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1 INTRODUCAO

O escopo do estudo desenvolvido para o Instituto Escolhas visa avaliar custos e beneficios
reais de cada fonte de expansdo, considerando os impactos (positivos ou negativos) para a
operacao do sistema elétrico considerando-se a inser¢do de fontes renovaveis.

O projeto possui ao todo quatro cadernos que sdo divididos da seguinte forma: (i) Caderno
Principal que contém uma visao geral de todo o projeto, e outros trés cadernos técnicos: (ii)
caderno Servicos de Geracgdo, (iii) caderno de Servico de Infraestrutura e (iv) caderno
Incentivos e Subsidios. Os cadernos técnicos possuem o detalhamento das metodologias e das
premissas utilizadas referentes a cada atributo apresentado em seus contetddos. Dentro de
uma ordem didatica, considera-se o Caderno Principal com visdo geral e resumo executivo do
projeto, o caderno de Servicos de Geragdo como o primeiro caderno técnico frente aos outros
gue foram desenvolvidos, o segundo caderno técnico é o de Servicos de Infraestrutura e o
terceiro caderno técnico é o de Incentivos e Subsidios e Custos de emissdo, com o
detalhamento das metodologias e das premissas utilizadas.

Este caderno, Servigco de Infraestrutura, se concentra se concentra nas analises efetuadas para
a valoracdo dos custos (promovidos ou evitados) de investimento em infraestrutura que sdo
demandados pelas fontes de geracdo considerando quesitos operativos e de investimentos, a
saber, reserva probabilistica de geracao, equilibrio de frequéncia focado no servico de inércia,
custos de infraestrutura de transporte e suporte de reativo e custo das perdas.

1.1 A infraestrutura para a prestacao dos servicos de geracao

1.1.1 Equilibrio de poténcia-frequéncia

E de responsabilidade do Operador Nacional do Sistema (ONS) prezar pelo funcionamento da
rede de operacdo?, incluindo a padronizacio, a pré-operac3o, a operacdo em tempo real e a
pos-operacdo. Essas atividades sdo executadas com o objetivo de assegurar a otimizacdo, a
confiabilidade, a seguranca e a integridade fisica do conjunto de instalagGes que constituem
esta rede de operagdo. Para isso é necessario dispor de uma infraestrutura de equipamentos
gue sao construidos e disponibilizados para o perfeito funcionamento da rede de operagdo na
presenca de desbalancos de poténcia entre carga e geracado decorrentes de diversas situacoes
operativas, como por exemplo, quebras de equipamentos de geracdo e transmissao,
incertezas na demanda realizada e geracdo das usinas renovaveis intermitentes.

Com intuito de priorizar o suprimento de energia, inclusive na ocorréncia de condigGes
operativas adversas, o sistema elétrico possui uma infraestrutura de equipamentos que
compdem os centros de controle que auxiliam o ONS na execugdo das atividades de
coordenacgdao, monitoramento e controle de operacao.

Os centros de controle do ONS s3o organizados em uma hierarquia que compreende:

1 A rede de operagdo inclui a Rede Basica, a Rede Complementar e o conjunto de usinas de energia que sdo
despachadas de acordo com o programa de despacho centralizado emitido pelo ONS.
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No primeiro nivel, o Centro Nacional de Operacdes do Sistema(CNOS), que atua sobre
todo o SIN e lida com eventos e aspectos com impacto sistémico;

No segundo nivel, os Centros de Operacgdo dos Sistemas Regionais (COSR), que atuam
em uma unica drea de controle e lidam com eventos mais detalhados, com a¢bes de
impacto regional.

Uma drea de controle é uma area dentro do Sistema Interligado Nacional (SIN), para o qual
um unico COSR tem a responsabilidade de controlar a frequéncia e os intercambios de
poténcia e energia. As caracteristicas de uma drea de controle sao:

As dreas de controle tém uma capacidade de geracao que permite balanceamento de
carga e geracdo em qualquer condicdo de carregamento previsivel;

As dreas de controle possuem linhas de conexao com outras dreas de controle, e que
dispGe de sistema de medi¢cdo adequado;

Os geradores que participam do Controle Automatico de Geracdo (CAG) de cada drea
de controle sao controlados pelo CAG do CSOR associado a area.

Em termos aproximados, ha uma correspondéncia (embora ndo perfeita) entre as dreas de
controle do SIN e os submercados. O equilibrio da poténcia ativa correspondente ao controle
de frequéncia secundario é feito pelas unidades geradoras que participam do CAG de cada
area de controle. O conjunto de geradores de cada drea de controle que pode participar no
CAG e as linhas de transmissdo nas quais as medi¢Ges sdo feitas sdo indicadas na Figura 1.1.
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Figura 1.1 - CAG: unidades geradoras de participantes, pontos de medicao. Fonte: ONS

Com a perspectiva de crescimento das fontes intermitentes e portanto, maior incerteza na
producdo dessas fontes, estima-se a necessidade de maior utilizacdo dessa infraestrutura ja
disponibilizada pelos Controle automatico de geragdo (CAG) do sistema.

1.1.2 O setor de transmissao

Para escoar a producdo de energia elétrica da geracdo até o consumo é necessario a
construg¢dao de uma infraestrutura de transmissdo. O sistema de transmissao brasileiro até o
final de 2017 possuia mais de 135 mil quildometros de linhas de transmissdao com tensao igual
ou superior a 230 kV conforme indicado na Figura 1.2 e na Tabela 1.1. De acordo com o ONS,
em 2019 a dimensdo do sistema passard a aproximadamente 155 mil km de linhas de
transmissao.
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Figura 1.2 - Sistema de Transmissao Brasileiro, Jun/2017

Tabela 1.1 — Comprimento total das linhas de transmissao do Brasil em 2017)

Tensdo [kV] 230 345 | 440 500 |600CC | 750 SIS
Interconectado
S R R LI 55.350 | 10.800 | 6.750 | 47.250 | 12.150 | 2.700 135.000

O sistema de transmissdo brasileiro cresceu significativamente nos ultimos tempos, com taxas
gue ultrapassam as do crescimento da demanda de energia - os motivos estdo relacionados a
fatores relativos a expansao do sistema de transmissao, além da localizacdo da demanda de
energia no sistema. A tabela a seguir apresenta dados da expansao do sistema de transmissao
brasileira, indicando que, enquanto o crescimento médio anual da demanda de energia
elétrica no Brasil foi proximo de 2,6% ao ano no periodo entre 2004 e 20142, o crescimento
médio anual do comprimento total do sistema de transmissao foi de aproximadamente 4,6%
a0 ano no mesmo periodo.

O principal mecanismo de implementagdo para a expansdo do sistema de transmissdo
atualmente em uso no Brasil, que corresponde a sele¢cao de empresas através de leildes de
concessdes de transmissdo, permitiu uma atragdo significativa de capital privado para o
segmento desde o inicio dos anos 2000. No entanto, o papel do setor publico - empresas cujos
principais acionistas sdo o governo federal ou governos estaduais - no segmento de
transmissdo brasileiro ainda é notdvel. Isso é evidente pelos dados da Tabela 1.2 que indicam

2 A andlise aqui apresentada foi limitada ao periodo entre 2004 e 2014 com o propésito de excluir a grande queda
da demanda de energia elétrica no periodo entre 2015-2016 devido a recessdao econémica.
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as 10 maiores concessiondrias de transmissdao que operam no Brasil em termos de receita.
Essas tabelas mostram as Receitas Anuais Permitidas (RAP) das concessionarias, conforme
determinado pelo regulador no inicio dos ciclos tarifarios.

Tabela 1.2 - Maiores companhias de transmissao operando no Brasil em termos de receita:
comparagao entre a situagao no comeco de Junho de 2012 e no comeco de Junho de 2016

Ciclo Tarifario Transmissora RAP [BRLJ? [% dZAfotaI] Acionista Majoritario
(s}
1 FURNAS 6.552.468. 072,16 14.0% Gov. Federal
2 CTEEP 2.166.221.758,95 12.3% ISA (Colombian
capital)
3 CHESF 1.386.988.557,46 7.9% Gov. Federal
4 ELETRONORTE 1.104.263.341,68 6.3% Gov. Federal
2012-2013 5 ELETROSUL 991.873. 315,32 5.6% Gov. Federal
(projecao do
regulador em 6 CEMIG GT 515.727. 081,41 2.9% Gov. Minas Gerais
Junho de .
2012) 7 CEEE-GT 514.088.057,31 2.9% Gov. R'OSG:a“de do
u
Transmissora Sudeste o TAESA — CEMIG —
8 Nordeste S.A. 410.963. 202,03 2:3% Gov. Minas Gerais
9 Novatrans Energia SA. | 386.271.534,32 2.2% TAESA — CEMIG —
Gov. Minas Gerais
10 COPEL-GT 328.650.618,94 1.9% Gov. Parana
Transmissora Alianca o CEMIG — Gov. Minas
! de Energia Elétrica S.A. 1.793.761.932,48 132% Gerais
2 FURNAS 1.321.425.483,16 9.7% Gov. federal
3 CHESF 973.577.540,10 7.2% Gov. federal
2016-2017 4 ELETROSUL 883.458.662,07 6.5% Gov. federal
(projecao do )
reguladorem | s CTEEP 856.783.893,20 6.3% ISA (Colombian
Junho de capital)
2L1E) 6 ELETRONORTE 833.846.966,60 6.1% Gov. federal
Interligacdo Elétrica do o CTEEP — ISA
/ Madeira S.A. 525.578.153,32 3.9% (Colombian capital)
Empresa Amazonense o
8 de Transmissdo de 422.269.558,17 3.1% 20% TAESA — CEMIG

Energia S.A.

50% ALUPAR

3 Valores para o ciclo de tarifa 2012-2013 em Reais de Jun/2012. Valores para o ciclo de tarifa 2015-2016 em Reais

de Jun/2015.

PSR




CUSTOS E BENEFiICIOS DAS FONTES DE GERAGCAO ELETRICA- CADERNO DE INFRAESTRUTURA

RAP
Ciclo Tarifario Transmissora RAP [BRL] [% do total] Acionista Majoritario
Gov. Rio Grande do
9 CEEE-GT 336.312.718,11 2.5% sul
u
10 CEMIG-GT 333.870.611,56 2.5% Gov. Minas Gerais

As diferencas significativas entre a RAP das concessionarias, do ciclo 2012-2013 e do ciclo
2016-2017, sdo geralmente explicadas pelos seguintes fatores:

e Efeitos da renovacdo precoce das concessdes de transmissdao no final de 2012
(portanto, apds o inicio do ciclo tarifario 2012-2013),

e Fusbes e aquisicdes, especialmente aquelas envolvendo ativos que ja estavam em
operagao,

e Leildo de varias concessbes de transmissdo desde junho de 2012 (embora muitos
leildes tenham tido problemas, como se verd mais adiante neste texto, algumas
instalacGes foram efetivamente leiloadas).

No entanto, como apresentado na Tabela 1.3, no inicio do ciclo 2017-2018, o ranking das
maiores empresas de transmissdo que operam em termos de receitas no Brasil tornou-se mais
parecido com o ranking verificado no inicio do ciclo 2012-2013. Isso é explicado pelos
pagamentos relacionados as indeniza¢des recebidas pelas empresas de transmissdo que
tiveram suas concessées de transmissdo renovadas no final de 2012.

Tabela 1.3 — Maiores companhias de transmissao operando no Brasil em termos de receita no
comeco de Junho de 2017

RAP
Ciclo Tarifario Transmissor RAP [BRL]* [% do Acionista Majoritario
total]
1 FURNAS 4.719.834.500,76 19.9% Gov. federal
2 CHESF 3.122.078.084,03 13.2% Gov. federal
3 CTEEP 245724858874 | 104% ISA (Colombian
capital)
2017-2018 4 ELETRONORTE 1.944.026.217,51 8.2% Gov. federal
(projesgo do ISA & CEMIG — G
reguladorem | 5 TAESA 1.718.289.298,19 7.2% G — oV
Junho de 2017) Minas Gerais
6 ELETROSUL 1.381.164.230,00 5.8% Gov. federal
7 CEMIG-GT 709.016.589,64 3.0% Gov. Minas Gerais
8 CEEE-GT 670.768.407,69 2.8% Gov. R'Osi:a”de do

4Valores para o ciclo de tarifa 2017-2018 em Reais de Jun/2017.
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RAP
Ciclo Tarifario Transmissor RAP [BRL]* [% do Acionista Majoritario
IEMADEIRA - Interligacao o CTEEP — ISA
2 Elétrica do Madeira S.A. >44.484.545,03 2.3% (Colombian capital)
10 COPEL-GT 540.698.673,73 2.3% Gov. Parana

Diante do exposto, evidencia-se a grandeza do setor de transmissdo e os elevados montantes
de receita, RAP, que sdo pagos aos transmissores. De acordo coma regulacdo brasileira, as
RAPs pagas as transmissoras advém do pagamento de encargos exercidos contra geradores e
consumidores, o Encargo do Uso do Sistema de Transmissdo, que sao definidos de acordo com
a Tarifa de Uso do Sistema de Transmissdao (TUST) multiplicada pelo Montante do Uso do
Sistema de Transmissdo. As TUSTs sao definidas para geradores e consumidores utilizando a
metodologia Nodal, que serda melhor explicada nas proximas sessdes, de forma a
responsabilizar o usuario pelo uso do sistema de transmissdo. Serd visto que o objetivo dessa
metodologia ndo é alcangado por diversos motivos que serao descritos em 4.2.1.

Um aspecto importante das Tarifas de Uso do Sistema de Transmissdo é a sua capacidade de
fornecer sinais econémicos eficientes aos usudrios do sistema de transmissao para incentivar
os agentes de geracdo e consumo a escolher a localizacao fisica de suas plantas e seu ponto
de conexdo com a rede de forma que resulte em a maxima eficiéncia operacional e econémica
das atividades de produgdo, transporte e consumo de energia elétrica - principalmente em
relacdo a expansao integrada de sistemas de transmissdo e geracdo. Neste documento, nos
referimos a esses sinais econdmicos como sinais locacionais.

1.2 Componentes dos custos de infraestrutura

Considera-se como investimentos de infraestrutura a necessidade de construgdo de novos
equipamentos de geragéo e/ou transmisséio necessarios para correta prestagdo dos servigcos
de geracdo. Didaticamente, neste estudo divide-se os custos de infraestrutura como:

(i) Investimentos em equipamentos de resposta rapida para absorg¢do de variagdo de
desbalango de geracdo e demanda sob a dtica energética, quantificado e valorado
pelo atributo reserva probabilistica e sob a dtica da rede elétrica quantificado e
valorado pelo atributo inércia.

(i) Investimentos em infraestrutura de transmissdao que compreendem a construcdo
das instalagbes de linhas de transmissdao, subestacdes, equipamentos para
suporte de reativo, entre outros. Esses investimentos sdo alocados aos geradores
através do calculo de Tarifas de Uso do Sistema de Transmissdo (TUST) aqui
subdivididas em tarifas que recuperam os investimentos em transporte de
energia e tarifas que recuperam o investimento em equipamentos de suporte de
reativo.
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Os custos de infraestrutura deste caderno foram divididos nas seguintes categorias:

Reserva probabilistica de geragdao: representa a componente do custo da
infraestrutura de equipamentos de resposta rdpida, necessarios para absorver as
variagOes ndo previsiveis da demanda e producdo renovavel, que deve ser alocada a
cada gerador. Inclui o custo de construcdao de equipamentos, como baterias, e os
“custos de flexibilidade”, como o desgaste das maquinas e dos geradores que prestam
servigos de reserva,

Equilibrio da frequéncia: representa a componente do custo da infraestrutura de
equipamentos com inércia que possibilitam o equilibrio entre oferta e demanda de
energia e que os valores de frequéncia permanecam dentro da faixa operativa.
Portanto, este custo devo ser alocado a cada gerador e inclui o custo de construcdo
de equipamentos, como inércia sintética via eletrénica de poténcia (edlicas, baterias,
ultracapacitores etc.), e remuneracdo da inércia mecanica das maquinas tradicionais
(hidrelétricas e térmicas).

Rede de transmissao: representa a componente do custo de infraestrutura de
transmissdo para geradores conectados na rede de transmissdo, necessaria para
escoar a poténcia gerada até o consumidor, e que assim, deve ser alocada a cada
gerador.

