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RESUMO 
 
Este trabalho considera os efeitos da inserção das novas renováveis no planejamento energético de curto e 
médio prazos a partir da criação, de forma independente do problema de Programação Dinâmica Dual, de uma 
Função de Custo Imediato que relaciona a geração térmica do inter-período com seu custo de operação. Para 
isso, são resolvidos problemas de Despacho Econômico Dinâmico que consideram aspectos da operação horária 
como curva de carga horária, estocasticidade da geração eólica, geração hidráulica máxima e rampa de geração 
térmica. O estudo de caso mostra que o modelo proposto é mais realístico e representa melhor o sistema hidro-
termo-eólico. 
 
PALAVRAS-CHAVE 
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1.0 - INTRODUÇÃO  

 
A introdução das novas fontes alternativas na matriz do Sistema Elétrico Brasileiro (SEB) tem causado variados 
impactos no que tange ao planejamento da operação do sistema. Como positivos, pode-se citar a menor 
dependência da fonte hídrica e a diversificação da matriz em direção às novas fontes renováveis. Como ponto 
negativo, tem-se a intermitência dessas fontes, principalmente a nível horário. Dessa forma, a motivação deste 
trabalho é tentar mitigar os efeitos negativos da inserção desses tipos de fontes de energia no planejamento 
energético, através de uma representação desses efeitos de forma mais acurada nos modelos utilizados para o 
planejamento da operação. 
 
Assim, este trabalho tem como objetivo considerar a incerteza das fontes intermitentes a nível horário no 
planejamento da operação a curto e médio prazos sem encarecer o tempo computacional. Para tal, é utilizada 
uma Função de Custo Imediato (FCI) que relaciona o despacho térmico do inter-período (semana ou mês) com 
seu custo de operação. A FCI pode ser obtida de forma independente ao algoritmo de Programação Dinâmica 
Dual e considera as características inerentes à programação horária, como os custos quadráticos das usinas 
termelétricas e suas respectivas rampas de geração, a curva de carga horária, a estocasticidade das fontes 
intermitentes e a possibilidade de ocorrência de incapacidade de atendimento de ponta em curtos períodos de 
tempo. 
 
Logo, a contribuição deste trabalho consiste na criação da uma Função de Custo Imediato de forma diferente da 
existente na literatura (1), (2), onde a FCI era função da geração hidráulica e aplicada ao problema de 



coordenação hidrotérmica com uma série de aproximações, como a produtividade constante das usinas 
hidroelétricas,. A FCI modelada neste trabalho é função do custo imediato pela geração térmica, obtido pela 
resolução de um Despacho Econômico Dinâmico (DED) horário, determinístico ou estocástico, para cada valor 
discretizado de geração térmica do inter-período, e considerando custo quadrático e rampa de geração das 
usinas térmicas (UTEs), e intermitência da geração eólica. O arcabouço do DED e da modelagem das usinas 
termelétricas neste trabalho é descrito em (3), (4). Além disso, a FCI é aplicada neste trabalho no modelo 
DECOMP, que representa de forma acurada a variação da produtividade das usinas hidroelétricas com as alturas 
de montante e de jusante das usinas hidroelétricas. 
 
O trabalho tem a seguinte organização. Na seção 2 é apresentado o problema de planejamento energético. Na 
seção 3 é apresentado o modelo proposto. Já na seção 4 é feito um estudo de caso baseado em dados reais que 
considera o submercado Nordeste (NE) do Sistema Interligado Nacional. Já na seção 5 são delineadas as 
principais conclusões deste trabalho. 
 

2.0 - PLANEJAMENTO DA OPERAÇÃO 

 
O planejamento da operação é um assunto de suma importância para os sistemas hidrotérmicos (ou hidro-termo-
eólicos), como é o caso brasileiro. Para operar o sistema de forma ótima, é necessário maximizar o uso da água 
nos reservatórios, minimizado o uso de fontes térmicas. No entanto, o problema se torna mais complexo quando 
se leva em consideração a incerteza das afluências futuras, de modo que o uso indiscriminado da fonte hídrica 
pode levar ao esvaziamento dos reservatórios e ao não atendimento futuro da demanda, algo que impacta 
negativamente a sociedade como um todo. 
 
