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RESUMO 
 
Este trabalho apresenta uma nova metodologia para 
de energia elétrica estabelecidos em área única
mente, o método proposto permite decompor o custo total da transmissão em duas parcelas: a prim
capacidade utilizada da rede (estimada em u
capacidade de transmissão ainda disponível no sistema. 
sistema garante a aplicabilidade do método 
sível calcular a responsabilidade de cada participante
elementos de transmissão. A flexibilidade d
tos de interligação e/ou de grande importância sistêmica
se um procedimento para a consideração
dais e sugere-se um algoritmo para 
gas de uma mesma região. Os desenvolvimentos 
ções numéricas com o Sistema Interligado Na
 
PALAVRAS-CHAVE 
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1.0 - INTRODUÇÃO  

De acordo com [1], as metodologias de alocação de custos de transmissão podem ser 
métodos que traduzem comportamentos médios, métodos incrementais e métodos marginais. No primeiro grupo, 
são encontrados métodos que alocam o custo total de um sist
base em proporções de potências de ponta ou energias
(selo postal) [2, 3] e métodos baseados no
calculam a diferença entre os custos na presença e na ausência de uma transação
sua responsabilidade sobre os custos de um sistema de transmissão. 
longo ou curto prazo, tendo em vista a inclusão 
métodos marginais avaliam a variação no custo da transmissão 
potência ativa em uma barra. O crescente 
de promover uma alocação compatível com o uso eficiente da rede. Os sinais econômicos forne
marginais [8] têm justificado a aplicação de tais métodos em vários países

Existem ainda métodos que não se enquadra
por exemplo, relaciona, através da matriz de impedância nodal, as injeções de corrente nas barras aos fluxos de 
potência ativa nos circuitos, cujos custos são atribuídos aos responsáveis pelas correntes. 
[15], admite que cada gerador produz uma fração predefini
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Este trabalho apresenta uma nova metodologia para alocação de custos de sistemas de transmissão em mercados 
estabelecidos em área única ou compostos pela interligação de múltiplos subsistemas

mente, o método proposto permite decompor o custo total da transmissão em duas parcelas: a prim
capacidade utilizada da rede (estimada em um ponto de operação previamente definido) e a segunda, relativa
capacidade de transmissão ainda disponível no sistema. Uma técnica de decomposição de tarifas nodais por su

icabilidade do método em mercados interligados. A partir da decomposição
dade de cada participante sobre o custo de uso de qualquer 

. A flexibilidade do método viabiliza a alocação, via selo, dos custos referentes 
e/ou de grande importância sistêmica. Após a apresentação da formulação matemática

m procedimento para a consideração de múltiplos pontos de operação (despachos) no cálcu
se um algoritmo para a determinação de tarifas zonais, i.e., aplicáveis a todos os geradores ou ca

desenvolvimentos realizados são descritos detalhadamente
Sistema Interligado Nacional, considerando-se o ciclo tarifário 2007/2008

mercados de energia elétrica, sistemas interligados, tarifa de

], as metodologias de alocação de custos de transmissão podem ser divididas em três grupos: 
métodos que traduzem comportamentos médios, métodos incrementais e métodos marginais. No primeiro grupo, 
são encontrados métodos que alocam o custo total de um sistema de transmissão entre os 

de potências de ponta ou energias transmitidas. Pertencem a este grupo a técnica 
baseados no princípio da divisão proporcional [4]-[7]. As m

calculam a diferença entre os custos na presença e na ausência de uma transação bilateral
sua responsabilidade sobre os custos de um sistema de transmissão. A modelagem permite considerar custos de 

prazo, tendo em vista a inclusão ou não dos investimentos em reforços e a expansão da rede.
a variação no custo da transmissão provocada pela variação marginal 

crescente interesse por métodos marginais tem se justificado
de promover uma alocação compatível com o uso eficiente da rede. Os sinais econômicos forne

] têm justificado a aplicação de tais métodos em vários países [9]. 

enquadram exatamente em nenhum dos grupos de [1]. 
por exemplo, relaciona, através da matriz de impedância nodal, as injeções de corrente nas barras aos fluxos de 

jos custos são atribuídos aos responsáveis pelas correntes. 
que cada gerador produz uma fração predefinida da potência de cada carga. O
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custos de sistemas de transmissão em mercados 
ligação de múltiplos subsistemas. Inicial-

mente, o método proposto permite decompor o custo total da transmissão em duas parcelas: a primeira, referente à 
) e a segunda, relativa à 

