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1 INTRODUÇÃO 

O escopo do estudo desenvolvido para o Instituto Escolhas visa avaliar custos e benefícios 

reais de cada fonte de expansão, considerando os impactos (positivos ou negativos) para a 

operação do sistema elétrico considerando-se a inserção de fontes renováveis.  

O projeto possui ao todo quatro cadernos que são divididos da seguinte forma: (i) Caderno 

Principal que contém uma visão geral de todo o projeto, e outros três cadernos técnicos: (ii) 

caderno Serviços de Geração, (iii) caderno de Serviço de Infraestrutura e (iv) caderno 

Incentivos e Subsídios. Os cadernos técnicos possuem o detalhamento das metodologias e das 

premissas utilizadas referentes a cada atributo apresentado em seus conteúdos. Dentro de 

uma ordem didática, considera-se o Caderno Principal com visão geral e resumo executivo do 

projeto, o caderno de Serviços de Geração como o primeiro caderno técnico frente aos outros 

que foram desenvolvidos, o segundo caderno técnico é o de Serviços de Infraestrutura e o 

terceiro caderno técnico é o de Incentivos e Subsídios e Custos de emissão, com o 

detalhamento das metodologias e das premissas utilizadas.   

Este caderno, Serviço de Infraestrutura, se concentra se concentra nas análises efetuadas para 

a valoração dos custos (promovidos ou evitados) de investimento em infraestrutura que são 

demandados pelas fontes de geração considerando quesitos operativos e de investimentos, a 

saber, reserva probabilística de geração, equilíbrio de frequência focado no serviço de inércia, 

custos de infraestrutura de transporte e suporte de reativo e custo das perdas. 

1.1 A infraestrutura para a prestação dos serviços de geração 

 Equilíbrio de potência-frequência 

É de responsabilidade do Operador Nacional do Sistema (ONS) prezar pelo funcionamento da 

rede de operação1, incluindo a padronização, a pré-operação, a operação em tempo real e a 

pós-operação. Essas atividades são executadas com o objetivo de assegurar a otimização, a 

confiabilidade, a segurança e a integridade física do conjunto de instalações que constituem 

esta rede de operação. Para isso é necessário dispor de uma infraestrutura de equipamentos 

que são construídos e disponibilizados para o perfeito funcionamento da rede de operação na 

presença de desbalanços de potência entre carga e geração decorrentes de diversas situações 

operativas, como por exemplo, quebras de equipamentos de geração e transmissão, 

incertezas na demanda realizada e geração das usinas renováveis intermitentes. 

Com intuito de priorizar o suprimento de energia, inclusive na ocorrência de condições 

operativas adversas, o sistema elétrico possui uma infraestrutura de equipamentos que 

compõem os centros de controle que auxiliam o ONS na execução das atividades de 

coordenação, monitoramento e controle de operação.  

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

                                                           
1 A rede de operação inclui a Rede Básica, a Rede Complementar e o conjunto de usinas de energia que são 

despachadas de acordo com o programa de despacho centralizado emitido pelo ONS. 
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∙ No primeiro nível, o Centro Nacional de Operações do Sistema(CNOS), que atua sobre 

todo o SIN e lida com eventos e aspectos com impacto sistêmico; 

∙ No segundo nível, os Centros de Operação dos Sistemas Regionais (COSR), que atuam 

em uma única área de controle e lidam com eventos mais detalhados, com ações de 

impacto regional. 

Uma área de controle é uma área dentro do Sistema Interligado Nacional (SIN), para o qual 

um único COSR tem a responsabilidade de controlar a frequência e os intercâmbios de 

potência e energia. As características de uma área de controle são: 

∙ As áreas de controle têm uma capacidade de geração que permite balanceamento de 

carga e geração em qualquer condição de carregamento previsível; 

∙ As áreas de controle possuem linhas de conexão com outras áreas de controle, e que 

dispõe de sistema de medição adequado; 

∙ Os geradores que participam do Controle Automático de Geração (CAG) de cada área 

de controle são controlados pelo CAG do CSOR associado à área. 

Em termos aproximados, há uma correspondência (embora não perfeita) entre as áreas de 

controle do SIN e os submercados. O equilíbrio da potência ativa correspondente ao controle 

de frequência secundário é feito pelas unidades geradoras que participam do CAG de cada 

área de controle. O conjunto de geradores de cada área de controle que pode participar no 

CAG e as linhas de transmissão nas quais as medições são feitas são indicadas na Figura 1.1. 
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Figura 1.1 – CAG: unidades geradoras de participantes, pontos de medição. Fonte: ONS 

Com a perspectiva de crescimento das fontes intermitentes e portanto, maior incerteza na 

produção dessas fontes, estima-se a necessidade de maior utilização dessa infraestrutura já 

disponibilizada pelos Controle automático de geração (CAG) do sistema. 

 O setor de transmissão 

Para escoar a produção de energia elétrica da geração até o consumo é necessário a 

construção de uma infraestrutura de transmissão. O sistema de transmissão brasileiro até o 

final de 2017 possuía mais de 135 mil quilômetros de linhas de transmissão com tensão 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 dimensão do sistema passará a aproximadamente 155 mil km de linhas de 

transmissão. 
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Figura 1.2 – Sistema de Transmissão Brasileiro, Jun/2017 

 
Tabela 1.1 – Comprimento total das linhas de transmissão do Brasil em 2017) 

Tensão [kV] 230 345 440 500 600 CC 750 
Sistema 

Interconectado 

Comprimento total [km] 55.350 10.800 6.750 47.250 12.150 2.700 135.000 

O sistema de transmissão brasileiro cresceu significativamente nos últimos tempos, com taxas 

que ultrapassam as do crescimento da demanda de energia - os motivos estão relacionados a 

fatores relativos à expansão do sistema de transmissão, além da localização da demanda de 

energia no sistema. A tabela a seguir apresenta dados da expansão do sistema de transmissão 

brasileira, indicando que, enquanto o crescimento médio anual da demanda de energia 

elétrica no Brasil foi próximo de 2,6% ao ano no período entre 2004 e 20142, o crescimento 

médio anual do comprimento total do sistema de transmissão foi de aproximadamente 4,6% 

ao ano no mesmo período. 

O principal mecanismo de implementação para a expansão do sistema de transmissão 

atualmente em uso no Brasil, que corresponde à seleção de empresas através de leilões de 

concessões de transmissão, permitiu uma atração significativa de capital privado para o 

segmento desde o início dos anos 2000. No entanto, o papel do setor público - empresas cujos 

principais acionistas são o governo federal ou governos estaduais - no segmento de 

transmissão brasileiro ainda é notável. Isso é evidente pelos dados da Tabela 1.2 que indicam 

                                                           
2 A análise aqui apresentada foi limitada ao período entre 2004 e 2014 com o propósito de excluir a grande queda 

da demanda de energia elétrica no período entre 2015-2016 devido à recessão econômica.  
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as 10 maiores concessionárias de transmissão que operam no Brasil em termos de receita. 

Essas tabelas mostram as Receitas Anuais Permitidas (RAP) das concessionárias, conforme 

determinado pelo regulador no início dos ciclos tarifários. 

 
Tabela 1.2 – Maiores companhias de transmissão operando no Brasil em termos de receita:  

comparação entre a situação no começo de Junho de 2012 e no começo de Junho de 2016 

Ciclo Tarifário # Transmissora RAP [BRL]3 
RAP 

[% do total] 
Acionista Majoritário 

2012-2013 

(projeção do 

regulador em 

Junho de 

2012) 

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 

5 ELETROSUL 991.873. 315,32 5.6% Gov. Federal 

6 CEMIG GT 515.727. 081,41 2.9% Gov. Minas Gerais  

7 CEEE-GT 514.088.057,31 2.9% 
Gov. Rio Grande do 

Sul  

8 
Transmissora Sudeste 

Nordeste S.A. 
410.963. 202,03 2.3% 

TAESA → CEMIG →  

Gov. Minas Gerais  

9 Novatrans Energia S.A. 386.271.534,32 2.2% 
TAESA → CEMIG → 

Gov. Minas Gerais  

10 COPEL-GT 328.650.618,94 1.9% Gov. Paraná 

2016-2017 

(projeção do 

regulador em 

Junho de 

2016) 

1 
Transmissora Aliança 

de Energia Elétrica S.A. 
1.793.761.932,48 13.2% 

CEMIG → Gov. Minas 

Gerais 

2 FURNAS 1.321.425.483,16 9.7% Gov. federal 

3 CHESF 973.577.540,10 7.2% Gov. federal 

4 ELETROSUL 883.458.662,07 6.5% Gov. federal 

5 CTEEP 856.783.893,20 6.3% 
ISA (Colombian 

capital) 

6 ELETRONORTE 833.846.966,60 6.1% Gov. federal 

7 
Interligação Elétrica do 

Madeira S.A. 
525.578.153,32 3.9% 

CTEEP → ISA 

(Colombian capital) 

8 

Empresa Amazonense 

de Transmissão de 

Energia S.A. 

422.269.558,17 3.1% 
50% TAESA → CEMIG 

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. 
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Ciclo Tarifário # Transmissora RAP [BRL]3 
RAP 

[% do total] 
Acionista Majoritário 

9 CEEE-GT 336.312.718,11 2.5% 
Gov. Rio Grande do 

Sul 

10 CEMIG-GT 333.870.611,56 2.5% Gov. Minas Gerais 

As diferenças significativas entre a RAP das concessionárias, do ciclo 2012-2013 e do ciclo 

2016-2017, são geralmente explicadas pelos seguintes fatores: 

• Efeitos da renovação precoce das concessões de transmissão no final de 2012 

(portanto, após o início do ciclo tarifário 2012-2013), 

• Fusões e aquisições, especialmente aquelas envolvendo ativos que já estavam em 

operação, 

• Leilão de várias concessões de transmissão desde junho de 2012 (embora muitos 

leilões tenham tido problemas, como se verá mais adiante neste texto, algumas 

instalações foram efetivamente leiloadas). 

No entanto, como apresentado na Tabela 1.3, no início do ciclo 2017-2018, o ranking das 

maiores empresas de transmissão que operam em termos de receitas no Brasil tornou-se mais 

parecido com o ranking verificado no início do ciclo 2012-2013. Isso é explicado pelos 

pagamentos relacionados às indenizações recebidas pelas empresas de transmissão que 

tiveram suas concessões de transmissão renovadas no final de 2012. 

 
Tabela 1.3 – Maiores companhias de transmissão operando no Brasil em termos de receita no 

começo de Junho de 2017  

Ciclo Tarifário # Transmissor RAP [BRL]4 

RAP 

[% do 

total] 

Acionista Majoritário 

2017-2018 

(projeção do 

regulador em 

Junho de 2017) 

1 FURNAS  4.719.834.500,76 19.9% Gov. federal 

2 CHESF  3.122.078.084,03 13.2% Gov. federal 

3 CTEEP  2.457.248.588,74 10.4% 
ISA (Colombian 

capital) 

4 ELETRONORTE 1.944.026.217,51 8.2% Gov. federal 

5 TAESA  1.718.289.298,19 7.2% 
ISA & CEMIG → Gov. 

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. Rio Grande do 

Sul 

                                                           
4 Valores para o ciclo de tarifa 2017-2018 em Reais de Jun/2017. 
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Ciclo Tarifário # Transmissor RAP [BRL]4 

RAP 

[% do 

total] 

Acionista Majoritário 

9 
IEMADEIRA - Interligação 

Elétrica do Madeira S.A. 
544.484.545,03 2.3% 

CTEEP → ISA 

(Colombian capital) 

10 COPEL-GT  540.698.673,73 2.3% Gov. Paraná 

 

Diante do exposto, evidencia-se a grandeza do setor de transmissão e os elevados montantes 

de receita, RAP, que são pagos aos transmissores. De acordo coma regulação brasileira, as 

RAPs pagas às transmissoras advém do pagamento de encargos exercidos contra geradores e 

consumidores, o Encargo do Uso do Sistema de Transmissão, que são definidos de acordo com 

a Tarifa de Uso do Sistema de Transmissão (TUST) multiplicada pelo Montante do Uso do 

Sistema de Transmissão. As TUSTs são definidas para geradores e consumidores utilizando a 

metodologia Nodal, que será melhor explicada nas próximas sessões, de forma a 

responsabilizar o usuário pelo uso do sistema de transmissão. Será visto que o objetivo dessa 

metodologia não é alcançado por diversos motivos que serão descritos em 4.2.1.  

Um aspecto importante das Tarifas de Uso do Sistema de Transmissão é a sua capacidade de 

fornecer sinais econômicos eficientes aos usuários do sistema de transmissão para incentivar 

os agentes de geração e consumo a escolher a localização física de suas plantas e seu ponto 

de conexão com a rede de forma que resulte em a máxima eficiência operacional e econômica 

das atividades de produção, transporte e consumo de energia elétrica - principalmente em 

relação à expansão integrada de sistemas de transmissão e geração. Neste documento, nos 

referimos a esses sinais econômicos como sinais locacionais. 

1.2 Componentes dos custos de infraestrutura 

Considera-se como investimentos de infraestrutura a necessidade de construção de novos 

equipamentos de geração e/ou transmissão necessários para correta prestação dos serviços 

de geração. Didaticamente, neste estudo divide-se os custos de infraestrutura como: 

(i) Investimentos em equipamentos de resposta rápida para absorção de variação de 

desbalanço de geração e demanda sob a ótica energética, quantificado e valorado 

pelo atributo reserva probabilística e sob a ótica da rede elétrica quantificado e 

valorado pelo atributo inércia. 

 

(ii) Investimentos em infraestrutura de transmissão que compreendem a construção 

das instalações de linhas de transmissão, subestações, equipamentos para 

suporte de reativo, entre outros. Esses investimentos são alocados aos geradores 

através do cálculo de Tarifas de Uso do Sistema de Transmissão (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 probabilística de geração: representa a componente do custo da 

infraestrutura de equipamentos de resposta rápida, necessários para absorver as 

variações não previsíveis da demanda e produção renovável, que deve ser alocada a 

cada gerador.  Inclui o custo de construção de equipamentos, como baterias, e os 

“custos de flexibilidade”, como o desgaste das máquinas e dos geradores que prestam 

serviços de reserva, 

• Equilíbrio da frequência: representa a componente do custo da infraestrutura de 

equipamentos com inércia que possibilitam o equilíbrio entre oferta e demanda de 

energia e que os valores de frequência permaneçam dentro da faixa operativa. 

Portanto, este custo devo ser alocado a cada gerador e inclui o custo de construção 

de equipamentos, como inércia sintética via eletrônica de potência (eólicas, baterias, 

ultracapacitores etc.), e remuneração da inércia mecânica das máquinas tradicionais 

(hidrelétricas e térmicas).  

• Rede de transmissão: representa a componente do custo de infraestrutura de 

transmissão para geradores conectados na rede de transmissão, necessária para 

escoar a potência 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: são as perdas ôhmicas na rede de transmissão que devem ser alocadas a cada 

gerador. 