Diante disso, o problema do planejamento da operação pode ser definido como estocástico e multi-estágio. O 
primeiro porque as afluências futuras não são conhecidas e sua incerteza aumenta conforme aumenta o 
horizonte de estudo. O último porque a decisão hídrica tomada em certo instante afeta o armazenamento da 
água nos reservatórios e, por seguinte, as decisões futuras. 
 
2.1 Formulação Matemática 
 
O objetivo do planejamento da operação é operar o sistema de forma econômica, porém atendendo certos 
critérios de segurança. Para tal, é modelado como um problema de otimização que pode ser decomposto em 
subproblemas para cada estágio do horizonte de planejamento. 
 
A função objetivo do problema (2.1) é minimizar a soma dos custos de combustíveis para as usinas térmicas com 
as possíveis penalizações por não atender a demanda. As restrições são compostas pela equação de balanço 
hídrico de cada usina hidroelétrica (UHE) (2.2), pela equação de atendimento à demanda (2.3), pelo limite de 
geração hidráulica (2.4) e térmica (2.5) de cada unidade geradora e pelo limite de armazenamento nos 
reservatórios (2.6). O vertimento de cada UHE e o déficit de energia devem ser positivos, como dado por (2.7) e 
(2.8). Os cortes da Função de Custo Futuro são representadas na equação (2.9). 
 
Na formulação matemática retratada a seguir, são considerados os conjuntos J de usinas térmicas, H de usinas 
hidroelétricas e C de cortes e apenas um subsistema de energia. Para sistemas com duas ou mais áreas, é 
necessário adicionar o intercâmbio de energia na equação de atendimento à demanda e definir os limites dessa 
variável. O problema considera a Função de Produtibilidade Hidráulica através de um modelo linear por partes 
multivariado que relaciona a geração das usinas com o volume armazenado, turbinamento e vertimento (5). 
Assim, o subproblema de otimização para todos os cenários dos estágios t = 1, . . . T, quando se decompõe o 
problema de forma temporal, pode ser dado de acordo com as equações (2.1) a (2.10). 
 
 min 𝛼௧(varmh,tିଵ) = ∑ CTj,t ⋅ gtj,t + Cdef ⋅ def௧ +

௃
௝ୀଵ 𝛼௧ାଵ(varmh,௧)  (2.1) 

 𝑠.𝑎   
 varmh,t + 𝑠h,t + 𝑞h,t = varmh,tିଵ + aflw,h,t ∀ℎ ∈ 𝐻 (2.2) 

 ෍gtj,t +෍𝑒h,t

ு

௛ୀଵ

+ def௧ = 𝑑௧

௃

௝ୀଵ

  (2.3) 

 𝑞௛ ≤ 𝑞h,t ≤ 𝑞௛ ∀ℎ ∈ 𝐻 (2.4) 

 gt௝ ≤ gtj,t ≤ gt௝ ∀𝑗 ∈ 𝐽 (2.5) 

 varm௛ ≤ varmh,t ≤ varm௛ ∀ℎ ∈ 𝐻 (2.6) 
 𝑠h,t ≥ 0 ∀ℎ ∈ 𝐻 (2.7) 
 def௧ ≥ 0  (2.8) 



 𝛤h,k
௤
⋅ 𝑞h,t + 𝛤h,k

௦ ⋅ 𝑠h,t + 𝛤h,k
௩ ⋅ varmh,t + 𝛾h,k ≥ 𝑒h,t ∀ℎ ∈ 𝐻, ∀𝑘 ∈ 𝐾௛ (2.9) 

 ෍𝛱c,h,t ⋅ varmh,t + 𝜀c,t ≤ 𝛼௧ାଵ

ு

௛ୀଵ

 ∀𝑐 ∈ 𝐶௧ (2.10) 

