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RESUMO

Este trabalho apresenta uma nova metodologia para alocacdo de custos de sistemas de transmissdo em mercados
de energia elétrica estabelecidos em area Unica ou compostos pela interligacdo de multiplos subsistemas. Inicial-
mente, o0 método proposto permite decompor o custo total da transmissao em duas parcelas: a primeira, referente a
capacidade utilizada da rede (estimada em um ponto de operagdo previamente definido) e a segunda, relativa &
capacidade de transmissdo ainda disponivel no sistema. Uma técnica de decomposicao de tarifas nodais por sub-
sistema garante a aplicabilidade do método em mercados interligados. A partir da decomposicao de tarifas, é pos-
sivel calcular a responsabilidade de cada participante sobre o custo de uso de qualquer conjunto especificado de
elementos de transmisséo. A flexibilidade do método viabiliza a alocacéo, via selo, dos custos referentes aos circui-
tos de interligacédo e/ou de grande importancia sistémica. Apés a apresentacao da formulagdo matematica, propoe-
se um procedimento para a consideracdo de miltiplos pontos de operacao (despachos) no célculo das tarifas no-
dais e sugere-se um algoritmo para a determinacao de tarifas zonais, i.e., aplicaveis a todos os geradores ou car-
gas de uma mesma regido. Os desenvolvimentos realizados sao descritos detalhadamente e ilustrados por aplica-
¢Bes numéricas com o Sistema Interligado Nacional, considerando-se o ciclo tarifario 2007/2008.

PALAVRAS-CHAVE
Alocagao de custos de transmissdo, mercados de energia elétrica, sistemas interligados, tarifa de transmisséo.

1.0 - INTRODUCAO

De acordo com [1], as metodologias de alocacédo de custos de transmissdo podem ser divididas em trés grupos:
métodos que traduzem comportamentos médios, métodos incrementais e métodos marginais. No primeiro grupo,
sdo encontrados métodos que alocam o custo total de um sistema de transmissdo entre os seus usuarios, com
base em proporgdes de poténcias de ponta ou energias transmitidas. Pertencem a este grupo a técnica pro rata
(selo postal) [2, 3] e métodos baseados no principio da divisdo proporcional [4]-[7]. As metodologias incrementais
calculam a diferenca entre 0s custos na presenca e na auséncia de uma transacgéo bilateral, procurando determinar
sua responsabilidade sobre os custos de um sistema de transmissao. A modelagem permite considerar custos de
longo ou curto prazo, tendo em vista a inclusdo ou ndo dos investimentos em reforcos e a expanséo da rede. Os
métodos marginais avaliam a variagdo no custo da transmisséo provocada pela variagdo marginal da injecéo de
poténcia ativa em uma barra. O crescente interesse por métodos marginais tem se justificado por sua capacidade
de promover uma alocagdo compativel com o uso eficiente da rede. Os sinais econdmicos fornecidos pelas tarifas
marginais [8] tém justificado a aplicacao de tais métodos em varios paises [9].

Existem ainda métodos que ndo se enquadram exatamente em nenhum dos grupos de [1]. O método Zys [10, 11],
por exemplo, relaciona, através da matriz de impedancia nodal, as inje¢Ges de corrente nas barras aos fluxos de
poténcia ativa nos circuitos, cujos custos sdo atribuidos aos responsaveis pelas correntes. O método EBE [12]-
[15], admite que cada gerador produz uma fragcdo predefinida da poténcia de cada carga. O fluxo e o custo de cada
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circuito sdo expressos como a soma de responsabilidades de cada transacéo bilateral equivalente, posteriormente
alocadas entre os responsaveis por sua formacéo. Ha ainda metodologias de alocacédo de custos e determinacéo
de fatores de perdas de sistemas de transmisséo baseadas na Teoria dos Jogos Cooperativos [16, 17].

A base matematica da metodologia proposta foi inicialmente desenvolvida em [18] e [19] visando & alocacdo dos
custos da transmissao a partir da analise marginal de uma Unica condigao de geragéo/carga previamente acordada
entre os participantes do mercado. Contudo, a necessidade de se quantificar mais apropriadamente a utilizacdo do
sistema de transmissdo por geradores e cargas motivou o desenvolvimento de um método [20] capaz de refletir,
em uma Unica tarifa, os varios cenarios de uso da rede considerados durante o planejamento da expansdo da
transmisséo, e que, portanto, definiram a configuracdo atual do sistema. Com este tipo de tarifa, torna-se possivel
alocar o custo da transmisséo de forma mais aderente a sua utilizagcdo ao longo do ano, sobretudo, considerando
sistemas interligados como o brasileiro, onde ocorrerem invers@es de fluxos em funcdo das condigdes hidroldgicas.

Depois de calculadas todas as tarifas nodais (contemplando multiplos despachos, critérios de alocacado de custos,
eliminac@o de alocag¢fes negativas [20], etc.), as barras do sistema podem ser convenientemente agrupadas em
regibes (diferenciadas para geradores e cargas) denominadas zonas tarifarias, para as quais sao determinadas
tarifas médias aplicaveis a todos os seus participantes, simplificando e uniformizando o processo de alocacao de
custos. Neste trabalho, a determinacédo das zonas tarifarias é feita exclusivamente com base na similaridade entre
tarifas nodais, o que garante a manutencao da sinalizagao locacional.

