








 

Attachment A – EnergyAustralia’s comments on design options 
 
EnergyAustralia considers that the options presented in the AEMC’s paper do not address the structural 
problems inherent in a SENE framework. In the event that the AEMC still considers a SENE framework 
is required, we consider that the AER should adopt an alternative model to the framework proposed in 
the Rule. We consider the alternative model should seek to achieve the following objectives: 
 
 Minimise the inherent risk to consumers, in terms of initial funding and asset stranding.  

 Use existing frameworks in the Rules, such as application of the regulatory test.  

 Simplify cost recovery arrangements, such as classifying the SENE as a prescribed/ standard 
control asset.  

 
Table 1 identifies EnergyAustralia’s suggested design options for a SENE framework. The design draws 
on the options in the AEMC’s paper, but does not relate to any single identified option. We note the 
model is consistent with EnergyAustralia’s supplementary submission of 16 June 2010, except that we 
now propose that an NSP conduct ‘least cost’ regulatory test, rather than a market benefits test.  
 
EnergyAustralia has altered its view after reviewing submissions made by other stakeholders. We 
consider that a test of market benefits would occur at the time that AEMO nominates a SENE zone. The 
NSP’s role should be limited to a ‘least cost’ regulatory test, in the event that a connecting party seeks 
to trigger a SENE development. This would be more consistent with the relative responsibilities and 
market knowledge of AEMO and NSPs. This is further explained in Table 1 on the next page. 



Table 1 – EnergyAustralia’s suggested design options should the AEMC decide to make a more preferred Rule 

Design element  AEMC Option  EnergyAustralia’s preferred design option  Reason for EnergyAustralia preferred design option 
Trigger for 
considering a SENE 

Option 2  
with refinements 

AEMO  should  identify and  rank SENE areas based on 
an assessment of market benefits 
 
SENE  should  be  triggered  if  connecting  party(s)  is 
located in a SENE zone, and seeks a connection under 
this  framework.  The  parties  must  contribute  more 
than 25 per cent of  the expected capital costs of  the 
estimated cost of the SENE to trigger a regulatory test. 
  

SENEs should only proceed if AEMO can identify a market benefit (ie: lower 
electricity prices) from building a SENE framework.  
 
A minimum threshold will minimise the  initial funding and asset stranding 
risks for customers. 

Classification of 
services 

Option 5  Asset  should  be  classified  as  providing  prescribed/ 
standard  control  services.  This  could  be 
accommodated  by  introducing  a  new  type  of 
prescribed service in the Rules. 
 

 The  characteristics  of  a  SENE  are  different  to  that  of  a  dedicated 
negotiated connection service. The SENE is shared by many generators 
(and potentially load in the future) and it is therefore very unlikely that 
there will be scope for negotiation: 

‐ From an engineering perspective,  it will be almost  impossible  to 
provide  a  generator  with  a  different  level  of  service  (eg: 
redundancy) relative to another generator on the SENE.  

‐ It  is  very  unlikely  that  all  generators  on  the  SENE  will 
independently require the same terms and conditions (eg: higher 
level of redundancy). In this case, it is more likely that a standard 
system asset will be built, and that standard terms and conditions 
will apply. 

‐ Given that customers are paying for excess capacity, they should 
not be required to fund an above average standard asset. 

‐ There  is  no  scope  for  negotiation  on  price,  as  an  NSP  will  be 
required to charge the customers based on a formula in the Rules.  

 The  underlying  reason  why  customers  underwrite  capacity  on  the 
SENE  is  that  the  asset  provides  system wide  benefits  (benefits  that 
extend beyond the generators).  

 Classifying  the  SENE  as  providing  prescribed  services  simplifies  the 
regulatory arrangements: 

‐ AER  does  not  need  to  undertake  a  complex  exercise  of 
reclassification  in  cases  where    load  connects  to  the  SENE,  as 



 

would likely occur in a meshed distribution network.  

‐ assets  that  provide  prescribed  services  are  subject  to  the  
regulatory test (unlike a negotiated connection asset), and hence 
the  Rules  do not  need  to  construct  an  entirely  new  investment 
test for SENEs  

‐ A DNSP  is able  to  recover  revenue  from customers  through cost 
reflective  network  charges  (X‐factors)  rather  than  as  a  separate 
revenue item.  

