxiliares regionales necesarios para la operacion del SER dentro de los criterios
de calidad, seguridad y confiabilidad. Los servicios auxiliares que se prestan a nivel
regional, deberan ser suministrados por los Agentes como requerimientos minimos de
obligatorio cumplimiento y no seran objeto de transacciones ni de remuneracion.

En la operacion del SER, los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio, determinaran
los requerimientos de servicios auxiliares regionales. Por lo tanto, en consonancia con tales
criterios y como resultado de los estudios de seguridad operativa se establecen los
requerimientos de los servicios auxiliares bajo condiciones de operacion del SER en estado
estable y ante emergencias, los requisitos técnicos a cumplir para aportar estos servicios y
la forma como se verificara el cumplimiento de los mismos.

Se definen los siguientes servicios auxiliares que deberan ser suministrados por los Agentes
segun los requerimientos que establezca el EOR, coordinado con cada uno de los OS/OM
en sus respectivas areas de control:

a) Reserva de potencia activa para regulacion primaria y secundaria de la frecuencia;
b) Suministro de potencia reactiva;

c) Desconexion automatica de carga por baja frecuencia y bajo voltaje; y

d) Arranque en negro.

Requisitos Técnicos

Regulacion Primaria de Frecuencia
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7.2.1.1

7.2.1.2

7.2.1.3

7.2.14

7.2.15

7.2.2
7.2.2.1

7.2.2.2

7.2.2.3

7.2.2.4

7.2.25

7.2.2.6

7.2.3
7.2.3.1

El EOR determinard seguin los estudios de seguridad operativa de mediano plazo, los
requerimientos de potencia activa para regulacion primaria de la frecuenciay los requisitos
mas apropiados para la prestacion de la misma, con el fin de que cada area de control
mantenga el balance entre su generacion y su demanda. Su suministro es de carécter
obligatorio por parte de los Agentes que poseen equipos de generacién, y los OS/OM seran
los responsables de coordinarlo.

Cada OS/OM debera mantener como minimo la reserva de potencia activa que establezcan
los estudios de Seguridad Operativa Regionales en relacién a la regulacion primaria de
frecuencia. Serd un compromiso de todos los OS/OM velar porque los Agentes que poseen
equipos de generacidn de sus respectivos sistemas mantengan sus reguladores de velocidad
libres, en modo regulacion.

Los OS/OM deberan tener en cuenta el cumplimiento de los requisitos de reserva de
potencia activa definidos arriba, al momento de realizar el predespacho nacional y al
informar las ofertas de retiro e inyeccion al MER.

Los OS/OM seran responsables de hacer el seguimiento permanente a la prestacion del
servicio de regulacién primaria de frecuencia.

Ante un incumplimiento por parte de un Agente en la prestacion del servicio de regulacion
primaria de la frecuencia, el OS/OM lo informara al EOR y a la CRIE.

Regulacién Secundaria de Frecuencia

El EOR determinara segun los estudios de seguridad operativa regionales de mediano plazo,
los requerimientos de potencia activa para regulacion secundaria de la frecuencia y los
requisitos mas apropiados para la prestacién de la misma con el fin de preservar la calidad
y seguridad operativa del SER. Su suministro es de carécter obligatorio por parte de los
Agentes que poseen equipos de generacion y los OS/OM seran los responsables de
coordinarlo.

Los Agentes en cada area de control seran los responsables de mantener las inyecciones y
retiros programados y los OS/OM de controlar los intercambios programados entre areas de
control y de contribuir al control de la frecuencia en el SER. En consecuencia, los OS/OM
en cada area de control deberan disponer, como minimo, de la reserva de potencia activa
que establezca el EOR para la regulacion secundaria de frecuencia.

Diariamente los OS/OM deberan enviar al EOR declaraciones de reservas primaria,
secundaria y de contingencia. Los OS/OM deberan informar al EOR las unidades bajo
control del AGC y las bandas de regulacion de dichas unidades.

Cada OS/OM serd responsable de habilitar o deshabilitar las unidades generadoras para
prestar el servicio de regulacién secundaria de frecuencia, segin cumplan o no los requisitos
exigidos para prestar este servicio.

Los OS/OM seran responsables de hacer el seguimiento permanente a la prestacion del
servicio de regulacion secundaria de frecuencia por parte de los Agentes.

Ante un incumplimiento por parte de un Agente en la prestacion del servicio de regulacién
secundaria de la frecuencia, el OS/OM lo informara al EOR y a la CRIE

Potencia Reactiva

El EOR determinara segun los estudios de Seguridad Operativa regional de mediano plazo,
los requerimientos de potencia reactiva en el SER. Su suministro es de caracter obligatorio
por parte de los Agentes, y los OS/OM seran los responsables de coordinarlo.
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7.2.3.2

7.2.3.3

7234

7.2.3.5

7.2.3.6

7.2.3.7

7.24
7.24.1

7.24.2

7.24.3

7.2.4.4

7.24.5

Cada OS/OM en su area de control debera operar sus recursos de potencia reactiva, tanto
inductiva como capacitiva, para asegurar que los niveles de voltajes en el SER se mantengan
dentro de los limites establecidos bajo condiciones de operacion del sistema en estado
estable, y poder hacer frente a las contingencias.

Cada OS/OM verificara que todos los Agentes que poseen equipos de generacion cuya
produccion pueda influir en la operacion del SER mantengan los reguladores automaticos
de voltaje de las unidades generadoras conectados y en modo de control de voltaje.

El EOR identificara la necesidad de contar con instalaciones adicionales para el suministro
de potencia reactiva por parte de los sistemas nacionales, asi como las estrategias de control
de voltaje aplicables en la operacion del SER.

3%8|_as inversiones en la RTR destinadas a la compensacion reactiva seran determinadas de
acuerdo al Sistema de Planificacidn de la Generacion y la Transmision Regional (SPGTR).

Los OS/OM serén responsables de hacer el seguimiento permanente a la prestacion del
servicio de potencia reactiva.

Ante un incumplimiento por parte de un Agente en la prestacion del servicio de potencia
reactiva, el OS/OM lo informard al EOR y a la CRIE.

Desconexion de Carga

El EOR determinard segln los estudios de seguridad operativa de mediano plazo, los
requerimientos de operacién del esquema regional de desconexién automatica de carga por
baja frecuencia y bajo voltaje. Su implementacién seréa de caracter obligatorio por parte de
los Agentes, y los OS/OM seran los responsables de coordinarla.

Como resultado de los estudios de seguridad operativa el EOR determinara el nimero de
etapas a implementar a nivel regional, el porcentaje de carga a desconectar en cada etapa y
la temporizacion de las etapas. Sera responsabilidad de cada OS/OM el determinar las
etapas locales y el correspondiente porcentaje de carga a desconectar.

El OS/OM tomara las medidas necesarias para asegurar que se provea y opere la capacidad
necesaria de desconexion automatica de carga por baja frecuencia. Cada OS/OM debera
habilitar el porcentaje asignado de su demanda para ser desconectada por relés de baja
frecuencia.

El esquema regional de desconexién de carga por baja frecuencia deberéa estar coordinado
con los siguientes esquemas:

a) Sistemas de proteccion y control de los Agentes que poseen equipos de
generacion;

b)  El control de regulacion secundaria de frecuencia;
C) Los esquemas Yy estrategias de control de voltaje regionales;
d)  Guias regionales y nacionales de restablecimiento;
e) Sistemas de control y proteccion de la red de transmision; y
f) Cuando corresponda, los sistemas eléctricos vecinos al SER.

Los OS/OM serén responsables de hacer el seguimiento permanente a la prestacion del
servicio de desconexion automatica de carga.

308 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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7.2.4.6

7.2.5
7.25.1

7.25.2

7.2.5.3

7.2.5.4

7.2.5.5

7.2.5.6

7.2.6
7.2.6.1

7.2.6.2

7.2.6.3

Ante un incumplimiento por parte de un Agente en la prestacion del servicio de desconexion
de carga, el OS/OM lo informara al EOR y a la CRIE.

Arranque en Negro

Cada OS/OM en sus respectivas areas de control debera contar con sus propias facilidades
de arranque en negro. Dichos recursos seran considerados en las guias de restablecimiento.

En caso de darse una condicion de cero voltaje en un rea de control o parte de ella, y ésta
solicite el apoyo de las areas de control vecinas para el restablecimiento, el OS/OM
coordinard a través del EOR la prestacion del apoyo mediante la energizacién de las lineas
de interconexion respectivas.

Los OS/OM seran los responsables de verificar que sus sistemas cuenten con los equipos
necesarios para arranque en negro, y de efectuar mediante pruebas de disponibilidad o
mediante eventos en los que se requiera su utilizacién.

Cada OS/OM sera el responsable de efectuar el seguimiento al desempefio del servicio de
arranque en negro, lo cual podré incluir la ejecucion de pruebas de disponibilidad, tiempos
de arranque, sincronizacion y toma de carga asociados a los recursos que estan prestando
este servicio.

Cada OS/OM reportara al EOR los equipos disponibles de arranque en negro en cada area
de control, para ser considerados en la guia regional de restablecimiento que elabora el EOR
en el marco de los estudios de seguridad operativa.

Ante un incumplimiento en la prestacion del servicio de arranque en negro, el OS/OM lo
informara al EOR y a la CRIE.

Monitoreo del Desempefio

El EOR deberd mantener un permanente seguimiento del desempefio de los servicios
auxiliares en cada area de control con el objeto de monitorear la calidad en la prestacion de
dichos servicios y servir de evidencia para establecer incumplimientos en la prestacion de
los mismos. Con este fin, el EOR utilizara los registros de su SCADA y podra solicitar a los
OS/OM el suministro de los registros disponibles. En esta labor participaran activamente
los OS/OM, quienes seran los responsables de monitorear y efectuar el seguimiento en sus
respectivos sistemas.

Cada OS/OM verificara que todos los Agentes que poseen equipos de generacion
proveedores de reserva rodante de regulacién primaria de frecuencia provean tal regulacion
de acuerdo con el criterio establecido de desempefio, incluyendo el alcanzar la potencia
activa requerida dentro y durante los limites especificados de tiempo. EI OS/OM mantendra
el registro de los antecedentes de este desempefio y los datos utilizados para calcular el
mismo e informara al EOR mensualmente sobre el desempefio de este servicio.

Para toda variacion pronunciada de frecuencia mayor o igual a 0.2 Hz, el OS/OM medird 'y
registrara los valores de potencia activa generada para todas las unidades generadoras. Los
valores de potencia activa, registrados cada cuatro (4) segundos, se recuperaran de los
registros durante un (1) minuto antes y un (1) minuto después del comienzo del evento que
dio lugar a la variacién de frecuencia. EI cumplimiento estara dado por la comparacion entre
la respuesta real y la esperada. En caso que el OS/OM detecte que una unidad generadora
incumplio6 con su aporte comprometido a la regulacion primaria de frecuencia lo informara
al EOR y ala CRIE.
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7.2.6.4

7.2.6.5

7.2.6.6

7.2.6.7

7.2.6.8

7.2.6.9

7.2.6.10

7.2.6.11

7.2.6.12

7.2.6.13

7.2.6.14

7.2.6.15

Cuando le sea solicitado, el OS/OM debera informar al EOR sobre los parametros de
estatismo y bandas muertas para la regulacién primaria de frecuencia de cada una de las
unidades generadoras de su sistema.

Cada OS/OM efectuara un seguimiento al desempefio de la provision de la reserva rodante
para regulacion secundaria de frecuencia y de la calidad y disponibilidad del control AGC
y mantendra el registro de los antecedentes de este desempefio y los datos utilizados para
calcular el mismo. Se enviaran al EOR diariamente los datos para evaluar el desempefio del
AGC.

Para evaluar este servicio, cada OS/OM tendra en cuenta, ademas de la magnitud requerida
de la reserva para regulacion secundaria de frecuencia, los parametros de desempefio de su
AGC: retardos maximos permitidos, velocidad de respuesta, bandas muertas, desempefio
de las unidades terminales remotas y del canal de comunicaciones con su centro del control
y coherencia entre la respuesta esperada de las unidades generadoras frente a las sefiales del
AGC y la respuesta real.

Los Agentes que poseen equipos de generacion deberan informar al OS/OM cualquier
modificacion en sus maguinas o centrales habilitadas para regulacién secundaria de
frecuencia. Si dicha modificacién significa que deja de cumplir con cualquiera de los
requisitos necesarios, el OS/OM debera informarlo al EOR.

En la operacion en tiempo real, cuando una unidad generadora tenga una disminucion de su
rango disponible para regulacion secundaria de frecuencia, el Agente deberd informar
inmediatamente el nuevo valor al OS/OM, quien deberé a su vez informarlo al EOR.

Cada OS/OM vy el EOR deberé realizar registros de frecuencia cada cuatro (4) segundos
para controlar que la calidad de la regulacion de frecuencia sea consistente con la reserva
rodante disponible y, en caso de detectar desviaciones, podra auditar la respuesta de las
maquinas disponibles para regulacion secundaria de frecuencia.

En caso que el OS/OM detecte que una unidad generadora no cumple con su aporte
comprometido a la regulacion secundaria de frecuencia, aplicara lo previsto en la regulacion
nacional e informard al EOR y a la CRIE.

Cada OS/OM verificara que sus Agentes estén cumpliendo con el servicio de suministro de
potencia reactiva y mantendra el registro de los antecedentes de este desempefio y los datos
utilizados para calcular el mismo. Cuando sea solicitado, los OS/OM informaran al EOR
sobre el cumplimiento y desempefio de este servicio.

El OS/OM verificara que las unidades generadoras operen con el regulador automatico de
voltaje habilitado, a menos que surja la necesidad justificada de operar transitoriamente en
modo manual, por condiciones detectadas por el Agente o el mismo OS/OM.

Los Agentes que poseen equipos de generacion deben enviar al OS/OM una copia de la
curva de capabilidad de cada una de sus unidades. En caso de no hacerlo, el OS/OM las
fijara de acuerdo con caracteristicas tipicas, tomara como disponible los reactivos indicados
por dichas caracteristicas e informara al EOR y a la CRIE.

Los Agentes Transmisores deben enviar al OS/OM respectivo los rangos de operacion y
restricciones asociadas a los equipos que disponen para el control de voltaje y el suministro
de potencia reactiva.

En caso que un OS/OM detecte que un suministrador de potencia reactiva no esta
cumpliendo con su obligacion para proveer dicho servicio lo informara al EOR y a la CRIE.
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7.2.6.16

7.2.6.17

7.2.6.18

7.2.6.19

8.1

8.11

El OS/OM verificard que sus Agentes estéen cumpliendo con el servicio de desconexion
automatica de carga por baja frecuencia definido por el EOR, y mantendré el registro de los
antecedentes de este desemperio y los datos utilizados para calcular el mismo. Para evaluar
el desempefio de este servicio se aplicard el siguiente procedimiento por parte de los
OS/OM:

a) En los eventos ocurridos para los cuales actué o debi6 actuar el esquema de
desconexion de carga, deberan calcularse la desconexion de carga efectivamente
realizada y la desconexion teérica que debid realizarse de acuerdo con la magnitud
del evento, utilizando los resultados de los estudios;

b) Si la diferencia entre la magnitud tedrica de la desconexion y la desconexion real es
mayor al cinco por ciento (5%), se considerara que hubo incumplimiento en el
servicio de desconexion de carga y deberd documentar las razones de tal
incumplimiento; y

c) Reportar al EOR el desempefio del esquema de desconexion como parte de los
informes de eventos definidos en este reglamento.

Ante eventos en los que se requiera el servicio de arranque en negro, los OS/OM informaran
al EOR el desempefio del mismo como parte de los informes de eventos definidos en este
Libro.

El incumplimiento por parte de un Agente en la prestacion de los servicios auxiliares
definidos en este Libro, sin causas justificadas y aceptadas por la CRIE como validas, lo
cual pone en riesgo la estabilidad, seguridad y confiabilidad de la operacién del SER, sera
considerado como infraccion y acarrea las sanciones contempladas en el Libro IV del
RMER.

En caso de que a un Agente se le impute un incumplimiento, éste podra aportar al OS/OM
las pruebas pertinentes del desempefio de sus equipos.

wDerechos de Transmisién

Derechos de Transmision en la RTR

Un Derecho de Transmisidn asigna a su Titular un derecho de uso o financiero sobre la Red
de Transmisién Regional por un determinado Periodo de Validez. En la RTR se definen los
siguientes tipos de Derechos Transmision (DT):

a) Derechos Firmes (DF); y
b) Derechos Financieros Punto a Punto (DFPP).

309 Capitulo modificado mediante Resolucién CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
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8.1.2

8.1.3

8.1.4

8.1.5

8.1.6

8.2

8.2.1

8.2.2

8.3

8.3.1

Un DF esta asociado a un CF y es un DT que asigna a su Titular, durante el Periodo de
Validez: a) el derecho pero no la obligacion de inyectar potencia en un nodo de laRTR y a
retirar potencia en otro nodo de la RTR, y b) el derecho a percibir o la obligacion de pagar
una Renta de Congestion segun el resultado del producto de la Energia Declarada o Energia
Requerida Reducida en el predespacho o redespacho Regional del CF asociado a dicho DF,
por la diferencia entre el Precio Nodal de retiro menos el Precio Nodal de inyeccion,
resultantes del predespacho o redespacho Regional.

Un DFPP es un DT que asigna a su Titular el derecho a percibir o la obligacién de pagar
una Renta de Congestion segun el resultado de la diferencia entre el producto del Precio
Nodal de retiro resultante del Predespacho o redespacho Regional por la Potencia de Retiro
del DFPP menos el producto del Precio Nodal de inyeccion resultante del Predespacho o
redespacho Regional por la Potencia de Inyeccién del DFPP. La Potencia de Inyeccion y la
Potencia de Retiro del DFPP son fijas por el Periodo de Validez del DFPP.

La relaciéon entre la Potencia de Inyeccion y la Potencia de Retiro de los DT sera
determinada en el proceso de la Prueba de Factibilidad Simultanea (PFS) de la subasta de
DT que se considera en el mecanismo de asignacion de los DT. La PFS es el proceso
mediante el cual se limita la cantidad de DT a ser adjudicados a no mas que la maxima
cantidad de electricidad equivalente que es fisicamente despachable como inyecciones y
retiros en la red (independientemente de la localizacion fisica de la generacion y la
demanda).

Los titulares de DT pueden ser los Agentes del MER, excepto los Transmisores.

La titularidad de los DT sera determinada por los resultados de los procesos de asignacion
de DT que organice el EOR. Vencidos los plazos por los que se otorgan DT, los mismos
expiraran.

Capacidades Operativas para Derechos de Transmision

La Capacidad Operativa de Transmision para la asignacion de los DT (COTDT) sera
determinada por el EOR de conformidad a lo detallado en el procedimiento establecido al
efecto en el Anexo “R” de este libro.

La COTDT seréa el 100% de la Capacidad Operativa de Transmision entre areas de control
determinada a partir de las méximas capacidades de transferencias de potencia calculadas
por el EOR. Si la capacidad operativa de transmision entre areas de control, es mayor que
la capacidad de importacion de una de ellas, entonces se utilizara el 100% de esta ultima
capacidad.

Mecanismo de Asignacion de los DT

El EOR organizaré los procesos de asignacion de DT conforme lo establecido en este
capitulo, en los cuales considerara el mecanismo de subastas de DT establecido en el anexo
D de este libro. En estas subastas se asignaran a los adjudicatarios de los respectivos DT
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8.3.2

8.3.3

8.34

8.3.5

8.3.6

por periodos de validez mensuales y anuales, de acuerdo a los siguientes criterios: (1) los
DT mensuales tendran un Periodo de Validez de un (1) mes, a partir de primer dia del
respectivo mes; (2) los DT anuales tendran un Periodo de Validez de un (1) afio, divididos
en sub-Periodos de n-meses determinados por el cambio de la formulacion de la PFS. La
CRIE podra autorizar, cuando que se den las condiciones de competencia y liquidez
adecuada, que se asignen DT por periodos de validez distintos, y modificar la frecuencia de
las subastas.

Las subastas se realizaran con una anticipacién de un (1) mes al Periodo de Validez de los
DT que se subasten. En cada ocasion se subastaran en primer término los DT con Periodo
de Validez anual, en el mes que corresponda, y a continuacion los DT con Periodo de
Validez mensual. En esta Ultima subasta de la oferta de DT se descontaran los DT ya
asignados con Periodo de Validez Anual.

La CRIE estableceré los limites a las cantidades a subastar por cada Periodo de Validez, si
considera que no se dan las condiciones de competencia o liquidez adecuadas.

El mecanismo de asignacion de DT, considerara la subasta de la capacidad de transmision
disponible, con las siguientes caracteristicas:

a) Se permitira Unicamente la compra de DT,;

b) Las ofertas de precios para la compra de DT con periodo de validez anual o mensual
deberan ser mayores o iguales a los precios minimos establecidos en este procedimiento,
siempre y cuando se cumpla con i) Los requisitos establecidos en los numerales 8.3.10 y
8.3.11 de este capitulo y, ii) que la suma de las potencias, para compra de DT, realizadas
por mas de dos oferentes, considerando los DT existentes, no superen la COTDT
correspondiente;

¢) Enlos casos que dos o mas ofertas de DT tengan el mismo precio de oferta por unidad
de potencia y los mismos nodos de inyeccion y retiro de la RTR, y la capacidad de
transmision limite la asignacion total de la potencia solicitada de una de estas ofertas, la
asignacion de las potencias de inyeccion y retiro, serd el resultado de distribuir
proporcionalmente, las potencias de inyeccion y retiro totales asignadas por el modelo de
optimizacién, con base en las potencias solicitadas de cada oferta.

Compras de DT

El EOR pondra a disposicion de todos los interesados el listado de los nodos de la RTR
donde se pueden presentar Unicamente solicitudes de compras de DF y DFPP.

Para la incorporacion de cada solicitud de DT aceptada al Programa de Seleccion de
Solicitudes (PSS), el EOR verificara que el precio ofertado sea igual o mayor al respectivo
precio minimo aceptable de ofertas, considerando las excepciones indicadas en el literal b)
del numeral 8.3.4, cuyo valor serd calculado conforme la metodologia de precios minimos
aceptables de ofertas establecida en el numeral 8.6 del presente capitulo.

Cada mes de octubre, el EOR debera publicar las fechas del siguiente afio en las que se
realizaran las asignaciones de:
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8.3.7

8.3.8

8.3.9

8.3.10

a) DF con validez anual. La asignacién se realizara en el mes de diciembre de cada afio.
b) DFy de DFPP con validez mensual. Las asignaciones se realizaran cada mes.

El Agente debera presentar la Solicitud de Compra de DT (SDT) y su documentacién a
través de la pagina web del EOR, a més tardar el segundo dia habil del mes de asignacion
respectivo, en el formato que el EOR establezca para este fin. Las SDT presentadas posterior
a dicho plazo quedaran invalidadas para tramites de asignacion de DT.

Una vez recibida la SDT, el EOR, por medio de su pagina web asignara un comprobante de
recepcion indicando la fecha y hora de recibo de la misma. La fecha y hora correspondera
al tiempo oficial del pais sede del EOR.

En los primeros tres dias habiles del mes previo al mes en que se realizara la asignacion, el
EOR publicara en su sitio web:

a) Convocatoria al proceso de asignacion

b) Formato para presentar la Solicitud de Compra de DT

c) Los nodos de la RTR vigentes al momento de la publicacion en los cuales se podra
solicitar asignacion de DT

d) Los precios nodales proyectados para el célculo de los precios minimos aceptables
de ofertas de los DT con periodo de validez anual y mensual.

e) La Capacidad Operativa de Transmision para la asignacion de DT.

f) El méaximo porcentaje de pérdidas.

g) La proyeccion de precios indicativa del planeamiento operativo.

Requisitos para la presentacion de las SDT
Para SDT de DF:

a) Los agentes interesados en adquirir un DF deberan completar el formato establecido
por el EOR, el cual estara disponible en el sitio web del EOR. La informacion de dicho
formato debe corresponder con el respectivo Registro o autorizacion o certificacion de la
maxima Energia Firme.

b)  Registro o autorizacidon o certificacion de la maxima Energia Firme por parte de los
reguladores nacionales o las Autoridades Nacionales Competentes para determinar Energia
Firme (ANC), del pais donde se ubica la parte vendedora y del pais donde se ubica la parte
compradora. El regulador nacional o la autoridad nacional competente Gnicamente podra
otorgar dicho registro o autorizacion o certificacion, a los agentes autorizados en su pais.
C) El agente que inyecta y el agente que retira deben ser agentes autorizados por el EOR
para realizar transacciones en el MER.

d)  Constitucion de la garantia de la solicitud de compra de DT, la cual para los DF con
periodo de validez mensual debe corresponder al menos al 20% del total del valor de la
oferta de compra de DF y en el caso de los DF con periodo de validez anual debe
corresponder al menos al 10% del total del valor de la oferta de compra de DF. Para este
efecto el solicitante debera adjuntar a su SDT el comprobante de constitucion de la garantia
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8.3.11

8.3.12

8.3.13

y para el caso donde un solo comprobante respalde mas de una SDT, se debera adjuntar
documentacion que detalle del monto de garantia desglosando que respalda a cada SDT

Cuando la potencia de una SDT o la suma de las potencias de las SDT, sustentadas en un
solo registro o autorizacion o certificacién de la maxima Energia Firme, superen dicha
energia, todas estas SDT deberan ser rechazadas

Para SDT de DFPP;

e) Los agentes interesados en adquirir un DFPP deberdn completar el formato
establecido por el EOR, el cual estara disponible en el sitio web del EOR.

f) El agente solicitante debe ser agente autorizado por el EOR para realizar
transacciones en el MER.

g)  Constitucion de la garantia de la solicitud de compra de DT, la cual para los DFPP
con periodo de validez mensual debe corresponder al menos al 20% del total del valor de la
oferta de compra de DFPP. Para este efecto el solicitante deberd adjuntar a su SDT el
comprobante de constitucion de la garantia y para el caso donde un solo comprobante
respalde mas de una SDT, se debera adjuntar documentacion que detalle el monto de
garantia desglosando que respalda a cada SDT.

Los documentos indicados en el literal b) del numeral anterior, deberan presentarse al EOR
en formato digitalizado, los cuales deberan contener al menos la siguiente informacion:

a) Nombre del Agente autorizado para compra o venta de energia

b) Fecha, lugar de emision y periodo de validez del Registro o autorizacién o
certificacion extendida por el regulador nacional o la ANC.

¢) Lamaxima Energia Firme en MWHh, durante el periodo de validez del DF, autorizada
para comprar o0 vender por Periodo de mercado.

d) Nodos de Inyeccién y de Retiro de la RTR asociados al Contrato, detallando los
nombres, los niveles de tension en kV 'y el pais al que pertenecen.

e) Firmay sello del emisor

El EOR dispondra de dos (2) dias habiles, posteriores al plazo para la presentacion de
solicitudes de DT, para verificar el cumplimiento de los requisitos establecidos en el
numeral 8.3.10 de este capitulo, para el requisito del literal (b) del mismo numeral el EOR
debera verificar la validez, en el formato definido por el EOR, de los registros o
autorizaciones o certificaciones con las entidades que los emitieron.

El siguiente dia habil al plazo indicado en el numeral 8.3.12 de este capitulo, el EOR
publicard en su sitio web el listado de las solicitudes aceptadas y de las rechazadas.
Adicionalmente, para las solicitudes rechazadas notificara al solicitante el motivo del
rechazo.

8.4 Proceso de Asignacion de los Derechos de Transmision
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8.4.1

8.4.2

8.4.3

8.4.4

8.4.5

8.4.6

8.4.7

8.4.8

8.4.9

El total de los DT previamente asignados méas los DT que se asignen, independientemente
de la combinacién de los nodos de inyeccién y retiro, no deberan superar la COTDT a la
que se refiere el numeral 8.2 de este capitulo.

La red a utilizar para realizar la asignacion de los DT sera la misma red base, sin considerar
indisponibilidades ni mantenimientos, que se utiliza para el Predespacho Regional del dia
en que se ejecuta el PSS.

Al dia habil siguiente del plazo establecido en el numeral 8.3.12 de este capitulo, el EOR
introducird al PSS las solicitudes de DT aceptadas y publicard los resultados de la
asignacion.

Para el caso de las asignaciones de DT con periodo de validez anual, el monto total anual
de la oferta econémica de compra, sera dividido en 12 montos mensuales iguales y cada
uno de ellos serd considerado de esa forma en el PSS, pudiendo asignarse potencias
diferentes para cada mes.

Para la asignacion de potencia y valorizacion de los DT, se aplicaran los resultados del
programa de seleccion de solicitudes de DT, conforme la formulacion matematica
establecida en el anexo D del presente libro.

Para las asignaciones de los DT, solamente se considerara el estado base sin contingencias,
en la aplicacién del PSS conforme lo establecido en el anexo D del presente libro, en virtud
que el célculo de las maximas transferencias de potencia entre areas de control ya considera
los distintos tipos de contingencias.

Dentro de un plazo de un (1) dia habil después de publicados los resultados de la asignacion,
cualquier solicitante podra impugnar el proceso si se cumple alguna de las siguientes
condiciones: (i) el Programa de Seleccidn de Solicitudes se ejecutd con datos distintos a los
informados por el EOR en el momento de convocatoria a presentacion de solicitudes; y (ii)
no se cargaron correctamente los datos de su solicitud.

Las impugnaciones seran dirigidas al EOR, quien resolvera en definitiva sobre la validez de
la asignacion en un plazo de un (1) dia habil. En caso que la asignacion sea considerada no
valida, el EOR debera realizar nuevamente la asignacion el dia habil siguiente, manteniendo
toda la informacion presentada para la asignacion impugnada y corrigiendo los errores
detectados.

Vencido el plazo para presentar impugnaciones al proceso de asignacion ante el EOR y no
habiéndose presentado ninguna o habiéndose resuelto las impugnaciones, el EOR debera
realizar la asignacion definitiva de los DT con su periodo de validez y publicar los
resultados, en caso los resultados sean distintos

El EOR mantendra en su sitio web un registro historico de las SDT recibidas, aceptadas y
rechazadas, asi como de los DT asignados.
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8.5

8.5.1

8.5.2

8.5.3

8.5.4

8.55

8.5.6

Forma de Pago

El agente adjudicatario de DT con periodo de validez mensual, contara con cinco (5) dias
habiles posteriores al envio de la facturacion del DT, por medios electrénicos, indicado en
el numeral 8.8.1, para realizar el pago respectivo.

El agente adjudicatario de DT con periodo de validez anual, podra realizar el pago
respectivo en cuotas, segun los resultados propios del modelo de optimizacion de las
asignaciones de cada mes, como maximo a los cinco (5) dias habiles después del envio de
la facturacion del DT, por medios electronicos, indicado en el numeral 8.8.1 u
opcionalmente y con previo aviso al EOR, pagar el monto total a méas tardar el quinto dia
habil después del envio de la facturacion del DT, por medios electrénicos, indicado en el
numeral 8.8.1, no siendo en este Ultimo caso necesario la presentacion de la garantia de
debido cumplimiento.

Los adjudicatarios de DT con periodo de validez anual deberan presentar garantias de
debido cumplimiento por los montos adeudados del valor total del DT, en un plazo de seis
(6) dias habiles posteriores a la publicacién de la Conciliacién de los DT establecida en el
numeral 8.7 de este capitulo, salvo el adjudicatario del DT decida pagar el total del DT
asignado.

Si el agente adjudicatario no realiza el pago del DT asignado conforme se indica en los
numerales 8.5.1 y 8.5.2 asi como la garantia indicada en el parrafo anterior, el EOR
procedera con la ejecucion de la garantia de la solicitud de compra de DT y anulara la
asignacion de los DT que incumplan el pago, notificando a la CRIE de tal situacion. La
publicacién de los DT adjudicados se actualizara indicando la anulacién de los derechos
asignados y el motivo.

Las garantias de mantenimiento de la oferta, tanto para asignaciones con periodos de validez
mensual o anual, serdn devueltas después de la liquidacion de los DT. En caso de periodo
de validez anual con pagos en cuotas mensuales, la devolucion de las garantias de
mantenimiento de la oferta serd contra la entrega de la garantia de debido cumplimiento
segun corresponda.

El importe de la ejecucidn de la garantia de la solicitud de compra de DT formara parte de
los ingresos del EOR.

El Agente que incumpla el pago por una asignacion de DT y solicite DT en convocatorias
posteriores, debera presentar garantias por el 100% del total del valor de la oferta de compra
de DT.

En caso de incumplimiento del pago, por parte de un agente, de una cuota de DF con periodo
de validez anual, el EOR o la entidad financiera que éste designe para la administracion de
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los recursos, procedera a hacer efectiva la garantia de debido cumplimiento constituida por
dicho agente y las aplicara al pago de la cuota no pagada y del resto de cuotas faltantes.

8.6 Metodologia de Calculo de Precios Minimos Aceptables de Ofertas
para DT

8.6.1 El célculo de los Precios Minimos aceptables de ofertas para la asignacion de los DT, sera
realizado por el EOR, tomando en cuenta una proyeccién estadistica del promedio mensual
de los precios nodales de la RTR, con base en los precios ex ante histéricos del predespacho
regional de los tres afios anteriores a realizar las correspondientes convocatorias de
asignacion de DT. Esta base de datos estard disponible en el sitio web del EOR. La
metodologia para la proyeccion estadistica se encuentra definida en el Anexo “Q”
“METODO DE MEDIAS MOVILES” del presente Libro.

Las series de datos se definirdn como el promedio mensual del precio para cada nodo de la
RTR, para cada mes de los Gltimos tres (3) afios.

Se aplicara una proyeccion por series de tiempo, para obtener la proyeccion para cada nodo
de la RTR para el periodo de validez de los DT a asignar.

En los casos que un nodo de la RTR no tenga informacidn histérica en un mes en particular,
se utilizara el precio nodal promedio mensual del nodo que posea precio historico y que esté
vinculado a través del elemento con la menor impedancia.

319Previo a aplicar el método de medias méviles, el EOR debera realizar una verificacion de
las series historicas de datos, de tal forma que se descarten de dichas series, todos los valores
de precios ex ante que cumplan con: a) hayan presentado una condicién de aislamiento de
una o mas areas de control en un periodo de mercado determinado; o, b) No sean resultado
de una condicién de congestién en el MER, es decir que los flujos de potencia resultantes
de los procesos de predespacho o redespacho regional, sean menores que los valores de las
restricciones de transmision modeladas en dichos procesos.

8.6.2 Los Precios Minimos aceptables de ofertas para la compra de los DT, seran definidos en
dolares de los Estados Unidos de América (US$) mediante la siguiente férmula:

Precio_Minimo_de_la_oferta de Precio_del_DT=
[(MWr)(PNr)—(MWi)(PNi)][NPer], para todo [(MWr)(PNr)—(MWi)(PNi)] >0

Precio_Minimo_de_la_oferta de Precio_del DT =0,
Si [(MWr)(PNr)—(MWi)(PNi)]<=0

Donde:

310 Modificado mediante Resolucion CRIE-72-2020 del 21 de diciembre de 2020.
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8.6.3

8.7

8.7.1

8.7.2

8.7.3

Precio_Minimo_de_la_oferta de Precio_del_DT = Precio Minimo

[13%4]

aceptable de ofertas en US$ aplicable a una compra de DT con nodo de inyeccion “i” y
nodo de retiro “r”.

MWi= Potencia de Inyeccién
MWTr= Potencia de Retiro
MWi=MWr

PNr= Precio nodal proyectado para el periodo de validez del DT, correspondiente al
nodo de retiro “r” en US$/MWh, calculados y publicados por el EOR.

PNi= Precio nodal proyectado para el periodo de validez del DT correspondiente al
nodo de inyeccion “i” en US$/MWh, calculados y publicados por el EOR.

NPer = Namero de horas del periodo de validez del DT.

El valor del Precio Minimo aceptable de ofertas sera la sumatoria de todos los valores
mensuales calculados con la férmula anterior y comprendido en el periodo
correspondiente.

Para evitar errores numéricos, en los casos que la oferta de un DT sea cero se modelara
con un valor inferior a 1x10E-3, que sera definido por el EOR y se asignara a una
constante en el mecanismo de asignacion de los DT.

Semestralmente el EOR y la CRIE revisaran la metodologia de calculo de los Precios
Minimos aceptables para las ofertas de compra de DT.