Uma técnica de decomposição de tarifas nodais por sub-
decomposição de tarifas, é pos-

uso de qualquer conjunto especificado de 
custos referentes aos circui-

Após a apresentação da formulação matemática, propõe-
no cálculo das tarifas no-

a determinação de tarifas zonais, i.e., aplicáveis a todos os geradores ou car-
são descritos detalhadamente e ilustrados por aplica-

se o ciclo tarifário 2007/2008. 

tarifa de transmissão. 

divididas em três grupos: 
métodos que traduzem comportamentos médios, métodos incrementais e métodos marginais. No primeiro grupo, 

ema de transmissão entre os seus usuários, com 
e grupo a técnica pro rata 

As metodologias incrementais 
bilateral, procurando determinar 

modelagem permite considerar custos de 
dos investimentos em reforços e a expansão da rede. Os 

pela variação marginal da injeção de 
se justificado por sua capacidade 

de promover uma alocação compatível com o uso eficiente da rede. Os sinais econômicos fornecidos pelas tarifas 

]. O método Zbus [10, 11], 
por exemplo, relaciona, através da matriz de impedância nodal, as injeções de corrente nas barras aos fluxos de 

jos custos são atribuídos aos responsáveis pelas correntes. O método EBE [12]–
da da potência de cada carga. O fluxo e o custo de cada 
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circuito são expressos como a soma de responsabilidades de cada transação bilateral equivalente, posteriormente 
alocadas entre os responsáveis por sua formação. Há ainda metodologias de alocação de custos e determinação 
de fatores de perdas de sistemas de transmissão baseadas na Teoria dos Jogos Cooperativos [16, 17]. 

A base matemática da metodologia proposta foi inicialmente desenvolvida em [18] e [19] visando à alocação dos 
custos da transmissão a partir da análise marginal de uma única condição de geração/carga previamente acordada 
entre os participantes do mercado. Contudo, a necessidade de se quantificar mais apropriadamente a utilização do 
sistema de transmissão por geradores e cargas motivou o desenvolvimento de um método [20] capaz de refletir, 
em uma única tarifa, os vários cenários de uso da rede considerados durante o planejamento da expansão da 
transmissão, e que, portanto, definiram a configuração atual do sistema. Com este tipo de tarifa, torna-se possível 
alocar o custo da transmissão de forma mais aderente à sua utilização ao longo do ano, sobretudo, considerando 
sistemas interligados como o brasileiro, onde ocorrerem inversões de fluxos em função das condições hidrológicas. 

Depois de calculadas todas as tarifas nodais (contemplando múltiplos despachos, critérios de alocação de custos, 
eliminação de alocações negativas [20], etc.), as barras do sistema podem ser convenientemente agrupadas em 
regiões (diferenciadas para geradores e cargas) denominadas zonas tarifárias, para as quais são determinadas 
tarifas médias aplicáveis a todos os seus participantes, simplificando e uniformizando o processo de alocação de 
custos. Neste trabalho, a determinação das zonas tarifárias é feita exclusivamente com base na similaridade entre 
tarifas nodais, o que garante a manutenção da sinalização locacional. 

Aplicações numéricas com o Sistema Interligado Nacional (SIN) são realizadas para a ilustração da metodologia e 
procedimentos propostos. Para isso, utilizou-se um programa escrito em C++, desenvolvido em [21]. 

2.0 - CÁLCULO DE TARIFAS NODAIS 

2.1 Formulação Matemática – Mercado Único 

A tarifa inicial [18, 19], 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 barra i. Na condição de mercado único, as tarifas iniciais de 
todas as barras, representadas em um vetor 1×nb, podem ser calculadas por 

 βπ ××= DTCT  (1) 

onde CT é o vetor 1×nl com os custos dos circuitos, a serem recuperados por ano, em R$; DT é a matriz diagonal 
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 [22].  