1.3 Organização do relatório 

Este relatório está dividido nos seguintes capítulos: 

• O Capítulo 2 discorre sobre os investimentos necessários ou evitados para a 

consideração da reserva probabilística no sistema e a metodologia para quantificação 

e valoração desse atributo; 

• O Capítulo 3 aborda as questões e equilíbrio de frequência relacionado à Inercia 

Sintética; 

• O Capítulo 4 expõe a problemática da alocação dos custos de investimento na rede 

de transmissão, considerando investimentos em equipamentos de transporte e 

suporte de reativo; 

• O Capítulo 5 expõe a metodologia de alocação das perdas locacionais do sistema; 

• O Capítulo 6  apresentam-se conclusões; e 

• O Capítulo  7 mostra algumas referências utilizadas neste trabalho. 
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2 RESERVA PROBABILÍSTICA DE GERAÇÃO 

2.1 Bases conceituais 

O sistema elétrico brasileiro tem como premissa a garantia de suprimento da demanda 

respeitando os níveis de continuidade do serviço de geração. Entretanto, alguns fatores tais 

como, (i) variação da demanda, (ii) escassez do recurso primário de geração, tal como pausa 

temporária de vento e/ou baixa insolação e (iii) quebras de equipamentos de geração e/ou 

transmissão, 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 dispõe do recurso chamado de reserva girante. 

 Pode-se definir a reserva girante como o montante de potência (MWs) de equipamentos de 

resposta rápida necessários para absorver as variações não previsíveis tanto da demanda 

quanto da produção renovável não convencional. Como mencionado anteriormente, os 

requerimentos de reserva devem incluir, erros de previsão de demanda, erros de previsão de 

geração renovável e possíveis indisponibilidades de equipamentos de geração e/ou 

transmissão.  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 não previsíveis 

ocorressem de forma simultânea, isto é, concomitantemente. A definição do requerimento 

de reserva somente para a parcela de erros de previsão de demanda não é algo muito difícil 

de ser estimado. Porém, a parcela relativa a erros de previsão de geração renovável adiciona 

maior complexidade no cálculo da reserva girante, como também um carácter probabilístico. 

Portanto, neste trabalho o conceito de reserva girante é mencionado como reserva 

probabilística. A definição da reserva de forma probabilística traz ganho para uma melhor 

previsão da necessidade de reserva mais próxima da flutuação da geração das fontes de 

energia renovável não convencional. 

As próximas sessões têm como objetivo descrever a metodologia de definição do 

requerimento de reserva probabilística assim como a metodologia de alocação dos custos de 

reserva probabilísticas. 

2.2 Metodologia para quantificação e alocação da reserva probabilística 

A metodologia proposta tem como objetivo determinar o custo, em R$/MWh, alocado aos 

geradores pela necessidade de aumento da reserva de geração no sistema. Para isso, deve-se 

executar os seguintes passos: (i) cálculo do montante necessário de reserva probabilística no 

sistema, (ii) cálculo do custo desta reserva probabilística e sua alocação entre os geradores 

renováveis, excluindo-se a parcela do custo provocado pela variação na demanda. 

Estes passos serão detalhados nas próximas seções. 

 Quantificação da Reserva probabilística 

Antes da inserção de renováveis com geração intermitente, o Operador Nacional do Sistema 

(ONS), definia o montante de reserva de geração por subsistema e de forma determinística, 
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ou seja, a necessidade de reserva era calculada considerando o máximo entre 5% da projeção 

de demanda para o dia seguinte e a capacidade instalada da maior máquina do subsistema.  

Com a inserção de renováveis com geração intermitente, o ONS passou a calcular o 

requerimento de reserva de geração considerando adicionalmente um percentual da 

expectativa de produção eólica para o dia seguinte. Considerando que a incerteza da geração 

renovável não convencional se dá em granularidade horária, neste trabalho propõe-se que a 

reserva probabilística seja calcula para cada hora do horizonte de estudo. O cálculo do 

montante horário de reserva probabilística possui os seguintes 5 passos: 

1) Criação de cenários de geração renovável e demanda, 

‘Para cada estágio 𝑡, hidrologia 𝑠 da operação probabilística do sistema (por exemplo, 

janeiro de 2030, cenário hidrológico 285) determina-se um conjunto 𝑞 =  1,  . . . ,  𝑄 de 

cenários de geração renovável total e demanda, representados respectivamente por 

{𝑒𝜏
𝑞

,  𝜏 = 1,  …  , 𝒯}  e {𝑑𝜏
𝑞

,  𝜏 = 1,  …  , 𝒯}. O índice 𝜏 representa o intervalo intra-estágio. 

Por exemplo, se o intervalo for horário, 𝜏 varia de 1 até o número de horas do mês (𝒯 

=730, em média). Os cenários de geração renovável {𝑒𝜏
𝑞

} são produzidos pelo modelo 

estocástico Time Series Lab (TSL), software desenvolvido pela PSR. O TSL representa a 

dependência espacial entre a produção eólica e as vazões afluentes, que é significativa no 

Brasil. Portanto, os cenários {𝑞 =  1,  . . . ,  𝑄} são condicionados à hidrologia s. 

2) Cálculo da previsão da demanda líquida (demanda – geração renovável), 

Como mencionado, a reserva deve absorver as variações não previsíveis da geração 

renovável e da demanda, isto é, as diferenças (algébricas) entre estes valores e as 

respectivas previsões. Um exemplo de variação extrema na produção renovável que era 

100% previsível foi o eclipse solar de 2015 na Europa5.  

As previsões da geração renovável e da demanda são calculadas respectivamente como: 

𝑒̃𝜏 = ∑ 𝑝𝑒
𝑞

× 𝑒𝜏
𝑞

𝑞
    ∀ 𝜏 = 1,  … ,  𝒯 

𝑑̃𝜏 = ∑ 𝑝𝑑
𝑞

× 𝑑𝜏
𝑞

𝑞
   ∀ 𝜏 = 1,  … ,  𝒯 

Sendo 𝑝𝑞 o peso (ou probabilidade) do cenário condicionado 𝑞. Os pesos {𝑝𝑒
𝑞

} e {𝑝𝑑
𝑞

} são 

dados exógenos e representam a qualidade (precisão) dos modelos de previsão da 

produção renovável e demanda. 

3) Cálculo do erro de previsão em cada hora, 

Supondo que a programação da operação foi feita para as previsões {𝑒̃𝜏} e {𝑑̃𝜏} os valores 

imprevisíveis passam a ser as flutuações da demanda líquida (demanda – renováveis) com 

relação às previsões em cada intervalo: 

                                                           
5 Embora toda a produção solar tenha baixado para zero durante o eclipse, este problema foi gerenciado pela 

programação antecipada da operação, e não por reservas. 
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𝛿𝜏
𝑞

= (𝑑𝜏
𝑞

− 𝑑̃𝜏) − (𝑒𝜏
𝑞

− 𝑒̃𝜏)     ∀𝑞 = 1,  … ,  𝑄,  𝜏 = 1,  … ,  𝒯 

4) Cálculo das flutuações do erro de previsão em cada hora, 

Finalmente, a reserva probabilística deve gerenciar as diferenças entre as flutuações da 

demanda líquida para intervalos consecutivos: 

∆𝜏
𝑞

= 𝛿𝜏+1
𝑞

− 𝛿𝜏
𝑞

    ∀𝑞 = 1,  … ,  𝑄,  𝜏 = 1,  … ,  𝒯 − 1 

5) Reserva probabilística é definida como a média ajustada ao risco. 

A reserva probabilística dinâmica em cada intervalo 𝜏 = 1,  … ,  𝒯 − 1 é definida por uma 

expressão ajustada a risco semelhante aos atributos anteriores discutidos no caderno de 

Serviço de geração: 

𝑅𝜏 = 𝜆 × 𝐸(∆𝜏
𝑞

) + (1 − 𝜆) × 𝐶𝑉𝑎𝑅𝛼(∆𝜏
𝑞

) 

O conceito do requerimento da reserva probabilística pode ser entendido de acordo com a 

imagem a seguir. A linha preta corresponde à previsão da demanda líquida e a linha azul área 

um possível cenário. A área cinza corresponde ao montante de reserva probabilística 

necessário em cada hora para a operação do sistema na ocorrência de eventos adversos. 

 
Figura 2-1 – Exemplo gráfico do requerimento de reserva probabilística. 

Ou seja, a partir dos cenários horários, obtém-se a previsão da demanda líquida e o erro de 

previsão a cada hora. Calcula-se então, a flutuação desse erro (variação do erro de uma hora 

para a outra) e, finalmente, a necessidade de reserva probabilística de geração total do 

sistema para protegê-lo contra essas variações de erros de previsão que podem ocorrer a cada 

hora.   

 Alocação dos Custos da Reserva probabilística 

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 geração existente como reserva. Ambas maneiras têm custos associados: no caso 

(1), investimento em nova capacidade, no caso (2), aumento do custo operativo (devido à 
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transferência de recursos de geração para a reserva, seria necessário despachar recursos mais 

caros para os sistemas). Para a determinação de como os requisitos de reserva deveriam ser 

atendidos, poderia ser utilizado um modelo de otimização para determinar a melhor 

combinação de ambas maneiras. No entanto, este projeto possui como premissa que o 

cenário de expansão desenvolvido seja o plano de mínimo custo, ou seja, a expansão da 

geração que já considere as necessidades de atendimento às restrições de reserva do sistema.  

Para determinar os custos de reserva probabilística alocados aos geradores deve-se proceder 

às seguintes etapas: 

1. Cálculo do custo da reserva probabilística de geração: (i) realizar simulação do 

sistema, para a configuração estática, sem considerar reserva operativa, obtendo os 

custos marginais e custos operativos, (ii) realizar a simulação do sistema para a 

mesma configuração anterior, acrescentando a restrição de reserva, que é horária. A 

diferença entre os custos operativos desta simulação, com reserva, e da simulação 

anterior, sem reserva, é o custo da reserva probabilística de geração. Ou seja, foi 

calculado o impacto da restrição de reserva nos custos operativos do sistema. Esta 

abordagem considera que a expansão ótima da geração considerou os requisitos de 

energia e de reserva girante. Portanto, o atendimento à reserva operativa é realizado 

pelos recursos existentes no plano de expansão, não sendo necessário ampliar a 

oferta do sistema. 

 

2. Alocação do custo da reserva probabilística de geração: os custos foram alocados 

entre os geradores em proporção a necessidade de aumento de reserva de geração 

que 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 necessária se uma eólica saísse do sistema, 

calcula-se a necessidade de reserva para o sistema considerando que esta usina 

produz exatamente o seu valor esperado de geração, ou seja, sem incerteza na 

produção horária e, em seguida, realiza-se este considerando a incerteza na produção 

horária desta usina. A variação da reserva entre os dois casos simulados representa 

a contribuição da eólica no requerimento de reserva do sistema.  Este procedimento 

foi feito com todas as fontes em análise no estudo. Nas simulações realizadas, 

considerou-se que apenas as usinas participantes dos CAGs, mostradas na Figura 1.1, 

prestam o serviço de reserva probabilística. 

Como resultado, a valoração do custo da reserva probabilística foi realizada através da 

diferença entre os custos operativos de uma simulação do despacho hidrotérmico com e sem 

a restrição de reserva probabilística de geração. Estas simulações foram realizadas com o 

modelo de despacho hidrotérmico estocástico SDDP, desenvolvido pela PSR, que possui a 

funcionalidade de representação horária da reserva probabilística. 

Já a alocação dos custos da reserva probabilística para cada gerador, 𝑧𝑛, é estimada em 

proporção à diferença para a reserva que resultaria se a geração da renovável 𝑛 fosse 100% 

previsível.  
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𝑧𝑛 =

∑ [
(𝑅𝜏 − 𝑅𝜏

𝑛)

∑ (𝑅𝜏 − 𝑅𝜏
𝑙 )𝑙

]𝜏 × 𝑅𝜏

∑ 𝑅𝜏𝜏
× 𝑧∗ 

 

Ou seja, seja 𝑧∗ o custo da reserva ótima determinada no passo anterior (investimento + custo 

adicional de operação). A alocação 𝑧𝑛 deste custo entre cada geração renovável 𝑛 =  1,  . . . ,  𝑁 

(e cada classe de demanda) e para cada tipo de fonte 𝑙, pode ser estimada em proporção às 

diferenças 𝑅𝜏 − 𝑅𝜏
𝑛, onde 𝑅𝜏

𝑛 é a reserva que resultaria se a geração da renovável 𝑛 fosse 

100% previsível (isto é, igual à respectiva previsão). 

2.3 Resultados 

Apresenta-se os resultados das simulações realizadas para o caso de trabalho Base 2026. 

Ressalta-se que as premissas de construção deste caso são as mesmas apresentadas no 

caderno de geração, onde aqui, exclui-se a responsabilidade de detalhar as premissas 

utilizadas. Para maiores informações, o leitor pode consultar o caderno de geração capítulo 7. 

Como resultado da metodologia de quantificação da necessidade da reserva probabilística 

estimou-se que é necessário 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 à demanda e à quantidade e característica 

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 relação a fonte 

solar conectada a ele. Para o Nordeste a variação do recurso primário da eólica e solar faz com 

que haja necessidade de reserva probabilística, assim como as eólicas no subsistema Sul 

enquanto no Norte basicamente a reserva probabilística é por causa da demanda.  

A Figura 2.2 e Figura 2.3 são exemplos de como a reserva probabilística varia a cada hora e 

tem suas parcelas separadas para demanda e para a fonte de geração eólica ou solar. 

 

 
Figura 2.2 – Reserva horária para o Sudeste – Janeiro 
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Figura 2.3 – Reserva horária para o Nordeste - Janeiro 

Como resultado desta metodologia foi obtido que o custo6 da reserva probabilística de 

geração para o sistema, ajustado ao risco considerando a combinação convexa 7 de CVaR (α 

=5%, λ= 20%) é igual a 7,3 bilhões por ano.  Deste custo total, 1,4 bilhões por ano foram 

causados pela variabilidade na geração das usinas eólica (1,2 bilhões/ano) e solar (0,2 

bilhões/ano), sendo o restante (5,9 bilhões/ano), correspondente a variação na demanda. 

Após a definição do requisito de reserva, e o custo que ela impõe ao sistema, aloca-se esse 

custo para as fontes responsáveis pelo requisito de reserva, eólica e solar. Para o caso Base 

2026, os custos de reserva probabilística alocado às eólicas do NE representam 7,6 R$/MWh, 

enquanto no Sul este valor é de 24,9 R$/MWh. Este maior valor é resultado da maior 

variabilidade na produção horária das eólicas na região Sul. O custo de reserva alocado para 

a solar é de 7,8 R$/MWh, valor similar ao das eólicas no Nordeste. 

 
Tabela 2.1  - Alocação dos Custos da reserva probabilística de geração 

Fonte 
Custo da Reserva 

[R$/MWh] 

EOL NE 7,6 

EOL SU 24,9 

SOL SE 7,7 

Note que estes custos são diretamente somados ao LCOE, juntamente com os atributos 

calculados no estudo.  