Suporte de reativo: representa a componente do custo de infraestrutura em
equipamentos de suporte reativo tal como capacitores e reatores do sistema que
deve ser alocada a cada gerador.

Perdas: sdo as perdas 6hmicas na rede de transmissdo que devem ser alocadas a cada
gerador.

1.3 Organizacao do relatorio

Este relatério esta dividido nos seguintes capitulos:

O Capitulo 2 discorre sobre os investimentos necessarios ou evitados para a
consideragdo da reserva probabilistica no sistema e a metodologia para quantificagdo
e valoracgdo desse atributo;

O Capitulo 3 aborda as questdes e equilibrio de frequéncia relacionado a Inercia
Sintética;

O Capitulo 4 expde a problemdtica da alocagdo dos custos de investimento na rede
de transmissdo, considerando investimentos em equipamentos de transporte e
suporte de reativo;

O Capitulo 5 expde a metodologia de alocacdo das perdas locacionais do sistema;

O Capitulo 6 apresentam-se conclusdes; e

O Capitulo 7 mostra algumas referéncias utilizadas neste trabalho.
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2 RESERVA PROBABILISTICA DE GERACAO

2.1 Bases conceituais

O sistema elétrico brasileiro tem como premissa a garantia de suprimento da demanda
respeitando os niveis de continuidade do servigo de gerac¢do. Entretanto, alguns fatores tais
como, (i) variacdo da demanda, (ii) escassez do recurso primario de geracdo, tal como pausa
temporaria de vento e/ou baixa insolacgdo e (iii) quebras de equipamentos de geragdo e/ou
transmissdo, podem afetar a qualidade do suprimento. Com intuito de evitar falha no
suprimento das cargas do SIN diante de eventuais acontecimentos, o sistema elétrico
brasileiro dispde do recurso chamado de reserva girante.

Pode-se definir a reserva girante como o montante de poténcia (MWs) de equipamentos de
resposta rdpida necessdrios para absorver as variagcbes ndo previsiveis tanto da demanda
quanto da producdo renovavel ndo convencional. Como mencionado anteriormente, os
requerimentos de reserva devem incluir, erros de previsdo de demanda, erros de previsdo de
geracdo renovavel e possiveis indisponibilidades de equipamentos de geracio e/ou
transmissdo. De forma imediata, poder-se-ia pensar que o montante de requerimento de
reserva é a soma dos fatores listados acima, porém esta premissa levaria a um critério muito
conservador que oneraria o sistema considerando que todos os eventos ndo previsiveis
ocorressem de forma simultanea, isto é, concomitantemente. A definicdo do requerimento
de reserva somente para a parcela de erros de previsdo de demanda ndo é algo muito dificil
de ser estimado. Porém, a parcela relativa a erros de previsdo de geracao renovavel adiciona
maior complexidade no célculo da reserva girante, como também um cardcter probabilistico.
Portanto, neste trabalho o conceito de reserva girante é mencionado como reserva
probabilistica. A definicdo da reserva de forma probabilistica traz ganho para uma melhor
previsdo da necessidade de reserva mais proxima da flutuagdo da geragdo das fontes de
energia renovavel ndo convencional.

As proximas sessdes tém como objetivo descrever a metodologia de definicdo do
requerimento de reserva probabilistica assim como a metodologia de alocagdo dos custos de
reserva probabilisticas.

2.2 Metodologia para quantificacdo e alocacdo da reserva probabilistica

A metodologia proposta tem como objetivo determinar o custo, em RS/MWh, alocado aos
geradores pela necessidade de aumento da reserva de gera¢do no sistema. Para isso, deve-se
executar os seguintes passos: (i) calculo do montante necessario de reserva probabilistica no
sistema, (ii) célculo do custo desta reserva probabilistica e sua alocagdo entre os geradores
renovaveis, excluindo-se a parcela do custo provocado pela variagdo na demanda.

Estes passos serdo detalhados nas proximas secoes.

2.2.1 Quantificacdo da Reserva probabilistica

Antes da inser¢do de renovaveis com geracdo intermitente, o Operador Nacional do Sistema
(ONS), definia o montante de reserva de geragdo por subsistema e de forma deterministica,
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ou seja, a necessidade de reserva era calculada considerando o maximo entre 5% da projecao
de demanda para o dia seguinte e a capacidade instalada da maior maquina do subsistema.
Com a insercdao de renovaveis com geracdo intermitente, o ONS passou a calcular o
requerimento de reserva de geracdo considerando adicionalmente um percentual da
expectativa de producdo edlica para o dia seguinte. Considerando que a incerteza da geragao
renovavel ndo convencional se dd em granularidade hordria, neste trabalho prop&e-se que a
reserva probabilistica seja calcula para cada hora do horizonte de estudo. O cdlculo do
montante horario de reserva probabilistica possui os seguintes 5 passos:

1) Criagdo de cendrios de geragdo renovavel e demanda,

‘Para cada estagio t, hidrologia s da operacdo probabilistica do sistema (por exemplo,
janeiro de 2030, cendrio hidroldgico 285) determina-se um conjunto g = 1, ..., Q de
cendrios de geracdo renovavel total e demanda, representados respectivamente por
{eTq, T=1, .. ,IT} e {d?, T=1, .. ,T]. O indice 7 representa o intervalo intra-estagio.
Por exemplo, se o intervalo for horario, T varia de 1 até o nimero de horas do més (T
=730, em média). Os cenarios de geracdo renovavel {ef} sdo produzidos pelo modelo
estocastico Time Series Lab (TSL), software desenvolvido pela PSR. O TSL representa a
dependéncia espacial entre a produgdo edlica e as vazdes afluentes, que é significativa no
Brasil. Portanto, os cenarios {g = 1, ..., Q} sdo condicionados a hidrologia s.

2) Calculo da previsdo da demanda liquida (demanda — geracao renovavel),

Como mencionado, a reserva deve absorver as variagdes ndo previsiveis da geragao
renovavel e da demanda, isto é, as diferencas (algébricas) entre estes valores e as
respectivas previsées. Um exemplo de variacdo extrema na producdo renovavel que era

100% previsivel foi o eclipse solar de 2015 na Europa®.

As previsOes da geracdo renovavel e da demanda sdo calculadas respectivamente como:

éT=Z pgxeg vr=1, .., T
q

dT=Z pixd! Ve=1, ., T
q

Sendo p4 o peso (ou probabilidade) do cenario condicionado q. Os pesos {pff} e {pg} sdo
dados exdgenos e representam a qualidade (precisdo) dos modelos de previsdo da
producdo renovavel e demanda.

3) Cdlculo do erro de previsdo em cada hora,

Supondo que a programagao da operagao foi feita para as previsbes {€,} e {dr} os valores
imprevisiveis passam a ser as flutuacGes da demanda liquida (demanda — renovaveis) com
relagdo as previsGes em cada intervalo:

5 Embora toda a producgdo solar tenha baixado para zero durante o eclipse, este problema foi gerenciado pela
programacdo antecipada da operagdo, e ndo por reservas.
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§d=(?-d)-(el-¢) vg=1, .., Q1=1, ., T
4) Cdlculo das flutuacbes do erro de previsdo em cada hora,

Finalmente, a reserva probabilistica deve gerenciar as diferengas entre as flutuagdes da
demanda liquida para intervalos consecutivos:

Al=61 ., -6 vqg=1, ..,Q =1, ..,T—-1
5) Reserva probabilistica é definida como a média ajustada ao risco.

A reserva probabilistica dindmica em cada intervalot = 1, ..., T — 1 é definida por uma
expressao ajustada a risco semelhante aos atributos anteriores discutidos no caderno de
Servico de geracao:

R, =AxE(AT)+ (1 —2) x CVaR,(AT)
O conceito do requerimento da reserva probabilistica pode ser entendido de acordo com a
imagem a seguir. A linha preta corresponde a previsdo da demanda liquida e a linha azul 4rea

um possivel cendrio. A drea cinza corresponde ao montante de reserva probabilistica

necessario em cada hora para a operagao do sistema na ocorréncia de eventos adversos.
2500

2000

1500

MW médio

1000

Errode previsio ===e(h2) e===| Previsio

Figura 2-1 - Exemplo grafico do requerimento de reserva probabilistica.

Ou seja, a partir dos cenarios horarios, obtém-se a previsdo da demanda liquida e o erro de
previsdo a cada hora. Calcula-se entdo, a flutuacdo desse erro (variagdo do erro de uma hora
para a outra) e, finalmente, a necessidade de reserva probabilistica de geracdo total do
sistema para protegé-lo contra essas variagdes de erros de previsdo que podem ocorrer a cada
hora.

2.2.2 Alocacao dos Custos da Reserva probabilistica

Os requisitos de reserva calculados podem ser atendidos de duas maneiras: (1) construindo
equipamentos de reserva, tais como geradores termelétricos a ciclo aberto ou baterias, e (2)
utilizando a geragao existente como reserva. Ambas maneiras tém custos associados: no caso
(1), investimento em nova capacidade, no caso (2), aumento do custo operativo (devido a
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transferéncia de recursos de geracao para a reserva, seria necessario despachar recursos mais
caros para os sistemas). Para a determinagdo de como os requisitos de reserva deveriam ser
atendidos, poderia ser utilizado um modelo de otimizagdo para determinar a melhor
combinacdo de ambas maneiras. No entanto, este projeto possui como premissa que o
cenario de expansado desenvolvido seja o plano de minimo custo, ou seja, a expansao da
geracdo que ja considere as necessidades de atendimento as restricdes de reserva do sistema.

Para determinar os custos de reserva probabilistica alocados aos geradores deve-se proceder
as seguintes etapas:

1. Calculo do custo da reserva probabilistica de geragao: (i) realizar simulacdo do
sistema, para a configuracao estatica, sem considerar reserva operativa, obtendo os
custos marginais e custos operativos, (ii) realizar a simulacdo do sistema para a
mesma configuracdo anterior, acrescentando a restricdo de reserva, que é horaria. A
diferenca entre os custos operativos desta simulagdo, com reserva, e da simulagdo
anterior, sem reserva, é o custo da reserva probabilistica de geracdo. Ou seja, foi
calculado o impacto da restricdo de reserva nos custos operativos do sistema. Esta
abordagem considera que a expansao 6tima da geracao considerou os requisitos de
energia e de reserva girante. Portanto, o atendimento a reserva operativa é realizado
pelos recursos existentes no plano de expansdo, ndo sendo necessario ampliar a
oferta do sistema.

2. Alocac¢ao do custo da reserva probabilistica de geragdo: os custos foram alocados
entre os geradores em propor¢do a necessidade de aumento de reserva de geragao
gue causaram no sistema. Esta necessidade adicional de reserva, provocada pelo
gerador, foi determinada através de um processo rotacional das fontes. Por exemplo,
para determinar o quanto de reserva seria necessaria se uma edlica saisse do sistema,
calcula-se a necessidade de reserva para o sistema considerando que esta usina
produz exatamente o seu valor esperado de geragdo, ou seja, sem incerteza na
produgdo hordria e, em seguida, realiza-se este considerando a incerteza na produc¢do
horaria desta usina. A variacdo da reserva entre os dois casos simulados representa
a contribuicdo da edlica no requerimento de reserva do sistema. Este procedimento
foi feito com todas as fontes em analise no estudo. Nas simula¢Oes realizadas,
considerou-se que apenas as usinas participantes dos CAGs, mostradas na Figura 1.1,
prestam o servico de reserva probabilistica.

Como resultado, a valoragdo do custo da reserva probabilistica foi realizada através da
diferenca entre os custos operativos de uma simulacdo do despacho hidrotérmico com e sem
a restricdo de reserva probabilistica de geracdo. Estas simulagdes foram realizadas com o
modelo de despacho hidrotérmico estocastico SDDP, desenvolvido pela PSR, que possui a
funcionalidade de representa¢do hordria da reserva probabilistica.

J4 a alocagdo dos custos da reserva probabilistica para cada gerador, z,, é estimada em
proporgdo a diferenga para a reserva que resultaria se a gera¢ao da renovavel n fosse 100%
previsivel.
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_(R;—R7) R")
. Zr ZI(R )
" 2Ry

Ou seja, seja z* o custo da reserva étima determinada no passo anterior (investimento + custo
adicional de operagdo). A alocagdo z, deste custo entre cada geragao renovdveln = 1, ..., N
(e cada classe de demanda) e para cada tipo de fonte [, pode ser estimada em proporc¢do as
diferengas R, — R?, onde R é a reserva que resultaria se a geracdo da renovavel n fosse
100% previsivel (isto &, igual a respectiva previsdo).

2.3 Resultados

Apresenta-se os resultados das simulacGes realizadas para o caso de trabalho Base 2026.
Ressalta-se que as premissas de construgdo deste caso sdo as mesmas apresentadas no
caderno de geracdo, onde aqui, exclui-se a responsabilidade de detalhar as premissas
utilizadas. Para maiores informacoes, o leitor pode consultar o caderno de geracgao capitulo 7.

Como resultado da metodologia de quantificacdo da necessidade da reserva probabilistica
estimou-se que é necessario alocar aproximadamente uma reserva média ao longo do ano
para o Sudeste = 3500MW médios, Nordeste = 1600 MW médios, Sul = 1520 MW médios e
Norte = 400MW médios. Destaca-se que a reserva alocada para cada subsistema é diferente
devido aos valores de reserva serem proporcionais a demanda e a quantidade e caracteristica
das fontes inseridas em cada subsistema. Por exemplo a necessidade de reserva no Sudeste é
alta devido a elevada demanda consumida neste subsistema e a incerteza em relagao a fonte
solar conectada a ele. Para o Nordeste a variacdo do recurso primdrio da edlica e solar faz com
gue haja necessidade de reserva probabilistica, assim como as edlicas no subsistema Sul
enquanto no Norte basicamente a reserva probabilistica é por causa da demanda.

A Figura 2.2 e Figura 2.3 sdo exemplos de como a reserva probabilistica varia a cada hora e
tem suas parcelas separadas para demanda e para a fonte de geracdo edlica ou solar.

4200
4000
3800

3600

MW

3400

3200
3000
123 456 7 8 9101112131415161718192021222324
Horas

e Reserva Total — ===Reserva alocada a demanda

Figura 2.2 — Reserva horaéria para o Sudeste - Janeiro
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Figura 2.3 — Reserva horaria para o Nordeste - Janeiro

Como resultado desta metodologia foi obtido que o custo® da reserva probabilistica de
geracdo para o sistema, ajustado ao risco considerando a combinagdo convexa ’ de CVaR (x
=5%, A= 20%) é igual a 7,3 bilhdes por ano. Deste custo total, 1,4 bilhdes por ano foram
causados pela variabilidade na geracdo das usinas edlica (1,2 bilhdes/ano) e solar (0,2
bilhdes/ano), sendo o restante (5,9 bilhdes/ano), correspondente a variacdo na demanda.
Apds a definicdo do requisito de reserva, e o custo que ela impde ao sistema, aloca-se esse
custo para as fontes responsdveis pelo requisito de reserva, edlica e solar. Para o caso Base
2026, os custos de reserva probabilistica alocado as edlicas do NE representam 7,6 RS/MWh,
enquanto no Sul este valor é de 24,9 RS/MWh. Este maior valor é resultado da maior
variabilidade na producdo hordria das edlicas na regido Sul. O custo de reserva alocado para
a solar é de 7,8 RS/MWh, valor similar ao das edlicas no Nordeste.

Tabela 2.1 - Alocacido dos Custos da reserva probabilistica de geracao

Custo da Reserva

[R$/MWh]
EOL NE 7.6
EOL SU 24,9
SOL SE 7,7

Note que estes custos sao diretamente somados ao LCOE, juntamente com os atributos
calculados no estudo.

2.4 Reserva probabilistica - Conclusées

Esta sessdo se concentrou nas analises efetuadas para a quantificacdo e valoragdo da reserva
probabilistica para o sistema dada a configuracdo do sistema em 2026. O cerne da questdo é
saber qual o acréscimo de custo operativo para o sistema quando a premissa de reserva
probabilistica varia a cada hora devido a incerteza no recurso primario das edlicas e solares.

