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Ao professor José Maria Yusta, da Universidade de Zaragoza, pelas ideias e constantes

discussões que viabilizaram a elaboração desta pesquisa, e pela ajuda incondicional, tanto no

nı́vel profissional quanto no pessoal, durante meu estágiona Espanha.
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RESUMO

Esta tese visa ao estudo da valorização de serviços ancilares de reserva, particularmente, a
reserva utilizada na regulação de frequência e que é fornecida pelos geradores hidrelétricos.
O objetivo principal do trabalho é desenvolver propostas que indiquem os custos reais
desses serviços. Na valorização desses custos, busca-se motivar as empresas geradoras para
que assumam a responsabilidade pela prestação de tais serviços, assim como garantir uma
remuneração apropriada. Essa valorização é realizada em função da disponibilidade e do uso da
reserva, sob uma operação segura e econômica do sistema.Para alcançar o objetivo proposto,
inicialmente se realiza uma revisão das caracterı́sticastécnicas e dos métodos de valorização
dos serviços de reserva em diferentes sistemas. Posteriormente, ilustram-se as caracterı́sticas
do setor elétrico brasileiro, com a finalidade de contextualizar a valorização no marco de
regulação, comercialização e operação correspondentes. Seguidamente, apresentam-se duas
propostas de valorização. A primeira considera o ponto devista de um agente gerador, cujo
objetivo é estabelecer o valor do serviço a partir dos custos incorridos no fornecimento. Esses
custos incluem, principalmente, os custos pela disponibilidade e pelo uso do serviço. Dentro
desses componentes de custo, destaca-se o custo por perdas de eficiência, o qual é calculado
utilizando um algoritmo de despacho ótimo de unidades. Essa abordagem é aplicada no cálculo
do custo da reserva na usina hidrelétrica de Ilha Solteira.Nesse cálculo são utilizados dados da
Companhia Energética de São Paulo - CESP. A segunda proposta considera o ponto de vista do
operador de rede, em um ambiente de mercado, no qual os agentes participantes podem ofertar
pela disponibilidade da reserva. Para a atribuição dessareserva utiliza-se um despacho ótimo
hidrelétrico, que inclui restrições elétricas e hidr´aulicas. O método é testado em dois sistemas:
o primeiro representa um sistema didático, com três barras e três geradores e é utilizado com
fins ilustrativos; e o segundo corresponde ao sistema sudeste brasileiro, que se utiliza para
simular a interação das usinas hidrelétricas da regiãosob um esquema de mercado. Finalmente,
são apresentadas as conclusões desta pesquisa, e são sugeridas algumas ideias para possı́veis
trabalhos futuros.

Palavras-chave: Serviços Ancilares. Reserva. Regulação de Frequência. Geradores
Hidrelétricos. Custos. Remuneração.



ABSTRACT

This work presents a reserve ancillary services pricing research. Particularly, the reserve
that is used for frequency regulation and that is provided byhydroelectric generators. The
development of pricing methodologies, that show real reserve delivery costs, is the main
target of this project. Ancillary services pricing procures incentives to motivate agents to
take responsibilities in the service supply and ensuring anappropriated remuneration. This
pricing is based on the use and availability costs of reserve; under an economic and reliable
system operation. In order to do that, firstly an overview of technical characteristics and
pricing methods of the ancillary services in different systems is presented. Then, in order to
fit this pricing methodology to the corresponding regulation, commercialization and operation
rules, an introduction of the Brazilian electrical sector is realized. Next, two reserve ancillary
services pricing methods are presented. The first one considers a hydraulic generator point of
view. In this case, the aim is to set up the real value of the services by mean of a generator
costs analysis. These costs include, basically, availability and use costs. Inside these cost
components, efficiency costs are highlighted, and a single generator unit commitment dispatch
is used to calculate them. This proposal is applied to calculate the ancillary service reserve costs
in the Ilha Solteira hydroelectric generator, using data from the Companhia Energética of São
Paulo (CESP). The second pricing method considers the operator system point of view, under
a market environment. In these circumstances, agents are free to set up a price offer for the
availability of the reserve. To attribute the reserve, an optimal hydroelectric dispatch is used,
considering electrical and hydraulic constraints. This methodology is tested in two systems.
The first one represents a didactic three bus - three generator system, for illustrative purposes.
The second one represents the South-East Brazilian system that is used to simulate the market
operation considering the interaction among Brazilian agents. Finally, the conclusions of the
project and some suggestions for future works are exposed.

Keywords: Ancillary Services. Reserve. Frequency Regulation. Hydroelectric Generators.
Costs. Remuneration.
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2.6 Métodos de aquisição dos serviços ancilares de reserva. . . . . . . . . . . . . . 40

2.7 Métodos de busca em diferentes sistemas de potência. .. . . . . . . . . . . . . 41

2.8 Métodos de remuneração em diferentes sistemas de potência. . . . . . . . . . . 42

2.9 Estruturas da remuneração em diferentes sistemas de potência. . . . . . . . . . 43

4.1 Agentes geradores que participam no Mercado de Energia.. . . . . . . . . . . 66
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UCTE Union for the Coordination of Transmition of Electricity

UE União Europeia



SUMÁRIO
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1 INTRODUÇÃO

1.1 Estruturas do mercado eĺetrico

Em seus primeiros passos, o setor elétrico foi consideradocomo monopólio natural, quer

fosse de caráter público ou privado. O sistema funcionavasob uma estrutura vertical, que se

podia apresentar de diversas maneiras conforme é ilustrado na Figura 1.1.

Na Figura 1.1, uma estrutura totalmente vertical e horizontal é aquela na qual o sistema

elétrico e todas as suas atividades relacionadas formam parte de uma única empresa. Na

estrutura vertical, podem existir diferentes empresas, mas todas elas realizam as atividades de

geração, de transmissão e de distribuição de maneira integrada, cada uma encarregada de uma

parte do sistema elétrico. Numa integração vertical parcial, existem empresas distribuidoras

independentes, mas, os setores de transmissão e de geraç˜ao continuam sendo operados de forma

integrada por diferentes empresas.

Devido a fatores econômicos e polı́ticos, em muitos sistemas foram realizadas reformas

com o fim de introduzir concorrência no setor e tornar a operação mais eficiente. Dessa maneira,

o esquema vertical foi mudado por uma estrutura desverticalizada, na qual, as atividades do

sistema elétrico são realizadas por diferentes agentes que interagem formando um esquema de

mercado. Para que exista uma verdadeira concorrência, o n´umero de agentes que participam no

mercado deve ser o máximo possı́vel. Essa situação nem sempre é cumprida, o que incentiva

a formação de oligopólios e a consequente intervençãopor parte da entidade reguladora

(geralmente o governo).

A estrutura de um mercado desverticalizado é ilustrada na Figura 1.2. Nesse esquema,

existe um conjunto de geradores e de distribuidores independentes, que participam em um

mercado organizado. Os consumidores não têm liberdade deescolha e compram a energia

da empresa distribuidora correspondente. Esses consumidores são chamados de cativos.

Quando todos ou parte dos consumidores são liberados, elestêm a oportunidade de comprar

a energia no mercado, diretamente de um gerador, ou de um comercializador. O esquema
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Figura 1.1: Diferentes estruturas verticais.
Fonte: Adaptado de Fernández (2002).
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Figura 1.2: Esquema de mercado desverticalizado.
Fonte: Adaptado de Fernández (2002).

descrito é ilustrado na Figura 1.3.

Os comercializadores podem ser empresas distribuidoras ouempresas dedicadas única e

exclusivamente à compra e venda de energia, mas que não possuem propriedade sobre as redes

de distribuição. Neste contexto, uma empresa distribuidora pode ser comercializadora, enquanto

uma empresa comercializadora não pode ser distribuidora.

As estruturas de diferentes sistemas elétricos antes do processo de liberalização com

referência ao ano 2003 são ilustradas na Tabela 1.1. Nestatabela, observa-se que a maioria dos

sistemas antes do processo de desverticalização eram de propriedade pública. Por outro lado,

as estruturas de diferentes sistemas elétricos depois do processo de liberalização são ilustradas

na Figura 1.4. Nesta Figura, um modelo de monopsônio é aquele no qual existe um comprador

único e um conjunto de geradores ofertando sua energia. Esse modelo pode ser interpretado
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Figura 1.3: Estrutura com consumidores livres.
Fonte: Adaptado de Fernández (2002).

Tabela 1.1:Estruturas antes do processo de liberalização.

Fonte: Adaptado de Fernández (2002). 

Nota: *Majoritariamente privada, com escassa concentração horizontal e com integração vertical parcial. 

 

 Estrutura 

Monopólio com integração 

vertical e horizontal total 

Monopólio com 

integração vertical 

 

 

Propriedade 

 

Pública 

Argentina, França, Nova 

Zelândia, Malásia, Itália 

Chile, Inglaterra e 

Gales, Austrália, 

Noruega 

Pública e privada - Espanha 

Privada - EEUU*, Japão 

como uma transição entre o modelo monopólico e um modelo de mercado competitivo1.

Até 1995, o Brasil estava constituı́do por uma estrutura demonopólio vertical de

propriedade pública. Diversos fatores levaram à desverticalização até constituir uma estrutura

de mercado (JARDINI et al., 2002).

O mercado de energia tem caracterı́sticas que o fazem diferente de outros tipos de mercado

de serviços ou produtos. Algumas dessas caracterı́sticassão:

• atualmente não é possı́vel o armazenamento de energia el´etrica em grandes quantidades;

• a energia é consumida a cada instante, e o transporte até oscentros de consumo deve

cumprir certas restrições técnicas;

• existe um forte componente inelástico na demanda, por ser esse um serviço essencial;

• na maioria dos casos, o número de agentes que compõe o mercado é relativamente

pequeno, prevalecendo o poder de mercado que exercem algumas empresas.

1A estrutura de monopsônio é comum no mercado de serviços ancilares, já que, geralmente, os geradores
fornecem a maior parte desses serviços, sendo o operador darede o maior comprador e administrador dos mesmos.



1.2 Objetivo 20

  Nova Zelândia, 

Austrália (exceto 

Vic. e SA), NordPool 

Austrália (Vic e SA), 

Espanha (2003), 

Alemanha, Inglaterra e 
Gales, Argentina 

  França Singapura, Estados 

Unidos, 

 Chile, Peru 

China, Indonésia, 

México, 

 Rússia, Coréia 

Tailândia, Malásia Filipinas, Itália, 

Portugal 

 

Brunei, Vietnam, Papua 
Nova Guiné 

  Japão, Hong Kong 

Administração do 
estado 

Empresa publica Empresa públ./priv. Propriedade priv. 

 

Liberdade de  
eleição para todos 

os consumidores 

 
Concorrência 

 majoritária 

 e minoritária 
 

Monopsônio 

 
 

Monopólio 

Figura 1.4: Estruturas depois do processo de liberalização.
Fonte: Adaptado de Fernández (2002).

Esses fatores, junto com as caraterı́sticas topológicas da rede, os critérios de investimento

e desenvolvimento, e os ideais polı́ticos, fizeram com que osmercados elétricos tivessem uma

evolução diferente em cada sistema, dando lugar a mercados com um grau de descentralização,

nı́vel de concorrência e regras de comercialização diferentes (BARROSO et al., 2005; STOFT,

2002).

Os aspectos anteriores geram uma série de desafios para os engenheiros, os quais devem

resolver novos problemas, tais como: a alocação de perdas, os encargos por uso da rede, a

valorização de serviços ancilares, etc., sob critérios técnicos e econômicos controlados por uma

regulação, a qual segue as diretrizes de desenvolvimentodo paı́s.

1.2 Objetivo

Esta tese visa propor dois métodos de valorização para osserviços ancilares de reserva,

especificamente aquela reserva que é utilizada na regulação de frequência, e fornecida pelos

geradores hidrelétricos. Para realizar isso, será elaborada uma pesquisa sobre as formas de

gerenciamento da reserva em diferentes sistemas de energiaelétrica na América Latina, na

América do Norte e na Europa. Considerando o nı́vel de produção hidrelétrica do sistema

brasileiro, este estudo será concentrado, principalmente, nos serviços ancilares de reserva para

regulação de frequência prestados pelas usinas hidrel´etricas. As propostas de valorização visam

a remuneração dos agentes pela prestação do serviço levando em consideração os componentes

de custos incorridos.
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1.3 Justificativa

Os serviços ancilares são utilizados para fornecer ao sistema os recursos necessários para

operar em condições de qualidade e confiabilidade. Por outro lado, sem a existência desses

serviços, a operação do mercado de energia não seria possı́vel, já que não existiriam garantias

para o transporte confiável da energia negociada desde os vendedores até os compradores.

A valorização dos serviços ancilares busca uma remuneração justa para os agentes

fornecedores, assim como uma gestão mais transparente tanto desses serviços, quanto da venda

de energia. Se os serviços ancilares não são valorizados, os fornecedores terão de incluir o

custo desses serviços de forma indireta nos custos de produção (custos embutidos). Com o

custo desses serviços embutidos no custo da energia, não ´e possı́vel identificar quais agentes

oferecem o serviço de forma mais econômica. Isto cria ineficiências no sistema e desincentiva

o fornecimento, já que os agentes com melhor desempenho são tratados da mesma maneira que

os agentes com um mal desempenho.

No problema de valorização desses serviços surgem algumas questões, como por exemplo:

qual é a forma de gerenciá-los técnica e economicamente?Como valorizá-los e quantificá-los?

Quem deve pagar esses serviços? Dessa forma, pode-se notarque a valorização dos serviços

ancilares se relaciona com a confiabilidade do sistema, com acompetitividade do mercado e

com a estrutura tarifária da indústria elétrica.

Conclui-se que, para resolver essas questões, os serviços ancilares precisam de um estudo

técnico - econômico e da definição de um marco de regulação. Esses estudos já têm sido feitos

em outros lugares. No caso do Brasil, pode-se considerar queainda é um tema sob discussão,

pois não há um consenso definitivo entre os agentes fornecedores e a entidade reguladora sobre

a remuneração desses serviços.