2.4 Reserva probabilística - Conclusões 

Esta sessão se concentrou nas análises efetuadas para a quantificação e valoração da reserva 

probabilística para o sistema dada a configuração do sistema em 2026. O cerne da questão é 

saber qual o acréscimo de custo operativo para o sistema quando a premissa de reserva 

probabilística varia a cada hora devido à incerteza no recurso primário das eólicas e solares. 

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

7 Para maiores informações acessar o caderno de geração sessão 4.3 
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Como resultado da metodologia de quantificação da necessidade da reserva probabilística 

estimou-se que é necessário 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 à demanda e a quantidade e característica 

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 relação a 

fonte solar conectada a ele. Para o Nordeste a variação do recurso primário da eólica e solar 

faz com que haja necessidade de reserva probabilística enquanto no Sul a existência das 

eólicas enquanto no norte basicamente a reserva probabilística é por causa da demanda. 

Como resultado desta metodologia foi obtido que o custo da reserva probabilística de geração 

para o sistema, ajustado ao risco considerando a combinação convexa de CVaR (α =5%, λ= 

20%) é igual a 7,3 bilhões por ano.  Deste custo total, 1,4 bilhões por ano foram causados pela 

variabilidade na geração das usinas eólica (1,2 bilhões/ano) e solar (0,2 bilhões/ano), sendo o 

restante (5,9 bilhões/ano), correspondente a variação na demanda. Após a definição do 

requisito de reserva, e o custo que ela impõe ao sistema, aloca-se esse custo para as fontes 

responsáveis pelo requisito de reserva, eólica e solar. Para o caso Base 2026, os custos de 

reserva probabilística alocado às eólicas do NE representam 7,6 R$/MWh, enquanto no Sul 

este valor é de 24,9 R$/MWh. Este maior valor é resultado da maior variabilidade na produção 

horária das eólicas na região Sul. O custo de reserva alocado para a solar é de 7,8 R$/MWh, 

valor similar ao das eólicas no Nordeste 
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3 EQUILÍBRIO DE FREQUÊNCIA  

Continuando na esfera de fatores operacionais que afetam os custos de infraestrutura, 

apresentam-se neste capítulo as análises efetuadas para a valoração da contribuição de cada 

fonte para a Inércia do sistema.  

De forma geral, pode-se dizer que a contribuição da inércia de um gerador para o sistema se 

dá quando há um desequilíbrio repentino entre geração e demanda. Este desequilíbrio pode 

ser oriundo de uma contingência8 no sistema de transmissão e/ou geração. O desbalanço 

entre geração e demanda resulta em uma variação transitória da frequência do sistema9. No 

caso de um déficit de geração, a frequência diminui. Se a variação de frequência for muito 

elevada, podem ocorrer graves consequências no sistema, incluindo interrupções no 

fornecimento de energia. Quanto maior variação da frequência, maior o risco de graves 

consequências para a integridade do sistema e ocorrências de blecautes.  Três fatores 

principais são determinantes no manter a frequência dentro da faixa operativa: inércia, 

reguladores de velocidade e controles automáticos.  A inércia dos geradores síncronos se opõe 

a variação da frequência e, portanto, quanto maior a inércia sistémica, menor a taxa de 

variação da frequência imediatamente após o desbalanço.  Em um segundo momento, a 

atuação da regulação de velocidade dos geradores evita uma maior variação, permitindo 

recuperar parcialmente a frequência.  Todavia, a recuperação só é possível se houver margem 

(reserva) de geração, ou seja, capacidade de alterar a geração de algumas unidades, para 

reduzir o desbalanço entre oferta e demanda.  Por fim, via controles automáticos de geração, 

se reestabelece a frequência nominal.  Esta ação também depende de haver reserva de 

geração. 

De forma concisa, pode-se dizer que o efeito da inércia dos geradores é reduzir a queda de 

frequência do sistema na presença de contingências que resultem em desbalanço 

significativos entre carga e geração, facilitando o reequilíbrio entre geração e demanda, via 

regulação, e consequentemente reduzindo as chances de o sistema elétrico sofrer redução de 

frequência a níveis críticos10. 

No caso de desbalanços em que a geração é superior a demanda, se tem um aumento de 

frequência, mas este pode ser mais facilmente controlado, por exemplo, via corte de geração.  

Nestes casos, da mesma forma, quanto maior a inércia, menor o aumento da frequência. 

O histórico de grandes variações de frequência devido a grandes distúrbios no SIN não é 

desprezível.  Em alguns eventos houve necessidade de grandes cortes de carga e geração, e 

em outros ocorreram perda total da carga.  Em geral, isto acontece quando há uma separação 

do sistema em duas ou mais partes, formando ilhas elétricas, ou seja, não interconectadas.  

Em uma ilha com superávit de geração a frequência aumenta e pode ser controlada com 

cortes de unidades geradoras, por exemplo.  Em contrapartida, em uma ilha com déficit de 

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

9 A frequência elétrica é uma grandeza física que indica quantos ciclos a corrente elétrica completa em um segundo. A Frequência 

Nominal do Sistema Elétrico Brasileiro é de 60Hz 

10 A frequência crítica do Sistema elétrico brasileiro é definida nos Procedimentos de rede como 58,5 Hz 
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geração, a frequência diminui e dependendo da redução, pode haver a necessidade de se 

cortar carga para restaurar o equilíbrio do sistema.  Caso este não seja alcançado, pode-se 

deixar de suprir a demanda de energia.  Destaca-se ainda que o efeito pode ser agravado pelo 

desligamento automático de usinas térmicas que não suportam trabalhar com grandes 

desvios de frequência devido a características intrínsecas das turbinas. 

Considerando o exposto, este capítulo se concentra em responder as seguintes questões: (i) 

qual a contribuição de inércia de cada fonte, isto é, hidrelétricas, termelétricas, solar e eólica, 

para o sistema em uma situação de contingência severa que leve o sistema a frequência 

mínima aceitável e (ii) qual a valoração dessa contribuição para o sistema. Ou seja, o objetivo 

deste relatório é quantificar e valorar o atributo de inércia das fontes de geração. 

3.1 Bases conceituais 

Diz-se que um sistema de potência se encontra no estado seguro quando o sistema opera sem 

violações de condições operativas. Então, as seguintes condições são cumpridas:  

• A demanda de todas as cargas alimentadas pelo sistema é satisfeita, 

• A frequência do sistema é mantida constante em seu valor nominal (60Hz). 

A função primordial do controle de sistemas de potência é manter o sistema operando no 

estado seguro. Em outras palavras, trata-se de garantir um suprimento de energia elétrica 

respeitando os padrões de qualidade de energia, que consistem, basicamente, em manter a 

frequência constante e a tensão dentro de certos limites. 

Manter a frequência 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 indução 

depende da frequência da rede. Destaca-se também que manter a frequência nos limites 

operativos indica que o balanço de potência ativa está sendo adequadamente cumprido, isto 

é, a potência ativa fornecida pelos geradores do sistema é igual à potência ativa solicitada 

pelas cargas.  

 Equação de Oscilação da Máquina 

Para compreender o conceito de inércia de máquinas é necessário entender as equações de 

oscilação das máquinas síncronas. 

As equações de maior importância na análise da estabilidade do sistema de potência são as 

equações de oscilação da máquina que descrevem o efeito do balanço entre o torque 

eletromagnético e o torque mecânico das máquinas individuais. 

Quando há um desbalanço entre os torques elétrico e mecânico no rotor de um gerador 

síncrono, o torque resultante de desaceleração (ou aceleração) é dado pela diferença entre o 

torque mecânico do rotor e o torque elétrico exigido pela rede: 

𝑇𝑎 = 𝑇𝑚 − 𝑇𝑒 



C U S T O S  E  B E N E F Í C I O S  D A S  F O N T E S  D E  G E R A Ç Ã O  E L É T R I C A –  C A D E R N O  D E  I N F R A E S T R U T U R A  

21 

Em que 𝑇𝑎 é o torque líquido aplicado sobre o rotor, 𝑇𝑚 é o torque mecânico e 𝑇𝑒 é o torque 

eletromagnético, ambos em [N.m]11. Em regime, esta diferença é nula, e não há aceleração. 

Durante perturbações, contudo, 𝑇𝑎 ≠ 0. 

Seja 𝐽 o momento de inércia da massa girante de um gerador síncrono e 𝜔 a velocidade 

angular do rotor, a segunda Lei de Newton na forma rotacional fornece: 

𝐽
𝑑𝜔

𝑑𝑡
= 𝑇𝑎 = 𝑇𝑚 − 𝑇𝑒 

Esta equação pode ser normalizada nos termos da constante de inércia 𝐻, definida como a 

energia cinética em watts - segundo à velocidade nominal, dividida pela potência nominal 

normalizada da máquina, medida em VA, também conhecida como Sbase. 

 

𝐻 =
𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔𝑖𝑎 𝑐𝑖𝑛é𝑡𝑖𝑐𝑎 𝑎𝑟𝑚𝑎𝑧𝑒𝑛𝑎𝑑𝑎 à 𝑣𝑒𝑙𝑜𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑𝑒 𝑛𝑜𝑚𝑖𝑛𝑎𝑙 

𝑝𝑜𝑡𝑒𝑛𝑐𝑖𝑎 𝑎𝑝𝑎𝑟𝑒𝑛𝑡𝑒 𝑛𝑜𝑚𝑖𝑛𝑎𝑙 𝑑𝑎 𝑚á𝑞𝑢𝑖𝑛𝑎
 

𝐻 =

1
2 𝐽𝜔0

2

𝑆𝑏𝑎𝑠𝑒
 

Rearranjando os termos, a equação de oscilação da máquina (diferença entre a potência 

mecânica e a potência elétrica) é dada por: 

𝑃𝑚 − 𝑃𝑒 = 2𝐻
𝑑𝜔

𝑑𝑡
 

Valores típicos de constante de inércia de geradores síncronos são mostrados na tabela 

abaixo. 

 
Tabela 3.1: Valores típicos de constantes de inércia. 

TIPO DE GERADOR H(s) 

Unidades Térmicas: 

3600 rpm (2 polos) 

1800 rpm (4 polos) 

 

2,5s a 6,0s 

4,0s a 10,0s 

Unidades Hidroelétricas 2,0s a 4,0s 

 Controle de frequência  

Como dito inicialmente neste relatório, três tipos de acionamento/fenômenos são 

responsáveis pela diminuição da queda da taxa de frequência, estabilização e recomposição 

                                                           
11 N.m é a unidade Newton (N) vezes metros (m), utilizada para medir o torque resultante da aplicação de uma 

força N. 
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da frequência, respectivamente: Inércia, Reserva Primária e Reserva Secundária. Nesta seção, 

explica-se a ordem de atuação dos controles de frequência. 

A Figura 3-1 mostra a variação da frequência ao longo do tempo após uma contingência, e, 

portanto, na presença de um desbalanço de potência. 

 

  
Figura 3-1 – Frequência de um Sistema de Potência frente a uma grande perturbação. 

Na ocorrência de uma grande e súbita perturbação em um sistema de potência que resulte 

em carga superior à geração haverá em consequência um torque líquido no rotor do motor 

que tende a desacelerá-lo, de modo que sua velocidade (frequência elétrica) diminua. 

Imediatamente após o distúrbio, a constante de inércia da máquina tende a limitar a taxa de 

decaimento da frequência, proporcionalmente ao desbalanço de potência.  

No primeiro momento, o controle primário de velocidade, que é local, basicamente monitora 

a velocidade do eixo do conjunto turbina-gerador e controla o torque mecânico da turbina de 

modo a fazer com que a potência elétrica gerada pela unidade se adapte às variações de carga. 

Os tempos de resposta do controle primário (conjunto regulador de velocidade e turbina) são 

da ordem de alguns segundos. Como a atuação do controle primário não é suficiente para 

eliminar completamente desvios de frequência, é necessário que haja a atuação de um outro 

sistema de controle (controle secundário) para restabelecer a frequência ao seu valor 

nominal. Este sistema é chamado controle suplementar (ou Controle Automático da Geração 

- CAG) que, no caso de sistemas interligados, também objetiva  manter o intercâmbio de 

potência entre concessionárias vizinhas tão próximo quanto possível dos valores previamente 

programados. Trata-se de um sistema de controle centralizado, executado no centro de 

operações das empresas, e cujos tempos de resposta são da ordem de minutos. 

Desta maneira, pode-se concluir que a inércia das máquinas impede que a frequência da rede 

aumente/diminua significativamente para grandes desbalanços. Em seguida há a atuação do 

controle primário dos geradores e posteriormente o controle secundário, que restabelece a 

frequência nominal do sistema, caso haja reserva de potência suficiente. 

3.2 Metodologia 

A metodologia aqui desenvolvida visa definir e valorar o atributo inércia do sistema frente a 

variações de frequência para grandes distúrbios no SIN, tendo em vista a elevada participação 
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de renováveis que não acrescentam inércia ao sistema. Mais precisamente, se está 

interessado em verificar possíveis consequências negativas de um percentual elevado de 

inserção de geração renovável no sistema.  Os aerogeradores, não acrescentam, 

naturalmente, inércia ao sistema e, consequentemente, a expectativa é de que para grandes 

desbalanços intempestivos de carga-geração, as variações de frequência sejam superiores às 

observadas atualmente, com consequências negativas para a segurança elétrica e respectivos 

prejuízos econômicos e sociais. Para alcançar o objetivo do estudo foram realizadas análises 

quantitativas a partir de uma base de dados que será descrita em 3.3. 

 Cálculo da demanda de inércia 

A metodologia visa encontrar a inércia necessária para que quando sujeito a uma contingência 

severa o sistema não fique instável.  Do ponto de vista de um critério de segurança de 

frequência deve-se evitar que as variações de frequência sejam superiores a um determinado 

valor considerado seguro.  Denomina-se então a inércia necessária para o sistema como 

Demanda de Inércia.  Esta Demanda de Inércia pode ser calcula por regiões, dado que quando 

há contingência no intercâmbio entre subsistemas, pode haver a separação das áreas 

elétricas. Esta demanda de inércia então é dividida entre os geradores (em proporção a 

potência injetada no sistema por cada gerador) e, portanto, transformada, em “Obrigação de 

Inércia” por gerador.  Se esta obrigação de inércia for maior do que a inércia do gerador, o 

mesmo deverá comprar inércia dos demais. O preço unitário 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 deficitários será rateada entre os geradores 

superavitários em proporção ao respectivo superávit de inércia. 

 Critério para cálculo de inércia requerida pelo sistema 

Na ocasião de uma grande perturbação no sistema, dependendo da inércia total do sistema, 

a taxa de decaimento da frequência pode ser maior ou menor fazendo com que a frequência 

mínima atinja valores em que os Sistemas Especiais de Proteção (SEP) atuem. Neste contexto, 

foi determinado que o critério para o cálculo da inércia necessária do sistema fosse o valor da 

frequência mínima aceitável (58,5 8Hz) para que não haja atuação do Esquema Regional de 

Alívio de Carga (ERAC). 

Para a determinação da inércia mínima requerida pelo sistema, ou seja, a demanda de inércia, 

foram simuladas perturbações severas utilizando o software Organon.  

