
EPE’s response to Outstanding Unresolved Issues presentation.
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The 7.747% WACC was ordered by PUCT Docket No. 44941. EPE plans to update this value with 7.725% WACC most 
recently ordered in Docket No. 46831. 

The 7.747% is not an after‐tax WACC.
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EPE is utilizing facility life assumptions that are in line with the expected asset lives based on EPE’s experience with 
existing conventional resources and renewable purchased power agreements for the respective facility types. EPE’s 
assumptions are also consistent with Commission‐approved depreciation schedules. 

The life span estimates for power generating stations were the result of considering experienced life spans of similar 
generating units, the age of surviving units and general operating characteristics of the units.
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Through the IRP dispute resolution process, EPE has offered to have its independent evaluator review EPE best‐and‐final 
bids in 2017 RFP and publicly available data for consistency with IRP model prices. EPE’s 2017 RFP is currently still in 
progress. This is the subject of an IRP dispute resolution process that EPE is currently engaged in. 
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EPE did not agree to analyze RG6 in the Joint Stipulation 15‐00241‐UT. EPE has submitted extensive briefing on this issue 
in Case No. 17‐00317‐UT. 

EPE is considering and analyzing retirement extensions of Rio Grande 7, Newman 1 and Newman 2 with Burns & 
McDonnell in the IRP process.  
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L&R will be revised as appropriate
• Line 5.0 is correct and will be explained in the IRP report.
• DG forecast will be updated for 2017 data but EPE does not intend to change underlying forecasting methodology. EPE 

provides a more detailed explanation to the question of DG growth in its responses to PAG Presentation 9/22/17.
• Interruptible sales are available and dispatchable at time of system peak .

8



Energy Storage line item will be added with existing resources on the L&R table and itemized as necessary in New Build.
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See slide #4

11



See slide #4
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See slide #4 and slide #5 regarding useful lives and Xcel prices

Yes, EPE uses the “Generic Hourly Solar Profile” as presented in the October 5, 2017 PAG Presentation.

EPE’s final modeling inputs will be shared with PAG.
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See slide #4 and slide #5 regarding useful lives and Xcel prices

Yes, EPE uses the “Generic Hourly Solar Profile” as presented in October 5, 2017 PAG Presentation.

EPE’s final modeling inputs will be shared with PAG.
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Storage will be included in the L&R (see slide #9).

The rule does not define energy storage as a “Must Use” resource.  Rather, the rule states that energy storage options 
should be evaluated in the portfolio analysis on a consistent basis with other resources. Modeling determines dispatch of 
selected resources.

See slide #5 regarding Xcel benchmark.

EPE will discuss in the report the potential for T&D savings with locational resources as an external cost consideration.
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See slide #5 regarding Xcel prices.

Strategist determines combinations of storage and other generation assets to create the most cost effective portfolio. 

EPE is modeling wind and storage resources in the IRP. EPE’s final modeling inputs will be shared with PAG.
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EPE’s final modeling inputs will be shared with PAG.

See slide #5 regarding Xcel prices.
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EPE will model energy efficiency and demand response resources (demand‐side) as required under the IRP rule. EPE has 
addressed this subject in its response to PAG Presentation 9/22/2017.

EPE works with consultants regarding energy efficiency and demand‐side resources on a regular basis. EPE’s final 
modeling inputs will be shared with PAG.
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EPE will address and analyze the impact of rates (including TOU) and programs (including DR) on demand and the need 
for resources as required under the IRP rule. EPE explained how TOU may impact demand in its October 5, 2017 PAG 
Presentation. For further, discussion, see EPE’s response to PAG Q24 for the October 5, 2017 Written Q&A. 