1.4 Contribuições deste trabalho

Este trabalho contribui nos seguintes aspectos:

• Mostra-se que, de todos os sistemas elétricos estudados, nenhum deles possui

caraterı́sticas de valorização iguais, e que as estruturas de valorização implementadas

para os serviços de reserva nestes sistemas dependem da estrutura de mercado de energia

existente. Desta forma, o Brasil precisa criar uma estrutura de valorização para os serviços

de reserva que se ajuste às caracterı́sticas particularesdo sistema.
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• Revisaram-se algumas das caracterı́sticas do setor elétrico brasileiro, com a intenção

de identificar quais aspectos influenciam a remuneração dos serviços de reserva e que

considerações deviam ser levadas em conta na construção de propostas de valorização

para esses serviços. Dentre esses aspectos, encontrou-seque o atual processo de

liquidação dos geradores hidrelétricos e, particularmente, o mecanismo de realocação de

energia, interfere com um eventual mecanismo de remuneração da reserva. Isto dificulta

a implementação de tal mecanismo, tendo em conta que essa implementação não pode

ser realizada de forma imediata, porque implica a modificação do esquema de liquidação

atual.

• Propuseram-se dois mecanismos de valorização de reservapara os geradores

hidrelétricos. O primeiro mecanismo é abordado do ponto de vista de um agente gerador,

o qual, visando calcular sua remuneração pela prestação do serviço ao longo de um

horizonte de tempo, avalia os componentes de custos associados. Particularmente, nessa

proposta, foram deduzidas fórmulas que permitem, sob determinadas hipóteses, avaliar

os componentes de custo pela disponibilidade e pelo uso da reserva. Também é ilustrado

como o valor desses componentes de custo é afetado pelo mecanismo de realocação de

energia que existe entre os geradores hidrelétricos do sistema brasileiro. A segunda

proposta considera um cenário de concorrência no sistemabrasileiro e é elaborada sob

a visão do operador do sistema, o qual otimiza o despacho de unidades e minimiza o

custo de aquisição da reserva. Nessa proposta, os agentesrealizam ofertas unicamente

pela disponibilidade, considerando que o uso da reserva é remunerado em um processo

posterior, após a operação do sistema, a partir dos montantes reais verificados. Na

modelagem deste mecanismo de mercado, foram incluı́das as restrições elétricas, assim

como as restrições hidráulicas e as restrições associadas às metas de produção das usinas,

já que estas também influenciam os nı́veis de produção dos geradores hidrelétricos.

• O método de valorização, sob a visão do agente gerador, foi aplicado para estimar

os custos de disponibilidade e de uso da reserva no caso real da usina hidrelétrica de

Ilha Solteira pertencente à CESP. Os valores numéricos calculados permitem valorizar

o serviço deste gerador em particular, e sob as condiçõesde operação consideradas.

Esses valores servem como guia em um processo de negociação de uma tarifa que vise

remunerar os serviços de reserva. O método de valorizaç˜ao, sob a visão do operador

do sistema, foi aplicado para simular o possı́vel comportamento de um mercado de

reserva nas usinas pertencentes ao sistema sudeste brasileiro. Nos cenários de mercado

simulados, observou-se que qualquer usina possui uma grande chance de ser selecionada

para fornecimento de reserva, desde que cumpra com os requerimentos técnicos para
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regulação de frequência e sua oferta seja atrativa. Istoilustra a possibilidade de

concorrência entre essas usinas, com o objetivo de minimizar o preço de aquisição desses

serviços.

1.5 Estrutura da tese

A seguir, será descrito, de forma breve, o conteúdo dos pr´oximos capı́tulos.

No Capı́tulo 2, definem-se e descrevem-se alguns dos serviços ancilares mais utilizados.

Particularmente, é realizada uma pesquisa sobre o estado da arte dos serviços ancilares

associados à reserva para o controle de frequência em sistemas da Europa, da América do Norte

e da América Latina. Entre os aspectos estudados, encontram-se as caracterı́sticas técnicas,

comparando diversos parâmetros de desempenho, tais como tempos de resposta, caracterı́stica

de regulação, montantes requeridos, etc. Outro aspecto analisado trata das caracterı́sticas

econômicas, dentro das quais são descritos os métodos que o Operador Independente do Sistema

- OIS - pode utilizar para buscar os serviços de reserva, as formas de remuneração e os

componentes de custo a serem remunerados. Uma comparaçãoquantitativa de indicadores de

volume e de custos, entre diferentes sistemas, também é realizada. Os indicadores de volume

medem a quantidade requerida de cada tipo de reserva com respeito aos montantes de energia

requerida pelo sistema durante um perı́odo de tempo (usualmente um ano). O indicador de

custo mede o custo de aquisição da reserva com respeito ao custo da energia sobre um perı́odo

de tempo. Termina-se com uma discussão sobre os aspectos econômicos e técnicos do controle

de frequência, que foram apresentados ao longo do capı́tulo.

No Capı́tulo 3, ilustram-se, de forma genérica, os modelosde otimização sequencial e

cootimizado, os quais são os modelos de aquisição de reserva que tem sido implementados

nos paı́ses onde existe um mercado de energia de curto prazo.

No Capı́tulo 4, são tratadas as caracterı́sticas do setor elétrico brasileiro, particularmente,

a estrutura do mercado de energia e o processo de planejamento da operação energética assim

como da operação no curto prazo do sistema. Também são descritos os serviços ancilares e os

componentes de custo atualmente reconhecidos no Brasil. Finalmente, são ilustrados alguns

dos trabalhos realizados nesta área no Brasil.

No Capı́tulo 5, descrevem-se os componentes de custo associados aos serviços de reserva,

e formulam-se propostas para o cálculo desses componentessob a visão de um agente gerador

do sistema. Também é descrito o modelo de despacho ótimo de um gerador hidrelétrico; esse

modelo é utilizado para calcular as perdas de eficiência pela disponibilidade de reserva. No
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final do capı́tulo, são apresentados os testes e resultadosobtidos a partir das propostas realizada

e dos dados fornecidos pela CESP, os quais foram utilizados para estimar o valor da reserva na

usina de Ilha Solteira.

No Capı́tulo 6 é apresentada outra alternativa para a valorização da reserva, considerando

um possı́vel cenário de concorrência no sistema brasileiro. Para a implementação desse cenário,

propõe-se modificar o sistema de liquidação, de forma queo mecanismo de realocação de

energia considere como referência a geração programadae não a geração real. No caso da

geração real, esta seria utilizada para o cálculo do pagamento pelo uso de reserva. Finalmente,

a proposta é modelada através de um algoritmo de despacho hidrelétrico e testada em dois

sistemas. O primeiro corresponde a um sistema de 3 barras e de3 geradores, que é utilizado

com fins ilustrativos. O segundo considera a interação entre as usinas hidrelétricas do sudeste

brasileiro e é utilizado para simular o funcionamento do mercado de reserva dessa região.

No Capı́tulo 7, são apresentadas as conclusões da tese e asrecomendações para futuros

trabalhos.
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2 SERVIÇOS ANCILARES

2.1 Definiç̃ao

No que corresponde à definição dos Serviços Ancilares, não existe consenso neste aspecto.

Como é descrito posteriormente, existem diferenças nos padrões e critérios que cada região tem

adotado.

Segundo a instrução No. 890 daFederal Energy Regulatory Comission(FERC), a definição

de serviços ancilares é a seguinte (HEDBERG; EMNETT; BARRÓN, 2007):

Serviços Ancilares: Aqueles serviços que são necesśarios para apoiar o transporte da

pot̂encia eĺetrica, desde os vendedores até os compradores, dadas as obrigações dasáreas

de controle, enquanto se mantêm uma operaç̃ao confíavel do sistema interconectado.

Em termos gerais, os serviços ancilares são serviços fornecidos ao sistema (rede de

transmissão) com a finalidade de transportar a energia vendida sob condições de qualidade,

de confiabilidade e de segurança.

2.1.1 Classificaç̃ao

A classificação dos serviços ancilares varia dependendodas regras e dos padrões de cada

região. Em 1995, a FERC publicou as regras de acesso livre aosistema de transmissão nos

Estados Unidos. Isso levou à necessidade de definir os serviços ancilares. Várias organizações

realizaram propostas nesta temática, chegando a propor uma lista de até 40 serviços ancilares.

Em 1996, foi publicada uma pesquisa pelaOak Ridge National Laboratory(ORNL) (HIRST;

KIRBY, 1996), na qual se discutem quais serviços devem ser desagregados e implementados

num esquema de mercado, e quais serviços não devem ser considerados como ancilares1.

Finalmente, propôs-se uma série de serviços ancilares baseada na proposta da FERC como

ilustrado na Tabela 2.1.
1Uma das razões para não considerar um serviço como ancilar é seu baixo custo e as dificuldades técnicas para

fazer uma gestão do mesmo.
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Tabela 2.1:Comparação dos serviços ancilares propostos pela FERC epelo ORNL.

FERC ORNL
Potência Reativa/Controle de tensão Administração dosistema de potência reativa e controle

de tensão, administração de potência reativa local e
controle de tensão.

Compensação de perdas Reposição de perdas de potênciareais.
Programação e despacho Chaveamento de unidades e despacho econômico.
Atendimento de carga Serviço de atendimento de carga.
Proteção do sistema Reserva girante de confiabilidade, reserva operativa

suplementária, reserva para enriquecimento da
estabilidade, segurança da área local, reservas de
transmissão.

Desbalanço de energia Energia não-programada.
Serviços não identificados pela FERC Correção do tempo,reserva não-operativa,

autorrestabelecimento, controle e monitoramento da
transmissão, reparação e manutenção da rede, mediç˜ao,
faturamento e comunicações, qualidade da potência.

Fonte: Adaptado de Hirst e Kirby (1996).

A seguir, serão explicados alguns dos serviços ancilaresapresentados na Tabela 2.1, onde,

mais do que sua definição, é mostrada uma descrição de cada serviço num sentido geral, já que

alguns desses serviços podem ser chamados de outra forma emdeterminadas regiões, ou podem

fazer parte de outros serviços ancilares. Alguns desses serviços serão tratados com mais detalhe

na Seção 2.2.

Programação e despacho

São serviços de baixo custo e realizados em forma conjuntapelo operador do sistema.

A programação, para cumprir com os requisitos de demanda prevista, atribui os recursos de

geração e de transmissão, e pode ser realizada com uma semana, um dia ou alguns minutos

de antecedência. O despacho, com a finalidade de atender os requerimentos de carga, controla

esses recursos em tempo real.

Atendimento de carga

O atendimento de carga se refere ao controle das variaçõesprevistas de carga (KIRSCHEN;

STRBAC, 2004). Esse serviço pode ser entendido como o controle da tendência da curva de

demanda entre um perı́odo e outro. Essas variações são administradas de forma centralizada

pelo operador da área2.

2Uma área, num sistema elétrico, é uma região do sistema delimitada por fronteiras elétricas na qual,
geralmente, uma empresa ou um conjunto de empresas geradoras, são responsáveis por grande parte da demanda
na zona, assim como também controlam a frequência e os intercâmbios de potência com outras áreas do sistema.
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Reserva de confiabilidade

Hirst e Kirby (1996) definem a reserva de confiabilidade como aquela reserva que pode

estar totalmente disponı́vel em um tempo menor ou igual que 10 minutos. Essa reserva inclui a

reserva girante e a reserva não girante. Segundo MAIN (1995) citado por Hirst e Kirby (1996),

a reserva girante é a folga de geração que está sincronizada ao sistema e que pode ser suprida,

em sua totalidade, em um tempo menor ou igual que 10 minutos. Por outro lado, a reserva não

girante é a folga de geração que não está conectada ao sistema, mas que pode ser sincronizada

e fornecer energia em um tempo menor ou igual que 10 minutos, ou cargas controláveis que

podem ser desligadas em um tempo menor ou igual que 10 minutos.

Balanço de Energia

O desbalanço de energia é inevitável, uma vez que é impossı́vel manter, com exatidão,

o balanço geração-carga. O serviço de balanço de energia busca minimizar os desvios de

potência entre as áreas do sistema. Esse serviço pode serconsiderado implı́cito no serviço

de atendimento de carga e de reserva de confiabilidade.

Compensaç̃ao das perdas de pot̂encia ativa

As perdas de potência ativa correspondem à diferença entre o que foi gerado e o que foi

consumido. Os geradores são os encarregados de fornecer essa diferença. A alocação das

perdas entre os geradores é um assunto difı́cil de esclarecer, uma vez que não é simples atribuir

um valor especı́fico para cada agente.

Controle de tens̃ao

Nos pontos em que é solicitado, esse controle se utiliza para manter a tensão dentro dos

limites estabelecidos e para compensar os requerimentos depotência reativa do sistema. Desta

forma, o controle de tensão resulta importante na prevenção de possı́veis colapsos de tensão.

Esse controle é realizado através de diferentes dispositivos, como transformadores com taps,

reguladores de tensão, geradores, capacitores, reatores, Flexible AC Transmission Systems

(FACTs) e compensadores sı́ncronos.
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Autorrestabelecimento

O colapso de um sistema ocorre quando a totalidade, ou grandeparte da rede elétrica,

fica sem energia. As unidades que podem gerar, sem utilizar a energia da rede, são chamadas

a fornecer o serviço de autorrestabelecimento. Depois queuma unidade é partida de forma

autônoma, está em condições de ajudar outras unidades aenergizar novamente a rede de

transmissão.

2.2 Caracteŕısticas t́ecnicas da reserva

Nesta seção, realizar-se-á uma descrição técnica dos serviços ancilares de controle de

frequência e da reserva associada. Tendo em conta que, em cada região, o tratamento dos

serviços ancilares é diferente, apresenta-se uma comparação entre diferentes sistemas, incluindo

o sistema brasileiro.

2.2.1 Aquisiç̃ao dos serviços ancilares de reserva

A aquisição destes serviços é realizada pelo operador do sistema. Isso é comum em todos os

sistemas do mundo, para aqueles serviços que precisam de uma administração centralizada. O

operador está encarregado de solicitar a quantidade necessária para atender os requerimentos do

sistema, sob condições de qualidade, confiabilidade e segurança3. Na Tabela 2.2, mostram-se

os Operadores Independentes dos Sistemas (OIS’s) estudados e as correspondentes entidades

reguladoras. Também são ilustradas as abreviaturas com as quais serão referidos.

2.2.2 Reservas de regulaç̃ao de freqûencia

A reserva de regulação de frequência corresponde a uma certa quantidade da potência ativa

do sistema, que é mantida disponı́vel para realizar o controle de frequência. Por sua vez, a

regulação de frequência é usualmente realizada atrav´es de duas ações de controle, como descrito

a seguir:

• Controle de frequência primário: é um controle automático local que ajusta a geração

de potência ativa das unidades geradoras e, eventualmente, o consumo de cargas

3Existem alguns casos em que a responsabilidade da aquisiç˜ao de alguns serviços é atribuı́da aos agentes
compradores (HEDBERG; EMNETT; BARŔON, 2007; REBOURS et al., 2007a; VERGARA, 2000).
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Tabela 2.2:Reguladores e OIS’s em diferentes sistemas de potência.