6 O custo esperado da reserva de geragdo para o sistema foi de 4,3 BilhGes de Reais/ano.

7 Para maiores informacg&es acessar o caderno de geragdo sessdo 4.3

PSR 17
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Como resultado da metodologia de quantificacdo da necessidade da reserva probabilistica
estimou-se que é necessario alocar aproximadamente uma reserva média ao longo do ano
para o Sudeste = 3500MW médios, Nordeste = 1600 MW médios, Sul = 1520 MW médios e
Norte = 400MW médios. Destaca-se que a reserva alocada para cada subsistema é diferente
devido os valores de reserva serem proporcionais a demanda e a quantidade e caracteristica
das fontes inseridas em cada subsistema. Por exemplo a necessidade de reserva no Sudeste é
elevada devido a elevada demanda consumida neste subsistema e a incerteza em relacdo a
fonte solar conectada a ele. Para o Nordeste a variagao do recurso primdrio da edlica e solar
faz com que haja necessidade de reserva probabilistica enquanto no Sul a existéncia das
edlicas enquanto no norte basicamente a reserva probabilistica é por causa da demanda.

Como resultado desta metodologia foi obtido que o custo da reserva probabilistica de geracao
para o sistema, ajustado ao risco considerando a combinacdo convexa de CVaR (o =5%, A=
20%) é igual a 7,3 bilhGes por ano. Deste custo total, 1,4 bilhGes por ano foram causados pela
variabilidade na geracdo das usinas edlica (1,2 bilhdes/ano) e solar (0,2 bilhdes/ano), sendo o
restante (5,9 bilhdes/ano), correspondente a variacdo na demanda. Apds a definicdo do
requisito de reserva, e o custo que ela imp&e ao sistema, aloca-se esse custo para as fontes
responsaveis pelo requisito de reserva, edlica e solar. Para o caso Base 2026, os custos de
reserva probabilistica alocado as edlicas do NE representam 7,6 R$/MWh, enquanto no Sul
este valor é de 24,9 RS/MWh. Este maior valor é resultado da maior variabilidade na produ¢do
horéaria das edlicas na regido Sul. O custo de reserva alocado para a solar é de 7,8 RS/MWh,
valor similar ao das edlicas no Nordeste

PSR 18
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3 EQUILIBRIO DE FREQUENCIA

Continuando na esfera de fatores operacionais que afetam os custos de infraestrutura,
apresentam-se neste capitulo as andlises efetuadas para a valoracdo da contribuicdo de cada
fonte para a Inércia do sistema.

De forma geral, pode-se dizer que a contribuicdo da inércia de um gerador para o sistema se
da quando ha um desequilibrio repentino entre geracdo e demanda. Este desequilibrio pode
ser oriundo de uma contingéncia® no sistema de transmiss3o e/ou geracdo. O desbalanco
entre geracdo e demanda resulta em uma variacdo transitéria da frequéncia do sistema®. No
caso de um déficit de geracao, a frequéncia diminui. Se a variacao de frequéncia for muito
elevada, podem ocorrer graves consequéncias no sistema, incluindo interrup¢des no
fornecimento de energia. Quanto maior variacdo da frequéncia, maior o risco de graves
consequéncias para a integridade do sistema e ocorréncias de blecautes. Trés fatores
principais sdo determinantes no manter a frequéncia dentro da faixa operativa: inércia,
reguladores de velocidade e controles automaticos. Ainércia dos geradores sincronos se opée
a variacao da frequéncia e, portanto, quanto maior a inércia sistémica, menor a taxa de
variacdo da frequéncia imediatamente apds o desbalanco. Em um segundo momento, a
atuacdo da regulacdo de velocidade dos geradores evita uma maior variacdo, permitindo
recuperar parcialmente a frequéncia. Todavia, a recuperacgao sé é possivel se houver margem
(reserva) de geracdo, ou seja, capacidade de alterar a geracdo de algumas unidades, para
reduzir o desbalango entre oferta e demanda. Por fim, via controles automaticos de geracgao,
se reestabelece a frequéncia nominal. Esta acdo também depende de haver reserva de
geragao.

De forma concisa, pode-se dizer que o efeito da inércia dos geradores é reduzir a queda de
frequéncia do sistema na presenga de contingéncias que resultem em desbalango
significativos entre carga e geracao, facilitando o reequilibrio entre geracdo e demanda, via
regulagdo, e consequentemente reduzindo as chances de o sistema elétrico sofrer redugdo de
frequéncia a niveis criticos®.

No caso de desbalangos em que a geragao é superior a demanda, se tem um aumento de
frequéncia, mas este pode ser mais facilmente controlado, por exemplo, via corte de geracao.
Nestes casos, da mesma forma, quanto maior a inércia, menor o aumento da frequéncia.

O histdrico de grandes variagdes de frequéncia devido a grandes disturbios no SIN ndo é
desprezivel. Em alguns eventos houve necessidade de grandes cortes de carga e geracdo, e
em outros ocorreram perda total da carga. Em geral, isto acontece quando ha uma separagao
do sistema em duas ou mais partes, formando ilhas elétricas, ou seja, ndo interconectadas.
Em uma ilha com superdvit de geragdo a frequéncia aumenta e pode ser controlada com
cortes de unidades geradoras, por exemplo. Em contrapartida, em uma ilha com déficit de

8 Fato imprevisivel ou fortuito que escapa ao controle; eventualidade.

9 A frequéncia elétrica é uma grandeza fisica que indica quantos ciclos a corrente elétrica completa em um segundo. A Frequéncia
Nominal do Sistema Elétrico Brasileiro é de 60Hz

10 A frequéncia critica do Sistema elétrico brasileiro é definida nos Procedimentos de rede como 58,5 Hz
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geracao, a frequéncia diminui e dependendo da reducao, pode haver a necessidade de se
cortar carga para restaurar o equilibrio do sistema. Caso este ndo seja alcangado, pode-se
deixar de suprir a demanda de energia. Destaca-se ainda que o efeito pode ser agravado pelo
desligamento automdtico de usinas térmicas que ndo suportam trabalhar com grandes
desvios de frequéncia devido a caracteristicas intrinsecas das turbinas.

Considerando o exposto, este capitulo se concentra em responder as seguintes questoes: (i)
qual a contribuicdo de inércia de cada fonte, isto é, hidrelétricas, termelétricas, solar e edlica,
para o sistema em uma situacdo de contingéncia severa que leve o sistema a frequéncia
minima aceitavel e (ii) qual a valoragdo dessa contribuicdo para o sistema. Ou seja, o objetivo
deste relatdrio é quantificar e valorar o atributo de inércia das fontes de geracao.

3.1 Bases conceituais

Diz-se que um sistema de poténcia se encontra no estado seguro quando o sistema opera sem
violacGes de condigdes operativas. Entdo, as seguintes condi¢Ges sdo cumpridas:
e A demanda de todas as cargas alimentadas pelo sistema é satisfeita,

e Afrequéncia do sistema é mantida constante em seu valor nominal (60Hz).

A fungdo primordial do controle de sistemas de poténcia é manter o sistema operando no
estado seguro. Em outras palavras, trata-se de garantir um suprimento de energia elétrica
respeitando os padrdes de qualidade de energia, que consistem, basicamente, em manter a
frequéncia constante e a tensdo dentro de certos limites.

Manter a frequéncia dentro da faixa operativa é importante por uma série de motivos, como
por exemplo o atendimento de cargas industriais, onde o desempenho de motores de indugdo
depende da frequéncia da rede. Destaca-se também que manter a frequéncia nos limites
operativos indica que o balango de poténcia ativa estd sendo adequadamente cumprido, isto
é, a poténcia ativa fornecida pelos geradores do sistema é igual a poténcia ativa solicitada
pelas cargas.

3.1.1 Equacao de Oscilacao da Maquina

Para compreender o conceito de inércia de maquinas é necessario entender as equagdes de
oscilagdo das maquinas sincronas.

As equacdes de maior importancia na analise da estabilidade do sistema de poténcia sdo as
equacgles de oscilagdo da mdaquina que descrevem o efeito do balango entre o torque
eletromagnético e o torque mecanico das maquinas individuais.

Quando ha um desbalango entre os torques elétrico e mecanico no rotor de um gerador
sincrono, o torque resultante de desaceleracdo (ou aceleracdo) é dado pela diferenca entre o
torque mecanico do rotor e o torque elétrico exigido pela rede:

Toy=Tn—Te



CUSTOS E BENEFiICIOS DAS FONTES DE GERAGCAO ELETRICA- CADERNO DE INFRAESTRUTURA

Em que T, é o torque liquido aplicado sobre o rotor, T,;, é o torque mecanico e T, é o torque
eletromagnético, ambos em [N.m]*. Em regime, esta diferenca é nula, e ndo ha aceleracio.
Durante perturbagdes, contudo, T, # 0.

Seja ] o momento de inércia da massa girante de um gerador sincrono e w a velocidade
angular do rotor, a segunda Lei de Newton na forma rotacional fornece:

dw
E =Tg=Tn—T,

Esta equagdo pode ser normalizada nos termos da constante de inércia H, definida como a
energia cinética em watts - segundo a velocidade nominal, dividida pela poténcia nominal

normalizada da mdaquina, medida em VA, também conhecida como Spase.

energia cinética armazenada a velocidade nominal

potencia aparente nominal da maquina

1
3 i]wg

Sbase

Rearranjando os termos, a equacdo de oscilacdo da maquina (diferenca entre a poténcia
mecanica e a poténcia elétrica) é dada por:

dw
Pm_Pe=2HE

Valores tipicos de constante de inércia de geradores sincronos sdo mostrados na tabela
abaixo.

Tabela 3.1: Valores tipicos de constantes de inércia.

TIPO DE GERADOR H(s)

Unidades Térmicas:
3600 rpm (2 polos) 2,55 a6,0s
1800 rpm (4 polos) 4,0s a 10,0s

Unidades Hidroelétricas | 2,0s a 4,0s

3.1.2 Controle de frequéncia

Como dito inicialmente neste relatdrio, trés tipos de acionamento/fendmenos sdo
responsaveis pela diminuicdo da queda da taxa de frequéncia, estabilizacdo e recomposicdo

11 N.m é a unidade Newton (N) vezes metros (m), utilizada para medir o torque resultante da aplicagdo de uma
forga N.
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da frequéncia, respectivamente: Inércia, Reserva Primadria e Reserva Secunddria. Nesta segao,
explica-se a ordem de atuagdo dos controles de frequéncia.

A Figura 3-1 mostra a variacdo da frequéncia ao longo do tempo apds uma contingéncia, e,
portanto, na presenca de um desbalango de poténcia.

60HZ

Controle Primario Controle Secundario

Frequéncia do
Sistema
]

N

<—| taxa de decaijnento = AP/2H

t >
I I T

0Os 5-10s 20-30s 5-10min

Figura 3-1 - Frequéncia de um Sistema de Poténcia frente a uma grande perturbacao.

Na ocorréncia de uma grande e subita perturbacdo em um sistema de poténcia que resulte
em carga superior a geragdo haverd em consequéncia um torque liquido no rotor do motor
que tende a desacelerd-lo, de modo que sua velocidade (frequéncia elétrica) diminua.
Imediatamente apds o disturbio, a constante de inércia da maquina tende a limitar a taxa de
decaimento da frequéncia, proporcionalmente ao desbalan¢o de poténcia.

No primeiro momento, o controle primario de velocidade, que é local, basicamente monitora
a velocidade do eixo do conjunto turbina-gerador e controla o torque mecanico da turbina de
modo a fazer com que a poténcia elétrica gerada pela unidade se adapte as varia¢des de carga.
Os tempos de resposta do controle primario (conjunto regulador de velocidade e turbina) sdo
da ordem de alguns segundos. Como a atuacdo do controle primario ndo é suficiente para
eliminar completamente desvios de frequéncia, é necessario que haja a atua¢do de um outro
sistema de controle (controle secunddrio) para restabelecer a frequéncia ao seu valor
nominal. Este sistema é chamado controle suplementar (ou Controle Automatico da Geragdo
- CAG) que, no caso de sistemas interligados, também objetiva manter o intercambio de
poténcia entre concessiondrias vizinhas tdo préximo quanto possivel dos valores previamente
programados. Trata-se de um sistema de controle centralizado, executado no centro de
operacgbes das empresas, e cujos tempos de resposta sao da ordem de minutos.

Desta maneira, pode-se concluir que a inércia das maquinas impede que a frequéncia da rede
aumente/diminua significativamente para grandes desbalangos. Em seguida ha a atuacdo do
controle primdrio dos geradores e posteriormente o controle secunddrio, que restabelece a
frequéncia nominal do sistema, caso haja reserva de poténcia suficiente.

3.2 Metodologia

A metodologia aqui desenvolvida visa definir e valorar o atributo inércia do sistema frente a
variacOes de frequéncia para grandes disturbios no SIN, tendo em vista a elevada participacado
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de renovaveis que nado acrescentam inércia ao sistema. Mais precisamente, se estd
interessado em verificar possiveis consequéncias negativas de um percentual elevado de
insercdo de geracdao renovdvel no sistema. Os aerogeradores, nao acrescentam,
naturalmente, inércia ao sistema e, consequentemente, a expectativa é de que para grandes
desbalancos intempestivos de carga-geracao, as variacdes de frequéncia sejam superiores as
observadas atualmente, com consequéncias negativas para a seguranca elétrica e respectivos
prejuizos econdmicos e sociais. Para alcancar o objetivo do estudo foram realizadas analises
guantitativas a partir de uma base de dados que sera descrita em 3.3.

3.2.1 Calculo da demanda de inércia

A metodologia visa encontrar a inércia necessaria para que quando sujeito a uma contingéncia
severa o sistema ndo fique instdvel. Do ponto de vista de um critério de seguranca de
frequéncia deve-se evitar que as varia¢des de frequéncia sejam superiores a um determinado
valor considerado seguro. Denomina-se entdo a inércia necessdria para o sistema como
Demanda de Inércia. Esta Demanda de Inércia pode ser calcula por regides, dado que quando
ha contingéncia no intercambio entre subsistemas, pode haver a separacdo das areas
elétricas. Esta demanda de inércia entdo é dividida entre os geradores (em proporcao a
poténcia injetada no sistema por cada gerador) e, portanto, transformada, em “Obrigag¢do de
Inércia” por gerador. Se esta obrigacdo de inércia for maior do que a inércia do gerador, o
mesmo deverd comprar inércia dos demais. O preco unitdrio de compra e venda de inércia é
dado pelo custo de oportunidade de se instalar novos equipamentos para fornecer inércia
para o sistema, definido como um banco de baterias com controle de inércia sintética. A soma
dos custos de compra de inércia dos geradores deficitarios sera rateada entre os geradores
superavitarios em proporc¢do ao respectivo superavit de inércia.

3.2.2 Critério para calculo de inércia requerida pelo sistema

Na ocasido de uma grande perturbacdo no sistema, dependendo da inércia total do sistema,
a taxa de decaimento da frequéncia pode ser maior ou menor fazendo com que a frequéncia
minima atinja valores em que os Sistemas Especiais de Protec¢do (SEP) atuem. Neste contexto,
foi determinado que o critério para o cdlculo da inércia necessaria do sistema fosse o valor da
frequéncia minima aceitavel (58,5 8Hz) para que ndo haja atuacdo do Esquema Regional de
Alivio de Carga (ERAC).

Para a determinacédo da inércia minima requerida pelo sistema, ou seja, a demanda de inércia,
foram simuladas perturbac¢des severas utilizando o software Organon.

As contingéncias, que serdao descritas em 3.4, compreendem a perda de uma ou duas
interligacGes importantes através de elos de corrente continua, como, por exemplo, a perda
dos dois bipolos que conectam a regido do Madeira ao sudeste.
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Figura 3-2 - Critério de frequéncia minima para o calculo do requisito de inércia do sistema.

3.2.3 Alocacao de custos e beneficios do atributo inércia

Considerando que a inércia total do sistema H;,¢,; € 0 somatdrio da inércia de cada maquina
presente no parque gerador Hg,,qq0r , S€ndo i € o gerador do sistema, ap6s determinada a
demanda total de inércia do sistema (Hg;stemq) fOi calculada a inércia requerida por gerador
proporcional a sua capacidade instalada.
i
i gerador

requerida — ‘!sistema P
sistema

A diferenca entre a inércia requerida pelo sistema e a inércia do gerador é a oferta de inércia,
caracterizando um superavit/déficit deste atributo por gerador.