Conciliacion de los Derechos de Transmision

El EOR publicaréa en su sitio web la conciliacion de cada asignacién de DT, el siguiente dia
habil posterior a la adjudicacion de los DT, conforme lo establecido en el numeral 8.4.8 de
este capitulo. En base a la conciliacién se emitiran y liquidaran los documentos de cobro de
los agentes que resulten con cargos. La conciliacion contendra los cargos aplicados a los
agentes no transmisores, por la asignacion de DT y el monto total de Ingresos por Venta de
Derechos de Transmision (IVDT)

Con base en la informacion resultante de la conciliacion de las asignaciones de DT, el EOR
elaborara mensualmente el Documento de Transacciones Econdmicas Regionales de DT
(DTER-DT). El EOR publicara este documento en su sitio web, el segundo dia habil del
mes siguiente.

$11para los casos cuando el EOR aplique reducciones a la Energia Requerida del CF
asociado a los DF, durante el predespacho o redespacho regional, y la Renta de Congestion

311 Modificado mediante Resolucion CRIE-72-2020 del 21 de diciembre de 2020.
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8.8

8.8.1

de dichos DF no resulte como cargo al agente Titular del DF, dicho agente sera acreedor de
un reintegro econdmico, calculado a partir del monto asignado a pagar por el DF (PDF) en
el mes afectado, resultante del modelo de optimizacion conforme lo establecido en el
numeral 8.5.2, segln la siguiente formula.

Rprmes = ~_DFmes ] [ I;=1(M WERcpp, — M WRRCF,h)]

MW pFmes*NPermes

Donde:

Rpr mes= Reintegro de DF en US$ para un mes especifico.

PDF pp mes= Pago como cargo en US$ por la compra de DF para un mes especifico.
MW b mes= Potencia en MW asignada al DT para un mes especifico.

MWERcr, = Energia Requerida del CF en el predespacho o redespacho regional,
asociado al DF para el periodo de mercado “h” en el mes.

NPer,,..= Nimero de periodos de mercado del mes.

MWRRf), = Energia Requerida reducida del CF en el predespacho o redespacho
regional, asociado al DF para el periodo de mercado “h” en el mes.

h = indice de periodos de mercado del mes en los que se cumpla que la MWRR(p, €5
mayor o igual que cero, es decir que exista Energia Requerida reducida del CF.

H = Total de periodos de mercado del mes en los que se cumpla que la MWRRcp p, €S
mayor o igual que cero, es decir que exista Energia Requerida reducida del CF.

Los fondos necesarios para realizar los reintegros antes indicados seran debitados de la
Cuenta General de Compensacion (CGC).

Documentaciéon de Cobro y Pago de los Derechos de Transmision

Para cada asignacion de DT, el EOR emitira los documentos de cobro de los agentes que
resulten deudores, el dia habil siguiente a la publicacion de los resultados de la conciliacion
de la misma y los enviara en formato digital a los Agentes. El envio de los documentos en
forma fisica se realizard el dia habil posterior a la liquidacion.

Para las asignaciones de DT con periodo de validez anual y en los casos en que los Agentes
adjudicatarios de Derechos de Transmision decidan realizar el pago en cuotas, el EOR
emitird a solicitud del adjudicatario de DT, el primer dia habil de cada mes, los documentos
de cobro/pago que corresponden para realizar el pago de cada cuota.
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8.8.2

8.9

8.9.1

8.10

8.10.1

8.10.2

8.11

8.11.1

8.12

8.12.1

8.12.2

8.12.3

El no pago de los documentos de cobro en las fechas establecidas en este procedimiento,
generard intereses por mora conforme el numeral 2.7.12 del Libro Il del RMER. Los
intereses por mora recolectados seran distribuidos proporcionalmente entre los agentes que
no recibieron el pago asociado en las fechas establecidas.

Liquidacion de los Derechos de Transmision

La verificacion de fondos y liquidacion de los DT, se realizard a mas tardar el segundo dia
habil siguiente al plazo establecido en los numerales 8.5.1 y 8.5.2 de este capitulo. La
liquidacion seré realizada por el EOR en funcion de los fondos recolectados.

Garantias asociadas a los Derechos de Transmisiéon

La Garantia de Mantenimiento de Solicitudes de compra de DT mensuales y anuales, asi
como la Garantia de Debido Cumplimiento asociada al pago de DT anuales seran
constituidas con las caracteristicas y tipos establecidos en los numerales 1.9.2.2 'y 1.9.2.3
del Libro Il del RMER.

La asignacion de los intereses financieros producto de los depdsitos o garantias en efectivo
seran tratados segun lo establecido en el numeral 2.9.3.9 del Libro Il del RMER.

Certificados de Titularidad de Derechos de Transmision

El dia habil posterior a la liquidacién, el EOR remitira a los agentes adjudicatarios los
Certificados de Titularidad de DT.

Prueba de Factibilidad Simultanea (PFS)

La PFS debera realizarse sobre la base de lo establecido en el anexo D de este Libro y
deberan incluir como minimo todas las lineas de transmision de la RTR, considerando como
parte de las mismas los transformadores y compensadores en serie.

El EOR podréa proponer modificaciones en la PFS a fin de aumentar la precision de la
misma. Con tales efectos realizara los estudios que demuestren la conveniencia del cambio,
asi como una evaluacion de los resultados del nuevo método propuesto. Con esta
informacion presentara un informe a la CRIE con una justificacion de las razones del
cambio propuesto y las recomendaciones sobre el nuevo método. También deberd incluir el
presupuesto de los costos necesarios para implementar la reforma.

La CRIE evaluara la propuesta de modificacion presentada por el EOR, y los pondra a
consulta de los Reguladores Nacionales. En un plazo de cuarenta y cinco (45) dias debera
dar una respuesta. En caso de aceptar la propuesta del EOR, la CRIE debera tomar las
medidas para que los costos necesarios para implementar la modificacion fueren
incorporados al presupuesto del EOR.
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8.12.4 Laimplementacion de la nueva PFS se programara con una anticipacién menor a doce (12)
meses de cada asignacion.

8.13 Control de Poder de Mercado

8.13.1 LaCRIE vigilara el proceso de ofertas de compra y venta de Derechos de Transmision, los
procesos de asignacion de los DT, asi como la utilizacion de los Derechos de Transmision.
En especial vigilara la adquisicion de los DT por parte de los Agentes ubicados en zonas 0
conjuntos de nodos que sean importadoras y exportadoras en forma continua.

8.13.2 En caso de detectar indicios de abuso de poder de mercado, la CRIE realizard un
procedimiento de investigacion considerando lo establecido en el numeral 1.5 del Libro IV
del RMER.

9. Régimen Tarifario de laRTR

9.1 s3Criterios Generales

9.1.1 EIl Régimen Tarifario de la RTR, de acuerdo a lo establecido en el articulo 14 del Tratado
Marco del Mercado Eléctrico de América Central se compone de:

a) El Ingreso Autorizado Regional que recibira cada Agente Transmisor;

b) Las tarifas o Cargos Regionales de Transmisidn que pagaran los Agentes, excepto
Transmisores; y

c) Los procesos de conciliacion, facturacion y liquidacion de los Cargos Regionales
de Transmision.

9.2 sslngresos Autorizados Regionales a los Agentes Transmisores

9.2.1 El Ingreso Autorizado Regional, para un determinado afio, de cada Agente Transmisor sera
la suma de los Ingresos Autorizados Regionales de cada una de sus instalaciones en

312 Comunicado de clarificacion del 11 de abril de 2019: “Aclarar que lo dispuesto en el resuelve QUINTO de
la resolucién CRIE-06-2017, adicionado mediante resolucién CRIE-17-2017, sustituye en cuanto al capitulo 9
del Libro Ill del RMER Unicamente lo dispuesto en los humerales 9.3 denominado “Cargos Regionales de
Transmision” y 9.4 denominado “Método de Reasignacion del Cargo por Peaje y del Cargo Complementario”,
ya que el alcance de lo dispuesto en la metodologia a la que hacen referencia dichas resoluciones trata sobre
los cargos regionales de transmisién aplicables a los agentes no transmisores; mas no asi lo establecido en
los numerales 9.1y 9.2 del Libro 111 del RMER que se refieren a generalidades y a los ingresos de los agentes
transmisores, los cuales forman parte de la regulacion regional vigente”.

313 Comunicado de clarificacion del 11 de abril de 2019: “Aclarar que lo dispuesto en el resuelve QUINTO de
la resoluciéon CRIE-06-2017, adicionado mediante resolucion CRIE-17-2017, sustituye en cuanto al capitulo 9
del Libro Ill del RMER Unicamente lo dispuesto en los numerales 9.3 denominado “Cargos Regionales de
Transmision” y 9.4 denominado “Método de Reasignacion del Cargo por Peaje y del Cargo Complementario”,
ya que el alcance de lo dispuesto en la metodologia a la que hacen referencia dichas resoluciones trata sobre
los cargos regionales de transmision aplicables a los agentes no transmisores; mas no asi lo establecido en
los numerales 9.1y 9.2 del Libro 111 del RMER que se refieren a generalidades y a los ingresos de los agentes
transmisores, los cuales forman parte de la regulacion regional vigente”.
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9.2.2

operacion comercial. Los Ingresos Autorizados Regionales se calcularan segun los
siguientes criterios:

a)

b)

d)

Para las instalaciones del primer sistema de transmision regional (la Linea SIEPAC),
cuyas instalaciones son propiedad de la EPR, el Ingreso Autorizado Regional serd
establecido en el Anexo I;

Para las instalaciones de las Ampliaciones Planificadas, el Ingreso Autorizado
Regional serd el Canon resultante de una licitacion publica internacional mas el VEI.
El Canon retribuird la inversion, administracion, operacién y mantenimiento, los
impuestos, la rentabilidad y cualquier otro gasto asociado a la Ampliacion Planificada;

Para las instalaciones existentes y Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional
Parcial que pertenezcan a la RTR, los Ingresos Autorizados Regionales solo incluiran
el Valor Esperado por Indisponibilidad; y

Para las Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial, el Ingreso
Autorizado Regional serd aprobado por la CRIE, de acuerdo con los siguientes
criterios:

i. Si el Iniciador realiz6 una licitacién publica internacional para contratar la
construccion, mantenimiento y operacion de la Ampliacion Regional con
Beneficio Regional Parcial, el Ingreso Autorizado Regional se calculara como un
porcentaje del Canon mas el VELI. EI Canon retribuira la inversion, administracion,
operacion y mantenimiento, los impuestos, la rentabilidad y cualquier otro gasto
asociado a la Ampliacién Regional con Beneficio Regional Parcial.

ii. Si la Ampliacion Regional con Beneficio Regional Parcial es realizada por el
Iniciador en forma privada, el Ingreso Autorizado Regional se calculard como un
porcentaje del Costo Estdndar Anual de la instalacion, determinado segin se
establece en el Numeral 9.2.3 més el VEI. El célculo del Costo Estandar Anual
sera realizado por el EOR de acuerdo a lo previsto en el literal a) del Numeral
11.3.7.

iii. El porcentaje mencionado en los dos parrafos anteriores seré igual a la relacion
entre el Beneficio Social Total (BST) menos el Beneficio Privado del Iniciador
(BPI), dividido por el Beneficio Social Total:

Porcentaje = [(BST — BPI)/BST] * 100 %

El Costo Estandar de una instalacion se calculara de la siguiente forma:

a)

b)

Los costos seran calculados usando como activos las instalaciones econdmicamente
adaptadas, valorizadas con los Costos Unitarios Estandar.

Se supondra un cronograma de construccion no mayor a dos (2) afios, distribuyéndose
sobre el mismo, cada afio en partes iguales, los costos de construccion calculados en el
numeral anterior.

El Costo Estandar serd igual al valor presente neto de las inversiones distribuidas a lo
largo del cronograma de construccion, calculado usando la tasa de descuento fijada por
la CRIE para las tareas de planeamiento que realiza el EOR; y
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d) Una vez fijado el Costo Estandar de una instalacion, éste podrd modificarse sélo por
cambio en los Costos Unitarios Estandar, los cuales seran revisados anualmente por la
CRIE; o en caso que la CRIE modifique la tasa de descuento.

9.2.3 El célculo del Costo Estandar Anual de una instalacion, tendré los siguientes componentes:

a) El Costo Estandar, calculado segun se establece en el Numeral 9.2.2 multiplicado por
el Factor de Recuperacion de Capital, calculando dicho factor con la tasa de descuento
especificada por la CRIE para las actividades de planeamiento que realiza el EOR y
con la vida util de cada tipo de instalacion, también especificada por la CRIE. Este
componente serd cero una vez que se haya completado el periodo de amortizacion de
cada instalacion. El periodo de amortizacion de una instalacion se contara a partir del
momento del inicio de su operacion comercial®**. La informacion sobre las fechas de
inicio de la operacion comercial debe ser comunicada al EOR por el Agente Transmisor
propietario de las instalaciones y confirmada por escrito por el respectivo OS/OM; y

b) Los costos eficientes de administracion, operacion y mantenimiento que seran
establecidos por la CRIE como un porcentaje del Costo Estandar de cada instalacién.
Los costos reconocidos de administracion, operacion y mantenimiento corresponderan
a valores de Empresas Eficientemente Operadas que seran seleccionadas por la CRIE.
Para elaborar esta lista tomara como punto de referenciael de empresas de transmision
de la region.

9.24 Al Ingreso Autorizado Regional de las Ampliaciones Planificadas y las Ampliaciones
Regionales con Beneficio Regional Parcial, cuyos titulares no sean empresas de
transmision regional, se le haran descuentos cuando se las requiera para prestar servicios
o desarrollar actividades no reguladas por este Reglamento, cuando su Regulacién Nacional
se lo permita, con las siguientes consideraciones:

a) Descuento por uso directo de instalaciones: Cuando el Agente Transmisor realice
actividades distintas a la de transmisién de energia eléctrica, por si mismo o por
terceros, utilizando instalaciones o equipos, que estan siendo remunerados a través del
Ingreso Autorizado Regional, el descuento serd igual a un porcentaje del costo de la
instalacion que es usada para las actividades no reguladas. A fin de determinar este
porcentaje, la CRIE contratara, a costo del Agente Transmisor, una firma consultora
que audite este uso y determine cudles son las instalaciones necesarias para prestar el
servicio no regulado. El costo de la instalacién usada para las actividades no reguladas
se calculard usando los Costos Unitarios Estandar. En caso de que el Agente
Transmisor no solicite incluir en el IAR el costo de instalaciones o equipos utilizados
para vender servicios destinados a actividades no reguladas, no se efectuara descuento
por dicho costo;

b) Descuento por soporte fisico: Ademas del descuento a que se refiere el numeral
anterior, cuando el Agente Transmisor use o permita el uso como soporte fisico las
instalaciones o equipos que estan siendo remuneradas a través del Ingreso Autorizado
Regional para la realizacion de actividades distintas a la transmision de energia
eléctrica, por si mismo o por terceros, el descuento sera definido por la CRIE;

c) Enningun caso el Ingreso Autorizado Regional podré ser inferior a cero; y

d) La CRIE emitira una Resolucion donde se detalle el método para la determinacion de
estos descuentos.

314 Mediante Resolucion NP-06-2011 del 17 noviembre de 2011, se definié el criterio de inicio de operacion
comercial de una instalacion.
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9.25

9.2.6

9.2.7

9.3
9.3.1

9.3.2

Para Linea SIEPAC, cuyo titular es una Empresa de transmisién Regional, y para las
Ampliaciones Planificadas y las Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial,
cuyos titulares sean Empresas de transmisioén Regional, no esta permitido desarrollar otras
actividades diferentes a la actividad de transmision de energia eléctrica de acuerdo al
Articulo 13 del Tratado Marco. Sin embargo, si el Agente Transmisor titular permite a
terceros el uso o la utilizacion como soporte fisico de instalaciones o equipos, que estan
siendo remuneradas a través del Ingreso Autorizado Regional, para el desarrollo de
actividades distintas a la de transmisidn de energia eléctrica, se le hard un descuento al
Ingreso Autorizado Regional que seré definido por la CRIE y en ningln caso el Ingreso
Autorizado Regional podra ser inferior a cero.

Cumplido el Periodo de Amortizacion de la Linea SIEPAC, Ampliaciones Planificadas y
Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial, su Ingreso Autorizado Regional
solo considerara: (1) los costos eficientes de administracion, operacion y mantenimiento,
(2) el Valor Esperado por Indisponibilidad, con los criterios establecidos en el Capitulo 6,
(3) los tributos que pudieran corresponderle y (4) una rentabilidad regulada de acuerdo a la
metodologia de calculo que autorice la CRIE.

Para la Linea SIEPAC, Ampliaciones Planificadas y Ampliaciones Regionales con
Beneficio Regional Parcial, la CRIE podra reconocer en el IAR, el costo de inversion de
las instalaciones de maniobra, control, comunicaciones y proteccion que se hayan renovado
0 que deban ser renovadas, para permitir la operacién confiable de la instalacion, de
acuerdo con los criterios establecidos en el Numeral 9.2.3.

#sCargos Regionales de Transmision

Las Tarifas o Cargos Regionales de Transmision son el Cargo Variable de Transmision
(CVT), el Peaje y el Cargo Complementario. EI CVT es pagado implicitamente en el
Mercado de Oportunidad Regional o explicitamente en el Mercado de Contratos Regional.
El Peaje y el Cargo Complementario conforman el Cargo por Uso de la RTR (CURTR).

A los efectos del calculo del CURTR, el EOR determinara el Ingreso a Recolectar para cada
instalacion en cada semestre de la siguiente forma:

a) El Ingreso a Recolectar para cada instalacion y para cada semestre se calcula como
el Ingreso Autorizado Regional (IAR) dividido entre dos, mas el saldo de la
Subcuenta de Compensacion de Faltantes de la instalacion (SCF), menos el saldo
de la Subcuenta de Compensacion de Excedentes de la instalacion (SCE), menos
los ingresos netos semestrales estimados por Cargos Variables de Transmision
(CVTn) y menos los Ingresos por Venta de Derechos de Transmision (IVDT).

IR = IAR/2 + (SCF-SCE) - CVTn — IVDT

315 Comunicado de clarificacion del 11 de abril de 2019: “Aclarar que lo dispuesto en el resuelve QUINTO de
la resoluciéon CRIE-06-2017, adicionado mediante resolucion CRIE-17-2017, sustituye en cuanto al capitulo 9
del Libro Ill del RMER Unicamente lo dispuesto en los numerales 9.3 denominado “Cargos Regionales de
Transmision” y 9.4 denominado “Método de Reasignacion del Cargo por Peaje y del Cargo Complementario”,
ya que el alcance de lo dispuesto en la metodologia a la que hacen referencia dichas resoluciones trata sobre
los cargos regionales de transmision aplicables a los agentes no transmisores; mas no asi lo establecido en
los numerales 9.1y 9.2 del Libro 111 del RMER que se refieren a generalidades y a los ingresos de los agentes
transmisores, los cuales forman parte de la regulacion regional vigente”.
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9.3.3

9.34

9.35

9.3.6

9.3.7

Donde:
CVTn = CVT — Pagos a titulares de los DT

b) EIl EOR proyectara los ingresos que la instalacion debe recibir ese semestre en
concepto de CVTn, descontando de los CVT los pagos que correspondan a Titulares
de DT asociados a esa instalacion. Esta estimacion serd realizada con un
procedimiento que elaborara el EOR y aprobaré la CRIE. EIl procedimiento se debe
basar en datos historicos del predespacho del semestre correspondiente del afio
anterior. Para el célculo del monto que corresponde descontar por pagos previstos
a Titulares de DT se utilizara la metodologia descrita en el Capitulo D9 del Anexo
D.

c) ElIngreso por Venta de Derechos de Transmision (IVDT) son aquellos montos que
debe recibir el Agente Transmisor por cada instalacion, de acuerdo a los resultados
de la subasta de Derechos de Transmisiéon (DT) usando el mecanismo descrito en
D7 del Anexo D y la forma de pago acordada.

d) Si el Ingreso a Recolectar resultara negativo, se le asignard el valor cero,
considerando que el estimado de los CVTn menos el saldo de la Subcuenta de
Compensacion de Faltantes (SCF), mas el saldo de la Subcuenta de Compensacion
de Excedentes (SCE), méas el IVDT es suficiente para remunerar el IAR semestral.

Los Cargos por Uso de la RTR (CURTR) seran pagados por los Agentes, exceptuando
Transmisores, y permitiran recaudar la totalidad del Ingreso a Recolectar.

Para efectos del calculo del CURTR y los CVT, el flujo neto de energia en un elemento de
la RTR se obtendra mediante la superposicion de los flujos causados por la transaccién
global de cada mercado nacional y de los flujos causados por la transaccion global del
MER. La transaccion global de un mercado es aquella formada por todas las inyecciones y
retiros de dicho mercado.

Las inyecciones, retiros y flujos utilizados para los célculos del CURTR estaran basados en
informacidn historica de los predespachos, para estados de carga seleccionados del tltimo
afio de operacion, descritos en el numeral siguiente. Los CURTR resultantes para cada
semestre seran el promedio ponderado de los cargos calculados para todos los estados de
carga analizados en este periodo, segln se describe en el Anexo E de este Libro.

Los estados de carga mencionados en el numeral anterior corresponderan inicialmente a las
horas 03:00, 11:00 y 19:00 de: (1) un dia habil, el segundo miércoles de cada mes; (2) el
segundo s&bado; y (3) el segundo domingo de cada mes. Si el segundo miércoles es un
feriado en uno o mas Paises Miembros, se usaran los valores correspondientes al siguiente
dia habil que no sea un feriado en ninguno de los Paises Miembros.

La definicion de estados podra ser modificada por el EOR, para lo cual deberé solicitar la
aprobacion de la CRIE. El EOR, con la autorizacion de la CRIE, podrd implementar un
proceso de seleccién aleatoria de los dias de los cuales se seleccionaran los estados de carga
representativos y en condiciones normales de operacién, debiéndose mantener que se elija
para cada mes un dia habil, un sabado y un domingo. Este procedimiento deber ser
transparente, permitiendo la verificacion por parte de los Agentes de la seleccion aleatoria
de los dias a considerarse.
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9.3.8

9.3.9

9.3.10

El Cargo por Peaje se calcula en funcidn del uso de las instalaciones de la RTR. El célculo
de este cargo se basa en los siguientes pasos:

a)

b)

d)

Célculo del Peaje para cada elemento de la RTR. El Peaje serd igual al Ingreso a
Recolectar multiplicado por la relacion entre el flujo neto en el elemento y su
Capacidad Operativa de Transmision.

Asignacion a latransaccion global de cada Mercado Nacional y a la transaccion global
del MER, de la responsabilidad del pago por Peaje en cada elemento de la RTR en
funcidn de su uso de acuerdo al componente R1 de la Metodologia de Flujo Dominante
(MFD) descrita en el Anexo E de este Libro. La asignacion del Cargo por Peaje a cada
transaccién global se hara de acuerdo a la fraccion de uso del elemento en sentido del
flujo neto que se determina de la siguiente manera:

i. Cero, si el flujo asociado a la transaccion global tiene sentido contrario al flujo
neto en el elemento, o en caso contrario;

ii. Laproporcion entre el flujo asociado a la transaccidn global y el total de los flujos
en el mismo sentido del flujo neto.

Asignacion del Cargo por Peaje a las inyecciones y retiros al MER que se realiza con
el Método de Participaciones Medias (MEPAM), tal como se describe en el Anexo F
de este Libro.

La asignaciéon del Cargo por Peaje a las inyecciones y retiros de los Mercados
Nacionales se realiza con el método descrito en el Anexo F de este Libro.

El Cargo Complementario es la parte de los Ingresos a Recolectar que no son recuperados
a través del Cargo por Peaje. El calculo de este cargo se basa en los siguientes pasos:

a)

b)

Célculo del Cargo Complementario para cada elemento de la RTR. El Cargo
Complementario sera igual al Ingreso a Recolectar multiplicado por la diferencia de la
Capacidad Operativa de Transmisién menos el flujo neto, dividido entre la Capacidad
Operativa de Transmision;

Asignacion a la transaccion global de cada Mercado Nacional y a la transaccion global
MER, de la responsabilidad del pago del Cargo Complementario de cada elemento de
la RTR en funcidn de su uso de acuerdo al componente R2 de la Metodologia de Flujo
Dominante (MFD) descrita en el Anexo E de este Libro. La asignacion del Cargo
Complementario a cada transaccion global se hara de acuerdo a la relacién entre su
flujo asociado (sin importar el sentido del flujo neto en el elemento) y el total de flujos
(suma de los valores absolutos de todos los flujos en el elemento); y

Asignacion del Cargo Complementario a las inyecciones y retiros al MER que se
realiza con el Método de Participaciones Medias (MEPAM), tal como se describe en
el Anexo F de este Libro. La asignacion del Cargo Complementario a las inyecciones
y retiros de los Mercados Nacionales se realiza con el método descrito en el Anexo F
de este Libro.

Los CURTR serédn calculados para los Agentes que inyectan y Agentes que retiran, y
sumados por pais de la siguiente forma:

a)

Del proceso de calculo que resulta de aplicar los métodos que se describen en el Anexo
F de este Libro, se produce la siguiente informacion:
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b)

i.  Monto que el retiro del MER en el nodo "i"" del pais "p" debe pagar en concepto
de Peaje (PERMpi) y Cargo Complementario (CCRMpi);

ii. Monto que lainyeccion al MER en el nodo "i" del pais "p" debe pagar en concepto
de Peaje (PEIMpi) y Cargo Complementario (CCIMpi);

iii. Monto que el retiro del Mercado Eléctrico Nacional (MEN) en el nodo "k" del
pais "p" debe pagar en concepto de Peaje (PERNpK) y Cargo Complementario
(CCRNpK);

iv. Monto que la inyeccion al MEN en el nodo "k" del pais "p" debe pagar en
concepto de Peaje (PEINpK) y Cargo Complementario (CCINpk).

El CURTR para los Agentes que retiran de un pais “p” se calculara como:

CURTRCp= {=i (PERMpi + CCRMpi) + =k (PERNpk + CCRNpK)} / =¢ Zj Rcj

Donde:

[T3: 1)
1

PERMpi es el Peaje de los Retiros del MER para el pais “p” en el nodo

CCRMpi es el Cargo Complementario de los Retiros del MER para el pais “p” en
el nodo “1”

PERNpKk es el Peaje de los Retiros del Mercado Nacional para el pais “p” en el nodo

[13% 1)

1

CCRNpk es el Cargo Complementario de los Retiros del Mercado Nacional para el

[T} 31
1

pais “p” en el nodo

Rcj es el retiro proyectado, en MWh, del Agente que retira “c” del pais “p” para los

(1343

meses “j” del semestre para el cual se calcula el CURTRCp; y

El CURTR para los Agentes que inyectan de un pais “p” se calculara como:

CURTRGp = {Zi (PEIMpi + CCIMpi) + =k (PEINpk + CCINpk)} /=g 3j Igj

Donde:

(14

PEIMpi es el Peaje de las Inyecciones del MER para el pais “p” en el nodo

73t
1

[T 2]

CCIMpi es el Cargo Complementario de las Inyecciones del MER para el pais “p” en

173+

el nodo “i

PEINpK es el Peaje de las Inyecciones del Mercado Nacional para el pais “p” en el

[13%3)

nodo “i

CCINpk es el Cargo Complementario de las Inyecciones del Mercado Nacional para

[{3% 2] 17341

el pais “p” en el nodo “i
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9.3.11

9.3.12

9.3.13

9.3.14

9.4

941

9.4.2

[YPt] €C_.9

Igj es la inyeccion proyectada, en MWh, del Agente que inyecta “g” del pais “p” para
los meses “j” del semestre para el cual se calculan los CURTRGp.

El EOR calculara la inyeccion proyectada como el promedio semestral de la generacion
neta inyectada, expresada en MWh, de los ultimos 3 afios, correspondiente a los periodos
entre el 1° de enero y el 30 de junio, y entre el 1° de julio y el 31 de diciembre. En caso de
unidades generadoras con registros menores a tres (3) afios, se utilizara la generacion
historica de los meses transcurridos desde la puesta en servicio comercial hasta el fin del
semestre anterior a la fecha de célculo de los CURTR.

El EOR calcularé el retiro proyectado como el promedio semestral de retiros, expresado en
MWh, de los ultimos 3 afos, correspondiente a los periodos entre el 1° de enero y el 30 de
junio, y entre el 1° de julio y el 31 de diciembre. En caso de demandas con registros
menores a tres (3) afios, se utilizar la demanda historica de los meses transcurridos desde
la puesta en servicio comercial hasta el fin del semestre anterior a la fecha de calculo de
los CURTR.

Los Agentes que retiran de cada Pais “p” deberan pagar mensualmente el CURTR igual a
la tarifa CURTRC, (US$/MWh) por cada MWh de su demanda correspondiente a cada
mes del semestre para el cual este cargo esta vigente.

Los Agentes que inyectan de cada Pais “p” deberan pagar mensualmente el CURTR igual
a la tarifa CURTRG, por cada MWh de generacion correspondiente a cada mes del
semestre para el cual este cargo esta vigente.

asMetodo de Reasignacion del Cargo por Peaje y del Cargo
Complementario

El OS/OM de cada Pais, en representacion de los Agentes que inyectan y Agentes que
retiran, podra pagar al EOR los montos que resultan de aplicar los criterios establecidos en
los Numerales 9.3.13 y 9.3.14.Los Agentes que inyectan y Agentes que retiran de cada Pais
deberan presentar garantias de pago por estos montos.

La CRIE y el regulador de cada Pais velaran que se respete el principio que no se debe
duplicar la remuneracion de los Agentes Transmisores. Si una instalacion de transmision
es remunerada en un monto mayor a la suma de su Ingreso Autorizado Nacional e Ingreso
Autorizado Regional, entonces ese ingreso extra debe ser disminuido en las proximas
autorizaciones de Ingresos Autorizados. EI EOR deberd suministrar a la CRIE toda la
informacidn de la liquidacion de los Cargos de Transmision para que ésta, en coordinacion
con los Reguladores Nacionales, realice semestralmente esta verificacion.

316 Comunicado de clarificacion del 11 de abril de 2019: “Aclarar que lo dispuesto en el resuelve QUINTO de
la resoluciéon CRIE-06-2017, adicionado mediante resolucion CRIE-17-2017, sustituye en cuanto al capitulo 9
del Libro Ill del RMER Unicamente lo dispuesto en los numerales 9.3 denominado “Cargos Regionales de
Transmision” y 9.4 denominado “Método de Reasignacién del Cargo por Peaje y del Cargo Complementario ”,
ya que el alcance de lo dispuesto en la metodologia a la que hacen referencia dichas resoluciones trata sobre
los cargos regionales de transmision aplicables a los agentes no transmisores; mas no asi lo establecido en
los numerales 9.1y 9.2 del Libro 111 del RMER que se refieren a generalidades y a los ingresos de los agentes
transmisores, los cuales forman parte de la regulacion regional vigente”.
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10. «Sistema de Planificacion de la Generacion y la
Transmision Regional (SPGTR)

10.1 Generalidades

10.1.1 Objetivos generales. Los objetivos del Sistema de Planificacion de la Generacion y la
Transmision Regional son:

a) Desarrollar la planificacion de la generacién regional.

b) Desarrollar la planificacion de la transmision regional.

¢) Evaluar las propuestas de Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial
propuestas por Iniciadores; y

d) Evaluar las solicitudes de Ingreso Autorizado Regional parcial, relacionadas a las
propuestas de ampliaciones que no hayan sido identificadas en el Plan de Expansion
Indicativo de la Generacion y la Transmision Regional.

10.1.2 Los estudios de la planificacion de la transmisién regional, deberan procurar que en todo
momento se mantenga la Capacidad Operativa de Intercambio Internacional Minima.

10.1.3 Como parte del proceso de planificacion regional, el EOR debera elaborar lo siguiente:

a) Reporte de conformacion de la Base de Datos Regional para el proceso de la
planificacion regional, el cual se debera remitir a la CRIE a mas tardar el Gltimo dia
habil del mes de marzo del afio que corresponde elaborar los estudios de planificacion
regional;

b) Reporte del Diagnostico de Mediano Plazo, el cual se debera remitir a la CRIE a mas
tardar el ultimo dia habil del mes de julio del afio que corresponde elaborar los
estudios de planificacion regional;

c) Reporte de la planificacion de la generacion regional, el cual se debera remitir a la
CRIE a maés tardar el dltimo dia habil del mes de julio del afio que corresponde
elaborar los estudios de planificacion; y

d) Otros informes sobre temas especificos, a solicitud de la CRIE.

10.1.4 El EOR elaborara, cada dos afios, el informe del plan de expansién indicativo de la
generacion y la transmision regional, el cual debera contener el diagnéstico de mediano
plazo, la planificacién de la generacion regional y la planificacion de la transmision
regional; asimismo, debera publicarlo en su sitio web a més tardar el ultimo dia habil del
mes de diciembre del afio que corresponde elaborar los estudios de planificacion regional.
La CRIE podra prorrogar a solicitud del EOR, por una Unica vez y por causas debidamente
justificadas, la fecha de publicacion, por un plazo maximo de veinte (20) dias habiles.

10.1.5 EIEOR deberé solicitar al COMER la politica de integracion eléctrica regional, a mas tardar
el ultimo dia habil de octubre, previo al afio que corresponde elaborar los estudios de
planificacion regional. Si para el Gltimo dia habil de noviembre del afio indicado, el
CDMER no emite la referida politica, el EOR desarrollara las premisas técnicas minimas
sobre las cuales basard su ejercicio de planificacion regional, debiendo formalizary
publicar la politica de integracion eléctrica regional o las premisas técnicas minimas a mas

817 Capitulo modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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tardar el altimo dia habil del mes de enero del afio que corresponde elaborar los estudios
de planificacion regional.

10.1.6  El EOR deberd mantener actualizados los modelos indicados en el Anexo G de este Libro,
ampliando su funcionalidad e incorporando mejoras al mismo, en atencion a las necesidades
del MER y los cambios tecnoldgicos.

10.2 Diagndstico de Mediano Plazo

10.2.1  Objetivo. El Diagnostico de Mediano Plazo es el estudio que evalda el estado operativo del
SER con un horizonte de tres (3) afios contados a partir del afio siguiente en que se inicia el
mismo, debiendo el EOR, junto con los OS/OMS, revisar los resultados de dicho
diagndstico, con las entidades nacionales correspondientes.

10.2.2  Alcances de los estudios de Diagndstico de Mediano Plazo
10.2.2.1 Los alcances del estudio de Diagndstico de Mediano Plazo, son los siguientes:

a) ldentificar los incumplimientos a los CCSD en el SER sin transferencias de potencia
entre pares de paises adyacentes;

b) Determinar la Capacidad Operativa de Transmision para transportar los flujos de
potencia, asociados a los escenarios previsibles de generacion y demanda nacional,
gue cumplan con los CCSD; y

c¢) lIdentificar las restricciones para alcanzar y mantener la COIIM.
10.2.3  Lineamientos del estudio de Diagnéstico de Mediano Plazo

10.2.3.1 Con base en los escenarios previsibles de generacion y demanda del SER, el EOR debera
cumplir los siguientes lineamientos:

a) Determinar las sobrecargas y violaciones de voltaje en las redes de transmision del
SER, sin considerar transferencias de potencia entre paises, utilizando el analisis de
flujos de carga en condicion normal y ante contingencias simples;

b) Estimar la Capacidad Operativa de Transmision, para las condiciones de demanda
maxima, media y minima, de estacion seca y himeda, sin considerar como limitantes
las sobrecargas y violaciones de voltaje identificadas en el literal a) anterior, salvo
aquellas que aumenten al incrementar las transferencias; y

c) ldentificar las restricciones para alcanzar y mantener la COIIM.

10.3 Planificacion de la Generacion y la Transmision Regional de Largo
Plazo

10.3.1 Objetivo. La Planificacion de la Generacién y la Transmision Regional de Largo Plazo, se
realizar& con un horizonte de al menos quince (15) afios, el cual podré ser ampliado por el
EOR si lo considera necesario. El proceso de Planificacién Regional de Largo Plazo debe
considerar la prevalencia del principio fundamental de Libre Acceso a la RTR e incluir
como un dato externo los planes de expansion nacionales, que el EOR solicite a los

278



10.3.2

10.3.2.1

10.3.2.2

10.3.3

10.3.3.1

10.3.3.2

OS/OMS. En el caso que los OS/OMS no remitan lo solicitado, el EOR debera requerirlo
de manera directa a las entidades nacionales correspondientes.

Alcance de la Planificacion de la Generacion y la Transmision Regional de Largo Plazo

El alcance de la planificacion de la generacion regional de largo plazo, es desarrollar
estrategias de expansion de la generacion regional.

El alcance de la planificacién de la transmision regional de largo plazo es identificar, lo
siguiente:

a) Ampliaciones de Transmision Nacional para Alcanzar y Mantener la COIIM, mismas
que no son vinculantes para los paises miembros conforme lo establecido en el literal
e) del articulo 28 del Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América Central,
estimando su costo de ejecucion;

b) Ampliaciones de Transmision Regional, que:

i. Maximicen el Beneficio Social y simultaneamente cumplan con lo establecido
en el numeral 10.3.5.7;
ii. Cumplan con los CCSD a nivel regional;
iii. Signifiquen un incremento de la Capacidad Operativa de Intercambio
Internacional Minima, fijada por la CRIE.