SISTEMA ABREVIAÇ ÃO REGULADOR OIS
Austrália AU AER NEMMCO
Bélgica BE CREG ELia

Califórnia CAL FERC CAISO
PJM PJM FERC PJM ISSO

França FR CRE RTE
Alemanha DE BNA EnBW, E.ON, RWE and VET

Grã-Bretanha GB Ofgem NGET
Holanda HO DTe TenneT

Nova Zelândia NZ Electricity Comission Trasnpower
Espanha ES CNE REE
Suécia SE Stem SvK

Argentina AR ENRE CAMMESA
Brasil BR ANEEL ONS

Fonte: Adaptado de Rebours et al. (2007a).
Nota: OIS: Operador independente do sistema.

controláveis, para restaurar rapidamente o balanço geração-carga e se contrapor às

variações de frequência.

• Controle de frequência secundário: é um controle autom´atico centralizado, que ajusta

a produção de potência ativa, para restaurar a frequência e os intercâmbios entre as

áreas a seus valores nominais. Esse controle é também chamado Controle Automático

de Geração (CAG ou AGC), e é o termo comumente utilizado nos sistemas americanos

(CAISO, 1999; PJM, 2006b).

Adicionalmente, durante a operação em tempo real, podem ser realizadas modificações

manuais ou automáticas no despacho de unidades geradoras.UCTE (2004b) denomina esta

ação como controle terciário de frequência, o qual é utilizado, ou para restabelecer as reservas

de controle secundário, ou para redistribuı́-las de uma forma mais econômica.

Na Tabela 2.3, mostra-se uma comparação das reservas definidas em diferentes sistemas.

Cada reserva se diferencia no tempo de resposta, assim, da esquerda a direita, aparecem as

reservas mais rápidas até as mais lentas. As reservas das Colunas 1 e 2 serão identificadas

como reserva para regulação primária e secundária de frequência respetivamente. As reservas

classificadas na Coluna 3, serão chamadas com o termo genérico outras reservas, e também

serão referidas dessa forma ao longo do texto, já que podemter diversas finalidades, tais como:

complementar as reservas de regulação primária e secundária, controlar os congestionamentos,

atender alguma contingência em tempo real ou viabilizar umredespacho por conveniência

operativa ou econômica.

Também, de agora em diante, serão utilizados, com o mesmo significado e quando

requerido, os termos: reserva “para cima”,up reserveou reserva positiva. Da mesma forma, os
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Tabela 2.3:Tipos de reservas definidas em diferentes sistemas de potência.

RESERVA DE REG. PRIM. RES. DE
REG. SEC.

OUTRAS RESERVAS

Reserva operativa Reserva
PJM Reserva dinâmica Reserva Reserva primária Reserva > 30

de regulação Reserva
girante

Reserva não girante secundária minutos

Sem Reserva operativa Energia
CAL nome Reserva de

regulação
Reserva de contingência de substituição/suplementar

Reserva girante Reserva não-girante

DE Res. prim. Reserva sec. MinutenReserve Stundenreserve and notreserve

FR Reserva primária Reserva sec. Reserva terciária
Reserva terciária rápida Res. terc.

compl.
Reserva a
prazo

ES Reserva primária Reserva sec. Reserva terciária

HO Reserva primária Capacidade
de regulação

Capacidade de reserva

BE Reserva primária Reserva sec. Reserva terciária

Reserva operativa Não existe Fast
Reserve*

Fast
Start*

Demand
Management*

STOR* BM Start
Up*

GB R. prim. R. sec.
R. alta frequência

SE Freq. controlada normal Não existe Reserva Rápida Reserva lenta
Freq. controlada de distúrbio

AU Serviços de contingência Regulação e
controle

Capacidade de reserva de curto prazo

Rápida Lenta Dem. de carga

Reserva instantânea Reserva de
Reg. Freq.

Sem nome

NZ Rápida Mantida
Sobre-frequência

AR Reserva de regulação Reserva sec. Reservas de 5, 10, 20 minutos e 4 horas

BR Reserva primária Reserva sec. Reserva terciária e de prontidão
Fonte: Adaptado de Rebours et al. (2007a).
Notas: Res: reserva; Prim: primária; Sec: secundária; Terc: terciária.
R: resposta; Freq:frequência ; Compl: complementar; Reg:regulação; Dem: demorada.
*: Veja o significado na Figura 2.1.

termos: reserva “para baixo”,down reserveou reserva negativa. Para fins de esclarecimento, a

reserva “para cima” é destinada ao aumento na geração quando ocorre um aumento na demanda.

Por outro lado, a reserva “para baixo” é destinada à diminuição da geração quando diminui

a demanda. Adicionalmente, os termos regulação primária e controle primário, assim como

regulação secundária e controle secundário serão utilizados com o mesmo significado ao longo

deste trabalho.

Com respeito à Tabela 2.3, podem ser realizadas as seguintes observações: a PJM define

a reserva para o controle primário como reserva dinâmica,enquanto a reserva para o controle

secundário é definida como reserva de regulação. Por suavez, a PJM denomina como reserva

primária a reserva girante (sincronizada) e a reserva não-sincronizada (unidades de partida

rápida). Também define como reserva secundária, uma reserva com um tempo de resposta

entre 11 e 30 minutos (PJM, 2006b).
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Na Holanda, a reserva para o controle secundário também échamada capacidade de

regulação (TENNET, 2008). A Bélgica e a Espanha utilizama mesma convenção (ELIA, 2008;

SECRETAŔIA GENERAL DE ENERǴIA, 2006a). No caso da França e, dependendo do tempo

de resposta das unidades, são utilizados vários tipos de reserva além das reservas de regulação

primária e secundária (RTE, 2005).

No caso da Grã-Bretanha, a reserva de controle primário édenominada reserva operativa,

a qual é dividida em vários tipos de reserva denominados, resposta de frequência primária e

secundária, para as quedas de frequência, e resposta de alta frequência, para os aumentos de

frequência (NGET, 2007a). Na Grã-Bretanha, não existe controle de frequência secundário, e

os desvios de potência são corrigidos utilizando as reservas de regulação primária e algumas

das reservas de seçãooutras reservas. Estas reservas são diferenciadas pela tempo de resposta,

como é descrito na Figura 2.1.

 

 

Partida de

unidades de

balanço (BM

Start Up)

Reserva operativa

térmica de curto

prazo (STOR)

Gestão da demanda

(Demanda Managment)

Unidades de

partida rápida

(Fast Start)

Reserva rápida

(Fast Reserve)

Resposta em

frequência

(Frequency

Response)

Tempo

real

Horas 240 min.

5 min.

2 min.
< 1 s

Figura 2.1: Tipos de reserva do sistema da Grã-Bretanha.
Fonte: Adaptado de NGET (2007c).

Na Suécia, igual ao caso da Grã-Bretanha, não se utiliza ocontrole secundário de

frequência. Sua reserva de controle primário está constituı́da pela reserva de operação normal

de frequência controlada e a reserva de distúrbios de frequência controlada. Na seçãooutras

reservassão definidas a reserva rápida e a reserva lenta (NORDEL, 2007). A Suécia define dois

tipos de regulação: a regulação primária, que é efetuada com a reserva para regulação primária,

e a regulação secundária, que é uma regulação manual diferente do CAG tradicional (SVK,

2007).
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A Austrália utiliza três tipos de reserva para o controle primário, denominadas reservas de

contingência. Elas são a reserva rápida, a lenta e a demorada, as quais também são diferenciadas

pelo tipo de regulação (alta ou baixa frequência). A reserva para o CAG é denominada serviços

de regulação. A reserva da seçãooutras reservaśe chamada capacidade de reserva de curto

prazo (NEMMCO, 2001, 2005a, 2006).

A Nova Zelândia denomina a reserva de controle primário como reserva instantânea, a qual

está divida em três tipos: a reserva rápida instantâneae a reserva instantânea sustentada, para

as quedas de frequência, e as reservas de sobrefrequência. A reserva de controle secundário é

identificada como reserva de regulação de frequência (TRANSPOWER, 2006; ELECTRICITY

COMMISSION, 2008).

Na América do Sul, a Argentina define a reserva de regulação primária como reserva de

regulação. Na seçãooutras reservassão definidos diferentes tipos de reserva: reserva operativa

de 5 minutos, reserva de 10 minutos, reserva fria de 20 minutos e reserva térmica de 4 horas

(CAMMESA, 2007b).

No caso do Brasil, nos procedimentos técnicos do Operador Nacional do Sistema Elétrico

(ONS), são definidos os seguintes tipos de reserva (ONS, 2005): a reserva primária, a reserva

secundária, a reserva terciária e a reserva complementarou de prontidão.

Em geral, pode-se notar que cada sistema utiliza uma nomenclatura diferente para suas

reservas. Também, em paı́ses como a Grã-Bretanha, a Holanda e a Austrália, utilizam-se

diferentes tipos de reserva para o controle de frequência primário.

Caracterı́sticas do controle primário de frequência

Após uma perturbação na rede, o sistema responde com uma variação na energia cinética

das máquinas e com a variação da potência demandada pelas cargas. Se a perturbação é

pequena, a variação da frequência faz com que as próprias cargas aumentem ou diminuam

sua potência, para retornar o sistema ao novo ponto de equilı́brio, numa frequência diferente da

nominal. Se a perturbação é tal que supera a faixa morta docontrole de frequência das unidades

geradoras, o sistema retornará ao novo ponto de equilı́brio, após o ação de amortecimento

natural das cargas, e dos reguladores de velocidade dos grupos geradores (JALEELI et al.,

1992). A regulação exercida pelos reguladores de velocidade é denominada controle primário

ou regulação primária (FILHO, 1984).

Observa-se então, que existe uma insensibilidade associada ao controlador primário, que é

definida como a faixa de frequência dentro da qual o controlador não muda a saı́da. Na Europa,
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são definidas duas insensibilidades: a insensibilidade n˜ao-intencional (NI) ou simplesmente

insensibilidade, que é intrı́nseca ao controlador, e a insensibilidade intencional (I), ou faixa

morta.

Por outro lado, cada grupo gerador tem associada uma caracterı́stica de regulação, a qual

tem uma forma decrescente e indica que um incremento na cargavem acompanhado de um

decremento na velocidade da máquina (Figura 2.2).

   

f0 

f [Hz] 

P[MW] P0 P1 

f1 

∆PG 

∆f 

Figura 2.2: Caracterı́stica de regulação de velocidade.

A variação de potência do gerador, em regime permanente,após o distúrbio, está dada pela

Equação (2.1):

∆PG = −
1
R

∆ f (2.1)

sendo

∆PG: variação de potência ativa em [MW];

∆ f : variação de frequência em [Hz];

R: estatismo da máquina (speed droop), também definido comoSem algumas referências.

Representa a variação de velocidade da máquina para passar de carga zero a plena carga.

A expressão1
R tem unidades de [MW/Hz] ou unidades de energia, portanto é chamada

energia de regulação da máquina. Outro parâmetro comumé a frequência caracterı́stica em

uma área de controlei, a qual é definida por meio da Equação (2.2):
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λi = −

(

∆Pi

∆ f

)

(2.2)

com

∆Pi: Desvio lı́quido do intercâmbio de potência ativa da área i com suas áreas vizinhas.

Algumas caracterı́sticas técnicas do serviço de controle primário de frequência em

diferentes sistemas são apresentadas na Tabela 2.4. De acordo com essa tabela, são realizadas

as seguintes observações:

O tempo de resposta para utilizar o 100% da reserva de regulac¸ão primária segundo

requerimentos da UCTE é≤ 30 s, e a precisão dos medidores de frequência, usados no

controle primário, deve ser melhor ou pelo menos 10mHz. A insensibilidade total (a soma

da sensibilidade intencional e não-intencional) é estabelecida em 10mHz.

O valor da frequência caracterı́stica dentro da zona interconectada da UCTE éλi igual

a 21000MW/Hz, e toda a reserva de regulação primária deve ser utilizada para um desvio de

frequência de 200mHzou maior. Também, a reserva para o controle primário deve ser fornecida

durante pelo menos 15min (UCTE, 2004a).

Em todos os paı́ses da união europeia, os tempos de respostae o requerimento de utilizar

toda a reserva de regulação primária para um desvio de frequência especificado são os mesmos.

Isso acontece porque esses requerimentos devem ser compat´ıveis dentro da zona interconectada.

No caso da Grã-Bretanha, podem-se observar limites mais estreitos dos tempos de resposta,

por causa dos sistemas isolados serem mais susceptı́veis às variações de frequência. A resposta

primária, por exemplo, deve ser fornecida num tempo menor que 10s (NGET, 2007a). Também

podem-se observar limites de desvios de frequência mais folgados.

No caso do Brasil, o ONS exige que os geradores tenham um estatismo ajustável entre 4%

e 8%, de preferência 5%; uma faixa morta≤ 0,1%, o que equivale a 60 mHz, e um tempo de

atuação do controle primário na ordem de 60s (ONS, 2002b).

Caracterı́sticas do controle secund́ario de frequência

Após a ação do controle primário, o sistema é estabilizado em um novo valor com uma

frequência diferente da nominal. Para fazer retornar a frequência a seu valor original, executa-se

uma ação de controle suplementar denominada controle secundário de frequência. Essa ação de

controle, além de manter a frequência em seu valor nominal, permite manter os intercâmbios

entre áreas do sistema em seus valores programados (FILHO,1984).
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Tabela 2.4:Controle primário de frequência em diferentes sistemas de potência.

 NERC UCTE DE FR ES HO BE GB BR 

Tempo de 
resposta 

Não rec. ≤30 s ≤30 s ≤30 s ≤30 s ≤30 s ≤30 s Pri: ≤10 s 
Sec: ≤30 s 
Hi: ≤10 s 
 

≈ 60 s 
 

Tempo de 
fornecimento 

Não rec. ≥ 15 min ≥ 15 min ≥ 15 min ≥ 15 min ≥ 15 min ≥ 15 min Pri: ≥ 30 s 
Sec: ≥ 30 min 
Hi: o tempo que 
seja requerido 

Não 
rec. 