Hl

requerida

H

i i _
oferta gerador

Dado que a inércia do sistema é superavitaria, apenas a inércia requerida pelo sistema foi
valorada. Desta forma, a oferta de inércia por gerador com superavit de inércia é dada por:

Hi

i i oferta

mercado — Hoferta —on i (Htotal - Hsistema)' para Hoferta >0
i=1""oferta

Sendo, n é o total de geradores do sistema.
A oferta de inércia é valorada através do custo de oportunidade da compra de um banco de
baterias com controle de inércia sintética com energia de armazenamento igual a energia
cinética de uma maquina com constante de inércia igual a oferta de inércia:
— _ 2

Ebateria - Ecinética - E] w
Onde,
J o momento de inércia da massa girante de um gerador sincrono

w a velocidade angular do rotor.
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3.2.4 Resumo da metodologia
A metodologia pode ser escrita de forma esquematica:

i Dada uma base de dados dindmica, encontre o valor de inércia total do sistema,
Hiotar-
a. Ainérciatotal do sistema é o somatério da inércia de cada maquina do parque
gerador, Hf;]erador.
ii.  Aplique contingéncias severas ao sistema até que este atinja a frequéncia de critério
minimo de 58,5Hz e encontre a Demanda de Inércia do sistema, Hgjstema-
iii. Calcule a Obrigagdo de Inércia de cada gerador sendo esta proporcional a sua
capacidade instalada, Hiequerida.

. . 7 . 14 .
iv.  Calcule a oferta de inércia, Hf,;sq que cada gerador possui.

V. Valore para cada fonte a demanda de inércia que estd contribui para o sistema.

3.3 Base de dados

A base de dados utilizada para a aplicagdo da metodologia descrita no Capitulo 3.2 foi obtida
a partir da base de dados de rede disponibilizada pela EPE para o ano de 2026 (chamada de
Caso Base) e convertida para o formato requerido pelo programa ORGANON*?, O modelo
dindmico para cada maquina presente na configuracdo foi montado a partir dos modelos e
parametros utilizados e disponibilizados pelo ONS.

Os dados foram alterados da seguinte forma:

i.  Os modelos dinamicos presentes na base de dados do ONS foram acoplados na base
de dados EPE.

ii. Os geradores convencionais, presentes nos cendrios de 2016, mas que ndo constam
na base de dados de modelos dindmicos do ONS, foram modelados com o modelo
classico (tensdo constante atrds de uma impedancia, mas com representacdo da
equacdo de balango de poténcia, Se¢do 2.1). Um valor tipico de inércia foi adotado
para estes geradores. A base de poténcia em MVA foi definida como 120 % da
poténcia ativa maxima de cada gerador, conforme especificada nos casos base. Cabe
observar que o modelo classico é neutro em relacdo a inércia e conservativo com
relacdo ao controle de tensdo. Portanto, ndo se estd sendo otimista com esta
simplificagdo.

iii. Geradores edlicos do tipo dupla alimentacdo foram modelados com o modelo GE
simplificado e os do tipo conversdao completa pelo modelo ENERCON simplificado,
ambos desenvolvidos pelo ONS. Cabe notar que, em geral, os geradores edlicos
existentes no Brasil ndo oferecem o recurso de inércia sintética, e consequentemente
os modelos disponiveis ndo representam este efeito. Os geradores edlicos GE sdo a

12 Software desenvolvido pela HPPA
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vi.

Vii.

viii.

Unica excecdo, mas mesmo nestes, o efeito de inércia sintética tem duracdo muito
reduzida (<=1s) o que ndo satisfaz os critérios de desempenho usualmente requeridos
para se ter alguma efetividade.

As cargas estdticas foram modeladas com 40% de poténcia constante e 60% de
impedancia constante.

N3o foram modelados sistemas e esquemas de protecao (PPS, ERAC, Relés 21, etc.)

Como nos estudos padrdao do ONS e EPE, as unidades geradoras de uma usina sado
agregadas sempre que os modelos sdo iguais.

Os compensadores série controlados ndo foram representados. Isto porque o sistema
para o qual foram projetados ndo mantém mais correspondéncia com o do cenario
de 2016. E provavel que de fato ndo sejam mais necessarios. Mas para efeito pratico
do estudo, a ndo representacao evita um trabalho extenso de sintonia dos respectivos
controles.

Com tais consideracées o modelo final consistiu de 702 geradores convencionais
(hidro e turbo), 132 plantas edlicas, 40 compensadores estaticos e 12 elos de corrente
continua.

Atualmente, os modelos disponiveis de edlicas ndo satisfazem o critério recentemente
estabelecido pelo ONS para a inércia sintética. Este critério estabelece que as usinas edlicas
devem sustentar 10% da poténcia nominal do turbogerador por um periodo de 5 segundos.
Desta maneira, a inércia sintética ndo foi considerada, o que resulta em analise conservativa.

3.4 Simulacoes

As simulagGes aqui realizadas baseiam-se nas seguintes premissas:

O critério basico para a seguranca e, portanto, para o calculo de demanda de inércia,
do ponto de vista de variagdo de frequéncia é que esta nao deve ficar abaixo de
58,5Hz.
a. Este critério é adotado porque é o primeiro estagio de atuacdo do esquema
de corte de cargas (ERAC) e nivel abaixo do qual se tem o risco de perda das
unidades térmicas.

As simulagGes devem representar grandes impactos na rede para verificagdo deste
critério, como, por exemplo, situacdes do tipo perda de grandes troncos de
transmissao.

13 Atualmente o ERAC opera em 5 estagios de corte onde cada nivel equivale a 7% da carga. Ou seja, quando ha a
atuacgdo de todos os niveis do ERAC, no maximo 35% de demanda é cortada.
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3.4.1 Desacoplamento da rede em areas elétricas

Antes de iniciar as analises das simula¢des realizadas, insere-se uma discussdao sobre a
conexao entre as regides Norte-Nordeste e Sudeste.

A Figura 3-3 mostra um diagrama de conexdes entre subestacdes de alta tensdo do SIN. As
cores sdo por nivel de tensdo. As cores dominantes sdao vermelho (500 kV), vinho (440 kV),
azul (345 kV) e verde (230 kV). Os contornos azul, vermelho e verde claros mostram a
localizacdo das subestac¢des por regido Sul, Norte-Nordeste e Sudeste, respectivamente. Uma
conexado entre duas subestacdes pode representar um ou mais circuitos em paralelo.

Como pode ser observado, por inspecdo visual, ao contrario da situacdo atual, sdo muitas as
conexdes entre as regides Norte-Nordeste e Sudeste no cendrio 2026. O mesmo pode ser dito
com relagdo as conexdes entre o Norte e o Nordeste. Portanto, a indicagdo é que estas
regioes estardo fortemente acopladas e com pouquissima chance de separagdo.
Consequentemente, do ponto de vista de requisitos inerciais, a expectativa é que os requisitos
devem ser aplicados ao sistema como um todo em vez de por regido.

Figura 3-3 - Conexdes entre subestacoes de alta tensdo do SIN.

3.4.2 Analise das simula¢oes sob contingéncias

As simulacOes dindmicas foram realizadas para diferentes cenarios disponibilizados pela
documenta¢do do PDE de 2026 considerando as modifica¢gdes e inser¢cdes destacadas no
capitulo 4.3. Foram simulados no total quatro cendrios, representando carga leve e pesada
para as condi¢des do Norte seco e Umido, como mostram a Figura 3-4 e Figura 3-5.

A seguir sdo mostradas simulagGes feitas no software Organon para contingéncias, que a priori
se considerava severa para uma avaliacao da condi¢do de estabilidade do sistema conectado:

i Perdas dos bipolos de Itaipu
ii. Perda dos bipolos de Belo Monte

iii. Perda de uma barra de 500kV da interligacao Norte-Sul.

PSR 27
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Serd mostrado que as contingéncias acima ndo levam o sistema a grandes flutuacGes de
frequéncia no ano de 2026, portanto ndo causam grandes instabilidades no sistema.

I NORTE UMIDO - CARGA PESADA I | NORTE UMIDO - CARGA LEVE I

Figura 3-4 - Cenarios Norte imido com patamares de carga leve e pesada.

I NORTE SECO - CARGA PESADA I I NORTE SECO - CARGA LEVE I

Figura 3-5 - Cenarios Norte seco com patamares de carga leve e pesada.

Perda do Elo CC de Itaipu

A Figura 3-6 mostra o resultado da perda do Elo CC de Itaipu, que na condi¢do pré-falta
transmitia aproximadamente 5000MW. A queda maxima de frequéncia foi de

PSR 28
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aproximadamente 0.7 Hz e a taxa de variagdo inicial de frequéncia de aproximadamente 0.22
Hz/s. Ou seja, mesmo para esta grande perda de poténcia, considerada critica para os padrdes
de seguranca atuais, a queda na frequéncia foi menos da metade da considerada critica (1.5
Hz) e a taxa de queda muito inferior a que historicamente resultou em perdas significativas
de cargas quando ocorre separacao em ilhas.

O indice de estabilidade calculado pelo Organon foi de 0.997, ou seja, como este indice é

proximo a 1 p.u, conclui-se que estamos diante de um sistema bastante estavel, ndo havendo
risco de separacao de regioes.

Fraquency Dev. (42
0.0711 cavency 2

Organon

-0.0823

01958

03202

-0.4627

-0.5961 %

%\ _’___//
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Time(s)

Figura 3-6 - Variacao de frequéncia de todos os geradores do SIN para a perda do Elo CC de Itaipu
para o caso Norte Importador

Perda do Elo CC de Belo Monte

Considerando a perda do Elo CC de Belo Monte, a queda maxima de frequéncia encontrada
foi de aproximadamente 0.03 Hz e a taxa de variagdo inicial de frequéncia de
aproximadamente 0.031 Hz/s. A Figura 3-7 mostra a variacdo de frequéncia de todos os
geradores do SIN quando ha a contingéncia Elo CC de Belo Monte.

O indice de estabilidade calculado pelo Organon foi de 1.000, ou seja, como este indice é
proximo a 1 p.u, conclui-se que estamos diante de um sistema bastante estavel, ndo havendo
risco de separagdo de regioes.
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Figura 3-7 - Variacao de frequéncia de todos os geradores do SIN para a perda do Elo CC de Belo
Monte para o caso Norte Importador.
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Perda de uma Barra de 500 kV na Interligacdo Norte-Sul

Considerando agora a perda de uma barra de 500kV na interligagcdo Norte-Sul, observa-se na
Figura 3-8 que a queda maxima de frequéncia do sistema foi de aproximadamente 0.011 Hz e
a taxa de variac¢do inicial de frequéncia de aproximadamente 0.001 Hz/s.

O indice de estabilidade calculado pelo Organon foi de 0.990, ou seja, como este indice é
préximo a 1 p.u, conclui-se que estamos diante de um sistema bastante estdvel, ndo havendo
risco de separacdo de regioes.
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Figura 3-8 - Variacao de frequéncia de todos os geradores do SIN para a perda da SE Serra da
Mesa 2 500 kV para o caso Norte Importador.

3.4.3 Anadlise das simulagoes

Nas simulagdes realizadas anteriormente ficou evidente que as contingéncias aplicadas aos
grandes troncos isoladamente ndo levaram o sistema a condi¢do de frequéncia critica de
58,5Hz. Porém, mesmo que as perdas isoladas dos troncos de transmissdo ndao levem o
sistema a frequéncia critica, as simulagdes nos mostram que ha um decaimento da taxa de
frequéncia do sistema quando ha perda dos dois bipolos de Belo Monte no cendrio norte
Umido com o patamar de carga pesada.

Optou-se entdo por simular uma contingéncia mais severa no sistema que engloba a perda
conjunta dos bipolos do Madeira e Belo Monte. Esta contingéncia que a principio parece ter
baixa probabilidade de ocorréncia, pode ocorrer caso haja uma falta na subestagdo
Araraquara, ponto de chegada de ambos os bipolos em Sdo Paulo. Uma falta na subestacdo
Araraquara leva a falhas de comutagdo nas conversoras fazendo que os bipolos do Madeira e
Belo Monte se desconectem do sistema. Partindo entdo do cendrio norte Umido, carga pesada
foi verificada que mesmo com a perda dos 4 bipolos (Madeira e Belo Monte) a frequéncia do
sistema ndo atinge a frequéncia minima estabelecida pelo critério utilizado de 58,5Hz. Inseriu-
se entdo a perda de inércia de usinas do parque gerador, substituindo alguns modelos de
maquina de geradores sincronos por injecdes de poténcia, fazendo com que a inércia
equivalente do sistema diminuisse. Com esse cendrio mais extremos, a frequéncia do sistema
chegou a 58,5Hz como pode ser observado na Figura 3-9.
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Figura 3-9 - Variacao de frequéncia dos geradores da regidao Sudeste do SIN a perda dos 4 bipolos
(Madeira e Belo Monte) para o caso Norte Exportador.

Como resultado da simulagdo, obteve-se a demanda de inércia (inércia requerida pelo sistema
sob contingéncia severa de forma a chegar no critério de frequéncia minima de 58,5Hz) no
valor de 4500s.

A inércia total do sistema para o ano alvo 2026 é de aproximadamente 9000s. Este dado nao
é resultado da simulagdo e sim resultado da configuracdo adotada para o ano de 2026. Os
numeros de demanda de inércia e demanda total de inércia do sistema mostram que o
sistema no ano de 2026 é superavitario de inércia e que frente a uma contingéncia severa, o
fendmeno inércia é capaz de frear a queda de frequéncia abrupta.

Considerando que a simulac¢do atingiu o critério de frequéncia minima do sistema e que foi
encontrada a demanda de inércia do sistema para a contingéncia aplicada, reparte-se o
requisito de inércia entre os geradores de acordo com sua capacidade instalada, conforme
descrito no capitulo 3.2.

3.5 Resultado

Para a valoragdo da oferta de inércia foi considerado o projeto de um banco de baterias com
controle de inércia sintética com energia acumulada igual a energia cinética armazenada em
uma massa girante com constante de inércia igual a oferta de inércia.

O modelo de bateria utilizado foi a bateria da Teslal®, as especificacdes da bateria sdo
mostradas na Tabela 3.2.

14 https://www.tesla.com/powerpack
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Tabela 3.2: Bateria Tesla Powerpack

Tesla Powerpack

Lithium-lon

2.5MW, 5.4MWh

2.2h de duracdo

Preco: RS 3,2 milhdes

Considerando entdo a metodologia descrita em 3.2 e a aplicacdo dos valores de demanda de
inércia, inércia total do sistema, inércia de cada maquina geradora e a valoracao pelo custeio
da bateria especificada na Tabela 3.2, tem-se como resultado a externalidade, em RS/MWh,
do atributo inércia mostrado para cada fonte na Tabela 3.3.

Tabela 3.3: Resultado do atributo inércia

Total
Fonte capacidade| Atributo Inércia
instalada [R$/MWh]
[GW]
Hidraulica 83 -0,6
Termelétrica 25 -0,4
Edlica 26 1,8
Solar 9 1,8
Pequenas centrais hidrelétricas 9 11
Nuclear 2 -0,8

Como era esperado, em um sistema superavitario de inércia, o atributo ndo chega a ter valores
elevados em RS/MWh, porém é importante notar que o valor do atributo ndo é nulo.

As fontes que possuem maquinas girantes, tais quais hidrelétricas e termelétricas, contribuem
com sua inércia para o sistema e por isso possuem valor negativo. Ou seja, dentro da
metodologia de calculo do custo real das fontes, o atributo inércia diminui o custo da fonte
hidraulica em 0,6RS/MWh devido ao beneficio operativo que a fonte traz para o sistema do
ponto de vista de inércia. A mesma conclusdo pode ser levada para as termelétricas. Devido
ao servico de inércia prestado para o sistema, o custo dessa fonte se torna 0,4RS/MWh menor
evita a necessidade de investimento em equipamentos de inércia para o sistema, pois ja
possui o atributo. Por outro lado, as fontes edlicas e solares, que neste modelo ndo
contribuem para a inércia do sistema, tem seu custo real da fonte majorado em 1,8 RS/MWh
pela ndo contribui¢do do atributo no sistema.
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3.6 Conclusées relacionados ao equilibrio de frequéncia

Esta sessdo se concentrou nas anadlises efetuadas para a valora¢do da contribuicdo de cada
fonte para a Inércia do sistema. O cerne da questdo é saber qual a contribuicdo de inércia de
cada fonte, isto é, hidrelétricas, termelétricas, solar e edlica, para o sistema em uma situacao
de contingéncia e qual a valoragdo desse servico.

