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RESUMO

Este trabalho propõe um procedimento inovador para consideração de cenários hidrológicos na precificação no-
dal da transmissão obtidos a partir da modelagem energética hidrotérmica, mais próximos da realidade operativa
do sistema e adequados ao planejamento da operação da transmissão. O objetivo é tornar a tarifação mais loca-
cional e aderente aos cenários de geração utilizados em estudos de planejamento de médio prazo. Os desenvol-
vimentos são descritos com a apresentação de conceitos, equações e algoritmos. Características importantes,
como a sensibilidade à hidrologia, são ilustradas com base em aplicações com o sistema brasileiro para o ciclo
tarifário 2014/2015. Ao final, são apresentadas análises probabilísticas de encargos de transmissão para usinas
termelétricas e hidrelétricas de submercados distintos.

PALAVRAS-CHAVE

Mercado de energia elétrica, metodologia nodal, precificação da transmissão.

1.0 - INTRODUÇÃO

A tarifação do uso do sistema de transmissão afeta diretamente a remuneração das empresas concessionárias e
os custos dos agentes participantes do mercado. Uma vez definido o montante total necessário para cobrir des-
pesas com operação e manutenção, além de garantir investimentos para ampliação e reforço, torna-se necessá-
rio estabelecer a forma com que este custo será rateado entre os usuários, o que pode ser feito por métodos ba-
seados em diferentes princípios. Nos mercados de energia elétrica (1), as metodologias para alocação de custos
de transmissão foram divididas inicialmente em três grupos (2): métodos que traduzem comportamentos médios,
métodos incrementais e métodos marginais.

No primeiro grupo são encontrados métodos que alocam os custos totais de um sistema de transmissão entre
seus usuários com base em proporções de variáveis regulatórias como potência de ponta ou energia transmitida.
Estes métodos podem ou não considerar estudos de fluxo de potência. Pela técnica Pro Rata ou Selo Postal (3),
(4), por exemplo, o custo total da transmissão é dividido entre os agentes na proporção das magnitudes de sua
injeção de potência em uma condição específica. O Pro Rata pode ser usado para complementar as tarifas cal-
culadas por métodos mais sofisticados, alocando a diferença entre os custos totais da transmissão e os original-
mente recuperados pelos métodos. Ainda neste grupo, metodologias baseadas no princípio da divisão proporcio-
nal (e.g., (2), (5), (6), admitem que os fluxos que deixam uma barra por um conjunto de circuitos são combina-
ções proporcionais dos fluxos que nela incidem. Em (7), utiliza-se o valor de Shapley (8) para confirmar o princí-
pio da divisão proporcional em um problema de alocação de perdas.

Nos métodos incrementais, deve-se estabelecer uma situação-base à qual serão sobrepostas novas transações.
O custo incremental associado a uma transação corresponde à diferença entre os custos do sistema na presen-
ça e na ausência da mesma. Diferentemente dos métodos incrementais, as metodologias marginais consistem
basicamente em avaliar, em relação a um ponto de operação, a variação nos custos do sistema de transmissão
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provocada pela variação marginal de alguma grandeza, e.g., a injeção de potência em uma barra. Nos últimos
anos, o interesse por métodos marginais tem aumentado devido à capacidade de promover uma alocação com-
patível com o uso eficiente da rede. Os sinais econômicos transmitidos pelos preços marginais (9) têm justificado
a aplicação de tais métodos nos sistemas tarifários de diversos países. A metodologia nodal (10) é a formulação
atualmente utilizada pela Agência Nacional de Energia Elétrica (ANEEL) na alocação dos custos da transmissão
no Setor Elétrico Brasileiro. Países como Inglaterra, Colômbia e Panamá utilizam a metodologia nodal, com pe-
quenas variações em relação ao modelo em vigor no Brasil. O método é baseado no cálculo de tarifas por barra,
levando em conta a localização do agente no sistema de transmissão e a magnitude de sua injeção de potência.
A metodologia visa obter uma sinalização econômica consistente e garantir a remuneração do custo total da
transmissão.