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

2.0 - CALCULO DE TARIFAS NODAIS

2.1 Formulacdo Mateméatica — Mercado Unico

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 inje¢cdo de 1 MW na barra i. Na condi¢cdo de mercado Unico, as tarifas iniciais de
todas as barras, representadas em um vetor 1xnb, podem ser calculadas por

n=CT xDT x 1)

onde CT é o vetor 1xnl com os custos dos circuitos, a serem recuperados por ano, em R$; DT é a matriz diagonal
nixnl, cujo termo j-j é inverso da capacidade do circuito j em MW, e; B € a matriz nlxnb com as sensibilidades dos
fluxos nos circuitos em relacado as injecdes de poténcia ativa nas barras [22].

A aplicagdo direta das tarifas iniciais sobre as injecdes de poténcia implica na recuperacdo do custo da parcela
utilizada do sistema de transmissdo, CTU. Este custo equivale a soma dos produtos entre o custo unitario de cada
circuito e seu fluxo de poténcia calculado no ponto de operacao considerado para tarifacdo. Matematicamente,

nb

mxP =" 75 P =CTU %)

i=1
onde P é o vetor 1xnb com as injecdes de poténcia ativa em MW. As tarifas iniciais permitem alocar o CTU entre
todos os participantes. No entanto, algumas corre¢8es [18] devem ser efetuadas, para que:

i. As tarifas de transmissdo calculadas sejam independentes da escolha da barra de referéncia considerada no
estudo de fluxo de poténcia e no calculo da matriz 8 [22], conferindo transparéncia ao método;

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

iii. O custo referente & parcela ndo utilizada da transmissao também seja alocado entre geracdo e carga na mes-
ma proporcao. A existéncia desta capacidade excedente se deve a investimentos em reforgos e ampliagdes da
rede para o atendimento de solicitagbes de carga/geracdo previstos para um horizonte futuro. O CTN repre-
senta, entdo, 0 montante a ser pago de forma complementar pelos participantes, visando a remuneragéo da
capacidade ainda disponivel no sistema de transmissao. Matematicamente, o CTN pode ser calculado por

CTN=CTT-CTU 3)
onde CTT € o custo total da transmissao, que é conhecido previamente, devendo ser alocado a cada ano.

A adi¢do de uma parcela constante m as 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 geragdo e carga, o ajuste m [18] é dado por:

_ —Ix (PG + PC)
" nb nb
D PGy + Y PC
k=1 k=1
onde PG e PC séao vetores de dimensao nbx1l com a geragdo e a carga em cada barra do sistema. Este ajuste
corresponde a substituicdo de uma referéncia fisica por uma referéncia virtual, distribuida entre todas as barras do
sistema. O desenvolvimento de (4) mostra que o ajuste m corresponde a média das tarifas iniciais das barras, pon-

deradas pelos montantes totais de geracdo e carga nas mesmas. Com isso, a referéncia virtual se aproxima da
regido com o maior volume de geragéo e carga total. Uma vez corrigidas, as tarifas passam a recuperar o CTU na
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propor¢cdo desejada entre geragdo e carga, independentemente de qual tenha sido a referéncia inicialmente esco-
Ihida [19, 20]. Os vetores de tarifas corrigidas referentes ao CTU para geragéo e carga podem ser escritos como:

g =nvm e gV =-(m+m) ®)

onde 7% € um vetor de dimensado 1xnb com todos os elementos iguais a constante m, determinada por (4). As tari-
fas nodais referentes ao CTU refletem o posicionamento elétrico dos geradores e cargas no sistema de transmis-
sdo, indicando sua maior ou menor proximidade em relagdo aos centros de consumo e geracao, e, por isto, sdo
também chamadas de tarifas locacionais. A principio, cada barra apresenta uma tarifa locacional diferente.

Para se completar o processo de tarifacdo (satisfazendo ao requisito iii) € necessario alocar o CTN. Uma forma
simples para se realizar esta tarefa consiste na aplicacéo da técnica pro rata ou selo postal. Neste caso, para ga-
rantir a proporcao 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 propor¢cdo de seus montantes de geracéo e carga. Assim, as
tarifas dos geradores e cargas devem ser acrescidas, respectivamente, das seguintes parcelas [18]:

(. =CTN/2 . =CIN/2
G~ b C " b :
D PG Y PC;
i=1 i=1
Finalmente, os seguintes vetores de tarifas (apliciveis aos valores de geracéo e carga) recuperam o CTT:
ﬂgTT - ngTu + ﬂgTN e n(.C:ZTT - ”((::TU + ﬂgTN @

onde 7™ e 7E™ s&o vetores de dimensao 1xnb, cujos elementos s&o todos iguais a kg € kc, respectivamente.