 
Neste problema, suprimindo o subíndice referente ao cenário para não sobrecarregar a notação, tem-se: αt é o 
custo total de operação a partir do cenário corrente; CTj,t é o custo linear de geração da UTE j; gtj,t é a geração 
da UTE j; Cdef é a penalidade da ocorrência de déficit; deft é o déficit verificado; d é a demanda; αt+1(varmh,t) é a 
esperança de custo futuro dado o vetor de estados finais de armazenamento nos reservatórios (varmh,t) do 
sistema; qh,t é a vazão turbinada da UHE h; sh,t é o vertimento verificado para a UHE h; varmh,t−1 é o volume 
inicial da UHE h; aflw,h,t é a afluência da UHE h no cenário w; Γh,k

q, Γh,k
s e Γh,k

v são os coeficientes do k-ésimo 
hiperplano da Função de Produtibilidade Hidráulica associados, respectivamente, à vazão turbinada q, à vazão 
vertida s e ao volume armazenado varm da UHE h; γh,k é o termo independente de corte da função; eh,t é a 
energia turbinada da UHE h; c = 1,..., Ct são os cortes do período t da Função de Custo Futuro; Пc,h,t é o 
coeficiente da função associado ao corte c e à UHE h; ϵc,t é o termo independente do corte c. Para a resolução 
deste problema, neste trabalho foi utilizada a Programação Dinâmica Dual (PDD). 
 

3.0 -   CONSIDERAÇÃO DA INTERMITÊNCIA DAS NOVAS RENOVÁVEIS 

 
3.1 Modelo Proposto 
 
O modelo de Função de Custo Imediato proposto neste trabalho tem como objetivo considerar as questões 
horárias das fontes intermitentes e das usinas térmicas e hidráulicas no planejamento da operação de curto e 
médio prazos resolvidos pela metodologia de PDD sem encarecer demasiadamente o tempo computacional. 
Para tal, a Função de Custo Imediato é criada a partir da resolução de problemas de Despacho Econômico 
Dinâmico para uma grade de discretização da geração térmica total do inter-período. Esses problemas de DED 
consideram o custo quadrático e rampa de geração térmica das UTEs, o limite máximo de geração hidráulica por 
intra-período, além da curva de carga e intermitência das fontes renováveis ao longo dos intra-períodos, de 
maneira determinística ou estocástica. A FCI é linear por partes e obtida de forma independente ao algoritmo de 
PDD. 
 
Com o objetivo de simplificação e sem perda de generalidade, o modelo de DED apresentado será o estocástico 
 
3.1.1 Despacho Econômico Dinâmico Estocástico 
 
O DED estocástico é formulado como um programa quadrático multi-período que determina o custo de operação 
do inter-período para determinado valor de geração térmica GTt pré-definido para o inter período. De forma a 
criar uma FCI, esse mesmo problema é resolvido para uma grade de valores de GTt. Adicionalmente, o modelo 
considera que a geração das fontes intermitentes não pode ser prevista com exatidão devido a sua intermitência 
em nível horário. Assim, utiliza-se um modelo do tipo "Decisão-Acaso" (6), no qual é tomada uma decisão 
térmica única ótima para todos os cenários, ou seja, há uma única curva de geração térmica para todos os 
cenários de geração eólica, de forma a obter o menor custo esperado. Desse modo, qualquer variação de 
geração eólica será modulada por geração hidráulica, como é usual no sistema brasileiro, ou, se não for possível, 
por corte de carga. Este modelo, apesar de ser mais pessimista que o equivalente determinístico dado pelo tipo 
Acaso-Decisão (7), garante uma segurança maior ao sistema e poderia ser, em tese, uma proposta mais realista 
do ponto de vista prático. 
 