EPE plans to model demand‐side resources in Strategist. 
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EPE did not dismiss that PPA’s as well as PPSB’s can be used in resource planning, and EPE provided an explanation in its 
response to the 9/22/17 PAG presentation that typically, entities in the Western Electricity Coordinating Council (WECC) 
build adequate resources to meet their peak demand and respective reserve margins.  It is not typical for entities to 
overbuild in a manner that allows them to sell firm output from a specified resource and commit them for the peak 
months given they are relying on those resources for their peak load requirements. EPE does not view it as responsible 
planning to assume an infinite supply of “spot buy” purchases (purchases made on a day‐to‐day basis) will available on 
day‐to‐day basis in order to meet its obligation to serve load. 
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The DR resource option at $396/kW was not selected in EPE’s initial Strategist run based on system requirements. This 
DR resource option is based on an expansion of EPE’s existing DRPP. EPE will continue to include the 5 MW DR resource 
option in future IRP Strategist runs. If the model selects the DR resource option, EPE will consider including additional DR 
options.  EPE also is examining other demand‐side resources (see slide #18). 
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See slide #19 regarding rate analysis and slide #21 regarding modeling of demand‐side resources
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No subsidized resources are included in IRP modeling. 

Customer‐sited DG is already heavily subsidized.
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PV3 is certificated in Texas. Only the NM portion of PV3 is decertified and excluded from EPE rate base (roughly 40 MW).

An alternative sensitivity will be considered for the decertified portion of PV3 (roughly 40 MW). 

The remaining capacity of PVNGS (EPE’s ownership %) is included in Strategist as an existing resource consistent with 
other existing resources.
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EPE has already agreed to model a renewable heavy portfolio. Given parameters of the IRP Rule and EPE’s current system 
requirements, EPE does not believe it is reasonable to model this scenario.
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See slide #5
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1. This is an interpretation of a hypothetical result, and EPE disagrees with the premise of this statement.

2. All costs associated with resources (including resources that supply demand during peak periods) are included in the
IRP analysis on a consistent basis.

3. Demand‐side resources are required under the IRP rule to be modeled on a consistent basis with other resources.
From the cost perspective, there is no difference between a resource that meets customer demand (supply‐side) and
a resource that lowers customer demand (demand‐side).

4. EPE is modeling demand‐side resources in the IRP.  Peak demand and customer growth can differ widely across
geographic regions, as do statutory and regulatory requirements for electric utilities.
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1. EPE is analyzing life extensions for generation resources at or near the end of their useful lives, and this analysis will 
be reflected in the final IRP plan.  EPE is likewise analyzing demand‐side resources and rate structures and programs 
which shift consumption or reduce demand at peak.  

2. This is a hypothetical question based on changes to laws and regulations that have not occurred.
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1. EPE has not dismissed delaying retirements of existing plants (excluding Rio Grande 6) at or near the end of their 
useful lives; EPE is analyzing the continued operation of these plants during some portion of the planning period as 
required by stipulation in EPE’s 2015 IRP.  EPE’s basis for characterizing these plants as “past their useful lives” is 
factual – operation of the plants has continued beyond their original planned lives and has been extended for several 
of them.  EPE has intimate knowledge of the units from an safety, engineering and operations perspective.

2. EPE is evaluating continued operation of the units in question, which necessarily includes consideration of 
operational costs.
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1. See slide #15.

2. Yes
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EPE will detail major assumptions for the PAG and in the IRP report. 

35



“Plant Usage” chart does not accurately reflect actual capacity factors for existing resources. 

“Rate” chart displays average per kWh costs, not applicable rates, and does not reflect service characteristic differences 
between rate classes. 
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EPE plans to serve all hours of the year, not just the expected peak hour. Refer to 9/7/2017 PAG presentation. 

Production cost allocation is not based exclusively on 4 hours per year. 
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EPE has demonstrated its good faith commitment to communicate and address disputes and outstanding issues, and will 
continue to do so.

EPE has agreed to cover these and other topics that the PAG has proposed for the February meeting. 

Need for and subject matter for a possible March meeting should be determined after the February meeting has been 
completed.
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