Frequência 
característica 
requerida 

10 % do 
balanço  
da demanda  
pico anual 
estimada/ Hz  

21000 
MW/Hz 

≈ 4200 MW/Hz ≈ 4400 
MW/Hz 

≈ 1800 
MW/Hz 

≈ 740 MW/Hz ≈ 600 
MW/Hz 

Variável ≈ 2000 
MW/Hz 

Não 
rec. 

Regulação de 
velocidade 

5 % no ano 
2004 

 Não rec. Não rec. 3 – 6 % ≤ 7,5 % 5 – 60 MW: 10 % 
> 60 MW: 4 - 20% 

Não rec. 3 – 5 % 4 – 8 % 

É o ajuste da 
regulação de 
velocidade 
obrigatório 

Não rec. Não rec. Sim Sim Não rec. 5 – 60 MW: Não 
rec. 
> 60 MW: Sim 

Não Sim Sim 

Precisão na 
medição de 
frequência 

Não rec. ± 10 mHz ± 10 mHz Não rec. Não rec. Não rec. ± 10 mHz Não rec. Não 
rec. 

Insensibilidade 
do controlador 

T= ± 36 
mHz no 
ano 2004; 
NI: não rec.  
I: não rec. 

T= ± 10 
mHz   
NI: não rec.  
I: 
compensada 
dentro da 
zona 

T= ± 10 mHz; 
NI: não rec.  
I: ± 0 mHz; 

T= ± 10 
mHz   
NI: não rec.  
I: 
Compensada 
dentro da 
zona 

T= ± 10 
mHz; NI: 
não rec.  
I: ± 0 
mHz; 

5 - 60 MW:  
T= ± 150 mHz; 
NI: não rec.  
I: não rec; 
> 60 MW:  
T= ± 10 mHz; 
NI: ± 10 mHz 
I: ± 0 mHz 

T= ± 10 
mHz; NI: ± 
10 mHz I: 
não rec. 

T= ± 15 mHz;  
NI: não rec.  
I: não rec. 

≤ 0,1 % 

Resposta total 
para um 
desvio inferior 
a: 

Não rec. ± 200 mHz ± 200 mHz ± 200 mHz ± 200 
mHz 

5 – 60 MW: 30 % 
para 
 ± 150 – 200 mHz 
> 60 MW: 70 % 
para  
 ± 50 – 100 mHz 

± 200 mHz Pri: - 800 mHz 
Sec: - 500 mHz 
Hi: + 500 mHz 

Não 
rec. 

Fonte: Adaptado de Rebours et al. (2007a). 
Notas: Não rec: Não recomendado; Pri, Sec, Hi: Resposta de frequência primária, secundária e resposta de alta frequência; I: Intencional; NI: Não-intencional; T: Total. 
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A operação do sistema elétrico geralmente requer uma divisão em áreas. Cada área do

sistema é monitorada e operada por um centro de controle quepossui um sistema próprio de

controle secundário. Assim, o controle secundário de frequência pode ser organizado através

dos seguintes esquemas (UCTE, 2004a):

• Centralizado: O controle é realizado por um único controlador para todo o sistema.

• Pluralı́stico: Neste esquema, o sistema é dividido em áreas, cada uma com seu próprio

controlador e capacidade de regulação.

• Hierárquico: Este caso é similar ao pluralı́stico, mas umcontrolador principal coordena

as ações dos controladores de cada área.

Um dos parâmetros que mede o desempenho do controle secund´ario é o erro de controle de

área (ECA). Segundo a UCTE e a NERC, é calculado como:

ECAUCTE = Pme−Pprog+Kri · ( fm− ft) (2.3)

ACENERC = Pme−Pprog−10·B · ( fm− ft)− IME (2.4)

sendo

Pme: potência medida nas linhas de interconexão da área;

Pprog: potência programada nas linhas de interconexão da área;

fm: frequência medida na rede;

ft : frequência programada ou nominal;

Kri : fator de controle de áreaMW/Hz;

B: fator de ponderação da frequência (Bias) emMW/0.1 Hz;

IME: fator de correção.

Alguns parâmetros que descrevem o controle secundário defrequência em diferentes

sistemas são ilustrados na Tabela 2.5. Com referência a essa tabela, observa-se que:

Segundo a UCTE, o tempo de resposta da reserva de regulaçãosecundária deve ser menor

do que 15 minutos. O fatorKri é 110% da frequência caracterı́stica, ou seja 23100MW/Hz de

acordo com o ilustrado na Tabela 2.4. Esse valor, para evitarconflitos com o controle primário,

é usualmente maior do que a frequência caracterı́stica. Aprecisão na medição da frequência



2
.2

C
a
ra

cte
ŕıstica

s
t́ecn

ica
s

d
a

re
se

rva
37

Tabela 2.5:Controle secundário de frequência em diferentes sistemas de potência.

 NERC UCTE DE FR ES HO BE BR 

Tempo de início Não rec. ≤30 s Imediato ou ≤ 5 
min 

≤30 s Não rec. 30 s – 1 min. ≤10 s Não rec. 
 

Tempo de 

resposta 

Não rec. ≤ 15 min ≤ 5 min ≤ 430 s ≤ 97 s ≤ 300 s – 500 s ≤ 15 min ≤ 10 min Não rec. 

Tempo de 
fornecimento 

Não rec. Tanto quanto 
seja preciso 

Tanto quanto 
seja preciso 

Tanto quanto 
seja preciso 

≥ 15 min ≥ 15 min e 
como seja 

requerido 

Tanto quanto 
seja preciso 

Não rec. 

Organização do 

controle 

Não rec.  Não rec. Pluralístico Centralizado Hierárquico Pluralístico Centralizado Pluralístico 

Medição da 

frequência 

ε ≤ 1 mHz; T 

≤ 6 s 

1,0 ≤ ε ≤ 1,5 

mHz; T ≤ 

Não rec. 

1,0 ≤ ε ≤ 1,5 

mHz; T = 1 s 

ε ≤ 1,0 mHz; T 

= 1 s 

ε: 

Desconhecido; 

T = 2 s 

ε ≤ 1,0 mHz; 

T = 4 s 

ε ≤ 1,0 mHz; 

T : variável 

Não rec. 

Medição dos 

intercâmbios 

ε ≤ 1,3 %; T 

≤ 6 s 

ε ≤ 1,5 %;  T 

≤ 5 s 

ε ≤ 1,5 % ; T = 

1 s 

ε ≤ 1,5 %;  T = 

10 s 

ε: 

Desconhecido; 

T = 4 s 

ε ≤ 0,5 %; T 

= 4 s 

ε ≤ 0,5 %; T 

: variável 

Não rec. 

Ciclo de tempo 
do controlador 

≤ 6 s 1 - 5 s 1 - 2 s 5 s 4 s 4 s 5 s Não rec. 

Tipo de 

controlador 

Não rec. I or PI PI I P or PI, 

dependendo da 
zona de 

regulação  

PI com 

heurísticas 
adicionais 

PI Não rec. 

Termo 

proporcional 

Não rec. 0 – 0,5 s Desconhecido 0 Desconhecido 0,5 0 – 0,5 Não rec. 

Termo integral Não rec. 50 – 200 s Desconhecido 115 – 180 s 100 s 100 – 160 s 50 – 200 s Não rec. 

Fator K para 

medição do ACE 

A frequência 

característica 

110 % da 

frequência 

característica 

Desconhecido Desconhecido Desconhecido 900 MW/Hz ≈ 660 

MW/Hz 

Não rec. 

Fonte: Adaptado de Rebours et al. (2007a). 

Notas: Não rec: Não recomendado; ε: precisão, T: ciclo de tempo; P, I e PI: controlador proporcional, integral e proporcional – integral. 
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para o controle secundário deve estar entre 1 e 1,5 mHz. O tempo de inı́cio4, que é o tempo

que demora o serviço de controle em começar após ele ser solicitado, deve ser menor que 30s

(UCTE, 2004a). Por último, o tipo de controlador recomendado é do tipo proporcional-integral.

No caso do Brasil, o tipo de controle secundário é pluralı́stico, já que o ONS divide o

sistema em várias área de controle, e cada área está encarregada de manter a frequência e

os intercâmbios de potência. O fator K, ou o fator Bias, não é especificado, porque ele é

dinamicamente ajustado em tempo real (ONS, 2005), diferentemente do critério da UCTE,

onde é mantido um fator constante.

2.3 Caracteŕısticas econ̂omicas da reserva

A seguir, apresenta-se uma análise comparativa das caracterı́sticas econômicas mais

relevantes da reserva sob diversos sistemas elétricos.

2.3.1 Métodos de busca

Geralmente, os serviços ancilares de reserva são adquiridos pelo OIS, uma vez que se trata

do organismo que administra os recursos do sistema de uma forma centralizada. O OIS pode

adquirir um serviço ancilar através de algum dos seguintes mecanismos (REBOURS et al.,

2007b):

• de forma obrigatória;

• realizando contratos bilaterais com os geradores;

• através de leilões;

• por meio de um mercadospot;

• usando qualquer uma das combinações anteriores.

A forma obrigatória é o método usado nos sistemas que nãopossuem um mercado de

eletricidade. No entanto, os sistemas com um mercado de energia podem utilizar o fornecimento

obrigatório para alguns serviços. Por exemplo, no caso daEspanha, o controle primário de

frequência é fornecido de forma obrigatória (MIGUÉLEZ et al., 2008).

4No caso do controle primário, esse tempo não é especificado, já que esse serviço é acionado de forma
instantânea após o distúrbio.
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O fornecimento obrigatório é o mecanismo mais simples para buscar a provisão de um

serviço ancilar, mas ele tem alguns inconvenientes, por exemplo, o operador do sistema pode

requerer mais recursos que o necessário, incorrendo em custos adicionais para os geradores.

Por outro lado, alguns geradores, potencialmente mais eficientes, podem ser prejudicados, pelo

tratamento indiferente que o operador do sistema faz a eles.

Os contratos bilaterais são utilizados pelo OIS para cobrir os requerimentos de reserva,

usualmente, ao longo de um perı́odo de tempo. Uma das vantagens dessa alternativa, é que o

OIS pode negociar a quantidade e o preço com cada fornecedor. No entanto, como desvantagem,

o preço e a quantidade negociada são fixos durante o perı́odo de duração do contrato. Isso pode

fazer com que um dos participantes seja prejudicado se as condições do mercado mudam de

forma significativa.

No caso do Brasil, o contrato pactado entre o ONS e o agente gerador é denominado

Contrato de Prestação de Serviços Ancilares (CPSA). Particularmente, para o serviço de

controle de tensão, é definida uma tarifa pela prestaçãodo serviço denominada Tarifa de

Serviços Ancilares (TSA). Neste serviço, não é permitida a escolha de suprimento de potência

reativa distante do ponto de controle o os geradores devem fornecer os montantes requeridos de

forma mandatória.

Os leilões e o mercadospotsão processos competitivos, onde o operador do sistema busca

obter os recursos necessários para o sistema ao mı́nimo preço. O leilão é entendido como um

mecanismo de compra para o longo prazo, enquanto o mercadospoté utilizado para compras

no curto prazo. Estes mecanismos são processos mais competitivos e transparentes, mas eles

incorrem em maiores custos administrativos, e ainda é possı́vel que alguns participantes possam

exercer o poder de mercado.

Na Tabela 2.6, mostra-se uma comparação qualitativa das vantagens e desvantagens destes

mecanismos.

Pode-se observar que cada método apresenta vantagens e desvantagens. Além disso,

dependendo da prioridade de cada fator que influencia a escolha, um método pode ser preferido

para um caso particular.

Na Tabela 2.7, mostram-se os diferentes métodos de busca praticados em alguns sistemas

para os serviços ancilares de reserva.

Pode-se notar que a reserva de controle primário é o servic¸o que mais métodos de

busca possui. No entanto, tecnicamente, é preferı́vel queesse serviço esteja distribuı́do

geograficamente, para enriquecer a segurança do sistema; por essa razão, um fornecimento
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Tabela 2.6:Métodos de aquisição dos serviços ancilares de reserva.

Obrigatório Contratos bilaterais Leilões Spot
Caracterı́stica
Evitar o poder de
mercado

+++ + – —

Facilitar a entrada
de novos agentes

+ +/- ++ +++

Proteção contra o
risco

++ +++ + —

Minimizar custos
das transações

++ - - -

Assegurar
suficiente reserva

+++ +++ +++ +

Incrementar o
benefı́cio social

— + ++ +++

Incrementar a
transparência do
mercado

+++ – + +++

Reconhecer a
externalidade do
serviço ancilar

— +++ +++ +++

Integrar a resposta
da demanda como
serviço ancilar

– +++ ++ +

Fonte: Adaptado de Rebours, Kirschen e Trotignon (2007).
Notas: +: O mecanismo favorece positivamente a caracterı́stica apresentada.
-: O mecanismo favorece negativamente a caracterı́stica apresentada.
+/-: O mecanismo pode favorecer positiva ou negativamente acaracterı́stica apresentada.

obrigatório se ajusta melhor a esta expectativa.

A reserva para controle secundário não é obrigatória namaioria dos sistemas estudados. No

caso de Brasil o serviço é estabelecido como mandatório com um ressarcimento pelos custos de

operação e manutenção (O&M), os quais não são negoci´aveis.

A Grã-Bretanha adquire os serviços de reserva rápida e dereserva térmica de curto prazo

no mercado diário. A Suécia adquire a reserva rápida através do mercadospot. A Alemanha

adquire os serviços de reserva primária e secundária através de leilões semestrais, e a reserva

(minuten reserve), através de leilões diários (E-ON, 2005). O Brasil estabelece, de forma

obrigatória, o fornecimento da reserva terciária e de prontidão.

2.3.2 Métodos de remuneraç̃ao

Os serviços ancilares de reserva podem ser remunerados de acordo com os seguintes

esquemas:
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Tabela 2.7:Métodos de busca em diferentes sistemas de potência.

Fornecimento
obrigatório

Contratos
bilaterais

Processos de oferta
(leilões de médio -
longo prazo)

Mercadospot

Reserva de reg.
primária

ES, PJM,
BR, AR

AU, FR, NZ DE, GB, NZ, SE AU, NZ

Reserva de reg.
secundária

BR FR DE, NZ AU, ES, PJM,
AR

Outras reservas BR GB, AU, AR, DE ES, GB, SE,
CAL, FR

Fonte: Adaptado de Rebours et al. (2007b).
Nota: reg.: regulação.