A aplicação direta das tarifas iniciais sobre as injeções de potência implica na recuperação do custo da parcela 
utilizada do sistema de transmissão, CTU. 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, 

 CTUP P
nb

i
ii ==× ∑

=1

ππ  (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 [18] devem ser efetuadas, para que: 

i. As tarifas de transmissão calculadas sejam independentes da escolha da barra de referência considerada no 
estudo de fluxo de potência e no cálculo da matriz β [22], conferindo transparência ao método; 

ii. Os custos de transmissão sejam alocados em uma proporção predefinida [9] entre os segmentos de geração e 
consumo, e.g., 50% para cada classe, como no Brasil [22], e; 

iii. O custo referente à parcela não utilizada da transmissão também seja alocado entre geração e carga na mes-
ma proporção. A existência desta capacidade excedente se deve a investimentos em reforços e ampliações da 
rede para o atendimento de solicitações de carga/geração previstos para um horizonte futuro. O CTN repre-
senta, então, o montante a ser pago de forma complementar pelos participantes, visando à remuneração da 
capacidade ainda disponível no sistema de transmissão. Matematicamente, o CTN pode ser calculado por 

 CTUCTTCTN −=   (3) 

onde CTT é o custo total da transmissão, que é conhecido previamente, devendo ser alocado a cada ano.   

A adição de uma parcela constante m às tarifas iniciais de todas as barras é suficiente para satisfazer aos requisi-
tos i e ii acima. Para que o CTU seja dividido meio a meio entre geração e carga, o ajuste m [18] é dado por: 
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onde PG e PC são vetores de dimensão nb×1 com a geração e a carga em cada barra do sistema. Este ajuste 
corresponde à substituição de uma referência física por uma referência virtual, distribuída entre todas as barras do 
sistema. O desenvolvimento de (4) mostra que o ajuste m corresponde à média das tarifas iniciais das barras, pon-
deradas pelos montantes totais de geração e carga nas mesmas. Com isso, a referência virtual se aproxima da 
região com o maior volume de geração e carga total. Uma vez corrigidas, as tarifas passam a recuperar o CTU na 
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proporção desejada entre geração e carga, independentemente de qual tenha sido a referência inicialmente esco-
lhida [19, 20]. Os vetores de tarifas corrigidas referentes ao CTU para geração e carga podem ser escritos como: 

 0πππ +=CTU
G       e     )( 0πππ +−=CTU

C  (5) 

onde π0 é um vetor de dimensão 1×nb com todos os elementos iguais à constante m, determinada por (4). As tari-
fas nodais referentes ao CTU refletem o posicionamento elétrico dos geradores e cargas no sistema de transmis-
são, indicando sua maior ou menor proximidade em relação aos centros de consumo e geração, e, por isto, são 
também chamadas de tarifas locacionais. A princípio, cada barra apresenta uma tarifa locacional diferente. 

Para se completar o processo de tarifação (satisfazendo ao requisito iii) é necessário alocar o CTN. Uma forma 
simples para se realizar esta tarefa consiste na aplicação da técnica pro rata ou selo postal. Neste caso, para ga-
rantir a proporção 50:50% estabelecida inicialmente, metade do CTN deve ser rateada entre os geradores e a outra 
metade entre as cargas, utilizando-se, para isso, a proporção de seus montantes de geração e carga. Assim, as 
tarifas dos geradores e cargas devem ser acrescidas, respectivamente, das seguintes parcelas [18]: 
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Finalmente, os seguintes vetores de tarifas (aplicáveis aos valores de geração e carga) recuperam o CTT: 

 
CTN
G

CTU
G

CTT
G πππ +=      e     CTN

C
CTU
C

CTT
C πππ +=   (7) 

onde CTN
Gπ e CTN

Cπ  são vetores de dimensão 1×nb, cujos elementos são todos iguais a kG e kC, respectivamente. 

A tarifa de qualquer barra possui uma parcela locacional, responsável pela alocação do CTU e uma parcela selo, 
que garante a remuneração do CTN. Por ter origem incremental, a parcela locacional (diferenciada por barra) pode 
ser positiva ou negativa, enquanto a parcela selo (idêntica em todas as barras) é sempre positiva. Assim, a depen-
der da magnitude da parcela selo, tarifas finais negativas poderão ser encontradas. Usualmente, geradores instala-
dos em centros de consumo e cargas em áreas de geração reduzem o uso da transmissão, estando “bem posicio-
nados” na rede. Embora esta sinalização esteja correta, a obtenção de receita a partir do uso da rede é uma ques-
tão a ser analisada com cuidado, pois faz com que a soma dos pagamentos supere o custo total da transmissão. 