Lineamientos para la Planificacion de la Generacion y la Transmision Regional de
Largo Plazo

Para la Planificacion de la Generacion Regional de Largo Plazo, el EOR desarrollara los
escenarios de expansién de generacién regional, partiendo de un Escenario de
Autosuficiencia de los Paises Miembros u otros derivados de la Politica de Integracion
Eléctrica Regional que emita el CDMER o en su defecto de las premisas técnicas minimas
elaboradas por el EOR.

El EOR en el desarrollo de la Planificacion de la Transmision Regional de Largo Plazo,
debera cumplir los siguientes lineamientos:

a) Considerar los resultados de la planificacion de la generacion regional.

b) Evitar en la Planificacién de la transmision regional a Largo Plazo, seleccionar como
Ampliaciones Regionales Planificadas a aquellas que signifiquen que nuevas plantas
generadoras o nuevas demandas fuera de la RTR no paguen los costos de conectarse
a la misma, sin considerar la sefial econdmica de localizacion. En particular, no se
seleccionaran como Ampliaciones Regionales Planificadas aquellas cuyos beneficios
estén concentrados en una Unica planta generadora o demanda.

c) Considerar en el estudio de planificacion de la transmisién regional a largo plazo, lo
siguiente: i) el sistema de transmision nacional y el sistema de transmisién regional
existente; ii) el estudio de diagnostico de mediano plazo iii) los planes de expansion
de la generacion y la transmision nacionales vigentes y aprobados por las entidades
nacionales correspondientes; iv) la informacién aportada por los diferentes Agentes
a través de los OS/OMS de cada pais sobre futuras expansiones; v) las ampliaciones
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10.3.4

10.3.4.1

10.3.5

10.35.1

10.3.5.2

de transmision nacionales y regionales autorizadas; y vi) las areas naturales
protegidas, segun los criterios fijados en el Capitulo 15 de este Libro.

d) Las ampliaciones de transmision que se identifiquen en la planificacion regional,
comprenden lineas o grupos de lineas de transmision, subestaciones de
transformacion de potencia o de fase, convertidores AC/DC/AC, equipamiento de
electronica de potencia y estaciones de compensacién de potencia reactiva y control
de tension, entre otros equipos de potencia, que permitan las transacciones regionales
de energia.

e) Identificar los grupos de Ampliaciones de Transmisién Regional para superar la
COIIM y gue muestren interdependencia funcional y operativa.

Principales conceptos a considerar en la Planificacion de la Generacion y la
Transmision Regional

Los principales conceptos que el EOR debera considerar en la Planificacion de la
Generacion y la Transmision Regional, son los siguientes:

a) El excedente del consumidor que se calculard de acuerdo con la metodologia
establecida en el Anexo M de este Libro.

b) El excedente del productor que se calculara de acuerdo con la metodologia
establecida en el Anexo M de este Libro.

¢) El Beneficio Social que se calculara de acuerdo con la metodologia establecida en el
Anexo M de este Libro.

d) El Costo de Energia No Suministrada, que se determinara conforme a lo establecido
en el Anexo L de este Libro.

e) El valor presente neto de las series de costos y beneficios se determinara usando una
tasa de descuento, la cual se calculara mediante la metodologia establecida en el
Anexo J de este Libro.

Procedimiento para la Planificacion de la Generacién y la Transmision Regional

El proceso que seguira el EOR para la planificacion regional de largo plazo, contempla las
siguientes etapas:

a) Conformacion de la Base de Datos Regional;
b) Diagnostico de Mediano Plazo;

c) Planificacion de la generacion regional; y

d) Planificacion de la transmision regional.

El EOR solicitard a los OS/OMS, la informacion de cada nuevo proyecto de generacion y
transmision nacional, que utilizara para desarrollar la Planificacion de la Generacion y la
Transmision Regional de Largo Plazo. En el caso que los OS/OMS no remitan lo solicitado,
el EOR debera requerirla de manera directa a las entidades nacionales correspondientes;
dicha informacién debera incluir como minimo, lo siguiente:
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10.3.5.3

10.3.5.4

a) Agente o futuro Agente promotor del proyecto, en caso de que esté disponible;
b) Descripcion del proyecto;

¢) Informacién para la Base de Datos Regional, que permita modelar adecuadamente el
proyecto, considerando sus correspondientes parametros técnicos y econdémicos;

d) Los estudios de impacto ambiental de acuerdo con las regulaciones nacionales y
regionales aplicables, en caso de que dichos estudios estén disponibles;

e) Estimacion de los costos asociados al proyecto de transmisidn, incluyendo en caso
de que esté disponible, el detalle de la metodologia de calculo, cémputos, costos
unitarios e identificacion de las fuentes de informacion en las que se basan estos
costos; y

f) Avance del financiamiento o ejecucion del proyecto, en caso de que esté disponible.

El EOR conformaré la Base de Datos para la elaboracién del Plan de Expansién Indicativo
de la Generacion y la Transmision Regional, de conformidad con lo establecido en el
apartado 5.1 de este Libro. Esta Base de Datos incluird los planes de expansion de la
generacién y la transmision nacional vigentes y aprobados por las entidades nacionales
correspondientes. En el caso que los OS/OMS no remitan la informacidn necesaria para la
conformacion de la referida Base de Datos, el EOR debera requerirla de manera directa a
las entidades nacionales correspondientes, estimando los datos faltantes e informandolo al
respectivo OS/OMS.

La Base de Datos para la elaboracion del Plan de Expansién Indicativo de la Generacion y
la Transmision Regional, debera estar conformada por el EOR, antes del Gltimo dia habil
de febrero del afio de elaboracién de los estudios, plazo que podra extenderse, a
consideracion del EOR, por quince (15) dias habiles adicionales. Esta Base de Datos debera
ser considerada como definitiva, para realizar el Plan de Expansion Indicativo de la
Generacion y la Transmision Regional correspondiente.

El EOR realizara la Planificacion de la Generacion Regional para un horizonte de quince
(15) afos, contados a partir del afio siguiente en que se inicia el estudio, tomando en
consideracion:

a) Etapas del horizonte de estudio:

i. etapa no optimizable: corresponde a los primeros cinco (5) afios del horizonte
del estudio, en el cual se consideran Unicamente los proyectos de generacion
decididos (proyectos en construccidn o proyectos con financiamiento aprobado);
y

ii. etapa optimizable: corresponde a los diez (10) afios posteriores a la etapa no
optimizable. En esta etapa se optimizara la expansion de la generacion para
satisfacer el crecimiento de la demanda, se tomaran en cuenta los proyectos
candidatos de expansion de la generacion incluidos en los planes de expansion
nacionales, proyectos de plantas de generacion eléctrica de caracter regional u
otros proyectos que consideren las tendencias tecnologicas del desarrollo de la
generacion e interconexiones, la evolucion del MER y enlaces extraregionales.
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b)

c)

d)

f)

9)

Escenarios de expansién de la generacion:
Los escenarios deberan ser representativos y consideraran, al menos:
i. un escenario base;
ii. un escenario que tome en cuenta el desarrollo de plantas de generacion eléctrica
de carécter regional y/o tendencias del desarrollo de la generacion; y
iii. un escenario que tome en cuenta futuras interconexiones y/o la evolucion del
MER.

Para los escenarios de los romanos ii. y iii. de este literal, se podra considerar la
Politica de Integracion Eléctrica Regional que emita el CDMER o las premisas
técnicas minimas que emita el EOR.

El escenario base sera el Escenario de Autosuficiencia y se conformaré segun lo
siguiente:
i. la proyeccion de la demanda de energia y potencia eléctrica de cada pais;
ii. los proyectos de generacién nacional considerados para la etapa no optimizable;
y
iii. los proyectos de generacion contenidos en los planes de expansion nacionales
vigentes.

La optimizacion de la expansion de la generacion, se realizara con base en el criterio
de minimizacion del costo de suministro.

Determinacion del escenario de expansion de la generacion de minimo riesgo: el
escenario de expansion de la generacidn se determinard, partiendo de los escenarios
detallados en el literal b) del presente numeral y considerando opciones para alcanzar,
mantener y superar la COIIM. Este escenario deberd minimizar el maximo costo de
arrepentimiento, evaluando simultdneamente los escenarios de expansiéon de la
generacién ante probables cambios en variables o condiciones relevantes, tales como:
la proyeccion de la demanda, proyeccion del costo de combustibles, condiciones
hidroldgicas esperadas, retraso 0 no de la ejecucion de proyectos de generacion o
interconexiones relevantes.

El EOR junto con los OS/OMS vy las entidades nacionales correspondientes, revisara
los resultados de la planificacion de la generacidn regional.

El EOR seleccionara el escenario de expansion de la generacion que sera utilizado
para la planificacion de la transmision regional, el cual deberd incluir las fechas
decididas y estimadas, segun corresponda, de entrada en operacion de los proyectos
de generacion.

10.3.5.5 EI EOR realizara la Planificacion de la Transmision Regional, conforme a lo siguiente:

a)

Etapas de la planificacion:

Se desarrollard para los primeros diez afios del horizonte de planificacion de la
siguiente manera:

i. etapa 1: identificacion de las Ampliaciones de Transmision Nacional para
Alcanzar y Mantener la COIIM mediante estudios de expansion 6ptimos de la
transmision y estudios técnicos; y
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b)

ii. etapa 2: identificacion de las Ampliaciones de Transmision Regional para
superar la COIIM, mediante estudios de expansion optimos de la transmision
y estudios técnicos.

Estudios de la expansién de la transmision regional:

Los estudios a desarrollar en las etapas de la planificacion emplearan el SPGTR,
simulando la operacién del MER en el escenario de expansion de la generacién
seleccionado, con el objeto de determinar ampliaciones o grupos de ampliaciones de
transmision regional, utilizando donde corresponda lo siguiente:

i. Estudios técnicos: se identificardn Ampliaciones de Transmision Regional que
permitan cumplir con los CCSD. Los estudios técnicos deben considerar los
escenarios de demanda y generacion de estacion seca y himeda, intercambios
de potencia (importacién, exportacion y porteo) en direccion norte-sur y sur-
norte, condiciones de demanda maxima, media y minima; los cuales
permitiran:

(1) analizar el funcionamiento en estado estable del SER en condicion Ny N-
1, asi como determinar los requerimientos de compensacion reactiva y
verificar la Capacidad Operativa de Transmision, para cumplir con los
CCSD;y

(2)analizar cuando corresponda, el estado dindmico del SER en el largo plazo
para evaluar sobrecargas o violaciones de voltaje ante contingencias N-1.

ii. Estudio de expansion Optima: se identificaran las Ampliaciones de
Transmision Regional que maximicen el Beneficio Social o alternativamente
las Ampliaciones de Transmision Regional que minimicen los costos de
inversion y operacion.

iii. una vez identificadas las ampliaciones de transmision de las etapas 1y 2, el
EOR estimara los nuevos valores de COIIM.

10.3.5.6  Evaluacién econémica: Para la evaluacion econémica de las Ampliaciones de Transmision
Regional, se utilizara el SPGTR conforme los siguientes lineamientos:

a)

b)

Determinar el Valor Presente Neto de las Ampliaciones de Transmisién Regional
como la diferencia del Valor Presente Neto (VPN) del Beneficio Social con
ampliaciones, menos el VPN del Beneficio Social sin ampliaciones, este calculo
debera realizarse por pais y por cada Ampliacion de Transmisién Regional, segln
corresponda;

Determinar el Beneficio Social Neto que se calculara como el Valor Presente Neto
atribuible a la Ampliacion de Transmision Regional que se evalta, menos el Valor
Presente Neto de las inversiones y los costos de operacion y mantenimiento de dicha
ampliacion;

Determinar la Tasa Interna de Retorno la cual se estimara como el rendimiento de la
inversion de una Ampliaciéon de Transmision Regional, variando la tasa a la que se
descontaran los flujos de caja con el objetivo de encontrar un beneficio social neto
igual a cero;
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d)

Las Ampliaciones de Transmision Regional seleccionadas, seran aquellas que
cumplan con los siguientes criterios:

i. que el Valor Presente Neto sea mayor que cero;

ii. que el Beneficio Social Neto sea mayor que cero; y

iii. que la Tasa Interna de Retorno (TIR) sea mayor que la Tasa de Descuento
regional vigente. En caso que la TIR resulte indeterminada, el criterio de

decision se basara en los indicadores del Valor Presente Neto y Beneficio
Social Neto.

10.3.5.7 El EOR para clasificar las Ampliaciones de Transmision Regional deberd realizar lo
siguiente:

a)

b)

Elaborar una lista en la que se incluyan las Ampliaciones de Transmision Regional
seleccionadas en el literal d) del numeral 10.3.5.6 del presente Libro y que entren en
servicio a mas tardar en los primeros cinco (5) afios del horizonte del estudio de
planificacion de la transmision regional. Dentro de esta lista, se identificard lo
siguiente:

i. Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial, seran aquellas
Ampliaciones de Transmision Regional, para las cuales los beneficios sociales
estan principalmente concentrados en un Unico pais, usando como criterio una
concentracién de al menos 80% del valor presente neto total;

ii. Ampliaciones Regionales Planificadas, seran aquellas que no fueron
seleccionadas en el romano i. de este literal.

Determinar la concentracion por pais del Valor Presente Neto, para los paises que
resultaron con Beneficio Social Neto positivo y se calculara como el cociente que
resulta de dividir el Beneficio Social Neto del pais correspondiente, entre la suma de
los Beneficios Sociales Netos de los paises con Beneficio Social Neto positivo.

10.3.5.8 EIEOR incluira en el Informe de Planificacion de la Transmisién Regional de Largo Plazo,
al menos la siguiente informacion:

a)
b)

c)
d)

e)
f)

9)

h)

Lista de Ampliaciones de Transmision Nacional para Alcanzar y Mantener la COIIM
Yy Sus costos estimados;

Recomendaciones de Ampliaciones Regionales Planificadas;

Lista de Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial;

Cronograma estimado de gestion y ejecucion de las ampliaciones de transmision
identificadas en los literales a), b) y ) anteriores; indicando fechas previstas de puesta
en Servicio;

Costo estimado de cada Ampliacion de Transmision Regional;

Memoria de célculo de los indicadores de evaluacion econdmica para cada
Ampliacion de Transmision Regional;

Estimaciones de los nuevos valores de COIIM, considerando las Ampliaciones de
Transmision Regional y las Ampliaciones de Transmision Nacional para Alcanzar y
Mantener la COIIM;

Estimacion del incremento en los cargos de transmision por cada Ampliacion de
Transmision Regional; e
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11.

11.1
11.1.1

11.1.2

11.1.3

11.2
11.2.1

11.2.2

i) Descripcion del disefio general de cada ampliacion de transmision identificada en los
literales a), b) y ¢) del presente numeral, considerando las areas naturales protegidas,
segun los criterios fijados en el Capitulo 15 de este Libro.

=Ampliaciones de transmision

wGeneralidades

Las ampliaciones de transmisién identificadas en el Plan de Expansién Indicativo de la
Generacion y la Transmision Regional, se clasifican en los siguientes tipos:

a) Ampliaciones Regionales Planificadas;
b) Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial; y
c) Ampliaciones de Transmision Nacional para Alcanzar y Mantener la COIIM.

La solicitud de conexion a la RTR de las ampliaciones de transmision indicadas en el
numeral 11.1.1, deberan seguir el procedimiento de acceso a la RTR del capitulo 4 de este
Libro; en estos casos, el interesado, deberd elevar a la CRIE la solicitud para realizar la
conexion de la ampliacion.

Las Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial, tendran derecho a percibir
un Ingreso Autorizado Regional parcial conforme al Régimen Tarifario de la RTR vigente.

wAmpliaciones Regionales Planificadas

El Plan de Expansion Indicativo de la Generacion y la Transmision Regional formalizado y
publicado por el EOR, deberéa ser considerado por la CRIE para tomar aquellas decisiones
gue promuevan el desarrollo y consolidacion del mercado, las cuales podran ser entre otras,
la evaluacion de las propuestas de ampliaciones regionales planificadas, considerando:

a) Consultar o requerir analisis complementarios al EOR;
b) Someter a consulta publica; y
¢) Consultar a los reguladores nacionales y/o entidades nacionales de planificacion.

Para la evaluacion de las propuestas de ampliaciones regionales planificadas, la CRIE
contara con un plazo maximo de doce (12) meses.

La CRIE, podra autorizar las Ampliaciones Regionales Planificadas con base a la
evaluacion de las propuestas de ampliaciones segun lo establecido en el numeral 11.2.1.

La ejecucién de las Ampliaciones de Transmision Planificadas sera gestionada conforme
al numeral 11.4 de este Libro.

318 Titulo modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
319 Apartado modificado mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
320 Apartado modificado mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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11.3

1131

11.3.1.1

11.31.2

11.3.2

11321

11.3.2.2

11.3.2.3

11.3.2.4

=Autorizacion de Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional
Parcial

Autorizacion de Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial identificadas
en el Plan de Expansion Indicativo de la Generacion y la Transmision Regional

El Iniciador interesado en construir Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional
Parcial identificadas en el Plan de Expansion Indicativo de la Generacion y la Transmision
Regional que realiza el EOR conforme el Capitulo 10 de este Libro, a efectos de cumplir
con los estudios técnicos requeridos en los numerales 4.5.2.5 y 4.5.3.1 de este Libro, podran
utilizar los estudios contenidos en dicho Plan para ser presentados ante la CRIE.

Un Iniciador podra solicitar el reconocimiento de un Ingreso Autorizado Regional parcial a
la CRIE, conforme al Régimen Tarifario de la RTR vigente.

Autorizacion de Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial no
identificadas en el Plan de Expansion Indicativo de la Generacion y la Transmision
Regional

El interesado en desarrollar una ampliacion de transmisién no identificada en el Plan de
Expansion Indicativo de la Generacion y la Transmision Regional, solicitara al EOR la
informacidn contenida en la Base de Datos Regional, para realizar los estudios técnicos que
permitan verificar el cumplimiento de los CCSD con la ampliacion propuesta, dichos
estudios se realizaran con los criterios que se establecen en el Capitulo 17 de este Libro. El
estudio econémico se realizara conforme los lineamientos detallados en el numeral 10.3.5.6
del presente Libro.

El interesado en desarrollar una ampliacion de transmision no identificada en el Plan de
Expansion Indicativo de la Generacién y la Transmision Regional podra realizar por su
propia cuenta, los estudios técnicos y econémicos necesarios para solicitar a la CRIE un
Ingreso Autorizado Regional parcial, debiendo incluir junto con la solicitud, la siguiente
informacion:

a) Constancia que es un Agente en el pais donde se ubica la ampliacion o de que esta
tramitando la misma, segun lo establecido en la correspondiente regulacion nacional;

b) Estudios técnicos indicados en el numeral 11.3.2.1 que antecede;

¢) Cronograma de trabajo, indicando fecha de inicio y puesta en servicio;

d) El costo estimado de la ampliacion;

e) Memoria de célculo de los indicadores de evaluacion econémica para la ampliacion;

f) Descripcién del disefio general de la ampliacion, considerando las areas naturales
protegidas, segun los criterios fijados en el Capitulo 15 de este Libro; y

g) Estimaciones de los nuevos valores de COIIM, considerando la ampliacion.

En caso que el interesado desee que el EOR realice dichos estudios, podra solicitar al EOR
una oferta econémica para la prestacion de dicho servicio.

Dentro de los dos (2) meses de recibidos los estudios técnicos y econdmicos presentados
por el interesado, el EOR remitira a la CRIE, una evaluacion a dicho estudio utilizando para
tal efecto los mismos criterios usados en el SPGTR.

Un Iniciador podré solicitar el reconocimiento de un Ingreso Autorizado Regional parcial a
la CRIE, conforme al Régimen Tarifario de la RTR vigente.

321 Apartado modificado mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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11.4 Ejecucion de las Ampliaciones de Transmision
11.4.1  Ampliaciones Planificadas

11411 Las ampliaciones planificadas aprobadas por la CRIE que sean resultantes del proceso de
planificacion serén realizadas por un Agente Transmisor u otraempresa calificada acorde
al literal b) que seré seleccionado a través de una licitacion publica internacional, que se
organizara con los siguientes criterios:

a) Una vez aprobadas las ampliaciones, la CRIE encomendara al EOR la preparacion
de los Documentos de Licitacion, que incluiran el desarrollo del proyecto bésico de
la ampliacion planificada a licitarse. EI EOR calculara un valor de Canon Maximo
Aceptable, como el costo anual estimado incluido en el informe de Planificacion a
Largo Plazo o en el informe de Diagndstico a Mediano Plazo segln corresponda, y
la tasa de descuento determinada por la CRIE, multiplicado por un factor que sera
fijado por la CRIE. Los Documentos de Licitacion y el Canon Maximo Aceptable
serén aprobados por la CRIE;

b) La CRIE elaboraré los documentos para la precalificacion de empresas interesadas
en presentar ofertas para el desarrollo de la ampliacion planificada. En este
documento la CRIE hara conocer a los interesados el Canon Méaximo Aceptable;

c) La precalificacion de las empresas interesadas se basara en condiciones de
experiencia previa en desarrollo de proyectos de transmisidn, suficiencia financiera
y cumplimiento de requisitos legales, no pudiendo limitarse el nimero de empresas
interesadas precalificadas;

d) El llamado a precalificacion sera publicado en un diario de circulacion masiva en
cada uno de los Paises Miembros, asi como en el sitio de Internet de la CRIE;

e) La CRIE enviara a las empresas precalificadas los Documentos de Licitacion,
estableciendo un plazo para la presentacion de las ofertas;

f) Cada oferente debera presentar el valor de Canon solicitado, el cual seré percibido
por el ganador de la licitacion por un Periodo de Amortizacion que serd fijado por
la CRIE en cada caso, pero que no podra ser menor a diez (10) afios ni mayor a
veinte (20) afios;

g) La adjudicacion de la licitacion se realizara en dos etapas: (1) calificacién de las
ofertas a través de la verificacion de los requisitos establecidos en los Documentos
de Licitacion; (2) para las ofertas calificadas, la adjudicacion a la oferta que
proponga el menor Canon, en la medida que esta sea menor al Canon Maximo
Aceptable. Si no hubiera ninguna oferta aceptada, la licitacion sera declarada
desierta, debiendo la CRIE solicitar que el EOR revise nuevamente los estudios que
determinaron la factibilidad de la ampliacion y los Documentos de Licitacion;

h) El adjudicatario debera construir la ampliacion, operarla y mantenerla, quedando
sujeto al régimen de calidad de servicio que se describe en el Capitulo 6 de este
Libro;

i) A partir del fin del Periodo de Amortizacion, se consideraran estas instalaciones
como existentes, y quedaran sujetas a la remuneracién igual a los costos de
Administracion, Operacion, Mantenimiento y otros costos, estimados como se
especifica en el Numeral 9.2.5, més el Valor Esperado por Indisponibilidad (VEI);

y
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1142
11.4.2.1

1143

11431

j) El adjudicatario de la licitacion obtendra la autorizacion-permiso-concesion

prevista en las regulaciones de los paises donde se ubicara la ampliacidn planificada
adjudicada.

Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial

Una vez aprobada por la CRIE una Ampliacién Regional con Beneficio Regional Parcial,
el Iniciador podra: (1) llamar a una Licitacion Publica Internacional, en los términos que se
describen en este numeral; o (2) contratar la ampliacion en forma privada. A los efectos de
la alternativa (1) el procedimiento a seguirse seré el siguiente:

a)

b)

d)

9)

Los Documentos de Licitacidn para la contratacién de Ampliaciones Regionales con
Beneficio Regional Parcial sera elaborado por el Iniciador y aprobados por la CRIE.
Esta solicitara al EOR el calculo del Canon Maximo Aceptable, con los mismos
criterios que en el caso de ampliaciones planificadas. El proceso licitatorio sera por el
disefio, construccion, operacion y mantenimiento y financiamiento de la ampliacion;

El Iniciador debera usar los criterios de precalificacion que establezca la CRIE, tal
como se describen en el Numeral 11.4.1.1 de este Libro;

El Iniciador debera enviar a todas las empresas precalificadas los Documentos de
Licitacion, dando un plazo no menor a dos (2) meses para la presentaciéon de las
propuestas;

Los oferentes solicitardn como Gnica remuneracién un Canon anual por un Periodo de
Amortizacion que definird la CRIE, pero que no serd menor a diez (10) afios ni
superior a veinte (20) afios. EI Agente Transmisor que resulte adjudicatario debera
operar y mantener las instalaciones, y estara sujeto al régimen de calidad del servicio
establecido en el Capitulo 6 de este Libro;

La adjudicacion de la licitacion se realizara en dos etapas: (1) calificacion de las ofertas
a través de la verificacién de los requisitos establecidos en los Documentos de
Licitacién; (2) para las ofertas calificadas, la adjudicacion a la oferta que proponga el
menor Canon, en la medida que esta sea menor al Canon Maximo Aceptable. El
Iniciador podréa adjudicar a una oferta mas cara, si acepta hacerse cargo de la diferencia
de precios, quedando la misma automaticamente descontada del eventual Ingreso
Autorizado Regional que pudiera recibir;

A partir del cumplimiento de Periodo de Amortizacion, se consideraradn estas
instalaciones como existentes, sujetas a la remuneracion establecida en el Numeral
9.25;y

El Iniciador obtendra la autorizacion, permiso o concesion prevista en las regulaciones
de los paises donde se ubicara la ampliacion adjudicada.

Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial Contratadas en forma
Privada por los Iniciadores

Los Iniciadores de Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial que no
soliciten percibir un Ingreso Autorizado Regional, o que acepten que este se fije en base al
Costos Estandar Anual que calculé el EOR, decidiran por su propia cuenta la forma de
contratacion de la construccion, financiamiento, operacion y mantenimiento y se haran
cargo del pago de todos los costos y compensaciones que surjan durante la operacion de la
ampliacion. Las ampliaciones contratadas de esta forma estaran igualmente sujetas al
régimen de calidad del servicio establecido en el Capitulo 6 de este Libro.
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11.4.3.2

1144
11441

1145
11451

11.4.6
1146.1

11.4.7
11471

114.7.2

b)

12.

12.1
12.1.1

Una vez aprobada la Ampliacion Regional con Beneficio Regional Parcial por la CRIE y la
respectiva autoridad competente nacional, y obtenido el permiso, concesion o autorizacion,
el Iniciador podra contratar la construccion, y si fuera necesario la operacion y
mantenimiento con un Agente Transmisor.

Revision del Disefio

La revision del disefio de todas las ampliaciones de la RTR sera realizada por el EOR, de
tal manera que cumpla con las normas regionales que correspondan.

Puesta en Servicio de Ampliaciones

La puesta en servicio de ampliaciones sera realizada de acuerdo a lo indicado en el Numeral
17.5.

Operacion Comercial de las Ampliaciones

Los propietarios de ampliaciones que no sean Agentes Transmisores deberan habilitarse
como tal.

Compatibilidad entre Ampliaciones Planificadas y a Riesgo

Al evaluar una Ampliacion Regional con Beneficio Regional Parcial, el EOR analizara si
fuera conveniente introducir modificaciones al proyecto de la misma, tales que el
incremento del Beneficio Social sea mayor que el costo marginal asociado a las
modificaciones, ambos actualizados por la tasa de descuento fijada por la CRIE. El
resultado de este analisis debera ser comunicado a la CRIE.

Si el resultado mostrara que las modificaciones al proyecto son convenientes segln el
criterio expuesto en el numeral anterior, la CRIE debera informarlo al Iniciador,
proponiéndole una de las siguientes alternativas:

Que el Iniciador modifique el proyecto, adecuandolo a la propuesta del EOR. En ese
caso el Beneficio Social incremental seria usado para incrementar el porcentaje
mencionado en el Numeral 11.3.14 de este Libro a que tiene derecho el Iniciador; o

Que el Iniciador contrate la construccion de la Ampliacion por licitacion incluyendo la
modificacion. El costo adicional asociado a la modificacion sera considerado como si
fuera una Ampliacién Planificada, siendo pagado por los Agentes que inyectan y
Agentes que retiran de acuerdo a lo previsto en el Capitulo 9 de este Libro.

=Sistema de Liquidacion

Cuentas de Compensacion

El objetivo de las Cuentas de Compensacién es permitir que los Agentes, que deben pagar
los CURTR realicen liquidaciones con los cargos vigentes en el semestre respectivo, de
acuerdo a lo definido en el Capitulo 9, mientras que los Agentes Transmisores reciben
pagos mensuales que les permitan percibir sus Ingresos Autorizados Regionales.

322 Capitulo inaplicable segun lo dispuesto en la Resolucion CRIE-NP-19-2012 y sus modificaciones, de
conformidad con lo establecido en el resuelve quinto de la resolucion CRIE-6-2017 del marzo de 2017,
adicionado mediante la resolucion CRIE-17-2017 del 05 de mayo de 2017.
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12.1.2

12.1.3

12.1.4

12.2

1221

12.2.2

12.2.3

12.24

12.25

12.2.6

El EOR administrard una Cuenta de Compensacion de Faltantes (CCF) y una Cuenta de
Compensacion de Excedentes (CCE) por cada Agente Transmisor.

Las Cuentas de Compensacion tendran sub-cuentas por cada instalacion del Agente
Transmisor. La Cuenta de Compensacion de Faltantes registraran saldo a favor del Agente
Transmisor, por el cual recibira intereses acreditados el dia de la liquidacién por saldos
pendientes de pago a una tasa que seré fijada por la CRIE. La Cuenta de Compensacion de
Excedentes recibira los productos financieros que el EOR obtenga de su manejo, los cuales
seran acreditados el Gltimo dia de cada mes.

En noviembre y mayo de cada afio el EOR realizara el calculo de los CURTR segun los
criterios que se establecen en el Capitulo 9, los cuales tendran validez a partir de los meses
de enero y julio siguientes.

Conciliacion, Facturacion y Liquidacion del Servicio de
Transmision

La conciliacion de los Cargos Variables de Transmision se hara usando los datos del
predespacho regional y los predespachos nacionales, o los redespachos segin corresponda.
Los Agentes Transmisores recibiran los Cargos Variables de Transmision que resulten
después de descontar los pagos a los titulares del Derechos de Transmisién de acuerdo al
Anexo D, Capitulo 9 “Descuento del CVT de cada instalacion de la RTR los montos que se
destinan al pago de DF y DFPP”.

La Conciliacion, Facturacion y Liquidacion de la Subasta de los DT, establecida en el
Capitulo 8, serd realizada como parte del proceso de la Conciliacién, Facturacion y
Liquidacion del Servicio de Transmision.

La conciliacion de los pagos a los titulares de los DT se hara usando los datos del
predespacho, o el redespacho segln corresponda. La conciliacién se hara de acuerdo a los
Numerales 8.8 “Calculo de la Renta de Congestion” y 8.9 “Calculo y liquidacion de los
Derechos de Transmision”™.

Los ingresos o egresos del mes que corresponden a cada titular de DT se calculan como la
suma, para todas las horas del mes, de la diferencia entre las cantidades de los DT en el
nodo de retiro valorizados al correspondiente precio nodal menos las cantidades de los DT
en los nodos de inyeccion valorizados al correspondiente precio nodal. Los precios nodales
gue se utilizan son los provenientes del predespacho. El ingreso o egreso que corresponde
a un titular de DT es la suma de los ingresos o egresos correspondientes a cada uno de los
DT de los cuales es titular.

Las cantidades a pagar por los Agentes de cada Pais seran calculadas por el EOR en base a
los valores vigentes de CURTR, los retiros y las generaciones netas de los Agentes
expresadas en MWh. Los valores de retiros y la generacion neta de los Agentes, registradas
en el mes a conciliar, deberén ser informados por los OS/OM antes del dia tres (3) del mes
siguiente.

La conciliacion de los Servicios de Transmision detallara:
a) Los pagos a percibir por los Agentes Transmisores del Pais, separando:

i. Los pagos a cada Agente Transmisor propietario de la Linea SIEPAC;

ii. Los pagos a cada Agente Transmisor propietario de Ampliaciones Planificadas;

iii. Los pagos a cada Agente Transmisor propietario de una Ampliacion Regional con
Beneficio Regional Parcial;
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iv. Los pagos a cada Agente Transmisor propietario de instalaciones existentes o
Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial.
b) Los pagos que deben realizar los Agentes, exceptuando Transmisores;

c) Los pagos a los titulares de los Derechos de Transmision; y
d) Los pagos gque deben realizar los compradores de los Derechos de Transmision;

12.2.7 La conciliacion de los Servicios de Transmision para el Agente Transmisor para cada
instalacion de la RTR se hara de acuerdo a lo siguiente:

a) Se realizara una Conciliacion Preliminar con la siguiente formula:

Conciliacion preliminar (CP) =

+ CVT netos después de descontar los pagos a los Titulares de los DT
+ CURTR

+ Ingreso por Venta de DT (IVDT)

b) EIl Ingreso Autorizado Regional Mensual (IARM) es igual al Ingreso Autorizado
Regional entre doce (12) menos las Compensaciones por Indisponibilidad.

c) Si la Conciliacion Preliminar (CP) mas la Cuenta de Compensacion de Excedentes
(CCE) es mayor o igual al Ingreso Autorizado Regional Mensual (IARM) mas la
Cuenta de Compensacion de Faltantes (CCF), entonces la Conciliacion Final (CF) al
Agente Transmisor y los saldos de la Cuentas de Compensacidon son iguales a:

Si (CP + CCE >= IARM + CCF), entonces:

CF = IARM + CCF
CCF=0
CCE = (CCE + CP) — (IARM + CCF)

d) Si la Conciliacién Preliminar (CP) mas la Cuenta de Compensacion de Excedentes
(CCE) es menor al Ingreso Autorizado Regional Mensual (IARM) mas la Cuenta de
Compensacion de Faltantes (CCF), entonces la Conciliacion Final (CF) al Agente
Transmisor y los saldos de la Cuentas de Compensacion son iguales a:

Si (CP + CCE < IARM + CCF), entonces:
CF=CP+CCE

CCE=0

CCF = (CCF + IARM) — (CP + CCE)

12.2.8 Lainformacion de la conciliacion, facturacion y liquidacion de los montos que los Agentes
de cada Pais deberan pagar en concepto de Servicios de Transmision correspondientes al
mes anterior, deberan seguir el procedimiento y plazos establecidos en el Capitulo 2 del
Libro Il del RMER.

291



13.

13.1
13.1.1

13.1.2

13.1.3

14,

141
1411

14.1.2

14.1.3

Disefio de Ampliaciones

Requerimientos

Los equipamientos a instalar en la RTR, incluidos aquellos de los puntos de conexién,
deberan cumplir con los siguientes criterios generales de disefio en el orden de prelacion
que se indica a continuacion:

a) Los criterios establecidos en el presente Libro;

b) Las regulaciones vigentes en cada pais para el disefio de los equipamientos en cada
nivel de tension; y

c) Los criterios de disefio de las instalaciones de la Linea SIEPAC.

De existir diferencias entre las normas y criterios usados en cada pais que hagan necesario
0 conveniente la armonizacion de las mismas, los Agentes Transmisores presentaran ante
la CRIE una solicitud, la cual contendréa un analisis técnico de las diferencias y sus efectos
sobre la RTR y la propuesta de adopcion de las nuevas normas o criterios.

La CRIE, opcionalmente en consulta con los Reguladores de los Paises Miembros y el EOR,
evaluard la solicitud, y de considerarlo conveniente, emitira una Resolucién con la nueva
regulacidn, la cual seré& de aplicacion en todo el &mbito de la RTR.

Uso de Espacios Publicos y Privados para Instalaciones de
Transmision

Requerimientos

De acuerdo a lo establecido en el Articulo 17 del Tratado Marco del Mercado Eléctrico de
América Central, las autorizaciones, permisos y concesiones para el uso de los espacios
publicos y privados seran otorgadas por cada Gobierno una vez se hayan cumplido los
procedimientos legales de cada pais, segun corresponda, para futuras expansiones de las
redes de transmisién regional.

Para obtener la informacion con el fin de tramitar las autorizaciones, la CRIE en
coordinacion con los Reguladores Nacionales debe identificar en cada pais lo siguiente:

a) Las normas vigentes en cada pais sobre ordenacion del territorio y urbanismo, e
identificar la forma de evitar que su cumplimiento pueda ocasionar demoras que vayan
mas alla de los plazos razonables para cumplir con los requerimientos; y

b) Las normas municipales vigentes en cada pais, identificar la compatibilidad con las
regulaciones nacionales y con el Tratado Marco. Realizar las gestiones legales y
administrativas que aseguren el cumplimiento de las regulaciones nacionales y el
Tratado. Identificar la forma de evitar que la obtencion de las licencias legalmente
correctas pueda ocasionar demoras que vayan mas alld de los plazos razonables para
cumplir con los requerimientos.