• não-remunerado;

• preço regulado;

• pagamento ao preço de oferta (Pay as Bid Price- PBP);

• pagamento ao preço marginal (Common Clearing Price- CCP).

O fato de não remunerar os serviços ancilares de reserva parece ser a melhor alternativa

para o OIS. No entanto, nessa situação, os geradores estarão obrigados a incrementar o preço

da energia, para cobrir os custos incorridos. Além disso, não existe um incentivo para um

fornecimento eficiente desses serviços.

O preço regulado é uma tarifa estabelecida pelo ente regulador do sistema, e que é válida

durante um perı́odo de tempo determinado. Essa forma de valorização é uma opção para

sistemas que não dispõem de um mercado de energia de curto prazo. A tarifa regulada apresenta,

como desvantagem, o fato de não refletir os verdadeiros custos, que variam de uma forma

dinâmica com as condições de operação.

No esquema PBP, cada gerador é remunerado ao preço da sua própria oferta. Esse método é

utilizado quando os produtos que se oferecem no mercado podem ser claramente diferenciados,

sendo necessário atribuir uma remuneração diferenciada a cada oferente. Apresenta como

desvantagem, a possibilidade de alguns agentes deterem o poder de mercado.

O esquema CCP é o mais utilizado. Nessa modalidade, os geradores são remunerados com

o preço da última oferta aceita no mercado de reserva. Esseesquema se aplica quando o produto,

e/ou serviço oferecido, não apresentam maiores diferenc¸as. Sob condições de competição

perfeita, o preço de mercado se aproxima do preço marginal.

Na Tabela 2.8, mostram-se os esquemas de remuneração da reserva em vários sistemas.
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Tabela 2.8:Métodos de remuneração em diferentes sistemas de potência.

Nenhum Preço regulado PBP CCP
Reserva de reg.
primária

PJM, ES,
BR, AR

NZ AU, FR, DE,
GB, NZ

AU, SE

Reserva de reg.
secundária

BR FR, DE, GB,
SE, NZ, AU,
ES, PJM

AU, ES, PJM,
AR

Outras reservas BR GB, AU, DE ES, SE, CAL,
AR, FR

Fonte: Adaptado de Rebours et al. (2007b).
reg.: regulação.

Nesta tabela, pode-se observar que a reserva de regulaçãoprimária de frequência não é

remunerada na PJM, na Espanha e no Brasil. A Argentina exige um requerimento mı́nimo

obrigatório e não-remunerado de reserva de regulação primária. Unicamente são remunerados

fornecimentos adicionais dessa reserva.

O método de remuneração mais utilizado para o serviço dereserva de regulação secundária

é PBP, tendo em conta que esse serviço pode ser diferenciado. No caso do Brasil, a ANEEL

estabeleceu que esse serviço deve ser fornecido sem ônus para os agentes do sistema (ANEEL,

2007a).

A Grã-Bretanha e a Austrália (NEMMCO, 2005b) utilizam o m´etodo PBP para o pagamento

de algumas das reservas definidas na seçãooutras reservas, enquanto a Espanha, a Suécia (SVK,

2007), a Califórnia, a Argentina e a França utilizam o esquema CCP. Na Argentina, a reserva

de regulação secundária e algumas das reservas da seção outras reservassão ofertadas durante

uma ou várias semanas do mês (CAMMESA, 2007a), utilizandouma estrutura CCP. O Brasil

não tem um método de remuneração para os serviços de reserva terciária e de prontidão; no

entanto, existe um componente de remuneração via Encargos de Serviços do Sistema (ESS)

para a reserva de prontidão5.

2.3.3 Estrutura da remuneraç̃ao

Um serviço ancilar pode ser remunerado pela combinação de vários componentes, os quais

tentam refletir os diferentes custos incorridos pelo agentefornecedor na prestação do serviço.

Esses componentes constituem a estrutura da remuneraçãoe são descritos a seguir (REBOURS

5ESS - Encargos de Serviços do Sistema é um encargo setorial, que representa o custo incorrido para manter a
confiabilidade e a estabilidade do SIN, para o atendimento doconsumo de energia elétrica no Brasil. Esse custo
é apurado mensalmente pela Câmara de Comercialização de Energia (CCEE), e é pago pelos agentes da categoria
consumo aos agentes de geração. A maior parte desse encargo diz respeito ao pagamento para geradores que
receberam ordem de despacho do ONS, para atendimento às restrições de transmissão (CCEE, 2007a).
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et al., 2007b):

• Parcela fixa: relacionada com os custos de investimento no equipamento necessário para

fornecer o serviço.

• Parcela de disponibilidade: relacionada com os custos incorridos para manter o serviço

disponı́vel, mesmo que ele não seja efetivamente utilizado. Inclui custos de geração

mı́nima, custos de manutenção dos equipamentos, custos administrativos, mão-de-obra,

etc.

• Parcela de uso: representa os custos incorridos quando o serviço é efetivamente fornecido.

• Parcela por frequência de uso: representa os custos adicionais incorridos quando o serviço

é utilizado mais de uma vez durante um perı́odo de programac¸ão.

• Parcela de oportunidade: representa o lucro que o agente teria vendendo o serviço ancilar

em outro mercado. Por exemplo, a energia utilizada para o serviço de regulação de

frequência pode ser oferecida no mercado de energia. O custo de oportunidade, nesta

situação, seria o que o gerador ganharia se ele vendesse essa energia no mercado de

energia, em lugar de vendê-la no mercado de regulação de frequência.

Na Tabela 2.9, mostram-se as estruturas de remuneração emdiferentes sistemas. Nesta

tabela, pode-se notar que a estrutura de remuneração maisutilizada para a reserva de regulação

primária possui um pagamento pela disponibilidade. No entanto, na Grã-Bretanha, por

exemplo, são remunerados quase todos os componentes de custo.

Tabela 2.9:Estruturas da remuneração em diferentes sistemas de potˆencia.

Fixo Disponibilidade Uso Frequência Oportunidade
de uso

Reserva de reg.
primária

GB AU, DE, FR,
GB, NZ, SE

GB, SE GB, NZ

Reserva de reg.
secundária

AU, DE, FR,
PJM, ES

DE, ES,
FR, AR

PJM

Outras reservas AU, AR,
CAL

ES, SE,
AU, AR

AU

Fonte: Adaptado de Rebours et al. (2007b).

No caso da reserva de regulação secundária e das outras reservas, é comum a remuneração

pela disponibilidade e pelo uso. Na Grã-Bretanha, a remuneração das reservas de controle

de frequência possui diversos componentes. O serviço deDemand Management(DM), por
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exemplo, só é remunerado pelo uso. A reservaSTORé remunerada pela disponibilidade e pelo

uso, e a reservaStart-Upé remunerada pela disponibilidade.

É intuitivo pensar que uma remuneração justa para os agentes, é aquela que considera todos

os componentes de custo. No entanto, isso nem sempre é poss´ıvel, porque alguns componentes

de custo podem ser compensados de forma implı́cita com outros pagamentos.́E necessário

destacar também, que alguns desses componentes podem ser difı́ceis de calcular, desde o

ponto de vista técnico ou administrativo. Isso permite concluir que a estrutura de remuneração

depende do tratamento que cada sistema dá para um determinado tipo de serviço.

No caso do Brasil, as reservas de regulação primária nãosão remuneradas; as reservas de

regulação secundária são apenas ressarcidas pelos custos fixos, de operação e manutenção dos

equipamentos de CAG. A reserva de prontidão possui uma parcela de ressarcimento pelo custo

de uso (o custo do combustı́vel utilizado na geração das usinas térmicas para fornecimento de

reserva, que é ressarcido via ESS).

2.3.4 Comparaç̃ao quantitativa dos serviços ancilares de reserva

Como foi proposto em Rebours et al. (2007b), utilizam-se indicadores de volume e de custo,

para medir o impacto dos serviços ancilares de reserva de regulação de frequência no sistema

elétrico. Dessa forma, o ı́ndice de reserva de regulaçãoprimária é definido por meio da Equação

(2.5):

RIpri =
Rpri

MWmed
(2.5)

sendo

RIpri: ı́ndice de reserva primária em %;

Rpri : requerimentos de reserva primária emMW;

MWmed: energia média produzida emMW−med.

O ı́ndice é positivo quando a reserva requerida é utilizada na regulação para cima (quedas

de frequência), ou negativo, quando a reserva requerida éutilizada na regulação para baixo

(aumentos de frequência).

Esse ı́ndice se associa aosMWmed, porque, usualmente, a reserva primária está relacionada

com a produção, como é indicado na normativa europeia (UCTE, 2004b). Em geral, áreas



2.3 Caracteŕısticas econ̂omicas da reserva 45

do sistema com maior capacidade instalada, porém, maior produção, fornecem uma maior

quantidade de reserva6. Dessa forma, é possı́vel determinar a quantidade de reserva utilizada

num sistema por unidade de energia produzida. Na Figura 2.3 mostram-se os ı́ndices de reserva

de regulação primária em diferentes sistemas, com referência à produção do ano 2006:
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Res_prim_up: Reserva de regulação para cima; Res_pri_do: Reserva de regulação para baixo.

Figura 2.3: Índice de volume de reserva para regulação primária.
Fonte: Adaptado de Rebours et al. (2007b).

Na Figura 2.3, observa-se que a França, a Alemanha e a Espanha possuem requerimentos

similares de reserva de regulação primária. A Grã-Bretanha e a Nova Zelândia mostram maiores

ı́ndices, devido a que são sistemas isolados. A PJM não possui ı́ndice de reserva de regulação

primária porque não especifica os requerimentos desse tipo de reserva.

O ı́ndice de reserva de regulação secundária se associa,em muitos sistemas, ao consumo

máximo durante um perı́odo dado7, portanto:

RIsec =
Rsec

MWmax
(2.6)

sendo

RIsec: ı́ndice de reserva secundária em %;

Rsec: requerimento de reserva secundária emMW;

MWmax: máxima demanda de potência emMW.

O ı́ndice de reserva para regulação secundária em diferentes sistemas, com referência à

operação do ano 2006, é ilustrado na Figura 2.4. Nesta figura, mostra-se que a Espanha

6Este critério é compatı́vel com o utilizado no sistema brasileiro, no qual, a quantidade de reserva de regulação
primária corresponde a 1% da responsabilidade de geração de cada área (ONS, 2008b).

7No sistema brasileiro, leva-se em conta uma porcentagem da responsabilidade de produção de cada gerador
mais a responsabilidade do agente distribuidor (ONS, 2008b).
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Res_sec_up: Reserva secundária para cima; Res_sec_do: Reserva secundária para baixo.

Figura 2.4: Índice de volume de reserva de regulação secundária.
Fonte: Adaptado de Rebours et al. (2007b).

apresenta o maior ı́ndice, devido a que, neste sistema, é utilizado um critério de contingência

N−1 estendido (perda do maior grupo gerador e da maior linha) (REBOURS et al., 2007b). A

Grã-Bretanha e a Suécia não possuem ı́ndices para a reserva de regulação secundária, porque

não utilizam CAG.

Os montantes de reserva correspondentes àsoutras reservas, que foram ilustradas na tabela

2.3, são determinados em função da produção de energiae em função da consideração das

condições operativas da rede. Para efeitos práticos, o ´ındice associado a essas reservas foi

estimado da mesma forma que o ı́ndice de reserva de regulaç˜ao primária. Esse ı́ndice é ilustrado

na Figura 2.5, para diferentes sistemas e com referência aoano 2006. Para o cálculo do ı́ndice

foi considerado o montante lı́quido de reserva8, isto é, a soma dos montantes dasoutras reservas

ilustradas na tabela 2.3. Na figura 2.5, observa-se que a Austrália apresentou os maiores

requerimentos de reserva durante esse ano.

Adicionalmente, o ı́ndice de custos proposto na referência (REBOURS et al., 2007b), que

pode ser utilizado para qualquer serviço ancilar, é calculado como:

CIAS=
CAS

CE
(2.7)

sendo

CAS: custo anual de aquisição do serviço ancilar;

CE: custo anual da venda de energia.

8No caso da Grão Bretanha, por exemplo, o montante lı́quido de outras reservascorresponde à soma das
reservasFast Reserve, Fast Start, STOR e BM Start Up.
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Res_up: Reserva para cima; Res_do: Reserva para baixo.
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Figura 2.5: Índice de volume de outras reservas.
Fonte: Adaptado de Rebours et al. (2007b).

O valor do ı́ndice de custos das reservas de regulação primária, secundária eoutras reservas

em diferentes sistemas é ilustrado na Figura 2.6:

Res_pri, Res_sec: Reserva de regulação primária e secundária; Outras: Outras reservas
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Figura 2.6: Índice de custos dos serviços ancilares de reserva.
Fonte: Adaptado de Rebours et al. (2007b).

Os dados utilizados para o cálculo dos ı́ndices anterioresforam obtidos dos informes

publicados pelos operadores de rede dos sistemas estudados, França: (RTE, 2006, 2007;

CRE, 2007); Alemanha: (IEA, 2005; VATTENFALL, 2006;ÜNB, 2007); Espanha: (OMEL,

2006; REE, 2006); Grão Bretanha: (NGET, 2006, 2007b; ELEXON, 2007); Suécia: (SVK,

2006; NORD POOL, 2006; TARJEI, 2007); Austrália: (NEMMCO,2007); Nova Zelândia:

(ELECTRICITY COMMISSION, 2007; TRANSPOWER, 2007b, 2008);PJM: (PJM, 2006a,

2006c, 2008), e pelo informe da UCTE (UCTE, 2006) com referência em 2006. Quando os

custos e os volumes dos serviços ancilares de reserva foramindicados explicitamente nesses

informes, os ı́ndices foram calculados de forma precisa ou quase precisa9; nos outros casos

9Alguns dados estavam disponı́veis para o ano 2005 ou 2007.
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foram estimados utilizando os dados disponı́veis.

Em várias ocasiões, quando o valor da reserva para baixo n˜ao foi especificado, seu valor foi

assumido igual ao valor da reserva para cima. Também, observa-se que a Espanha não possui

ı́ndice de custos para a reserva de regulação primária, porque o serviço é obrigatório.

Os ı́ndices de custos mostram que o custo dos serviços ancilares de reserva representam uma

pequena porcentagem dos custos totais de venda de energia. AEspanha mostra o ı́ndice mais

alto para os serviços de reserva definidos nesse sistema (reserva secundária + reserva terciária de

acordo com a tabela 2.3), com aproximadamente 5,7% do custo da venda de energia. Estima-se

que os custos totais dos serviços ancilares (reserva, controle de tensão e outros), encontram-se

entre 5 e 25% com uma média de 10% nos Estados Unidos (SHAHIDEHPOUR; YAMIN; LI,

2002).