)

A tarifa de qualquer barra possui uma parcela locacional, responséavel pela alocagdo do CTU e uma parcela selo,
gue garante a remuneracdo do CTN. Por ter origem incremental, a parcela locacional (diferenciada por barra) pode
ser positiva ou negativa, enquanto a parcela selo (idéntica em todas as barras) é sempre positiva. Assim, a depen-
der da magnitude da parcela selo, tarifas finais negativas poderao ser encontradas. Usualmente, geradores instala-
dos em centros de consumo e cargas em areas de geracédo reduzem o uso da transmisséo, estando “bem posicio-
nados” na rede. Embora esta sinalizacao esteja correta, a obtencao de receita a partir do uso da rede é uma ques-
tdo a ser analisada com cuidado, pois faz com que a soma dos pagamentos supere o custo total da transmissao.

Um procedimento capaz de eliminar alocagbes negativas [18]-[20] consiste na redistribuicdo 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
transmissdo obtém uma redugdo 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 questao.

2.2 Generalizacéo para Mercados Interligados

Em um mercado composto pela interligacdo de n subsistemas, o0 CTU pode ser expresso pela soma dos valores de
CTU de cada area. 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:

=+ S S ®)

onde 77k ¢ o vetor de dimensdo 1xnb com as sensibilidades (i.e., tarifas iniciais) do custo da parcela utilizada
da rede do subsistema k em relacéo as injecdes de poténcia das nb barras do sistema, calculado por

U =CTSU xDT % 3. ©)

Em (9), CTS"X ¢ o vetor de dimensdo 1xnl contendo apenas o0s custos dos circuitos pertencentes ao subsistema Kk,
sendo os demais feitos iguais a zero. Neste caso, pode-se mostrar [20] que a aplicacdo 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 Unico, garantindo a consisténcia do modelo proposto. No mercado Unico, a dependéncia
das tarifas em relacdo a escolha da barra de referéncia é eliminada com a adi¢cdo de um ajuste m as tarifas iniciais.
Em sistemas interligados, 0 mesmo problema é resolvido com a adicdo de n ajustes, cada qual, as tarifas referen-
tes a um subsistema. O ajuste aplicavel as tarifas relativas ao subsistema k é:

Suby _ % x (PG +PC)
nb nb
> PG + Y PC
i=1 i=1

Este ajuste garante que o CTU do subsistema k seja dividido meio a meio entre todos os geradores e cargas do
sistema. Assim, o0 CTU do subsistema k pode ser alocado com base nos seguintes vetores de tarifas:

né:TU,Suh( =0 4 U g gETUSI o (7SUb . fSUB ) (11)

. (10)
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A alocacgdo do CTN de cada subsistema pode ser feita com base em qualquer critério com embasamento técnico e
econdmico acordado entre os participantes. Ao se optar pelo pro rata, como ilustrado na formulagdo para mercado
Unico, as seguintes constantes deverdo ser adicionadas as tarifas decompostas de todas as barras:

(Sube CCTNSPk /2 sup, _ CTNSk /2
G ~" C ~T

nb nb

D PG D PC;

i=1 i=1
Finalmente, os seguintes vetores de tarifas recuperam o CTT de cada subsistema:

ﬂgTT,Subk :ﬂgTU.Subk +ﬂ§TN,Subk o ]é,TT,Subk :]é,TU,Subk +]éTN,Subk (13)

onde ™ e 7E™ s&o vetores de dimensao 1xnb, cujos elementos s&o calculados por (12).

(12)

A linearidade das equagfes envolvidas garante que a soma dos vetores de tarifas referentes aos n subsistemas
resulte no proprio vetor de tarifas finais do mercado Unico, o que permite concluir que a especificagao de subsiste-
mas néo influencia as tarifas finais das barras. A decomposi¢@o permite conhecer a responsabilidade de cada par-
ticipante sobre os custos da rede de cada subsistema, enquanto os resultados do mercado Unico sdo preservados.

2.3 Critérios de Alocacao de Custos

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

» Atribuicdo do CTU de cada subsistema de acordo com as tarifas locacionais decompostas;

« Alocacédo do CTN de cada subsistema entre todos os agentes na propor¢ao da geracgdo instalada e carga pico;

* Rateio dos custos referentes aos circuitos de interligagdo na propor¢do da geracgéo instalada e da carga pico.

O tratamento diferenciado dado as linhas e transformadores de interligagéo se deve a importancia estratégica des-
ses circuitos para a interligagdo energética entre os parques de geracéo. 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 Consideracao de Perdas na Transmissao

Os desenvolvimentos anteriores consideraram o modelo de fluxo de poténcia DC, onde gerag&o e carga totais do
sistema sao idénticas. No entanto, em redes de grande porte, o0 montante total de perdas na transmisséo faz com
que o despacho considerado em uma analise de fluxo DC tradicional se distancie muito do real. Uma forma eficaz
para se aprimorar o modelo DC consiste na representacdo das perdas em cada circuito (estimadas por uma analise
de fluxo DC ou calculadas previamente com o modelo AC) como cargas ficticias em suas barras terminais [23].
Matematicamente, as cargas ficticias sdo organizadas separadamente das originais, em um vetor PFIC de dimen-
sdo nbx1. Para que estas ndo sejam responsabilizadas por custos de transmissédo, as tarifas de carga (referentes
ao CTU do mercado unico ou ao CTU do subsistema k) devem ser acrescidas das seguintes constantes [20]:

b
_EUXPFIC  ssub, _ g S xPFIC
- C - nb :

b
nZPCi D PC;
i=1 i

& (14)

2.5 Aplicacdo Numérica

Devido a grande extensao territorial e ao parque gerador predominantemente hidraulico do Brasil, o Sistema Interli-
gado Nacional (SIN) apresenta uma grande variedade de niveis de tensdo. A Rede Basica compreende circuitos de
230 a 750 kV, com as fungBes de [24]: transmitir a energia gerada para os centros de carga; interligar regides com
caracteristicas hidrolégicas heterogéneas para aumentar a eficiéncia no uso da agua, e; promover a integragao
energética entre os diversos elementos do sistema e paises vizinhos, melhorando a estabilidade e a confiabilidade.