La CRIE debe identificar cualquier falta de uniformidad que pueda existir en los criterios
aplicados por las Entidades encargadas de las tramitaciones de autorizaciones o licencias.
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15.

15.1
1511

15.2
15.2.1

15.3
15.3.1

15.4
1541

154.2

Consideraciones Ambientales

Areas Protegidas

La CRIE, en coordinacién con las autoridades competentes de cada pais, debe identificar
todos los espacios naturales con algin grado de proteccién en el territorio regional, que
puedan crear restricciones o inhibiciones para el proyecto de infraestructuras lineales y que
puede llegar a hacer inviable en la practica, la union de dos puntos de la red de transmision
y poner la informacion a disposicion del EOR para que sea considerada en el proceso de
planificacion. Esta informacion deberd ser colocada en el sitio de Internet del EOR para
conocimiento de todos los Agentes.

Criterios

La gestion ambiental a desarrollar por cada Iniciador o Agente, se realizara de manera tal
gue permita:

a) La prevencion o la mitigacion de los impactos ambientales originados por las
actividades de transmision y transformacion de la energia eléctrica; y

b) EIl seguimiento permanente de los indicadores para verificar el cumplimiento de las
regulaciones de control ambiental en cada pais donde se ubique una instalacion.

Condiciones
Las condiciones minimas a cumplir por el Iniciador o Agente son las siguientes:

a) Dar cumplimiento a la legislacion ambiental vigente en cada pais donde se ubiquen
sus instalaciones, asumiendo la responsabilidad de adoptar las medidas que
correspondan para mitigar o evitar impactos negativos sobre el aire, el suelo, las aguas
y otros componentes del ecosistema;

b) Mantener los equipos e instalaciones principales y auxiliares de transmision vy
transformacion, en condiciones tales que permitan disminuir o igualar los niveles de
contaminacién a los fijados por la legislacién ambiental vigente en cada pais que
corresponda aplicar en cada caso en particular; y

c) Establecer y mantener durante todo el periodo de operacidn, registros que faciliten la
verificacion del cumplimiento de la regulacion ambiental.

Requerimientos

En la operacion y mantenimiento de las instalaciones, cada Agente esta obligado a adoptar
todas las medidas técnicas para cumplir con los limites de emision de contaminantes fijados
por la regulacién ambiental nacional.

Cada Agente debera efectuar mediciones periddicas, en los puntos identificados como
criticos, de la intensidad del campo electromagnético, radio-interferencia, ruido audible y
medir las resistencias de las conexiones de puesta a tierra, conforme lo establecido en las
regulaciones nacionales.

293



15.4.3

15.4.4

1545

15.4.6

154.7

16.

16.1

16.1.1

16.1.2

Durante la operacién de la RTR, cada Agente deberad dar cumplimiento de los niveles de
tolerancia para campo electromagnético, radio-interferencia y ruido audible, contemplados
por la legislacion vigente en cada pais,

Cada Agente deberd readecuar e instalar en las estaciones transformadoras y
compensadoras, sistemas de contencién y recuperacion de los liquidos refrigerantes, a fin
de evitar, en caso de accidentes, la contaminacion por efluentes a los sistemas pluviales y
sanitarios.

Cada Agente deberd emplear medios manuales o mecanicos para los trabajos de
desmalezado y control de la vegetacion, durante las actividades de mantenimiento en las
franjas de servidumbre, calles de acceso y patios de subestaciones. En el caso de requerirse
la utilizacion de sustancias quimicas de uso restringido, el Agente deberd solicitar
autorizacion previa a la autoridad competente.

Cada Agente debera cumplir con las normas relacionadas con la utilizacion, manipulacion,
almacenamiento y disposicion final de equipos o materiales que contengan sustancias
toxicas o peligrosas para la salud de las personas y el medio ambiente.

Cada Agente deberd cumplir con las normas relativas a la utilizacion, manipulacion y
disposicién de Difenilos Policlorados (DPC), Askarel o PCB, en equipos existentes a la
fecha de vigencia de este Reglamento. En el caso de nuevas instalaciones queda prohibida
la utilizacidn de equipos gue contengan tales sustancias.

Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio para el
Disefio de las Instalaciones de la RTR y la Operacion del
SER

Criterio para el Disefio de las Instalaciones que forman parte de la
RTR

El EOR, en coordinacion con los OS/OM, debera presentar a la CRIE una propuesta de
normas de disefio de instalaciones y equipos vinculados a la RTR dentro del plazo de un
(1) afio a partir de la entrada en vigencia de este Reglamento.

Los equipamientos existentes y a instalar en la RTR, incluidos aquellos de los puntos de
conexion con las redes nacionales, sin perjuicio de lo dispuesto en el Numeral 16.1.1,
deberan necesariamente cumplir con las siguientes normas de disefio:

a) Deberén permitir que la operacion de la RTR se realice de acuerdo a las Criterios de
Calidad, Seguridad y Desempefio (CCSD) establecidas en el Numeral 16.2;

b) 32En el punto de conexion, deberan soportar el nivel de corriente de cortocircuito
existente o el que resulte como consecuencia de la evolucion de la RTR. Cuando la
conexion de nuevo equipamiento resulte en un cambio de los niveles de cortocircuito
que supere el nivel nominal de corriente de cortocircuito de los equipos existentes, se
deberd analizar el reemplazo de estos ultimos en los respectivos estudios técnicos;

c) Los puntos neutros de los transformadores de la RTR deberan estar conectados
solidamente a tierra. Los sistemas de puesta a tierra de las subestaciones deberan

323 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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d)

e)

9)

h)

)

disefiarse de acuerdo a la version mas reciente de la Norma 80 “Guide for Safety in AC
Substation Grounding” del IEEE, o de acuerdo a los requerimientos mas recientes para
sistemas de puesta a tierra contemplados en la Norma DIN o VDE N° 0141/7.76, para
tensiones de régimen superiores a un (1) kilovoltio;

El equipamiento, subestaciones, lineas aéreas y cables subterraneos deberan cumplir
que el disefio, fabricacion, ensayos e instalacion de los mismos se realice de acuerdo
con las normas IEC, CCITT, ISO, DIN/VDE, o ASTM/ANSI aplicables segln sea el
caso. Los Agentes Transmisores podran presentar a la CRIE, a través de los OS/OM,
una solicitud de utilizar otras normas;

En los puntos de conexion a la RTR, deberé existir coordinacion del aislamiento;

Los Agentes deberan coordinar el ajuste de los sistemas de proteccidn cuyo alcance
comprenda la zona del punto de conexién con la RTR, asegurando que los mismos
actien de forma selectiva, desconectando los elementos fallados. El esquema de
proteccion (relés, alambrado, bobinas, interruptores, canal de comunicacion, etc.) debe
cumplir con los CCSD aun con la falla de un componente de dicho esquema. EI EOR
deberd supervisar esta tarea, a fin de que exista compatibilidad a nivel regional;

Las instalaciones conectadas a la RTR deberan disponer de relés de proteccion de
respaldo para fallas que ocurran en la RTR. Las instalaciones de los Agentes
Transmisores deberan también disponer de tales relés de proteccion de respaldo para
sus propios equipos por fallas que ocurran en los sistemas de los demas Agentes
conectados a la RTR. Los tiempos de despeje de fallas de estas protecciones deberan
ser determinados por los Agentes mediante estudios eléctricos usando los CCSD vy ser
aprobados por el EOR;

El tiempo méximo para el despeje o liberacion de fallas, entendiéndose por tal, el
transcurrido desde el momento del inicio de la falla hasta la extincion del arco del
interruptor que libera la falla, para fallas que ocurran en los equipos del Agente
directamente conectados a la RTR y para las que ocurran en los equipos de la RTR
directamente conectados a los del Agente, debera ser determinado por el Agente
involucrado y acordado con el Agente Transmisor y el OS/OM respectivo, en forma
previa a la conexion del equipamiento. Para esta determinacion el Agente debera
preparar los estudios eléctricos usando los CCSD. Los valores que determine cada
Agente deberan ser sometidos a la aprobacion del EOR, a fin de asegurar que éstos
sean compatibles a nivel regional;

Las instalaciones de todos los Agentes conectados a la RTR deberan integrarse a los
Esquemas de Control Suplementario (ECS) que con criterio técnico y econémico el
EOR, en coordinacion con los OS/OM, juzgue necesario implementar para preservar
la calidad y seguridad del SER;

Las unidades generadoras conectadas a la RTR directa o indirectamente, deben
cumplir con los requerimientos mas exigentes entre la regulacion nacional y los
siguientes criterios minimos de disefio:

Los interruptores de maniobra en el punto de conexion entre un generador y la red
de un Agente Transmisor deber&n contar con proteccidon de falla de interruptor. Los
requerimientos de la proteccion de falla de interruptor y su coordinacién con el
resto de las protecciones deberan ser determinados por el Agente involucrado en
coordinacion con el Agente Transmisor y el OS/OM respectivo;
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ii. 3Disponer del equipamiento de control de tensién (sistema de excitacion,
regulador de voltaje o controles equivalentes) y estabilizadores de sistemas de
potencia (PSS) para amortiguamiento de las oscilaciones del sistema de potencia,
asi como equipamiento de control de potencia/frecuencia (reguladores de velocidad
o0 controles equivalentes), que la RTR pueda requerir para asegurar un desempefio
estable.

iii.  Disponer de un interruptor de maniobra en cada punto de conexion de un generador
con la RTR, asegurando el tiempo de despeje de fallas para cumplir con los CCSD;

iv. Las unidades generadoras conectadas a la RTR, que el OS determine que deben
formar parte del plan nacional de restablecimiento, deber&n disponer de
instalaciones para arrangue en negro;

v. Las unidades generadoras que determine el OS/OM deberan permanecer
sincronizadas al SER cuando ocurran perturbaciones en la frecuencia y la tension;

vi.  Las unidades generadoras deben soportar, sin salir de servicio, la circulacion de la
corriente de secuencia negativa correspondiente a una falla asimétrica después de
su punto de conexion a la red, durante el tiempo que transcurre desde el origen de
la falla hasta la operacion de la Gltima proteccion de respaldo;

vii. Disponer de los equipamientos necesarios para la desconexion automatica de
generacién, cuando el EOR, en coordinacion con el OS/OM, lo determine necesario
para implementar un ECS;

viii.  %5Se exceptlian de estos requerimientos las plantas generadoras que no estén
conectadas directamente a la RTR y que no afecten de manera adversa la capacidad
operativa de transmisién de la RTR ni el cumplimiento de los Criterios de Calidad,
Seguridad y Desempefio regionales, lo cual se verificara cumpliendo con lo que
para el efecto establece la regulacion regional;

k) Las instalaciones de los Agentes que retiran que se vinculen directa o indirectamente
a la RTR, deberan cumplir con los siguientes requerimientos:

i. Contar con las protecciones necesarias para aislar las fallas que se originen en sus
instalaciones y asi evitar la propagacion de los efectos de la falla al SER;

ii. El punto neutro de los transformadores de potencia y de los reactores/capacitores
de compensacion en paralelo que estén conectados a la RTR, debera conectarse
solidamente a tierra. EI Agente Transmisor deberd acordar con el Agente que retira
cualquier desviacion de este requerimiento;

iii. Disponer de los equipamientos necesarios para la desconexion automatica de carga
por baja frecuencia y bajo voltaje, que establezca el OS/OM respectivo, de acuerdo
a las exigencias establecidas en el presente Libro. EI EOR supervisara el
cumplimiento de esta disposicion.

16.1.3 Para asegurar el cumplimiento de los CCSD, los interesados en conectar nuevas
instalaciones al SER (lineas, subestaciones, generadores, etc.) deberan presentar al EOR, a
traves del OS/OM, un estudio del impacto de las instalaciones en la operacion del SER,
conforme con los requerimientos fijados por el EOR.

324 Modificado mediante Resolucion CRIE-44-2020 del 18 de mayo de 2020.
325 Modificado mediante Resolucion CRIE-47-2019 del 18 de julio de 20189.
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16.2

16.2.1

16.2.2
16.2.3
16.2.3.1

16.2.3.2

16.2.4

16.2.4.1

16.2.4.2

16.2.4.3

16.2.5
Voltaje
16.2.5.1

16.2.5.2

16.2.5.3

Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio del Sistema Eléctrico
Regional

Es responsabilidad de cada OS/OM operar las instalaciones que afecten el desempefio de la
RTR cumpliendo con los criterios de seguridad, calidad y desempefio establecidos en la
regulacidén de su pais y en concordancia con los CCSD, definidos a nivel regional. Si alguna
instalacién no los cumple y esa situacion implica un riesgo para las condiciones de
operacion del SER, los OS/OM deberan emprender todas las acciones necesarias para
normalizar la operacion, lo que podria incluir la desconexién operativa de la instalacion.

Es responsabilidad del EOR coordinar la operacion del SER cumpliendo con los CCSD.
Categorias

Los CCSD se dividen en las siguientes categorias:

a) Criterios de Calidad,;

b) Criterios de Seguridad; y

c) Criterios de Desempefio.

Independientemente de la categorizacion de los CCSD, los mismos deben cumplirse
simultaneamente para asegurar que la operacion del SER sea la adecuada.

Definicién y Objetivos de los Criterios

Los criterios de calidad son requisitos técnicos minimos de voltaje y frecuencia, con los que
se debe operar el sistema eléctrico regional en condiciones normales de operacion. El
objetivo de estos criterios es asegurar que la energia eléctrica suministrada en el MER sea
adecuada para su uso en los equipos eléctricos de los usuarios finales de acuerdo con los
estandares internacionales.

Los criterios de seguridad son requisitos técnicos minimos con los que se debe operar el
sistema eléctrico regional con el objetivo de mantener una operacion estable y limitar las
consecuencias que se deriven de la ocurrencia de contingencias.

Los criterios de desempefio son requisitos técnicos minimos que deben cumplir las areas de
control con el objetivo de mantener el balance carga/generacion manteniendo los
intercambios programados y a la vez contribuyendo a la regulacion regional de la
frecuencia.

Criterios y Parametros de Calidad

La magnitud del voltaje en las barras de la RTR en condicién normal de operacién, debe
mantenerse dentro del rango 0.95y 1.05 por unidad con relacion al voltaje nominal de la
barra, manteniendo un factor de potencia adecuado de las inyecciones y retiros para cumplir
con este requerimiento.

El nivel maximo de distorsion por arménicos y las variaciones de la magnitud del voltaje
en el SER en condiciones normales de operacion, debe cumplir con lo establecido en las
Normas IEC-1000-4-7, IEC-1000-4-15 e IEEE-519.

Los Agentes Transmisores deberan contar con los equipos estaticos de compensacion
necesarios para la regulacién de tension.
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16.2.5.4

Cada area de control debe contribuir a la calidad de voltaje operando debidamente sus
generadores dentro de su curva de capabilidad y sus equipos de control de voltaje,
incluyendo capacitores, reactores y transformadores con cambiadores de taps bajo carga
(LTC). Esto con el fin de mantener los voltajes dentro del rango definido para la operacion
normal.

Frecuencia

16.2.5.5
16.2.5.6

16.2.6

16.2.6.1

La frecuencia nominal del SER es 60 Hz.

Durante la operacion normal, el 90% de las variaciones de la frecuencia promedio en
periodos de 10 minutos, deberan estar comprendidas dentro del rango de (60 + 1.65 ¢) Hz,
donde o es la desviacion estandar de la frecuencia promedio en periodos de 10 minutos. El
valor de o sera de 0.03 Hz.

Criterios y Pardmetros de Seguridad

Al cumplirse el primer afio de la operacion del MER bajo el presente reglamento, el EOR
realizara una evaluacion técnica y econdémica de los criterios y parametros definidos en este
numeral para establecer la conveniencia de modificarlos, complementarlos o ajustarlos. Si
se considera necesario realizar modificaciones, estas deberan ser sometidas a la aprobacion
de la CRIE.

Se definen los siguientes criterios:

a) Criterio de Operacion Normal. En condiciones de operacion normal, el sistema
debe: (a) permanecer estable, (b) la carga en todos los elementos debe ser igual o
inferior a su capacidad operativa, Yy (c) no debe haber desconexion de carga.

b) Criterio de Contingencia Simple. Ante la pérdida de un elemento por una falla
liberada por la proteccién primaria, o ante la pérdida de un elemento sin que ocurra
falla:

i. El sistema debe permanecer estable incluyendo estabilidad de voltaje;
ii. No deben producirse disparos en cascada;
iii. Lacarga en cada elemento no debe superar su limite térmico continuo y;

iv. Los voltajes en los nodos de la RTR deben estar entre 0.9 y 1.1 por unidad del
voltaje nominal.

Para cumplir con los anteriores requerimientos, no se debe:
i.  Desconectar carga en forma automatica;

ii. Reducir las transferencias entre paises.

c) Criterio de Contingencia Mltiple. Ante la pérdida de dos o mas elementos con el
mismo evento, por una falla liberada por la proteccion primaria o de respaldo, o
ante la pérdida de dos 0 més elementos sin que ocurra falla (pérdida de seccion de
barra, pérdida de todos los circuitos montados en la misma torre de una linea de
varios circuitos), 0 una contingencia simple seguida de otra contingencia simple
considerando que el sistema ha sido ajustado a un estado normal después de que
ocurre la primera contingencia:

i. El sistema debe permanecer estable incluyendo estabilidad de voltaje;
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16.2.6.2
16.2.6.3

16.2.6.4

16.2.6.5

16.2.7

ii.  No deben producirse disparos en cascada no programados;
iii. Lacargaen cada elemento no debe superar su limite térmico de emergencia y;

iv. Los voltajes en los nodos de la RTR deben estar entre 0.9 y 1.1 por unidad del
voltaje nominal.

Para cumplir con los anteriores requerimientos:

i Se permite desconectar carga y generacion.

d) Criterio de Contingencia Extrema. Ante la pérdida de todas las lineas en un mismo
derecho de paso, todos los generadores de una misma planta, todas las secciones de
barra de una subestacion o la no operacion de un ECS redundante:

i Todo el sistema interconectado o porciones del mismo podrian no alcanzar una
condicién de operacidn estable;

ii. Podria ocurrir la formacién de islas;

iii. Podria ocurrir la pérdida de carga y generacion en areas geograficas extensas.

Debido a que no es factible por razones técnicas y econémicas que un sistema se proteja
contra todas las posibles contingencias extremas, el EOR debe evaluar el riesgo que
representa para el SER la ocurrencia de tales contingencias y proponer una estrategia de
respuesta a las mismas.

Los criterios aqui establecidos deben ser cumplidos con todos los componentes en servicio.

Después de una contingencia multiple, se debe ajustar el sistema a su estado normal en un
tiempo no mayor a treinta (30) minutos, para que el mismo quede habilitado para soportar
la siguiente contingencia. Durante este tiempo, se permite la reduccion de las transferencias
y el disparo de carga en el area de control donde ocurre la contingencia para llevar el sistema
un estado de operacion normal.

Después de una contingencia maltiple se permite que algunos elementos se carguen al limite
térmico de emergencia, el cual es una funcion del tiempo. El tiempo necesario para reducir
la carga de los elementos al limite térmico continuo, debe coordinarse con el limite térmico
de emergencia correspondiente.

Los Criterios y Parametros de Seguridad listados en este numeral, se incluyen en forma
tabular en el Anexo H.

Criterios de Desempefio

Regulacion Secundaria

16.2.7.1

16.2.7.2

Las areas de control deberan operar sus Controles Automaticos de Generacion (AGC por
sus siglas en Inglés), en el modo de frecuencia y control de intercambios, conocido por su
nombre en Inglés “Tie-Line Frequency Bias”.

Criterio de Desempefio de la Regulacion Secundaria: son requerimientos técnicos minimos
que deben cumplir cada una de las areas de control con el fin de mantener el balance
carga/generacion, cumpliendo con los intercambios programados y a la vez contribuyendo
a laregulacion regional de la frecuencia por medio del Control Automatico de la Generacion
(AGC por sus siglas en Inglés).
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16.2.7.3

16.2.7.4

326E| Criterios de Desempefio de la Regulacion Secundaria, son los siguientes: Indicador
CPS1 horario, Indicador CPS2 horario e Indicador de desempefio ante Disturbios DCS
(Disturbance Control Standard), conforme se definen en las secciones A5.2, A5.3y A5.4
del Anexo 5 del Libro Il del RMER.

32/Cada una de las éareas de control debe contar con la reserva rodante de regulacion
secundaria suficiente para cumplir con los criterios indicadores CPS1 horario, CPS2 horario
y DCS.

Regulacién Primaria

16.2.7.5

16.2.7.6

Criterio de Desempefio de la Regulacion Primaria: son requerimientos técnicos minimos
que deben cumplir cada una de las areas de control con el fin de limitar las desviaciones de
frecuencia, variando la generacion de las unidades de manera inversamente proporcional a
las variaciones de frecuencia.

38Todas las unidades generadoras existentes y futuras deben contribuir con la regulacion
primaria de frecuencia por medio de la accion de sistemas de control de potencia/frecuencia
(regulador de velocidad o controles equivalentes). En aquellos casos en los que una unidad
generadora, por su tecnologia y/o disefio, no pueda contribuir directamente a la regulacién
primaria de frecuencia, ésta debera proveerse por cualquiera de las siguientes alternativas:

a) A través de la asignacion de uno o varios generadores sustitutos. En este caso el o los
generadores sustitutos que brinde fisicamente el servicio de regulacién primaria de
frecuencia, deber4 mantener un margen de reserva de potencia activa suficiente, de
manera que ante variaciones de frecuencia, el cambio total en su potencia activa de
salida, sea igual al cambio de potencia propio, mas el respectivo porcentaje de cambio
de potencia correspondiente a la unidad generadora a la cual sustituye en el servicio de
regulacion primaria de frecuencia. En este caso y de considerarse necesario por parte del
OS/OM correspondiente, se podra ajustar en el generador sustituto el estatismo del
sistema de control de potencia/frecuencia.

b) Por medio de un sistema de almacenamiento energético que cuente con un margen de
potencia activa suficiente que le permita cumplir con la respectiva contribucion de
regulacion primaria de frecuencia, asi como con las caracteristicas de estatismo y banda
muerta intencional del sistema de control de potencia/frecuencia o cualquier otra
caracteristica técnica que al efecto establezca la regulacion regional y nacional para la
prestacion del servicio de regulacion primaria de frecuencia.

En caso que la contribucién a la regulacién primaria de frecuencia de parte de una unidad
generadora deba ser provista a través de cualquiera de las alternativas contenidas en el
presente numeral, cumpliendo con lo que al efecto establezca la normativa nacional y
regional, el agente respectivo debera obtener la aprobacion del OS/OM respectivo, quien al
momento de aprobacion debera definir el margen de potencia activa suficiente al que se
refiere el presente numeral. Las condiciones especificas técnicas y comerciales para la
implementacion de cualquier alternativa contenida en el presente numeral, se regira con lo
que al efecto establezca la regulacion nacional de cada pais. Para el caso particular de la
generacion edlica y fotovoltaica se debera entender por unidad generadora a la central
generadora.

326 Modificado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
327 Modificado mediante Resolucion CRIE-109-2018 del 13 de diciembre de 2018.
328 Modificado mediante Resolucion CRIE-44-2020 del 18 de mayo de 2020.
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16.2.7.7

16.2.7.8

16.2.7.9

3291 a banda muerta intencional de todos los sistemas de control de potencia/frecuencia,
deberd ajustarse a =0.03 Hz con respecto a la frecuencia nominal.”

%30T odos los sistemas de control de potencia/frecuencia (regulador de velocidad o controles
equivalentes) deben operar con un estatismo (‘Speed Droop’ por su nombre en Inglés)
comprendido en un rango entre 2% y 7%, en modo libre de operacion sin los limitadores
aplicados, el cual serd definido por el OS/OM respectivo en coordinacién con el EOR.

Cada una de las &reas de control debe contar con la reserva rodante de regulacion primaria
necesaria para limitar las desviaciones de frecuencia tanto durante la operacién normal
como ante la ocurrencia de contingencias. Esta reserva debera ser como minimo del 5% de
la demanda durante los periodos de demanda maxima, media y minima.

Desempefio de las Areas de Control ante Pérdida de Generacion

16.2.7.10

16.2.7.11

16.2.7.12

16.2.7.13

16.2.8
16.2.8.1

Criterio de Desempefio ante Pérdida de Generacidn: son requerimientos técnicos minimos
que deben cumplir cada una de las areas de control con el objeto de retornar los flujos en
las interconexiones y la frecuencia a sus valores programados, después de una pérdida de
generacion.

El Criterio de Desempefio ante Pérdida de Generacién consiste en reducir a cero el valor
del ACE en un tiempo maximo de quince (15) minutos después de ocurrida la pérdida de
generacion.

Para cumplir con el Criterio de Desempefio ante Pérdida de Generacion, cada area de control
deberd contar con suficiente reserva de contingencia: reserva rodante, reserva fria y
bloques de carga interrumpible.

Los Criterios y Parametros de Desempefio listados en este Capitulo, se incluyen en forma
tabular en el Anexo H.

Metodologia para la Revisién de los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio

El EOR realizara una evaluacién técnica y econdmica de los criterios y parametros definidos
en este Capitulo para establecer la conveniencia de modificarlos, ajustarlos o
complementarlos. Si se considera necesario realizar modificaciones, estas deberan ser
sometidas a la aprobacion de la CRIE.

Criterios de Calidad

16.2.8.2

16.2.8.3

Los Criterios de Calidad del VVoltaje deberan evaluarse realizando un estudio que establezca
las ventajas técnicas y econdmicas del rango propuesto de variacion de la magnitud del
voltaje.

El Criterio de Calidad de la Frecuencia debera evaluarse realizando un estudio que
establezca las ventajas técnicas y econémicas de reducir la desviacion estandar () de los
promedios de diez (10) minutos de la frecuencia.

Criterios de Seguridad

329 Modificado mediante Resolucion CRIE-44-2020 del 18 de mayo de 2020.
330 Modificado mediante Resolucion CRIE-44-2020 del 18 de mayo de 2020.
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16.2.8.4

Los Criterios de Seguridad deberan evaluarse completando los siguientes pasos:

a) Basado en estadisticas disponibles de los sistemas de América Central, determinar
estadisticamente la frecuencia de ocurrencia de contingencias simples, maltiples
y extremas;

b)  Basado en estudios eléctricos, determinar las consecuencias de las contingencias
simples, multiples y extremas;

C) Determinar las inversiones necesarias para proteger el SER de acuerdo a los
criterios vigentes y los criterios que se proponen; y

d) Basado en los resultados de los puntos anteriores, determinar si es posible
justificar la conveniencia de modificar, ajustar o complementar los criterios
vigentes.

Criterios de Desempeiio

16.2.8.5

16.2.9
16.2.9.1

16.2.9.2

16.2.10
16.2.10.1

17,

17.1
17.1.1

17.1.2

Los Criterios de Desempefio deberan evaluarse completando un estudio que establezca las
ventajas técnicas y econdmicas de las modificaciones propuestas.

Ambito de Aplicacion de los Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio

Para el planeamiento de la expansion del SER, deberan ser utilizados los CCSD de las
contingencias simples.

Los CCSD deberan ser utilizados en el disefio de nuevas instalaciones y las modificaciones
a las existentes, la planificacion de la operacion incluyendo la programacion del
mantenimiento, la operacion en tiempo real, el predespacho, el redespacho, el analisis de
eventos y en general para la realizacion de todos los estudios eléctricos del SER.

Gradualidad en la Aplicacion de los Criterios

Durante el primer afio de la operacion del MER bajo el presente reglamento, el EOR
evaluara el cumplimiento de los CCSD para determinar las medidas correctivas que deben
aplicar los OS/OM vy los Agentes para asegurar el cumplimiento de los criterios. Asimismo
establecera un plazo para la implementacion de las medidas correctivas.

=Estudios para las Ampliaciones a la RTR

Objetivos

Para cumplir con los requisitos planteados en el Capitulo 11 de este Libro, la solicitud
presentada por un Iniciador de una Ampliacion Regional con Beneficio Regional Parcial
debe contener los estudios de la RTR que se detallan en este Capitulo.

Los estudios deben indicar las condiciones del sistema previo a la ampliacién, y sefialar las
limitaciones y restricciones existentes, asi como verificar:

a) El funcionamiento del sistema en estado estable, ante fallas y dinamico;
b) La Capacidad Operativa de Transmision de las instalaciones de la RTR; y

c) El desempefio ante transitorios electromecanicos y electromagnéticos ante diferentes
perturbaciones y maniobras.

331 Modificado mediante Resolucion CRIE-08-2023 del 27 de marzo de 2023.
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17.2 Contenido de los Estudios

1721

17.2.2

17.2.3

Los Iniciadores de Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial deben
presentar una solicitud a la CRIE que contendré los estudios que se requieren en este
Capitulo. Cada Iniciador debe realizar los estudios con personal calificado, o con firmas
consultoras especializadas acreditadas ante la CRIE, siguiendo los criterios expuestos en
el Numeral 17.3 de este Capitulo. Los estudios seran revisados en sus aspectos técnicos por
el EOR. Dentro de este marco el EOR debe:

a)

b)

c)

d)

e)

Verificar que las Bases de Datos y los modelos empleados para los estudios sean
adecuados;

Verificar que los estados y escenarios analizados sean los requeridos en el Numeral
17.6 de este Capitulo;

Verificar que los resultados obtenidos sean representativos del comportamiento del
sistema, y de las consecuencias de la conexion o la ampliacion sobre el mismo;

Producir un informe técnico, que ademas de presentar las conclusiones de los estudios
incluya las observaciones que correspondan, detallando el impacto sobre la RTR en su
conjunto, o sobre algunos Agentes en particular; y

Cuando la solicitud incluya un pedido de Ingreso Autorizado Regional, realizar los
estudios econémicos mencionados en el Numeral 11.3.7 Literal a) de este Libro.

Al realizarse una ampliacién de la RTR, debe verificarse que ésta no producira efectos
adversos en el SER. En particular debe verificarse:

a)
b)

c)

d)

e)
f)

9)

Si se cumplen los CCSD;
Si reduce la Capacidad Operativa de Transmision de la RTR;

Si producen sobretensiones, sobrecorrientes, corrientes de cortocircuito u otros efectos
gue puedan afectar la vida til de los equipamientos existentes;

Si el incremento de los Costos de Suministro de Energia en el MER, es mayor que los
beneficios que produce su ingreso;

Si lleva los niveles de tensién fuera de los limites establecidos en estado estable;

Si introduce sobrecargas en los elementos de la RTR que puedan conducir a cortes de
carga; y;

Si reduce la reserva de potencia reactiva en el area de influencia de la ampliacién.

Se definen tres (3) etapas con diferentes requerimientos de estudios para la conexion a la
RTR:

a)

b)

Etapa 1. Estudios Eléctricos del acceso a la RTR. Esta etapa es la requerida para que
la CRIE pueda autorizar la ampliacion. También incluye el disefio bésico de las
instalaciones;

Etapa 2. Disefio técnico de detalle: en esta etapa se deberén realizar los estudios
necesarios para definir en detalle las caracteristicas del equipamiento a instalar, el que
deberd ser informado al EOR. De existir condiciones que afecten el funcionamiento
del sistema en su conjunto, o de algunos Agentes en particular, debera ser evaluado
por el EOR, en consulta con los OS/OM y los Agentes Transmisores; y

Etapa 3. Ajustes previos a la puesta en servicio: En esta etapa, se realizaran los estudios
necesarios para ajustar los equipamientos y verificar su funcionamiento adecuado.
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17.2.4

17.3
1731

17.3.2

17.3.3

17.34

17.35

17.4
1741

17.5
175.1

Los estudios de funcionamiento del sistema de potencia requeridos para la incorporacién
de una ampliacion deberan basarse en los criterios establecidos en el Capitulo 18 de este
Libro.

Etapa 1 — Estudios Eléctricos del Acceso ala RTR

En caso que los estudios los realice el Iniciador, deben usarse programas de simulacion de
sistemas eléctricos y dichos estudios deberdn ser reproducibles por el EOR. El EOR
publicard en su sitio de Internet la lista de los programas aceptados para estos estudios.

Si un programa de simulacion no esta en la lista del EOR, sera autorizado su uso si se
presenta una descripcion técnica detallada de sus caracteristicas y metodologia de calculo.
El Iniciador debera avalar que tal modelo cumple con lo especificado y que los datos y sus
resultados han sido verificados.

Los datos a utilizar para realizar estudios de flujos de carga, cortocircuitos, estabilidad
transitoria y transitorios electromagnéticos seran los contenidos en la Base de Datos
Regional que administra el EOR. Este debera entregar a los Iniciadores la informacion para
realizar los estudios. Se deberan adjuntar con el estudio aquellos datos que no sean
directamente obtenidos de la Base de Datos del EOR, en particular aquellos propios de la
instalacion para la que se presenta la Solicitud. De requerirse informacion adicional, se
deberd realizar un levantamiento directo en las empresas propietarias de los equipamientos.
Se deberan incluir todas aquellas ampliaciones y adiciones que tuvieran autorizacion de la
CRIE o fueran informados por los Reguladores Nacionales.

Serd un compromiso del Iniciador o Agente entregar los datos que correspondan a los
equipos a instalar.

La solicitud presentada debera contener:
a) Estudios de flujos de cargas;
b) Estudios de cortocircuito; y

c) Estudios de Estabilidad Transitoria y dindmica, con modelos estandar para los
equipos a instalar, y modelos detallados para los equipos existentes, y definicion de
la necesidad o no de equipamientos adicionales de compensacion, proteccién o
control.

Etapa 2 — Disefio Técnico de Detalle

El EOR indicard a los Iniciadores los criterios para el ajuste de los equipamientos de
maniobra y proteccion. El Iniciador realizard estudios de transitorios electromagnéticos
asociados a las maniobras que razonablemente deberdn realizarse para operar la
ampliacion, justificando que no causara un impacto negativo en la operacion de la RTR,
definiendo las caracteristicas técnicas de los equipamientos de proteccion necesarios.

Etapa 3 — Ajustes Previos a la Puesta en Servicio

En esta etapa, dependiendo del proyecto, el Iniciador debe realizar los estudios para el
ajuste final del equipamiento y pruebas de verificacion de su funcionamiento. El alcance y
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17.6
176.1

17.6.2

17.6.3

17.6.4

1765

17.7

17.7.1.

cronograma de los ensayos seran acordados entre el EOR, los OS/OM involucrados y los
Agentes Transmisores.

Escenarios

Los estudios correspondientes a la Etapa 1 deberan ser realizados, para aquellos estados
previstos a partir del momento de la entrada en servicio de la ampliacion.

Se deberan, ademas, realizar analisis complementarios para escenarios que determine el
EOR para etapas posteriores a la ampliacion propuesta que permitan detectar las
limitaciones que puede producir la misma.

El EOR indicaré los despachos a ser analizados con sus respectivos flujos de carga para
cada uno de los cinco (5) afios siguientes a la puesta en servicio de la ampliacion propuesta.
Para los despachos, las nuevas ampliaciones de generacién y transmisién seran las que el
EOR incluya en su Base de Datos.

Los estudios a realizar para cada una de las etapas deberan reflejar las modificaciones que
la nueva generacion o demanda o ampliacion producen en la RTR.

Para aquellos estudios correspondientes a las Etapas 2 y 3, el Iniciador solicitard al EOR
los escenarios a analizar.

wAlcance de los estudios eléctricos para las solicitudes de conexion
alaRTR

333]_os alcances de los estudios eléctricos para las solicitudes de conexion a la RTR, indicados
en los Capitulos 17 y 18 de este Libro, son establecidos segun el tipo y tamafio del proyecto,
conforme a la siguiente categorizacion:

a) Lineas de transmision con tension nominal igual o mayor a 115 kV, con longitud
menor o igual a 10 km
i. Flujos de carga en condicion normal y ante funcionamiento de la red con
contingencia.
ii. 3*Estabilidad de voltaje (inciso i, literal b, numeral 16.2.6.1 de este libro).
iii. Estudio de Cortocircuitos

b) Lineas de transmision con tension nominal igual o mayor a 115 kV, con longitud
mayor de 10 km y menor o igual a 150 km
i.  Flujos de carga en condicion normal y ante funcionamiento de la red con
contingencia.
ii. Estabilidad de voltaje (inciso i, literal b, numeral 16.2.6.1 de este libro).
iii. Estudio de Cortocircuitos

332 Apartado adicionado mediante Resolucion CRIE-02-2017 del 26 de enero de 2017.

333 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante la Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.