A estrutura de cálculo de tarifas (11)-(13) utilizada neste trabalho tem as mesmas bases da metodologia nodal, e
permite decompor o custo total da transmissão em duas parcelas: a primeira, correspondente à capacidade utili-
zada da rede em um ponto de operação (despacho) previamente definido, e a segunda, referente à capacidade
de transmissão ainda disponível neste ponto. Como sabido, o despacho hoje utilizado pelo programa de tarifação
no Brasil não guarda semelhança com os praticados na realidade operativa, resultando em sinais inadequados
para a instalação de novos geradores e cargas, o que pode ocasionar elevação de congestionamentos e perdas
na transmissão, bem como a deterioração do nível de confiabilidade da rede. A contribuição principal deste tra-
balho consiste em propor um procedimento inovador para considerar múltiplos cenários hidrológicos, obtidos a
partir da modelagem energética hidrotérmica, mais próximos da realidade operativa do sistema e adequados ao
planejamento da expansão da transmissão. O objetivo é tornar a tarifação do uso da transmissão mais locacional
e aderente aos cenários de geração utilizados em estudos de planejamento da operação de médio prazo.

Características importantes da metodologia proposta, como a sensibilidade aos cenários hidrológicos, são ilustra-
das por aplicações numéricas com o Sistema Interligado Nacional para o ciclo tarifário 2014/2015. Apresentam-
se também análises probabilísticas para encargos de transmissão de usinas termelétricas e hidrelétricas, locali-
zadas em submercados distintos, obtidos com a consideração de múltiplos cenários hidrológicos.

2.0 - GENERALIZAÇÃO DA METODOLOGIA NODAL

A tarifa inicial de uma barra i representa a soma dos custos de uso de todos os nl circuitos de um sistema de nb
barras, provocados pela injeção de 1 MW na mesma (11), (12). As tarifas iniciais de todas as barras, representa-
das em um vetor 1×nb, podem ser calculadas por:

π=CT×DT×β (1)

onde CT é o vetor 1×nl com os custos dos circuitos, a serem recuperados por ano, em R$; DT é a matriz diago-
nal nl×nl, cujo termo j-j é inverso da capacidade do circuito j em MW, e; β é a matriz nl×nb com as sensibilidades
dos fluxos nos circuitos em relação às injeções de potência ativa nas barras (10).

A aplicação direta das tarifas iniciais sobre as injeções de potência implica recuperação do CTU (custo da parce-
la utilizada do sistema de transmissão). Este custo equivale à soma dos produtos entre o custo unitário de cada
circuito e seu fluxo de potência calculado no ponto de operação considerado para tarifação. Matematicamente:

π×P=∑
i=1

nb

πi×Pi=CTU
(2)

onde P é o vetor 1×nb com as injeções de potência ativa em MW. As tarifas iniciais permitem alocar o CTU entre
todos os participantes. No entanto, algumas correções devem ser efetuadas (11), para que:

i. As tarifas calculadas sejam independentes da escolha da barra de referência considerada no estudo de fluxo
de potência e no cálculo da matriz β (10), conferindo transparência ao método;

ii. Os custos de transmissão sejam alocados em uma proporção predefinida entre geração e consumo (13),
e.g., 50% para cada classe, como no Brasil (10), e;

iii. O CTN (custo referente à parcela não utilizada da transmissão) também seja alocado entre geração e carga
na mesma proporção. A existência desta capacidade excedente se deve a investimentos em reforços e am-
pliações da rede para o atendimento de solicitações de carga/geração previstos para um horizonte futuro. O
CTN representa, então, o montante a ser pago de forma complementar pelos participantes, visando à remu-
neração da capacidade ainda disponível na rede. Matematicamente, o CTN pode ser calculado por:

CTN=CTT−CTU (3)
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onde CTT é o custo total da transmissão, conhecido previamente, que deve ser alocado por ano.