Tabela 1 — Geragéo e Carga por Regido

Regido Capacidade Instalada (MW) Carga (MW) Percentual (Geracao + 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-
nd; Sudeste e Centro-Oeste (SE/CO), com Espirito Santo, Rio de Janeiro, Minas Gerais, Sao Paulo, Goiéas, Distrito
Federal, Mato Grosso e Mato Grosso do Sul; Norte (N), com os estados do Para, Tocantins e Maranhao, e; Nordes-
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te (NE), que reune Piaui, Ceara, Rio Grande do Norte, Paraiba, Pernambuco, Alagoas, Sergipe e Bahia. A Tabela 1
apresenta os totais de geracdo instalada e carga das regifes no horizonte 2007/2008. No Brasil, assim como em
outros paises que adotaram a metodologia Nodal para a alocagéo dos custos de transmisséo, a divisdo em 50:50%
foi estabelecida pela ANEEL — Agéncia Nacional de Energia Elétrica [22]. As aplicagbes numéricas apresentadas
neste trabalho consideram o ciclo tarifario 2007/2008, onde a Receita Anual Permitida (equivalente ao CTT, na
notacgao utilizada neste trabalho) é de R$ 7.204.090.273,65.

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

Tabela 2 — Tarifas de Transmisséo — Despacho Proporcional Brasil

Regido Usina Tarifa (R$/KWxmeés) Barra de Carga Tarifa (R$/KWxmeés)
N UHE Lajeado 6,6418 Utinga-069 0,2017
UHE Tucurui 8,5199 Miracema-138 0,2017
NE UHE Sobradinho 8,1189 Fortaleza-069 0,2017
UTE Boa Esperanca 6,3189 Jardim-230 0,2017
SE/CO UHE Emborcacéo 3,1803 Baixada-345 5,9372
UHE llha Solteira 2,0695 Anhanguera-138 2,7350
S UHE ltaipu 0,9263 Cascavel-138 4,0179
UHE Salto Osério 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
interligacdes (4,5%), dividida por sua capacidade méxima. Esta padronizagdo foi necesséria, pois as tarifas referen-
tes ao CTU séo aplicaveis aos valores de poténcia gerada no ponto de operagdo, enquanto as tarifas referentes ao
CTN e interligacGes sdo aplicaveis as capacidades instaladas (como usado no critério de alocagéo de custos).

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

Nesta aplicacdo, as tarifas de muitas cargas do N e NE resultaram em valores negativos. Com a aplica¢do do pro-
cedimento de eliminacédo de alocagdes negativas [20] apds o rateio do CTN, varias cargas ficaram isentas do pa-
gamento do CTU/CTN. Assim, a tarifa de 0,2017 R$/kWxmés, apresentada em quase todas as barras de carga das
regides N e NE, corresponde ao pagamento das interligagdes, feito por selo no final do processo.
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Figura 1 — Intercdmbios entre Regides do SIN.

A Fig. 2a ilustra a disposicao das tarifas aplicaveis aos geradores, considerando-se a eliminacdo de alocagdes
negativas apos o rateio do CTN. A Fig. 2b ilustra, na mesma escala de cores, a disposigdo obtida com a eliminacéo
de alocagdes negativas antes do rateio do CTN. Neste Ultimo caso, ndo se permite que encargos locacionais nega-
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tivos provenientes do bom posicionamento de alguns agentes sejam usados no abatimento da parcela selo. Con-
sequentemente, a Fig. 2b apresenta uma menor amplitude tarifaria.

Lyl ¥ =
e - o
(a) Eliminacéo de Aloc. Neg. apés o Rateio do CTN (b) Eliminacédo de Aloc. Neg. antes do Rateio do CTN

Figura 2 — Tarifas dos Geradores (Desp. Proporcional Brasil): Escala [-6,0(azul escuro) a 13,0(vermelho escuro)] R$/kWxmés.