As contingências, que serão descritas em 3.4, compreendem a perda de uma ou duas 

interligações importantes através de elos de corrente contínua, como, por exemplo, a perda 

dos dois bipolos que conectam a região do Madeira ao sudeste. 
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Figura 3-2 – Critério de frequência mínima para o cálculo do requisito de inércia do sistema. 

 

 Alocação de custos e benefícios do atributo inércia 

Considerando que a inércia total do sistema 𝐻𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 é o somatório da inércia de cada máquina 

presente no parque gerador 𝐻𝑔𝑒𝑟𝑎𝑑𝑜𝑟
𝑖  , sendo i  é o gerador do sistema, após determinada a 

demanda total de inércia do sistema (𝐻𝑠𝑖𝑠𝑡𝑒𝑚𝑎) foi calculada a inércia requerida por gerador 

proporcional a sua capacidade instalada.  

𝐻𝑟𝑒𝑞𝑢𝑒𝑟𝑖𝑑𝑎
𝑖 = 𝐻𝑠𝑖𝑠𝑡𝑒𝑚𝑎 ×

𝑃𝑔𝑒𝑟𝑎𝑑𝑜𝑟
𝑖

𝑃𝑠𝑖𝑠𝑡𝑒𝑚𝑎
 

A diferença entre a inércia requerida pelo sistema e a inércia do gerador é a oferta de inércia, 

caracterizando um superávit/déficit deste atributo por gerador. 

𝐻𝑜𝑓𝑒𝑟𝑡𝑎
𝑖 = 𝐻𝑔𝑒𝑟𝑎𝑑𝑜𝑟

𝑖 − 𝐻𝑟𝑒𝑞𝑢𝑒𝑟𝑖𝑑𝑎
𝑖  

Dado que a inércia do sistema é superavitária, apenas a inércia requerida pelo sistema foi 

valorada. Desta forma, a oferta de inércia por gerador com superávit de inércia é dada por: 

𝐻𝑚𝑒𝑟𝑐𝑎𝑑𝑜
𝑖 = 𝐻𝑜𝑓𝑒𝑟𝑡𝑎

𝑖 −
𝐻𝑜𝑓𝑒𝑟𝑡𝑎

𝑖

∑ 𝐻𝑜𝑓𝑒𝑟𝑡𝑎
𝑖𝑛

𝑖=1

(𝐻𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 − 𝐻𝑠𝑖𝑠𝑡𝑒𝑚𝑎),      𝑝𝑎𝑟𝑎 𝐻𝑜𝑓𝑒𝑟𝑡𝑎 > 0 

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 máquina com constante de inércia igual a oferta de inércia: 

𝐸𝑏𝑎𝑡𝑒𝑟𝑖𝑎 = 𝐸𝑐𝑖𝑛é𝑡𝑖𝑐𝑎 =
1

2
𝐽 𝜔2 

Onde, 

𝐽 o momento de inércia da massa girante de um gerador síncrono 

𝜔 a velocidade angular do rotor. 
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 Resumo da metodologia 

A metodologia pode ser escrita de forma esquemática: 

i. Dada uma base de dados dinâmica, encontre o valor de inércia total do sistema, 

𝑯𝒕𝒐𝒕𝒂𝒍. 

a. A inércia total do sistema é o somatório da inércia de cada máquina do parque 

gerador, 𝑯𝒈𝒆𝒓𝒂𝒅𝒐𝒓
𝒊 . 

ii. Aplique contingências severas ao sistema até que este atinja a frequência de critério 

mínimo de 58,5Hz e encontre a Demanda de Inércia do sistema, 𝑯𝒔𝒊𝒔𝒕𝒆𝒎𝒂. 

iii. Calcule a Obrigação de Inércia de cada gerador sendo esta proporcional a sua 

capacidade instalada, 𝑯𝒓𝒆𝒒𝒖𝒆𝒓𝒊𝒅𝒂
𝒊 . 

iv. Calcule a oferta de inércia, 𝑯𝒐𝒇𝒆𝒓𝒕𝒂
𝒊  que cada gerador possui.  

v. Valore para cada fonte a demanda de inércia que está contribui para o sistema. 
 

3.3 Base de dados 

A base de dados utilizada para a aplicação da metodologia descrita no Capítulo 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 ORGANON12. O modelo 

dinâmico para cada máquina presente na configuração foi montado a partir dos modelos e 

parâmetros utilizados e disponibilizados pelo ONS.   

Os dados foram alterados da seguinte forma:  

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

de dados EPE.  

 

ii. Os geradores convencionais, presentes nos cenários de 2016, mas que não constam 

na base de dados de modelos dinâmicos do ONS, foram modelados com o modelo 

clássico (tensão constante atrás de uma impedância, mas com representação da 

equação de balanço de potência, Seção 2.1).  Um valor típico de inércia foi adotado 

para estes geradores.  A base de potência em MVA foi definida como 120 % da 

potência ativa máxima de cada gerador, conforme especificada nos casos base.  Cabe 

observar que o modelo clássico é neutro em relação à inércia e conservativo com 

relação ao controle de tensão.  Portanto, não se está sendo otimista com esta 

simplificação. 

 

iii. Geradores eólicos do tipo dupla alimentação foram modelados com o modelo GE 

simplificado e os do tipo conversão completa pelo modelo ENERCON simplificado, 

ambos desenvolvidos pelo ONS.  Cabe notar que, em geral, os geradores eólicos 

existentes no Brasil não oferecem o recurso de inércia sintética, e consequentemente 

os modelos disponíveis não representam este efeito.  Os geradores eólicos GE são a 

                                                           
12 Software desenvolvido pela HPPA 
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única exceção, mas mesmo nestes, o efeito de inércia sintética tem duração muito 

reduzida (<=1s) o que não satisfaz os critérios de desempenho usualmente requeridos 

para se ter alguma efetividade. 

 

iv. As cargas estáticas foram modeladas com 40% de potência constante e 60% de 

impedância constante. 

 

v. Não foram modelados sistemas e esquemas de proteção (PPS, ERAC, Relés 21, etc.) 

 

vi. Como nos estudos padrão do ONS e EPE, as unidades geradoras de uma usina são 

agregadas sempre que os modelos são iguais. 

 

vii. Os compensadores série controlados não foram representados.  Isto porque o sistema 

para o qual foram projetados não mantém mais correspondência com o do cenário 

de 2016.  É provável que de fato não sejam mais necessários.  Mas para efeito prático 

do estudo, a não representação evita um trabalho extenso de sintonia dos respectivos 

controles. 

 

viii. Com tais considerações o modelo final consistiu de 702 geradores convencionais 

(hidro e turbo), 132 plantas eólicas, 40 compensadores estáticos e 12 elos de corrente 

contínua. 

Atualmente, os modelos disponíveis de eólicas não satisfazem o critério recentemente 

estabelecido pelo ONS para a inércia sintética.  Este critério estabelece que as usinas eólicas 

devem sustentar 10% da potência nominal do turbogerador por um período de 5 segundos.  

Desta maneira, a inércia sintética não foi considerada, o que resulta em análise conservativa. 

3.4 Simulações 

As simulações aqui realizadas baseiam-se nas seguintes premissas: 

i. O critério básico para a segurança e, portanto, para o cálculo de demanda de inércia, 

do ponto de vista de variação de frequência é que esta não deve ficar abaixo de 

58,5Hz.  

a. Este critério é adotado porque é o primeiro estágio de atuação do esquema 

de corte de cargas (ERAC13) e nível abaixo do qual se tem o risco de perda das 

unidades térmicas. 

 

ii. As simulações devem representar grandes impactos na rede para verificação deste 

critério, como, por exemplo, situações do tipo perda de grandes troncos de 

transmissão. 

                                                           
13 Atualmente o ERAC opera em 5 estágios de corte onde cada nível equivale a 7% da carga. Ou seja, quando há a 

atuação de todos os níveis do ERAC, no máximo 35% de demanda é cortada. 
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 Desacoplamento da rede em áreas elétricas 

Antes de iniciar as análises das simulações realizadas, insere-se uma discussão sobre a 

conexão entre as regiões Norte-Nordeste e Sudeste. 

A Figura 3-3 mostra um diagrama de conexões entre subestações de alta tensão do SIN.  As 

cores são por nível de tensão. As cores dominantes são vermelho (500 kV), vinho (440 kV), 

azul (345 kV) e verde (230 kV).  Os contornos azul, vermelho e verde claros mostram a 

localização das subestações por região Sul, Norte-Nordeste e Sudeste, respectivamente.  Uma 

conexão entre duas subestações pode representar um ou mais circuitos em paralelo. 

Como pode ser observado, por inspeção visual, ao contrário da situação atual, são muitas as 

conexões entre as regiões Norte-Nordeste e Sudeste no cenário 2026.  O mesmo pode ser dito 

com relação as conexões entre o Norte e o Nordeste.  Portanto, a indicação é que estas 

regiões estarão fortemente acopladas e com pouquíssima chance de separação.  

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 região. 

 
Figura 3-3 – Conexões entre subestações de alta tensão do SIN. 

 Análise das simulações sob contingências 

As simulações dinâmicas foram realizadas para diferentes cenários disponibilizados pela 

documentação do PDE de 2026 considerando as modificações e inserções destacadas no 

capítulo 4.3.  Foram simulados no total quatro cenários, representando carga leve e pesada 

para as condições do Norte seco e úmido, como mostram a Figura 3-4 e Figura 3-5. 

A seguir são mostradas simulações feitas no software Organon para contingências, que a priori 

se considerava severa para uma avaliação da condição 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 interligação Norte-Sul.  
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Será mostrado que as contingências acima não levam o sistema a grandes flutuações de 

frequência no ano de 2026, portanto não causam grandes instabilidades no sistema. 

 

 
Figura 3-4 – Cenários Norte úmido com patamares de carga leve e pesada. 

 

 
Figura 3-5 – Cenários 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 condição pré-falta 

transmitia aproximadamente 5000MW. A queda máxima de frequência foi de 
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aproximadamente 0.7 Hz e a taxa de variação inicial de frequência de aproximadamente 0.22 

Hz/s.  Ou seja, mesmo para esta grande perda de potência, considerada crítica para os padrões 

de segurança atuais, a queda na frequência foi menos da metade da considerada crítica (1.5 

Hz) e a taxa de queda muito inferior à que historicamente resultou em perdas significativas 

de cargas quando ocorre separação em ilhas.  

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

próximo a 1 p.u, conclui-se que estamos diante de um sistema bastante estável, não havendo 

risco de separação de regiões. 

 

 
Figura 3-6 – Variação de frequência 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 máxima de frequência encontrada 

foi de aproximadamente 0.03 Hz e a taxa de variação inicial de frequência de 

aproximadamente 0.031 Hz/s.  A Figura 3-7 mostra a variação de frequência de todos os 

geradores do SIN quando há a contingência Elo CC de Belo Monte. 

O índice de estabilidade calculado pelo Organon foi de 1.000, ou seja, como este índice é 

próximo a 1 p.u, conclui-se que estamos diante de um sistema bastante estável, não havendo 

risco de separação de regiões. 

 

 
Figura 3-7 – Variação de frequência 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 Interligação Norte-Sul 

Considerando agora a perda de uma barra de 500kV na interligação Norte-Sul, observa-se na 

Figura 3-8 que a queda máxima de frequência do sistema foi de aproximadamente 0.011 Hz e 

a taxa de variação inicial de frequência de aproximadamente 0.001 Hz/s.   

O índice de estabilidade calculado pelo Organon foi de 0.990, ou seja, como este índice é 

próximo a 1 p.u, conclui-se que estamos diante de um sistema bastante estável, não havendo 

risco de separação de regiões. 

 
Figura 3-8 – Variação de frequência de todos os geradores do SIN para a perda da SE Serra da 

Mesa 2 500 kV para o caso Norte Importador. 

 Análise das simulações 

Nas simulações realizadas anteriormente ficou evidente que as contingências aplicadas aos 

grandes troncos isoladamente não levaram o sistema a condição de frequência crítica de 

58,5Hz. Porém, mesmo que as perdas isoladas dos troncos de transmissão não levem o 

sistema a frequência crítica, as simulações nos mostram que há um decaimento da taxa de 

frequência do sistema quando há perda dos dois bipolos de Belo Monte no cenário norte 

úmido com o patamar de carga pesada.  

Optou-se então por simular uma contingência mais severa no sistema que engloba a perda 

conjunta dos bipolos do Madeira e Belo Monte. Esta contingência que a princípio parece ter 

baixa probabilidade de ocorrência, pode ocorrer caso haja uma falta na subestação 

Araraquara, ponto de chegada de ambos os bipolos em São Paulo. Uma falta na subestação 

Araraquara leva a falhas de comutação nas conversoras fazendo que os bipolos do Madeira e 

Belo Monte se desconectem do sistema. Partindo então do cenário norte úmido, carga pesada 

foi verificada que mesmo com a perda dos 4 bipolos (Madeira e Belo Monte) a frequência do 

sistema não atinge a frequência mínima estabelecida pelo critério utilizado de 58,5Hz. Inseriu-

se então a perda de inércia de usinas do parque gerador, substituindo alguns modelos de 

máquina de geradores síncronos por injeções de potência, fazendo com que a inércia 

equivalente do sistema diminuísse. Com esse cenário mais extremos, a frequência do sistema 

chegou a 58,5Hz como pode ser observado na Figura 3-9. 
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Figura 3-9 – Variação de frequência dos geradores da região Sudeste do SIN a perda dos 4 bipolos 

(Madeira e Belo Monte) para o caso Norte Exportador. 

Como resultado da simulação, obteve-se a demanda de inércia (inércia requerida pelo sistema 

sob contingência severa de forma a chegar no critério de frequência mínima de 58,5Hz) no 

valor de 4500s.  

A inércia total do sistema para o ano alvo 2026 é de aproximadamente 9000s. Este dado não 

é resultado da simulação e sim resultado da configuração adotada para o ano de 2026. Os 

números de demanda de inércia e demanda total de inércia do sistema mostram que o 

sistema no ano de 2026 é superavitário de inércia e que frente a uma contingência severa, o 

fenômeno inércia é capaz de frear a queda de frequência abrupta. 

Considerando que a simulação atingiu o critério de frequência mínima do sistema e que foi 

encontrada a demanda de inércia do sistema para a contingência aplicada, reparte-se o 

requisito de inércia entre os geradores de acordo com sua capacidade instalada, conforme 

descrito no capítulo 3.2. 

3.5 Resultado 

Para a valoração 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 Tesla14, as especificações da bateria são 

mostradas na Tabela 3.2. 

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

Tesla Powerpack 

Lithium-Ion 

2.5MW, 5.4MWh 

2.2h de duração 

Preço: R$ 3,2 milhões 

Considerando então a metodologia descrita em  3.2 e a aplicação dos valores de demanda de 

inércia, inércia total do sistema, inércia de cada máquina geradora e a valoração pelo custeio 

da bateria especificada na Tabela 3.2, tem-se como resultado a externalidade, em R$/MWh, 

do atributo inércia mostrado para cada fonte na Tabela 3.3. 