2.4 Discuss̃ao

A seguir, apresenta-se um resumo e algumas consideraçõesrelacionadas com os serviços

de reserva tratados neste capı́tulo.

2.4.1 Reserva de regulaç̃ao primária

De acordo com o ilustrado na Tabela 2.7, os métodos de aquisição utilizados para a reserva

de regulação primária são diversos, e não parece existir uma preferência marcada. No referente

ao método de remuneração desse serviço, na Tabela 2.8 foi ilustrado que existem alguns

sistemas com remuneração, e outros, sem remuneração doserviço. Nos sistemas nos quais

o serviço é remunerado, observa-se que o método mais utilizado é PBP, sendo comum um

pagamento pela disponibilidade do serviço (Tabela 2.9).

Particularmente, na Grã-Bretanha e na Suécia o uso desse serviço é compensado (Tabela

2.9), devido ao esquema de controle de frequência dos paı́ses Nórdicos e a Grã-Bretanha,

ser diferente do esquema de CAG tradicionalmente utilizadoem outros sistemas (BAKKEN;

GRANDE, 1998; CHRISTIE; BOSE, 1996).

Nos sistemas em que se utiliza a regulação secundária (CAG), a compensação pelo uso

da reserva de regulação primária requer o cálculo da energia fornecida durante essa ação de

controle, o qual implica uma análise da dinâmica do sistema, já que a energia de regulação

primária e secundária atuam em forma conjunta para restabelecer a frequência do sistema

(Figura 2.7).
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Figura 2.7: Curva de resposta em frequência.

Se o sistema não tivesse controle secundário, a resposta do sistema apresentaria um desvio

de frequência, como é ilustrado pela linha ponteada na Figura 2.7. A ação do controle

secundário faz voltar a frequência a seu valor nominal.

Determinar a quantidade exata de energia utilizada no controle primário pode ser

complicado, já que é preciso conhecer a potência fornecida durante cada instante de tempo,

até a ação do controle secundário, e também é preciso diferenciar se essa energia foi utilizada

para compensar os aumentos ou as quedas de frequência.

Uma dessas simplificações se reflete na maioria dos sistemas de potência, onde o controle

primário é remunerado unicamente pela disponibilidade enão pelo uso. Outra razão da não

remuneração pelo uso, é que a energia fornecida pelo controle primário é considerada pequena,

quando comparada com a energia fornecida pelo controle secundário.

Por outro lado, a remuneração dos custos de investimento ´e pouco comum, já que os

equipamentos do controle primário são considerados na construção de uma usina tradicional

e, portanto, esses custos já estão embutidos na recuperac¸ão dos custos de investimento totais da

usina.

Dos sistemas estudados e que possuem uma estrutura de remuneração para a reserva de

regulação primária, diferenciam-se três métodos de aquisição do serviço:

• contratos bilaterais;

• leilões;

• estruturas hı́bridas (contratos bilaterais e mercadospot).

A Nova Zelândia, por exemplo, possui uma estrutura hı́brida, com contratos bilaterais e um
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mercadospotconjunto de energia e reserva de regulação primária paracima. Esse mercado é

otimizado em intervalos de 30 minutos (ALVEY et al., 1998). Areserva de regulação primária

para baixo (primary down reserve) não é considerada no mercadospot, sendo adquirida por

meio de leilões. Tanto a reserva para cima, quanto a reservapara baixo, são remuneradas pela

disponibilidade e frequência de uso. No caso da remuneração pela frequência de uso, precisa-se

registrar cada evento que produz um desvio de frequência (TRANSPOWER, 2007a). A Nova

Zelândia não considera um preço máximo limite (preço CAP), sempre que exista um nı́vel de

concorrência aceitável, e os preços de oferta resultem razoáveis (TRANSPOWER, 2004).

A França é o único paı́s que utiliza unicamente contratosbilaterais para adquirir a reserva

de regulação primária, com um ressarcimento pela disponibilidade. Pouco é possı́vel concluir

dessa estrutura quanto a seu desempenho, uma vez que os preços desses contratos são de caráter

confidencial, e os volumes de reserva contratada são revisados com uma frequência menor do

que nos sistemas com mercadospot.

Outra modalidade implementada no processo de busca da reserva primária, são os leilões,

os quais têm sido implementados em paı́ses como a Grã-Bretanha, a Suécia e a Alemanha. A

Alemanha tem uma frequência de revisão do serviço semestral e realiza pagamentos unicamente

pela disponibilidade.

Resumindo, existem principalmente três métodos de aquisição atualmente implementados

nos sistemas estudados.É difı́cil estabelecer uma comparação direta para determinar qual é a

melhor alternativa. Olhando para os ı́ndices de volume, observa-se que a Nova Zelândia requer

grandes quantidades de reserva primária, comparado com a França e a Alemanha. No entanto,

isso não está associado ao método de aquisição, senãoàs caracterı́sticas da rede. Isso ocorre

porque a Nova Zelândia é um sistema isolado e dividido em duas ilhas, com requerimentos

de reserva para cada uma, e, portanto, maiores requerimentos totais. A França e a Alemanha

pertencem ao sistema interconectado da união europeia (UE), o qual diminui significativamente

seus requerimentos de reserva.

Quanto ao desempenho econômico, observa-se que a Nova Zelˆandia apresenta maiores

ı́ndices de custo do que a França e a Alemanha; isso é consequência dos altos requerimentos

de reserva, dos diferentes tipos de reserva de regulação primária solicitados (Tabela 2.3), e dos

pagamentos da disponibilidade e frequência de uso do serviço.

Finalmente, na Espanha, onde o serviço é obrigatório, poder-se-ia pensar que os nı́veis

de reserva de regulação primária requerida são altos, já que não representam custo nenhum

para o OIS. No entanto, a realidade é que os nı́veis dessa reserva são determinados mais por

uma polı́tica de segurança, e, neste sentido, os sistemas interconectados apresentam grandes
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vantagens com respeito aos sistemas que estão isolados.

2.4.2 Reserva de regulaç̃ao secund́aria

De acordo com o ilustrado neste capı́tulo, existem diferentes formas de aquisição da reserva

de regulação secundária e, em todos os sistemas estudados, excetuando o sistema brasileiro,

existe uma estrutura de remunerado para esse serviço. Os m´etodos de remuneração mais

comuns são PBP e CCP, sendo o primeiro o mais utilizado. A maioria dos sistemas remuneram

pela disponibilidade e pelo uso. O pagamento pelo uso se realiza sobre as medições da energia

utilizada para regulação secundária. Essas mediçõesestão baseadas nos desvios com respeito

ao plano de geração programada, os quais ficam registradospelo operador do sistema. Caso

sejam realizadas, num mesmo perı́odo, regulações para cima e para baixo, regras simples são

geralmente estabelecidas, como, por exemplo, assumir que aregulação realizada foi para cima

se o desvio lı́quido de geração é positivo e vice-versa. Um exemplo de esta situação se encontra

no sistema espanhol (SECRETARÍA GENERAL DE ENERǴIA, 2006b)).

Da mesma forma que no controle primário, três métodos de aquisição têm sido

implementados:

• contratos bilaterais;

• leilões;

• estrutura hı́brida (mercadospote contratos bilaterais).

Dos sistemas que possuem mercado, a Espanha aparece com maiores custos de aquisição

de reserva de regulação secundária. Vários fatores contribuem nos altos custos do sistema

espanhol, conforme é indicado a seguir (PÉREZ, 2005). Um fator foi a existência de uma

concentração do mercado por parte dos geradores hidrelétricos, os quais já registravam uma

quota de 54% do mercado de reserva em 2004. Portanto, há uma dúvida se os preços

resultantes realmente correspondem aos custos operacionais. No sistema de controle coexistem

grupos hidráulicos e térmicos, entre os quais existem grandes diferenças técnicas, que não são

reconhecidas pela regulação desse setor. Também existeo agravante das penalizações por

descumprimento serem de baixo valor, o que faz com que essa situação seja produzida com

frequência.

Um outro problema é o despacho baseado no conceito das áreas de controle, onde o OIS

verifica o desempenho da área e não de cada gerador em particular. Essa situação faz com que
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alguns geradores que não possuem capacidade de regulação possam se encobrir com outros

grupos de boa capacidade. Isso prejudica os pequenos geradores, que discutem que o critério

das áreas de controle favorece apenas as grandes empresas.

Portanto, altos custos e altos requerimentos podem resultar de uma estrutura de mercado,

quando existem vazios nos processos regulatórios e quandonão há suficiente concorrência.

Poder-se-ia pensar que o alto custo de aquisição da reserva secundária10 é compensada com um

baixo custo de aquisição da reserva terciária11, ou do preço da energia. No entanto, os custos da

reserva terciária resultaram ainda maiores, e o preço do mercado Espanhol, em 2006, foi maior

do que em sistemas como a PJM e os paı́ses nórdicos (OMEL, 2006).

2.4.3 Outras reservas

A aquisição de algumas das reservas definidas na seçãooutras reservasna Tabela 2.3, do

mesmo modo que a reserva para controle primário e secundário, é realizada principalmente

através de leilões, de contratos bilaterais ou de uma combinação do mercadospote contratos

bilaterais. Sua remuneração cobre, na maioria dos casos,os custos pela disponibilidade e/ou

pelo uso e pode ser do tipo PBP ou CCP.

Os sistemas da Espanha, da PJM e da França utilizam o mercadospot. A Grã-Bretanha

utiliza mecanismos de leilão e contratos bilaterais para os diferentes tipos de reserva que

possui. De acordo com o exposto neste capı́tulo, observam-se altos custos do serviço no sistema

Espanhol, e altos requerimentos de volume nos sistemas da Austrália e da Alemanha. Os dois

últimos paı́ses estão divididos em diferentes regiões eos requerimentos totais representam a

soma dos requerimentos de cada região, o qual reflete os altos volumes requeridos. Também,

usando contratos bilaterais e processos de leilão, verificam-se baixos custos do serviço na

Grã-Bretanha.

Nota-se que a aquisição da reserva por meio de leilões e contratos bilaterais pode apresentar

melhores resultados do que a aquisição por meio de um mercado spot. Como sempre, é

importante garantir a concorrência quando existe uma estrutura de mercado. Um outro aspecto

importante é diferenciar os tipos de reserva, já que as unidades com uma tecnologia mais flexı́vel

e com menores tempos de resposta marcam um diferencial importante no despacho de reserva.

10Nome da reserva para regulação secundária no sistema espanhol (Tabela 2.3).
11Nome da reserva da seçãooutras reservasno sistema espanhol (Tabela 2.3).
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2.5 Conclus̃oes parciais

• Neste capı́tulo foram considerados um conjunto de 13 sistemas, para estudar as

caracterı́sticas técnicas e econômicas dos serviços ancilares de reserva. Foi ilustrado

que existe a tendência de desagregar e remunerar de forma independente, o fornecimento

desses serviços. Na prática, a maioria dos sistemas implementam diferentes métodos de

valorização, e, dependendo das necessidades no curto e nolongo prazo, implementa-se

mais de um método de aquisição para um mesmo serviço.

• Foi ilustrado que, na definição de um serviço ancilar, é preciso identificar uma série de

caracterı́sticas técnicas. Assim, o produto deve estar caracterizado por padrões mı́nimos,

que possam ser reconhecidos e aceitos por todos os agentes envolvidos na prestação e

uso do serviço. Estas caracterı́sticas técnicas foram expostas e comparadas em diferentes

sistemas.

• Foram ilustrados diferentes aspectos econômicos relacionados com os serviços de

reserva, considerando:

– método de busca: obrigatório, contratos bilaterais, leilões, mercadospot;

– método de remuneração: não-remunerado, preço ou tarifa regulada, CCP, PBP;

– estrutura da remuneração: custos fixos, disponibilidade, uso, frequência de uso,

oportunidade.

• Não foi possı́vel concluir que um mecanismo de valorizaç˜ao seja melhor do que outro. O

sucesso ou fracasso de cada método depende das caracterı́sticas do sistema, e do marco

de regulação estabelecido. Cada método apresenta vantagens e desvantagens em relação

a:

– favorecer o poder de mercado;

– facilitar a entrada de novos agentes fornecedores de servic¸o ancilar de reserva;

– proteger os agentes contra o risco;

– minimizar o custo das transações;

– assegurar suficiente serviço ancilar de reserva para o sistema;

– incrementar o benefı́cio social;

– incrementar a transparência do mercado;

– reconhecer a externalidade do serviço ancilar;
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– integrar a resposta da demanda no serviço ancilar de reserva.

• Vários dos sistemas estudados utilizam uma estrutura de mercado para a aquisição dos

serviços de reserva, embora, na prática, não tenha sido demostrada sua eficiência. Os

mecanismos competitivos não resultam apropriados quandohá concentração de mercado

e não se criam regras de jogo bem definidas para os agentes. Assim, embora sejam

estruturas mais promissórias do ponto de vista teórico, também requerem uma cuidadosa

regulação e monitoração.

• Dos sistemas estudados, conclui-se que ainda não há um consenso sobre a remuneração

da reserva de regulação primária de frequência. Vários sistemas estabelecem esse

serviço como obrigatório. O método de remuneração mais comum, quando o serviço

é remunerado, é do tipo PBP, e estrutura de remuneração mais comum considera a

disponibilidade do serviço.

• Dos sistemas estudados, observa-se que a reserva de regulac¸ão secundária de frequência

é remunerada, na maioria das vezes, com uma esquema do tipo PBP. Os componentes de

custos que com maior frequência são remunerados, são os custos pela disponibilidade e

uso do serviço.

• Nos sistemas estudados, mostra-se que muitas das reservas definidas na colunaoutras

reservasda tabela 2.3 são remuneradas, na maioria das vezes, com umaestrutura do tipo

CCP. Os componentes de custos mais ressarcidos são os custos pela disponibilidade e uso

do serviço.

• Neste capı́tulo ilustraram-se os componentes de custos dosserviços ancilares de reserva,

que, usualmente, estão sendo remunerados nos sistemas de potência. Com respeito

aos componentes não-remunerados, não deve ser inferido que o seu pagamento não

esteja sendo realizado. Eles podem estar embutidos na tarifa de energia, na tarifa dos

serviços ancilares ou em outros mecanismos de pagamento que não foram abordados

nesta pesquisa. O parcelamento de cada componente de custo esua correta remuneração

é um tema de debate até os dias de hoje. Assim, os resultadosilustrados representam

apenas um guia e não devem ser considerados de forma estrita.