O efeito da inércia dos geradores no sistema é reduzir as variacdes de frequéncia do sistema
na presenca de contingéncias que causem desbalancos significativos de carga e geracao e,
consequentemente, o aumento de inércia diminui o risco de se atingir variacbes criticas e
facilita o reequilibrio entre geracao e demanda. Observou-se que ao longo das simulagées, o
sistema em 2026 encontra-se estdvel mesmo na presenca de contingéncias severas, tais como
perdas dos bipolos de Itaipu, perda dos bipolos de Belo Monte e perda de uma barra de 500kV
da interligacdo Norte-Sul. Destaca-se que a andlise realizada no escopo desse estudo refere-
se apenas a estabilidade de frequéncia, ndo considerando outros fendmenos de instabilidade
que possam surgir decorrente das faltas aplicadas, tal como instabilidade de tensao.

Considerando a base de dados construida a partir dos dado do PDE 2026 e modelos de
maquinas existentes descrito no capitulo 4.3, para uma contingéncia severa no sistema que
engloba a perda conjunta dos bipolos do Madeira e Belo Monte, assim como a perda de inércia
dos geradores simulados no software Organon, observa-se que o requisito de inércia do
sistema é de 4500s e a inércia total existente no ano de 2026 chega a aproximadamente
9000s. Aplicando-se entdo a metodologia descrita no Capitulo 3.2 e valorando o atributo de
inércia de acordo com a Bateria Tesla Powerpack, apresentada na Tabela 3.2, encontra-se o
valor do atributo das fontes descritos na Tabela 3.3. As fontes que possuem maquinas
girantes, tais quais hidrelétricas e termelétricas, contribuem com sua inércia para o sistema e
por isso possuem valor negativo. Ou seja, dentro da metodologia de calculo do custo real das
fontes, o atributo inércia diminui o custo da fonte hidrdulica em 0,6RS/MWh. A mesma
conclusdo pode ser levada para as termelétricas. Devido ao servico de inércia prestado para o
sistema, o custo dessa fonte se torna 0,4RS/MWh menor ja que a fonte evita a necessidade
de investimento em equipamentos de inércia para o sistema, pois ja possui o atributo. Por
outro lado, as fontes edlicas e solares, que neste modelo ndo contribuem para a inércia do
sistema, tem seu custo real da fonte majorado em 1,8 RS/MWh pela ndo contribuicdo do
atributo no sistema.

E importante destacar também que sob a dtica de inércia, o sistema em 2026 encontra-se
superavitario e devido ao sistema de transmissdo extremamente malhado, mesmo em
contingéncias severas o sistema se encontra estavel.
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4 INFRAESTRUTURA DE TRANSPORTE

A transmissdo de energia elétrica consiste no processo de transportar energia de um ponto a
outro, ou seja, basicamente levar energia que foi gerada por um gerador para um outro ponto
onde se encontra um consumidor. A construcdo desse “caminho” requer investimentos que
dependendo da distancia entre os pontos pode ser elevada. Esses investimentos em geral
compreendem custos relativos a linhas de transmissdo, subestacGes, equipamentos para
suporte de reativo, entre outros. No Brasil, os custos de investimento na rede de transmissao
sdo pagos por todos os agentes que a utilizam, ou seja, geradores e consumidores conectados
na rede de transmissao remuneram a construcao e operacao da rede de transmissao através
do Encargo do Uso do Sistema de Transmissdao (EUST), que é o produto da Tarifa do Uso do
Sistema de Transmissdo (TUST) pelo Montante do Uso do Sistema de Transmissdo (MUST).
Como no final do dia os custos de produzir, transportar e distribuir a energia serdo pagos pelos
consumidores, por que no Brasil os geradores também pagam os custos de transmissdo? A
resposta estd na necessidade de sinalizar para o sistema o aumento nos custos de transmissao
ocasionados por determinado gerador, resultante da incorporacdo da TUST no seu preco de
energia, permitindo assim alguma coordenacdo entre os investimentos em geracdo e
transmissao.

A TUST aplicada aos usuarios da rede deveria seguir os preceitos de tarifagdo que sdo listados
abaixo. Porém, serd visto ao longo desse relatério que a metodologia vigente de alocacdo dos
custos de transmissdo ndao consegue cumprir todos os requisitos, principalmente dar um sinal
de preco locacional eficiente.

(i) Suficiéncia de receitas: Garantia da remuneragdo adequada de fornecedor do
servico/produto. Sob a d6tica do tema aqui tratado a TUST aplicada aos agentes
deve garantir que todas as transmissoras serdo renumeradas adequadamente
pelo servigo prestado.

(i) Eficiéncia: Incentivar o comportamento eficiente de consumidores no curto e
longo prazo. Sera visto ao longo do relatério que a tarifa de transmissdo aplicada
hoje ndo traz a eficiéncia de aloca¢do desejada.

(iii) Transparéncia e inteligibilidade: A metodologia aplicada deve manter
transparéncia e simplicidade da melhor forma possivel.

(iv) Justica e ndo-discriminacdo: sem vantagens competitivas a nenhum pagador das
tarifas.

Propbe-se neste trabalho calcular tarifa de transmissdo para os geradores através de uma
metodologia de alocagdo de custos mais eficiente, denominada Metodologia Aumann
Shapley, que resulte em tarifas que tragam sinais locacionais adequados de acordo com a
localizagdo do empreendimento na rede de transmissdo. Por fim, considerando o estudo de
Custos e Beneficios das fontes de geragdo elétrica, a valoracdo da externalidade de custo de
investimentos na rede de transmissao serd adicionada aos outros atributos das fontes
calculados no ambito desse projeto.
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4.1 Alocacao de custo de investimento em rede de transmissao

Um aspecto importante das Tarifas de Uso do Sistema de Transmissdo é a sua capacidade de
fornecer sinais econdmicos eficientes aos usuarios do sistema de transmissao para incentivar
os agentes de geracao e consumo a escolher a localizagao fisica de suas plantas e seu ponto
de conexdo com a rede de forma que resulte em maxima eficiéncia operacional e econémica
das atividades de produgdo, transporte e consumo de energia elétrica - principalmente em
relacdo a expansao integrada de sistemas de transmissdo e geracdo. Neste documento, nos
referimos a esses sinais econdmicos como sinais locacionais.

Um principio comumente utilizado é alocar custos de infraestrutura de transmissao entre os
usudrios da rede de transmissdo na propor¢cdo de sua responsabilidade de causar
investimentos em transmissao. Este principio relaciona-se ndo apenas ao critério de incentivo
a eficiéncia econémica, mas também a nog¢do de ndo discrimina¢do na elaboracdo das tarifas,
uma vez que se refere a observacdo da causalidade na reparticdo dos custos de infraestrutura.

Utiliza-se a expressdao custos de infraestrutura em relacdo aos requisitos de receita
necessarios para a remuneracgdo das empresas de transmissado pela provisdo de infraestrutura
de transmissao, incluindo a remuneracao do capital investido nessa infraestrutura e os custos
operacionais da atividade - ou seja, essas receitas sdo equivalentes as RAPs das empresas de
transmissdo, considerando todas as instalacdes de transmissdao que estdo operando em um
determinado ano.

A infraestrutura de transporte de energia tem dois componentes principais: (i) rede de
transmissdo, e (ii) suporte reativo.

4.2 Metodologias de alocagao de custo de transporte

Nesta se¢do, 0o mecanismo para a definigdo da Tarifa de Uso do Sistema de Transmissdo (TUST)
é descrito com foco em diferentes metodologias de cdlculo do TUST, com aprofundamento
nos sinais econdmicos de localizagdo incorporados neles.

O calculo da TUST consiste em um procedimento que visa alocar entre os usudrios do sistema
de transmissdo os montantes necessarios para cobrir e recuperar essas RAPs. Os montantes
monetarios totais a serem alocados correspondem a soma da RAP total do sistema de
transmissdo e ao orcamento definido pela ANEEL para cobrir os custos operacionais do ONS®.
Esses requisitos de receita sdo percebidos pelos usuarios da rede de transmissdo, através do
EUST, dado pelo produto de TUST e MUST.

De acordo com a metodologia de calculo da TUST atualmente empregada no Brasil, as tarifas
tém um componente locacional, que é calculado para refletir de forma ideal a
responsabilidade que o usuario tem em causar o aumento ou a reducdo da RAP total do
sistema de transmissdao. Como veremos abaixo, este componente locacional da tarifa ndo é

15 Esses valores sdo definidos pela Superintendéncia de Supervisdo Econdmica e Financeira da ANEEL. Esses valores
geralmente ndo variam muito de ano para ano (exceto ajustes de inflagdo).
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suficiente para recuperar todos os requisitos de receita do sistema de transmissao. Por isso
existe um componente de selo tarifario, que ndo tem diferenciacdo entre os usuarios, e que
objetiva repartir os montantes n3do recuperados pelo componente locacional
proporcionalmente ao MUST dos usudrios.

Na préxima sessao, sera mostrado o cdlculo da TUST segundo a metodologia atualmente
empregada no Brasil, metodologia nodal.

4.2.1 Metodologia Nodal: bases conceituais

O ponto de partida para qualquer metodologia para calcular as tarifas de transmissdo é
determinar o montante (em RS) exigido para remunerar o sistema de transmissdo. Esta
guantidade é calculada como a soma da RAP dos circuitos que a compdem:

RT = YK R X f,.

O valor RT na equacdo acima representa a RAP anual total, k = 1, ..., K indexa os circuitos do
sistema, Rx € a RAP unitéria (RS/MW) do circuito k e ]_fk é a capacidade de transporte (MW).

O proximo passo é desagregar esse valor entre os agentes. A metodologia, atualmente
utilizada no Brasil para calcular TUST é uma adaptacdo da chamada metodologia nodal
originalmente desenvolvida para o Reino Unido.

Em termos conceituais, a metodologia nodal calcula os fatores de sensibilidade RT em relagdo
as variagOes incrementais na injecdo de poténcia de cada barra (MW produzido no caso de
geradores e consumido no caso de demandas). Cada fator de sensibilidade, por sua vez,
decompde-se em uma soma dos fatores de sensibilidade das capacidades dos circuitos:

ART ZK Af,
AP

= Ry, X
k=1 k APL

Onde i =1, ..., | indexa as barras da rede de transmissao, P; é a injecdo de energia na barra i

(em MW, positivo se for um gerador e negativo, se demanda) 6, e (A]_fk) / (AP;) representa a

capacidade de variag¢ao do circuito, fk, em relagdo, a P;

Em outras palavras, é como se o plano de transmissdo fosse refeito para varios cenérios /,
onde a diferenca entre um cenario e outro é o MW total injetado em uma determinada barra,

16 para simplificar a apresentagdo, assumimos que cada barra possui apenas uma injegdo (geragdo ou demanda).

17 A premissa de que o plano de transmissdo é dado pelo aumento da capacidade dos circuitos existentes é uma
simplificagdo necessdria para a aplicagdo da metodologia. Na pratica, as caracteristicas inerentes ao sistema de
transmissdo, como a indivisibilidade dos investimentos e as restrigdes de confiabilidade, fazem com que o plano
ideal para uma determinada configuragdo de geragdo e demanda possa ter uma topologia distinta (por exemplo,
com circuitos adicionais) do sistema analisado. A premissa simplificadora de modificar planos aumentando a
capacidade dos circuitos é vélida quando o incremento de injecdo nas barras é marginal, o que estd relacionado ao
conteudo discutido na préxima sub-se¢do desta segdo.
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e o fator de sensibilidade é a diferenca (em RS/ano) entre o custo total do "redesenhado" e o
sistema original.

A Taxa de Utilizacdo do Sistema de Transmissdo de cada agente (gerador e demanda) T; (em
RS) é calculada como o produto dos fatores de sensibilidade e das inje¢des de energia.
Finalmente, pode-se mostrar que a soma dessas cobrancgas é igual a remuneracao exigida da

rede de transmissao:
K Af
T, =Z R, X —& x P,
i k=1 k APi i

Implementacdo da metodologia nodal

Em termos praticos, ndo é possivel refazer o planejamento do sistema de transmissao para
cada cenario de injecdo. Desta forma, a metodologia nodal utiliza um fator de sensibilidade
aproximado, que corresponde a derivada do fluxo de poténcia fx que passa em cada circuito
em relacdo a injecdo de poténcia da barra i:

- K d
Ti:z RkaXPL-

A vantagem de usar a derivada do fluxo nos circuitos é que, em contraste com o
replanejamento, seu calculo é bastante facil e familiar para engenheiros de sistemas de
energia. E claro que a facilidade de célculo ndo é uma justificativa suficiente para uma
aproximacdo ser adotada: é necessario mostrar que o sinal locacional resultante dessa
aproximacgdo é adequado.

A parcela dos selos

Um primeiro problema potencial é que a soma das taxas aproximadas T; ndo cobre 100% da
remuneragao exigida da transmissao, isto é Zf=1 T; < RT.

Pode-se mostrar que a soma acima corresponde a uma fracdo da remuneracdo que é,
aproximadamente igual a carga média dos circuitos, ou seja, a relagdo entre os fluxos nos
circuitos e sua capacidade. Por exemplo, uma carga média de 0,8 resulta em,
aproximadamente, 80% de cobertura dos custos do sistema por taxas de localizagdo, e assim
por diante.

Ja que o sinal locacional ndo permite recuperar a remuneragao exigida da transmissdo, como
é possivel recuperar o valor integral da RAP? Através de uma componente tarifaria em que a
parcela faltante da RAP, isto é, ndo recuperada por ’T‘i , € rateada entre os agentes em
proporg¢do a poténcia injetada dos geradores ou consumida pelas demandas, ou seja, sem

PSR 37
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qualquer sinal locacional. Esta parcela complementar é conhecida como "parcela selo"*®. Isso
nos permite concluir que o sinal locacional da rede de transmissdo é menos forte quanto
maior é a "parcela selo".

No caso do Reino Unido, por exemplo, a carga média dos circuitos é de cerca de 70%°. Como
visto, isso significa que cerca de 70% do custo total da transmissao resulta do sinal locacional,
sendo que os 30% restantes estdo cobertos pela parcela selo. Esse valor foi considerado
apropriado pelo regulador local pelas seguintes razdes: (i) no Reino Unido, ndo ha uma grande
diversidade de fontes de geracdo que competem pelo fornecimento da demanda, e (ii) os
custos de transmissao sao relativamente pequenos em compara¢ao com os custos de geracgao,
ou seja, mesmo um sinal de localiza¢do perfeita ndo resultaria em uma diferenca comparativa
relevante entre duas fontes.

No caso brasileiro, como visto, a importancia relativa dos custos de transmissdo no custo total
da energia para o consumidor e gerador é muito maior do que no Reino Unido, o que torna o
sinal locacional bastante importante. No entanto, a carga média dos circuitos no pais é de
apenas 30%. Consequentemente, a parcela dominante da taxa de transmissao (70%) ndo seria
local, mas recuperada por meio da parcela selo. Verifica-se que a diluicdo real do sinal
locacional é ainda maior, atingindo em média 90% de parcela selo e apenas 10% de locacional
(embora essa relagdo possa variar de agente para agente, quando observam-se as tarifas
aplicaveis a cada usuario).

Por que a carga média de circuitos no Brasil é tdo baixa?

A razdo é a diversidade dos padrbes de geracdo de usinas hidrelétricas: as vezes o Sudeste
estd exportando para o Nordeste e Sul, em outros momentos, estd recebendo do Nordeste,
mas ainda exporta para o Sul, e assim por diante. De forma simplificada, as equipes de
planejamento de transmissdo acomodam a grande variedade de fluxos nas linhas de
transmissdo resultantes desses varios cendrios de geracdo ao criar varios "caminhos"
alternativos para os fluxos de energia. Uma vez que apenas um desses caminhos,
correspondente ao padrdo de geragdo atual, é totalmente utilizado em cada momento, os
outros caminhos sdo utilizados de maneira reduzida de forma que o carregamento total média
reduz.