A formulação matemática do problema de DED pode ser retratada como a seguir: 
 

 𝛽௧(GT௧) = ෍(𝑝௦ ⋅෍Cdef ⋅ defτ,s

ఁ

ఛୀଵ

) +෍[෍(𝑎௝ ⋅ gtj,τ
ଶ + 𝑏௝ ⋅ gtj,τ + 𝑐௝)

௃

௝ୀଵ

]

ఁ

ఛୀଵ

ௌ

௦ୀଵ

  (3.1) 

 𝑠.𝑎   

 ෍෍gtj,τ = GT௧

௃

௝ୀଵ

ఁ

ఛୀଵ

  (3.2) 

 ෍gtj,τ + 𝑒τ,s + defτ,s = 𝛿τ,s

௃

௝ୀଵ

 ∀𝑠 ∈ 𝑆 (3.3) 

 𝑒τ,s ≤ 𝑒௧ ∀𝑠 ∈ 𝑆 (3.4) 
 gtj,τ ≤ gtj,t ∀𝑗 ∈ 𝐽 (3.5) 



 defτ,s ≥ 0 ∀𝑠 ∈ 𝑆 (3.6) 
 |gtj,τ − gtj,τିଵ| ≤ Δgt௝ ∀𝑗 ∈ 𝐽 (3.7) 
 
No qual, τ = 1, · · · , τ’ são os intra-períodos; t = 1, · · · , T são os inter-períodos; s = 1, · · · , S são os cenários; βt 
é o custo imediato; GTt é  o valor discretizado de geração térmica; ps é a probabilidade de ocorrência do cenário 
s; defτ,s é o déficit no intra-período τ para o cenário s; gtj,τ é a geração térmica da usina j no intra-período τ; aj, bj e 
cj são os coeficientes quadrático, linear e independente da função do custo de geração térmica da usina j; eτ,s é a 
geração hidráulica no intra-período τ para o cenário s; δτ,s é a demanda residual do intra-período τ do cenário s; 
gtj,té a geração térmica máxima da usina j no inter-período t; et é a geração hidráulica máxima no inter-período t; 
e ∆gtj é a rampa máxima de variação horária de geração térmica da usina j. 
Assim, uma observação sobre o modelo estocástico é que há uma curva de geração hidráulica para cada cenário 
de geração eólica. Portanto, a geração total do inter-período pode ser diferente para cada série eólica. 
 
3.1.2 Criação da Função de Custo Imediato 
 
Estabelecida a formulação matemática do problema de Despacho Econômico Dinâmico, é possível obter a 
Função de Custo Imediato com um conjunto l = 1,...,L de cortes a partir da definição de um conjunto K de metas 
de geração térmica do inter-período. Assim, é resolvido um DED para cada meta de geração térmica GTt, o que 
determina seu respectivo custo βt(GTt). 
 
A FCI pode ser obtida via interpolação entre dois pontos adjacentes: 

 𝛬l,t ⋅ GT௧ + 𝜃l,t ≤ 𝛽௧ (3.8) 
No qual, o coeficiente angular Λl,t é dado por: 

 𝛬l,t = (𝛽௧
௞ − 𝛽௧

௞ିଵ)(GT௧
௞ − GT௧

௞ିଵ)  ,k = 2,...,K (3.9) 
E o coeficiente linear θl,t é dado por: 

 𝜃l,t = 𝛽௧
௞ିଵ − 𝛬l,t ⋅ GT௧

௞ିଵ  ,k = 2,...,K (3.10) 
 
3.1.3 Formulação Final de cada Subproblema Resolvido por Programação Dinâmica Dual 
 
Finalmente, de posse da Função de Custo Imediato, o programa linear a ser resolvido pelos algoritmos de 
programação dinâmica, para um dado período t e nó da árvore de cenários, pode ser representado como a 
segue: 
 
 min 𝛼௧(varmh,tିଵ) = 𝛽(GT௧) + Cdef ⋅ def௧ + 𝛼௧ାଵ(varmh,t)  (3.11) 
 𝑠.𝑎   
 varmh,t + 𝑠h,t + 𝑞h,t = varmh,tିଵ + aflw,h,t ∀ℎ ∈ 𝐻 (3.12) 
 

GT௧ +෍𝑒h,t

ு

௛ୀଵ

+ def௧ = 𝛿௧  (3.13) 