334 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante la Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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c)

d)

f)

9)

h)

iv. Estudios de transitorios electromecanicos, para los casos que el EOR en
coordinacién con el OS/OM y Agente Transmisor del Pais donde se conecta
el proyecto, consideren conveniente.

Lineas de transmisién con tension nominal igual o mayor a 115 kV, con longitud
mayor a 150 km

i.  Flujos de carga en condicion normal y ante funcionamiento de la red con
contingencia.

ii. 3%Estabilidad de voltaje (inciso i, literal b, numeral 16.2.6.1 de este libro)

iii. Estudio de Cortocircuitos

iv. Estudios de transitorios electromecanicos, para los casos que el EOR en
coordinacién con el OS/OM y Agente Transmisor del Pais donde se conecta
el proyecto, consideren conveniente.

v. Estudios de transitorios electromagnéticos, cuando se presenten situaciones
gue puedan afectar el aislamiento del equipamiento, la capacidad de
disipacién de los equipos de maniobra o los tiempos de actuacion de los
sistemas de proteccion; para los casos que el EOR en coordinacién con el
OS/OM y Agente Transmisor del Pais donde se conecta el proyecto,
consideren conveniente.

Autotransformadores de Potencia o Transformadores de potencia para transmision
(con conexidn a tensiones primarias y secundarias iguales o0 mayores a 115 kV)
i.  Flujos de carga en condicion normal y ante funcionamiento de la red con
contingencia.
ii. Estabilidad de voltaje
iii. Estudio de Cortocircuitos

Compensacion reactiva
i.  Flujos de carga en condicion normal y ante funcionamiento de la red con
contingencia.
ii. Estabilidad de voltaje
iii. Estudio de Cortocircuitos

Conexién de demandas < 25 MVA
i. Flujos de carga en condicion normal y ante funcionamiento de la red con
contingencia.

Proyectos de generacion con capacidad igual o menor a 10 MW
i.  Flujos de carga en condicion normal y ante funcionamiento de la red con
contingencia.
ii. Estudio de Cortocircuitos

Conexion de demandas > 25 MVA

Si la demanda no es de tipo industrial:
i.  Flujos de carga en condicion normal y ante funcionamiento de la red con
contingencia.
ii. Estabilidad de voltaje

335 Modificado mediante Resolucion CRIE-06-2017 del 9 de marzo de 2017, modificada mediante la Resolucion
CRIE-41-2017 del 28 de agosto de 2017.
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17.7.2.

17.7.3.

iii. Estudio de Cortocircuitos

Si la demanda es de tipo industrial:

i.  Flujos de carga en condicion normal y ante funcionamiento de la red con
contingencia.

ii. Estabilidad de voltaje

iii. Estudio de Cortocircuitos

iv. Estudios de transitorios electromecanicos u otro, para los casos que el EOR
en coordinacion con el OS/OM y Agente Transmisor consideren
conveniente.

i) Proyectos de generacion con capacidad mayor a 10 MW

i.  Flujos de carga en condicion normal y ante funcionamiento de la red con
contingencia.

ii. Estabilidad de voltaje

iii. Estudio de Cortocircuitos

iv. Estudios de transitorios electromecanicos, para los casos que el EOR en
coordinacién con el OS/OM y Agente Transmisor del Pais donde se conecta
el proyecto, consideren conveniente.

Los estudios para cualquier otro tipo de proyectos que soliciten conectarse a la RTR,
gue no estén contenidos dentro de las categorias anteriores, tales como enlaces
extraregionales, lineas de corriente directa, electronica de potencia, transformadores
para aplicaciones especiales (filtro de armdnicos, puesta a tierra, desfasamiento
angular), y otros; seran los que determine la CRIE a solicitud del EOR, quien los
propondré previa coordinacion con el OS/OM y el Agente transmisor del pais donde
se conectara el proyecto.

El EOR indicara el horizonte de los escenarios a ser analizados para cada uno de los afios
siguientes, a partir de la fecha que se indique para la puesta en servicio de la ampliacion
propuesta, segun lo siguiente:

a) Para las categorias de proyecto indicadas como a), b), c), d), ), f) y g), en el numeral
anterior, los estudios técnicos deberan comprender el analisis de los escenarios con un
horizonte de un (1) afio.

b) Para las categorias de proyecto indicadas h) e i), los estudios técnicos deberan
comprender el analisis de los escenarios con un horizonte de tres (3) afios.

Los Iniciadores interesados en construir las Ampliaciones Regionales Planificadas y
Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial autorizadas por la CRIE conforme
el Capitulo 11 de este Libro, identificadas en el Plan de Expansion Indicativo de la
Generacion y la Transmision Regional que realiza el EOR conforme el Capitulo 10 de este
Libro, a efectos de cumplir con los estudios técnicos requeridos en los numerales 4.5.2.5y
4.5.3.1 de este Libro, podréan utilizar los estudios contenidos en dicho Plan. Si la ampliacién
no entra en operacion el afio previsto en los estudios técnicos que acompafian a la solicitud
de conexién o se produzcan cambios en la demanda, se agregue o retire generacion o se
modifique la topologia del sistema de transmision y generacion nacional, para el afio de
puesta en operacion del proyecto, el EOR podré requerir al Iniciador, una actualizacion de
los estudios eléctricos con el fin de verificar las condiciones reales esperadas de operacion.
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18. Alcance de los Estudios Eléctricos

18.1 Alcance de los Estudios
18.1.1  Los estudios eléctricos que se describen en este Capitulo se aplican a:
a) Cumplir con los requisitos planteados en los Capitulos 11y 17 de este Libro;

b) 3®Estudios para elaborar el Plan de Expansién Indicativo de la Generacién y la
Transmision Regional que realiza el EOR;

c) Evaluacion de la Solicitud presentada por un Iniciador de una Ampliacion Regional
con Beneficio Regional Parcial,

d) Estudios de la Capacidad Maxima de lineas de transmision y otras instalaciones de
la RTR que realiza el EOR;y

e) Estudios que solicite la CRIE.

18.1.2 Los estudios que se realicen en cada caso deberdn cumplir con los siguientes
requerimientos:

a) Estudios Eléctricos en Régimen Permanente:

I. Flujos de Carga

- Se tomaran como base los escenarios de minima, media y méaxima
demanda coincidente y en otras condiciones criticas que surjan de las
simulaciones de la operacion del SER.

En base a los resultados de éstos estudios se deben realizar estudios en
condiciones criticas en relacién a la incorporacion de las nuevas
instalaciones, en los escenarios arriba mencionados. De estos flujos de
carga se deben verificar la existencia 0 no de sobrecargas en
equipamientos, y el cumplimiento del perfil de tensiones en los nodos de
la RTR.

Este estudio debe incluir el funcionamiento de la red con contingencia
simple (condicién N-1), identificando y analizando los escenarios que
sean mas exigentes para el SER. EI EOR proporcionard el detalle de las
contingencias a simular que tengan efecto directo sobre el area donde se
ubique la ampliacién.

- Cuando existan contingencias multiples de alta probabilidad de
ocurrencia, se deberdn realizar los correspondientes estudios de
funcionamiento del sistema ante la ocurrencia de los mismos.

Il. Cortocircuitos

- Se deben realizar estudios de cortocircuitos trifasicos y monofasicos
incluyendo las ampliaciones previstas. Se verificara si en alguna

336 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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subestacidn de la red se superen los niveles de potencia de cortocircuito
de disefio de los dispositivos existentes.

- Se debera indicar cudl es el cambio de la potencia de cortocircuito por
efecto de la insercion de la nueva obra. Debera analizarse la condicion
para demanda méxima y minima.

I1l.  Equivalentes

- En las areas lejanas a las ampliaciones analizadas, en coordinacion con el
EOR, se podra utilizar equivalentes de la red que incluyan lineas,
transformadores y generadores, que sean adecuados y reconocidos de
manera tal que muestran un comportamiento aceptable para el tipo de
estudios de que se trata.

IV. Datos

- El EOR deberé validar los datos empleados en cuanto a su origen (datos
estimados, del fabricante, datos calculados, etc.).

b) Estudios de transitorios electromecénicos.

Para los casos que el EOR considere conveniente, se deberan realizar estudios
de transitorios electromecéanicos de acuerdo a las siguientes especificaciones.
El uso de estos modelos debera coordinarse con el EOR.

I.  Requisitos minimos para el modelo a utilizar:
a) Demanda - debera modelar la sensibilidad a variaciones de frecuencia y
de tension.
b) Generadores - deberan modelarse de acuerdo a su potencia

- Para méaquinas, o equivalentes de maquinas similares, de potencias
mayores 6 iguales a 100 MVA se usaran modelos de 5° y 6° orden.
(se debe incluir el efecto de los arrollamientos amortiguadores).

- Para maquinas, o equivalentes de maquinas similares, con potencias
menores de 100 MVA se podran usar modelos de 3°y 4° orden.

¢) Reguladores Automaticos de Tension

- El modelo seré el proveniente del fabricante;

- Entodos los casos se deberé suministrar todos los datos del modelo
y criterios adoptados, asi como de su comportamiento. Deben
incluirse los diagramas de bloque de los equipos de acuerdo a los
datos del fabricante.

- Para las méaquinas, o0 equivalentes de maquinas que tengan
estabilizador de potencia (PSS), este deber& ser modelado. Deben
incluirse los diagramas de bloque de los equipos de acuerdo a los
datos del fabricante.

d) Reguladores de Velocidad y Turbinas

- El modelo seré el proveniente del fabricante

- Entodos los casos se deberad suministrar todos los datos del modelo
y criterios adoptados, asi como de su comportamiento. Deben
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18.2
18.2.1

incluirse los diagramas de bloque de los equipos de acuerdo a los
datos del fabricante.

Otros requisitos

Deberan representarse segun las instrucciones del EOR:

- Desconexion Automatica de Generacion;

- Resistores de Frenado;

- Desconexidn o conexion de reactores;

- Puenteado de capacitores serie;

- Control de oscilaciones de baja frecuencia;

- Desconexion de generacion por sobre/baja frecuencia;

- Esquemas de disparos transferidos.

Simulacidn de fallas y perturbaciones.

Las fallas que se apliquen en las simulaciones deberan adoptarse en base a
los criterios de seguridad dindmica del Capitulo 16, incluyendo, ademas,
otras perturbaciones que definan limites en la operacion real, cuando esto
pudiera tener efectos sobre la calidad de servicio.

Se deberan simular las fallas que el EOR evalle como mas exigentes para
mantener la estabilidad del sistema para los escenarios elegidos

Tiempos de simulacion:
- Para estabilidad transitoria: minimo 3 segundos.
- Evaluacion de amortiguamiento post-falla minimo 21 segundos.

c) Estudios de transitorios electromagnéticos

Se deberan realizar estos estudios cuando se presenten situaciones que
puedan afectar el aislamiento del equipamiento, la capacidad de
disipacién de los equipos de maniobra o los tiempos de actuacion de los
sistemas de proteccion.

Los estudios de transitorios electromagnéticos deben permitir identificar
exigencias extremas para el equipamiento que impongan criterios de
disefio para la especificacion de nuevos equipamientos y verificar que
una incorporacién o modificacién del sistema no conduzca a la
superacion de limites admisibles del equipamiento existente o no
provoque un comportamiento anémalo en el sistema.

Se debera utilizar un escenario basico elegido como el mas exigente
dentro de los siguientes cinco afios a partir de la entrada en servicio de
la ampliacién. Cuando aparezcan modificaciones importantes previstas
en la RTR deberéan analizarse escenarios adicionales para cada una de
ellas.

Representacion del Sistema

En cada estudio el respectivo informe deberé indicar:

a)

b)

Como se han modelado todos los componentes del sistema de potencia
involucrados, y la metodologia de célculo y herramienta de simulacion empleada.

La composicién de potencia activa y reactiva del modelo de la carga y los
porcentajes de cada tipo. (por ejemplo Z = constante, | = constante, etc.)
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18.2.2

c)

Se deberan consignar el valor y la calidad de los datos empleados, asi como su
origen.

El modelo deberé basarse en los siguientes criterios:

a)

b)

9)

h)

)

K)

En los casos de energizacion de lineas y transformadores, estudios de arco
secundario (anélisis de pocos ciclos) se podra utilizar un modelado de reactancia
constante y tension (FEM) constante detras de la misma.

Cuando se requiera un periodo mayor (por ejemplo: pérdida de carga) las unidades
generadoras de potencia iguales 0 mayores a 100 MVA, deberan modelarse como
minimo con el modelo de 5° orden y representar los arrollamientos amortiguadores
de estas unidades.

Para unidades generadoras menores de 100 MV A, se representaran con modelos de
3° orden o realizar equivalentes de generacion.

Para simulaciones de transitorios de una duracion mayor, puede resultar necesario
utilizar una representacion mas detallada del nuevo generador.

Transformadores: Deberan relevarse y calcularse sus datos caracteristicos, el tipo
de conexion de sus arrollamientos y datos de secuencia negativa y cero, asi como
curvas de magnetizacion y saturacion.

Para estudios de transitorios de frecuencias muy altas en una subestacion (descargas
atmosféricas) debe modelarselo con una capacitancia a tierra.

Interruptores: Se deberan conocer sus tiempos de actuacion y el tipo de que se trata,
asi como el valor de resistores para maniobra. Para el disefio debera usarse la norma
IEC 56.

Pararrayos: Se deberan suministrar el tipo de que se trata y las curvas I/V
correspondientes a las diferentes formas de ondas estandar y la capacidad de
disipacién de energia de los pararrayos considerados

Lineas: Se representaran con sus parametros de secuencias positiva, negativay cero,
con valores especificados calculados con la configuracion geométrica de cada linea.
Para los estudios gque involucren la presencia de altas frecuencias, como en el caso
de energizacion de lineas y apertura de interruptores es necesario representar las
lineas cercanas con sus parametros de secuencia en funcion de la frecuencia.

Reactores de Linea o Neutro: Deberan conocerse sus datos de impedancia de
secuencia positiva, negativa y cero, asi como las curvas de magnetizacion y
saturacion.

Arco: Se lo debe modelar de la forma més adecuada posible, por ejemplo como una
resistencia no lineal.

Capacitores Serie: Se deberdn conocer sus datos de impedancia de secuencia
positiva, negativa y cero, asi como los parametros de los equipamientos de
actuacion para su proteccion, desconexion o insercion y tiempos de actuacion de
los explosores y sus caracteristicas, si los hubiese. y

En las areas lejanas a la zona de interés se podréa utilizar equivalentes de la red que
incluyan lineas, transformadores y generadores que tengan un comportamiento
respecto a la frecuencia aceptable para el tipo de estudios de que se trata.
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ANEXO A
METODOLOGIA DE DEFINICION DE LA RTR
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All

Al?2

Al3

Metodologia
Primer paso: Definicién de la RTR
Los nodos a incluir en la RTR basica son:

- los nodos y lineas que forman parte de las interconexiones existentes a niveles de
tension mayores de 115 kV;

los nodos y lineas de las expansiones planificadas (conjunto que incluye a la linea
SIEPAC).

Cuando entre en servicio algun tramo de la linea del SIEPAC, los nodos del tramo y el tramo
mismo, serén parte de la RTR basica.

37Asimismo seran parte de la RTR inicial los nodos y los tramos de las expansiones
planificadas programadas por el Sistema de Planificacion de la Generacion y la Transmision
Regional (SPGTR) del EOR.

Segundo paso: Identificacion de los Nodos de Control

Los Nodos de Control en cada sistema eléctrico nacional son los nodos méas cercanos
eléctricamente al nodo terminal de una interconexion (sin incluirlo) donde los Agentes pueden
hacer ofertas al MER, y el OS/OM puede controlar la inyeccion/retiro de energia en forma
independiente de otros nodos.

Estos nodos corresponden a los nodos donde un generador o un area del sistema compuesta
por un conjunto de generadores y cargas, se conectan de forma radial al sistema mallado.
Cuando existan grandes usuarios con una capacidad comprobada de controlar su demanda, los
nodos donde estos se conecten al sistema mallado se pueden también incorporar a esta
definicion.

Los Nodos de Control estaran limitados a los dos niveles de tension mas alto en cada pais
(ejemplo: 230y 138kV, 6 230 y 115kV).

La identificacion de los Nodos de Control sera realizada examinando la topologia de la
ubicacion de los generadores y puntos donde los Agentes puedan hacer ofertas al MER y
puedan controlar la inyeccién/retiro de energia.

Tercer paso: Identificacién de la RTR preliminar

La RTR preliminar es el conjunto formado por los nodos y lineas de los pasos anteriores y las
lineas y nodos intermedios que los unen mediante el camino eléctrico mas corto (menor
impedancia) en cada nivel de tension. La RTR preliminar debe ser continua desde Panama
hasta Guatemala.

En este paso, para conectar los nodos de control a la red basica se escoge un nodo de control
a la vez, en cada oportunidad el més cercano a la red basica. Al comienzo, los nodos de la
interconexion son los limites de la red bésica, pero a medida que se agregan conexiones de los
nodos de control a ellos, la red basica se va internando en los sistemas eléctricos nacionales.

El proceso a seguir para la identificacion de la RTR preliminar en cada pais es el siguiente:
C-1.  Seselecciona el nivel de voltaje méas alto en la RTR basica.

C-2.  Se busca la conexion méas cercana eléctricamente entre algiin nodo de control y un
nodo de la RTR basica.

337 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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Al4

Al5

C-3.  Sila conexion no se puede lograr al mismo nivel de tensién (Por ejemplo, si el nodo
de control se encuentra en 115kV y el nodo de la RTR basica en 230kV) se utilizara la ruta
eléctricamente mas corta pasando por una subestacion de transformacion.

C-4. Tanto el nodo de control conectado a la RTR basica como los tramos intermedios
necesarios para esta conexion, se convierten en nodos de la RTR baésica, la cual se va
“internando” en los sistemas nacionales.

C-5.  Sino se han agotado los nodos de control a ser conectados, se vuelve al paso “C-2”

C-6.  Si el nivel de tension seleccionado es el mas alto y la RTR bésica hasta el momento
no es continua (se verifica que exista un camino que conecte los nodos de la RTR basica) se
hara continua utilizando el camino eléctricamente mas corto.

C-7.  Se selecciona el nivel de tension inmediatamente inferior donde existan nodos de
control y se va al paso “C-2”

Cuarto paso: Identificacion de las lineas que complementan la RTR preliminar.

Se identificaran elementos adicionales a la RTR preliminar para varios escenarios, segin un
criterio que considera dos factores: 1) la magnitud del cambio de flujo por los elementos antes
y después de las transacciones MER y; 2) la relacion de este cambio con el monto total de la
transaccion MER en cada pais.

Utilizando un modelo de planeamiento operativo, se realizaran simulaciones para n escenarios
de los paises operando en forma aislada y luego en forma coordinada en el MER. Se comparan
los flujos en los elementos de transmision en las dos situaciones y se decide agregar a la RTR
dicho elemento si cumple con los siguientes criterios:

- Sea Fak y Fck el flujo en el caso aislado y en el caso coordinado respectivamente para
el escenario k en un elemento | que no haya sido seleccionado en los pasos Ay C.

- Sean EKk el valor absoluto del intercambio neto y Tk el monto de transito para el
escenario k en el pais donde se encuentra el elemento analizado.

- El elemento | se incluye en la RTR si, n/N > P%, donde:
n=numero de escenarios donde se cumple que

|Fck—Fak| / (Ek+Tk)*100 > U%

N= Numero total de escenarios analizados

- Para la determinacién de la RTR inicial se utilizaran los valores: U%=15% y
P%=20%, los cuales podran ser modificados por la CRIE;

Quinto paso: Verificacion por el EOR y los OS/OM

El EOR en coordinacion con los OS/OM nacionales, basandose en estudios regionales de
seguridad operativa, podran afiadir elementos a los ya identificados en los pasos uno a cuatro
cuando estos se muestren necesarios para soportar los Criterios de Calidad, Seguridad y
Desempefio.
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Bl Contenido del Contrato de Conexion

Bl.1 Los Agentes que estén conectados o pretendan conectarse directa o indirectamente a la RTR,
deberan cumplir con lo estipulado en la regulacion nacional del pais donde se encuentre
ubicado el punto de conexidn, en lo referente a los contratos de conexiéon o a las
autorizaciones para la conexion de sus instalaciones a la red de transmision.
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ANEXO C
REPORTE DE EVENTOS EN EL
SISTEMA ELECTRICO REGIONAL
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CL1

C2
C2.1

C3
C31

C3.2

C3.3

Alcance

Este anexo precisa el contenido y forma de los informes preliminar y final que los OS/OM
deberan remitir al EOR cuando en sus sistemas ocurran eventos que afecten la operacion del
SER y que provoquen ya sea cambios topoldgicos en la RTR o variaciones de frecuencia y
voltajes fuera de los rangos establecidos en el Libro 111 del RMER.

Notificacion del Evento

Ante la ocurrencia de un evento en uno o mas sistemas nacionales, los OS/OM respectivos
deberan notificar a la brevedad al EOR y a todos los demas sistemas. De preferencia, esta
notificacion debera hacerse via telefonica o via fax y la misma deberd informar de manera
breve el tipo de falla, las instalaciones involucradas, las consecuencias inmediatas del
mismo, asi como las medidas que se estén llevando a cabo para normalizar la operacion del
sistema.

Informe Preliminar

El Informe Preliminar serd un documento en el cual se incluirén los detalles de los eventos
ocurridos, asi como las acciones y maniobras de reposicion efectuadas por los OS/OM para
regresar sus redes nacionales al estado de pre-falla. Este documento debera ser enviado al
EOR en el plazo establecido en el Numeral 5.5 del Libro 11l del RMER.

El Informe Preliminar debe contener la cronologia de los eventos, las protecciones que hayan
actuado, y las consecuencias del evento y de las acciones emprendidas. Ademas, debera
incluir un listado de las subestaciones involucradas, la carga y la generacién desconectada,
la causa probable del evento y la hora de reposicion de la red, bien sea parcial o total, segin
corresponda.

La preparacion del Informe Preliminar debera seguir, en general, el modelo descrito en los
siguientes numerales:

a) Referencia
Debera indicarse la fecha (dd/mm/aa) y la hora (hh:mm) y el titulo o referencia
asignada al evento.

b) Sintesis
Es el resumen del informe, el cual incluira:
(i)  presentacion del evento;
(if)  causas y consecuencias;
(iii) conclusiones; y
(iv) acciones tomadas o a tomar.

c) Configuracion Pre-falla
Deberé efectuarse una descripcion de la condicion pre-falla de operacion del sistema
nacional, incluyendo la conformacion topoldgica de la red, y de ser necesario
adjuntando un diagrama unifilar simplificado de la configuracién de la red afectada.
En dicho unifilar deberéan indicarse los flujos de potencia, los voltajes y los porcentajes
reales de carga de los equipos y lineas con respecto a los valores nominales.

d) Descripcion de los Sucesos en Orden Cronoldgico

En este punto se deberan indicar, en forma detallada, todos los sucesos ocurridos y sus
consecuencias, indicando claramente las causas de cada desconexion de instalaciones
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f)

9)

h)

y de cargas, incluida la actuacién de los esquemas de desconexion automatica de
cargas, en orden cronoldgico, e indicando la hora de ocurrencia de cada uno de ellos.

Cuando el evento involucre equipos de distintos sistemas nacionales, el OS/OM
responsable de la elaboracién del Informe Final deberd incluir la informacion
pertinente, documentando este aspecto.

Configuracion Post-falla

Debera incluirse la topologia de la red nacional inmediatamente posterior a la
ocurrencia del evento, adjuntando un diagrama unifilar simplificado de la
configuracion de la red afectada. En dicho unifilar deberan indicarse los flujos de
potencia, los voltajes y los porcentajes de carga de los equipos y lineas con respecto a
los valores nominales.

Maniobras Realizadas Para Normalizar el Servicio

El Informe Preliminar debe indicar las principales acciones y maniobras realizadas para
llevar al SER a un punto de operacion normal, o aquel que transitoriamente se haya
logrado, en orden cronoldgico e indicando la hora de ocurrencia de cada una de ellas.
Se deberan también incluir, cuando corresponda, comentarios u observaciones sobre
las posibles dificultades que se presentaron en la normalizacion del SER, que hayan
ocasionado retardos en la misma, ya sea de caracter operativo, de comunicaciones, de
falla o inadecuada operacién de algin equipo; asi como cualquier dificultad asociada
con los procedimientos operativos aplicados por el OS/OM y sus agentes.

Analisis de la Actuacion de las Protecciones

Se debera realizar un analisis de los sucesos ocurridos, indicando qué protecciones
actuaron de acuerdo a lo previsto y cuales no, asi como las consecuencias del evento
en las protecciones, si las hubiera.

Energia no Suministrada

Por cada subestacion los OS/OM deberan realizar una estimacion de la potencia
interrumpida (en MW) y la energia no suministrada (en MWh), por causas asociadas
al evento o por las acciones y maniobras de reposicion. Se debera indicar la carga
interrumpida como consecuencia de la actuacién del esquema de desconexion
automatica de carga.

En los casos en que toda o parte de la energia no suministrada hubiese resultado de la
actuacion del esquema de desconexion de cargas por baja frecuencia o voltaje, deberé
incluirse una evaluacion detallada de su actuacion y si el esquema operé de acuerdo a
los ajustes preestablecidos.

Medidas Adoptadas
Deberan documentarse las medidas preventivas y correctivas adoptadas

inmediatamente después del evento, con el fin de evitar ocurrencias similares en el
futuro o para mitigar el efecto del evento si este volviera a presentarse.
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C34

C35

C4
C4.1

C4.2

C4.3

C4.4

C4.5

Aspectos Aclaratorios

Todos los puntos indicados arriba deberan documentarse en el informe. En caso de no
disponerse de informacion para alguno de ellos, se hara constar expresamente en el mismo.
El Informe Preliminar debera enviarse al EOR por correo electronico.

Formato para el Reporte de Eventos

El EOR definird el formato que deberdn utilizar los OS/OM para elaborar el Informe
Preliminar de eventos. Cuando se requiera efectuar una modificacién a dicho formato, el
EOR lo informara a los OS/OM con por lo menos quince (15) dias de anticipacion.

Informe Final de Eventos

El Informe Final de Eventos es una ampliacion méas detallada del Informe Preliminar. En el
mismo debera destacarse las modificaciones respecto a lo informado en el Informe
Preliminar, y debera presentarse una explicaciéon clara del evento ocurrido, sus causas y
consecuencias. Este informe se elaborard a partir del Informe Preliminar, ampliando y
complementando la informacion suministrada en éste Gltimo. De ser necesario este informe
incluird los resultados de simulaciones y andlisis que ayuden a comprender el evento
ocurrido y sefiale las deficiencias del sistema nacional.

En el informe se deberé realizar una descripcion pormenorizada del evento, las instalaciones
afectadas, la cronologia de los sucesos, las causas de cada uno de los sucesos, los
mecanismos de normalizacion utilizados y estimacion de la energia no suministrada.

Medidas Adoptadas

Si dentro del tiempo requerido para realizar el Informe Final surgen medidas preventivas o
correctivas adicionales a las documentadas en el Informe Preliminar, éstas deberan ser
incluidas en este documento. Quedan comprendidos en este Gltimo aspecto, casos donde se
requieran estudios eléctricos del SER para determinar el origen del evento y las medidas a
adoptar.

Informacién y Datos a Anexar

Deberé adjuntarse al informe la informacion definida en el Numeral 5.5 del Libro 111 del
RMER vy toda aquella informacién que el OS/OM estime conveniente anexar 0 que
expresamente haya sido solicitada por el EOR.

Conclusiones y Acciones Tomadas o0 a Tomar

Se deberan indicar las conclusiones del informe, incluyendo las acciones tomadas o a tomar
cuando se haya detectado el inadecuado funcionamiento de instalaciones, de elementos de
proteccion, control, maniobra, automatismos o en los procedimientos seguidos por el
OS/OM y los Agentes.
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33BANEXO D
FORMULACION MATEMATICA DEL PROGRAMA
DE SELECCION DE SOLICITUDES (PSS) PARA
EL PROCESO DE ASIGNACION DEDTYY
FORMULACION MATEMATICA PARA LOS
CARGOS VARIABLES DE TRANSMISION
NETOS (CVT NETOS) Y LOS INGRESOS POR
VENTAS DE DT (IVDT)

3% Anexo modificado mediante Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.
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FORMULACION MATEMATICA DEL PROGRAMA DE SELECCION DE SOLICITUDES
(PSS) PARA EL PROCESO DE ASIGNACION DE DT Y FORMULACION MATEMATICA
PARA LOS CARGOS VARIABLES DE TRANSMISION NETOS (CVT NETOS) Y LOS

INGRESOS POR VENTAS DE DT (IVDT)

D1 Asignacion de DT

D11
D111

D1.1.2

Definicion de las Variables

Las ofertas que los participantes de las subastas de DT presentan seran numeradas en forma
consecutiva para cada tipo de DT, con independencia del participante que las formule. Las
adjudicaciones se realizaran por cada oferta individual.

El significado de las variables que definen el algoritmo de la asignacion de DT es el siguiente:

H.: matriz de factores de transferencia de potencia y otras restricciones asociados al
estado “e” del sistema de transmision, que se calcula tal como se describe
en el Numeral D2 de este anexo.

[ Ji:

[ Jie:

[TPRIR

€

NC:
NOC:
NV:
NOV:
NE:

NOE:

NN:

denota el elemento (fila) i del vector resultante del producto de la
matriz H por un vector t.

denota el elemento (fila) i del vector resultante del producto de la
matriz He por un vector t.

subindice asociado al estado base del sistema de transmision: base
(0) o contingencias (1...NN)

numero total de ofertas de compra de DF
namero total de ofertas de compra de DFPP
numero total de ofertas de venta de DF
numero total de ofertas de venta de DFPP

numero total de derechos firmes existentes en el momento de la
asignacion de DT

namero total de DFPP existentes en el momento de la asignacion
de DT

namero total de contingencias previstas en la Prueba de
Factibilidad Simultanea (PFS).

Variables de Oferta de Compra de Derechos Firmes

Olk:

perk:

proporcién del DF asignado en la asignacion de DT a la oferta
numerada k, en relacion al méximo ofertado a comprar en MwT.
0<g <1

maxima cantidad de pérdidas que se asigna a un oferente asociada
a su oferta de compra de DF “k”, definido como un incremento
en la componente correspondiente al nodo “x” del Vector de
Inyecciones VITk. Se entiende que si esta cantidad no es
suficiente para cubrir las pérdidas originadas en el DF, la oferta
puede resultar rechazada en la PFS.
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cperk:  descuento maximo a la oferta de compra de DF “k” por las pérdidas
pery. Este valor se puede interpretar como la venta maxima de las
pérdidas para hacer factible el DF.

% variable que representa la proporcion de pérdidas que
efectivamente se asignan al DF “k” en una asignacion de DT.
Debe ser menor o igual auno. 0 <y, <1

VITXk: vector de Mx1, cuyas componentes son iguales a cero, salvo en el
nodo “x” en el cual se compensan las pérdidas del DF “k”, donde
es denominada VITXx.

Variables de la oferta de compra de Derechos Financieros Punto a
Punto

a; proporcion del DFPP asignado en la asignacion de DT a la oferta
numerada j, con relacion al maximo a ofertado para comprar TO;.
O<a; <1

per;: maxima cantidad de pérdidas que se asigna un oferente asociada

a su oferta de compra de DFPP, definido como un incremento en
la  componente correspondiente al nodo “x” del Vector de
Inyecciones VITO;jespecificada por el oferente.

cper;: descuento maximo a la oferta de compra de DFPP “j” por las
pérdidas per;.

Vi variable que representa la proporcion de pérdidas que
efectivamente se asignan al DFPP “j” en una asignacion de DT.
Debe ser menor o igual auno. 0 <y, <1

VITOX;: vector de Mx1, cuyas componentes son iguales a cero, salvo en el

nodo “x” en el cual se compensan las pérdidas del DFPP “j”,
donde es denominada VITOXix.

Variables de oferta de venta de DF existente

Oq: proporcién de un DF existente, asignado en la asignaciéon de DT
a una oferta de venta numerada ¢, con relacion al maximo
ofertado vender TV,. 0<6, <1

Variable de oferta de venta de DFPP existente

O: proporcion del DFPP existente, al que se le asigna para la
asignacion de DT el namero I, con relacién al maximo ofertado
para vender TOV. 0< 6, <1

Oferta de compra de DF

Tk vector con la cantidad mé&xima de DF que un participante propone
comprar en su oferta numerada k, representado por la diferencia
entre el Vector de Inyecciones y el Vector de Retiros. La suma de
las componentes de este vector debe ser igual a cero, o sea que las
inyecciones Y retiros deben estar balanceados. T, =VIT, —VRT,

VITk Vector de Inyecciones asociado al vector Ty
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VRTk:  Vector de Retiros asociado al vector Tk
Oferta de compra de DFPP

TO;: la cantidad méxima de DFPP que ofrece comprar un participante
en la oferta numerada j, representados por la diferencia entre el
Vector de Inyecciones y el Vector de Retiros. La suma de las
componentes de este vector debe ser igual a cero, o sea que las
inyecciones y  retiros  deben  estar  balanceados.
TO, =VITO,; —-VRTO, VITO;:  Vector de  Inyecciones

asociado al vector TO;
VRTO;: Vector de Retiros asociado al vector TO;

VITOi: Componente fila “x” del Vector de Inyecciones asociado al vector
TO;

VRTOj: Componente fila “x” del Vector de Retiros asociado al vector TO;
Oferta de Venta de DF

TV, vector con la cantidad méxima de DF que un participante propone
vender en su oferta numerada ¢, representado por la diferencia
entre el Vector de Inyecciones y el Vector de Retiros. La suma de
las componentes del Vector de Retiros serd igual a la suma de las
componentes del Vector de Inyecciones. TV, =VITV, —VRTV,

VITVXqy:  vector de Mx1, cuyas componentes son iguales a cero, salvo en
el nodo “x” en el cual se compensan las pérdidas del DF existente
“q”, donde es denominado VITVXgx.

Oferta de venta de DFPP

TOVi: lacantidad maxima de DFPP gue un participante propone vender
en la oferta numerada I, representados por la diferencia entre el
Vector de Inyecciones y el Vector de Retiros. La suma de las
componentes del Vector de Retiros sera igual a la suma de las
componentes del Vector de Inyecciones. El participante debe
acreditar la propiedad del DFPP. TOV, =VITOV, —VRTOV,

VITOVX;: vector de Mx1, cuyas componentes son iguales a cero, salvo en
el nodo “x” en el cual se compensan las pérdidas del DFPP
existente “1”, donde es denominado VITOVX.

Vectores de Inyecciones y Retiros de la oferta de DF existente

VITE,: vector de inyecciones asociado a un DF “0” asignado antes de la
asignacion de DT

VRTE,: vector de retiros asociado a un DF “0” asignado antes de la
asignacion de DT

TE, =VITE, -VRTE,
Vector de pérdidas aceptadas de una oferta de DF existente
VITEXo: pérdidas aceptadas para el vector VITEo, que se inyectan en el

[{3 1)

nodo “x”.
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Vectores de Inyecciones y Retiros de la oferta de DFPP existente

VITOE,: vector de inyecciones asociado a un DFPP “v” asignado antes de
la asignacion de DT

VRTOE.: vector de retiros asociado a un DFPP “v” asignado antes de la
asignacion de DT

TOE, =VITOE, —VRTOE,

Vector de pérdidas aceptadas de una oferta de DFPP existente

VITOEX,: pérdidas aceptadas para el vector VITOE,, que se inyectan en el

TE:

TOE:

Tui:
TOjiZ

TVkiZ
TOVjiI

TE;:

TOE::

nodo “x”

vector donde se suman todos los DF que ya estan asignados antes
NTE

de laasignacién de DT.TE = > TE,

o=1

vector donde se suman todos los DFPP que estan asignados antes
NTOE

de la asignacion de DT. TOE = »_ TOE,
=1

elemento correspondiente a la fila “i”” del vector Tk. (Compra DF)

elemento correspondiente a la fila “i” del vector TO;. (Compra
DFPP)

elemento correspondiente a la fila “i” del vector TVi. (Venta DF)

elemento correspondiente a la fila “i” del vector TOV;. (Venta
DFPP)

elemento correspondiente a la fila “i” del vector TE. (DF
existentes)

elemento correspondiente a la fila “i” del vector TOE. (DFPP
existentes)

Ofertas de DT

oferta del interesado en adquirir el DF descrito por Tk, expresada
en US$.

oferta del interesado en adquirir el DFPP descrito por Tj,
expresada en US$.

oferta del interesado en vender el DF descrito por TV, expresada
en USS.

oferta del interesado en vender el DFPP descrito por TVO,,
expresada en US$.

inyeccion neta, que puede ser positiva 0 negativa en el nodo X, en
el estado e, resulta definida como:

326



D2
D2.1

Ie= Compra DF + Compra DFPP —Venta DF — Venta DFPP + DF
existentes + DFPP existentes

le =2 T+ a,TO, =D 5TV, — > 5TOV, +TE, +TOE,
k i q |

le: vector de componentes lye

Definicion de la Matriz H

Para la formulacion de la matriz H, se debera definir un nodo de referencia u oscilante
(“slack”, por su nombre en inglés), en el cual se compensan las diferencias entre inyecciones
y retiros. El EOR fijara el nodo referencia, debiendo el mismo permanecer fijo salvo que
existan razones fundadas para su cambio.