18 Este nome refere-se ao fato de que o custo de enviar uma carta para qualquer lugar nos Estados Unidos é o
mesmo.

19 As razBes para o carregamento do circuito ndo atingir quase 100% s3do: (i) No planejamento de estudos, o sistema
de transmiss3do é reforgado para continuar operando mesmo que faltem um ou mais circuitos. Como consequéncia,
o fluxo de energia da geragdo para a demanda é distribuido por esses circuitos adicionais na operagdo normal (sem
falhas), levando a uma carga inferior a 100%; (ii) Ha incertezas sobre a demanda e os valores de geragdo que serdo
usados no futuro; Como consequéncia, os planejadores projetam o sistema para abordar situagdes que exigem o
sistema de transmissdo maximo (por exemplo, assumindo que ha uma transferéncia significativa de energia de
uma regido para outra). Como no caso anterior, isso significa que ha "folgas" de transmissdo que reduzem o
carregamento de linhas em situagdes operacionais normais.
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Como visto anteriormente, um carregamento de 30% significa que 70% da TUST seria parcela
selo, o que ja diluiria o sinal locacional de forma preocupante. No entanto, serd mostrado que
esta diluicdo foi agravada por duas modificagdes introduzidas na metodologia nodal.

Primeira modificagéo: cendrios de geracao artificial

A primeira modificacdo é a construcao de um cenario de geracao artificial, no qual a geracao
de energia dos geradores de cada regido (Sul, Sudeste, Norte e Nordeste) é aumentada
proporcionalmente a capacidade instalada até atingir a demanda da prépria regido. As
importacdes de outras regides s6 sdo permitidas se a capacidade de geracdo local estiver
esgotada para atendimento da demanda da regido.

Observa-se inicialmente que este cenario de geracao nao corresponde a qualquer despacho
econdmico do sistema que seria determinado pelo ONS, uma vez que as plantas com um custo
de operacgdo variavel muito alto (CVU), por exemplo, térmicas a dleo, sdo despachadas
simultaneamente com aquelas de menor CVU incluindo usinas hidrelétricas.

Observa-se também que a priorizacdo da oferta local de demanda, mesmo a custa do
desencadeamento de energia térmica quando ha plantas hidrelétricas disponiveis na regido
vizinha, "esvazia" o fluxo nas principais interligacdes regionais. Portanto, o nivel de
carregamento do circuito no cendrio de geracdo da metodologia atual € menor que o nivel
médio de carregamento dos cendrios operacionais reais que, como visto, é de cerca de 30%.
Em resumo, o cendrio de despacho atualmente usado no calculo da TUST, além de nao
corresponder a um despacho real do sistema, tende a minimizar o carregamento das
interconexdes principais. Como o sinal locacional esta diretamente associado ao nivel de carga
dos circuitos, ha uma redugdo correspondente do mesmo.

Segunda modificagdo: fator de ponderagdo

A metodologia atual multiplica cada parcela k da expressio de custoT; =

K _ 1Ry [0fi/0P;] P; por um “fator de ponderagdo” dado por fk/j_”k. E imediato perceber que
esse fator de ponderacdo corresponde a fracdo de carregamento de cada circuito. No entanto,
como visto anteriormente, o sinal locacional original ja correspondia aproximadamente a
média das fra¢des de carga.

Assim, o efeito do fator de ponderacgdo é fazer com que o sinal locacional seja proporcional
ao quadrado do nivel de carregamento do circuito. Em outras palavras, se o nivel de
carregamento fosse de 30%, o sinal local seria de (0,3)? isto é, 9% da carga de transmiss3o.
Os 91% restantes corresponderiam a parcela selo.

A Figura 4.1 mostra de forma grafica as TUSTs para o segmento de geragdo calculados com a
metodologia Nodal vigente. A predominancia da cor verde ndo mapa, mostra como o sinal
locacional no Brasil de fato é baixo, fazendo com que as tarifas dos geradores
independentemente de sua localizagdo sejam préximas umas das outras.
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Figura 4.1 - Tarifa do sistema de transmissao para o segmento geracao- ano 2017-2018 -
Metodologia Nodal

4.2.2 Metodologia Aumann Shapley: bases conceituais

A metodologia Aumann Shapley (AS) * também ¢é baseada na aproximacdo da
responsabilidade pelos custos de infraestrutura pelo uso da rede. No entanto, uma
abordagem de teoria de jogos é usada para estimar o uso da rede e, portanto, aproximar a
responsabilidade pelos custos de infraestrutura de transmissao. A ideia basica é permitir, em
uma situagdo idealizada para a alocagdo de custos, que cada agente de geragdo possa escolher
as cargas as quais fornecerad energia, de forma que possa minimizar o uso da rede e
consequentemente a tarifa de uso do sistema de transmissao.

Contudo, a ordem em que os geradores sdo considerados para escolher as cargas é
importante: o primeiro gerador que escolhe as cargas para as quais vai fornecer energia pode
selecionar cargas mais proximas e, portanto, utiliza menos a rede. Ja o segundo gerador teria
gue escolher cargas mais distantes e, portanto, faria um maior uso da rede. O terceiro gerador
teria menos alternativas de carga a serem atendidas, se comprado ao primeiro e ao segundo
e, portanto, faria um uso potencialmente mais significativo da rede. Assim, todos os geradores
prefeririam ser os primeiros a escolher as cargas a atender. O procedimento de Shapley
propde contornar os efeitos de ordenar a selecdo de cargas pelos geradores, executando
permutac¢des do ordenamento e tomando indices médios de uso da rede ao longo de todas
as permutagdes.

20 M.Junqueira, L.C.Costa, L.A.Barroso, G.C.Oliveira, L.M.Thomé, M.V.F. Pereira, An Aumann-Shapley Approach to
Allocate Transmission Service Cost Among Network Users in Electricity Markets, IEEE Transactions on Power
Systems ( Volume: 22, Issue: 4, Nov. 2007)
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No entanto, a necessidade de executar o N! permutacdes, sendo N é o nimero total de
geradores, resulta em um procedimento com esfor¢co computacional proibitivo. Para eliminar
tais limitagcbes computacionais (e também para eliminar problemas de isonomia relacionados
ao tamanho do gerador), é utilizado o procedimento de Aumann-Shapley, que baseia-se no
principio de dividir cada gerador em "subgeradores" infinitesimais e realizar o procedimento
de permutacdo implicitamente através de um solugdo continua e paramétrica (pode ser
mostrado que a solucdo continua e paramétrica é igual a permutacdao de "subgeradores"
infinitesimais) do problema de otimizagdao que modela implicitamente a sele¢do de carga.

Em seguida, sera explicado de forma mais aprofundada os conceitos utilizados na metodologia
Aumann-Shapley.

Alocagao exata dos custos de transmissdo por Shapley

Suponha que um conjunto de M geradores deseja suprir um conjunto de N demandas, e que
um planejador centralizado construiu um sistema de transmissdo de minimo custo que
permite que este suprimento seja realizado. Como repartir o custo deste sistema de
transmissdo entre estes M + N agentes?

Por simplicidade de apresentacdo, vamos supor inicialmente que estamos aplicando o
esquema de Shapley, e que a ordem de entrada dos geradores é 1, 2,3, ..., M — 1, M.

Suponha que a geragdo deste primeiro gerador é §; (o acento * indica um valor conhecido).
Como se calcula o custo do sistema de transmissdao quando sé temos esta inje¢do?

A resposta é: resolvendo um problema de planejamento da transmissdo de minimo custo que
permita atender um conjunto de demandas {§,,,n = 1, ..., N} cujo montante total é igual a
J1- Em outras palavras, o gerador 1 “escolhe” quais as demandas que ele atende, com o
objetivo de minimizar o custo da rede de transmissdo. Esta formulagdo é razoavel, pois é
intuitivo que o menor uso (e, portanto, custo) da rede de transmissdao ocorre quando o
gerador atende as demandas mais “préximas”.

6@ =Min ) I,
x k

Sf-8=4
§<d
|fie = v (Orae) — Oray)| < M(1 — xi)
fill < fxe VK

A fungdo ¢(g,) representa o custo da rede que serd alocado ao primeiro gerador (mesma
notacdo dos esquemas de alocagdo vistos anteriormente). Os circuitos sdo indexados por k =
1, ..., K (por simplicidade de notagdo, supomos que todos os circuitos sdo candidatos, isto é,
que a rede é “greenfield”). x;, é a variavel binaria que representa a decisdo de investimento
no circuito k, cujo custo é dado por I. Portanto, a funcdo objetivo é minimizar o custo total
da rede de transmissao.
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O balango de geragdo, fluxos e demanda é dado pela equagdo Sf — 6 = §, onde S é a matriz
de incidéncia barra-circuito. O vetor & representa as demandas {§,,} que serdo atendidas
(varidveis de decisdo) pela geragdo (conhecida) §,, representada pelo vetor §. Por sua vez, a
restrigdo 8§ < d indica que cada demanda &, pode ser no maximo igual a demanda
“verdadeira” d,,.

O préximo conjunto de restricdes representa os limites de fluxo nos circuitos {]_fk} e asegunda
lei de Kirchhoff. y, Op(k) € (k) sdo respectivamente a susceptancia e os angulos nodais das
barras “de”(From) e “para”(To) do circuito k. Finalmente, M é uma constante (“big M”) usada
para transformar o problema de planejamento, que a rigor é ndo linear em inteiro, na
formulacdo de programac3o inteira mista (MIP) que é usada na vida real (expans3o binéria?!).

Seguindo o procedimento de Shapley visto anteriormente, o gerador 1 teria uma alocacdo de
custo de transmissdo ¢;= ¢(g;), a alocagdo do gerador 2 (na ordem de entrada) seria dada
por ¢,= $(J1,J>) (solugdo do problema de transmissdo para as duas inje¢es de geragdo) -
@1, € assim por diante.

Aproximacdo linear do problema de planejamento da transmisséo

Na pratica, o esforco computacional ndo justifica a resolugdo de um problema de
planejamento da transmissao completo como o formulado acima. O que se resolve é a
seguinte aproximagdo linear do problema de planejamento:

#@) =Min )
Sf-86=4

Iy
—| X
7 fr

IS

0 <
|fie = vi(Or@) — Ora0)| = 0
Ifil < £, vk

A ideia basica é que a rede de transmissdo ja esta construida, e que o custo de transmissdo
associado a injecdo §; é dado por um “pedagio” sobre o fluxo f; que estd passando em cada
circuito k. O custo unitario deste pedagio (5/MW) é dado por Ik/]_fk, isto é o custo total da
linha dividido pelo fluxo maximo.

A aplicacdo da alocagdo de Shapley ao modelo linear acima é idéntica a vista anteriormente,
pois como discutido o método de Shapley nao depende do método de cdlculo da fun¢do de
custo. Apresentaremos a seguir a alocacao de Aumann Shapley para o mesmo problema.

Aplicagdo de Aumann-Shapley ao problema linearizado de transmisséGo

21 Ver Silvio Binato, Mario V. F. Pereira, Sérgio Granville, A New Benders Decomposition Approach to Solve Power
Transmission Network Design Problems |EEE Transactions on Power Systems, Vol. 16, No. 2, May 2001.
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Seja u o fator de “fatiamento” do AS, por exemplo, 0.01, 0.02 e assim por diante. O custo de
transmissdo para um determinado valor de u é a solugdo do seguinte problema de
programacao linear (PL):

Buxg) =Min )" [f—] x fi

Sf—6=uxg m, <« multiplicador

06 <d
|fi = Vi (Brc) — Or01)| = 0
Ifkl < ]_Ck vk

A alocagdo AS se baseia no rateio dos custos de ¢ (u X §) entre os geradores para “fatias”
sucessivas de 1.2 No caso de um PL, este rateio é dado pelo vetor de multiplicadores simplex
7, associado a equagdo de balango, que é calculado automaticamente pelo algoritmo de
solucdo.

Em resumo, o esquema AS pode ser aplicado de maneira eficaz a alocacdo de custos de
transmissdo de grande porte resultando em alocag¢Oes eficientes como por exemplo de
geradores (eletricamente) perto de centros de carga possuirem tarifas menores que os mais
distantes. Como visto, esta coeréncia se deve ao fato de, a cada iteracdo com um determinado
conjunto de geradores, o modelo identificar as demandas mais proximas a serem atendidas.

4.3 Metodologia para calculo dos custos de investimento em transmissao

Conforme mencionado anteriormente, a infraestrutura de transporte de energia tem dois
componentes principais: (i) rede de transmissdo, e (ii) suporte reativo. Foi discutido
anteriormente as diferentes metodologias de aloca¢do de custos de transmissdo. Apresenta-
se nesta sessdo a metodologia e o procedimento desenvolvido para calcular os custos de
transmissdo que devem ser alocados a cada gerador.

A Receita Anual Permitida (RAP) total das transmissoras inclui os custos com investimentos
(em subestagGes, linhas e torres de transmissdo, etc.), transporte de energia e equipamentos
que prestam servico de suporte de reativo, sendo 50% deste custo total alocado®® para os
geradores. Atualmente, a metodologia utilizada para ratear estes 50% da RAP entre os
geradores, denominada metodologia Nodal de célculo da TUST, o faz sem considerar a
natureza dos custos que compdem esta receita. Assim, ocorre uma alocac¢do ineficiente dos
custos do servico de suporte de reativo, além de fornecer um fraco sinal locacional para
investimentos na expansado do sistema, principal objetivo da TUST.

22 Mais precisamente, no somatério destas alocagbes para as diferengas de custos em fatias sucessivas de .

23 Os 50% remanescentes da receita paga as transmissoras sdo alocados para os consumidores
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A Figura 4.2 ilustra as parcelas de custos de investimento e operacdo que estdo incluidos na
composicdo da RAP regulatdria, a qual é alocada para cada gerador através da metodologia
Nodal vigente, de calculo da TUST.

Suporte
Reativo
50% Rateio de 50% da RAP
o =
- » Geradores em fungao do fluxo nas
Custo de linhas

transporte

Figura 4.2 - Rateio da RAP total paga as transmissoras

Nesse estudo propde-se que as parcelas relativas ao custo de suporte de reativo e custo de
transporte sejam separadas para que a correta alocagdo referente a esses servigos seja
aportada aos geradores, ou seja, realiza-se a alocacdo de cada um de forma independente, de
maneira que atenda as particularidades de cada servigo envolvido e promova uma sinalizagao
eficiente para o investimento em rede de transmissdo e suporte de reativo. A Figura 4.3 —
mostra esquematicamente essa divisao.

Rateio do custo de

Suporte 50% suporte de reativo nas
Geradores linhas em fungao do
fluxo nas mesmas

v

Rateio de 50% da RAP

50% do custo de transporte
Custo de .
transporte * Geradores em fungao do fluxo nas
linhas

Figura 4.3 — Separacao das parcelas de custo total da RAP
A discussao sobre suporte de reativo se concentra em 4.7.

Adicionalmente, neste projeto os custos de investimento na rede de transmissdo serdo
calculados com base na estimativa de uma nova tarifa de transmissao, com aprimoramento
do sinal locacional. Para o calculo destas tarifas, utilizou-se o software de célculo de tarifas de
transmissdo desenvolvido pela PSR, TARIFF, onde a metodologia Aumann-Shapley para a
determinacdo das TUSTs dos geradores foi aplicada (TUSTys).

4.4 Alocacao da RAP entre geradores e consumidores

O desenho da relagdo entre geragdo, transmissdo e consumo de um sistema elétrico pode ser
definido de duas maneiras:

e Osgeradores funcionam como uma cooperativa, que é responsavel por construir toda
a infraestrutura para escoar a sua produgdo até os consumidores finais,
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e A cooperativa dos geradores constréi a infraestrutura até o um ponto intermediario,
sendo a cooperativa de consumidores responsavel por construir a infraestrutura
restante para acessar o produto.

No primeiro caso o gerador arca inicialmente com todos os custos de transmissdo e no
segundo os custos sdo divididos igualmente entre geracdao e consumo. Como estes custos
serdo incluidos no preco de energia do gerador que é repassado para os consumidores, no
final do dia todo o investimento na infraestrutura de transporte sera arcado pelos
consumidores.

O Brasil atualmente adota a segunda alternativa de rateio dos custos, onde 50% da RAP é paga
pelos geradores e 50% pelos consumidores. E como se o ponto intermediario até onde os
geradores se responsabilizam por arcar com os custos de transmissdo fosse o centro de
gravidade do sistema. Este procedimento é similar ao rateio dos custos de perdas da
transmissdo, onde 50% é arcado por geragdo e 50% pelo consumo, através da liquidagdo do
mercado de curto prazo no centro de gravidade.

Neste trabalho serd mantida a mesma légica de rateio dos custos de transmissdo entre
geradores e consumidores. Isto significa que os custos de infraestrutura calculados refletem
apenas 50% dos custos totais que serdo pagos pelos consumidores.