 𝑞௛ ≤ 𝑞h,t ≤ 𝑞௛ ∀ℎ ∈ 𝐻 (3.14) 
 gt௝ ≤ gtj,t ≤ gt௝  ∀𝑗 ∈ 𝐽 (3.15) 

 varm௛ ≤ varmh,t ≤ varm௛ ∀ℎ ∈ 𝐻 (3.16) 
 𝑠h,t ≥ 0 ∀ℎ ∈ 𝐻 (3.17) 
 def௧ ≥ 0  (3.18) 
 𝛤h,k

௤
⋅ 𝑞h,t + 𝛤h,k

௦ ⋅ 𝑠h,t + 𝛤h,k
௩ ⋅ varmh,t + 𝛾h,k ≥ 𝑒h,t ∀ℎ ∈ 𝐻, ∀𝑘 ∈ 𝐾௛ (3.19) 

 
෍𝛱c,h,t ⋅ varmh,t + 𝜀c,t ≤ 𝛼௧ାଵ

ு

௛ୀଵ

 ∀𝑐 ∈ 𝐶௧ (3.20) 

 𝛬l,t ⋅ GT௧ + 𝜃l,t ≤ 𝛽௧ ∀𝑙 ∈ 𝐿௧ (3.21) 
 
No qual, δt é a demanda residual do estágio t. 
 

4.0 - ESTUDO DE CASO 

 
Nesta seção será apresentado um estudo de caso com o objetivo de avaliar a metodologia proposta e compará-
la com o modelo tradicional. 
 
4.1 Dados do Sistema 
 



Foram utilizados os dados do submercado Nordeste (NE) do Sistema Interligado Nacional, disponíveis nos decks 
do DECOMP e DESSEM do mês de maio de 2018 (revisão RV0), visando criar um estudo mais próximo da 
realidade. A escolha deste mês remete a uma análise do impacto da adoção do modelo de FCI proposto para a 
situação do subsistema NE no período em que a geração eólica média é baixa e o submercado é 
predominantemente importador de energia. Na Tabela 1 estão disponíveis alguns dados do NE. 
 
Além disso, como um dos aspectos considerados no DED é representar o custo quadrático e a rampa de 
geração térmica, indisponíveis nos decks do DESSEM, foi necessário adaptar alguns dados baseado em (4). 
 
 

Tabela 1 – Dados Gerais do Submercado NE 
 MWmed 
Demanda Média 10560 
Geração Térmica Máxima 4095 
Geração Hidráulica Máxima 3200 
Importação Máxima 5800 

 
Em relação à representação da intermitência da fonte eólica, foram definidas 3 séries de geração: uma a partir 
dos dados de geração eólica do deck semanal do DESSEM; a segunda é a repetição da geração eólica da última 
semana do histórico; e a terceira é defini-la a partir da média diária histórica do mês em questão. A Figura 1 
mostra as séries para o mês de maio/2018, enquanto a Tabela 2 mostra a energia eólica média de cada série. 
 

 
Figura 1 – Séries de Geração Eólica 

 
Tabela 2 – Energia Média das Séries Eólicas 

 MWmed 
Série 1 4323 
Série 2 3846 
Série 3 4142 

 
4.2 Cálculo da Função de Custo Imediato pela PDD 
 
Ao se resolver os problemas de DED estocásticos para diferentes níveis de geração térmica, foi possível obter a 
Função de Custo Imediato para o sistema Nordeste no mês de maio. A Figura 2 mostra a comparação da FCI do 
modelo tradicional de patamares de carga com a FCI do modelo proposto. 
 

 
Figura 2 – Comparação entre a Função de Custo Imediato Proposta com a FCI do modelo tradicional 



 
Como pode ser observado, a FCI proposta é não-monótona e possui altos custos de operação para metas 
menores de geração térmica devido à necessidade de acionamento de térmicas mais caras e com rampa mais 
elevada em determinados intra-períodos por causa da restrição de geração hidráulica máxima. 
 