• A melhor forma de valorizar o custo de oportunidade é atrav´es de uma estrutura

competitiva, já que, finalmente, são os mercados os que determinam a existência

deste componente. O custo de oportunidade de um gerador é maior que zero, se ele

realmente tem a possibilidade de fornecer o serviço ancilar em outro mercado, com

uma rentabilidade maior do que no cenário atual. Quando háuma estrutura regulada, o
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custo de oportunidade é difı́cil de valorizar, uma vez que opoder de decisão dos agentes

participantes é mais limitado.

• Os ı́ndices de volume e de custo dos serviços ancilares de reserva ilustrados em cada

sistema permitem estimar a eficiência ou sucesso do mecanismo implementado. No

entanto, essa informação não deve ser considerada de forma estrita, por várias razões:

– os requerimentos de volume de cada sistema não dependem unicamente do

mecanismo de aquisição. Também dependem das caracterı́sticas técnicas

(interconexões, tecnologias de geração, critérios desegurança adotados, mudanças

do clima, etc.);

– o próprio serviço em comparação possui caracterı́sticas distintas em cada sistema;

– o ı́ndice de custo de cada sistema depende, entre outras coisas, dos componentes

de custos que estejam sendo remunerados. Um ı́ndice de customaior não

necessariamente implica em uma menor eficiência do mercado.

• Unicamente como dado informativo: dos sistemas estudados,durante 2006, a Austrália

foi o sistema que apresentou menores ı́ndices de custo para os serviços de reserva. O

esquema de aquisição utilizado está baseado em contratos bilaterais e mercadospot. No

esquema de mercado, existe uma otimização conjunta entrea energia e as reservas de

regulação primária e secundária. Por outro lado, durante o ano 2006, o sistema com

maior ı́ndice de volume de reserva e com um dos maiores ı́ndices de custo foi a Nova

Zelândia, que, curiosamente, utiliza um esquema de otimização similar ao da Austrália.

Finalmente, o paı́s com maior ı́ndice de custos de aquisiç˜ao da reserva foi a Espanha, que

utiliza contratos bilaterais e um mercadospotde reserva separado do mercado de energia.
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3 MÉTODOS DE OTIMIZAÇÃO DOS
SERVIÇOS DE RESERVA

Quando o OIS adquire os serviços de reserva, possui a responsabilidade de otimizar esses

recursos, visando minimizar o custo de aquisição. Nos métodos de aquisição baseados em

mecanismos competitivos (mecanismos de mercado), a otimização é realizada através de dois

esquemas, oesquema sequenciale oesquema cootimizado. González et al. (2007) classifica e

referencia vários dos trabalhos que utilizam esses esquemas de otimização, incluindo esquemas

hı́bridos, como o apresentado por Cheung (2000). Destaca-se que a otimização dos recursos

pode ser realizada do ponto de vista do OIS, ou do ponto de vista do agente gerador1. Os

esquemas sequencial e cootimizado sob a perspetiva do OIS s˜ao apresentados a seguir.

3.1 Modelo sequencial

Neste esquema, o operador do sistema otimiza os serviços dereserva de forma

independente. Assim, a resolução do mercado de um serviço de reserva especı́fico é realizada

após a resolução de um mercado de reserva anterior2.

Como exemplo de mercado sequencial, na antiga estrutura do sistema da Califórnia, eram

resolvidos vários mercados de reserva, como é ilustrado na Figura 3.1.

 

Regulação Reserva girante Reserva não-

girante 

Reserva de 

substituição 

Figura 3.1: Mercado sequencial de reservas da Califórnia.
Fonte: Adaptado de Shahidehpour, Yamin e Li (2002).

A seguir, ilustra-se a proposta realizada por Shahidehpour, Yamin e Li (2002) para modelar

1O OIS geralmente busca minimizar o custo de aquisição, enquanto o gerador busca minimizar o risco frente
ao mercado e maximizar seu lucro.

2Entende-se por resolução, o conhecimento do preço do mercado e a atribuição de uma quantidade a fornecer
a cada agente participante.
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o mercado de serviços de reserva. Essa modelagem pode ser aplicada a qualquer uma das

reservas ilustradas na Figura 3.1.

Min ∑
i
{[MCP−x·E (i, t)]+ [y·E (i, t)]} ·Q(i, t) (3.1)

s.a.

∑
i

Q(i, t)≥ Qreq(t) (3.2)

Q(i, t) ≤ Qmax(i, t) (3.3)

0.0≤ x≤ 1.0 (3.4)

0.0≤ y≤ 1.0 (3.5)

sendo:

MCP: preço resultante do mercado de reserva (Market Clearing Price)3 em $/MW.

E(i, t): oferta de energia de reserva do geradori no perı́odot [$/MWh];

Q(i, t): quantidade de reserva aceita do geradori no perı́odot [MW];

Qmax(i, t): capacidade máxima de reserva do geradori no perı́odot [MW];

Qreq(t): demanda de reserva do sistema no perı́odot [MW];

x: fator de peso associado ao componente de oferta de energia[h];

y: fator de utilização em tempo real[h].

No modelo (3.1)-(3.5), o OIS busca minimizar o pagamento total pelo serviço ancilar de

reserva respectivo. A Expressão (3.1) considera dois componentes de pagamento: pagamento

por capacidade e por energia. Como a energia fornecida através da reserva só pode ser

conhecida após a operação em tempo real, a parcela de energia, y ·E (i, t), no modelo anterior,

representa uma estimativa. A Restrição (3.2) refere-se aos requerimentos de capacidade no

sistema, ou na área correspondente, e a Restrição (3.3),refere-se à capacidade máxima de

reserva de cada agente participante. A Formulação (3.1)-(3.5) representa um problema de

otimização não-linear com variáveisx, y eQ(i, t).

O MCP do modelo anterior é calculado a partir de outro modelocomo é descrito a seguir:

3Neste trabalho, também é utilizado o termo Clearing Common Price - CCP.
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Min MCP= ∑
i
{[C(i, t)+ x̂ ·E(i, t)] ·Q(i, t)} (3.6)

s.a.

∑
i

Q(i, t) ≥ Qreq(t) (3.7)

Q(i, t)≤ Qmax(i, t) . (3.8)

O modelo descrito por meio das Equações (3.6)-(3.8) apresenta uma estrutura linear com

uma única variávelQ(i, t). Neste modelo, o MCP é calculado considerando o efeito combinado

das ofertas (por capacidade e energia) de cada geradori no perı́odot, e para um valor de

x assumido. Em um esquema de mercado mais simplificado, o MCP écalculado baseado

simplesmente nas ofertas por capacidade de reserva. Nessa situação, o pagamento pelo

componente de energia pode ser realizadoex-post, baseado nos registros dos equipamentos de

medida e no preço do mercado de energia. Esse sistema de otimização com dois componentes

foi proposto, basicamente, para evitar que geradores com baixas ofertas por capacidade e altos

custos de produção fossem selecionados, já que o preço de disponibilidade da reserva resultava

baixo, mas o uso da mesma resultava elevado. Esse foi um dos problemas que se apresentou no

mercado de serviços ancilares da Califórnia, e um dos problemas que se apresenta nos mercados

sequenciais, devido ao desacoplamento inerente entre o mercado de energia e o mercado de

reserva.

A modelo descrito pelas Equações (3.1) a (3.8) considera os custos de oportunidade (Seção

2.3.3) implı́citos nas ofertas de energia. Duas consequências resultam dessa proposta:

• Incentiva os agentes a realizar ofertas de menor valor pelo componente de energia, com a

finalidade de serem selecionados para fornecimento;

• Incentiva a participação no mercado de serviços ancilares, uma vez que o MCP resultante

é maior, devido à consideração de duas componentes, capacidade e energia, e não

unicamente capacidade.

As variáveisx ey desempenham um papel muito importante no processo de otimização.x é

o fator de peso para a parcela de energia. Quanto mais alto, indica que a oferta de energia é mais

decisiva do que a oferta de capacidade de reserva no processode seleção. O fator de utilização

y representa a porcentagem de energia de reserva que o OIS espera utilizar efetivamente em

tempo real e pode ser interpretado como uma probabilidade deuso. Quanto mais alto éy, maior

é a tendência dos geradores a ofertarem menos pela parcelade energia, com a expetativa de
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serem selecionados em tempo real. Uma análise da influência do fatory baseado na teoria

probabilı́stica é realizada por Swider (2007).

Vários problemas apareceram da experiência de funcionamento do sistema sequencial no

mercado de Califórnia:

• reservas qualificadas como de menor valor apareceram com preços mais altos4 (price

reversal), inclusive até maiores que o preço da energia;

• os recursos mais econômicos nem sempre eram utilizados;

• os preços dos serviços ancilares alcançaram, em váriasocasiões, os limites máximos

permitidos pela regulação.

Por causa desses problemas, CAISO (o operador do sistema) desenhou o conceito do

Comprador Racional (Rational Buyer). Esse conceito está baseado em um modelo de

otimização simultânea dos serviços de reserva. No processo de otimização, o OIS pode utilizar

diferentes funções objetivos:

• minimizar o custo social ou real do serviço: representa o verdadeiro custo do serviço,

independentemente do preço de mercado;

• minimizar o custo de aquisição do serviço: corresponde ao custo que paga o OIS pela

aquisição do serviço.

Por exemplo, se o OIS requer 100MW de reserva, e um gerador oferta 30MW a 5$/MW, e

outro 70MW a 6$/MW, o custo real será 30×5+70×6 = $570 enquanto o custo de aquisição,

caso o método de remuneração seja do tipo CCP, será 6× (30+70) = $600. No esquema CCP,

o preço do mercado pode ser determinado de diferentes formas:

• preço marginal: baseado no custo marginal do serviço. Neste caso, o custo marginal do

serviço é seu preço;

• preço de substituição (pela demanda ou pelo fornecimento): o conceito de substituição

pela demanda e pelo fornecimento é descrito a seguir (Figura 3.2).

Sejam A e B dois tipos de serviços de reserva considerados dealto e baixo valor,

respectivamente. Supor que inicialmente o mercado A já foiresolvido. Para resolver

4Uma reserva é classificada como de menor valor quando possuium tempo de resposta maior.
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Ofertas A Ofertas A Ofertas B 

 Demandas B   Demandas B  Demandas A   Demandas A 

Mercado A Mercado A Mercado B Mercado B 

Subtituição 

pela demanda 

Substituição pelo 

fornecimento (As ofertas do 

mercado A satisfazem a 

demanda de A ou de B) 

Ofertas de B e ofertas 

restantes de A 

Figura 3.2: Formação de preços por substituição do serviço.

o mercado B existem duas alternativas. Na substituição dademanda, a demanda B é

satisfeita usando as ofertas de B e as ofertas disponı́veis (que não foram atribuı́das) no

mercado A. O preço do mercado B é o preço da última oferta aceita entre todas as ofertas

disponı́veis.

Na substituição pelo fornecimento, a demanda do mercado Bé satisfeita com as ofertas

de B e com parte da reserva que já foi comprada no mercado A (aopreço do mercado

A), já que o OIS pode utilizar a reserva comprada no mercado A, tanto para o mercado A

quanto para o mercado B, se dela precisar. Isso significa que oOIS deve comprar reserva

adicional no mercado A, pensando na reserva que ele poderia utilizar para satisfazer a

demanda do mercado B; o preço do mercado B será o resultanteda última oferta aceita

no mercado B.

As diferentes alternativas que podem ser utilizadas num modelo de otimização simultânea

dos serviços de reserva são ilustradas na Figura 3.3.

O conceito decomprador racionalfoi implementado no sistema da Califórnia com a

finalidade de minimizar o custo total de aquisição, adotando regras de senso comum, e

substituindo serviços de alto custo e baixa qualidade por serviços de alta qualidade e baixo

custo. O desenho de mercado do comprador racional gera um modelo matemático mais

complexo do que um modelo de mercado sequencial simples, como é ilustrado nas Equações

(3.9) a (3.13):
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Objetivo 

Regra de  

fixação de preço 

Minimizar o custo social 

Minimizar o custo de aquisição 

Método PBP 

Método CCP 

Preço marginal 

Preço de substituição 

Preço de substituição pela 

demanda 

Preço de substituição 

pelo fornecimento 

Figura 3.3: Opções de desenho de otimização simultânea dos servic¸os de reserva.
Fonte: Adaptado de Shahidehpour, Yamin e Li (2002).

Min sRG× pRG(sRG)+sSR× pSR(sSR)+sNR× pNR(sNR) (3.9)

s.a.

sRG≥ dRG (3.10)

sRG+sSR≥ dRG+dSR (3.11)

sRG+sSR+sNR≥ dRG+dSR+dNR (3.12)

sRG+sSR+sNR+sRR≥ dRG+dSR+dNR+dRR (3.13)

onde s e d referem-se à reserva e à demanda respectivamente. RG, SR, NR e RR

corresponde à reserva de regulação (regulation reserve), reserva girante (spinning reserve),

reserva não girantenon-spinning reservee reserva de substituição (replacement reserve).

3.2 Modelo de cootimizaç̃ao

A cootimização refere-se à otimização das ofertas de energia em forma conjunta com as

ofertas dos serviços ancilares de reserva. Nos trabalhos de Costa e Simões-Costa (2006) e de

Arroyo e Galiana (2005) são ilustradas propostas que utilizam esse esquema. Os sistemas da

Austrália, da Nova Zelândia e de PJM (USA), atualmente realizam cootimização entre a energia

e alguns dos serviços de reserva. Trabalhos que mostram o processo de cootimização do ponto

de vista dos agentes participantes, com a finalidade de determinar a quantidade de energia que
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devem ofertar para cada serviço, se encontram nas referências de Arroyo e Conejo (2002) e de

Wen e David (2002).