4.4.1 Alocacao do custo de transmissao entre os geradores

O seguinte procedimento é utilizado para o calculo do custo de transmissdo que deve ser
alocado a cada gerador.

1. Simule o sistema considerando a rede de transmissdo em detalhe no ambiente de
operacdo SDDP. Simulagdo operativa da base de dados eletroenergética.

2. No ambiente de simulagdao TARIFF, para cada circuito do sistema, verifique qual o
cenario de fluxo maximo para o circuito. A simulagdo possui 7200 cenarios, que é o
produto de 12 meses, 3 patamares de demanda e 200 cenarios hidroldgicos.

3. Para cada cendrio de fluxo maximo, aplique a metodologia Aumann Shapley e
obtenha as TUST,s em RS.

Esta TUST,s reflete o custo da transmissdao que deve ser alocado a cada gerador. Vale
ressaltar que nesta etapa do trabalho ndo serd considerado o beneficio do desconto de 50%
da TUST para os geradores incentivados. Este custo serd discutido no relatério sobre subsidios
e incentivos.

Uma vez calculado o custo que deve ser alocado a cada gerador do sistema, o préoximo passo
é adicionar essa parcela ao custo nivelado de energia (LCOE). Para tanto, divide-se o resultado
da TUST,s em RS pela respectiva geragdo média anual (MWh), resultando em uma TUST,s
em RS/MWh. Este valor é compardvel ao custo nivelado de geracdo (LCOE) calculado nas
outras etapas deste projeto.

Como o objetivo de resumir os resultados obtidos, sera calculada a TUST,s média de cada
tecnologia e regido fazendo a soma ponderada (pela geracdo média) dos geradores de mesmo
tipo em cada regido.
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4.5 Base de dados

Nesta sessdo sera detalhada a construcdo da Base de Dados Eletroenergética a ser simulada
pelo software de despacho hidrotérmico desenvolvido pela PSR, SDDP, onde os resultados
dessa simulacdo eletroenérgetica serdo utilizados posteriormente para o cdlculo das TUSTs
dos geradores do SIN através do software também desenvolvido pela PSR, para céalculo de
tarifas de transmissdo, TARIFF. E importante destacar que a base de dados eletroenergética é
o acoplamento de duas bases de dados: (i) Base de dados de Geracdo — PDE 2026 e (ii) Base
de dados de transmissao — PDE 2026, onde no processo de acoplamento das bases nenhuma
informacdo foi destruida, apenas modelada de forma diferente para uma melhor
representacdo do sistema. Como exemplo, tem-se a separacdo das usinas que injetam
poténcia em diferentes barras elétricas do sistema. Esse tdpico serd mais bem descrito nos
préximos paragrafos.

Base de dados de
Geracdo—PDE 2026

Base de dados
Eletroenergética

A C
{ Vi " i
K- 3 Vo
R o 3 /
[P \ )

gh —>

Base de dados Transmissao V A ]
- PDE 2026 oA
i Wl E
A
T

3

Figura 4.4 — Bases de Dados: (i) Base de dados de Geracao — PDE 2026 e (ii) Base de dados de
transmissao — PDE 2026

De forma simplificada, pode-se resumir o processo de acoplamento da rede de transmissdo a
base de geracdo de acordo com a Figura 4.5. Destacam-se alguns processos importantes para
a confec¢do da base de dados eletroenergética que serdo detalhados mais a frente.

1. Compatibilizagao Gerag¢do x Transmissdo
a. Alocacgdo de cada gerador em uma barra do sistema,
b. Modelagem de usinas que injetam poténcia em mais de uma barra do
sistema,
c. Representacdo individualizada para pequenas usinas ndo despachadas de
forma centralizada pelo ONS.
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2. Representagao dos limites de intercambio
a. lIdentificacdo do conjunto de circuitos de intercAmbio que fazem parte da
restricdo de limite de intercambio.

Procedimentos de ajuste

temporal dos arquivos de rede
durante os ciclos tarifarios

Base de dados Transmisséo —
PDE 2

026
O00O0O0

Representagdo do grupo O
gerador adequado para rede

de transmiss&o: Base de dados de

- separagdode plantas que se :> Geracéo — PDE 2026
conectam em diferentes barras O b O O O O
da rede de transmissao.

- Representacdoindividual de

Conversor
(@Netplan)

Base de dados

Eletroenergética

energia renovavelndo
convencional Associagdode geragdo x O
barra

Localizagdo de cada gerador
individual na rede de

transmissdo

Figura 4.5 — Construcao da Base de dados Eletroenergética

Compatibilizagdo Geragdo x Transmissdo

Para a compatibilizacdo da base de dados de geracdo inicialmente identificou-se a localizacdo
de cada gerador existente nas barras do sistema. Apds a alocacdo desse conjunto de
geradores, estimou-se a conexdo dos geradores futuros (hidrelétrica, termelétrica, edlicas,
solar, biomassa) de acordo com a evolugdo da rede de transmissdo. Posteriormente
identificou-se o conjunto de usinas que injetam energia em diferentes pontos da rede. A nova
modelagem para essas usinas é importante devido ao impacto em diferentes troncos de
transmissdo. As usinas representadas em mais de duas barras no caso eletroenergético foram:
UHE Mascarenhas de Moraes, UHE Santo Anténio, UHE Henry Borden, UHE Itaipu e UTE Juiz
de Fora. De forma a exemplificar o impacto e a importancia dessa modelagem, na Figura 4.6
apresenta-se a representacdo da UHE Mascarenhas de Moraes, usina cuja injecdo de poténcia
ao SIN é feita através de duas barras elétricas com niveis de tensdes distintos. Isso significa
gue, caso a modelagem da usina fosse mantida de acordo com a base de dados energética,
utilizar-se-ia apenas a modelagem de uma usina injetando poténcia em apenas um tronco de
transmissdo, o que ndo equivale a operacdo real do sistema.

PSR 47



CUSTOS E BENEFiICIOS DAS FONTES DE GERAGCAO ELETRICA- CADERNO DE INFRAESTRUTURA

1511 \
| JAGUARMGMS
\ ‘.\/\ [
T 1746 —
\ J —MG118 I
vAeuA';asfam' - = -
e \\ —
T
. \\\
e T
~ \
-_\_\_“_ m \ 1302
R gt masoo 400 v MASC. MORAES 0. MASC MORAES2
K 10 2 @ o (8007)
% 9
/ MG345
\\ \ \% MA3C-AUHE013
/
/ \ mscgwam 2890
X YASC-BUHEO13
@
/ \ \
2492/ i i \ \
FRANCA'SP136
2493
e 7 DIAMAN-SP138 \
/ @

Figura 4.6 — Exemplo de modelagem de usinas com injecao de poténcia em diferentes barras
elétricas do sistema

Simulacbes eletroenergéticas

As primeiras simulacdes foram executadas sem a representacdo completa da rede de
transmissdo (representacdo pelo modelo de transportes, utilizada no PDE 2026), de modo a
isolar os efeitos da representacdo de usinas conectadas a mais de uma barra. Os resultados
atestaram a adequacdo da representacdo escolhida. O préximo passo foi a determinacado de
uma politica operativa para o sistema. De modo a emular o procedimento de operagdo, em
gue a programacdo da geracdo de longo prazo e de médio prazo sdo realizadas com a
representacdo da rede de transmissao através de um modelo de transportes, utilizam-se as
informac6es do valor da agua (funcdo de custo futuro do volume dos reservatérios) e os
volumes mensais iniciais dos reservatodrios advindos desta primeira simulagdo puramente
energética como dados de entrada para a realizacdo de simulacGes eletroenergéticas (com a
representacdo do modelo detalhado da transmissdo).

A simulagdo eletroenergética é executada com a representa¢do completa da rede através do
modelo de fluxo de poténcia linearizado, o que permite modelar individualmente cada um
dos circuitos que compdem a Rede Bdsica do SIN. A rede de transmissdo é composta com
aproximadamente 10.000 barras e 14.000 circuitos. S3o consideradas restricdes de
carregamento térmico além das restri¢cbes de intercambio inter-regionais (soma de fluxo em
circuitos) mencionadas anteriormente. Além dos circuitos que compdem a Rede Basica, é
representada toda a rede de simulagdo correspondente aos casos do PDE 2026 (o que inclui
também circuitos em niveis de tensdo mais baixos que sdo relevantes para modelar de forma
fidedigna o comportamento da rede de transmissao).

A simulacdo eletroenergética foi realizada considerando o ano alvo de 2026, que guarda
relagdo com o caso utilizado para o cdlculo dos outros atributos discutidos ao longo do estudo.
O numero de cendrios hidroldgicos simulados foi 200 (duzentos) e foram consideradas todas
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as usinas existentes e toda a geracdo de expansao projetada pela EPE, também para o ano de
2026.

Calculo da RAP

A RAP total a ser recuperada nas simulacbes deste estudo é a mesma definida pela REN
2558/2017, em que se estima que os custos de transmissdo sejam da ordem de 37 bilhdes de
reais.

4.6 Resultados

Apresentam-se neste capitulo os resultados da alocacdo do custo de investimento na rede de
transmissao.

A Figura 4.7 mostra o resultado comparativo das tarifas para o segmento geracdo
considerando as metodologias estudadas Nodal x Aumann-Shapley. As seguintes premissas
foram inseridas para a comparacao visual entre os resultados das metodologias:

i.  ATUST,; foi dividida pelo MUST de cada usina, mesma base que a TUSTy,qq1- D€SSa
forma, as TUSTs calculadas sdo compardveis e s3o apresentadas em RS/kW.més.

ii. De acordo com a metodologia proposta de TUST,s, estas recuperam toda a RAP do
ciclo tarifdrio enquanto a Metodologia Nodal aloca para o segmento de geragdo 50%
da receita total a ser paga para as transmissoras. Para a comparagdo mostrada na
Figura 4.7, as TUST,s sdo apresentadas considerando também a recuperagdo de 50%
da RAP.

iii. Considera-se para ambas as metodologias o mesmo MUST total projetado para o ano
de 2026, ou seja, evidencia-se aqui uma diferenciacdo da base de dados oficial **para
o calculo de tarifas nodais no sistema.

Observa-se que diferentemente do resultado do Método Nodal, o sinal locacional obtido
através da Metodologia Aumann-Shapley é maior, ou seja, traz uma maior diferencia¢do entre
as tarifas obtidas dos geradores de acordo com sua localizagdo. Por exemplo, observa-se pelo
mapa da direita que as tarifas das usinas edlicas instaladas no Sul do Brasil tém tarifas mais
elevadas do que quando comparadas as tarifas calculadas para o mesmo ciclo tarifario com a
Metodologia Nodal (mapa da esquerda). Esse aumento de tarifa é esperado devido essa
geracao estar longe dos centros de demanda tanto do Sul quanto do Sudeste. Nesta mesma
condigdo, estdo as TUST,s do Nordeste que se mostram elevadas devido o escoamento de
energia para o atendimento das demandas do Sudeste.

Em geral, as TUST,5 sdo mais elevadas em localizagdes onde a presenga de demanda é mais
escassa. As TUST,s no Sudeste tendem a ser mais baratas onde as usinas que estdo mais
proximas ao principal centro de carga.

24 Resolugdo Normativa 2259/2017
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Metodologia Nodal Metodologia Aumann - Shapley

— >15.00 R$/kW.month >15.00 R$/kW.month

- 7.5.00RS$/kW.month

L]
l 0.00R$/kW.month

- 7.5.00 R$/kW.month

0.00 RS/kW.month

Figura 4.7 - Resultado das tarifas de transmissdo para o segmento geracao

De formailustrativa, destaca-se um exemplo de tarifas calculadas para uma edlica no nordeste
em que no ciclo tarifario de 2025-2026 tem uma tarifa projetada de TUSTnoqar =
7.4RS/(kW.més). Considerando entdo a metodologia proposta ha um aumento de 34% na
tarifa dessa mesma usina, atingindo TUST,s = 9.9R$/(kKW. més).

Resultados para o Sudeste

A Figura 4.8 apresenta os resultados das tarifas com o foco no subsistema Sudeste/Centro
Oeste. Ressalta-se que a regido Acre Rondonia é considerada energeticamente no Subsistema
Sudeste. Esta regido ndo é mostrada na Figura 4.8.
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Metodologia Nodal Metodologia Aumann - Shapley

B >15.00R$/kW.month

o 7.5.00R$/kW.month

0.00R$/kW.month

Figura 4.8 - Resultado das tarifas de transmissao para o segmento geracao - Sudeste

Comparando a TUST média proporcional ao MUST contratado do Sudeste para cada
metodologia, tem-se tarifas médias iguais com valor aproximadamente TUSTynoqa =
TUST4s = 7.0 RS/(kW.més). Os valores médios ndo diferem um do outro, porém observa-se
que quando se compara as tarifas dos geradores, os valores de TUST,s sdo distintos e tendem
a ser menores em localizagdes mais proxima da carga. Os pontos de cor rosa evidenciam esse
comportamento da TUST,s se comparado a TUSTyogai-

A Figura 4.9 compara as tarifas das duas metodologias para um grupo de geradores da regido
Sudeste. Conclui-se que a metodologia Nodal superestima cerca de 70% das tarifas aplicadas
aos geradores localizados no subsistema sudeste.
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Resultados para o Sul

A Figura 4.10 apresenta os resultados das tarifas com o foco no subsistema Sul.

Metodologia Nodal Metodologia Aumann - Shapley

§  >15.00R$/kW.month

7.5.00R$/kW.month

0.00R$/kW.month

Figura 4.10 - Resultado das tarifas de transmissdo para o segmento geragao - Sul

Observa-se o0 mesmo comportamento da TUST média proporcional ao MUST contratado no
Sul em relacdo as tarifas calculadas no Sudeste para cada metodologia. Tem-se tarifas médias
proximas com valor aproximadamente TUSTypqq1 = TUST4s = 7.0 RS/(kW.més). Os valores
médios ndo diferem um do outro, porém observa-se que quando se compara as tarifas dos
geradores, os valores de TUST,s sdo distintos e tendem a ser menores em localizagdes
préximas a carga. Os pontos de cor rosa evidenciam esse comportamento da TUST. Ja para
as TUSTyoqaq1, N0 ha essa diferenciagao.

A Figura 4.11 compara as tarifas das duas metodologias para um grupo de geradores da regido
Sul. Conclui-se que a metodologia Nodal superestima cerca de 50% das tarifas aplicadas aos
geradores localizados no subsistema sul.
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Figura 4.11 — Resultado das tarifas de transmissao por gerador - Sul

Resultados para o Nordeste

A Figura 4.12 apresenta os resultados das tarifas com o foco no subsistema Nordeste.
Metodologia Nodal Metodologia Aumann - Shapley

>15.00 R$/kW.month

- 7.5.00RS/kW.month

0.00 R$/kW.month

Figura 4.12 — Resultado das tarifas de transmissao para o segmento geracao - Nordeste

Comparando a TUST média proporcional ao MUST contratado do Nordeste para cada
metodologia, tem-se tarifas médias distintas com valores aproximadamente de TUSTyogqq1 =
6.0 (kW.més)e TUST,s = 9.0 RS/(kW.més). Os valores médios diferem um do outro assim
como os valores por gerador. Entende-se que a TUST4s média é mais elevada devido a
melhora no sinal locacional, na qual os geradores do Nordeste pagam uma tarifa mais elevada,
pois utilizam mais a rede para atender demandas que estdo distantes da carga.
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A Figura 4.13 compara as tarifas das duas metodologias para os geradores da regido Nordeste.
Conclui-se que a metodologia Nodal subestima cerca de 90% das tarifas aplicadas aos
geradores localizados no subsistema Nordeste.
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Figura 4.13 - Resultado das tarifas de transmissdo por gerador - Nordeste

Resultados para o Norte

A Figura 4.14 apresenta os resultados das tarifas com o foco no subsistema Norte.