 
Tabela 3.3: Resultado do atributo inércia 

Fonte 

Total 
capacidade 

instalada 
[GW] 

Atributo Inércia 
[R$/MWh] 

Hidráulica 83 -0,6 

Termelétrica 25 -0,4 

Eólica 26 1,8 

Solar 9 1,8 

Pequenas centrais hidrelétricas 9 1,1 

Nuclear 2 -0,8 

Como era esperado, em um sistema superavitário de inércia, o atributo não chega a ter valores 

elevados em R$/MWh, porém é importante notar que o valor do atributo não é nulo.  

As fontes que possuem máquinas 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 cálculo do custo real das fontes, o atributo inércia diminui o custo da fonte 

hidráulica em 0,6R$/MWh devido ao benefício operativo que a fonte traz para o sistema do 

ponto de vista de inércia. A mesma conclusão pode ser levada para as termelétricas. Devido 

ao serviço de inércia prestado para o sistema, o custo dessa fonte se torna 0,4R$/MWh menor 

evita a necessidade de investimento em equipamentos de inércia para o sistema, pois já 

possui o atributo. Por outro lado, as fontes eólicas e solares, que neste modelo não 

contribuem para a inércia do sistema, tem seu custo real da fonte majorado em 1,8 R$/MWh 

pela não contribuição do atributo no sistema. 
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3.6 Conclusões relacionados ao equilíbrio de frequência 

Esta sessão se concentrou nas análises efetuadas para a valoração da contribuição de cada 

fonte para a Inércia do sistema. O cerne da questão é saber qual a contribuição de inércia de 

cada fonte, isto é, hidrelétricas, termelétricas, solar e eólica, para o sistema em uma situação 

de contingência e qual a valoração desse serviço.  

O efeito da inércia dos geradores no sistema é reduzir as variações de frequência do sistema 

na presença de contingências que causem desbalanços significativos de carga e geração e, 

consequentemente, o aumento de inércia diminui o risco de se atingir variações críticas e 

facilita o reequilíbrio entre geração e demanda. Observou-se que ao longo das simulações, o 

sistema em 2026 encontra-se estável mesmo na presença de contingências severas, tais como 

perdas dos bipolos de Itaipu, perda dos bipolos de Belo Monte e perda de uma barra de 500kV 

da interligação Norte-Sul. Destaca-se que a análise realizada no escopo desse estudo refere-

se apenas a estabilidade de frequência, não considerando outros fenômenos de instabilidade 

que possam surgir decorrente das faltas aplicadas, tal como instabilidade de tensão.   

Considerando a base de dados construída a partir dos dado do PDE 2026 e modelos de 

máquinas existentes descrito no capítulo 4.3, para uma contingência 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 então a metodologia descrita no Capítulo 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 máquinas 

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 cálculo do custo real das 

fontes, o atributo inércia diminui o custo da fonte hidráulica em 0,6R$/MWh. A mesma 

conclusão pode ser levada para as termelétricas. Devido ao serviço de inércia prestado para o 

sistema, o custo dessa fonte se torna 0,4R$/MWh menor já que a fonte evita a necessidade 

de investimento em equipamentos de inércia para o sistema, pois já possui o atributo. Por 

outro lado, as fontes eólicas e solares, que neste modelo não contribuem para a inércia do 

sistema, tem seu custo real da fonte majorado em 1,8 R$/MWh pela não contribuição do 

atributo no sistema.  

É importante destacar também que sob a ótica de inércia, o sistema em 2026 encontra-se 

superavitário e devido ao sistema de transmissão extremamente malhado, mesmo em 

contingências severas o sistema se encontra estável. 
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4  INFRAESTRUTURA DE TRANSPORTE 

A transmissão 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 construção desse “caminho” requer investimentos que 

dependendo da distância entre os pontos pode ser elevada. Esses investimentos em geral 

compreendem custos relativos a linhas de transmissão, subestações, equipamentos para 

suporte de reativo, entre outros. No Brasil, os custos de investimento na rede de transmissão 

são pagos por todos os agentes que a utilizam, ou seja, geradores e consumidores conectados 

na rede de transmissão remuneram a construção e operação da rede de transmissão através 

do Encargo do Uso do Sistema de Transmissão (EUST), que é o produto da Tarifa do Uso do 

Sistema de Transmissão (TUST) pelo Montante do Uso do Sistema de Transmissão (MUST). 

Como no final do dia os custos de produzir, transportar e distribuir a energia serão pagos pelos 

consumidores, por que no Brasil os geradores também pagam os custos de transmissão? A 

resposta está na necessidade de sinalizar para o sistema o aumento nos custos de transmissão 

ocasionados por determinado gerador, resultante da incorporação da TUST no seu preço de 

energia, permitindo assim alguma coordenação entre os investimentos em geração e 

transmissão.  

A TUST aplicada aos usuários da rede deveria seguir os preceitos de tarifação que são listados 

abaixo. Porém, será visto ao longo desse relatório que a metodologia vigente de alocação dos 

custos de transmissão não consegue cumprir todos os requisitos, principalmente dar um sinal 

de preço locacional eficiente. 

(i) Suficiência de receitas: Garantia da remuneração adequada de fornecedor do 

serviço/produto. Sob a ótica do tema aqui tratado a TUST aplicada aos agentes 

deve garantir que todas as transmissoras serão renumeradas adequadamente 

pelo serviço prestado. 

(ii) Eficiência: Incentivar o comportamento eficiente de consumidores no curto e 

longo prazo. Será visto ao longo do relatório que a tarifa de transmissão aplicada 

hoje não traz a eficiência de alocação desejada.  

(iii) Transparência e inteligibilidade: A metodologia aplicada deve manter 

transparência e simplicidade da melhor forma possível. 

(iv) Justiça e não-discriminação:  sem vantagens competitivas a nenhum pagador das 

tarifas. 

Propõe-se neste trabalho calcular tarifa de transmissão para os geradores através de uma 

metodologia de alocação de custos mais eficiente, denominada Metodologia Aumann 

Shapley, que resulte em tarifas que tragam sinais locacionais adequados de acordo com a 

localização do empreendimento na rede de transmissão. Por fim, considerando o estudo de 

Custos e Benefícios das fontes de geração elétrica, a valoração da externalidade de custo de 

investimentos na rede de transmissão será adicionada aos outros atributos das fontes 

calculados no âmbito desse projeto. 
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4.1 Alocação de custo de investimento em rede de transmissão 

Um aspecto importante das Tarifas de Uso do Sistema de Transmissão é a sua capacidade de 

fornecer sinais econômicos eficientes aos usuários do sistema de transmissão para incentivar 

os agentes de geração e consumo a escolher a localização física de suas plantas e seu ponto 

de conexão com a rede de forma que resulte em máxima eficiência operacional e econômica 

das atividades de produção, transporte e consumo de energia elétrica - principalmente em 

relação à expansão integrada de sistemas de transmissão e geração. Neste documento, nos 

referimos a esses sinais econômicos como sinais locacionais. 

Um princípio comumente utilizado é alocar custos de infraestrutura de transmissão entre os 

usuários da rede de transmissão na proporção de sua responsabilidade de causar 

investimentos em transmissão. Este princípio relaciona-se não apenas ao critério de incentivo 

à eficiência econômica, mas também à noção de não discriminação na elaboração das tarifas, 

uma vez que se refere à observação da causalidade na repartição dos custos de infraestrutura. 

Utiliza-se a expressão custos de infraestrutura em relação aos requisitos de receita 

necessários para a remuneração das empresas de transmissão pela provisão de infraestrutura 

de transmissão, incluindo a remuneração do capital investido nessa infraestrutura e os custos 

operacionais da atividade - ou seja, essas receitas são equivalentes às RAPs das empresas de 

transmissão, considerando todas as instalações de transmissão que estão operando em um 

determinado ano. 

A infraestrutura de transporte de energia tem dois componentes principais: (i) rede de 

transmissão, e (ii) suporte reativo. 

4.2 Metodologias de alocação de custo de transporte  

Nesta seção, o mecanismo para a definição da Tarifa de Uso do Sistema de Transmissão (TUST) 

é descrito com foco em diferentes metodologias de cálculo do TUST, com aprofundamento 

nos sinais econômicos de localização incorporados neles. 

O cálculo da TUST consiste em um procedimento que visa alocar entre os usuários do sistema 

de transmissão os montantes necessários para cobrir e recuperar essas RAPs. Os montantes 

monetários totais a serem alocados correspondem à soma da RAP total do sistema de 

transmissão e ao orçamento definido pela ANEEL para cobrir os custos operacionais do ONS15. 

Esses requisitos de receita são percebidos pelos usuários da rede de transmissão, através do 

EUST, dado pelo produto de TUST e MUST. 

De acordo com a metodologia de cálculo da TUST atualmente empregada no Brasil, as tarifas 

têm um componente locacional, que é calculado para refletir de forma ideal a 

responsabilidade que o usuário tem em causar o aumento ou a redução da RAP total do 

sistema de transmissão. Como veremos abaixo, este componente locacional da tarifa não é 

                                                           
15 Esses valores são definidos pela Superintendência de Supervisão Econômica e Financeira da ANEEL. Esses valores 

geralmente não variam muito de ano para ano (exceto ajustes de inflação). 
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suficiente para recuperar todos os requisitos de receita do sistema de transmissão. Por isso 

existe um componente de selo tarifário, que não tem diferenciação entre os usuários, e que 

objetiva repartir os montantes não recuperados pelo componente locacional 

proporcionalmente ao MUST dos usuários. 

Na próxima sessão, será mostrado o cálculo da TUST segundo a metodologia atualmente 

empregada no Brasil, metodologia nodal. 

 Metodologia Nodal: bases conceituais 

O ponto de partida para qualquer metodologia para calcular as tarifas de transmissão é 

determinar o montante (em R$) exigido para remunerar o sistema de transmissão. Esta 

quantidade é calculada como a soma da RAP dos circuitos que a compõem: 

𝑅𝑇 =  ∑ 𝑅𝑘 × 𝑓𝑘
𝐾
𝑘=1 . 

O valor RT na equação acima representa a RAP anual total, k = 1, ..., K indexa os circuitos do 

sistema, Rk é a RAP unitária (R$/MW) do circuito k e  𝑓𝑘 é a capacidade de transporte (MW). 

O próximo passo é desagregar esse valor entre os agentes. A metodologia, atualmente 

utilizada no Brasil para calcular TUST é uma adaptação da chamada metodologia nodal 

originalmente desenvolvida para o Reino Unido. 

Em termos conceituais, a metodologia nodal calcula os fatores de sensibilidade RT em relação 

às variações incrementais na injeção de potência de cada barra (MW produzido no caso de 

geradores e consumido no caso de demandas). Cada fator de sensibilidade, por sua vez, 

decompõe-se em uma soma dos fatores de sensibilidade das capacidades dos circuitos: 

∆𝑅𝑇

∆𝑃𝑖
=  ∑ 𝑅𝑘 ×

∆𝑓
𝑘

∆𝑃𝑖

𝐾

𝑘=1
 

Onde i = 1, ..., I indexa as barras da rede de transmissão, Pi é a injeção de energia na barra i 

(em MW, positivo se for um gerador e negativo, se demanda) 16, e (∆𝑓𝑘) / (∆𝑃𝑖) representa a 

capacidade de variação do circuito, 𝑓𝑘, em relação, a 𝑃𝑖 

Em outras palavras, é como se o plano de transmissão fosse refeito para vários cenários 17, 

onde a diferença entre um cenário e outro é o MW total injetado em uma determinada barra, 

                                                           
16 Para simplificar a apresentação, assumimos que cada barra possui apenas uma injeção (geração ou demanda).  

17 A premissa de que o plano de transmissão é dado pelo aumento da capacidade dos circuitos existentes é uma 

simplificação necessária para a aplicação da metodologia. Na prática, as características inerentes ao sistema de 

transmissão, como a indivisibilidade dos investimentos e as restrições de confiabilidade, fazem com que o plano 

ideal para uma determinada configuração de geração 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 válida quando o incremento de injeção nas barras é marginal, o que está relacionado ao 

conteúdo discutido na próxima sub-seção desta seção. 
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e o fator de sensibilidade é a diferença (em R$/ano) entre o custo total do "redesenhado" e o 

sistema original. 

A Taxa de Utilização do Sistema de Transmissão de cada agente (gerador e demanda) Ti (em 

R$) é calculada como o produto dos fatores de sensibilidade e das injeções de energia. 

Finalmente, pode-se mostrar que a soma dessas cobranças é igual à remuneração exigida da 

rede de transmissão: 

𝑇𝑖 = ∑ 𝑅𝑘 ×
∆𝑓

𝑘

∆𝑃𝑖
 

𝐾

𝑘=1
×  𝑃𝑖  

 

∑ 𝑇𝑖

𝐼

𝑖=1
= 𝑅𝑇 

 

Implementação da metodologia nodal 

Em termos práticos, não é possível refazer o planejamento do sistema de transmissão para 

cada cenário de injeção. Desta forma, a metodologia nodal utiliza um fator de sensibilidade 

aproximado, que corresponde à derivada do fluxo de potência fk que passa em cada circuito 

em relação à injeção de potência da barra i: 
 

𝑇̃𝑖 = ∑ 𝑅𝑘 ×
𝜕𝑓𝑘

𝜕𝑃𝑖
 

𝐾

𝑘=1
×  𝑃𝑖 

A vantagem de usar a derivada do fluxo nos circuitos é que, em contraste com o 

replanejamento, seu cálculo é bastante fácil e familiar para engenheiros de sistemas de 

energia. É claro que a facilidade de cálculo não é uma justificativa suficiente para uma 

aproximação ser adotada: é necessário mostrar que o sinal locacional resultante dessa 

aproximação é adequado. 

A parcela dos selos 

Um primeiro problema potencial é que a soma das taxas aproximadas 𝑇̃𝑖 não cobre 100% da 

remuneração exigida da transmissão, isto é ∑ 𝑇̃𝑖
𝐼
𝑖=1 < 𝑅𝑇. 

Pode-se mostrar que a soma acima corresponde a uma fração da remuneração que é, 

aproximadamente igual à carga média dos circuitos, ou seja, a relação 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 localização, e assim 

por diante. 

Já que o sinal locacional não permite recuperar a remuneração exigida da transmissão, como 

é possível recuperar o valor integral da RAP? Através de uma componente tarifária em que a 

parcela faltante da RAP, isto é, não recuperada por 𝑇̃𝑖 , é rateada entre os agentes em 

proporção à potência injetada dos geradores ou consumida pelas demandas, ou seja, sem 
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qualquer sinal locacional. Esta parcela complementar é conhecida como "parcela selo"18. Isso 

nos permite concluir que o sinal locacional da rede de transmissão 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%19. Como 

visto, isso significa que cerca de 70% do custo total da transmissão resulta do sinal locacional, 

sendo que os 30% restantes estão cobertos pela parcela selo. Esse valor foi considerado 

apropriado pelo regulador local pelas seguintes razões: (i) no Reino Unido, não há uma grande 

diversidade de fontes de geração que competem pelo fornecimento da demanda, e (ii) os 

custos de transmissão são relativamente pequenos em comparação com os custos de geração, 

ou seja, mesmo um sinal de localização perfeita não resultaria em uma diferença comparativa 

relevante entre duas fontes. 