As condições i e ii são satisfeitas através da adição de um termo constante às tarifas nodais, conforme detalha-
mento apresentado em (12). A alocação do CTN, destacada na condição iii, é feita por selo, de modo que meta-
de desta parcela seja alocada entre a geração e a outra metade entre as cargas (12). Assim, tarifa de qualquer
barra possui uma parcela locacional, responsável pela alocação do CTU e uma parcela selo, que garante a re-
muneração do CTN. Por ter origem incremental, a parcela locacional pode ser positiva ou negativa, enquanto a
selo é sempre positiva. A depender da magnitude do selo, tarifas finais negativas poderão ser encontradas. Usu-
almente, geradores em centros consumidores e cargas em áreas geradoras reduzem o uso da transmissão, es-
tando “bem posicionados” na rede. Embora esta sinalização esteja correta, a obtenção de receita a partir do uso
da rede é uma questão a ser analisada com cuidado, pois faz com que a soma dos pagamentos supere o custo
total da transmissão. Um procedimento para eliminar alocações negativas (11)-(13) consiste na redistribuição do
montante total alocado negativamente através de selo entre os participantes que tiveram encargos positivos. As-
sim, participantes que inicialmente obtiveram encargos negativos ficam isentos de custos, enquanto os que efeti-
vamente pagaram pela transmissão obtêm uma redução em seus encargos iniciais. 

O seguinte algoritmo descreve o procedimento utilizado para a alocação dos custos de transmissão, visando
atender às particularidades do sistema brasileiro:

a) Efetuar a leitura de dados elétricos, condição de despacho e custos dos elementos de transmissão;
b) Decidir se haverá eliminação de alocações negativas na geração e/ou na carga e escolher o modelo de eli-

minação, i.e., sobre o custo total (após o rateio do CTN) ou sobre o encargo locacional;
c) Executar o cálculo do fluxo DC com perdas a partir da condição de despacho informada;

d) Com base no ponto de operação obtido, calcular a matriz  e o vetor de tarifas iniciais;
e) Efetuar os ajustes de tarifas e correções necessárias;
f) Calcular os encargos totais e tarifas finais, aplicáveis às capacidades instaladas e cargas.

O modelo de cálculo de tarifas descrito nesta seção e utilizado nas aplicações numéricas da Seção 5 é análogo
ao oficialmente empregado pelos agentes do mercado de energia, e foi desenvolvido no âmbito do projeto estra-
tégico da ANEEL – Tema 3 2008 (15).

3.0 - MODELOS DE OTIMIZAÇÃO HIDROTÉRMICA

Devido à predominância de usinas hidroelétricas no Sistema Interligado Nacional (SIN) e à sua forte dependên-
cia das vazões naturais afluentes, é necessário realizar o planejamento da operação, a fim de minimizar o valor
esperado do custo de operação no período de planejamento, atendendo à demanda dentro de um limite estabe-
lecido de confiabilidade, mesmo em situações hidrológicas desfavoráveis, através da redução e priorização do
consumo de combustíveis (16)-(22).

O planejamento da operação é feito levando em conta as interdependências operativas entre as usinas, bem
como a interconexão entre os subsistemas e a integração dos recursos de geração e transmissão no atendimen-
to à carga total do sistema. Os sistemas hídricos com complementaridade térmica, como o brasileiro, possuem
características distintas dos puramente térmicos, dentre as quais se destacam a estocasticidade e o acoplamento
espacial e temporal da operação (16), (23). Como existe relação entre a decisão tomada em um estágio qualquer
e sua consequência futura, se, no presente, for utilizada muita água dos reservatórios e futuramente um baixo re-
gime pluviométrico vier a acontecer, provavelmente será necessária a utilização de geração térmica, com risco
elevado do não atendimento da demanda. Raciocínio inverso também se aplica. Atualmente são utilizados mode-
los computacionais para o despacho da operação considerando os horizontes de médio/longo prazo (5 anos à
frente), curto prazo (1 ano à frente), e curtíssimo prazo (dias ou semanas à frente).