Sea:

Zyy: impedancia de la linea de transmision que vincula los nodos
“x” e “y” de lared. (la direccion “x” — “y” es arbitraria)

Fuye: flujo (virtual) entre los nodos “x” e “y” de la red en el estado
‘Ce”.

bue, ble: vector de capacidades maximas de las lineas o vinculos en los

({3 1) [3E L) [F L) €y, 9

sentidos “x” — “y” y “y” — “X” en cada estado “e”, de
componentes buxye, blxye.

Matriz [ZZ]: matriz de LXM, cuyos componentes se definen de la siguiente
forma:

Sea “I” la fila de ZZ asociada a la linea Lyy (X > y), y “x” e
“y” las columnas correspondientes a los respectivos nodos.
[zzy] = 1/zy (y:nodo llegada)

[zzw] =-1/zy (X:nodo salida)

[zzv] = 0 (v#X,y)

Matriz [A]:  matriz de MxL, cuyos componentes de definen de la siguiente
forma:

Sea “I” la columna de A asociada a la linea Ly (M — N)

6‘1’7

[am] = 1 silalinea “I” tiene como nodo salida a “m”
[an] = -1 si la linea “1” tiene como nodo llegada a “n”

[a01] = 0 en caso contrario (la linea “1” no tiene un extremo en
el nodo “0”)

! vector de angulos de fase (se supone ®o = 0 en la barra slack)

Fe: vector de flujos en las lineas asociados a un estado “e”, de
componentes Fye0 Fue, siendo “w” el nimero asignado a la
lineax ->vy.

Fo: vector Fe correspondiente al estado base (e=0).
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D2.2

D2.3

le: vector de inyecciones/retiros netos en los nodos de la red, de
componentes Iy, que es la suma de todos los DT

ZZ,: matriz ZZ correspondiente a un estado “e”

Ae: matriz A correspondiente a un estado “e”

Contingencias

En los estados con contingencias se considera la indisponibilidad de una linea Ly haciendo
infinita su impedancia, o en forma equivalente haciendo cero los correspondientes elementos
Zzlx y ZZ|y.

Para la formulacion del modelo de la asignacion de DT, se considerard que se cumplen las
siguientes relaciones:

Flujos en las lineas de transmisién para el estado e:

Fe=27Z.0 (Dimension Lx1)

Matriz He
He = ZZo( AcZZ: ) (Dimension LxM-1)

Restricciones en lineas de transmision para el estado e
-ble <Fe <bu. e=0,,NN(Cada vector de dimension Lx1)

Fe=Fe -Fe
Fe™> 0
Fe>0

Esta ecuacidn se puede escribir como:
FMe = [HMe]le < be  €=0,,,NN (Dimension 3Lx1)
FMe = FM*" - FMe
FM: >0
FMe> 0
Donde:

FM. corresponden a la matriz de F. compuestas por las sub matrices de
restriccion minima, restriccion maxima y restricciones adicionales.

HMe. corresponden a la matriz de H. compuestas por las sub matrices de
restriccion minima, restriccion maxima y restricciones adicionales.

H, bu,
HM,=|-H,| y b,=|bl,
D bd
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D3
D3.1

La sub-matriz D incluye restricciones adicionales, como proteccion de
areas, flujos maximos entre regiones, etc., y bd, es el respectivo término

independiente.
En forma expandida la ecuacion se puede escribir como:

H, bu,
FM, =FM/ —FM_ =| —H, 1, <| bl
D 3LxM -1 M-1x1 bde 3Lx1

La matriz H tiene la siguiente estructura:

HMo

Donde HMy corresponde al estado base (N), y HM. corresponde a las
contingencias que se definan, en general corresponden a estados N-1. El
nimero total de contingencias es igual a NN.

A fines de su uso en las asignaciones de DT, a la matriz H se le agrega una
columna de ceros, correspondiente al nodo de referencia, supuesto
numerado cero.

Definicion de la Matriz bf

Para las asignaciones de Derechos Firmes al vector de capacidad de transmisién

hay que restarle los flujos de los Derechos Firmes existentes:

bfu, bu, H,
bfl, |=| bl, |-| max(0,| | -H, |[TE]|)
bfd, bd, D -
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bfe = be —[maX(O,[HMeTE]I :||-Xl

Por lo tanto:

M, <b, - [max(o[HM.TE] ],
HM, 1, <bf,

e'e —

Donde TE es el vector donde se suman todos los DF que ya estan asignados
antes de la asignacién de DT.

El vector bf tiene como componentes a los vectores que definen la capacidad
de cada vinculo en cada contingencia prevista (be), a la que se le restan la
capacidad utilizada por DF existentes. Algunos de los DF existentes pueden
estar parcialmente o totalmente en venta en la asignacion de DT. Se utilizara
la nomenclatura bfei para definir la fila “i” de la componente de bf
correspondiente al estado “e”, y bfuei, bflei y bfdei para las componentes
correspondientes a la fila “i” asociadas a los vectores bue, ble y bde.

D4 Formulacidn de la Asignacién de DT con Pérdidas
D4.1  Modelizacién de las Pérdidas

D4.1.1 3°Las pérdidas en una linea “1” (con flujos desde el nodo “x” hasta el nodo “y”), cuando
- p - - J - 7 y
circula por la misma una potencia Fi, se estimaran como:

PL, =1+ F? (0)
Donde:
7 resistencia de la linea |
PL;= Pérdidas de transmision en la linea |

F ;= Flujo de potencia en la linea |

La modelacion de las pérdidas requiere de introducir un término no lineal
que impide el uso de programacion lineal para obtener la solucion a la
asignacion de DT.

Para mantener la estructura lineal del problema, se reemplaza (0) por una
aproximacion por series de Taylor, la cual se describe a continuacion:

2
PLZ =k (Fperdl) + 2% T * perd; * AFl (1)

Donde Fyerq, corresponde al flujo de la linea | en ese punto de operacion.
AF, representa la direccion de descenso que se puede describir como:

339 Modificado mediante Resolucion CRIE-72-2020 del 21 de diciembre de 2020.
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AF, = (Fl - Fperdl) (1.1)

AF; debe estar acotada por un limite inferior y un limite superior de la
siguiente forma:

—s<AF, <s (1.2)

Donde s es una constante la cual debe ser pequefia alrededor del punto de
operacion,

Dadas las restricciones de flujo por cada linea, indicadas en el numeral D2.3
(-ble < Fe < bue), al reemplazar (1.1), se tiene que:

—bl,; — Fperdl <k - Fperdl < bu,; — Fperdl
_ble,l - Fperdl <AF < bue,l - Fperdl (1.3)

Combinando con la ecuacion (1.1), la ecuacion de restriccion de flujo
cambiaria por:

max(—ble'l — Fperap —S) < AF; < min (bue,l - Fpeml,s) (2)

Las iteraciones iniciales para esta linealizacion, deberan considerar un valor
de s grande, y en las iteraciones finales el valor de s debe tender a cero. Los
valores inicial y final de s deberan ser incluidos en los resultados del proceso
de asignacion de DT correspondiente.

Las ecuaciones e inecuaciones (1), (1.1), (1.2), (1.3) y (2), representan la
linealizacion de la funcion (0). Para lo cual, las inecuaciones establecidas
en el numeral D2.3, deberan aplicarse considerando lo establecido en la
inecuacion (2). Para este efecto el EOR deberé aplicar esta linealizacién
alrededor del valor real del flujo, en una regién cercana a la solucién,
considerando las técnicas mas adecuadas para lograr este objetivo.

Las pérdidas totales podran ser calculadas por el EOR ya sea con la férmula
(0) o las ecuaciones e inecuaciones (1), (1.1), (1.2), (1.3) y (2), eligiendo,
para la totalidad del periodo de validez de la convocatoria en curso, la opcion
que produzca la solucién 6ptima con el mayor valor de la Funcion Objetivo
y el menor tiempo de ejecucion. En consecuencia, las pérdidas totales se
podrén expresar como:

NL
pérdidas, = Z PL

=1

dondepy, se calcula con la formula (0) 6 (2), segin lo determine el EOR y
NL es el nimero total de lineas.
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Se considerara que las pérdidas en una linea, a los efectos del balance de
potencia en un nodo, se distribuyen por partes iguales en ambos extremos.
En consecuencia:

NL
PL,,
2

pérdidas,, =
lely

Los valores de pérdidas asignadas a cada nodo “x”, pérdidas, forman el
vector PLTe.

Siendo T'xel conjunto de lineas con un extremo en el nodo “x”.

D4.1.2 A cada oferente de compra de DT se le asignara el maximo porcentaje de pérdidas (perx o
per;), predeterminado por el EOR, al que esta dispuesto a hacerse cargo. El descuento de su
oferta (precio de venta de las pérdidas) por cada unidad porcentual de pérdidas que resulta
aceptada, sera igual al precio de la oferta de compra de DT.

D4.1.3 Cuando se asigna una oferta con pérdidas, se entiende que la componente del Vector de
Inyecciones correspondiente al nodo en que se compensan las pérdidas queda incrementado
respecto del Vector de Retiros en un porcentaje igual al porcentaje de pérdidas asignado que
resulta de la metodologia de la asignacion de DT que se describe en el Numeral D4.2.1.

D4.2 Asignacion de DT considerando Pérdidas

D4.2.1 Con la formulacién de las pérdidas que present6 en el numeral D4.1, el mecanismo de
asignacion de DT se plantea de la siguiente forma:

Maximizar (Compra DFPP + Compra DF - Venta DFPP — Venta DF)
max(Z(Cjaj — Y/ |CPer; )+ Z(Ckak —y,Cper,) - Z(Clé‘l )- Z(ngq)J
i k I q
3)
(Maximizar el monto total recolectado)

Sujeto a:

340Ecuacion de Factibilidad de Derechos Firmes gue no considera pérdidas.

Las restricciones (4) y (4.1) siguientes, verifican que los Derechos Firmes a
ser asignados en un sentido, sean factibles de manera independiente, sin
ninguna compensacion o alivio por parte de otros Derechos Firmes a ser
asignados en sentido contrario.

340 Modificado mediante Resolucién CRIE-72-2020 del 21 de diciembre de 2020 y Resolucion CRIE-32-2021
del 17 de diciembre de 2021.
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Zmax(l:l [HM . T.]) Zmax(o [HM .5 TV]_}EEU‘;

J'k

" [TH - ! H IBE
o] e L

Z max (DJH;:I_J}]J— > max [D{Hﬁ,;‘%?’i’?l) < bfu,
> max (0.[-H.a.L] )~ max (0.[-H.5,T7, ] )< b,

(4)

ZZSK [Ho Tl ZZSK [Hes,TV;], < bMT, - ZZSK [H.TE,];

VkeAcNC A VqEAcNV N VYo € AcNE

(4.1)

Los valores de las variables duales asociadas a las restricciones (4.1) no se
deben tomar en cuenta en el célculo de los Precios Nodales implicitos de la
factibilidad de los DF, PN de la ecuacién (13); ni tampoco en los Pagos a los
compradores y vendedores de DT, PDF de la ecuacion (15), ambas
establecidas en el numeral D7.1.2.

Donde:

MT = Conjuntos de elementos de transmision interconectores “j”, cada MT
tiene su propio bMTe, que considera la sumatoria de flujos de potenC|a sin
pérdidas, a través de los cuales se modelan las restricciones relativas a
maximas capacidades de transferencia de potencia por area de control
(exportacidn, importacién y porteo tanto Norte-Sur como Sur-Norte), asi
como la importacion total Unicamente para los casos donde existan ofertas
Tky TVq con nodos de retiro en el area de control respectiva y la exportacion
total Unicamente para los casos donde existan ofertas Tk y TV, con nodos de
inyeccion en el area de control respectiva. La exportacion total acumula a
todos los flujos de potencia sin pérdidas que salen del area de control. La
importacion total acumula a todos los flujos de potencia sin pérdidas que
entran en el area de control.

bMT, = Vector columna de las capacidades operativas de transmision,
denominadas méaximas capacidades de transferencia de potencia por area de
control, asociado al conjunto MT.

SK = Valor numérico escalar asociado a cada elemento de transmision.

.
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El valor de SK se determinara como sigue:

a) Paralas MCTP de Importacién y Exportacion N-S, S-N y Totales:

e +1, si el elemento de transmision estd conectado en la misma
direccion en que se modela la restricciobn de transmisién
correspondiente,

e -1, si el elemento de transmisidn esta conectado en la direccion
opuesta en que se modela restriccion de transmision
correspondiente,

e 0, si el elemento de transmision no esta relacionado con la
restriccion de transmision correspondiente.

b) Para los Porteos N-S: +1, unicamente si el flujo de potencia maximo
asociado (HeTk, HeTVq, HeTEo) resulta positivo, caso contrario sera cero
(0).

¢) Para los Porteos S-N: -1, unicamente si el flujo de potencia maximo
asociado (HeTk, HeTVq, HeTE,) resulta negativo, caso contrario serd
cero (0).

El EOR agrupara los flujos de potencia calculados a través de la
restriccion (4.1) para aquellos elementos interconectores “j” que
cumplan las condicionantes propias en la modelacion de los porteos.

AcCNC = Subconjunto del namero total de ofertas de compra de DF (NC)
considerando Unicamente aquellas ofertas “k” relacionadas a cada area de
control respectiva y que comparten el uso del conjunto MT en la misma
direccion de la MCTP correspondiente.

AcNV = Subconjunto del numero total de ofertas de venta de DF (NV)
considerando Unicamente aquellas ofertas “q” relacionadas a cada area de
control respectiva y que comparten el uso del conjunto MT en la misma
direccion de la MCTP correspondiente.

AcNE = Subconjunto del nimero total de los DF existentes (NE)
considerando uUnicamente aquellos DF “0” relacionados a cada area de
control respectiva y que comparten el uso del conjunto MT en la misma
direccion de la MCTP correspondiente.

Los subconjuntos AcNC, AcNV y AcNE, se determinaran conforme al
procedimiento que elabore el EOR para tal fin, lo publique conforme el
numeral 1.8.1.1 del Libro | de este Reglamento y lo proponga a la CRIE, con
el objeto de definir los pasos que el EOR debe seguir para elaborar la matriz
de relacidn entre las restricciones de Méximas Capacidades de Transferencia
de Potencia (MCTP) y los Tipos de Combinacion de Derechos Firmes
(TCDF) en las Subastas de Derechos de Transmision.

Dicha matriz sera utilizada para determinar la relacion entre las restricciones
MCTP (importacion, exportacion y porteo) que correspondan segin sus
respectivos sentidos (Norte-Sur y Sur-Norte) y los subconjuntos de ofertas
de compra de DF “k”, ofertas de venta de DF “q” y de los DF existentes “0”,
con el objeto de verificar que los Derechos Firmes a ser asignados en un
sentido, sean factibles de manera independiente, sin ninguna compensacion

o alivio por parte de otros Derechos Firmes a ser asignados en sentido
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contrario; y que no se sobrepase la capacidad de transmision MCTP, de tal
forma que se cumpla con lo establecido en las restricciones (4.1) del numeral
D4.2.1 del Anexo D del Libro Il del RMER. Para este fin, se deben
considerar las siguientes definiciones:

Exportacion para DF: Es el flujo de potencia neto que sale de un area de
control, ya sea en la direccion Norte - Sur (N-S) o Sur —Norte (S-N) y que
estd asociado a la inyeccion de potencia hacia otras areas de control del
SER.

Exportacion Total para DF: Es el flujo total de potencia que sale de un
area de control, en alguna direccion Norte-Sur o Sur-Norte o ambas
direcciones, y que esta asociado a la inyeccion de potencia hacia otras areas
de control del SER.

Flujo de potencia circulante para DF: Es el flujo de potencia que sale de
un area de control y entra nuevamente a la misma area de control, en igual
magnitud.

Importacion para DF: Es el flujo de potencia neto que entra a un area de
control, ya sea en la direccion Norte —Sur (N-S) o Sur-Norte (S-N), y que
estd asociado al retiro de potencia desde otras areas del control del SER.

Importacion Total para DF: Es el flujo total de potencia que entra a un
area de control, en alguna direccion Norte-Sur o Sur-Norte o ambas
direcciones, y que esta asociado al retiro de potencia desde otras areas de
control del SER.

Porteo para DF: Es el flujo de potencia neto que va de paso (entra y sale)
a través de un area de control. Es decir que, ocurre cuando el sistema de
transmision de un area de control estd siendo utilizado por otra area de
control para transportar un flujo de potencia desde una tercera area de
control.

Ecuacion de balance

F=F-F =H,Q. T+ a,TO,
k i
->.5,TV, —Z&ITOVI +TE +TOE +Zk:kaITXk +Zt//jVITOX J.
q J

+D (=6, VITVX, + Y (=6, VITOVX, + Y VITEX, + Y VITOEX, — PLT,)
q I 0 y

Flujos de (Compra DF + Compra DFPP — Venta DF — Venta DFPP + DF
existentes + DFPP existentes + Pérdidas Compra DF + Pérdidas Compra
DFPP - Pérdidas venta DF — Pérdidas venta DFPP + Pérdidas DF existente
+ Pérdidas DFPP existente — Pérdidas de lineas de transmision)
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F=F -F =H.Q.aT,+>.aT0,
k i

=8, TV, =Y 5 TOV, + TE+TOE + Y w VITX, + Dy VITOX,
q [ k i
+D (=8, VITVX, + Y (=6, VITOVX, + Y VITEX, + > VITOEX, - PLT,)
| 0
q (5) y
Flujos en cada linea en funcion de los DT existentes y asignados en la
asignacion de DT, y las pérdidas, supuestas concentradas por mitades en los

extremos de cada linea.

Ecuacion de Compensacién de Pérdidas

Adicionalmente, las pérdidas deben ser iguales a las inyecciones para
compensarlas, en el estado base.

Pérdidas Compra DF + Pérdidas Compra DFPP — Pérdidas Venta DF -
Pérdidas Venta DFPP + Pérdidas DF existente + Pérdidas DFPP existente

D WVITX, + Y w VITOX + ) (=5, VITVX, +
k i q

ZPLm = [1]T

i D (=3 VITOVX, + Y VITEX, + Y VITOEX,
| 0 y

(6)

(Balance de energia en el estado base incluyendo pérdidas)

Limites de aceptacion de pérdidas
0 <vyj< g
0 <wyk< ok (7)

(Las pérdidas aceptadas no pueden superar las maximas ofertadas, que
dependen de la cantidad de DT comprados)

Ecuacion de suficiencia financiera

FMBS be e:O,,,NN (8)
(Suficiencia financiera)

Limites de variables de estado

0<ox <1

(9)

(La capacidad adjudicada de cada compra de DF no debe superar a la
maxima ofertada)

0<o <1
(10)
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(La capacidad adjudicada de cada compra de DFPP no debe superar a la
méaxima ofertada)

0<8 <1

(11)

(La capacidad vendida de cada DF existente no debe superar a la
méaxima ofertada)

0<o<1

(12)

(La capacidad vendida de cada DFPP existente no debe superar a la
méaxima ofertada)

D4.2.2 EIl conjunto de ecuaciones (3)-(12) mas (1)-(2) definen la PFS como un problema de

D4.3

D5
D5.1
D5.2

programacion lineal. El conjunto de ecuaciones (3)-(12) mas (0) definen la PFS como un
problema de programacion no lineal.

Derechos de Transmision asignados

Los Derechos de Transmision se asignaran balanceados, la potencia de inyeccion serd igual
a la potencia de retiro, de la siguiente forma:

a) Derechos Firmes por compra:
o T, = (VITk —VRTk)

b) Derechos Financieros Punto a Punto por compra:
a,TO; = o;(VITO, ~VRTO )

c) Derecho Firme remanente de la venta
(1-3,)TV, = (1-38,)(VITV, -VRTV, ) si 5, <1

d) Derechos Financieros Punto a Punto remanente de la venta:
(1-35,)TOV, =(1-5,)(VITOV, —VRTOV, )si &, <1

En los procesos de asignacion de los Derechos de Transmision seran
consideradas las pérdidas asociadas a los Derechos de Transmision
balanceados.

Cambios en la RTR
Las matrices H deberan ser Gnicas durante cada mes para las asignaciones de DT mensuales.

En las asignaciones de DT con periodos de validez anuales, la configuracién de laRTR podré
cambiar cada mes. En ese caso el EOR definird una matriz H o un conjunto de parametros
de las ecuaciones (4)-(5) para cada intervalo de tiempo en el cual la RTR se pueda considerar
fija. La PFS debera incluir todos los estados que resultan de las diferentes configuraciones
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D6.1

D6.2

D6.3

D7
D7.1
D7.1.1

D7.1.2

de la RTR, es decir, podra haber un conjunto de ecuaciones (3) a (12) segln sea el caso, que
se deberéan satisfacer en forma simultanea.

D6 Verificacion Complementaria

Una vez obtenidos los resultados de una asignacién de DT, el EOR debera realizar una
verificacion complementaria de su factibilidad a fin de considerar:

a. Las pérdidas de transmision en la factibilidad de los DF;

b. Las ecuaciones exactas del flujo de cargas, a fin de verificar que los errores asociados
a la linealizacion no lleven a adjudicar DT no factibles.

Con estos efectos formulara simulaciones de flujos de carga con el mismo programa que
utiliza para los estudios de este tipo, tal como se describe en el Capitulo 16 del Libro 111 del
presente reglamento.

Los flujos de carga deberan verificar que, con los DT asignados:

a. No se violan las méaximas capacidades de transferencia de potencia (MCTP), los
flujos maximos en cada vinculo o restriccion de la red.

b. Las potencias firmes inyectadas pueden ser retiradas en los correspondientes nodos.

De requerirse modificaciones mayores, deberd reducir los valores de los términos
independientes de la PFS a repetir el proceso hasta lograr una asignacion factible de DT.

Precios de los DT
Calculo del Precio de cada DT

Sobre la base de los resultados de la asignacion de DT, se definira el precio de los DT de
acuerdo al sistema de precios nodales implicito, que se calculara de acuerdo a las formulas
que se presentan en esta seccion.

El monto a pagar por parte de los compradores de DT que resulta de la asignacion de DT se
calcula segun el procedimiento indicado en este articulo:

Sean:
[,ﬁ] [ﬁ’} valores de las variables duales
) - -
¢ - ¢ - asociadas a las ecuaciones (4)
(Ecuacion de Factibilidad de
Derechos Firmes)
[o.].., valores de las variables duales
asociadas a las ecuaciones (8)
(Ecuacion de Suficiencia
Financiera)
by valor escalar de la variable dual

asociada a la ecuacion (6)
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(Ecuacién de Compensacion de
Pérdidas)

¢ subindice que se extiende a todas
las lineas o vinculos “/ ” (un valor
de “ /¢ ” por cada restriccion).

Las variables duales definen dos sistemas de precios nodales implicitos, uno
para las restricciones de tipo (4), asociadas a la factibilidad de los DF, y
otro para las restricciones de tipo (6) y (8), asociadas simultaneamente a la
suficiencia financiera de los DF y DFPP con la ecuacion de compensacion
de pérdidas dados por:

Precios Nodales implicitos de la factibilidad de los DF

T

[PNi s = [Heri Ly %[ Bet Lo vnodo i, linea 7, estadoe A B, >0
PN = [PNf]M*1 = Z([HEW];*L X [ﬂet ]L*1)

DFPP

e

(13)
Donde:
PN es un vector columna cuyas componentes son PN,

Notar que [, 1,., esigual a | B, -5, |

L+l

Precios Nodales implicitos de la suficiencia financiera de los DF vy de los

[PONE"']M*1 = [Hefi]:A*L x [O-ef ]L*1 + [j’]MM
T

PON = [PONi]M*1 - Z([He”i]M*L % [O-e’]m) - [/1]’“*1
(14)

Donde:

PON es un vector columna cuyas componentes son PON.;. Su primera
componente corresponde al nodo de referencia.

Pagos a los compradores y vendedores de DT

Los precios nodales implicitos [PN,]y [PON,] definen los pagos que
deberan los compradores de DT, o que percibiran los vendedores,
segun las expresiones:
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PDF, = -max(0,[PN]" x[,T, +wVITX,],,, ) -[PONT x[a T+, VITX, ],

(15)
Si el resultado del PDFy resulta ser negativo, el valor del PDFk se
establecera en cero (0) para efectos de la conciliacién de los DT.

PDFPP, = ~([PONT x[,TO, +yVITOX,], ) (16)

M=

Si el resultado del PDFPP]j resulta ser negativo, el valor del PDFPPj se
establecerd en cero (0) para efectos de la conciliacion de los DT.

CDF, =5, max (o, [PN], x[TV, +VITVX, ]Mﬂ) -3, ([PON]LM x[ TV, +VITVX, ]MM)

17)

CDFPP, = -5, x[PON],, x [TOV, + VITOVX,] . (18)

Donde:

PDF, - pago que debera realizar el comprador del DF “k”

(13444

PDFPP;:  pago que debera realizar el comprador del DFPP
CDF,. pago que percibira el vendedor del DF “q”

q

CDFPP,:  pago que percibira el vendedor del DFPP “1”

D8 Calculo de los montos recaudados en las Asignaciones de DT
D8.1  Planteo

D8.1.1 De cada asignacion de DT, el EOR recolectard una cantidad de dinero calculada segin la
metodologia descrita en D7.1.2.

D8.1.2 En D4.2 se plantean las ecuaciones que permiten asignar un conjunto de DT factibles a los
participantes de las asignaciones de DT, las cuales se aplican en la distribucion de los montos
recaudados, segln se establece en los siguientes titulos.

D8.2  Calculo del Pago a los Titulares de DT

D8.2.1 Los titulares de DT que los ofrezcan en las asignaciones de DT seran remunerados con lo
recaudado por sus ofertas aceptadas.

D8.2.2 Para cada subasta, los IVDT_Asig se calcularan mensualmente para el mes "M" de acuerdo
a la siguiente ecuacion:
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D9

D9.1

D9.1.1

D9.2

D9.2.1

D9.2.2

D9.2.3

IVDT _Asig, = > PDF, , + ZPDFPPLM - ZCDFq’M —>_CDFPP,,
k j g 7

Descuento del CVT de cada instalacion de la red por los montos que se destinan al
pago de la renta de congestion de los DF Y DFPP, y distribucion del IVDT para cada
instalacion de la red

Los ingresos por CVT Netos se asignaran y trasladardn a la Cuenta General de
Compensacion del MER (CGC).

Objeto del calculo del CVT Neto después de descontar los pagos a los Titulares de DT

El objeto de este titulo es establecer la metodologia que usara el EOR para determinar que
parte del CVT. de una instalacion “L” de la red debe ser asignada a la CGC, después que se
hayan vendido en las asignaciones de DF y DFPP que seran remunerados usando los CVT
totales recolectados. La cantidad a asignar sera la diferencia entre el valor total del CVT y la
cantidad del mismo que se destine al pago de DF y DFPP.

Criterios a aplicarse en el calculo del CVT Neto

En cada asignacion de DT, el EOR asignara DF y DFPP entre nodos de la red. EI CVT se
calculara para cada instalacion de la red en base a las inyecciones, retiros y precios nodales
resultantes del predespacho.

No existe una correspondencia directa entre los CVT y los pagos por DF y DFPP. Se describe
a continuacion la metodologia que usara el EOR para esta asignacion.

La metodologia que se plantea a continuacion parte de la formulacion del mecanismo de
asignacion de DT establecido en el Numeral D4 de este Anexo:

MER
a) CVT total asociado al predespacho: cvi,

PLY*

ER R
El flujo MER del Predespacho y las Pérdidas "™ se obtienen
Total Total

restando el flujo total del predespacho F, y las Pérdidas PL, menos el
I:;fV(IC I:,I_szzc

I:;fA

flujo del Predespacho Nacional y las Pérdidas respectivamente:

MER __ pTotal Nac
F=F"" -F

PLTER — PL7L'otal _ PLIZGC

MER
El CVvT,
€es.

73T
1

correspondiente a la linea “L”, que va del nodo “i” al nodo “j”

PLY®

CVT = F/% * (PND ,~PND)) ~ —

(PND,+PND;)
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- ., R CVTMER
b) Reasignacion del CVT total asociado al predespacho L

asignados a los tramos de una misma linea de interconexion

Los resultados del CVTMER asignados a los tramos de una misma linea
de interconexion, deberan ser distribuidos a toda la linea de
interconexion de acuerdo a los kildmetros de linea, que le pertenece a
cada area de control, bajo la siguiente metodologia)

(CVTMER + CVTMER ) + Km1

CVTMER
Looar Km1 + Km2
——— (CVTMER  + CVTMER)) + Km2
L™ Km1 + Km2
Donde:
CVTMER : CVT total asociado al predespacho, del tramo de la

interconexion perteneciente al &rea de control 1, de acuerdo a la
asignacion descrita en el numeral D9.2.3 literal “a” de este Anexo.
CVTMER . CVT total asociado al predespacho, del tramo de la
interconexion perteneciente al &rea de control 2, de acuerdo a la
asignacion descrita en el numeral D9.2.3 literal “a” de este Anexo.

CVTMER .. CVT total asociado al predespacho, reasignado del tramo
de la interconexion perteneciente al Area de control 1. Este sustituira al
CVTMER de acuerdo a la asignacion descrita en el numeral D9.2.3 literal
“a” de este Anexo.

CVTMER . CVT total asociado al predespacho, reasignado del tramo
de la interconexion perteneciente al Area de control 2. Este sustituira al
CVTMER de acuerdo a la asignacion descrita en el numeral D9.2.3 literal
“a” de este Anexo.

Km1: Kilémetros del tramo de la interconexion perteneciente al area de
control 1. Km2: Kilémetros del tramo de la interconexion perteneciente
al &rea de control 2.

: L CVTPT
c¢) CVT asociado a los Derechos de Transmision: L

En el predespacho, en cada hora es conocida la configuracion “e” de la red.
En consecuencia la asignacion de los CVT se realizara con una matriz He
correspondiente a la configuracion real de la red esa hora.

Cada DT “k” origina en el modelo linealizado de la red flujos en cada linea
que se calculan como:
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Fo = H,TA,
(20)

Donde TA es el Derecho de Transmision Asignado “k”, en asignaciones de
DT previas, cuyo Periodo de Validez contemple la hora del Predespacho que
se esté analizando.

El Derecho de Transmision TA es un vector de dimension n x 1 (donde n es
el nimero de nodos de la red de esa hora de predespacho) y con componentes
nulas excepto en el nodo de inyeccion cuyo valor es la potencia de inyeccién
del DT y en el nodo de retiro cuyo valor es la potencia de retiro del DT (con
signo negativo).

En una linea “L , se calculara el flujo asociado a todos los DT como:
DT
Ff: = Z He[ TAk
k

DT
El flujo F debe ser calculado con el algoritmo del Flujo DC con pérdidas
en el caso de que exista algiin derecho de transmision desbalanceado.

pT
El CVT;

[33¢1)
1

asociado a los DT correspondiente a la linea “ L~ que va del nodo

(133}

al nodo “j” es:

Si todos los derechos de transmision son balanceados entonces las férmulas
se pueden simplificar:

SI|FPT| = 0.1 A 3|CVTMER| > 0, entonces:

m

|CVTMER|

CVTPT = (z (MwPTe« (PND; ~ PNDi))) " SICVTIER|
k=1 ’

SI|FPT| < 0.1 v X|CVTMER| = 0, entonces:

CVTPT =0

Donde:
MWPTk: Potencia asociada al DTy, para los casos donde el DTy es:

a) Un DF, el valor serd igual al equivalente de la Energia
Declarada o Energia Requerida Reducida en el predespacho o
redespacho Regional del CF asociado a dicho DF, conforme
lo establecido en el numeral 8.1.2 del Libro Il del presente
reglamento.

b) Un DFPP, el valor seré igual a la potencia asignada al DT.
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PND, . precio nodal en el extremo “i” de Ia linea “ L~ proveniente del
predespacho

PND. . . . » .
J: precio nodal en el extremo “j” de la linea L proveniente del

predespacho

Como los Derechos de Transmision DTk son balanceados no hay pérdidas
asociadas al CVT correspondiente.

Para efectos de calcular el Cargo Variable de Transmision asociado a los
Derechos de Transmision (CVT.PT), se deberad considerar Gnicamente las
instalaciones de transmisién que resulten con flujos asociados a los DT en
un orden de magnitud consistente con el nivel de transacciones en el MER;
en consecuencia, en la aplicacion de la formulacion para el célculo del
CVTL.PT anterior, deberé considerarse Gnicamente los valores absolutos de
los flujos de cada linea “L” asociados a los derechos de transmision que sean
iguales 0 mayores que cero punto uno (0.1) MW

d) CVT Neto después de descontar los pagos a los titulares de DT:
CVTLNeto

H 4 113 il C.v7-NetfJ
La cantidad de CVT netos que corresponde a cada linea “L”, L :

descontados los pagos a los titulares de DT sera:
Cv-I-LNeto — Cv7-LMER _ CVTLDT
f) Balance de los CVT Netos

Ecuacion de balance financiero

ch-,-ﬁMER — sznNeto +
/¢ v

1M

(MW, * PND ,.—~MW,"" * PND; )

[Ms

D CVT0 = 3 CVTM® 43 (MW, * PND =MW" * PND, ) = 0

=~
Il

1
Si no es cero entonces sea

VT - [Z CVTMER _ i(ij"Tk * PND ,~MW"" * PND, )J =5
4 [4

k=1

CVTNeto

CV-I-,NEtO — Cvn[\leto _ 5 * ZCVTNHO

D9.3 Objeto de la distribucion del IVDT
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El objeto de este titulo es establecer la metodologia que usara el EOR para distribuir el IVDT
entre las instalaciones de la red.

Los ingresos por IVDT_Asig se asignaran y trasladaran a la Cuenta General de
Compensacion del MER (CGC).

D9.4  Criterios a Aplicarse en la distribucion del IVDT

D9.4.1 EI IVDT horario calculado a partir del IVDT mensual (IVDTM), producto de la asignacion de
derechos de transmision, se distribuird de forma proporcional a los CVTMER para las lineas
de transmision que participan en el flujo de los Derechos de Transmision, de acuerdo a las
siguientes ecuaciones:

Ecuacion de asignacién horaria

IVDT _ Asig,, = YPT —ASISy
Se define Horas _mes  ¢qnsiderando las horas del mes
en las cuales
Z‘CVTLMER‘ >0
|cvTMER|

IVDT Asig,y = (IVDT Asigy) * SI|FPT| = 0.1 X|CVTMER| > 0

¥|cvTMER|’

IVDT_Asigyy = 0;SI |FPT| < 0.1 vZICVTLMERI =0

Ecuacion de asignacion mensual

nH
IVDT _ Asig, ,, = >_IVDT _ Asig, ,
H=1

Ecuacion de balance
nL

IVDT _Asigy — Z IVDT _Asig,y = 6
L=1

Ecuacion de ajuste numérico

Si IVDT_Asigy — X1t IVDT _Asig,y # 0 entonces,

IVDT _Asig, ,
nL
Y IVDT _ Asig, ,

L=1

IVDT _ Asig, ,, = IVDT _Asig, , — & *
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Si IVDT_Asigy — Y1k, IVDT _Asig, , = 0 entonces,

| w L o ) e
{VDT_AS]‘E’LM=§.~|;VDT_ASIEH_|IW; si E|CVTL' |::-Cl

Para efectos de calcular el Ingreso por Venta de Derechos de Transmision
(IVDT_ AsigLn), se deberd considerar unicamente las instalaciones de
transmision que resulten con flujos asociados a los DT en un orden de
magnitud consistente con el nivel de transacciones en el MER; en
consecuencia, en la aplicacion de la formulacién para el célculo del IVDT _
AsigL 1 anterior, debera considerarse nicamente los valores absolutos de los
flujos de cada linea “L” asociados a los derechos de transmision que sean
iguales 0 mayores que cero punto uno (0.1) MW.