No caso brasileiro, como visto, a importância relativa dos custos de transmissão 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 país é de 

apenas 30%. Consequentemente, a parcela dominante da taxa de transmissão (70%) não seria 

local, mas recuperada por meio da parcela selo. Verifica-se que a diluição real do sinal 

locacional é ainda maior, atingindo em média 90% de parcela selo e apenas 10% de locacional 

(embora essa relação possa variar de agente para agente, quando observam-se as tarifas 

aplicáveis a cada usuário). 

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

A razão é a diversidade dos padrões de geração de usinas hidrelétricas: as vezes o Sudeste 

está exportando para o Nordeste e Sul, em outros momentos, está recebendo do Nordeste, 

mas ainda exporta para o Sul, e assim por diante. De forma simplificada, as equipes de 

planejamento de transmissão acomodam a grande variedade de fluxos nas linhas de 

transmissão resultantes desses vários cenários de geração ao criar vários "caminhos" 

alternativos para os fluxos de energia. Uma vez que apenas um desses caminhos, 

correspondente ao padrão de geração atual, é totalmente utilizado em cada momento, os 

outros caminhos são 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 razões para o carregamento do circuito não atingir quase 100% são: (i) No planejamento de estudos, o sistema 

de transmissão é reforçado para continuar operando mesmo que faltem um ou mais circuitos. Como consequência, 

o fluxo de energia da geração para a demanda é distribuído por esses circuitos adicionais na operação normal (sem 

falhas), levando a uma carga inferior a 100%; (ii) Há incertezas sobre a demanda e os valores de geração que serão 

usados no futuro; Como consequência, os planejadores projetam o sistema para abordar situações que exigem o 

sistema de transmissão máximo (por exemplo, assumindo que há uma transferência significativa de energia de 

uma região para outra). Como no caso anterior, isso significa que há "folgas" de transmissão que reduzem o 

carregamento de linhas em situações operacionais normais. 
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Como visto anteriormente, um carregamento de 30% significa que 70% da TUST seria parcela 

selo, o que já diluiria o sinal locacional de forma preocupante. No entanto, será mostrado que 

esta diluição foi agravada por duas modificações introduzidas na metodologia nodal. 

Primeira modificação: cenários de geração artificial 

A primeira modificação é a construção de um cenário de geração artificial, no qual a geração 

de energia dos geradores de cada região (Sul, Sudeste, Norte e Nordeste) é aumentada 

proporcionalmente à capacidade instalada até atingir a demanda da própria região. As 

importações de outras regiões só são permitidas se a capacidade de geração local estiver 

esgotada para atendimento da demanda da região.  

Observa-se inicialmente que este cenário de geração não corresponde a qualquer despacho 

econômico do sistema que seria determinado pelo ONS, uma vez que as plantas com um custo 

de operação variável muito alto (CVU), por exemplo, térmicas a óleo, são despachadas 

simultaneamente com aquelas de menor CVU incluindo usinas hidrelétricas. 

Observa-se também que a priorização da oferta local de demanda, mesmo à custa do 

desencadeamento de energia térmica quando há plantas hidrelétricas disponíveis na região 

vizinha, "esvazia" o fluxo nas principais interligações regionais. Portanto, o nível de 

carregamento do circuito no cenário de geração da metodologia atual é menor que o nível 

médio de carregamento dos cenários operacionais reais que, como visto, é de cerca de 30%. 

Em resumo, o cenário de despacho atualmente usado no cálculo da TUST, além de não 

corresponder a um despacho real do sistema, tende a minimizar o carregamento das 

interconexões principais. Como o sinal locacional está diretamente associado ao nível de carga 

dos circuitos, há uma redução correspondente do mesmo. 

Segunda modificação: fator de ponderação 

A metodologia atual multiplica cada parcela k da expressão de custo 𝑇̃𝑖 =

∑ 𝑅𝑘 [𝜕𝑓𝑘 𝜕𝑃𝑖]⁄  𝐾
𝑘=1 𝑃𝑖  por um “fator de ponderação” dado por 𝑓𝑘 𝑓

𝑘
⁄ . É imediato perceber que 

esse fator de ponderação corresponde à fração de carregamento de cada circuito. No entanto, 

como visto anteriormente, o sinal locacional original já correspondia aproximadamente à 

média das frações de carga. 

Assim, o efeito do fator de ponderação é fazer com que o sinal locacional seja proporcional 

ao quadrado do nível de carregamento do circuito. Em outras palavras, se o nível de 

carregamento fosse de 30%, o sinal local seria de (0,3)2, isto é, 9% da carga de transmissão. 

Os 91% restantes corresponderiam à parcela selo. 

A Figura 4.1 mostra de forma gráfica as TUSTs para o segmento de geração calculados com a 

metodologia Nodal vigente. A predominância 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 localização sejam próximas umas das outras. 



C U S T O S  E  B E N E F Í C I O S  D A S  F O N T E S  D E  G E R A Ç Ã O  E L É T R I C A –  C A D E R N O  D E  I N F R A E S T R U T U R A  

40 

  
Figura 4.1 – Tarifa do sistema de transmissão para o segmento geração– ano 2017-2018 – 

Metodologia Nodal 

 Metodologia Aumann Shapley: bases conceituais 

A metodologia Aumann Shapley (AS) 20 também é baseada na aproximação 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 transmissão. A ideia básica é permitir, em 

uma situação idealizada para a alocação de custos, que cada agente de geração possa escolher 

as cargas às quais fornecerá energia, de forma que possa minimizar o uso da rede e 

consequentemente a tarifa de uso do sistema de transmissão.  

Contudo, a ordem em que os geradores são considerados para escolher as cargas é 

importante: o primeiro gerador que escolhe as cargas para as quais vai fornecer energia pode 

selecionar cargas mais próximas e, portanto, utiliza menos a rede. Já o segundo gerador teria 

que 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 

propõe contornar os efeitos de ordenar a seleção de cargas pelos geradores, executando 

permutações do ordenamento e tomando índices médios de uso da rede ao longo de todas 

as permutações. 

                                                           
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! permutações, sendo N é o número total de 

geradores, resulta em um procedimento com esforço computacional proibitivo. Para eliminar 

tais limitações computacionais (e também para eliminar problemas de isonomia relacionados 

ao tamanho do gerador), é utilizado o procedimento de Aumann-Shapley, que baseia-se no 

princípio de dividir cada gerador em "subgeradores" infinitesimais e realizar o procedimento 

de permutação implicitamente através de um solução contínua e paramétrica (pode ser 

mostrado que a solução contínua e paramétrica é igual à permutação de "subgeradores" 

infinitesimais) do problema de otimização que modela implicitamente a seleção de carga. 

Em seguida, será explicado de forma mais aprofundada os conceitos utilizados na metodologia 

Aumann-Shapley. 

Alocação exata dos custos de transmissão 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 transmissão de mínimo custo que 

permite que este suprimento seja realizado. Como repartir o custo deste sistema de 

transmissão entre estes 𝑀 + 𝑁 agentes? 

Por simplicidade de apresentação, 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 geração deste primeiro gerador é 𝑔1 (o acento ^ indica um valor conhecido). 

Como se calcula o custo do sistema de transmissão quando só temos esta injeção? 

A resposta é: resolvendo um problema de planejamento da transmissão de mínimo custo que 

permita atender um conjunto de demandas {𝛿𝑛, 𝑛 = 1, … , 𝑁} cujo montante total é igual à 

𝑔1. Em outras palavras, o gerador 1 “escolhe” quais as demandas que ele atende, com o 

objetivo de minimizar o custo da rede de transmissão. Esta formulação é razoável, pois é 

intuitivo que o menor uso (e, portanto, custo) da rede de transmissão ocorre quando o 

gerador atende as demandas mais “próximas”. 

𝜙(𝑔1) = 𝑀𝑖𝑛
𝑥

  ∑ 𝐼𝑘𝑥𝑘
𝑘

 

𝒮𝑓 − 𝛿 = 𝑔 

𝛿 ≤ 𝑑̂ 

|𝑓𝑘 − 𝛾𝑘(𝜃𝐹(𝑘) − 𝜃𝑇(𝑘))| ≤ 𝑀(1 − 𝑥𝑘) 

|𝑓𝑘| ≤ 𝑓𝑘𝑥𝑘             ∀𝑘 

A função 𝜙(𝑔1) representa o custo da rede que será alocado ao primeiro gerador (mesma 

notação dos esquemas de alocação vistos anteriormente). Os circuitos são indexados por 𝑘 =

 1, … , 𝐾 (por simplicidade de notação, supomos que todos os circuitos são candidatos, isto é, 

que a rede é “greenfield”). 𝑥𝑘 é a variável binária que representa a decisão de investimento 

no circuito 𝑘, cujo custo é dado por 𝐼𝑘. Portanto, a função objetivo é minimizar o custo total 

da rede de transmissão. 
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O balanço de geração, fluxos e demanda é dado pela equação 𝒮𝑓 − 𝛿 = 𝑔, onde 𝒮 é a matriz 

de incidência barra-circuito. O vetor 𝛿 representa as demandas {𝛿𝑛} que serão atendidas 

(variáveis de decisão) pela geração (conhecida) 𝑔1, representada pelo vetor 𝑔. Por sua vez, a 

restrição 𝛿 ≤ 𝑑̂ indica que cada demanda 𝛿𝑛 pode ser no máximo igual à demanda 

“verdadeira” 𝑑̂𝑛. 

O próximo conjunto de restrições representa os limites de fluxo nos circuitos {𝑓𝑘} e a segunda 

lei de Kirchhoff. 𝛾𝑘, 𝜃𝐹(𝑘) e 𝜃𝑇(𝑘) são respectivamente a susceptância e os ângulos 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 não linear em inteiro, na 

formulação de programação inteira mista (MIP) que é usada na vida real (expansão binária21). 

Seguindo o procedimento de Shapley visto anteriormente, o gerador 1 teria uma alocação de 

custo de transmissão 𝜑1= 𝜙(𝑔1), a alocação do gerador 2 (na ordem de entrada) seria dada 

por 𝜑2= 𝜙(𝑔1, 𝑔2) (solução do problema de transmissão para as duas injeções de geração) - 

𝜑1, e assim por diante. 

Aproximação linear do problema de planejamento da transmissão 

Na prática, o esforço computacional não justifica a resolução de um problema de 

planejamento da transmissão completo como o formulado acima. O que se resolve é a 

seguinte aproximação linear do problema de planejamento: 

𝜙(𝑔1) = 𝑀𝑖𝑛
𝑘

  ∑ [
𝐼𝑘

𝑓𝑘

] × 𝑓𝑘
𝑘

 

𝒮𝑓 − 𝛿 = 𝑔 

𝛿 ≤ 𝑑̂ 

|𝑓𝑘 − 𝛾𝑘(𝜃𝐹(𝑘) − 𝜃𝑇(𝑘))| = 0 

|𝑓𝑘| ≤ 𝑓𝑘             ∀𝑘 

A ideia básica é que a rede de transmissão já está construída, e que o custo de transmissão 

associado à injeção 𝑔1 é dado por um “pedágio” sobre o fluxo 𝑓𝑘 que está passando em cada 

circuito 𝑘. O custo unitário deste pedágio ($/MW) é dado por 𝐼𝑘 𝑓𝑘
⁄ , isto é o custo total da 

linha dividido pelo fluxo máximo. 

A aplicação da alocação de Shapley ao modelo linear acima é idêntica à vista anteriormente, 

pois como discutido o método de Shapley não depende do método de cálculo da função de 

custo. Apresentaremos a seguir a alocação de Aumann Shapley para o mesmo problema. 

Aplicação de Aumann-Shapley ao problema linearizado de transmissão 

                                                           
21 Ver Silvio Binato, Mario V. F. Pereira, Sérgio Granville, A New Benders Decomposition Approach to Solve Power 

Transmission Network Design Problems IEEE Transactions on Power Systems, Vol. 16, No. 2, May 2001. 
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Seja 𝜇 o fator de “fatiamento” do AS, por exemplo, 0.01, 0.02 e assim por diante. O custo de 

transmissão para um determinado valor de 𝜇 é a solução do seguinte problema de 

programação linear (PL): 

𝜙(𝜇 × 𝑔) = 𝑀𝑖𝑛
𝑘

  ∑ [
𝐼𝑘

𝑓𝑘

] × 𝑓𝑘
𝑘

 

                                              𝒮𝑓 − 𝛿 = 𝜇 × 𝑔      𝜋𝜇  multiplicador 

𝛿 ≤ 𝑑̂ 

|𝑓𝑘 − 𝛾𝑘(𝜃𝐹(𝑘) − 𝜃𝑇(𝑘))| = 0 

|𝑓𝑘| ≤ 𝑓𝑘             ∀𝑘 

A alocação AS se baseia no rateio dos custos de 𝜙(𝜇 × 𝑔) entre os geradores para “fatias” 

sucessivas de 𝜇.22 No caso de um PL, este rateio é dado pelo vetor de multiplicadores simplex 

𝜋𝜇 associado à equação de balanço, que é calculado automaticamente pelo algoritmo de 

solução. 

Em resumo, o esquema AS pode ser aplicado de maneira eficaz à alocação de custos de 

transmissão de grande porte resultando em alocações eficientes como por exemplo de 

geradores (eletricamente) perto de centros de carga possuírem tarifas menores que os mais 

distantes. Como visto, esta coerência se deve ao fato de, a cada iteração com um determinado 

conjunto de geradores, o modelo identificar as demandas mais próximas a serem atendidas.  

4.3 Metodologia para cálculo dos custos de investimento em transmissão 

Conforme mencionado anteriormente, a infraestrutura de transporte de energia tem dois 

componentes principais: (i) rede de transmissão, e (ii) suporte reativo. Foi discutido 

anteriormente as diferentes metodologias de alocação de custos de transmissão. Apresenta-

se nesta sessão a metodologia e o procedimento desenvolvido para calcular os custos de 

transmissão que devem ser alocados a cada gerador. 

A Receita Anual Permitida (RAP) total das transmissoras inclui os custos com investimentos 

(em subestações, linhas e torres de transmissão, etc.), transporte de energia e equipamentos 

que prestam serviço de suporte de reativo, sendo 50% deste custo total alocado23 para os 

geradores. Atualmente, a metodologia utilizada para ratear estes 50% da RAP entre os 

geradores, denominada metodologia Nodal de cálculo da TUST, o faz sem considerar a 

natureza dos custos que compõem esta receita. Assim, ocorre uma alocação ineficiente dos 

custos do serviço de suporte de reativo, além de fornecer um fraco sinal locacional para 

investimentos na expansão do sistema, principal objetivo da TUST.  