A operação hidrotérmica no planejamento energético de médio/longo prazo é representada por um problema de
otimização, em que cada estágio é resolvido por Programação Linear, conforme o esquema simplificado:

Minimizar: Custo total de operação (custo imediato + custo futuro) (4)

Sujeito a:

a) Equações de atendimento à demanda;
b) Equações de balanço hídrico;
c) Restrições operativas (específicas de usinas hidráulicas ou reservatórios equivalentes e térmicas, além de li-

mites de intercâmbio);
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d) Função de custo futuro (FCF).
A função objetivo (4) consiste em minimizar o custo de operação, representado pelo custo das usinas termelétri-
cas e eventuais penalizações por cortes no fornecimento de energia. Como o problema tem natureza estocásti-
ca, este é dividido em subproblemas, tantos quantos forem os estágios considerados no horizonte de estudo.

Os modelos utilizados para o planejamento da operação no médio prazo agregam as usinas em reservatórios
equivalentes com a finalidade de reduzir o esforço computacional exigido pelos algoritmos de otimização. Porém,
para verificar se a política de operação obtida pelo modelo de decisão estratégica será viável, é necessário desa-
gregar a solução obtida para os reservatórios equivalentes de energia em usinas individualizadas, ou seja, verifi-
car se as usinas que compõem cada reservatório equivalente são capazes de atender ao montante determinado.

Há modelos adotados oficialmente no SIN para o planejamento da operação de curto prazo (24) e para o médio
prazo (23), (25), (26). O modelo oficial NEWAVE (23), (25) é baseado na Programação Dinâmica Dual Estocásti-
ca (PDDE) para determinar a política de operação que minimize o custo esperado de operação com um horizon-
te de estudo que se estende até cinco anos à frente, com discretização mensal. As usinas são representadas de
forma agregada em subsistemas de energia interligados por troncos de transmissão. Fornece uma FCF (Função
de Custo Futuro) que é utilizada pelo modelo SUISHI-O (23), (26), no médio prazo, e pelo modelo DECOMP (24),
no curto prazo. O modelo oficial SUISHI-O (23), (26) utiliza as funções de custos futuros obtidas pelo modelo
NEWAVE (23), (25) e através de heurísticas realiza a simulação do reservatório equivalente de forma individuali-
zada. Além disso, permite a realização do cálculo de garantia física (lastro comercial das usinas). O modelo ofici-
al DECOMP (24) também utiliza a PDDE, mas com um horizonte de estudo reduzido para no máximo 12 meses,
sendo que a discretização do primeiro mês é semanal, e dos estágios seguintes, é mensal. Neste horizonte de
curto prazo, as características físicas das usinas e do sistema elétrico são mais detalhadas.

Foram desenvolvidos modelos análogos aos amplamente empregados NEWAVE e SUISHI-O (23), (25), (26) pe-
los Agentes do Mercado de Energia, no âmbito do projeto estratégico ANEEL no tema “Modelo de Otimização do
Despacho Hidrotérmico” (27). Como foram devidamente testadas, estas ferramentas computacionais serão as
utilizadas neste trabalho. O modelo MDDH (16), (20) utiliza a metodologia de Programação Dinâmica Estocástica
conjuntamente ao algoritmo de fechos convexos (PDE-ConvexHULL) e a um esquema de inserção eficiente de
cortes na FCF (Fast-PDE-ConvexHULL) (28), (29). A principal contribuição é apresentar uma nova metodologia
para a representação da FCF no problema de programação linear na qual o tempo computacional se torne me-
nos sensível ao número de hiperplanos obtidos pelo algoritmo de fechos convexos. O modelo MIUH (29) é base-
ado em Programação Não Linear utilizando-se as FCFs produzidas pelo modelo NEWAVE (23), (25) ou outro de
decisão estratégica como, por exemplo, o modelo MDDH (16), (20). O objetivo é calcular metas de geração para
cada usina do sistema minimizando o custo imediato (geração térmica e custo de déficit de energia) e o custo fu-
turo de operação.