Um procedimento capaz de eliminar alocações negativas [18]-[20] consiste na redistribuição do montante total 
alocado negativamente através de pro rata entre os participantes que tiveram encargos positivos. Assim, participan-
tes que inicialmente obtiveram encargos negativos tornam-se isentos, enquanto os que efetivamente pagaram pela 
transmissão obtêm uma redução em seus encargos iniciais. Este procedimento é iterativo e pode ser aplicado aos 
geradores e/ou cargas, antes ou depois do rateio do CTN, de acordo com as regras do mercado em questão. 

2.2 Generalização para Mercados Interligados 

Em um mercado composto pela interligação de n subsistemas, o CTU pode ser expresso pela soma dos valores de 
CTU de cada área. Assim, o vetor de tarifas iniciais pode ser escrito como a soma de n vetores de tarifas iniciais, 
cada qual referente ao CTU de um subsistema. Matematicamente: 

 nk SubSubSub ...... ππππ ++++= 1  (8) 

onde kSubπ  é o vetor de dimensão 1×nb com as sensibilidades (i.e., tarifas iniciais) do custo da parcela utilizada 
da rede do subsistema k em relação às injeções de potência das nb barras do sistema, calculado por 

 βπ ××= DTCT kk SubSub . (9) 

Em (9), kSubCT é o vetor de dimensão 1×nl contendo apenas os custos dos circuitos pertencentes ao subsistema k, 
sendo os demais feitos iguais a zero. Neste caso, pode-se mostrar [20] que a aplicação direta das tarifas decom-
postas resulta no CTU de cada subsistema e a soma dos n vetores de tarifas decompostas resulta no vetor de 
tarifas iniciais do mercado único, garantindo a consistência do modelo proposto. No mercado único, a dependência 
das tarifas em relação à escolha da barra de referência é eliminada com a adição de um ajuste m às tarifas iniciais. 
Em sistemas interligados, o mesmo problema é resolvido com a adição de n ajustes, cada qual, às tarifas referen-
tes a um subsistema. O ajuste aplicável às tarifas relativas ao subsistema k é: 
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Este ajuste garante que o CTU do subsistema k seja dividido meio a meio entre todos os geradores e cargas do 
sistema. Assim, o CTU do subsistema k pode ser alocado com base nos seguintes vetores de tarifas: 
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A alocação do CTN de cada subsistema pode ser feita com base em qualquer critério com embasamento técnico e 
econômico acordado entre os participantes. Ao se optar pelo pro rata, como ilustrado na formulação para mercado 
único, as seguintes constantes deverão ser adicionadas às tarifas decompostas de todas as barras: 
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Finalmente, os seguintes vetores de tarifas recuperam o CTT de cada subsistema: 
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onde CTN
Gπ e CTN

Cπ  são vetores de dimensão 1×nb, cujos elementos são calculados por (12). 

A linearidade das equações envolvidas garante que a soma dos vetores de tarifas referentes aos n subsistemas 
resulte no próprio vetor de tarifas finais do mercado único, o que permite concluir que a especificação de subsiste-
mas não influencia as tarifas finais das barras. A decomposição permite conhecer a responsabilidade de cada par-
ticipante sobre os custos da rede de cada subsistema, enquanto os resultados do mercado único são preservados. 

2.3 Critérios de Alocação de Custos 

A técnica de decomposição de tarifa pode ainda ser associada a alguns critérios de alocação de custos [20], tor-
nando o método bastante flexível e capaz de se adequar às regras do mercado em que este venha a ser aplicado. 
A seguir, são descritas as características de um critério de alocação de custos analisado em [21], que tem como 
objetivo o atendimento de necessidades específicas do sistema brasileiro. O referido critério caracteriza-se por: 

• Atribuição do CTU de cada subsistema de acordo com as tarifas locacionais decompostas; 
• Alocação do CTN de cada subsistema entre todos os agentes na proporção da geração instalada e carga pico; 

• Rateio dos custos referentes aos circuitos de interligação na proporção da geração instalada e da carga pico. 

O tratamento diferenciado dado às linhas e transformadores de interligação se deve à importância estratégica des-
ses circuitos para a interligação energética entre os parques de geração. Por se tratar de elementos que beneficiam 
a todos os agentes, este critério elimina o sinal locacional do rateio dos custos destes circuitos. 