D9.4.2 Los IVDT mensuales (IVDTM) productos de las asignaciones de derechos de transmision
con periodo de validez anual, serén iguales a los pagos de las cuotas mensuales del DT que
hagan los Agentes Titulares, segun los resultados propios del modelo de optimizacién de las
asignaciones para cada mes. Para el caso que los Agentes Titulares paguen los DT en un solo
pago, el EOR debera retener el total pagado y asignar a la CGC el pago mensual (IVDTM)
segun los resultados propios del modelo de optimizacion, ademéas de los rendimientos
financieros que generen los fondos respectivos en las cuentas del EOR, segun lo establecido
en la regulacion regional para estos efectos.
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ANEXO E
CALCULO DEL CARGO POR PEAJE Y CARGO
COMPLEMENTARIO

347



El
El1l

El.2

E1.3

El4

E15

E1l.6

E1.7

E1.8

E1.9

E1.10

Meétodo del Flujo Dominante

El Método de Flujo Dominante (MFD) asigna la fraccion del costo que una transaccion
"u", bien sea del Mercado Nacional o del MER, tiene sobre los elementos de una red.
El MFD asumira transacciones balanceadas (sumatoria de inyecciones igual a
sumatoria de retiros).

El predespacho regional del MER se compone de la superposicion de las seis (6)
transacciones globales de los Mercados Nacionales y la transaccion global MER.

Cada transaccion global consiste de un conjunto de Inyecciones y Retiros
correspondientes al predespacho para un escenario dado, realizado por cada OS/OM
para su correspondiente transaccion global del Mercado Nacional y por el EOR para la
transaccion global MER.

Cada transaccion global deberé reflejar las pérdidas en la red que es modelada por el
correspondiente OS/OM vy por el EOR para la determinacion del predespacho. Las
pérdidas de una transaccion global serdn entonces iguales a la suma de sus inyecciones
menos sus retiros.

Para efectos de la aplicacion del MFD y MEPAM se requieren transacciones globales
balanceadas, es decir el total de inyecciones igual al total de retiros, por lo que el EOR
asignara las pérdidas de cada transaccion global de la siguiente forma:

i) Calcular las pérdidas (L) para cada transaccion global u:
L) = 2 Inyeccionj(u) - X' Retiroi(u)

if) Asignar las pérdidas a los retiros en forma proporcional al monto retirado:
Retiro*j(u) = Retiroi(u) + [ L(u) x Retiroi(u) / 2 Retiroi(u) ]

Los flujos causados por cada transaccion global balanceada seran calculados por el
EOR utilizando un flujo de carga de corriente directa que represente la red regional
completa.

La responsabilidad de una transaccion global en el costo de un elemento de red se asume
proporcional a su uso eléctrico (flujo de potencia real).

El conjunto de todas las transacciones globales consideradas en un escenario conforma
el uso total de la red en ese escenario.

El MFD separa la responsabilidad en el costo para cada transaccion global R(u) en dos
partes:

a)  El componente Ri(u), que representa la fraccion del costo por la capacidad
realmente utilizada (tomando en cuenta las transacciones globales que causen
contraflujo) de los elementos de red y;

b)  R2(u) que representa la fraccion del costo por la capacidad no utilizada o
reserva.

El costo total por uso de la red para la transaccion global u sera igual a:

R(u) = Ry(u) + Ro(u).
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E1.11

E1.12

El componente Ry(u) esté relacionado a la capacidad operativa de los elementos de la
red realmente usada por el flujo neto en el elemento. La transaccion global u tendra
responsabilidad de costos sobre un elemento solamente si el flujo ocasionado por ella
tiene la misma direccion que el flujo neto. EI R1(u) se determina de la siguiente manera:

R(u)= ZR1(| u) = ZCB. T X0
1=1 Z‘f (S)‘

donde:

R1(l,u) Componente Ry de la linea I, transaccion global u

L NUmero de lineas

fi Flujo neto por la linea |

fi(u) Flujo por la linea | causado por la transaccion global u.

fr1(u) Flujo positivo por la linea | causado por la transaccion global u. Igual a
fi(u) si fi(u) tiene el mismo sentido que fi, y cero en caso contrario

fa Capacidad operativa de transmision de la linea |

Ci Ingreso a recolectar de la linea |

U Conjunto de todas las transacciones globales

Cai se define como el costo de capacidad base y es igual a:
[fi

cl

Ca=Ci—

El componente Ro(u) se relaciona con la capacidad adicional no utilizada (fa - fi), o
reserva del elemento de la red I, esta definido para todas las transacciones globales
independientemente del sentido del flujo que producen en el elemento de la red y se
calcula de la siguiente manera:

R, (U) = ZR (,u) = ZCA, U|f /()
= Zlf (s)]

donde:
Ra(l,u) Componente R2de la linea |, transaccion global u
Cai se define como el costo de capacidad adicional y es igual a:
for - | f
Ca = ( o | I|) —Cal

cl
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E2 Célculo de la Remuneracién Reconocida por Peaje y por Cargo
Complementario

E2.1  Se definen los siguientes datos de entrada:

U = Conjunto de transacciones globales. u=1,...,U. Incluye las transacciones
nacionales mas la transaccion MER.

L = Conjunto de lineas (incluye también los transformadores) que pertenecen a
laRTR. I=1,...,.L

F = Matriz (L,U). El elemento fi, es el flujo en MW sin pérdidas en la linea |
para la transaccion u

Fc(l)= Capacidad de transmision de la linea | en MW
C(D)= Ingreso a recolectar de la linea |

Los datos mencionados se procesan con las formulas para Ri(l,u) y Rz(l,u)
definidos en los Numerales E1.8 y E1.9, y se obtiene:

Ri(l,u)= Matriz con el valor de Ry para la linea | y la transaccion u

Rz(l,u)=  Matriz con el valor de Rz para la linea | y la transaccion u. Si la linea |
no es una ampliacion planificada, el valor se hace cero.

La Remuneracion Reconocida por Peaje para la linea | se calcula como:

R(l) = iRl(l,u)

La Remuneracion Reconocida por Cargo Complementario para la linea | se
calcula como:

Rao(l) = i Ra(l,u)
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ANEXO F
ASIGNACION DE LOS CARGOS POR PEAJE Y
CARGO COMPLEMENTARIO Y EL METODO DE
PARTICIPACIONES MEDIAS
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F1
F1.1

F1.2

F1.3

F1.4

F1.5

Meétodo de Participaciones Media

El objetivo del Método de Participaciones Medias (MEPAM) es el de encontrar la incidencia
que las inyecciones y retiros de las transacciones globales tienen sobre los flujos respectivos
en las lineas de la RTR.

El MEPAM utiliza como dato de entrada las inyecciones y retiros en cada nodo y los flujos
por las lineas y transformadores para una transaccion balanceada (la suma de las inyecciones
deberé ser igual a la suma de los retiros).

Las inyecciones, retiros y flujos a ser utilizados por el MEPAM corresponden a aquellos
definidos para la transaccion global MER en el Anexo E en los Numerales E1.3 a E1.6.

ElI MEPAM identifica, para cada inyeccion de potencia en la red, caminos fisicos que
comienzan en la inyeccion, que se extienden por la red hasta que alcanzan ciertas
extracciones donde estos terminan. Analogamente se encuentran los caminos desde las
extracciones a las inyecciones. Para crear estos caminos el MEPAM utiliza en cada nodo de
la red el principio de proporcionalidad: en cada nodo de la red, las inyecciones al nodo se
reparten proporcionalmente a los retiros del nodo.

El principio de proporcionalidad se ilustra con el siguiente ejemplo de la Figura 1 en el que
cuatro lineas estan conectadas al nodo i, dos con inyecciones y dos con retiros. El flujo total
por el nodo es P; = 40 + 60 = 100MW de los cuales 40% son suministrados por la linea j-i y
60% por la linea k-i. El principio de proporcionalidad implica que cada MW que se retira del
nodo contiene la misma proporcién de las inyecciones que el flujo total por el nodo Pi. De
esta forma los 70MW saliendo por la linea i-m consiste de 70(40/100)=28MW suministrados

m
i 40 70

60 |
/ 30

Figura 1 — Principio de Proporcionalidad

v

por la linea j-i y de 70(60/100)=42MW suministrados por la linea k-i.

Factores de Distribucion de la Generacion: D€ es el factor que define la proporcién de la
potencia inyectada por un generador que fluye en una linea; se denomina factor topoldgico
de distribucién de generacion y se define como:

DC.ik = |Pid| . JAG ik / Pi

Donde:
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F1.6

F1.7

DSi.ik

Factor topoldgico de Distribucién de Generacion que indica la
proporcion de la potencia con que el generador k contribuye al flujo
en la linea i-I (linea que conecta los nodos i-I)

Pi| = Flujo en la linea i-l. |Pii|=|P.i| en el caso sin pérdidas.

= Flujo total que entra o sale al nodo i

Au = Matriz (nxn) de distribucion hacia arriba. n=nimero de nodos
{1 para i=j
IAdi = Elementos de lamatriz Ay {-|Pii|/P;  parajea®
{0 en otro caso
i = Conjunto de nodos que suministran al nodo i (el flujo se dirige desde

otros nodos al nodo i)

| A-1ik=  Elemento jk de la inversa de la matriz Ay

El flujo por la linea i-I, |Pi.| se determina en funcidn de las inyecciones de generacion
en cada nodo como:

n
|Pia| = T DSk . PGk para | € oi@
k=1
donde:
PGk = Generacion en el nodo k
0i® = Conjunto de nodos que son suministrados directamente por el nodo i

(el flujo se dirige a estos otros nodos desde el nodo i)

Factor de Distribucion de la Demanda: DPes el factor que define la proporcién de la potencia
retirada por una demanda que fluye en una linea; se denomina factor topoldgico de
distribucion de demanda, y se define como:

DP%iik = |Pisj| . JAd ik / Pi

Donde:
DPijk = Factor topoldgico de Distribucion de Demanda que indica la
proporcion de la potencia que la demanda k contribuye al flujo en la
linea i-j
Aqg = Matriz (nxn) de distribucion hacia abajo.
{1 para i=l
|Adii = Elementos de la matriz Ay {-|Pii|/ P para | € i@

353



F1.8

F1.9

{0 en otro caso

El flujo por la linea i-j, |Pij| en funcion de los retiros de la demanda en cada nodo se
determina como:

n

|Pij| = T DBk . PDk para j & o
k=1

donde:

PDk = Demanda en el nodo k

Asignacion del Cargo por Peaje y Cargo Complementario a las inyecciones y retiros
para la Transaccion global MER.

Se definen los siguientes datos de entrada:

R:MER(l)= Elemento de la matriz Ry(l,u) descritaen E1.11 para u = Transaccion

MER.
RoMER(l)= Elemento de la matriz Rx(l,u) descrita en E1.12 para u = Transaccion
MER.
PGk = Inyeccion en el nodo k de la RTR para la transaccion global MER
PDk = Retiro en el nodo k de la RTR para la transaccion global MER
F = Vector (ni). El elemento fi es el flujo en MW de la linea | para la

transaccion MER. n es el nimero de lineas.
Topologia de lared = Conectividad entre los nodos de la red

Se determinan para la Transaccion global MER, los factores de distribucién de la
generacion y los factores de distribucién de la demanda segun las formulas de los
Numerales F1.7 y F1.9:

DS« = Factor de distribucion topolégico de la generacion para la linea |, inyeccion k,
Transaccién MER. Indica la proporcién de la potencia inyectada en el nodo k
que fluye por la linea | en la Transaccion MER.

DP, k = Factor de distribucion topoldgico de la demanda para la linea I, retiro k,
Transaccion MER. Indica la proporcién de la potencia retirada en el nodo k
que fluye por la linea | en la Transaccion MER.

Se calculan las cantidades siguientes:

PECMx = Monto que cada Agente k que retira debe pagar en concepto de peaje por la
transaccion global MER = PDk x DPjx x RiMER(l) x 0.5
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CCCMxk = Monto que cada Agente k que retira debe pagar en concepto de cargo
complementario por la transaccion global MER= PDk x DPjx x R2MER(I) x
0.5

PEGMx = Monto que cada Agente k que inyecta debe pagar en concepto de peaje por
la transaccion global MER = PGk x DCx x RiIMER(l) x 0.5

CCGMx = Monto que cada Agente k que inyecta debe pagar en concepto de cargo
complementario por la transaccion global MER= PGk x DGk x R2MER(I) x
0.5

F1.10 Asignacion del Cargo por Peaje y Cargo Complementario a las inyecciones y retiros
de las Transacciones Globales de los Mercados Nacionales.

Se definen los siguientes datos de entrada:

R1 (l,u)=Matriz con el valor de Ry para la linea | y la transaccion global del
mercado nacional u segun se establece en el Anexo E

R2 (l,u)=Matriz con el valor de R> para la linea | y la transaccion global del
mercado nacional u segun se establece en el Anexo E

PGku= Inyeccion en el nodo k de la RTR para la transaccion global del
mercado nacional u

PDxu= Retiro en el nodo k de la RTR para la transaccion global del mercado
nacional u
%LPE y %GPE =  Proporcién de reparto del cargo por peaje para la transaccion

global del mercado nacional entre los Agentes que retiran
(%LPE) y Agentes que inyectan (%GPE). Se fijan
inicialmente ambos valores en 50%, pudiendo la CRIE
determinar otra proporcion.

%LCC y %GCC = Proporcion de reparto del cargo complementario para la
transaccion global del mercado nacional entre los Agentes
que retiran (%LCC) y Agentes que inyectan (%GCC). El
valor de %LCC se fija inicialmente en 100% Yy el de %GCC
en 0, pudiendo la CRIE determinar otra proporcion.

Se calculan las cantidades siguientes:

PERNw = Monto que el retiro en el nodo k debe pagar en concepto de peaje por
la transaccién global del Mercado Nacional u =X Ry (l,u) * PDky/ Zk
PDwu* %LPE

PEINw = Monto que la inyeccion en el nodo k debe pagar en concepto de peaje
por la transaccion global del Mercado Nacional u =X Ry (I,u) * PGy /
>k PGy * %GPE
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CCRNw = Monto que el retiro en el nodo k debe pagar en concepto de cargo
complementario por la transaccion global del Mercado Nacional u =
21 Rz (I,u) * PDky/ Zk PDiy * %LCC

CCINw = Monto que la inyeccion en el nodo k debe pagar en concepto de
cargo complementario por la transaccion del Mercado Nacional u =
% Rz (1,u) * PGky/ 2k PGy * %GCC

F1.11 Asignacion del CURTR a los Agentes que retiran y Agentes que inyectan.

€C_ %

El CURTR para los Agentes que retiran de un pais “p” se calculara como:
CURTRC,= {Zi (PERMji + CCRM,i) + £k (PERNk + CCRN)} / =¢ Zj Rej

Siendo Rcj el retiro proyectado, en MWh, del Agente que retira “’c” del pais “p”
para los meses “j” del semestre para el cual se calcula el CURTRCp.

€ _ 9

El CURTR para los Agentes que inyectan de un pais “p” se calculara como:
CURTRGp = {Zi (PEIMy; + CCIMi) + Zk (PEINpk + CCINpk)} / 29 Zj lgj

Siendo Igj la inyeccion proyectada, en MWh, del Agente que inyecta “g” del pais

€ % (1353

p” para los meses “j” del semestre para el cual se calculan los CURTRG,
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ANEXOG
#1G|STEMA DE PLANIFICACION DE LA
GENERACION Y LA TRANSMISION REGIONAL

341 Denominacion modificada mediante Resolucién CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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G2

Optimizacion de las Expansiones

El EOR utilizarda un Modelo de Planificacion de la transmisién con las siguientes
caracteristicas:

a) Capacidad de identificar las expansiones de transmisidn y generacion que maximicen el
valor presente neto del Beneficio Social

b) Capacidad de identificar las expansiones de transmision y generacion que minimicen
el valor presente neto de la esperanza matematica de los costos de combustible,
operacion y mantenimiento, costo de la Energia no Suministrada, inversiones y gastos
fijos incrementales asociados a expansiones de la transmision o la generacion.

c) Capacidad de seleccionar la estrategia que minimice el maximo arrepentimiento
asociado a un conjunto de escenarios, a los cuales se les podran asignar diferentes
probabilidades. El costo de arrepentimiento se calculara en base a los mismos conceptos
definidos en el numeral anterior.

d) Permitir la definicién de la funcién objetivo como un beneficio minimo (o costo de
abastecimiento maximo) asociado a cierta probabilidad de ocurrencia;

e) Capacidad para considerar como variables aleatorias para el calculo de la esperanza
matematica de los costos de operacion a: (1) fallas en lineas o generadores; (2)
hidrologia; (3) costos de combustible; (4) demanda. Quedaran a criterio del EOR, y
aprobadas por la CRIE, otras variables que sean consideradas aleatorias.

f) Considerar como enteras las variables asociadas a expansiones de la transmision y
opcionalmente a plantas generadoras elegidas por el usuario del modelo.

g) Proyectar la demanda de energia y potencia sobre la base de valores iniciales por pais y
nodo, con tasas diferentes. La proyeccion debera proveer datos de demanda por nodo
de la RTR, por mes y por bloque de la curva de carga.

h) Debera identificar Beneficios Privados de los Agentes, excepto Transmisores,
seleccionados por el usuario del modelo, que se calcularan entre pares de escenarios
especificados por el usuario del modelo (1) para venta de energia como la diferencia
entre ambos estados de los ingresos netos por venta de energia a los precios nodales y
costos variables, (2) para compra de energia como la diferencia entre ambos estados de
los costos de compra, suponiendo la elasticidad de la demanda que suministre el usuario.

i) Capacidad de modelar la red de transmision completa de la RTR como un modelo en
que los flujos en cada linea de transmision sean una funcién lineal de las inyecciones y
retiros en cada nodo (modelo de corriente continua).

j)  Optimizacién de la operacion de los embalses a largo plazo.
k) Horizonte de planificacion de al menos quince (15) afios.

I) Posibilidad de calcular automéaticamente o aceptar como dato de entrada una funcion de
costo futuro al fin del horizonte de planificacion.

Simulacion del MER

El EOR dispondré de un modelo de simulacion del MER con las siguientes capacidades:
a. Modelado de la red de transmision regional y las redes nacionales;

b. Representacion de toda la generacion regional;
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G3

Optimizacién a largo plazo de la operacién de los embalses, suponiendo un
comportamiento estocéstico de los caudales en los rios donde se ubican plantas
generadoras hidroeléctricas. EI modelo de comportamiento estocéstico debera
respetar las autocorrelacion temporal de las series histéricas de caudales, asi como las
correlaciones espaciales entre series en distintas estaciones de medida;

El modelo podra usar para la simulacion series hidroldgicas sintéticas o histdricas. La
generacién sintética de series hidrolégicas debe ser una opcion del modelo, la cual se
debe basar en los registros histéricos. EI modelo debe permitir el relleno de registros
faltantes de las series hidroldgicas sobre la base de correlaciones con otras estaciones
de medida y autocorrelacion con datos de la misma estacion;

Los generadores ofertan costos variables o precios. En caso que oferten costos
variables, calculo automatico del mismo en funcion del costo del combustible y
consumaos especificos;

Ofertas de los generadores hidraulicos sobre la base de valores del agua estimados por
el arbitraje Optimo entre generacion inmediata o almacenamiento para ingresos
futuros;

Modelacion de distintos niveles de falla y costos asociados de la Energia no
Suministrada;

Calculo de los precios nodales, ingresos de los generadores, costo de abastecimiento
de la demanda, y CVT;

Calculo de la Renta de Congestién;

Opcidn de célculo de los costos de combustible de plantas seleccionadas sobre la base
de la variacion de un Unico indicador establecido por el EOR y aprobado por la CRIE.

Estudios Eléctricos

El EOR adquirira modelos internacionalmente reconocidos para los estudios eléctricos: flujo
de carga, estabilidad, cortocircuito, transitorios electromagnéticos, coordinacion de
protecciones, confiabilidad. Estos modelos deberan permitir:

a) Evaluar el comportamiento de la RTR en estado permanente;
b) Determinar la méxima capacidad de transmision de cada componente de la RTR;
c) Evaluar el comportamiento de la RTR después de transitorios electromecénicos o

electromagnéticos producidos por fallas de componentes 0 maniobras.
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ANEXO H
CRITERIOS DE CALIDAD, SEGURIDAD Y
DESEMPENO PARA LA OPERACION DEL
SISTEMA ELECTRICO REGIONAL
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Tabla1l. CRITERIOS DE SEGURIDAD

Consecuencias Aceptables

Categoria | Tipo Evento y Contingencia Sistema | Disparo | Limitede | Limite | Desconexién
Estable sen Carga de de Automatica
Cascad los Voltaje de Carga/
a Elementos reduccion de
Transferencia
S
A Sin Contingencias Si No Operativo 0.95- No
Operacién 1.05 pu
Normal

Falla liberada por la proteccion primaria (6
B- Pérdida | Simple | ciclos) que desconecta:
de un
Elemento 1. Generador Si No Térmico 0.9-1.1 No

2. Circuito de transmision Continuo pu

3. Transformador

4. Banco de Capacitares

5. Reactor

6. Carga

Disparo de los componentes anteriores sin

falla
C- Pérdida Multiple | Falla liberada por la proteccion primaria o de respaldo
de dos 0 més (6 6 15 ciclos) que desconecta:

1. Seccién de barra . _ . ./
g:)enm;nr;?:mo 2. Todos los circuitos montados en las mismas torres Si No Ll,mlt_e 0.9-1.1 Si (también
evento 3. Una contingencia seguida de otra contingencia Térmico de | pu puede

considerando que se ha ajustado el sistema a un Emergencia desconectarse

Estado Normal después de que ocurre la primera
contingencia.

generacion)
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Tabla 1A. CRITERIOS DE SEGURIDAD

D-
Contingencias
Extremas
Pérdida de dos
0 Mas
elementos con
el mismo
evento o0 como
consecuencia
de disparos en
cascada

Extremas

Disparo de:

1. Todas las lineas en un mismo derecho de paso
2. Todos los generadores de una misma planta
3. Todas las secciones de barra de una

subestacion

4. No operacion de una Proteccion Especial

redundante

Se debe evaluar los riesgos y consecuencias

1. Porciones o todo el sistema interconectado puede
no alcanzar una condicion de operacion estable.

2. Formacion de islas

3. Puede involucrar la pérdida de carga y generacion
en areas geograficas extensas.

Notas a la Tabla 1

1. Los Criterios de la Tabla 1 aplican con todos los componentes en servicio.

2. Después de una contingencia que lleve el sistema a un Estado de Alerta o de Emergencia, se debe ajustar el sistema a un Estado Normal
en un tiempo no mayor a 30 minutos para que soporte la siguiente contingencia. Se permite la reduccion de transferencias y el disparo
de carga en el area de control donde ocurre la contingencia para llevar el sistema a un Estado Normal.

3. Después de una contingencia multiple que lleve el sistema a un Estado de Emergencia se permite reducir las transferencias o disparar
carga en el area de control donde ocurre la contingencia para llevar el sistema a un Estado de Alerta. Después de 30 minutos el sistema
debe operar en un Estado Normal

4. Después de una contingencia maltiple se admite que algunos elementos se carguen a la capacidad de emergencia que es funcién del
tiempo. El tiempo necesario para reducir la carga del o los elementos a la capacidad continua debe coordinarse con la capacidad de

emergencia del o los elementos involucrados.
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Tabla2. *?DESEMPENO DE LA REGULACION PRIMARIA

Requisito

Unidades generadoras

Todas las unidades generadoras existentes y futuras deben contribuir con la regulacion
primaria de frecuencia por medio de la accion de sistemas de control de
potencia/frecuencia (regulador de velocidad o controles equivalentes). En aquellos casos
en los que una unidad generadora, por su tecnologia y/o disefio, no pueda contribuir
directamente a la regulacion primaria de frecuencia, ésta la podra prestar de conformidad
con lo establecido en el numeral 16.2.7.6 del presente Libro.

Banda muerta del sistema de control
de potencia/frecuencia

La banda muerta intencional del sistema de control de potencia/frecuencia debe ser £0.03
Hz.

Estatismo

Los sistemas de control de potencia/frecuencia (regulador de velocidad o controles
equivalentes) deben operar con un estatismo comprendido en un rango entre 2% y 7%, en
modo libre de operacion sin los limitadores aplicados.

Tabla3. DESEMPENO ANTE PERDIDA DE GENERACION

Desempefio de las Areas de Después de una contingencia cada una de las Areas de Control debe hacer uso de su Reserva
Control ante Pérdida de de Contingencia para restablecer el balance carga / generacion en un tiempo no superior a 15
Generacion minutos.

La composicion y magnitud de la Reserva de Contingencia debe ser adecuada y suficiente para
que el Error de Control de Area retorne a cero en un tiempo no superior a 15 minutos después
de ocurrida la contingencia.

Reserva Rodante Minima a Cada sistema debe operar con una reserva rodante minima del 5% de su demanda en todas las
mantener por cada area de bandas horarias.
control

342 Modificado mediante Resolucion CRIE-44-2020 del 18 de mayo de 2020.
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ANEXO |
LINEA SIEPAC
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11 Alcance

11.1 La regulacion establecida en el Reglamento del MER es aplicable plenamente al Agente
Transmisor EPR vy a las instalaciones denominadas Linea SIEPAC. Este Anexo tiene por
objetivo destacar las particularidades de esta infraestructura y hacer especifica parte de
dicha regulacion.

12 Definicion
12.1 La Linea SIEPAC es el primer sistema de transmision regional y esta constituido por las
instalaciones siguientes®#:

a) linea de transmision de 230 KV de circuito sencillo, con torres con prevision para
doble circuito futuro, excepto donde es notado®*:

ler. Circuito. 2do. Circuito
Pais Longitud aproximada Longitud aproximada
por por
Tramo (km) |Propietario |pais |(km) Propietario |pais
(km) (km)
Aguacapa — La Vega Il (6) 28.7 EPR 29 INDE
La Vega Il — Frontera El Salvador 70.8 EPR
Guatemala Guate Norte — San Agustin 52.6 EPR 282.4 29
San Agustin — Panaluya 56.3 EPR
Panaluya — Frontera Honduras 74 EPR
Frontera Guatemala — Ahuachapan 19 EPR
Ahuachapéan — Nejapa. (1) 90.1 EPR
El Salvador Nejapa — 15 Septiembre. (1) 86 EPR 288.3
15 Septiembre - Frontera Honduras | 93.2 EPR
Frontera El Salvador — Agua Caliente| 54 EPR
Agua Caliente — Frontera Nicaragua 61 EPR
Honduras Torre “T” - San Buenaventura. (2) 14 EPR 270
San Buenaventura — San Nicolas 87 EPR
San Nicolas — Frontera Guatemala 54 EPR
Frontera Honduras — P. Sandino 117.5 EPR
P. Sandino — Ticuantepe (4) 64.4 EPR
. P. Sandino — Masaya (3) 81.3 | ENATREL
Nicaragua I antepe — La Virgen 104 | epr | o170 169.8
La Virgen — Frontera Costa Rica 32 EPR
Masaya-La Virgen (5) 88.5 EPR
Frontera Nicaragua — Cafias 129.7 EPR
Cafias — Parrita 159.7 EPR
Costa Rica Parrita — Palmar Norte 133.9 EPR 496.9
Palmar Norte — Rio Claro 50.9 EPR
Rio Claro — Frontera Panama 22.7 EPR
Panama Front_er_a Costa Rica — Dominical 8 EPR 150.0
Dominical — Veladero 142 EPR
TOTAL 1,805.5 198.8

343 Modificado mediante Resolucion CRIE-NP-01-2010 del 04 de marzo de 2010.
344 Modificado mediante Resoluciones CRIE-P-13-2014 del 25 de abril de 2014, CRIE-P-15-2014 del 26 de
mayo de 2014, CRIE-26-2016 del 28 de abril de 2016, CRIE-52-2019 del 26 de agosto de 2019 y CRIE-03-
2021 del 18 de enero de 2021.
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M)
)
®)
(4)
®)

En los tramos 15 de Septiembre—Nejapa—Ahuachapan, un circuito sera parte de la Linea
SIEPAC y el otro seré parte del sistema de transmision de ETESAL.

Este tramo incluye el cable OPGW que sera instalado entre la Torre “T” y la subestacion de
El Cajon.

Un circuito es parte de la Linea SIEPAC vy el otro es parte del sistema de transmision de
ENATREL como parte de la linea nacional Sandino—Masaya.

Un circuito es parte de la Linea SIEPAC vy el otro es parte del sistema de transmision de
ENATREL como parte de la linea nacional Sandino-Masaya.

En el tramo Masaya-La Virgen ambos circuitos formaran parte de la Linea SIEPAC y el
tramo incluye las derivaciones a las subestaciones de Masaya y La Virgen.

En el tramo Aguacapa — La Vega ll, el primer circuito de la Linea SIEPAC es propiedad de
la EPR, mientras que el segundo circuito es propiedad del INDE.

La Linea SIEPAC incluye un cable de guarda OPGW de 36 fibras: 12 fibras monomodo estandar
y 24 de dispersion desplazada.

b) bahias en las subestaciones#:

Pais Subestacion Conexion a Bahias Total por
Pais

Aguacapa Ahuachapan 1

Guatemala Guate Norte Panaluya 1 4
Panaluya Guate Norte 1
Panaluya San Buenaventura 1
Ahuachapan Aguacapa 1
Ahuachapan Nejapa 1

El Salvador Nejapa Ahuachapén 1 6
Nejapa 15 Septiembre 1
15 Septiembre Nejapa 1
15 Septiembre Agua Caliente 1
Agua Caliente 15 Septiembre 1
Agua Caliente Sandino 1

Honduras San Buenaventura Panaluya 1 5
San Buenaventura El Cajon 1
San Buenaventura Toncontin 1
Sandino Agua Caliente 1
Sandino Ticuantepe 1
Ticuantepe Sandino 1

Nicaragua Ticuantepe La Virgen 1 6
La Virgen Ticuantepe 1
La Virgen Cafias 1
Cafas La Virgen 1
Canfias Parrita 1
Parrita Cafas 1
Parrita Palmar Norte 1

Costa Rica Palmar Norte Parrita 1 8
Palmar Norte Rio Claro 1

345 Modificado mediante Resolucion CRIE-03-2021 del 18 de enero de 2021.
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12.2

12.3

12.4

13
13.1

13.2

13.3

Rio Claro Palmar Norte 1

Rio Claro Veladero 1
Panama Veladero Rio Claro 1 1
TOTAL 30

¢) Los equipos de compensacion reactiva consisten ent:

Sistema Equipos MVAR
Guatemala Reactor 20
Nicaragua Reactor 40

'Nota: Que los equipos de compensacion reactiva corresponden a las necesidades de
corto plazo identificadas en los estudios de la EPR como primera etapa, mientras la
Linea SIEPAC no se cargue a mas de 200 MW; oportunamente la EPR debe presentar a
la CRIE estudios actualizados de compensacion reactiva para cubrir las necesidades de
estos equipos, que se prevén como necesarios para el sistema de Nicaragua y
posiblemente para otros sistemas, para cuando las transacciones regionales alcancen
valores entre 200 y 300 MW?3#,

Antes de la finalizacion de la construccién de las instalaciones, los cambios de definicion
de la Linea SIEPAC, establecida en el Numeral 12.1, seran solicitados por la EPR (Empresa
Propietaria de la Red) al EOR. EI EOR revisara los estudios técnicos y econémicos con los
cuales el Agente Transmisor EPR soporta la solicitud de cambio y enviara su
recomendacion a la CRIE.

La definicion de la Linea SIEPAC, establecida en el Numeral 12.1, solo podra ser cambiada
por la CRIE a solicitud del Agente Transmisor EPR soportandola por los estudios técnicos
y econdmicos establecidos en el Reglamento del MER vy la autorizacion de Gobiernos de
los Paises Miembros.

Después de la finalizacion de la construccién de las instalaciones, las ampliaciones a la
Linea SIEPAC seran tratadas de acuerdo al procedimiento de ampliaciones de la RTR
detallado en el Capitulo 11 “Ampliaciones de la RTR” del Libro Il del RMER.

Agente transmisor EPR

La EPR debera inscribirse como Agente Transmisor en cada uno de los Mercados Eléctricos
Nacionales, para ello podra hacerlo directamente o a través de filiales o subsidiarias. A estos
agentes se les denominara genéricamente como Agente Transmisor EPR.

El Agente Transmisor EPR podra contratar la operacién y mantenimiento de sus
instalaciones con otros Agentes Transmisores, pero retendré los derechos y obligaciones
que se establecen en el Libro 11l del RMER.

El Agente Transmisor EPR es una empresa de transmision regional ya que es propietaria de
activos de la RTR en mas de un pais miembro y de conformidad con lo dispuesto en el
Tratado Marco, los agentes del MER que son empresas de transmision regional tendran
como Unico fin la actividad de transmisién o transporte de energia eléctrica.

346 Modificado mediante Resolucion CRIE-NP-01-2010 del 04 de marzo de 2010.
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13.4 El Agente Transmisor EPR debe certificar ante la CRIE que en sus estatutos se especifique
gue ningln accionista posee directa o indirectamente mas del quince por ciento (15%) del
total del capital social de la empresa, ni de ninguna clase de acciones con derecho a voto y
que se han adoptado los mecanismos de proteccion de los accionistas minoritarios.

14 Linea SIEPACylaRTR

14.1 La Linea SIEPAC, definida de acuerdo al Numeral 12.1, constituye una Ampliacion
Planificada de la Red de Transmision Regional (RTR). La CRIE emitira un Certificado de
Ampliacién Planificada para la Linea SIEPAC en donde detalle las condiciones especificas
en las que le otorga tal categoria.

14.2 La Linea SIEPAC sera parte de la RTR al menos en el periodo comprendido desde el inicio
de su operacion comercial hasta que concluya la amortizacion de los créditos con que se
financiaron las inversiones asociadas a la construccion.

I5 Régimen de Remuneracion de la Linea SIEPAC. Ingreso
Autorizado Regional (IAR)**
15.1 El Ingreso Autorizado Regional (IAR), para un determinado afio, para el Agente

Transmisor EPR sera la suma de los Ingresos Autorizados Regionales de cada una de sus
instalaciones en operacion comercial. Para las instalaciones del primer sistema de
transmision regional (Linea SIEPAC), el Ingreso Autorizado Regional sera el monto que
cubra®®:;

a) *®Los costos de administracién, operacion y mantenimiento de una Empresa
Eficientemente Operada, de acuerdo a lo establecido en el Anexo “O” del Libro III
del RMER.

b) 3%l servicio de la deuda, hasta por un monto de US$453 millones, que el Agente
Transmisor EPR contraiga para financiar las inversiones asociadas a la construccion
y entrada en operacion de la Linea SIEPAC;

c) el Valor Esperado por Indisponibilidad;

d) los tributos, que pudieran corresponderle; y

e) *!una rentabilidad regulada de acuerdo a la metodologia de calculo que autorice la
CRIE, considerando un aporte patrimonial de hasta US$58.5 millones.

347 Modificado mediante Resoluciones CRIE-NP-01-2011 del 07 de enero de 2011, CRIE-02-2011 del 25 de
mayo de 2011, CRIE-06-2011 del 21 de septiembre de 2011, CRIE-08-2011 del 20 de diciembre de 2011 y
CRIE-P-12-2012 del 24 de julio de 2012. Mediante Resolucién CRIE-35-2016 del 26 de mayo de 2016, la CRIE
estableci6 el “Mecanismo de aprobacién del IAR de la EPR y de supervision a la ejecucidn de los rubros de
Servicio de la Deuda, Tributos y Rentabilidad Regulada que se financia a través del IAR”. Titulo modificado
mediante la Resolucion CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

348 Modificado mediante Resolucion CRIE-P-13-2014 del 25 de abril de 2014.

349 Modificado mediante la Resolucién CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

350 Modificado mediante Resolucion CRIE-26-2016 del 28 de abril de 2016.

351 Mediante Resolucion CRIE-55-2016 del 22 de septiembre de 2016, la CRIE establecid la “Metodologia
para la determinacion del componente de rentabilidad regulada del Ingreso Autorizado Regional de la Linea
SIEPAC”.
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15.2

15.3

15.4

352E] valor de rentabilidad regulada indicada en el literal e del numeral 15.1 anterior, sera
determinado conforme la metodologia de célculo de la rentabilidad regulada que

corresponde a la establecida en el Anexo “P” del presente libro.