3.0 - CONSIDERACAO DE MULTIPLOS DESPACHOS

A metodologia apresentada anteriormente para um Unico ponto de operacao pode ser generalizada para a conside-
racdo de multiplos pontos de operacao, com base no seguinte procedimento:

1) Identificar condicbes de operacao utilizadas no planejamento da expansdo da transmissdo, que tenham sido
determinantes para a configuragdo atual da rede. Se desejado, atribuir um peso a cada condigéo;

2) Para cada condicao, aplicar a metodologia proposta juntamente com o critério de alocagédo desejado, armaze-
nando, para cada participante, os encargos referentes ao CTU, CTN e interligagdes;

3) Para cada participante, calcular a média ponderada (com base nos pesos estabelecidos no Passo 1) dos en-
cargos relativos ao CTU, CTN e interligacdes, obtidos em todas as condi¢des analisadas;

4) Calcular a tarifa média de cada gerador e carga como a relagdo entre o encargo médio obtido no Passo 3 e um
valor de referencial de poténcia, e.g., capacidade instalada de geracéo e pico de carga;

Com este procedimento calcula-se uma tarifa média para cada participante, levando em conta a diversidade do uso
da rede ao longo do ano, enquanto a alocacao do CTN e dos custos das interligacdes continua sendo feita por selo.

v v

(a) Caso 1: Despacho Proporcional Brasil (b) Caso 2: Despacho Norte/Nordeste Importador
Figura 3 — Tarifas dos Geradores: Escala [2,0 (azul escuro) a 10,5 (vermelho escuro)] R$/kWxmés.

A Fig. 1b ilustra os intercambios entre regides obtidos com um novo despacho, denominado “Norte/Nordeste Impor-
tador”, em que foram transferidos aproximadamente 3 GW de geracgdo das usinas de Tucurui e Paulo Afonso (N e
NE) para Itaipu (S e SE/CO). As Fig. 3a e 3b apresentam, respectivamente, a disposi¢cdo tarifaria com os despa-
chos Proporcional Brasil (Caso 1) e Norte/Nordeste Importador (Caso 2), considerando a eliminagéo de alocacdes
negativas antes do rateio do CTN. Ao comparar as Figuras 3a e 3b, percebe-se que, na maioria dos casos, 0 novo
despacho provoca a reducéo das tarifas dos geradores das regies N e NE, e o aumento das tarifas das regides S
e SE/CO. Isso mostra que a referéncia virtual foi coerentemente deslocada em fungdo do novo despacho.

As tarifas de alguns geradores sdo apresentadas na Tabela 3. Considerando-se, por exemplo, a ponderacdo dos

despachos Proporcional Brasil (Caso 1) e Norte/Nordeste Importador (Caso 2), com pesos 8/12 e 4/12, respectiva-
mente, obtém-se as tarifas do caso composto.
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Tabela 3 — Tarifas de Transmisséo de alguns Geradores

Regifio Usina Tarifa (R$/KWxmeés)
Caso 1 Caso 2 Composto

N UHE Lajeado 4,5909 5,7903 4,9907
UHE Tucurui 6,4687 5,6776 6,2050
NE UHE Sobradinho 6,0678 4,6026 5,5794
UTE Boa Esperanca 4,2680 4,1483 4,2281
SE/CO UHE Emborcacao 2,3900 3,0648 2,6149
UHE llha Solteira 2,3900 2,7575 2,5125
S UHE Itaipu 2,3900 2,7901 2,5234
UHE Salto Osério 2,3900 3,8490 2,8763

4.0 - TARIFAS REGIONAIS

4.1 Tarifas Médias por Regido

A tarifa média de transmissao para geradores (ou cargas) de uma determinada regido pode ser calculada como o
guociente entre 0s encargos totais atribuidos aos geradores (ou cargas) e a soma das capacidades instaladas dos
geradores (ou valor de pico das cargas) da regido, obtidos pela metodologia de tarifacdo nodal. A aplicacdo deste
procedimento as regides do SIN resulta nas tarifas médias apresentadas na Tabela 4.

Tabela 4 — Tarifas Média por Regiéo do SIN (Despacho Proporcional Brasil)

Regi&o Encargo da Geragéao Cap. Inst. Tarifa Médja Encargo da Carga Carga Pico Tarifa Médja
(1000 R$/ano) (MW) (R$/KWxmés) (1000 R$/ano) (MW) (R$/KWxmés)
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 recupera¢do dos custos totais da
transmissdo, uma analise comparativa realizada em [20] revelou uma elevada dispersao entre as tarifas individuais
das barras e as médias de suas respectivas regides. Os casos mais criticos foram encontrados nas usinas hidrelé-
tricas de Jauru e Guaporé, na regido SE/CO, onde as diferencas entre tarifas nodais e a média regional é de quase
6,00 R$/kWxmés. Este fato comprova que as tarifas nodais sdo calculadas em funcdo da localizagdo elétrica da
barra na rede, o que independe da divisdo geopolitica das areas abrangidas pelo sistema de transmisséo. Portanto,
uma tarifagdo regional adequada exige a especificacdo de zonas tarifarias aderentes as fronteiras elétricas delimi-
tadas pelo sistema de transmissdo, como proposto a seguir.

4.2 Tarifacio Zonal

A tarifagdo zonal uniformiza o processo de alocagdo de custos da transmissé@o através da aplicacdo da mesma
tarifa (diferenciada para geradores e cargas) aos participantes de uma regido. A proposta de tarifacdo zonal apre-
sentada neste trabalho consiste, primeiramente, no céalculo de tarifas nodais (utilizando-se um ou mais despachos,
como descrito na Secao 3.0), para a posterior obtengéo de tarifas médias por regido (como apresentado na Secao
4.1). Para que a sinalizagdo locacional do método nao seja prejudicada, deve-se evitar que participantes com tari-
fas nodais muito diferentes sejam incluidos na mesma zona tarifaria. Assim, as zonas devem ser determinadas em
funcéo da similaridade entre as tarifas nodais das barras que as compdem, ignorando-se o aspecto geopolitico.