2.4 Consideração de Perdas na Transmissão 

Os desenvolvimentos anteriores consideraram o modelo de fluxo de potência DC, onde geração e carga totais do 
sistema são idênticas. No entanto, em redes de grande porte, o montante total de perdas na transmissão faz com 
que o despacho considerado em uma análise de fluxo DC tradicional se distancie muito do real. Uma forma eficaz 
para se aprimorar o modelo DC consiste na representação das perdas em cada circuito (estimadas por uma análise 
de fluxo DC ou calculadas previamente com o modelo AC) como cargas fictícias em suas barras terminais [23]. 
Matematicamente, as cargas fictícias são organizadas separadamente das originais, em um vetor PFIC de dimen-
são nb×1. Para que estas não sejam responsabilizadas por custos de transmissão, as tarifas de carga (referentes 
ao CTU do mercado único ou ao CTU do subsistema k) devem ser acrescidas das seguintes constantes [20]: 
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2.5 Aplicação Numérica 

Devido à grande extensão territorial e ao parque gerador predominantemente hidráulico do Brasil, o Sistema Interli-
gado Nacional (SIN) apresenta uma grande variedade de níveis de tensão. A Rede Básica compreende circuitos de 
230 a 750 kV, com as funções de [24]: transmitir a energia gerada para os centros de carga; interligar regiões com 
características hidrológicas heterogêneas para aumentar a eficiência no uso da água, e; promover a integração 
energética entre os diversos elementos do sistema e países vizinhos, melhorando a estabilidade e a confiabilidade. 

Tabela 1 – Geração e Carga por Região 

Região Capacidade Instalada (MW) Carga (MW) Percentual (Geração + Carga) 
N 8358,00 3897,01 7,94 % 

NE 12.695,20 9769,99 14,56 % 
SE/CO 51.828,00 40.166,38 59,61 % 

S 14.995,70 12.629,26 17,90 % 
Total 87.876,90 66.462,64 100,00 % 

 
O SIN é dividido em 4 subsistemas: Sul (S), que engloba os estados do Rio Grande do Sul, Santa Catarina e Para-
ná; Sudeste e Centro-Oeste (SE/CO), com Espírito Santo, Rio de Janeiro, Minas Gerais, São Paulo, Goiás, Distrito 
Federal, Mato Grosso e Mato Grosso do Sul; Norte (N), com os estados do Pará, Tocantins e Maranhão, e; Nordes-
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te (NE), que reúne Piauí, Ceará, Rio Grande do Norte, Paraíba, Pernambuco, Alagoas, Sergipe e Bahia. A Tabela 1 
apresenta os totais de geração instalada e carga das regiões no horizonte 2007/2008. No Brasil, assim como em 
outros países que adotaram a metodologia Nodal para a alocação dos custos de transmissão, a divisão em 50:50% 
foi estabelecida pela ANEEL – Agência Nacional de Energia Elétrica [22]. As aplicações numéricas apresentadas 
neste trabalho consideram o ciclo tarifário 2007/2008, onde a Receita Anual Permitida (equivalente ao CTT, na 
notação utilizada neste trabalho) é de R$ 7.204.090.273,65. 

A Tabela 2 apresenta tarifas nodais de alguns geradores e cargas. Nesta aplicação, utilizou-se o critério de aloca-
ção de custos descrito na Seção 2.3. A eliminação de alocações negativas foi feita para geradores e cargas após o 
rateio do CTN, mas antes do rateio do custo das interligações, que é de R$ 321.805.200,00 (aproximadamente 
4,5% do CTT). No ponto de operação considerado, foram admitidos os valores de carga-pico em todas as barras, 
enquanto os geradores foram despachados proporcionalmente às suas capacidades até o suprimento da carga 
total somada às perdas na transmissão. Este procedimento [21] é denominado “Despacho Proporcional Brasil”.  

Tabela 2 – Tarifas de Transmissão – Despacho Proporcional Brasil 

Região Usina Tarifa (R$/kW×mês) Barra de Carga Tarifa (R$/kW×mês) 

N 
UHE Lajeado 6,6418 Utinga-069 0,2017 
UHE Tucuruí 8,5199 Miracema-138 0,2017 

NE 
UHE Sobradinho 8,1189 Fortaleza-069 0,2017 

UTE Boa Esperança 6,3189 Jardim-230 0,2017 

SE/CO 
UHE Emborcação 3,1803 Baixada-345 5,9372 
UHE Ilha Solteira 2,0695 Anhanguera-138 2,7350 

S 
UHE Itaipu 0,9263 Cascavel-138 4,0179 

UHE Salto Osório 2,6489 Blumenau-138 6,6328 

No caso dos geradores, as tarifas representam a soma dos encargos relativos ao CTU (30,0%), CTN (65,5%) e 
interligações (4,5%), dividida por sua capacidade máxima. Esta padronização foi necessária, pois as tarifas referen-
tes ao CTU são aplicáveis aos valores de potência gerada no ponto de operação, enquanto as tarifas referentes ao 
CTN e interligações são aplicáveis às capacidades instaladas (como usado no critério de alocação de custos). 