Investment Test  Option 3  NSP would perform a ‘least cost’ regulatory test, when 
SENE is triggered by connecting applicant.  
 
 
AEMO should provide most likely generation forecasts 
and  locations  to  NSP  when  regulatory  test  is  being 
applied. 
 
A modified  and  streamlined  regulatory  test may  be 
required. 
 

An NSP  is not capable of assessing all generation  scenarios  to determine 
whether  a  SENE would deliver market benefits. AEMO  should undertake 
this assessment as part of its role in identifying and ranking SENE zones. 
 
Unlike load, a DNSP is not in an informed position to undertake generator 
forecasting. AEMO has more market knowledge and understanding on the 
likelihood of generation forecasts 
 
The  current  RIT‐T  and  likely  RIT‐D  do  not  enable  an  NSP  to  satisfy  the 
regulatory  test on  the basis of  ‘least  costs’  to meet  generation  forecast. 
This  suggests  that  a  simpler  limb  of  the  regulatory  test  should  be 
developed  to address  the SENE. This would acknowledge  that AEMO has 
already  undertaken  a market  benefits  test  when  it  identified  the  SENE 
zone. A distributor would  then only need  to  justify  the  investment based 
on meeting the least cost design to meet the generation profile nominated 
by AEMO. The modified RIT could also simplify processes to ensure timely 
connections.  
 

Cost allocation and 
charging 
methodology 
 

Option  4  with 
refinements 

The asset would be part of the RAB, and be included in 
building block proposal  
 
A pass through provision would need to be developed 
for SENEs that were not allowed for  in the regulatory 
determination. No materiality threshold should apply. 
 
 
 
Generators  would  pay  network  charges  based  on 
proportional  use  of  the  asset  (charges  based  on 

As  the asset provides prescribed services,  the asset would be part of  the 
RAB. 
 
Under  the ex‐ante capex  incentive, an NSP would  lose  the  return on and 
depreciation  for  investment  if  the  investment  was  not  included  in  the 
AER’s  determination.  An NSP  should  not  be  penalised  if  the  investment 
does  not  satisfy  the materiality  of  a  pass  through  event,  as  this would 
create disincentives for the NSP to undertake investment. 
 
This would allow for a simple cost recovery process that enables an NSP to 
recover  revenue  from  generators  and  customers  through  the  annual 



maximum capacity). This would likely require a change 
to  clause  6.1.4  of  the  Rules  (prohibition  of  DUOS 
charges).  Customers  would  pay  residual  amount 
through network charges.  

pricing  process.  A  simple  cost  recovery  process  would  also  remove 
disincentives for the DNSP to connect SENEs.  
 

Access provisions 
 

Option 5  Consistent with existing Rules  (ie: no new access and 
compensation arrangements)  

SENE  generators  should  be  subject  to  the  same  access  regime  as  other 
generators in the NEM. We note that the issue of access and compensation 
should be considered holistically as part of  the Transmission Frameworks 
Review, rather than as part of the SENE Rule change.  
 
In our  view,  access  and  compensation  arrangements  are overly  complex 
and immensely difficult to implement.  
 
In respect of a SENE, we note that a DNSP will have practical difficulties in 
determining the extent of constraint given the intermittent nature of wind 
generation.  Provision  of  non‐firm  access  would  require  some  pseudo‐
dispatch model by DNSPs to restrict output when there were high levels of 
wind. We would have extreme difficulty  in determining  the extent of  the 
constraint and the level of compensation.  
 

Regulatory 
oversight 
 

Option  3  with 
refinement 

Consistent with existing Rules.   AEMO should be required to provide forecast advice to an NSP at the time 
of a regulatory test (rather than have an oversight role). This would reduce 
the timeframes for a SENE. 
 
Disputes on the RIT‐SENE should be  limited to process  issues, rather than 
the configuration of the SENE. This will allow for timely connections.  
 

 
 

 

 

 

 

 

 