Esse é um resultado importante já que, na modelagem tradicional, de custo lineares e patamares de carga, 
quanto menor a geração térmica do inter-período, menor o custo imediato, pois além de não ocorrem picos 
extremos de demanda líquida, as restrições de rampa não limitam a geração térmica nesses picos. Isso 
evidencia que o modelo proposto é capaz de indicar o não atendimento pontual da carga em horários de redução 
de geração eólica. Além disso, nos trechos em que ambas as curvas são crescentes, a modelagem proposta 
indica o acionamento de usinas térmicas com custo maiores, devido às restrições de rampa. 
 
4.3 Análise de Sensibilidade 
 
Nesta subseção será feita uma análise de sensibilidade da FCI em relação aos parâmetros de predominância 
hidráulica e rampa de geração térmica. Vale ressaltar que o custo de operação para determinado valor de 
geração térmica por inter-período é obtido através da resolução do problema de DED estocástico, dado pelas 
equações (3.1) - (3.7). O problema também determina uma curva ótima de geração térmica de acordo com os 
cenários de geração de energia eólica. O problema de DED foi implementado no software Matlab® em um 
computador 1,70 GHz com Intel® Core i3 e 4 GB de memória RAM. 
 
4.3.1 Sensibilidade à Predominância Hidráulica 
 
A primeira análise é em relação à predominância hidráulica, motivada pelo fato da redução da participação da 
energia hídrica nos últimos anos, principalmente aquela proveniente das usinas com reservatório, na matriz 
elétrica do Sistema Interligado Nacional. 
 
Isso faz com que o sistema brasileiro perca aos poucos sua capacidade de regularização e de modulação da 
demanda, algo que é potencializado pelas fontes intermitentes. Dessa forma, a geração hídrica por si só pode 
não ser capaz de atender a demanda nos horários de ponta do sistema, dependendo do aporte das usinas 
térmicas. 
 
No entanto, no submercado Nordeste, a modulação da carga é feita via intercâmbio devido ao fato da geração 
hidráulica no NE ser limitada devido a questões ambientais e à crise hídrica. Assim, o estudo da FCI será 
baseado no efeito de uma perda de predominância hídrica do Sistema Elétrico Brasileiro (SEB) como um todo, 
resultando em uma menor capacidade de absorver potência dos demais submercado. 
 
Logo, será realizado um estudo para dois casos: o primeiro para quando a participação hídrica do Sistema 
Elétrico Brasileiro (SEB) se mantenha predominante, como é o caso atual; e o segundo para quando a 
participação hídrica reduza, de forma que a capacidade de fornecer potência seja menor. Para este último, a 
redução foi de 33% no limite de intercâmbio. 
 
A Figura 3 mostra a comparação entre as Funções de Custo Imediato para os casos de alta e baixa 
predominância hidráulica do SEB. Como pode ser observado, os custos se elevam devido à presença de 
despacho de UTEs fora da ordem de mérito e torna-se não monótona devido à presença de déficits em diversos 
intra-períodos, quando a geração térmica não é suficientemente alta. 
 

 
Figura 3 – Comparação entre as Funções de Custo Imediato com Predominância Hidráulica Alta e Baixa 

 
4.3.2 Sensibilidade à Rampa de Geração Térmica 
 



A última análise é referente à sensibilidade da FCI quanto à rampa de geração térmica. As Figuras 4 e 5 
mostram a comparação entre as FCIs com e sem a rampa de cada meta de geração térmica para predominância 
hidráulica alta e baixa, respectivamente. 
 

 
Figura 4 – Comparação entre as Funções de Custo Imediato com e sem Rampa – Alta Predominância Hidráulica 

 
Figura 5 – Comparação entre as Funções de Custo Imediato com e sem Rampa – Baixa Predominância 

Hidráulica 
 
Como pode ser notado, há uma diferença razoável entre os custos com e sem a rampa de geração térmica, que 
pode ser notado pelas barras em cinza. O destaque desta análise é que, para ambos os casos, a diferença se 
manteve acima de 4% para uma boa parte das metas de geração térmica. 
 
Portanto, pode-se concluir que a modelagem da rampa de geração térmica é de extrema importância para um 
modelo adequado e de qualidade. Este é um dos diferenciais em relação aos demais modelos propostos de 
planejamento de médio prazo na literatura, onde não se representam as restrições de rampa. 
 