4.0 -  PRECIFICAÇÃO NODAL E MÚLTIPLOS CENÁRIOS HIDROLÓGICOS

O procedimento proposto (30) consiste na determinação de tarifas de geração e carga via TUST (15), a partir de
múltiplos cenários de despacho, obtidos através dos modelos energéticos MDDH e MIUH (16), (20) e (29). O pro-
cedimento é aplicado ao Caso Brasil 2014, elaborado pelo Operador Nacional do Sistema Elétrico – ONS. A re-
presentação da rede elétrica apresenta 6.808 barras, 9.413 circuitos, 1.449 elementos na transmissão e 680 usi-
nas. A capacidade instalada é de 139.664 MW e a demanda contratada no horário de ponta é de 87.628 MW.

O fluxograma apresentado na  Fig.  1  deixa  evidente  o  acoplamento  existente  entre os  modelos  energéticos
MDDH e MIUH (16), (20), (29) e elétrico TUST (15). Os modelos energéticos são responsáveis pela geração de
cenários de despachos para o modelo elétrico, que por sua vez se encarrega de calcular as tarifas de uso do sis-
tema de transmissão. O primeiro passo consiste na escolha da decisão operativa obtida pelos modelos ener-
géticos, e que será utilizada pelo modelo elétrico. Para cada ano e cada mês, são processados 75 cenários hi-
drológicos históricos. Foi considerado o intervalo compreendido entre 1931 e 2005, com segmentação em cená-
rios em períodos sequenciais de 5 anos. Portanto, o modelo elétrico utiliza, para a condição de carga do mês de
janeiro de 2014, 75 diferentes decisões operativas dos modelos energéticos, em função dos diferentes cenários
hidrológicos. O mesmo ocorre para fevereiro de 2014, e assim por diante, até dezembro de 2015. Para cada ce-
nário, tem-se um resultado de fluxo de potência, e, por consequência, um resultado de tarifação.

Embora o trabalho trate com um caso completo do sistema brasileiro, as execuções são rápidas, produzindo
1.800 (i.e., 75 cenários × 2 anos × 12 meses) tabelas contendo as tarifas e os encargos de transmissão para
cada gerador e carga, e os valores médios percentuais de selo postal e sinal locacional. Como opções para os
referidos cálculos destacam-se a consideração de perdas elétricas no fluxo de potência DC e o sinal locacional
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pleno. A eliminação de tarifas negativas na geração e na carga ocorre depois da alocação da parcela CTN. A Re-
ceita Anual Permitida (RAP = CTT) do Ciclo 2014-2015 é de R$ 10,25 bilhões.

FIGURA 1 – Fluxograma do Procedimento Proposto.

5.0 - CASO BRASIL: RESULTADOS

O procedimento para considerar múltiplos cenários hidrológicos contempla o cálculo de estatísticas para o con-
junto de tarifas ou encargos nodais associados aos diferentes cenários hidrológicos. São assim determinados pa-
râmetros como valor esperado (médio) e desvio-padrão, além da função densidade de probabilidade (FDP) e
função distribuição de probabilidade acumulada (FDA) para as tarifas ou os encargos de transmissão.

Tem-se, então, um conjunto de tarifas e encargos, considerando cenários hidrológicos, que pode ser representa-
do por meio de índices e distribuições de probabilidade. Os valores médios e as distribuições podem ser compa-
rados com os valores determinísticos, que se referem ao método de cálculo convencional ora em vigor, apresen-
tando, de imediato, vantagens como probabilidade de determinado valor de tarifa ou encargo pertencer a um in-
tervalo específico e análise de risco do empreendimento ou do empreendedor. Entende-se por análise de risco o
cálculo da probabilidade da tarifa ou encargo ser maior que determinado valor, definindo, assim, a máxima expo-
sição financeira do empreendimento. Caso o empreendedor detenha empreendimentos, em diversas localiza-
ções geográficas, este método também possibilita delimitar o risco assumido pelo proprietário em base anual.
Trata-se, portanto, de importante ferramenta para a tomada de decisão, trazendo informações valiosas não dis-
poníveis no método tradicional.