A determinacgdo das zonas tarifarias pode ser feita, separadamente para barras de geragao 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 mini-
ma) e um limite superior (acima da tarifa maxima); (3) Tomar a diferenca entre estes limites e dividir pelo passo
tarifario desejado, obtendo-se o0 niumero de zonas tarifarias (adotar o niumero inteiro imediatamente superior); (4)
Calcular os limites tarifarios minimo e maximo 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 Secao 4.1.

A Figura 4a, ilustra a disposi¢céo 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 tarifa-
rio de 1,00 R$/kWxmés, que resultou na criagdo de 7 zonas. A area destacada na cor azul escuro corresponde a
Zona 1, que tem tarifa de 2,5472 R$/MWxmés 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$/MWxmés) e inclui as usinas hidrelétricas
de Manso, Guaporé e Jauru. Neste exemplo, a maior dispersdo encontrada é de 0,5099 R$/MWxmés, observada
na UHE Lajeado (estado de Tocantins), pertencente a Zona 3. As Figuras 4b e 4c ilustram as regides obtidas con-
siderando passos de 2,50 e 3,50 R$/kWxmés, que implicaram, respectivamente em 3 e 2 zonas. Como esperado, 0
aumento do passo provocou a redugao do nimero de zonas tarifarias.



(a) Passo = 1,00 R$/kWxmés (b) Passo = 2,50 R$/kWxmés (c) Passo = 3,50 R$/kWxmés
Figura 4 — Zonas Tarifarias: Escala [2,0 (azul escuro) a 9,0 (vermelho escuro)] R$/kWxmés.

5.0 - CONCLUSAO

Este trabalho apresentou uma nova metodologia para alocagdo de custos de sistemas de transmissédo em merca-
dos de energia elétrica compostos por uma ou mdltiplas areas interligadas. As tarifas obtidas pelo método proposto
sdo sensiveis a localizacéo do participante na rede e permitem alocar, em forma de selo, o custo referente & capa-
cidade nédo utilizada da transmissdo e o custo total das interligagdes. Foi desenvolvido um procedimento para cal-
culo de tarifas, que permite contemplar os diversos cenarios de geragdo e consumo considerados na fase de plane-
jamento da expansao da transmissdo. Esta caracteristica € extremamente Util em sistemas interligados de grande
porte como o Sistema Interligado Nacional (SIN), onde a diversidade hidrolégica provoca um uso intenso da trans-
missdo, com inversdes de fluxos em alguns circuitos durante o ano. Aliando-se esta capacidade a aspectos positi-
vos de transparéncia e flexibilidade, ja explorados em [18], conclui-se que a metodologia proposta é adequada as
particularidades do sistema brasileiro, sobretudo, considerando-se que a mesma foi desenvolvida visando ao aper-
feicoamento de alguns pontos da metodologia Nodal. Prop6s-se ainda, um algoritmo para a classificacéo de barras
em regibes tarifarias e o estabelecimento de tarifas zonais, visando a uniformizagdo e simplificacdo do processo de
alocacao de custos. Estudos realizados com o SIN permitiram concluir que é possivel calcular, sem distor¢éo do
sinal locacional, tarifas zonais no sistema brasileiro.

6.0 - REFERENCIAS BIBLIOGRAFICAS

[1] J.P.T. Saraiva, J.L.P.P. da Silva, e M.T. Ponce de Ledo, Mercados de Eletricidade — Regulagéo e Tarifacdo de Uso das Redes. FEUP, 2002.

[2] M. llic, F. Galiana, e L. Fink, Power System Restructuring: Engineering and Economics. Norwell, MA: Kluwer, 1998.

[3] D.S.Kirschen, e G. Strbac, Fundamentals of Power System Economics. Chichester, U.K.: Wiley, 2004.

[4] J.W. Bialek, Topological Generation and Load Distribution Factors for Supplement Charge Allocation in Transmission Open Access, |[EEE
Trans. on Power Systems, Vol. 12, No. 3, pp. 1185-1193, Aug. 1997.

[5] D.S. Kirschen, R.N. Allan, e G. Strbac, Contributions of Individual Generators to Loads and Flows, IEEE Trans. on Power Systems, Vol. 12, No.
1, pp. 52-60, Feb. 1997.

[6] J.W. Bialek e P.A. Kattuman, Proportional Sharing Assumption in Tracing Methodology, IEE Proceedings on Generation, Transmission and
Distribution, Vol. 151, No. 4, pp. 526-532, Jul. 2004.

[71 R.J. Aumann, L.S. Shapley, Values of Non-atomic Games. Princeton University Press, New Jersey, USA, 1974,

[8] M.C. Caramanis, R.E. Bohn, e F.C. Schweppe, Optimal Spot Pricing: Practice and Theory, IEEE Transactions on Power Apparatus and Sys-
tems, Vol. 101, No. 9, pp. 3242-3245, Sept. 1982.