A Tabela 2 mostra que as tarifas dos geradores tendem a ser mais elevadas nas regiões N e NE. Este resultado 
pode ser explicado, em parte, pela localização da referência virtual (ajuste m) que, no SIN, se aproxima das regiões 
S e SE/CO, onde se encontra 17,90 + 59,61 = 77,51% do total de geração instalada e carga do sistema. Com isso, 
as tarifas locacionais apresentam menor magnitude em barras situadas nessas duas regiões. Outro aspecto deter-
minante para o valor (e o sinal) das tarifas é a condição de despacho especificada. A Fig. 1a ilustra os intercâmbios 
de potência entre regiões, considerando-se o Despacho Proporcional Brasil. Observe que as regiões N e NE, jun-
tas, exportam mais de 2 GW para as regiões SE/CO e S. Assim, a sinalização locacional obtida incentiva, com 
tarifas mais baixas, a inclusão de geradores nas regiões SE/CO e S, e cargas nas regiões N e NE.  

Nesta aplicação, as tarifas de muitas cargas do N e NE resultaram em valores negativos. Com a aplicação do pro-
cedimento de eliminação de alocações negativas [20] após o rateio do CTN, várias cargas ficaram isentas do pa-
gamento do CTU/CTN. Assim, a tarifa de 0,2017 R$/kW×mês, apresentada em quase todas as barras de carga das 
regiões N e NE, corresponde ao pagamento das interligações, feito por selo no final do processo. 

           
(a) Despacho Proporcional Brasil                                            (b) Despacho N/NE Importador 

Figura 1 – Intercâmbios entre Regiões do SIN. 

A Fig. 2a ilustra a disposição das tarifas aplicáveis aos geradores, considerando-se a eliminação de alocações 
negativas após o rateio do CTN. A Fig. 2b ilustra, na mesma escala de cores, a disposição obtida com a eliminação 
de alocações negativas antes do rateio do CTN. Neste último caso, não se permite que encargos locacionais nega-
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               (a) Eliminação de Aloc. Neg. após o Rateio do 

Figura 2 – Tarifas dos Geradores (Desp

3.0 - CONSIDERAÇÃO DE MÚLTIPLOS DESPACHOS

A metodologia apresentada anteriormente para um único ponto de operação pode ser generalizada para a consid
ração de múltiplos pontos de operação, com base no seguinte procedimento:

1) Identificar condições de operação utilizadas 
determinantes para a configuração 

2) Para cada condição, aplicar a metodologia 
nando, para cada participante, os encargos referentes ao 

3) Para cada participante, calcular a média ponderada (com base nos pesos 
cargos relativos ao CTU, CTN e 

4) Calcular a tarifa média de cada gerador e carga como a relação entre o encargo médio obtido no 
valor de referencial de potência, e.g., capacidade instalada de geração e pico d

Com este procedimento calcula-se uma tarifa
da rede ao longo do ano, enquanto a alocação do 

                       (a) Caso 1: Despacho Proporcional Brasil

Figura 3 – Tarifas dos Geradores

A Fig. 1b ilustra os intercâmbios entre
tador”, em que foram transferidos aproximadamente 
NE) para Itaipu (S e SE/CO). As Fig
chos Proporcional Brasil (Caso 1) e Norte/Nordeste Importador
negativas antes do rateio do CTN. Ao comparar as Figuras 3a e 3b, 
despacho provoca a redução das tarifas dos geradores das regiões N e NE, e o aumento das tarifas das regiões S 
e SE/CO. Isso mostra que a referência virtual foi coerentemente desloc

As tarifas de alguns geradores são apresentadas na Tabela 3. Considerando
despachos Proporcional Brasil (Caso 1) e Norte/Nordeste Importador (Caso 2), com pesos 8/12 e 4/12, respectiv
mente, obtêm-se as tarifas do caso composto
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ta uma menor amplitude tarifária. 