Em seguida, procede-se a análise probabilística para os encargos de transmissão para UTE Termopernambuco
(Nordeste) e UHE Marimbondo (Sudeste). No conjunto de valores obtidos, a UTE Termopernambuco, na Fig. 2,
tem como valores mínimo e máximo de encargo de transmissão, 0 e 66.501 [103 R$/ano], respectivamente. Nota-
se uma grande dispersão em torno da média, 33.424 [103 R$/ano], o que significa que o despacho desta UTE é
determinante nas condições de atendimento do submercado Nordeste, principalmente como complemento à con-
tribuição das fontes hidrelétricas. Há, por exemplo, uma probabilidade de 60% de que o encargo se limite ao va-
lor de 39.312 [103 R$/ano]. Esta informação é, portanto, de extrema relevância para a tomada de decisão pelo
empreendedor na elaboração e aprovação da peça orçamentária.

 (*) Email: carlos.dornellas@ccee.org.br
(**) O conteúdo deste trabalho é de responsabilidade do autor e não representa posicionamento oficial da CCEE.



XXV SNPTEE
SEMINÁRIO NACIONAL DE PRODUÇÃO E
TRANSMISSÃO DE ENERGIA ELÉTRICA

10 a 13 de novembro de 2019
Belo Horizonte - MG

3933
GCR/21

FIGURA 2 – UTE Termopernambuco.

A UHE Marimbondo, por sua vez, localizada no submercado Sudeste, que se apresenta com diferentes configu-
rações de intercâmbio com submercados vizinhos, possui maior concentração de valores de encargos em torno
da média, 22.155 [103 R$/ano], como visto na FIGURA 3. A faixa de valores vai de 0 a 72.042 [103 R$/ano], com
60% de probabilidade do encargo se situar abaixo de 23.821 [103 R$/ano].

FIGURA 3 – UHE Marimbondo.

As análises realizadas até então têm como foco o empreendimento de geração, hidro ou termelétrico. Porém, o
procedimento proposto permite também avaliar riscos de portfólio para o empreendedor que detém diversos em-
preendimentos. O Caso Eletrobrás contempla, para fins didáticos, somente as UHEs Sobradinho e Marimbondo.
As distribuições para Sobradinho e Marimbondo possuem perfis diferentes, e, como esperado, constata-se que o
valor médio para a Eletrobrás é a soma dos valores médios para Sobradinho e Marimbondo. Porém, a soma dos
valores máximos para Sobradinho e Marimbondo não coincide com o valor máximo para a Eletrobrás.
A FIGURA 4 apresenta as funções de distribuição acumuladas (FDA) para Sobradinho, Marimbondo e Eletro-
brás, onde se verifica a probabilidade de 60% de que os encargos de transmissão se limitem a 69.527 [103 R$/
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ano] em Sobradinho, 23.821 [103 R$/ano] em Marimbondo, e 87.918 [103 R$/ano] para a Eletrobrás. Com relação
aos valores médios, tem-se, respectivamente, 62.022, 22.155 e 84.177 [103 R$/ano] para Sobradinho, Marimbon-
do e Eletrobrás. Os valores máximos podem atingir 107.539 [103 R$/ano] (Sobradinho), 72.042 [103 R$/ano] (Ma-
rimbondo) e 126.487 [103 R$/ano] (Eletrobrás). Os valores mínimos são 11.522 [103 R$/ano] (Sobradinho), 0 (Ma-
rimbondo) e 41.709 [103 R$/ano] (Eletrobrás). O que de fato importa para o empreendedor é o risco do portfólio,
em vez de riscos associados a empreendimentos isolados, de modo a compor os limites orçamentários. Impor-
tante mencionar que o sinal locacional verificado atingiu valor máximo da ordem de 37%, e valor médio em torno
de 28%.

FIGURA 4 – FDA para Sobradinho, Marimbondo e Eletrobrás.

6.0 - DEFINIÇÃO DE ZONAS TARIFÁRIAS

As análises apresentadas até então se apoiaram no conceito de tarifas e encargos nodais. Como visto, neste
caso há um determinado valor para cada um dos nós ou pontos, promovendo o melhor uso do sistema de trans-
missão, por meio da localização ótima de novos geradores e cargas. Em geral, tarifas e encargos nodais, se bem
calibrados, tendem a onerar menos os geradores e cargas que menos usem o sistema.