[91 PJM Report, “A Survey of transmission cost allocation issues, methods and practices,” March 2010, disponivel no site:
www.pjm.com/documents/re-ports.aspx.

[10] A.J. Conejo, J. Contreras, D.A. Lima, e A. Padilha-Feltrin, Zbus Transmission Network Cost Allocation, IEEE Transactions on Power Systems,
Vol. 22, No. 1, pp. 342-349, Jan. 2007.

[11] S.V.N.L. Lalitha e M. Sydulu, A Direct Method for Transmission Network Cost Allocation, TENCON 2008, pp. 1-6, Nov. 2008.

[12] F.D. Galiana, A.J. Conejo, e H.A. Gil, Transmission Network Cost Allocation Based on Equivalent Bilateral Exchanges, IEEE Transactions on
Power Systems, Vol. 18, no. 4, pp. 1425-1431, Nov. 2003.

[13] H. A. Gil, F. D. Galiana, e A. J. Conejo, Multiarea Transmission Network Cost Allocation, IEEE Trans. on Power Systems, Vol. 20, no. 3, pp.
1293-1301, Aug. 2005.

[14] N. Ruangchom e P. Damrongkulkamjorn, Evaluations of Bilateral Transactions in Electricity Markets in Aspects of Optimal Dispatch and
Transmission Pricing, 5th International Conference on Electrical Engineering/Electronics, Computer, Telecommunications and Information
Technology, Vol. 2, pp. 961-964, Aug. 2008.

[15] A.A. Abou, El Ela, e R.A. EI-Sehiemy, Transmission Usage Cost Allocation Schemes, EPSR, Vol. 79, No. 6, pp 926-936, 2009.

[16] H.P. Young, Cost Allocation, in Handbook of Game Theory, R.J. Aumann and S. Hart, Ed. NY: Elsevier, Vol. 2, Ch. 34, 1994.

[17] J. Von Neumann, O. Morgenstern, Theory of Games and Economic Behavior, Princeton Press, 1947.

[18] J.G.C. Costa, A.M. Leite da Silva, L.H.L. Lima, Z.S.M. Junior, C.R.R. Dornellas, J.C.O. Mello, A.C.R. Guimarées, e R.A. Lima, Tarifacdo do Uso
da Transmissé&o no Brasil: Analise, Aprimoramento e Generalizagcao da Metodologia Nodal, XXI SNPTEE, Florian6polis — SC, Brasil, out. 2011.

[19] A.M. Leite da Silva, J.G.C. Costa, e L.H.L. Lima, A New Methodology for Cost Allocation of Transmission Systems in Interconnected Energy
Markets, IEEE Transactions on Power Systems, Aceito para publica¢éo, 2013.

[20] L.H.L. Lima, Tarifacdo da Transmissdo Considerando Mercados Interligados e Mdultiplos Cenarios Operativos, Tese de Doutorado, Universida-
de Federal de Itajubé, outubro 2012.

[21] Projeto Estratégico de Pesquisa e Desenvolvimento ANEEL, Tema 3/2008, Metodologia para Alocagéo dos Custos do Sistema de Transmis-
séo, Relatorios 1 a 8, 2011.

[22] ANEEL - Agéncia Nacional de Energia Elétrica, Resolugdo n°281, outubro 1999.

[23] A. Monticelli, Fluxo de Carga em Redes de Energia Elétrica, Ed. Edgard Blucher, 1983.

[24] EPE - Empresa de Pesquisa Energética, Estudos do Plano Decenal de Expanséo do Setor Elétrico — No. EPE-DEE-RE-042/2005, disponivel
em: http://www.epe.gov.br.



7.0 - AGRADECIMENTOS

A parte inicial deste trabalho é oriunda do Projeto Estratégico de Pesquisa e Desenvolvimento ANEEL “Metodologia
para Alocacéo dos Custos do Sistema de Transmiss&o” — Tema 3/2008, coordenado pela DUKE Energy. Portanto,
0s autores agradecem aos representantes das empresas envolvidas neste P&D por suas sugestdes, bem como ao
CNPq pelo financiamento proporcionado.

8.0 - DADOS BIOGRAFICOS

Jodo Guilherme de Carvalho Costa nasceu em Pouso Alegre, MG, em 1975. Graduou-se em Engenharia
Elétrica (EE) pela entdo Escola Federal de Engenharia de Itajuba (EFEI), em 1998 e obteve, pela Universida-
= ’@ de Federal de Itajuba (UNIFEI), os titulos de mestre e doutor em ciéncias em Engenharia Elétrica, em 2000 e
; é i 2003, respectivamente. Atualmente, é professor associado do Instituto de Sistemas Elétricos e Energia (ISEE)

e membro do Grupo de Engenharia de Sistemas (GESis) da UNIFEI, atuando nos cursos de graduagéo e pés-
graduacdo em Engenharia Elétrica. Suas areas de interesse compreendem confiabilidade de sistemas elétri-
cos, alocagéo de perdas e tarifagdo de sistemas de transmissao.