Si la Linea SIEPAC es puesta en operacion comercial por tramos, entonces el Ingreso
Autorizado Regional sera actualizado conforme los tramos sean puestos en servicio®®,

El financiamiento ya ejecutado del Primer Sistema de Transmision Regional, a que se
refiere el numeral 15.1, literal b), se resume en el siguiente cuadro®*;

Préstamo Garante Fecha de firma E;C:ra}(ig:;égﬁ MOLT;% en
BID-003/SQ-CR COSTA RICA 26/02/2002 15/12/2036 10,000,000
BID-004/SQ-ES | EL SALVADOR 15/02/2003 15/12/2037 10,000,000
BID-005/SQ-GU GUATEMALA 17/09/2002 15/06/2037 10,000,000
BID-006/SQ-PN PANAMA 12/04/2002 15/12/2036 10,000,000
BID-007/SQ-HO HONDURAS 18/03/2002 15/12/2036 15,000,000
BID-008/SQ-NI NICARAGUA 19/03/2002 15/12/2036 15,000,000

BID-1368/0C-CR COSTA RICA 26/02/2002 15/12/2026 30,000,000
BID-1369/0C-ES | EL SALVADOR 15/02/2003 15/12/2027 30,000,000
BID-1370/0C-GU | GUATEMALA 17/09/2002 15/06/2027 30,000,000
BID-1371/0C-PN PANAMA 12/04/2002 15/12/2026 30,000,000
BID-1095/SF-HO HONDURAS 18/03/2002 15/12/2041 25,000,000
BID-1096/SF-NI NICARAGUA 19/03/2002 15/12/2041 25,000,000
BID-1908/0C-CR COSTA RICA 08/12/2009 10/05/2034 4,500,000
BID-2016/BL-HO HONDURAS 01/06/2010 27/02/2039 4,500,000
BID-2421/BL-NI NICARAGUA 01/09/2010 28/10/2040 4,500,000
BANCOMEXT CFE 31/05/2010 20/02/2030 44,500,000
BCIE-1690 (BEI) ENDESA 30/09/2005 19/05/2028 44,500,000
BCIE-1810 A ISA 29/06/2007 14/09/2027 44,500,000
BCIE-1810 B EPR 19/03/2007 05/06/2027 20,000,000
CAF-01 EPR 10/02/2009 10/02/2029 15,000,000
DAVIVIENDA EPR 22/05/2014 22/04/2026 11,042,500
INDE-02 EPR 09/03/2010 16/12/2026 4,500,000
CEL-01 EPR 19/02/2010 01/01/2022 4,500,000
ETESA-01 EPR 25/01/2010 12/11/2025 4,500,000
ENATREL EPR - - 6,553,883

352 Modificado mediante la Resolucién CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

353 |a puesta en operacién comercial por tramos de la Linea SIEPAC fue declarada mediante la Resolucion

CRIE-P-23-2012 del 23 de noviembre de 2012.

354 Modificado mediante Resoluciones CRIE-P-13-2014 del 25 de abril de 2014 y CRIE-26-2016 del 28 de abril

de 2016.
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15.5

15.6

15.7

15.8

15.9

15.10

15.11

15.12

TOTALES 453,096,383

En el caso de que los montos del aporte patrimonial o de los préstamos sean diferentes a
los mencionados en el numeral anterior, el Agente Transmisor EPR debera presentar ante
la CRIE una solicitud de ajuste con las correspondientes justificaciones.

%5 0s costos de administracion, operacién y mantenimiento de una Empresa
Eficientemente Operada, seran determinados de acuerdo a lo establecido en el Anexo “O”
del Libro 1ll del RMER, los cuales deberan considerar la remuneracién para el
cumplimiento de los objetivos de calidad del servicio de transmisién establecidos en el
Libro I1l del RMER y las normas regulatorias a nivel nacional, en cada pais donde opera.

La CRIE debera realizar auditorias técnicas sistematizadas y la contabilidad regulatoria,
como parte fundamental para el funcionamiento de la Metodologia de calculo de los costos
de administracion, operacion y mantenimiento, aplicable a la Linea SIEPAC, propiedad de
EPR.

El servicio de la deuda que el Agente Transmisor EPR contraiga para financiar las
inversiones asociadas a la construccién y entrada en operacion de la Linea SIEPAC debe
ser certificado anualmente ante la CRIE previo a la determinacién del IAR anual.

El Valor Esperado por Indisponibilidad para la Linea SIEPAC sera calculado de acuerdo
a lo establecido en el Capitulo 6 del Libro IlI.

Los tributos que el Agente Transmisor EPR tenga que pagar asociados exclusivamente a
la actividad de transmision de energia eléctrica por la Linea SIEPAC deben ser certificados
por la autoridad competente o auditor independiente contratado para tal efecto.

36E] Agente Transmisor EPR solamente podra solicitar, como parte del IAR anual para la
Linea SIEPAC, la rentabilidad regulada que resulte de la aplicacion de la metodologia
contenida en el Anexo “P” del Libro Il y el numeral 15.2 del presente Anexo.

Cualquier diferencia entre el estimado y los valores reales del servicio de la deuda, los
tributos y la rentabilidad regulada, debera ser informada a la CRIE para considerarla como
un ingreso extra 0 como un ingreso faltante en el calculo del préximo IAR anual.

%7para Linea SIEPAC, cuyo titular es una Empresa de Transmision Regional, y para las
Ampliaciones Planificadas y las Ampliaciones Regionales con Beneficio Regional Parcial,
cuyos titulares sean Empresas de Transmision Regional; si el Agente Transmisor titular
permite a terceros el uso o la utilizacién como soporte fisico de instalaciones o equipos,
gue estan siendo remuneradas a través del Ingreso Autorizado Regional, para el desarrollo
de actividades distintas a la de transmision de energia eléctrica, se le hara un descuento al
Ingreso Autorizado Regional que sera definido por la CRIE sobre la base de los beneficios
generados por dicha actividad . En ningun caso el Ingreso Autorizado Regional podréa ser
inferior a cero.

35 Modificado mediante Resoluciones CRIE-02-2009 del 10 de diciembre de 2009, mediante la Resolucion
CRIE-P-19-2013 del 19 de noviembre de 2013 se aproh6 el valor de 2.72% como porcentaje del Costo Estandar
de la Linea SIEPAC y posteriormente mediante la Resolucion CRIE-54-2016 del 22 de septiembre de 2016 se
aprob6 la Metodologia de célculo de los costos de administracion, operacion y mantenimiento, aplicable a la
Linea SIEPAC. Modificado mediante la Resolucién CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

3% Modificado mediante la Resolucién CRIE-50-2020 del 29 de julio de 2020.

357 Modificado mediante la Resolucién CRIE-08-2023 del 27 de marzo de 2023.
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15.13

15.14

Cumplido el Periodo de Amortizacion de la Linea SIEPAC su Ingreso Autorizado
Regional solo considerara: (1) los costos eficientes de administracion, operacion vy
mantenimiento, (2) el Valor Esperado por Indisponibilidad, (3) los tributos que pudieran
corresponderle y (4) una rentabilidad regulada de acuerdo a la metodologia de calculo que
autorice la CRIE.

Para la Linea SIEPAC, la CRIE podra reconocer en el IAR, el costo de inversion de las
instalaciones de maniobra, control, comunicaciones y proteccion que se hayan renovado o
gue deban ser renovadas, para permitir la operacién confiable de la instalacion.
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IBANEXO J
METODOLOGIA PARA EL CALCULO DE LA
TASA DE DESCUENTO

358 Adicionado mediante la Resolucion CRIE-05-2018 del 25 de enero de 2018.
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J.1

J.2

Alcance

Este Anexo establece la metodologia para el célculo de la Tasa de Descuento utilizada para las
tareas de planeamiento que realiza el EOR, y a las que se hace referencia en el Libro 111 del
Reglamento del RMER®?; la cual para efectos de estimar la tasa de descuento de la estructura
de financiamiento, deuda y capital patrimonial, parte del método CAPM/WACC (Capital Asset
Pricing Model, o CAPM/ Weighted Average Cost of Capital.

La tasa de descuento regional que se hace referencia en el Libro Il del RMER, para las
actividades de planeamiento que realiza el EOR, es utilizada para verificar la factibilidad
econdmica de las inversiones, constatando que la tasa interna de retorno, sea mayor o igual a la
tasa de descuento; asimismo, es utilizado como parametro del modelo de planificacion para
identificar las expansiones que maximicen el Beneficio Social o alternativamente las
expansiones que minimicen los costos de inversion y operacion.

El Weighted Average Cost of Capital (WACC), es la tasa de descuento o costo promedio
ponderado de la estructura de financiamiento, deuda y capital patrimonial, que se utiliza para
descontar los flujos de caja futuros a la hora de valorar un proyecto de inversién. En términos de
una empresa, el costo de capital calculado de esta forma es utilizada para los proyectos que tienen
riesgos similares en el sector de transmision. Su estructura es la siguiente:

D E
WACC:mXTDX(l—t)'FmXT‘E(I)

Doénde:

WACC es la tasa promedio de costo de capital (nominal después de impuestos)
D es el nivel de endeudamiento de mediano y largo plazo.

E es el Patrimonio Neto

ro es la tasa marginal de endeudamiento.

re es la tasa de retorno o costo de oportunidad del capital propio.

t es la tasa impositiva (alicuota del Impuesto sobre la Renta).

En el esquema del método CAPM global, la tasa de rentabilidad se calcula mediante la siguiente

expresion:

T =1p+1c+rr+ B *(ry —17) (2)

Donde:

39 Referido en el Libro 11l del RMER, el numerales 9.2.2 inciso c); 9.2.2 inciso d); 9.2.3 inciso a); 10.4.5;
10.6.1;10.6.3;11.2.1;11.4.1.1,; 11.4.7.1
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re es la tasa de retorno o costo de oportunidad del capital propio,

re es la tasa de retorno de un activo libre de riesgo,

rc es la tasa adicional de riesgo por contexto del pais receptor de la inversion,
rr es la tasa adicional de riesgo por tamafio (empresa pequefia),

B es el riesgo sistémico de la industria en cuestion, y

rm €s el retorno de una cartera diversificada.

J.3 Para poder estimar una tasa para la region centroamericana se deberan elegir los ponderadores
para cada uno de los paises.

J.4 Para estimar costo real del capital propio para un proyecto en Centroamérica se elige como
ponderador la inversién realizada en la linea SIEPAC de manera proporcional de acuerdo a lo
invertido en cada pais.

J5 Tasa de costo de capital propio. DETERMINACION DE LOS PARAMETROS
FUNDAMENTALES PARA LA ESTIMACION DEL COSTO DE CAPITAL PROPIO POR
EL METODO CAPM

J.5.1 Célculo de la tasa de retorno de un activo libre de riesgo ()

La tasa de retorno de un activo libre de riesgo (re) se calcula como el promedio aritmético de los
promedios mensuales del rendimiento del bono del tesoro de Estados Unidos a 30 afios (UST-
30) de los Gltimos cinco afos.

Esta informacion esta disponible en el sitio web de la Reserva Federal de Estados Unidos
(Federal Reserve System): http://www.federalreserve.gov/datadownload/Build.aspx?rel=H15, o
en la Federal Reserve Bank of St Louis en el siguiente enlace
https://fred.stlouisfed.org/series/DGS30. En caso ninguna de las fuentes anteriores esté
disponible, se utilizara otra reconocida y utilizada internacionalmente.

J.5.2 Célculo de la tasa adicional de riesgo por contexto del pais receptor de la inversion (r¢)

La tasa adicional de riesgo por contexto del pais receptor de la inversion (r) para los paises
donde la economia no estéa dolarizada, se calcula utilizando la calificacion de riesgo para el mes
mas cercano al momento de calculo estimada por Moody’s (publicada por el Consejo Monetario
Centroamericanohttp://www.secmca.org/Informes.html), junto con las tasas de riesgo (spreads)
corporativos para empresas de servicios publicos para el afio correspondiente provistos por
Reuters, para bonos a 30 afios 0 mediante informacion disponible en la pagina web del profesor
Aswath Damodaran de la New York University: http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/.
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Adicionalmente, para paises con economias dolarizadas se podra tomar como indicador de
spreads por riesgo por contexto del pais receptor de la inversion, los datos de Emerging Markets
Bonds Index Plus (EMBI+) publicados por JP Morgan. En este caso, se determinara el promedio
de los 3 dltimos afios, previo al momento del calculo. La CRIE podré solicitar la disponibilidad
de la informacidn a los reguladores nacionales.

En caso ninguna de las fuentes anteriores esté disponible, se utilizara otra reconocida y utilizada
internacionalmente.

J.5.3 Calculo de la tasa adicional de riesgo por tamafio (empresa pequefa) (ry)

La tasa de riesgo por tamafio (empresa pequefia) (1) se calcula como el promedio de los dos
deciles mas pequefios (9 y 10 que son empresas con una capitalizacion de mercado de hasta USD
300 millones) de capitalizacion de mercado usando el informe Ibbotson que calcula el premio
por tamafio segun decil de tamafio.

J.5.4 Calculo del riesgo sistémico de la industria (8;)

Para calcular el beta a aplicar para el caso de referencia se debe en primer lugar desapalancar el
beta (usando la tasa impositiva de ganancias del mercado al que corresponden las betas estimadas
y el nivel de endeudamiento promedio de las empresas utilizadas como referencia) y
posteriormente volver a calcular el beta ajustado por el apalancamiento y la alicuota impositiva
en cada pais de la regién Centroamérica.

El beta apalancado se calcula usando la Ecuacién de Hamada:

Bu="Pyx(1+1-1)+2) (3)
Dénde:

B.es el Beta del patrimonio o apalancada
Bues el Beta del activo o desapalancada

tes la tasa de impuestos (Impuestos a la renta)

Des el nivel de endeudamiento de mediano/largo plazo de empresas de transmision nacionales
de la region de América Central, incluyendo a la EPR.

Ees el Patrimonio Neto de empresas de transmision nacionales de la region de América Central,
incluyendo a la EPR.

Para el calculo debera considerarse como referencia (beta desapalancada de utilities de Estados
Unidos) informacién disponible en la pagina web del profesor Aswath Damodaran de la New
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York University: http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/. En el sitio, se incluye una cantidad de
informacidn actualizada para el célculo del costo de capital, entre otra, que el profesor releva de
distintas fuentes de informacion. En particular, en la seccion de datos (Data — Current Data —
Discount Rate Estimation), se incluye informacidn sobre las betas apalancadas y desapalancadas
por tipo de industria (Levered and Unlevered Betas by Industry). Se deben considerar las del
mercado de Estados Unidos (U.S.) y las del sector de Power).

Para calcular el Beta apalancado asociado a las utilities, se debera considerar la tasa impositiva
vigente en cada pais y la estructura de la linea SIEPAC, asi como de empresas de transmision
nacionales de la region de América Central, y la ecuacidn (3).

J.5.5 Caélculo del premio por riesgo(ry — rr)

El premio por riesgo surge de la diferencia entre el rendimiento de mercado y la tasa libre de
riesgo.

Esta informacion esta disponible en los libros que Ibbotson Associates publica anualmente:
“Valuation Year book; Markets Results for Stocks, Bonds, Bills and Inflation”. El periodo
utilizado debera abarcar desde 1926 hasta el afio mas reciente considerando la fecha de calculo,
y se debe de considerar el promedio aritmético.

J.5.6 Tasa Nominal y Real

La tasa de costo de capital propio obtenida de acuerdo a los principios establecidos anteriormente
s una tasa nominal después de impuestos.

Para estimar el Costo Real del Capital Propio después de impuestos es necesario descontar la
inflacion a largo plazo en el mercado de EUA, ya que el Costo Nominal del Capital Propio se
calculé en moneda norteamericana.

Para determinar la inflacion a largo plazo en el mercado de EUA, se debera considerar el spread
entre los bonos del Tesoro de EUA indexados por inflacion a 20 afios (promedio mensual de los
Gltimos cinco afios) y los bonos sin indexacién (UST-20) (promedio mensual de los Gltimos
cinco afios). La diferencia existente entre los rendimientos promedio de estos dos tipos de bonos
se debe a que el pago por el cupdn y el principal de los bonos indexados se encuentran
determinados por la inflacion (ajustado por el indice de Precios al Consumo de dicho pais).

Esta informacion esta disponible en el sitio web de la Reserva Federal de Estados Unidos
(Federal Reserve System): http://www.federalreserve.gov/datadownload/Build.aspx?rel=H15.

Una vez estimada la inflacién esperada, la tasa real se calculara como:

i N,i
Rt = (ﬂ - 1) (4)

(1+mysa)
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Dénde:

rLf'les la tasa de retorno del capital propio real después de impuestos correspondiente al pais i.

rEN "*es la tasa de retorno del capital propio nominal después de impuestos correspondiente al pais
L.

mysa€s la inflacion esperada de largo plazo en el mercado de USA.

Para estimar costo real del capital propio para un proyecto en Centroamérica elige como
ponderador la inversion realizada en la linea SIEPAC de manera proporcional de acuerdo a lo
invertido en cada pais.

J.6 TASA DE ENDEUDAMIENTO

J.6.1 El costo de la deuda se define como la tasa de interés a la cual la firma puede incrementar su
deuda (costo marginal de la deuda). Esta tasa varia en funcién del riesgo de cesacion de pagos
de la empresa. Seguln este método, el costo de endeudamiento se estima a partir de la siguiente
expresion:

Ty =18 +1c+ SS(5)

Donde:

4 €S la tasa marginal de endeudamiento

rres la tasa de retorno de un activo libre de riesgo

rc€s la tasa adicional de riesgo por contexto del pais receptor de la inversion

SS es el spread adicional en funcion de la calificacion que pueda obtener el negocio

J.6.2 Tasa libre de riesgo: Se debe utilizar la misma que la considerada para la determinacion del
costo del capital propio para cada pais.

J.6.3 Adicional por riesgo local: las mismas consideradas para la determinacion del costo del capital
propio para cada pais.

J.6.4 Adicional por riesgo corporativo: es equivalente a la tasa adicional que paga un bono de
calificacion AAA (10 afios) en Estados Unidos por arriba de un bono del tesoro. Esta
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informacidn esta disponible en la pagina web del profesor Aswath Damodaran de la New York
University:

http://people.stern.nyu.edu/adamodar/pc/archives/

En caso la fuente anterior no esté disponible, se utilizard otra reconocida y utilizada
internacionalmente.

El resultado serd una tasa antes de impuestos, se debe descontar de la misma el pago de
impuestos, considerando la alicuota representativa de cada pais.

J.7 Tasa de costo de capital promedio ponderado

J.7.1 El WACC, por su parte, resulta del promedio ponderado del costo de la deuda mas la tasa de
rentabilidad de las acciones o capital propio. La estructura del WACC es la siguiente:

WACC =

Xrp X (1—1t)+ X Tg

D+E D+E

(6)
Donde:
WACC es la tasa promedio de costo de capital (nominal después de impuestos)
D es el nivel de endeudamiento de mediano y largo plazo.
E es el Patrimonio Neto
Io es la tasa marginal de endeudamiento.
re es la tasa de retorno o costo de oportunidad del capital propio.

t es la tasa impositiva (alicuota del Impuesto sobre la Renta).

Posteriormente, para estimar la WACC en términos reales se debera considerar la siguiente

ecuacion:

Ri _ WAcci+1_
WACCR = (—(1+nm) 1) (7)
Donde:

WACCRes la tasa promedio de costo de capital real después de impuestos correspondiente al
pais i.

WACC! es la tasa promedio de costo de capital nominal después de impuestos correspondiente
al pais i.

Tysa €S la inflacion esperada de largo plazo en el mercado de referencia.

WACC real después de impuestos para Centroamérica
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J.7.2 Para estimar la WACC para un proyecto en Centroamérica elige como ponderador la inversion
realizada en la linea SIEPAC de manera proporcional de acuerdo a lo invertido en cada pais.

J.7.3 El valor de la tasa de descuento regional sera actualizado por la CRIE anualmente.
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SOANEXO K
PROCEDIMIENTO PARA EL TRAMITE DE
SOLICITUDES DE CONEXION A LARTR Y DEL
SIEPAC

360 Anexo adicionado mediante Resolucion CRIE-29-2018 del 15 de febrero de 2018.
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RMER

K.1  3®Etapas del Procedimiento para el Acceso a la RTR, en aplicacion del

Actividad

Solicitant
e

CRI

EOR

Agente
Transmisor

OS/OM

Regulador
Nacional

Tareas previas a la elaboracién de la

Solicitud de Conexién

Paso 1 -
Orientacion al
Solicitante

X

X

Paso 2 — Base de
Datos y Premisas
Técnicas (26 dias
habiles)

Elaboracion de
Estudios  Eléctricos
por parte del
Solicitante

Paso 3 - Formato para
presentar la solicitud
de acceso a la RTR.
(Presentacion a CRIE
de la Solicitud de
Conexién a la RTR)

Etapa 1: Solicitud de Conexion a la RTR

Se abre Expediente
(TA) para
encomendar al EOR
analisis técnico de la
Solicitud.

Reunir  informacién
faltante. Envio a la
CRIE si aplica

El EOR realiza el
analisis técnico de la
Solicitud en consulta
conel OS/IOMyel AT
y remite a la CRIE
informe de evaluacion

0OS/OM y AT
presentan al EOR
informe de evaluacién
y emiten su
aceptacion a la
solicitud de conexion.

Remite a la CRIE la
autorizacion, permiso
0 concesion

Evaluacién de

informe del EOR vy

361 Modificado mediante Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
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Actividad

Solicitant
e

CRI

EOR

Agente
Transmisor

OS/OM

Regulador
Nacional

verificacion de
cumplimiento.

Consulta al Regulador
Nacional (RN) si
acepta 0 hara
observaciones a la
Solicitud de
Conexion.

El RN o la Entidad
competente envia a la
CRIE su aceptacion o
hace observaciones

Si el RN acepta, se
emite la Resolucion
de Aprobacion de la
Solicitud de Conexion
a la RTRy se notifica
ésta al Solicitante,
RN, EOR, OS/OM y
AT

Etapa 2: Disefio Técnico de

Detalle

Elaboracién y envio
de Disefio Técnico de
Detalle

Evaluacién del EOR,
AT y OS/OM (el
Disefio Técnico de
Detalle

Elaboracion por el
EOR de Informe con
recomendacién a la
CRIE

“Aprobacion final del
Disefio Técnico de
Detalle”, le
corresponde al EOR.

Etapa 3: Autorizacion Puesta en Servicio. Ajustes previos

de Equipos y Sistemas

Solicitud al EOR de
Autorizacion para la
puesta en servicio.
EOR verifica que la
Concesion esté
aprobada

Presentar al EOR el
Contrato de Conexion
u otorgamiento de la
autorizacion de
conexion.

Presenta al EOR,
OS/IOM 'y AT el
Programa de Pruebas

Realizacion de
Pruebas. Deben ser
exitosas. Ajustes
finales sistemas de
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Puesta en servicio

Actividad Solicitant | CRI EOR Agente' 0S/OM Regl_JIador
e E Transmisor Nacional

comunicacion,

control, proteccion y

medicién.

Autorizacion de la X

362K 2 Modelo de Carta:

Sr. Gerente General EPR

De acuerdo a lo establecido en el numeral 4.5.2.1 del Libro 11l del RMER, me dirijo a usted para
solicitarle se emita la “aceptacion previa” de EPR para la conexion de una nueva Subestacion de
Conexion a la Linea SIEPAC: (...), dicha subestacion se ubicara en el siguiente lugar (...) (Describir
ubicacion) entre las torres (...), con una posicion en coordenadas geograficas UTM siguientes (...).

Nuestra entidad se compromete a cumplir todos y cada uno de los requerimientos indicados en los

Requerimientos de Conexion a la Linea SIEPAC de EPR, y el Contrato de Conexion suscrito.

Adicionalmente nuestra entidad tiene que cumplir con lo indicado en la regulacion regional,

regulacion nacional de (...) (pais donde se ubica) (...), y demas leyes vigentes.

Sin otro particular,

Representante Legal

362 Se deroga el numeral K2 del Anexo K, y se modifica la numeracion del numeral K3 a K2, mediante la

Resolucion CRIE-95-2018 del 25 de octubre de 2018.
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IBANEXO L
METODOLOGIA DE CALCULO DEL COSTO DE
LA ENERGIA NO SUMINISTRADA.

363 Anexo adicionado mediante Resolucion CRIE-33-2018 del 26 de febrero de 2018.
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GLOSARIO DE TERMINOS UTILIZADOS

CENS: Costo de la Energia No Suministrada

CENSCD: Costo de la Energia No Suministrada de Corta Duracion
CENSLD: Costo de la Energia No Suministrada de Larga Duracion
CRIE: Comision Regional de Interconexion Eléctrica

ENS: Energia No Suministrada

EOR: Ente Operador Regional

kWh: kilovatio-hora

kW: kilovatio

MER: Mercado Eléctrica Regional

MWh: Megavatio-hora

RMER: Reglamento del Mercado Eléctrica Regional

$4SPGTR: Sistema de Planificacion de la Generacién y la Transmisioén Regional
SDDP: Stochastic Dual Dynamic Programming

USD: Dolares de los Estados Unidos de América

L.1. PROCEDIMIENTO GENERAL PARA DETERMINACION DEL CENS

En el presente apartado, se desarrolla la metodologia para el calculo del CENS haciendo uso de
diversas metodologias, calculado para cada pais del MER y luego, en base a estos valores,
obtener un valor regional.

El procedimiento general que seguir para el calculo del costo de energia no suministrada consta
de las siguientes etapas:

1. Calcular el CENS para distintos escalones de racionamiento (porcentajes de profundidad de
corte de lademanda), para cada pais del MER, utilizando cada una de las metodologias detalladas
en el presente anexo.

2. En base a los calculos de CENS por pais, calcular el CENS regional escalonado.

3. ¥SAplicar el modelado de los escalones regionales de racionamiento, con su respectivo
CENS, en el modelo del SPGTR (SDDP)

4. El célculo del Costo de Energia No Suministrada —CENS-, establecida mediante la presente
metodologia, debera ser actualizado como minimo cada cinco (5) afios por parte de la CRIE.

En el marco del desarrollo de esta metodologia, se hace necesario aclarar, que los datos obtenidos
por medio de los célculos realizados a partir del modelo de calculo del CENS; serén utilizados
para realizar la planificacion de largo y mediano plazo de la expansién de la transmision y
generacion regionales.

364 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
365 Modificado mediante Resolucion CRIE-30-2022 del 15 de diciembre de 2022.
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L.2. MARCO CONCEPTUAL Y TEORICO

El concepto de CENS se utiliza, para definir y agrupar los costos econdémicos que pueden afectar
a la sociedad en su conjunto cuando el suministro de electricidad no puede ser realizado en la
medida requerida por los consumidores. La ENS es la cantidad de energia potencialmente
demandada (energia presunta) que no puede ser suministrada.

En los mercados de commaodities, ante la falta de oferta, aumenta el precio del producto y la
cantidad demandada se ajusta automaticamente, retirandose en primer lugar aquellos
consumidores con menor utilidad o excedente del consumidor, lo cual es econdmicamente
eficiente, minimizandose asi la reduccion del beneficio social. Pero en el caso de los mercados
de energia eléctrica se deben tener las siguientes consideraciones:

* Al no poder almacenarse la energia eléctrica, si en el corto plazo hay insuficiente oferta
disponible, el sistema corre el riesgo de colapsar.

 La demanda es muy inelastica en el corto plazo, con lo que las sefiales de precios no siempre
resultan suficientes para volver el sistema a una situacion de equilibrio.

* Normalmente, no existe un mercado en donde se transen las interrupciones en la oferta de
energia eléctrica.

« Si bien la seguridad de los sistemas eléctricos es muy importante, no es posible determinar
con exactitud cuanto valoriza la sociedad esta seguridad. Normalmente, esta informacién
puede ser derivada del mercado. En este marco, la demanda generalmente no puede participar
activamente del mercado, y la valorizacion que ella hace de la energia no suministrada debe
ser estimada. EI CENS resulta entonces de la solucion utilizada para valorizar las
consecuencias para los distintos agentes de la sociedad de no disponer de energia eléctrica.

Dentro del concepto de CENS, se distinguen los costos directos, que son aquellos que ocurren
durante el corte, usualmente identificados como los costos que tiene el usuario debido a que su
actividad productiva normal o su consumo directo son interrumpidos (pérdida de produccion,
perdida de bienestar, reanudacion del proceso productivo, deterioro, entre otros); y los costos
indirectos, que son aquellos en que incurren los usuarios (cuando dadas sus expectativas sobre
los niveles de confiabilidad) deben adaptarse a patrones que son mas costosos 0 menos eficientes,
pero también menos susceptibles a las interrupciones del servicio (compra de equipos de
emergencia, generadores de respaldo, entre otros). Los costos totales son la suma de los costos
directos e indirectos.

Los costos econdmicos que pueden afectar a la sociedad en su conjunto cuando no esta disponible
el suministro de electricidad son de diversa indole. EI CENS depende si se trata de un déficit de
“capacidad” o de “energia.
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Un déficit de capacidad se refiere a una situacion en que la capacidad instalada disponible es
insuficiente para cubrir la demanda en un instante determinado. Este tipo es, en general, de corta
duracidn, y la mayoria de las veces no viene acompafiado de aviso previo, por lo que su costo es
elevado ya que no es posible discriminar el tipo de consumo afectado por la interrupcién de
suministro.

Un déficit de energia, por su parte, se refiere a una situacion en que la cantidad de energia que
seria adquirida en promedio durante un cierto periodo de tiempo supera la energia disponible en
ese mismo lapso. Situaciones de déficit de energia suceden cuando no hay suficiente combustible
disponible o cuando el caudal de los afluentes a centrales hidroeléctricas es insuficiente. Estos
episodios son, en general, de larga duracion y son procedidos de avisos previos a la poblacion.

L.2.1 EL CENS DE CORTA Y LARGA DURACION

L.3.

El CENS es diferente si se trata de un costo de larga duracién (CENSLD) o de corta duracion
(CENSCD).

El CENSCD, representa el costo unitario (por unidad no servida o bien por tiempo de
interrupcion) en que incurre un usuario por la falla intempestiva, sin preaviso, del bien o servicio
gue esta recibiendo, normalmente a través de una red pablica de suministro, en circunstancia que
dicho bien o servicio es esencial y por su condicion de tal se efectta con un elevado grado de
confiabilidad. EI costo en que se incurre en estas circunstancias depende de la condicién
particular en que se encuentre el usuario, pero puede aseverarse que para el conjunto de los
usuarios interrumpidos el costo asociado es muy elevado. El caso de suministro mediante redes
de transporte y distribucion de electricidad constituye un buen ejemplo del tipo de bien o servicio
sujeto a CENSCD. No obstante, lo anterior, el CENSCD también existe en la provision de
servicios no publicos, como puede ser el caso de falla de un equipo esencial en una actividad
productiva. El concepto de CENSCD puede asociarse directamente al CENS de capacidad
mencionado anteriormente.

El CENSLD, representa el costo unitario en que incurre un usuario por la indisponibilidad
preanunciada del bien o servicio que estd recibiendo. El costo en que se incurre en estas
circunstancias, si bien puede ser elevado, es muy inferior al CENSCD. Ello por cuanto el usuario
y el proveedor pueden prepararse para esta circunstancia, adaptando sus actividades,
sustituyendo el bien o servicio interrumpido por un sustituto o bien proveyéndolo a través de un
medio alternativo de reserva.

PROCEDIMIENTO PARA DETERMINACION DEL CENS

Dadas las dificultades para estimar el CENS, considerando los fundamentos, ventajas y
desventajas de las distintas alternativas y siguiendo las practicas habituales, se considera que los
distintos enfoques no compiten, sino que se complementan. Es por ello por lo que, se propone
como metodologia de célculo la utilizacion de diversas metodologias, utilizando métodos
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indirectos, de forma de lograr un rango de valores representativos para el CENS en cada pais
del MER y un valor medio regional. Cabe mencionar que el uso de métodos directos (encuestas)
queda fuera del ambito de la metodologia presentada.

.. M
Inversién q .
Elasticidad Precioy en autogen. e il Ingre_so BIENTE Consumo
ingreso y consumo Ingreso + costos kW] y medio Demanda dedicadas PIBy de
: medio ! horas de (salario+ maxima aact. en elasticidad 3
precio de E.E. fijos y hogares energia
CELEIS uso remesas) )
» i
)
Funcion de Costos respaldo Intercambio salario- Valor agregado
demanda autogeneracion ocio perdido
— ~————
O O
CENS CENS CENS
Bloque 1 Bloque 2 Bloques 3y 4
| — | —

Fig 1. Flujograma de Proceso Calculo CENS

L.3.1 PROCEDIMIENTO PARA DETERMINACION DEL CENSCD

El CENSCD se calcula, dependiendo del usuario afectado, considerando las siguientes
metodologias de célculo indirectas:

1. Teoria de intercambio trabajo-ocio, o valor del ocio, aplicable al sector residencial.
2. Valor agregado perdido, aplicable a los sectores comercial y servicios, e industrial.

L.3.1.1 Calculo CENSCD Sector Residencial: Teoria de Intercambio Trabajo Ocio

Para determinar el CENSCD a partir de esta metodologia, se aplica el siguiente
procedimiento:

1.

=

=

La metodologia requiere determinar el uso del tiempo asumido para un dia tipico. Para
esto, se consideran los siguientes tres grupos de actividades:
Descanso =8.5 horas por dia
Actividades Domésticas y Ocio = 5.8 horas por dia
Resto = 9.7 horas por dia

Dependiendo del horario de las interrupciones, y considerando que las mismas afectan
mas en algunas horas que en otras, el tiempo se valoriza de acuerdo con los siguientes

ponderadores:

Horas de Descanso (8.5 horas por dia) = 0

Horas de Actividades Domésticas y Ocio (5.8 horas por dia) = 1

Resto de horas (9.7 horas por dia) = 0.5
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3. Para obtener una valorizacidén econémica del tiempo se utiliza una estimacién del ingreso
medio mensual de los individuos, el cual se propone como la agregacion del salario
medio vigente en cada pais mas las remesas por habitante, todo expresado al afio base
del estudio.

4. Se considera una jornada diaria de trabajo de 8 horas.

5. Para estimar la demanda maxima (en horas de la tarde, cuando los usuarios residenciales
estan en sus hogares) se asume un factor de carga de 0.5.

Considerando lo anterior, el CENS mediante esta metodologia se estima con la siguiente
ecuacion:

(IM/DM) X ((:HDE * FPpg) + (Hpo * FPpgo) + (Hgg * FPRE))

CENS =
(Hpg + Hpo + Hgg)

Donde:
CENS: es el Costo de Energia No Suministrada, en USD/MWh;

IM: es el Ingreso Medio Horario, estimado considerando el ingreso medio mensual,
considerando una jornada diaria de trabajo de 8 horas;

DM: es la Demanda Maxima por usuario residencial, en MW, estimada a partir del
consumo de energia por usuario residencial en el afio base del calculo, en MWh; la
cantidad de usuarios residenciales en el afio base del célculo; la cantidad de horas del
mes (720 horas) y un factor de carga igual a 0.5.

Hoe, Hoo Y Hge : son las horas del dia dedicadas a Descanso (2£), igual a 8.5 horas/ dia;
a Actividades Domésticas (20), igual a 5.8 horas/dia; y al Resto de Actividades (#£),
igual a 9.7 horas/dia; siendo ZD£+ DO+ HRE = 24 horas.

F/2os FPpoy FP : son los ponderadores utilizados para valorar las horas del dia,
iguales a 0, 1y 0.5 respectivamente.

L.3.1.2. Calculo CENSCD Sector Comercio y Servicio, Industria: Valor agregado perdido

Para determinar el CENS de los sectores comercial e industrial se requiere informacién sobre
el valor agregado en el afio base del célculo (el PIB de los sectores comercial e industrial,
respectivamente), el consumo de electricidad de cada sector en el afio base del calculo y la
elasticidad-ingreso de ambos sectores. Asimismo, los resultados se ajustan considerando el
nivel de electrificacion de cada pais en el afio base del célculo.

La elasticidad ingreso de la demanda de energia eléctrica se estima a partir de modelos
econométricos (ver informe metodologia de célculo CENS). La elasticidad-ingreso (g) del
consumo se define como la proporcion del aumento en el consumo de energia eléctrica (AC)
de un producto ante un cambio proporcional en el ingreso (APIB):

AC




Para determinar la elasticidad-ingreso € del consumo, se utiliza el modelo econométrico
conocido en la literatura internacional como modelo de ajuste parcial, ampliamente
utilizado para determinar elasticidades. En este modelo, los dos efectos principales -precio
e ingreso- pueden ser estimados utilizando técnicas de regresion estandar de minimos
cuadrados ordinarios. Asi, el modelo, expresado en logaritmos (modelo log-log), es:

CEr=a+ B XPIB;+y XTMy + 6 X CEg_y + up (funcidn de corto plazo)

Donde:

CZ£7. es el Consumo de Energia Eléctrica de los usuarios comercial e industrial, en el
periodo t, en MWh.

P/ es el PIB en precios constantes, en el periodo t, en USD.

7M. es la tarifa media de venta de energia eléctrica, en valores constantes,