Metodologia Nodal Metodologia Aumann - Shapley

-,

B >15:00R$/kW.month
I 7.5.00R$/kW.month
0.00R$/kW.month
Figura 4.14 - Resultado das tarifas de transmissdao para o segmento geragao - Norte

Comparando a TUST média proporcional ao MUST contratado do Norte para cada
metodologia, tem-se tarifas médias distintas com valores aproximadamente TUSTyoqq1 =
6.0 (kW.més)e TUST,s = 8.0 RS/(kW.més). Os valores médios diferem um do outro assim
como os valores por gerador. Entende-se que a TUST, 5 média é mais elevada devido a
melhora no sinal locacional, onde os geradores do Norte pagam uma tarifa mais elevada, pois
utilizam mais a rede para atender demandas que estdo distantes da carga.
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A Figura 4.15 compara as tarifas das duas metodologias para os geradores da regidao Norte.
Conclui-se que a metodologia Nodal subestima cerca de 90% das tarifas aplicadas aos
geradores localizados no subsistema Norte.
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Figura 4.15 - Resultado das tarifas de transmissao por gerador - Norte

A tabela a seguir apresenta a tarifa alocada a cada gerador, separado por fonte, que participa
da expansao do sistema para a recuperagdo do custo da rede de transmissdo. Os valores foram
obtidos considerando os fatores de capacidade utilizados para o calculo do LCOE.

A tabela mostra os valores de tarifa expressas em RS/MWh para cada fonte que participa da
expansdo do sistema e por regido considerando a analise avessa ao risco. A separagdo da fonte
por regido foi feita para que o aspecto locacional fosse considerado de forma macro ja que
dentro do mesmo subsistema, as tarifas de transmissdao podem variar, conforme visto ao
longo do relatdrio.

Tabela 4.1 - Tarifa em [R$/MWAh] para recuperacio dos custos da rede de transmissao

Custo de

Fonte Transporte

[RS/MWh]
Gas CC NE 17.8
GAS CCSE 11.0
Gas CASE 53.8
GNL CC SE 5.0
UHE 19.4
EOL NE 18.5
EOLS 19.4
PCH SE 11.6
BIO SE 9.8
SOL NE 30.0

As fontes a gas ciclo aberto totalmente flexiveis apresentam valor de tarifa em RS/MWh,
elevadas. Isso é devido ao baixo fator de capacidade da fonte, de apenas 2%, nos poucos
cendrios em que essa usina é despachada. As tarifas das outras fontes, edlica, solar, PCH e
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biomassa, variam de 15RS/MWh a 40RS/MWh. Destaca-se que a fonte solar apresenta uma
tarifa elevada, principalmente a solar localizada no Nordeste que é a regido na qual os valores
das tarifas sao mais elevados.

4.7 Suporte de reativo

O suporte de reativo é destinado ao controle de tensdo da rede de operagdo, por meio do
fornecimento ou absorcao de energia reativa, para manutencao dos niveis de tensao da rede
de operagdo dentro dos limites de variagdo estabelecidos pelo Procedimentos de Rede do
ONS.

Os equipamentos que contribuem para o suporte de reativo sdo as unidades geradoras que
fornecem poténcia reativa, as que operam como compensadores sincronos e o0s
equipamentos das concessionarias de transmissado e de distribuicdo para controle de tensao,
entre eles, os bancos de Capacitores, Reatores, Compensadores Estaticos, e outros.

4.7.1 Metodologia

Como visto no inicio do capitulo, na sessdo 4.3, um problema identificado na metodologia
atual de calculo da TUST, é a auséncia de uma componente locacional para o servico de
suporte de reativo, oferecido por determinados equipamentos. Atualmente, os custos deste
servico estdo dentro da RAP, juntamente com outros custos, como os de investimento em
linhas e torres de transmissdo, e, portanto, sdo todos rateados, entre os geradores, pela
mesma metodologia de calculo da TUST, que observa o fluxo na rede, ndo levando em
consideracdo que o suporte de reativo esta relacionado a problemas de suporte local.

Pararesolver esta questao, foi proposta uma metodologia onde os custos de servigo de reativo
foram separados da RAP total do sistema e, entdo, rateados utilizando-se o método de
Aumann Shapley, apresentado em 4.2.2.

Inicialmente identificou-se na rede de transmissdo todos os equipamentos que prestam
suporte de reativo, de cada uma das subestacdes, e estimou-se um calculo do investimento
desses equipamentos de acordo com o banco de pregos ANEEL. Uma vez que o custo total de
investimento em equipamentos de reativo foi levantado, CAPEX,¢qtivo, €Stimou-se uma

RAP,o4tiv0, Para os mesmos considerando a relagao RAPTeativo/CAPEXreativo = 20%% .

Essa estimativa de RAP,.4tivo S€ torna necessdria para manter a coeréncia com o
procedimento adotado para o calculo de TUST referente ao custo de transporte, no qual a
tarifa calculada remunera o investimento, operacdo e manutencdo do ativo ao longo de sua
vida util. Como resultado a RAP,q4tiv0 total dos ativos é aproximadamente 10% do RAP total
do sistema no ano de 2026.

25 A relagdo RAP/ CAPEX = 20% é uma aproximacdo dos valores observados na defini¢do da RAP méaxima nos leildes
de transmissdo.



CUSTOS E BENEFiICIOS DAS FONTES DE GERAGCAO ELETRICA- CADERNO DE INFRAESTRUTURA

Para realizacdo da alocacdo dos custos desses equipamentos, atribuiu-se um “custo de
reativo” para os circuitos conectados a subestacées com a presenca desses equipamentos. O
rateio entdo é realizado de acordo com a féormula:

RAP, ¢4t1v0 alocado para o circuito

5 Custo _ capacidade do circuito

shunt ( capacidade )
circuitos conectados

custo o
[R—$ +2 (shunt de linha> x20%
MW

4.7.2 Resultado
A Figura 4.16 traz a RAP,...,, alocada para cada circuito do sistema. Como esperado, os

circuitos que estdo conectados a subestagGes que possuem equipamentos de reativo
associado e/ou linhas que reatores shunt possuem custos de reativo mais levados.

L) A

R A

m >13.300,00 kR$

-— 6.650,00 kRS

l 0,00 kRS

Figura 4.16 — Custo de suporte de reativo por linha de transmissao

Por fim, o ultimo passo é realizado fazendo o rateio do custo de suporte de reativo. Como
resultado, tem-se entdo a TUST,eqtivo Para cada gerador do sistema. A Figura 4.17 mostra
os resultados obtidos com a metodologia proposta de calculo dos custos do servigo de suporte
de reativo. Verifica-se que geradores localizados no Nordeste possuem TUST,z4tivona faixa
de 2 RS/kW.més, exceto aqueles localizados no litoral, que possuem custos muito mais baixos
(cerca de 1 RS/kW.més ou menos) do que um gerador localizado mais no centro. Os geradores
localizados no Sudeste possuem TUSTyeqtivo Proximos de 1 RS$/kW.més.

70 W s
|- LooRs/aw.mis
L 0,00 R$/W.més

Figura 4.17 — Apresentacao geografica da TUST Reativo por gerador
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Por fim, apresenta-se as TUSTy¢qtivo €XPressas em RS/MWh de acordo com a metodologia
avessa ao risco na Tabela 4.2.

Tabela 4.2 — Tarifa em [R$/MWh] para recuperagio dos custos de equipamentos de suporte de
reativo

Custo Reativo

Fonte [RS/MWh]
Gas CCNE 0.3
GAS CCSE 0.4
Gas CA SE 1.9
GNL CCSE 0.2
UHE 2.0
EOL NE 4.7
EOLS 2.3
PCH SE 0.8
BIO SE 0.7
SOL NE 7.1
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5 CUSTO DAS PERDAS

5.1 Bases conceituais

A existéncia de perdas de energia nos sistemas de transmissao resulta em que a geracao de
energia no SIN é, em qualquer momento, superior ao consumo liquido de energia medido nos
pontos de conexao dos agentes consumidores a Rede Bdsica.

A filosofia de alocacdo dos custos adicionais de geracao devido as perdas no sistema de
transmissdo utilizada no Brasil ndo envolve a alocacdo direta destes custos adicionais de
geracao a agentes, mas sim a alocacao das préprias perdas de energia aos agentes do SIN.

Existe no Brasil um processo semanal de alocacdo de perdas de energia no sistema de
transmissdo, realizado pela CCEE durante o processo semanal de contabilizacao de energia
comercializada pelos agentes no Mercado de Curto Prazo (contabilizacdo e fechamento do
mercado).

Este esquema funciona da seguinte maneira:

e As perdas totais de energia em cada semana e em cada patamar de carga (carga
pesada, média e leve) é contabilizada. Uma parcela de 50% deste montante total é
alocada ao segmento consumo, e os 50% restantes sdo alocados ao segmento de
geragao.

e Procede-se entdo a alocacdo das perdas aos agentes de cada segmento. Para o
primeiro segmento, isso é feito simplesmente em proporg¢do ao consumo liquido das
cargas, medido em MWh no ponto de conexdo do agente a Rede Basica dentro de
cada patamar de carga. Para o segmento de geracao, isto é feito de maneira andloga:
a cada gerador sdo alocadas perdas proporcionais a producao liquida injetada a Rede
Basica no ponto de conexdo, conforme medi¢Ges em cada periodo de carga. Pode-se
notar que tal procedimento nao traz qualquer diferenciagdao dos montantes de perdas
alocados ao agente em funcdo de seu ponto de conexdo a Rede Basica (isto €, ndo traz
qualquer componente locacional na alocagdo).

e Para o propésito de contabilizacdo e fechamento de mercado, o montante contdbil
pelo qual cada consumidor é faturado corresponde a soma do seu consumo medido
e das perdas a ele alocadas — isto tem o efeito equivalente de aumentar o montante
de energia pelo qual o consumidor é faturado. Isto é feito através da multiplicacdo do
montante medido por um fator de perdas, que para agentes do segmento de consumo
serd sempre maior que a unidade: montante contdbil = montante medido - fator de
perdas.

e Para os geradores, o montante contdbil considerado para o processo de
contabilizagdo e fechamento de mercado corresponde ao montante medido menos
as perdas alocadas ao gerador. Isto tem o efeito de reduzir o montante contabil, em
comparag¢do com a producdo medida. Isto é feito também através da aplicagao de um
fator de perdas, que para agentes do segmento de geragdo serd sempre menor que a
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unidade, através da expressdao: montante contdbil = montante medido - (1 — fator de
perdas).

A Figura 5.1 ilustra este processo de alocacao de perdas, para um dado patamar de carga em
uma semana ficticia, e utilizando nimeros ilustrativos apenas.

875

850 - Gerag8o e consumo para
propositos contédbeis = 825 MWh

825 - mmmm  — -————E———
800 -

= Perdas alocadas
775 - Medicdo

Energia [MwWh]

750
725 -

700 + l

Geragdo Consumo

Figura 5.1 - llustracao do processo de alocacao de perdas de energia na Rede Basica

O esquema atual de alocacao de perdas no sistema de transmissdo ndo captura a dependéncia
com a localizagdo dos agentes. A alocagdo de perdas garante que a geragao contabilizada total
do sistema coincida com a carga contabilizada total. O ponto virtual onde as perdas entre
produtores e consumidores se igualam é denominado Centro de Gravidade (onde sdo
consideradas todas as vendas e compras de energia na CCEE).

5.2 Metodologia

A metodologia proposta?® pela PSR busca incorporar o sinal locacional também no célculo das
perdas, através de uma alocag¢do por meio do método de participagdes médias em que se
mapeia a responsabilidade da injecdo de poténcia em um ponto do sistema nos fluxos que
percorrem as linhas de transmissdo. A ideia desta metodologia, de forma simplificada, é
realizar o cdlculo da perda especifica de cada gerador e, entdo, utiliza-la no calculo do LCOE e
atributos, considerando-se a geragdo efetivamente entregue para o consumidor (no centro
de gravidade). O cdlculo dos demais atributos e do LCOE foi feito com base na expectativa de
geragdo na barra do gerador.

Desta maneira, o custo de perdas em RS/MWh é obtido por:

1
Custo de Perdas [R$/MWh] = (LCOE + Atributos) <(1 Perdas(%)) - 1)
— Perdas(%

26 O objetivo deste trabalho ndo é propor uma mudanga na liquidagdo do setor elétrico, mas somente explicitar os
custos das fontes da expansao do sistema.
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5.3 Resultados para as fontes de expansao

A Tabela 5.1 ilustra os resultados em percentual da perda total do sistema. Como esperado,
verifica-se que da mesma forma que nos custos de transporte, os geradores que estdo
localizados mais proximos do centro de carga terdo custos menores com perdas do que
aqueles mais distantes. Cabe ressaltar que a “qualidade” das caracteristicas da rede de
transmissdo também é importante e entende-se como “qualidade” os pardmetros dos
circuitos. Como as perdas nos circuitos estdo intimamente relacionadas ao parametro
resisténcia do circuito, caso o gerador esteja conectado em um circuito que tenha alta
resisténcia, este também tera um fator alto de responsabilidade sob as perdas.

.—2%
oy

Figura 5.2 — Alocac¢ao das perdas em [%] da rede de transmissao para geradores do sistema

As perdas dos circuitos em que as biomassas estdao conectas no Sudeste é um exemplo em
gue os parametros dos circuitos afetam significativamente as perdas do sistema. Essas usinas
estdo proximas do centro de carga do Sudeste, porém conectadas a circuitos com valores
elevados de resisténcia. A mesma analogia pode ser feita para as usinas solares do Sudeste
conectadas no interior de Minas Gerais.

Por fim, mostram-se as perdas em porcento das perdas totais do sistema alocados para cada
grupo de usinas da expansdo. Esses fatores serdo considerados no LCOE para o calculo do
custo de geragdo final.



CUSTOS E BENEFiICIOS DAS FONTES DE GERAGCAO ELETRICA- CADERNO DE INFRAESTRUTURA

Tabela 5.1 - Resultado do calculo do custo de perdas para as usinas de expansao do sistema
Tipo Regido Perdas [%]

UHE suU 1.16
UHE SE 3.10
UHE NE =
UHE NO 0.02
BIO suU 0.71
BIO SE 1.38
BIO NE -
BIO NO -
PCH SuU 1.22
PCH SE 0.91
PCH NE 1.20
PCH NO -
EOL suU 1.03
EOL SE -
EOL NE 1.98
EOL NO -
SOL suU 0.98
SOL SE 3.68
SOL NE 0.62
SOL NO =
UTE suU 0.97
UTE SE 0.93
UTE NE 0.21
UTE NO -
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6 CONCLUSOES

O estudo desenvolvido para o Instituto Escolhas visa avaliar custos e beneficios reais de cada
fonte de expansdo, considerando os impactos (positivos ou negativos) para a operagao do
sistema elétrico. Este caderno concentrou-se nas andlises efetuadas para a valoracao dos
custos (promovidos ou evitados) de investimento em infraestrutura que sdo demandados
pelas fontes de geracdo considerando quesitos operativos e de investimentos.

Considera-se como investimentos de infraestrutura a necessidade de construcdo de novos
equipamentos de geragéio e/ou transmisséo.

Os custos de infraestrutura deste caderno foram divididos nas seguintes categorias:
1. Reserva probabilistica de geracao

Equilibrio da frequéncia

Rede de transmissao

Suporte de reativo

Perdas

e wN

A Figura 6.1 compila todos os resultados dos custos de infraestrutura.

W Custo de W Custo da Reserva Perdas Custo Reativo Custo da Inércia Beneficio da Inércia
Transporte
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£ 30

17

18
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Gas CC NE Gas CC SE Flexivel Gas CA SE Flexivel GNL CC SE UHE EOL NE EOLS PCH SE BIO SE SOL NE SOL SE
Sazonal Inv.3315 nv.3315 Inv.2321 Sazonal Inv.3315
VU 360 CVU 400 VU579 VU170 Inv. 8000 Inv. 4000 nv. 4000 Inv. 7500 Inv. 5500 Inv. 3600 Inv. 3600

Figura 6.1 — Compilacao dos atributos referentes ao custo de infraestrutura

Verifica-se que a térmica a gas ciclo aberto tem o custo total de infraestrutura mais elevado
quando comparado ao custo de infraestrutura das outras fontes chegando a 61 RS/MWh. A
edlica localizada no Nordeste tem o custo de 38 RS/MWh enquanto a edlica localizada no Sul,
um custo de 54 RS/MWh. O custo de infraestrutura total da biomassa no Sudeste é de 12
RS/MWh enquanto o da usina solar no Nordeste é de 49 RS/MWh. Se a solar estiver localizada
no Sudeste, o custo total aumenta para 55 RS/MWh.

Uma vez calculado o custo de infraestrutura que deve ser alocado a cada gerador do sistema,
0 proximo passo é adicionar essa parcela ao custo nivelado de energia (LCOE).
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