4.4 Resolução do problema de médio prazo por PDD - Estudo de Caso com o modelo DECOMP 
 
De forma a avaliar a metodologia proposta, foram feitas simulações no modelo DECOMP com o objetivo de 
comparar os resultados da modelagem proposta com aqueles obtidos pela modelagem tradicional de patamares 
de carga e custos lineares de geração térmica. Neste estudo a FCI, calculada previamente segundo mostrado 
nas seções 4.2 e 4.3, foi emulada no modelo DECOMP através da adição de um número muito grande de 
térmicas de capacidade muito pequena, cada uma com um custo referente a determinado trecho de inclinação da 
FCI. 
 
Foram estudados dois casos, um para cada grau de predominância hidráulica do sistema. Os casos no DECOMP 
são o do PMO de maio de 2018 (RV0) apenas com o subsistema Nordeste. Os demais submercados foram 
representados através de contratos de importação e/ou exportação, com valor igual ao PMO daquele 
submercado para cada estágio e com máximo e mínimo iguais aos limites de intercâmbio. 
 
Além disso, é necessário determinar um valor de demanda residual para se considerar no problema de médio 
prazo, já que há três séries eólicas de diferentes energias médias. O valor utilizado no DECOMP é o referente ao 
da série eólica 3, já que este valor era o mais próximo daquele representado no deck oficial. 
 



4.4.1 Grau de Predominância Hidráulica Alto 
 
O primeiro estudo é para o grau de predominância hidráulica alto. A Tabela 3 mostra os resultados obtidos das 
simulações no DECOMP. Como pode ser observado, os tempos computacionais dos dois casos foram muito 
próximos, com pequena vantagem para o caso com FCI. Observa-se também que o caso linear subestimou o 
custo de operação do primeiro estágio em cerca de 23%. 
 

Tabela 3 - Resultado DECOMP - Grau de Predominância Hidráulica Alto 
 Linear FCI 

Tempo 
Computacional 

1min44s 1min25s 

Custo de 
Operação 

R$ 27.413.500,00 R$ 35.603.300,00 

Diferença p/ FCI -23,00% - 
CMO (R$/MWh) 156,16 133,26 

GT (MWmed) 1.170,2 1.168,8 
GH (MWmed) 2.721,0 1.949,2 

Um resultado importante é obtido quando se aplica a solução de geração térmica do problema linear como meta 
de geração do problema do Despacho Econômico Dinâmico. Como pode ser notado na Tabela 4, o custo 
imediato de operação considerando o despacho médio de geração térmica do caso linear, quando imposto ao 
problema de DED, é 29,85% maior do que o previsto pela PDD sem a FCI. Se comparado ao valor ótimo, que é 
aquele dado pelo modelo de FCI, este valor entretanto está bem próximo da solução ótima (0,02% de diferença), 
devido ao grau de predominância hidráulica do sistema ser alto. 
 
 

Tabela 4 - Análise da Solução Linear - Grau de Predominância Hidráulica Alto 
 Linear FCI 

GT (MWmed) 1.170,2 1.168,8 
CO Decomp R$ 27.413.500,00 R$ 35.603.300,00 
CO via DED R$ 35.597.153,03 R$ 35.603.300,00 

Diferença p/ CO 
Decomp 

29,85% 0,00% 

Diferença p/ CO 
ótimo 

-0,02% - 

 
4.4.2 Grau de Predominância Hidráulica Baixo 
 
Neste outro estudo, o grau de predominância hidráulica é reduzido. A Tabela 5 mostra os dados obtidos das 
simulações no DECOMP. Como pode ser observado, o tempo computacional foi menor para o caso com FCI. 
Além disso, o custo de operação do primeiro estágio foi subestimado pelo caso linear em 36,24%. 
 