                                                           
22 Mais precisamente, no somatório destas alocações para as diferenças de custos em fatias sucessivas de 𝜇. 

23 Os 50% remanescentes da receita paga às transmissoras são alocados para os consumidores 



C U S T O S  E  B E N E F Í C I O S  D A S  F O N T E S  D E  G E R A Ç Ã O  E L É T R I C A –  C A D E R N O  D E  I N F R A E S T R U T U R A  

44 

A Figura 4.2 ilustra as parcelas de custos de investimento e operação que estão incluídos na 

composição da RAP regulatória, a qual é alocada para cada gerador através da metodologia 

Nodal vigente, de cálculo da TUST.  

 

 
Figura 4.2 –  Rateio da RAP total paga às transmissoras 

 

Nesse estudo propõe-se que as parcelas relativas ao custo de suporte de reativo e custo de 

transporte sejam separadas para que a correta alocação referente a esses serviços seja 

aportada aos geradores, ou seja, realiza-se a alocação de cada um de forma independente, de 

maneira que atenda as particularidades de cada serviço envolvido e promova uma sinalização 

eficiente para o investimento em rede de transmissão e suporte de reativo. A Figura 4.3 –  

mostra esquematicamente essa divisão. 
 

 
Figura 4.3 –  Separação das parcelas de custo total da RAP  

A discussão sobre suporte de reativo se concentra em 4.7. 

Adicionalmente, neste projeto os custos de investimento na rede de transmissão serão 

calculados com base na estimativa de uma nova tarifa de transmissão, com aprimoramento 

do sinal locacional. Para o cálculo destas tarifas, utilizou-se o software de cálculo de tarifas de 

transmissão desenvolvido pela PSR, TARIFF, onde a metodologia Aumann-Shapley para a 

determinação das TUSTs dos geradores foi aplicada (𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆).  

4.4 Alocação da RAP entre geradores e consumidores 

O desenho da relação entre geração, transmissão e consumo de um sistema elétrico pode ser 

definido de duas maneiras: 

• Os geradores funcionam como uma cooperativa, que é responsável por construir toda 

a infraestrutura para escoar a sua produção até os consumidores finais,  
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• A cooperativa dos geradores constrói a infraestrutura até o um ponto intermediário, 

sendo a cooperativa de consumidores responsável por construir a infraestrutura 

restante para acessar o produto. 

No primeiro caso o gerador arca inicialmente com todos os custos de transmissão e no 

segundo os custos são divididos igualmente entre geração e consumo. Como estes custos 

serão incluídos no preço de energia do gerador que é repassado para os consumidores, no 

final do dia todo o investimento na infraestrutura de transporte será 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. É como se o ponto intermediário até onde os 

geradores se responsabilizam por arcar com os custos de transmissão fosse o centro de 

gravidade do sistema. Este procedimento é similar ao rateio dos custos de perdas da 

transmissão, onde 50% é arcado por geração e 50% pelo consumo, através da liquidação do 

mercado de curto prazo no centro de gravidade. 

Neste trabalho será mantida a mesma lógica de rateio dos custos de transmissão entre 

geradores e consumidores. Isto significa que os custos de infraestrutura calculados refletem 

apenas 50% dos custos totais que serão pagos pelos consumidores. 

 Alocação do custo de transmissão entre os geradores 

O seguinte procedimento é utilizado para o cálculo do custo de transmissão que deve ser 

alocado a cada gerador. 

1. Simule o sistema considerando a rede de transmissão em detalhe no ambiente de 

operação SDDP. Simulação operativa da base de dados eletroenergética. 

2. No ambiente de simulação TARIFF, para cada circuito do sistema, verifique qual o 

cenário de fluxo máximo para o circuito. A simulação possui 7200 cenários, que é o 

produto de 12 meses, 3 patamares de demanda e 200 cenários hidrológicos. 

3. Para cada cenário de fluxo máximo, aplique a metodologia Aumann Shapley e 

obtenha as 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 em R$. 

Esta 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 reflete o custo da transmissão que deve ser alocado a cada gerador. Vale 

ressaltar que nesta etapa do trabalho não será considerado o benefício do desconto de 50% 

da TUST para os geradores incentivados. Este custo será discutido no relatório sobre subsídios 

e incentivos. 

Uma vez calculado o custo que deve ser alocado a cada gerador do sistema, o próximo passo 

é adicionar essa parcela ao custo nivelado de energia (LCOE). Para tanto, divide-se o resultado 

da 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 em R$ pela respectiva geração média anual (MWh), resultando em uma 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 

em R$/MWh. Este valor é comparável ao custo nivelado de geração (LCOE) calculado nas 

outras etapas deste projeto. 

Como o objetivo de resumir os resultados obtidos, será calculada a 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 média de cada 

tecnologia e região fazendo a soma ponderada (pela geração média) dos geradores de mesmo 

tipo em cada região. 
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4.5 Base de dados 

Nesta sessão será detalhada a construção da Base de Dados Eletroenergética a ser simulada 

pelo software de despacho hidrotérmico desenvolvido pela PSR, SDDP, onde os resultados 

dessa simulação eletroenérgetica serão utilizados posteriormente para o cálculo das TUSTs 

dos geradores do SIN através do software também desenvolvido pela PSR, para cálculo de 

tarifas de transmissão, TARIFF. É importante destacar que a base de dados eletroenergética é 

o acoplamento de duas bases de dados: (i) Base de dados de Geração – PDE 2026 e (ii) Base 

de dados de transmissão – PDE 2026, onde no processo de acoplamento das bases nenhuma 

informação foi destruída, apenas modelada de forma diferente para uma melhor 

representação do sistema. Como exemplo, tem-se a separação das usinas que injetam 

potência em diferentes barras elétricas do sistema. Esse tópico será mais bem descrito nos 

próximos parágrafos. 

  

 
Figura 4.4 – Bases de Dados: (i) Base de dados de Geração – PDE 2026 e (ii) Base de dados de 

transmissão – PDE 2026 

De forma simplificada, pode-se resumir o processo de acoplamento da rede de transmissão à 

base de geração de acordo com a Figura 4.5.  Destacam-se alguns processos importantes para 

a confecção da base de dados eletroenergética que serão detalhados mais à frente.  

1. Compatibilização Geração x Transmissão 

a. Alocação de cada gerador em uma barra do sistema, 

b. Modelagem de usinas que injetam potência em mais de uma barra do 

sistema, 

c. Representação individualizada para pequenas usinas não despachadas de 

forma centralizada pelo ONS. 
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2. Representação dos limites de intercâmbio 

a. Identificação do conjunto de circuitos de intercâmbio que fazem parte da 

restrição de limite de intercambio. 

 

 
Figura 4.5 – Construção da Base de dados Eletroenergética 

Compatibilização Geração x Transmissão 

Para a compatibilização da base de dados de geração inicialmente identificou-se a localização 

de cada gerador existente nas barras do sistema. Após a alocação desse conjunto de 

geradores, estimou-se a conexão dos geradores futuros (hidrelétrica, termelétrica, eólicas, 

solar, biomassa) de acordo com a evolução da rede de transmissão.  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 

transmissão. As usinas representadas em mais de duas barras no caso eletroenergético foram: 

UHE Mascarenhas de Moraes, UHE Santo Antônio, UHE Henry Borden, UHE Itaipu e UTE Juiz 

de Fora. De forma a exemplificar o impacto e a importância dessa modelagem, na Figura 4.6 

apresenta-se a representação da UHE Mascarenhas de Moraes, usina cuja injeção de potência 

ao SIN é feita através de duas barras elétricas com níveis de tensões distintos. Isso significa 

que, 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 potência em apenas um tronco de 

transmissão, o que não equivale à operação real do sistema. 
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Figura 4.6 – Exemplo de modelagem de usinas com injeção de potência em diferentes barras 

elétricas do sistema 

Simulações eletroenergéticas 

As primeiras simulações foram executadas sem a representação completa da rede de 

transmissão (representação pelo modelo de transportes, utilizada no PDE 2026), de modo a 

isolar os efeitos da representação de usinas conectadas a mais de uma barra. Os resultados 

atestaram a adequação da representação escolhida. O próximo passo foi a determinação de 

uma política operativa para o sistema. De modo a emular o procedimento de operação, em 

que a programação da geração de longo prazo e de médio prazo são realizadas com a 

representação da rede de transmissão através de um modelo de transportes, utilizam-se as 

informações do valor da água (função de custo futuro do volume dos reservatórios) e os 

volumes mensais iniciais dos reservatórios advindos desta primeira simulação puramente 

energética como dados de entrada para a realização de simulações eletroenergéticas (com a 

representação do modelo detalhado da transmissão). 

A simulação eletroenergética é executada com a representação completa da rede através do 

modelo de fluxo de potência linearizado, o que permite modelar individualmente cada um 

dos circuitos que compõem a Rede Básica do SIN. A rede de transmissão é composta com 

aproximadamente 10.000 barras e 14.000 circuitos. São consideradas restrições de 

carregamento térmico além das restrições de intercâmbio inter-regionais (soma de fluxo em 

circuitos) mencionadas anteriormente. Além dos circuitos que compõem a Rede Básica, é 

representada toda a rede de simulação correspondente aos casos do PDE 2026 (o que inclui 

também circuitos em níveis de tensão mais baixos que são relevantes para modelar de forma 

fidedigna o comportamento da rede de transmissão). 

A simulação eletroenergética foi realizada considerando o ano alvo de 2026, que guarda 

relação com o caso utilizado para o cálculo dos outros atributos discutidos ao longo do estudo. 

O número de cenários hidrológicos simulados foi 200 (duzentos) e foram consideradas todas 
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as usinas existentes e toda a geração de expansão projetada pela EPE, também para o ano de 

2026. 

Cálculo da RAP 

A RAP total a ser recuperada nas simulações deste estudo é a mesma definida pela REN 

2558/2017, em que se estima que os custos de transmissão sejam da ordem de 37 bilhões de 

reais.  

4.6 Resultados 

Apresentam-se neste capítulo os resultados da alocação do custo de investimento na rede de 

transmissão. 

A Figura 4.7 mostra o resultado comparativo das tarifas para o segmento geração 

considerando as metodologias estudadas Nodal x Aumann-Shapley. As seguintes premissas 

foram inseridas para a comparação visual entre os resultados das metodologias: 

i. A 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 foi dividida pelo MUST de cada usina, mesma base que a 𝑇𝑈𝑆𝑇𝑁𝑜𝑑𝑎𝑙. Dessa 

forma, as TUSTs calculadas são comparáveis e são apresentadas em R$/kW.mês. 

ii. De acordo com a metodologia proposta de 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆, estas recuperam toda a RAP do 

ciclo tarifário enquanto a Metodologia Nodal aloca para o segmento de geração 50% 

da receita total a ser paga para as transmissoras. Para a comparação mostrada na 

Figura 4.7, as 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 são apresentadas considerando também a recuperação 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 diferenciação da base de dados oficial 24para 

o cálculo 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 diferenciação entre 

as tarifas obtidas dos geradores de acordo com sua localização. Por exemplo, observa-se pelo 

mapa da direita que as tarifas das usinas eólicas instaladas no Sul do Brasil têm tarifas mais 

elevadas do que quando comparadas às tarifas calculadas para o mesmo ciclo tarifário com a 

Metodologia Nodal (mapa da esquerda). Esse aumento de tarifa é esperado devido essa 

geração estar longe dos centros de demanda tanto do Sul quanto do Sudeste. Nesta mesma 

condição, estão as 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 do Nordeste que se mostram elevadas devido o escoamento de 

energia para o atendimento das demandas do Sudeste. 

Em geral, as 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 são mais elevadas em localizações onde a presença de demanda é mais 

escassa. As 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆  no Sudeste tendem a ser mais baratas onde as usinas que estão mais 

próximas ao principal centro de carga.  

 

                                                           
24 Resolução Normativa 2259/2017 
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Figura 4.7 – Resultado das tarifas de transmissão para o segmento geração 

De forma ilustrativa, destaca-se um exemplo de tarifas calculadas para uma eólica no nordeste 

em que no ciclo tarifário de 2025-2026 tem uma tarifa projetada de 𝑇𝑈𝑆𝑇𝑁𝑜𝑑𝑎𝑙 =

7.4R$/(kW.mês). Considerando então a metodologia proposta há um aumento de 34% na 

tarifa dessa mesma usina, atingindo 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 = 9.9R$/(kW. mês). 

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 região Acre Rondônia é considerada energeticamente no Subsistema 

Sudeste. Esta região não é mostrada na Figura 4.8. 
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Figura 4.8 – Resultado das tarifas de transmissão para o segmento geração - Sudeste 

Comparando a TUST média proporcional ao MUST contratado do Sudeste para cada 

metodologia, tem-se tarifas médias iguais com valor aproximadamente 𝑇𝑈𝑆𝑇𝑁𝑜𝑑𝑎𝑙 =

 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 = 7.0 𝑅$/(kW.mês). Os valores médios não diferem um do outro, porém observa-se 

que quando se compara as tarifas dos geradores, os valores de 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 são distintos e tendem 

a ser menores em localizações mais próxima da carga. Os pontos de cor rosa evidenciam esse 

comportamento da 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 se comparado à 𝑇𝑈𝑆𝑇𝑁𝑜𝑑𝑎𝑙. 

A Figura 4.9 compara as tarifas das duas metodologias para um grupo de geradores da região 

Sudeste. Conclui-se que a metodologia Nodal superestima cerca de 70% das tarifas aplicadas 

aos geradores localizados no subsistema sudeste. 
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Figura 4.9 – Resultado das tarifas de transmissão por gerador – Sudeste 

 

Resultados para o Sul 

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

 

 
Figura 4.10 – Resultado das tarifas de transmissão para o segmento geração - Sul 

Observa-se o mesmo comportamento da TUST média proporcional ao MUST contratado no 

Sul em relação às tarifas calculadas no Sudeste para cada metodologia. Tem-se tarifas médias 

próximas com valor aproximadamente 𝑇𝑈𝑆𝑇𝑁𝑜𝑑𝑎𝑙 =  𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 = 7.0 𝑅$/(kW.mês). Os valores 

médios não diferem um do outro, porém observa-se que quando se compara as tarifas dos 

geradores, os valores de 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 são distintos e tendem a ser menores em localizações 

próximas a carga. Os pontos de cor rosa evidenciam esse comportamento da 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆. Já para 

as 𝑇𝑈𝑆𝑇𝑁𝑜𝑑𝑎𝑙, não há essa diferenciação. 

A Figura 4.11 compara as tarifas das duas metodologias para um grupo de geradores da região 

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 transmissão por gerador - Sul 

Resultados para o Nordeste 

A Figura 4.12 apresenta os resultados das tarifas com o foco no subsistema Nordeste. 

 
Figura 4.12 – Resultado das tarifas de transmissão para o segmento geração - Nordeste 

Comparando a TUST média proporcional ao MUST contratado do Nordeste para cada 

metodologia, tem-se tarifas médias distintas com valores aproximadamente de 𝑇𝑈𝑆𝑇𝑁𝑜𝑑𝑎𝑙 =

6.0 (kW. mês)e 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 = 9.0 𝑅$/(kW.mês). Os valores médios diferem um do outro assim 

como os valores por gerador. Entende-se que a 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 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 estão distantes da carga. 
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A Figura 4.13 compara as tarifas das duas metodologias para os geradores da região Nordeste. 