           

pós o Rateio do CTN             (b) Eliminação de Aloc. Neg. antes do Rateio do 

Desp. Proporcional Brasil): Escala [-6,0 (azul escuro) a 13,0 (vermelho escuro)] 

PLOS DESPACHOS 

A metodologia apresentada anteriormente para um único ponto de operação pode ser generalizada para a consid
ração de múltiplos pontos de operação, com base no seguinte procedimento: 

Identificar condições de operação utilizadas no planejamento da expansão da transmissão
determinantes para a configuração atual da rede. Se desejado, atribuir um peso a cada condição
Para cada condição, aplicar a metodologia proposta juntamente com o critério de alocação desejado, armaz

os encargos referentes ao CTU, CTN e interligações; 
Para cada participante, calcular a média ponderada (com base nos pesos estabelecidos

e interligações, obtidos em todas as condições analisadas;
de cada gerador e carga como a relação entre o encargo médio obtido no 

valor de referencial de potência, e.g., capacidade instalada de geração e pico de carga;

uma tarifa média para cada participante, levando em con
, enquanto a alocação do CTN e dos custos das interligações continua s

            
Caso 1: Despacho Proporcional Brasil                         (b) Caso 2: Despacho Norte/Nordeste Importador

Tarifas dos Geradores: Escala [2,0 (azul escuro) a 10,5 (vermelho escuro)] R$/kW×mês.
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Tabela 3 – Tarifas de Transmissão de alguns Geradores 

Região Usina 
Tarifa (R$/kW×mês) 

Caso 1 Caso 2 Composto 

N 
UHE Lajeado 4,5909 5,7903 4,9907 
UHE Tucuruí 6,4687 5,6776 6,2050 

NE 
UHE Sobradinho 6,0678 4,6026 5,5794 

UTE Boa Esperança 4,2680 4,1483 4,2281 

SE/CO 
UHE Emborcação 2,3900 3,0648 2,6149 
UHE Ilha Solteira 2,3900 2,7575 2,5125 

S 
UHE Itaipu 2,3900 2,7901 2,5234 

UHE Salto Osório 2,3900 3,8490 2,8763 

4.0 - TARIFAS REGIONAIS 

4.1 Tarifas Médias por Região 

A tarifa média de transmissão para geradores (ou cargas) de uma determinada região pode ser calculada como o 
quociente entre os encargos totais atribuídos aos geradores (ou cargas) e a soma das capacidades instaladas dos 
geradores (ou valor de pico das cargas) da região, obtidos pela metodologia de tarifação nodal. A aplicação deste 
procedimento às regiões do SIN resulta nas tarifas médias apresentadas na Tabela 4.  

Tabela 4 – Tarifas Média por Região do SIN (Despacho Proporcional Brasil) 

Região 
Encargo da Geração 

(1000 R$/ano) 
Cap. Inst. 

(MW) 
Tarifa Média 

(R$/kW×mês) 
Encargo da Carga 

(1000 R$/ano) 
Carga Pico 

(MW) 
Tarifa Média 

(R$/kW×mês) 

N 651417,70 8358,00 6,4950 147777,88 3897,01 3,1601 
NE 907286,12 12695,20 5,9556 372209,39 9769,99 3,1748 

SE/CO 1613266,15 51828,00 2,5939 2240904,78 40166,38 4,6492 
S 430078,28 14995,70 2,3900 841156,20 12629,26 5,5503 

Embora as tarifas calculadas da forma descrita acima sejam consistentes com a recuperação dos custos totais da 
transmissão, uma análise comparativa realizada em [20] revelou uma elevada dispersão entre as tarifas individuais 
das barras e as médias de suas respectivas regiões. Os casos mais críticos foram encontrados nas usinas hidrelé-
tricas de Jauru e Guaporé, na região SE/CO, onde as diferenças entre tarifas nodais e a média regional é de quase 
6,00 R$/kW×mês. Este fato comprova que as tarifas nodais são calculadas em função da localização elétrica da 
barra na rede, o que independe da divisão geopolítica das áreas abrangidas pelo sistema de transmissão. Portanto, 
uma tarifação regional adequada exige a especificação de zonas tarifárias aderentes às fronteiras elétricas delimi-
tadas pelo sistema de transmissão, como proposto a seguir. 