Há ainda o conceito de tarifas e encargos zonais, onde se tem um determinado valor para cada uma das zonas
ou regiões do sistema de transmissão. Todos os geradores e cargas pertencentes a uma dada zona possuem a
mesma tarifa, que é comumente chamada de tarifa equivalente. Assim, valores para geradores e cargas bem lo-
calizados do ponto de vista elétrico podem compensar valores de agentes mal localizados, equalizando as des-
pesas com o uso do sistema de transmissão, sempre citada como sendo a mais relevante, o que permite uma
competição mais equilibrada neste quesito. O conceito zonal tem o benefício adicional de permitir uma compara-
ção imediata entre os valores das diferentes zonas definidas, bem como de consistir todos os resultados de pre-
cificação.

Admitindo-se cada submercado como uma zona tarifária, a tarifa equivalente (R$/kW.mês) aplicável a geradores
e cargas da mesma, utilizada aqui para análises comparativas entre submercados e de consistência do sinal lo-
cacional, é resultante da divisão dos encargos de transmissão (R$/ano), segregáveis em parcelas Locacional e
Selo, pela potência máxima (MW) dos geradores e demanda contratada das cargas.

Quando se tem um único caso de tarifação, na análise clássica, basta se obter encargos de transmissão totais e
potência máxima por submercado. No entanto, a metodologia proposta neste trabalho contempla uma análise
probabilística que resulta em 1.800 casos/valores. Assim, os encargos de transmissão totais por submercado de-
vem ser adaptados para a média dos encargos totais em cada caso, com um dado coeficiente de variação. Por-
tanto, ao se dividir tal média obtida pela potência máxima, chega-se à tarifa equivalente (probabilística). Trata-se
de um conceito novo e valioso, pois leva em conta a combinação de diversos cenários hidrológicos e condições
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de carga. Para os geradores deve-se trabalhar, no campo da potência máxima, com a capacidade instalada por
submercado, enquanto que para as cargas, pode-se usar como referência o valor máximo da demanda ao longo
dos meses considerados. A FIGURA 5 traz a representação esquemática da tarifa equivalente por submercado
por meio de mapa, de modo a facilitar a visualização dos resultados. Observa-se que nos submercados onde há
grandes centros de consumo, Sudeste e Sul, as tarifas equivalentes de geração são menores, e as de carga,
maiores, indicando o fortalecimento do sinal locacional.

[4.99/0.38]

[1.54/5.64]

[1.26/7.49]

[5.75/1.29]

Tarifa 
Equivalente 

(R$/kW.mês)
[Geração/Carga]

FIGURA 5 – Mapa de Tarifas Equivalentes.

7.0 - CONCLUSÕES

Este trabalho apresentou uma abordagem para o cálculo das tarifas de transmissão, com variação mensal para a
carga e a oferta de geração. A consideração de múltiplos cenários hidrológicos na tarifação de uso do sistema de
transmissão apresentou resultados para o caso Brasil, ciclo tarifário 2014/2015, que variaram coerentemente em
função dos despachos operativos, e promoveram claramente a intensificação do sinal locacional, onerando os
agentes que mais utilizam o sistema de transmissão.  Conceitos de análise probabilística foram aplicados às
amostras de tarifas e encargos de transmissão. Ao final, diferentemente do que ocorre na tarifação da transmis-
são tradicional, em que se tem uma única tarifa associada a cada agente, para cada gerador e carga resultou
uma amostra de 1.800 valores de tarifas e encargos de transmissão.

A proposta pode ser implementada com as regras vigentes, pelas quais as tarifas são reajustadas anualmente,
adotando-se, por exemplo, o valor médio resultante da análise probabilística para um determinado ano em (R$/
kW.ano). Trabalhos futuros devem tratar questões atinentes aos modelos horários para precificação e à influên-
cia da forte presença de fontes intermitentes. Ademais, novos estudos vêm sendo realizados no sentido de iden-
tificar possíveis zonas tarifárias dentro dos próprios submercados.
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