Armando M. Leite da Silva nasceu no Rio de Janeiro, RJ, em 1954. Graduou-se em EE pela Pontificia Universidade Catélica do Rio
de Janeiro (PUC-Rio) em 1975. Recebeu os titulos de Mestre (M.Sc.) em EE pela Universidade Federal do Rio de Janeiro (COPPE-
UFRJ) em 1977 e de Doutor (Ph.D.) em EE pela University of Manchester (UMIST, UK) em 1980. Trabalhou no Departamento de
EE da PUC-Rio como Professor Titular até 1994. De 1990 a 1991 foi pesquisador visitante na Divisdo de Pesquisa da Ontario
Hydro, no Canada. Entre 2003 e 2004 atuou como pesquisador visitante na Unidade de Sistemas de Energia, no INESC-Porto,
em Portugal. Desde 1994 trabalha como Professor Titular no Instituto de Sistemas Elétricos e Energia da UNIFEI. E Pesquisador
1A do CNPq desde 1994 e Fellow do IEEE desde 2000. Recebeu os prémios “Sebastian Z. de Ferranti Award” (IEE/IET Power
Division, UK) em 1992, “PMAPS Merit Award” (PMAPS International Society) em 2010, IEEE PES Technical Committee Prize
Paper Award em 2011 e IEEE PES Roy Billinton Power System Reliability em 2012, todos por contribuicées na area de métodos
probabilisticos aplicados em sistemas elétricos de poténcia.

Luis Henrique Lopes Lima nasceu em S&o Paulo, SP, Brasil, em 1982. Graduou-se em EE pela Universidade Estadual Paulista
Julio de Mesquita Filho, UNESP, Brasil. Recebeu os titulos de Mestre (2009) e Doutor (2012) pela UNIFEI, ambos em EE. Atual-
mente é Professor Adjunto da Universidade Federal de Juiz de Fora, especializado em Sistemas Elétricos de Poténcia, atuando
principalmente nas areas de tarifacéo, regulagdo e mercados de energia elétrica.

Zulmar S. Machado Jr. nasceu em Governador Valadares, MG, em 1974. Graduou-se em EE pela Universidade Federal de Juiz
de Fora em 1997, mestrado em Engenharia de Sistemas e Computag&o (2000) e doutorado em EE (2005), ambos pela COPPE-
UFRJ. Trabalhou como pesquisador no CEPEL - Centro de Pesquisas de Energia Elétrica (2006-2007) e como engenheiro sénior
no ONS (2007-2010). Atualmente é Professor do ISEE da UNIFEI. Tem experiéncia na area de Engenharia Elétrica, com énfase
em Sistemas Elétricos de Poténcia, atuando principalmente nos seguintes temas: simulacdo no dominio do tempo, analise de
regido de seguranca, controle aplicados a sistemas de poténcia e modelagem orientada a objeto.

Carlos Rubens Rafael Dornellas nasceu em Itaperuna, RJ, em 1969. Graduou-se em EE pela Universidade do Estado do Rio de
Janeiro (1993), mestrado em EE pela COPPE-UFRJ (1997), MBA pela Fundagdo Dom Cabral (2004), e especializagdo em Gestdo
Empresarial pela Kellogg School of Management (2007). Entre 1995 e 2000, foi pesquisador do CEPEL (Centro de Pesquisas de
Energia Elétrica), com participacdo em projetos aplicados ao planejamento da expanséo e operagao eletro-energética, em espe-
cial sobre confiabilidade de sistemas compostos geragao-transmissdo, custos marginais, tarifagdo da transmisséo, planejamento
sob restrigfes financeiras, fluxo de poténcia 6timo. Atuou como gerente de estudos regulatérios e elétricos da DUKE ENERGY
International, Geragdo Paranapanema SA (2000-2009), sendo atualmente Diretor Técnico e Regulatdrio da Diferencial Energia.
Tem experiéncia na area de EE, com énfase em Sistemas Elétricos de Poténcia, em particular nas areas de mercado de energia e
redes inteligentes.

Jodo Carlos de Oliveira Mello  nasceu em Niter6i, RJ, em 1960. Recebeu os titulos de Engenheiro, Mestre em Ciéncias e Doutor
em Ciéncias, todos em Engenharia Elétrica, pela Pontificia Universidade Catdlica do Rio de Janeiro (PUC-Rio) em 1983, 1988 e
1994, respectivamente. Iniciou sua carreira como Engenheiro da MONASA Consultoria e Projetos no Rio de Janeiro até 1985,
quando se transferiu para a THEMAG Engenharia onde permaneceu até 1989. A partir de 1989, atuou como pesquisador do CE-
PEL, tendo participado no desenvolvimento de diversos projetos de pesquisa e programas computacionais, entre eles: NH2 (Confi-
abilidade), FLUPOT (Otimizacdo), etc. Ainda no CEPEL, foi Coordenador do Programa de Planejamento e Operacdo Elétrica, tendo
participado da gestdo de mais de 30 projetos de pesquisa. Entre 2000 e 2012, foi Sdcio-diretor da Andrade & Canellas Consultoria,
tendo atuado na é&rea de Comercializagdo e Estudos, onde foram desenvolvidos varios projetos envolvendo diversos drgdos do
setor elétrico nacional (MME, ONS, CCEE, ANEEL, etc.). E, atualmente, Sécio Presidente da Thymos Energia Consultoria.