Tabela 5 - Resultado DECOMP - Grau de Predominância Hidráulica Baixo 
 Linear FCI 

Tempo 
Computacional 

1min40s 1min25s 

Custo de 
Operação 

R$ 62.462.700,00 R$ 97.964.000,00 

Diferença p/ FCI -36,24% - 
CMO (R$/MWh) 219,45 224,26 

GT (MWmed) 1.686,4 2.232,8 
GH (MWmed) 3.656,0 2.109,6 

 
Também neste caso, aplicou-se a solução de geração térmica do problema linear como meta de geração do 
problema do Despacho Econômico Dinâmico. Como pode ser notado na Tabela 6, o custo imediato de operação 
do caso linear obtido pelo DED é 23,41% maior que o previsto. Se comparado ao valor ótimo, que é aquele dado 
pelo modelo de FCI, este valor está 16,75% distante. 
 

Tabela 6 - Análise da Solução Linear - Grau de Predominância Hidráulica Baixo 
 Linear FCI 

GT (MWmed) 1.686,4 2.232,8 
CO Decomp R$ 62.462.700,00 R$ 97.964.000,00 
CO via DED R$ 81.555.865,10 R$ 97.964.000,00 



Diferença p/ CO 
Decomp 

23,41% 0,00% 

Diferença p/ CO 
ótimo 

-16,75% - 

 

5.0 - CONCLUSÃO 

 
Este trabalho foi desenvolvido visando representar na metodologia de Programação Dinâmica Dual (PDD) do 
planejamento da operação de curto e médio prazo as incertezas quanto à geração horária das fontes eólicas e 
as características horárias das usinas termoelétricas, como rampa de geração, e seus custos quadráticos, sem 
encarecer o tempo computacional. Dessa forma, foi proposta uma Função de Custo Imediato (FCI) que 
relaciona custo de operação com geração térmica média do submercado, em determinada semana, quando 
simulada de forma horária em um problema de despacho econômico dinâmico (DED) estocástico, para diversos 
cenários de geração eólica. Foram feitas análises de sensibilidade da FCI quanto aos diversos parâmetros 
considerados no modelo do DED de forma a mostrar a importância de suas modelagens. Por fim, foram 
comparadas as abordagens proposta e tradicional através da simulação de um estudo de caso via modelo 
DECOMP. As simulações mostraram, em todos os casos, que o tempo computacional foi semelhante entre 
ambas as modelagens, atingindo um dos objetivos de não aumentar a complexidade na resolução do problema 
ao se introduzir aspectos relacionados à operação horária do sistema. 
 
Em particular, o caso do grau de predominância hidráulica alta mostrou que o custo de operação definido pelo 
DECOMP do modelo linear é 23% menor do que aquele dado pelo modelo de FCI, mesmo para um valor 
semelhante de geração térmica. Este caso ressalta que a modelagem linear não percebe que o sistema pode 
precisar de despachos fora da ordem de mérito para caso a geração eólica de reduza de forma inesperada 
durante o período operativo. 
 
Já para o grau de predominância hidráulica baixa, a diferença de custos é mais acentuada devido a um menor 
despacho térmico definido para a semana. Isso fez com que a solução linear estivesse 16,75% distante da 
solução ótima, mostrando que houve uma decisão ruim de operação. Outro destaque é que a geração térmica 
definida pelo modelo linear causaria o não atendimento da demanda durante diversos intra-períodos. Logo, este 
caso ressalta que o modelo linear tradicional poderia levar a uma operação não otimizada e não segura do 
sistema, na presença de forte penetração e intermitência da geração eólica. 
 
Portanto, a abordagem proposta da FCI atingiu satisfatoriamente os objetivos definidos e se mostrou mais 
realista do que a modelagem tradicional nos diversos aspectos como custo realístico de operação, segurança 
operacional, otimização da solução e representação da geração eólica de forma estocástica. 
 
Outra conclusão importante é a indicação de que a perda da predominância hídrica no sistema, representada 
por uma menor capacidade de importação de energia pelo submercado Nordeste, eleva os custos. Este fato 
mostra que se deve investir em geração na ponta do sistema, o que está de acordo com o levantamento do 
Plano Decenal de Expansão 2026 (PDE-2026). 
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