Conclui-se que a metodologia Nodal subestima cerca de 90% das tarifas aplicadas aos 

geradores localizados no subsistema Nordeste. 

 

 
Figura 4.13 – Resultado das tarifas de transmissão por gerador - Nordeste 

 

Resultados para o Norte 

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

 

 
Figura 4.14 – Resultado das tarifas de transmissão para o segmento geração - Norte 

Comparando a TUST média proporcional ao MUST contratado do Norte para cada 

metodologia, tem-se tarifas médias distintas com valores aproximadamente 𝑇𝑈𝑆𝑇𝑁𝑜𝑑𝑎𝑙 =

6.0 (kW. mês)e 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 = 8.0 𝑅$/(kW.mês). Os valores médios diferem um do outro assim 

como os valores por gerador. Entende-se que a 𝑇𝑈𝑆𝑇𝐴𝑆 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 estão distantes da carga. 
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A Figura 4.15 compara as tarifas das duas metodologias para os geradores da região Norte. 

Conclui-se que a metodologia Nodal subestima cerca de 90% das tarifas aplicadas aos 

geradores localizados no subsistema Norte. 

 

 
Figura 4.15 – Resultado das tarifas de transmissão por gerador - Norte 

A tabela a seguir apresenta a tarifa alocada a cada gerador, separado por fonte, que participa 

da expansão do sistema para a recuperação do custo da rede de transmissão. Os valores foram 

obtidos considerando os fatores de capacidade utilizados para o cálculo do LCOE. 

A tabela mostra os valores de tarifa expressas em R$/MWh para cada fonte que participa da 

expansão do sistema e por região considerando a análise avessa ao risco. A separação da fonte 

por região foi feita para que o aspecto locacional fosse considerado de forma macro já que 

dentro do mesmo subsistema, as tarifas de transmissão podem variar, conforme visto ao 

longo do relatório. 
 

Tabela 4.1 – Tarifa em [R$/MWh] para recuperação dos custos da rede de transmissão 

 

As fontes a gás ciclo aberto totalmente flexíveis apresentam valor de tarifa em R$/MWh, 

elevadas. Isso é devido ao baixo fator de capacidade da fonte, de apenas 2%, nos poucos 

cenários em que essa usina é despachada. As tarifas das outras fontes, eólica, solar, PCH e 

Fonte

Custo de 

Transporte

[R$/MWh]

Gas CC NE 17.8

GAS CC SE 11.0

Gas CA SE 53.8

GNL CC SE 5.0

UHE 19.4

EOL NE 18.5

EOL S 19.4

PCH SE 11.6

BIO SE 9.8

SOL NE 30.0
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biomassa, variam de 15R$/MWh a 40R$/MWh. Destaca-se que a fonte solar apresenta uma 

tarifa elevada, principalmente a solar localizada no Nordeste que é a região na qual os valores 

das tarifas são mais elevados. 

4.7 Suporte de reativo  

O suporte de reativo é destinado ao controle de tensão da rede de operação, por meio do 

fornecimento ou absorção de energia reativa, para manutenção dos níveis de tensão da rede 

de operação dentro dos limites de variação estabelecidos pelo Procedimentos de Rede do 

ONS.  

Os equipamentos que contribuem para o suporte de reativo são as unidades geradoras que 

fornecem potência reativa, as que operam como compensadores síncronos e os 

equipamentos das concessionárias de transmissão e de distribuição para controle de tensão, 

entre eles, os bancos de Capacitores, Reatores, Compensadores Estáticos, e outros. 

 Metodologia 

Como visto no início do capítulo, na sessão 4.3, um problema identificado na metodologia 

atual de cálculo da TUST, é a ausência de uma componente locacional para o serviço de 

suporte de reativo, oferecido por determinados equipamentos. Atualmente, os custos deste 

serviço estão dentro da RAP, juntamente com outros custos, como os de investimento em 

linhas e torres de transmissão, e, portanto, são todos rateados, entre os geradores, pela 

mesma metodologia de cálculo da TUST, que observa o fluxo na rede, não levando em 

consideração que o suporte de reativo está relacionado a problemas de suporte local. 

Para resolver esta questão, foi proposta uma metodologia onde os custos de serviço de reativo 

foram separados da RAP total do sistema e, então, rateados utilizando-se o método de 

Aumann Shapley, apresentado em 4.2.2. 

Inicialmente identificou-se na rede de transmissão todos os equipamentos que prestam 

suporte de reativo, de cada uma das subestações, e estimou-se um cálculo do investimento 

desses equipamentos de acordo com o banco de preços ANEEL. Uma vez que o custo total de 

investimento em equipamentos de reativo foi levantado, 𝐶𝐴𝑃𝐸𝑋𝑟𝑒𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜, estimou-se uma 

𝑅𝐴𝑃𝑟𝑒𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜, para os mesmos considerando a relação 
𝑅𝐴𝑃𝑟𝑒𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜

𝐶𝐴𝑃𝐸𝑋𝑟𝑒𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜
⁄ = 20%25 . 

Essa estimativa de 𝑅𝐴𝑃𝑟𝑒𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜 se torna necessária para manter a coerência com o 

procedimento adotado para o cálculo de TUST referente ao custo de transporte, no qual a 

tarifa calculada remunera o investimento, operação e manutenção do ativo ao longo de sua 

vida útil. Como resultado a 𝑅𝐴𝑃𝑟𝑒𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜 total dos ativos é aproximadamente 10% do RAP total 

do sistema no ano de 2026. 

                                                           
25 A relação RAP/ CAPEX = 20% é uma aproximação dos valores observados na definição da RAP máxima nos leilões 

de transmissão. 
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Para realização da alocação dos custos desses equipamentos, atribuiu-se um “custo de 

reativo” para os circuitos conectados a subestações com a presença desses equipamentos. O 

rateio então é realizado de acordo com a fórmula: 

𝑅𝐴𝑃𝑟𝑒𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜 𝑎𝑙𝑜𝑐𝑎𝑑𝑜 𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑜 𝑐𝑖𝑟𝑐𝑢𝑖𝑡𝑜

[
𝑅$

𝑀𝑊
]

 = [∑ (
𝐶𝑢𝑠𝑡𝑜
 𝑠ℎ𝑢𝑛𝑡

×
𝑐𝑎𝑝𝑎𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑𝑒 𝑑𝑜 𝑐𝑖𝑟𝑐𝑢𝑖𝑡𝑜

∑ (
𝑐𝑎𝑝𝑎𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑𝑒

𝑐𝑖𝑟𝑐𝑢𝑖𝑡𝑜𝑠 𝑐𝑜𝑛𝑒𝑐𝑡𝑎𝑑𝑜𝑠
)

) + ∑ (
𝑐𝑢𝑠𝑡𝑜 

𝑠ℎ𝑢𝑛𝑡 𝑑𝑒 𝑙𝑖𝑛ℎ𝑎
)] × 20% 

 Resultado 

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

circuitos que estão conectados a subestações que possuem equipamentos de reativo 

associado e/ou  linhas que reatores shunt possuem custos de reativo mais levados.  

 
Figura 4.16 – Custo de suporte de reativo por linha de transmissão 

 

Por fim, o último passo é realizado fazendo o rateio do custo de suporte de reativo. Como 

resultado, tem-se então a  𝑇𝑈𝑆𝑇𝑟𝑒𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜 para cada gerador do sistema. A Figura 4.17 mostra 

os resultados obtidos com a metodologia proposta de cálculo dos custos do serviço de suporte 

de reativo. Verifica-se que geradores localizados no Nordeste possuem 𝑇𝑈𝑆𝑇𝑟𝑒𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜na faixa 

de 2 R$/kW.mês, exceto aqueles localizados no litoral, que possuem custos muito mais baixos 

(cerca de 1 R$/kW.mês ou menos) do que um gerador localizado mais no centro. Os geradores 

localizados no Sudeste possuem 𝑇𝑈𝑆𝑇𝑟𝑒𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜 próximos de 1 R$/kW.mês.  

 

 
Figura 4.17 – Apresentação geográfica da TUST Reativo por gerador 
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Por fim, apresenta-se as 𝑇𝑈𝑆𝑇𝑟𝑒𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜 expressas em R$/MWh de acordo com a metodologia 

avessa ao risco na Tabela 4.2. 

 
Tabela 4.2 – Tarifa em [R$/MWh] para recuperação dos custos de equipamentos de suporte de 

reativo 

 

 

Fonte
Custo Reativo

[R$/MWh]

Gas CC NE 0.3

GAS CC SE 0.4

Gas CA SE 1.9

GNL CC SE 0.2

UHE 2.0

EOL NE 4.7

EOL S 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 existência de perdas de energia nos sistemas de transmissão resulta em que a geração de 

energia no SIN é, em qualquer momento, superior ao consumo líquido de energia medido nos 

pontos de conexão dos agentes consumidores à Rede Básica. 

A filosofia de alocação dos custos adicionais de geração devido às perdas no sistema de 

transmissão utilizada no Brasil não envolve a alocação direta destes custos adicionais de 

geração a agentes, mas sim a alocação das próprias perdas de energia aos agentes do SIN. 

Existe no Brasil um processo semanal de alocação de perdas de energia no sistema de 

transmissão, realizado pela CCEE durante o processo semanal de contabilização de energia 

comercializada pelos agentes no Mercado de Curto Prazo (contabilização e fechamento do 

mercado).  

Este esquema funciona da seguinte maneira: 

• 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 são alocados ao segmento de 

geração. 

• Procede-se então à alocação das perdas aos agentes de cada segmento. Para o 

primeiro segmento, isso é feito simplesmente em proporção ao consumo líquido das 

cargas, medido em MWh no ponto de conexão do agente à Rede Básica dentro de 

cada patamar de carga. Para o segmento de geração, isto é feito de maneira análoga: 

a cada gerador são alocadas perdas proporcionais à produção líquida injetada à Rede 

Básica no ponto de conexão, conforme medições em cada período de carga. Pode-se 

notar que tal procedimento não traz qualquer diferenciação dos montantes de perdas 

alocados ao agente em função de seu ponto de conexão à Rede Básica (isto é, não traz 

qualquer componente locacional na alocação). 

• Para o propósito de contabilização e fechamento de mercado, o montante contábil 

pelo qual cada consumidor é faturado corresponde à 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 multiplicação do 

montante medido por um fator de perdas, que para agentes do segmento de consumo 

será sempre maior que a unidade: montante contábil = montante medido · fator de 

perdas. 

• Para os geradores, o montante contábil considerado para o processo de 

contabilização e fechamento de mercado corresponde ao montante medido menos 

as perdas alocadas ao gerador. Isto tem o efeito de reduzir o montante contábil, em 

comparação com a produção medida. Isto é feito também através da aplicação de um 

fator de perdas, que para agentes do segmento de geração será sempre menor que a 
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unidade, através da expressão: montante contábil = montante medido · (1 – fator de 

perdas). 

A Figura 5.1 ilustra este processo de alocação de perdas, para um dado patamar de carga em 

uma semana fictícia, e utilizando números ilustrativos apenas. 

 

 
Figura 5.1 – Ilustração do processo de alocação de perdas de energia na Rede Básica 

O esquema atual de alocação de perdas no sistema de transmissão não captura a dependência 

com a localização dos agentes. A alocação de perdas garante que a geração 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 são 

consideradas todas as vendas e compras de energia na CCEE).  

5.2 Metodologia  

A metodologia proposta26 pela PSR busca incorporar o sinal locacional também no cálculo das 

perdas, através de uma alocação por meio do método de participações médias em que se 

mapeia a responsabilidade da injeção de potência em um ponto do sistema nos fluxos que 

percorrem as linhas de transmissão. A ideia desta metodologia, de forma simplificada, é 

realizar o cálculo da perda específica de cada gerador e, então, utilizá-la no cálculo do LCOE e 

atributos, considerando-se a geração efetivamente entregue para o consumidor (no centro 

de gravidade).  O cálculo dos demais atributos e do LCOE foi feito com base na expectativa de 

geração na barra do gerador.  

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

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

(1 − 𝑃𝑒𝑟𝑑𝑎𝑠(%))
− 1) 

                                                           
26 O objetivo deste trabalho não é propor uma mudança na liquidação do setor elétrico, mas somente explicitar os 

custos das fontes da expansão do sistema.  
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5.3 Resultados para as fontes de expansão 

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 estão 

localizados mais próximos do centro de carga terão custos menores com perdas do que 

aqueles mais distantes. Cabe ressaltar que a “qualidade” das características da rede de 

transmissão também é importante e entende-se como “qualidade” os parâmetros dos 

circuitos. Como as perdas nos circuitos estão intimamente relacionadas ao parâmetro 

resistência do circuito, caso o gerador esteja conectado em um circuito que tenha alta 

resistência, este também terá um fator alto de responsabilidade sob as perdas. 

 

 
Figura 5.2 – Alocação das perdas em [%] da rede de transmissão para geradores do sistema  

 

As perdas dos circuitos em que as biomassas estão conectas no Sudeste é um exemplo em 

que os parâmetros dos circuitos afetam significativamente as perdas do sistema. Essas usinas 

estão próximas do centro de carga do Sudeste, porém conectadas a circuitos com valores 

elevados de resistência. 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 expansão. Esses fatores serão considerados no LCOE para o cálculo do 

custo de geração final. 
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Tabela 5.1 – Resultado do cálculo do custo de perdas para as usinas de expansão do sistema  
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6 CONCLUSÕES 

O estudo desenvolvido para o Instituto Escolhas visa avaliar custos e benefícios reais de cada 

fonte de expansão, considerando os impactos (positivos ou negativos) para a operação do 

sistema elétrico. Este caderno concentrou-se nas análises efetuadas para a valoração dos 

custos (promovidos ou evitados) de investimento em infraestrutura que são demandados 

pelas fontes de geração considerando quesitos operativos e de investimentos. 

Considera-se como investimentos de infraestrutura a necessidade de construção de novos 

equipamentos de geração e/ou transmissão. 

Os custos de infraestrutura deste caderno foram divididos nas seguintes categorias: 

1. Reserva probabilística de geração 

2. Equilíbrio da frequência  

3. Rede de transmissão 

4. Suporte de reativo 

5. Perdas 

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

 

 
Figura 6.1 – Compilação dos atributos referentes ao custo de infraestrutura 

Verifica-se que a térmica a gás ciclo aberto tem o custo total de infraestrutura mais elevado 

quando comparado ao custo de infraestrutura das outras fontes chegando a 61 R$/MWh. A 

eólica localizada no Nordeste tem o custo de 38 R$/MWh enquanto a eólica localizada no Sul, 

um custo de 54 R$/MWh. O custo de infraestrutura total da biomassa no Sudeste é de 12 

R$/MWh enquanto o da usina solar no Nordeste é de 49 R$/MWh. Se a solar estiver localizada 

no Sudeste, o custo total aumenta para 55 R$/MWh.  

Uma vez calculado o custo de infraestrutura que deve ser alocado a cada gerador do sistema, 

o próximo passo é adicionar essa parcela ao custo nivelado de energia (LCOE). 
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