4.2 Tarifação Zonal 

A tarifação zonal uniformiza o processo de alocação de custos da transmissão através da aplicação da mesma 
tarifa (diferenciada para geradores e cargas) aos participantes de uma região. A proposta de tarifação zonal apre-
sentada neste trabalho consiste, primeiramente, no cálculo de tarifas nodais (utilizando-se um ou mais despachos, 
como descrito na Seção 3.0), para a posterior obtenção de tarifas médias por região (como apresentado na Seção 
4.1). Para que a sinalização locacional do método não seja prejudicada, deve-se evitar que participantes com tari-
fas nodais muito diferentes sejam incluídos na mesma zona tarifária. Assim, as zonas devem ser determinadas em 
função da similaridade entre as tarifas nodais das barras que as compõem, ignorando-se o aspecto geopolítico. 

A determinação das zonas tarifárias pode ser feita, separadamente para barras de geração e carga, com base nos 
passos: (1) Identificar a menor e a maior tarifa nodal do sistema; (2) Adotar um limite inferior (abaixo da tarifa míni-
ma) e um limite superior (acima da tarifa máxima); (3) Tomar a diferença entre estes limites e dividir pelo passo 
tarifário desejado, obtendo-se o número de zonas tarifárias (adotar o número inteiro imediatamente superior); (4) 
Calcular os limites tarifários mínimo e máximo de cada zona; (5) Classificar as barras do sistema entre as zonas 
estabelecidas; (6) Determinar a tarifa média de cada zona através do procedimento descrito na Seção 4.1. 

A Figura 4a, ilustra a disposição das tarifas dos geradores, considerando-se o caso composto, i.e., despacho Pro-
porcional Brasil com peso 8/12 e despacho Norte/Nordeste Importador com peso 4/12. Adotou-se um passo tarifá-
rio de 1,00 R$/kW×mês, que resultou na criação de 7 zonas. A área destacada na cor azul escuro corresponde à 
Zona 1, que tem tarifa de 2,5472 R$/MW×mês e compreende a maioria das usinas do sistema. A Zona 7, destaca-
da na cor laranja, apresenta a tarifa mais elevada do sistema (8,5162 R$/MW×mês) e inclui as usinas hidrelétricas 
de Manso, Guaporé e Jauru. Neste exemplo, a maior dispersão encontrada é de 0,5099 R$/MW×mês, observada 
na UHE Lajeado (estado de Tocantins), pertencente à Zona 3. As Figuras 4b e 4c ilustram as regiões obtidas con-
siderando passos de 2,50 e 3,50 R$/kW×mês, que implicaram, respectivamente em 3 e 2 zonas. Como esperado, o 
aumento do passo provocou a redução do número de zonas tarifárias. 
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(a) Passo = 1,00 R$/kW×mês                     (b) Passo = 2,50 R$/kW×mês                      (c) Passo = 3,50 R$/kW×mês 

Figura 4 – Zonas Tarifárias: Escala [2,0 (azul escuro) a 9,0 (vermelho escuro)] R$/kW×mês. 

5.0 - CONCLUSÃO 

Este trabalho apresentou uma nova metodologia para alocação de custos de sistemas de transmissão em merca-
dos de energia elétrica compostos por uma ou múltiplas áreas interligadas. As tarifas obtidas pelo método proposto 
são sensíveis à localização do participante na rede e permitem alocar, em forma de selo, o custo referente à capa-
cidade não utilizada da transmissão e o custo total das interligações. Foi desenvolvido um procedimento para cál-
culo de tarifas, que permite contemplar os diversos cenários de geração e consumo considerados na fase de plane-
jamento da expansão da transmissão. Esta característica é extremamente útil em sistemas interligados de grande 
porte como o Sistema Interligado Nacional (SIN), onde a diversidade hidrológica provoca um uso intenso da trans-
missão, com inversões de fluxos em alguns circuitos durante o ano. Aliando-se esta capacidade a aspectos positi-
vos de transparência e flexibilidade, já explorados em [18], conclui-se que a metodologia proposta é adequada às 
particularidades do sistema brasileiro, sobretudo, considerando-se que a mesma foi desenvolvida visando ao aper-
feiçoamento de alguns pontos da metodologia Nodal. Propôs-se ainda, um algoritmo para a classificação de barras 
em regiões tarifárias e o estabelecimento de tarifas zonais, visando à uniformização e simplificação do processo de 
alocação de custos. Estudos realizados com o SIN permitiram concluir que é possível calcular, sem distorção do 
sinal locacional, tarifas zonais no sistema brasileiro. 
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