A ideia básica da cootimização é ilustrada nas Equações (3.14)-(3.18):

Min C =
NG

∑
i=1

FOi −
NC

∑
j=1

FD j +
NG

∑
i=1

FRi (3.14)

s.a.
NG

∑
i

PGi =
NC

∑
j

D j (3.15)

NG

∑
i

RGi ≥ Rmax (3.16)

0≤ PGi +RGi ≤ Pmax
Gi (3.17)

0≤ RGi ≤ Rmax
Gi (3.18)

sendo

FOi : função preço de oferta de venda de energia do i-ésimo gerador;

FD j : função preço de oferta de compra de energia do j-ésimo consumidor;

FRi : função preço de oferta de venda de reserva de potência ativa do i-ésimo gerador;

D j : demanda de potência ativa do j-ésimo consumidor;

PGi: geração de potência ativa do i-ésimo gerador;

RGi: capacidade de reserva de potência ativa oferecida pelo geradori;

Rmax: requerimento máximo de reserva de potência ativa do sistema;

Pmax
Gi : potência ativa máxima do geradori;

NG: número de geradores;

NC: número de consumidores.

Na otimização sequencial apresentada na Seção 3.1, o mercado de reserva é resolvido

desconsiderando o mercado de energia. No entanto, ambos recursos, capacidade de reserva

e geração de energia, coexistem em cada unidade geradora.Assim, o aumento na capacidade

de geração diminui a capacidade de reserva, da mesma formaque o aumento da capacidade de

reserva diminui a capacidade de geração. Por isto, atualmente, pelo menos do ponto de vista

teórico, existe o consenso de que a cootimização é mais eficiente do que a otimização sequencial
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(KIRSCHEN; STRBAC, 2004).

O multiplicador de Lagrange da restrição (3.15) representa o custo marginal da energia,

e o multiplicador da restrição (3.16) representa o custo marginal da reserva. Esses custos

representam o preço de resolução do mercado de energia e de reserva respectivamente. O

esquema de cootimização considera de forma implı́cita o custo de oportunidade da reserva,

já que a função objetivo inclui o custo da energia e da capacidade de reserva.

A cootimização, concebida do ponto de vista do gerador, depende da forma como o OIS

otimize os recursos. Se o OIS realiza otimização em forma sequencial, o gerador, visando

maximizar o lucro total, está interessado em determinar a quantidade de serviço ótima a oferecer

em cada mercado. Neste cenário, a previsão dos preços de resolução de cada mercado é

fundamental. Se o OIS realiza otimização em forma cootimizada, o agente gerador, visando

maximizar o lucro total, está interessado em determinar a estratégia preço-quantidade de oferta

de cada serviço. Neste cenário, prever os preços dos mercados e a quantidade que seria

despachada de cada serviço é fundamental. Um modelo simples de otimização para um gerador

que realiza cootimização é apresentado na Equação (3.19):

Max f = π ·E+
NS

∑
i=1

γi ·Xi −CE (E)−
NS

∑
i=1

Ci(Xi) (3.19)

s.a.

Restrições do gerador

sendo

π : preço da energia;

CE(E): custo de produção da energia;

γi : preço do serviço de reservai;

Ci(Xi): custo do serviço de reservaXi .

Neste modelo, o gerador maximiza seu lucro (receita - custos). Dessa forma, o gerador

reduz seu custo ao máximo para maximizar seu benefı́cio.É importante esclarecer quef pode

ser negativa, se os custos de produção do gerador resultammaiores do que os custos da venda

de energia e de reserva. Assim, o ótimo de (3.19) representao máximo ganho ou a mı́nima

perda.
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3.3 Conclus̃oes parciais

• Duas estruturas de otimização foram descritas neste cap´ıtulo:

– Otimização sequencial. Na qual os serviços ancilares s˜ao adquiridos, valorados e

atribuı́dos independentemente do mercado de energia.

– Cootimização. Na qual os serviços ancilares são adquiridos, valorados e atribuı́dos

conjuntamente com o mercado de energia.

• Ilustrou-se que, pelo menos do ponto de vista teórico, a cootimização apresenta-se mais

vantajosa do que a otimização sequencial, uma vez que considera a relação inerente entre

a energia e os serviços ancilares de reserva.

• A otimização dos serviços ancilares pode ter dois enfoques:

– Visto do ponto de vista do OIS. Geralmente, o OIS visa minimizar algum dos

seguintes objetivos:

∗ minimizar o custo social ou real do serviço;

∗ minimizar o custo de aquisição do serviço;

∗ otimizar (minimizar ou maximizar) algum critério técnico (racionamento de

energia, ı́ndices de confiabilidade, de qualidade, etc.);

∗ utilizar um critério técnico e econômico.

– Visto do ponto de vista do agente fornecedor. Neste caso, o agente visa maximizar

algum dos seguintes objetivos:

∗ maximizar o lucro (diferença entre a receita e os custos associados);

∗ minimizar o custo de fornecimento do serviço.
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4 O SETOR ELÉTRICO BRASILEIRO

O sistema elétrico brasileiro é um dos sistemas com maior produção hidrelétrica do mundo.

Possui um parque gerador com 85% da produção de tipo hidráulico, sendo o restante geração

térmica convencional e nuclear (Figura 4.1).

 

0, 0%

8, 8%

0, 0%13, 13% 0, 0%

Hidro Nacional
Hidro ITAIPU
Térmica Convencional
Termonuclear

77, 77%

0, 0% 2, 2%

Eólica
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Térmica Convencional Emergencial

 

Figura 4.1: Tecnologias de geração no Brasil.
Fonte: ONS.

O paı́s é de grande extensão territorial, com um sistema elétrico que se encontra dividido

em quatro áreas (Sul - S, Sudeste/Centro Oeste - SE/CO, Norte-N, Nordeste-NE). Em cada área

existe um mercado, no qual interagem diversos agentes (Tabela 4.1) e, em cada mercado, existe

um preço diferente para a energia.

Na Figura 4.2 é ilustrado o balanço energético do sistemabrasileiro com referência

em 2007. Nessa figura, observa-se que o maior centro de consumo se encontra na região

Sudeste/Centro-Oeste, com aproximadamente 270TWh/ano, seguido pela região Sul, com

72TWh/ano, a região Norte, com 63TWh/ano, e a região Nordeste, com 30TWh/ano.
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Tabela 4.1:Agentes geradores que participam no Mercado de Energia.

ESTADO MW
AES TIETÊ S.A. SP 2650
AES - URUGUAIANA EMPREENDIMENTOS
S.A.

RIO GRANDE DO
SUL

639

AFLUENTE GERAÇÃO E TRANSMISSÃO DE
ENERGIA ELÉTRICA S.A.
ARATU GERAÇÃO S.A.
CENTRAIS ELÉTRICAS DE CACHOEIRA
DOURADA S.A.

GOIÁS MG 658

CEB GERAÇÃO S.A. BRASILIA
COMPANHIA ESTADUAL DE
TRANSMISSÃO DE ENERGIA ELÉTRICA

RIO GRANDE DO
SUL

910,6

CELESC GERAÇ̃AO S.A. SANTA CATARINA
CELG GERAÇÃO E TRANSMISSÃO S.A.
CEMIG GERAÇÃO E TRANSMISSÃO S.A. MINAS GERAIS 6678
COMPANHIA ENERGÉTICA DE SÃO PAULO SP 7455
COMPANHIA DE GERAÇÃO TÉRMICA DE
ENERGIA ELÉTRICA

RIO GRANDE DO
SUL

490

COMPANHIA HIDROELÉTRICA DE SÃO
FRANCISCO

NORDESTE 10618

COPEL GERAÇ̃AO E TRANSMISSÃO S.A. S-SE/CO PARAŃA 4550
CPFL GERAÇ̃AO DE ENERGIA AS SP 1501
ELETRONORTE - CENTRAIS EĹETRICAS DO
NORTE DO BRASIL S.A.

NORTE 9787

EMPRESA METROPOLITANA DEÁGUAS DE
ENERGIA S.A.

SP 1394

ENERGEST S.A. ESPIRITO SANTO 180.5
ESPORA ENERǴETICA
FURNAS CENTRAIS EĹETRICAS S.A. SP, MG, RIO

DE JANEIRO,
ESPIRITO SANTO,
MATO GROSSO,
TOCANTINS

9910

ITÁ ENERGÉTICA S.A.
LIGHT ENERGIA S.A. RIO DE JANEIRO 853
QUANTA GERAÇÃO S.A. RIO DE JANEIRO 62
QUATIARA ENERGIA S.A.
ROSAL ENERGIA S.A.
SA CARVALHO S.A.
SANTA CRUZ GERAÇÃO DE ENERGIA S.A. SP 33
VALE ENERGÉTICA S.A.
ZONA DA MATA GERAÇÃO S.A.
Fonte: CCEE.
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Figura 4.2: Balanço energético do SIN no ano 2007.
Fonte: ONS.

4.1 Estrutura do mercado de energia

Segundo a CCEE1, o modelo do setor elétrico visa atingir três objetivos:

• garantir a segurança do suprimento de energia elétrica;

• promover a modicidade tarifária;

• promover a inserç̃ao social no Setor Elétrico Brasileiro, em particular pelos programas

de universalizaç̃ao de atendimento.

Nesse modelo, diversas instituições estão envolvidas,como ilustrado na Figura 4.3. Nesta

figura, a Empresa de Pesquisa Energética (EPE), está encarregada do planejamento do sistema

elétrico de longo prazo, enquanto o Comité de Monitoramento do Setor Elétrico (CMSE) é

encarregado de avaliar permanentemente a segurança do suprimento de energia elétrica. Ambas

as instituições são coordenadas pelo Ministério de Minas e Energia (MME), que segue as

diretrizes do Conselho Nacional de Pesquisa Energética - CNPE.

Por outro lado, a Agência Nacional de Energia Elétrica (ANEEL) é o órgão regulador que

controla e supervisiona as atividades do Operador Nacionalde Rede (ONS) e da Câmara de

Comercialização de Energia Elétrica (CCEE). O ONS é responsável pela operação do sistema

elétrico, e a CCEE é responsável por todas as atividades comerciais do mercado elétrico

1http://www.ccee.org.br/
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Figura 4.3: Instituições do setor elétrico brasileiro.
Fonte: CCEE.

brasileiro, assim como pela apuração e pelos pagamentos de todos os serviços requeridos para

a operação ótima e confiável da rede.

No modelo brasileiro foram criados dois ambientes de mercado: Ambiente de Contratação

Livre (ACL) e Ambiente de Contratação Regulado (ACR). No ACL, os preços são livremente

negociados na geração e na comercialização. No ACR, existem leilões e licitações pela menor

tarifa. Os agentes que participam no mercado são classificados como segue:

• geradores;

• comercializadores;

• distribuidores.

As relações comerciais entre os agentes participantes daCCEE, são regidas

predominantemente por contratos de compra e venda de energia, e todos os contratos celebrados

entre os agentes, no âmbito do Sistema Interligado Nacional, devem ser registrados na CCEE.

Esse registro inclui apenas as partes envolvidas, os montantes de energia e o perı́odo de

vigência; os preços de energia dos contratos não são registrados na CCEE, sendo utilizados

especificamente pelas partes envolvidas em suas liquidaç˜oes bilaterais.
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Figura 4.4: Mercado de curto prazo.
Fonte: CCEE.

A CCEE contabiliza as diferenças entre o que foi produzido ou consumido, e o que foi

contratado. As diferenças positivas ou negativas são liquidadas no Mercado de Curto Prazo e

valoradas ao Preço de Liquidação das Diferenças (PLD) que, determinado semanalmente para

cada patamar de carga e para cada mercado, utiliza como base ocusto marginal de operação

do sistema, e é limitado por um preço mı́nimo e por um preçomáximo (CCEE, 2007b). Dessa

forma, pode-se dizer que o mercado de curto prazo é o mercadodas diferenças entre montantes

contratados e montantes medidos, conforme é ilustrado na Figura 4.4.

Neste contexto, o Brasil possui um mercado de energia com propriedade pública e privada.

O mercado brasileiro está baseado num modelo no qual a maioria da energia é vendida através

de leilões de longo prazo. Esse modelo, além de assegurar oinvestimento em novos projetos,

busca minimizar o risco dos agentes.

O modelo de mercado de curto prazo brasileiro (base semanal), busca determinar um preço

para liquidar as diferenças (excedentes ou déficits de energia) causadas por erros na previsão, ou

distúrbios previsı́veis e não-previsı́veis do sistema.É importante destacar que parte da energia

negociada no mercado de curto prazo corresponde à energia que permite regular a frequência do

sistema e manter o balanço geração-carga, a qual, por suavez, é fornecida através dos serviços

ancilares de reserva.

No caso dos geradores hidrelétricos, a maioria deles participam de um processo

denominado Mecanismo de Realocação de Energia - MRE, o qual, visando reduzir as diferenças

da energia gerada com respeito à energia contratada, redistribui a energia produzida por todos os

geradores participantes (CCEE, 2007c). A filosofia do mecanismo é reduzir o risco dos agentes,

principalmente frente às incertezas da hidrologia, e porque o despacho das usinas é determinado

pelo operador do sistema. Assim, os geradores com déficit deprodução são compensados pelos

geradores com excessos, sendo as compensações liquidadas pela tarifa do MRE. Destaca-se, que
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parte da energia que está sendo liquidada pelo preço do MREcorresponde à energia utilizada

para o controle de frequência.

Na Figura 4.5, ilustra-se o caso de um gerador que recebe energia, aportada por outros

geradores participantes, através do MRE. Em geral, um gerador hidrelétrico pode aportar ou

receber energia do mecanismo, sendo este um processo cooperativo que reduz o risco frente

às incertezas da hidrologia e do PLD. No Apêndice A é descrito com maior detalhe esse

mecanismo.

Energia

gerada
Energia

contratada

Energia

realocada
Diferença de

energia

+ - =

Figura 4.5: Processo de comercialização.

De acordo com a Figura 4.5, o lucro de um gerador hidrelétrico pela venda de energia é

determinado da seguinte forma:

Lu = πc×Ec +πPLD× (Ev +Er −Ec)

−cp×Ev−πMRE×Er (4.1)

sendo

Lu: lucro do gerador ($);

cp: custo unitário de produção do gerador ($/MWh);

πc: preço da energia contratada ($/MWh);

πPLD: preço marginal da energia no despacho programado com reserva ($/MWh);

πMRE: tarifa do MRE ($/MWh);

Ev: energia gerada ou verificada (MWh);

Er : energia realocada (MWh);
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Ec: energia contratada (MWh).

Na Equação (4.1), o gerador recebe energia do MRE quandoEr > 0, e doa no caso contrário.

4.2 Planejamento enerǵetico da operaç̃ao

Para administrar o recurso hidráulico da melhor forma possı́vel, o sistema brasileiro utiliza

um modelo de despacho de geração centralizado; esse modelo está baseado na solução de uma

cadeia de modelos computacionais com diferentes escalas detempo, como ilustrado na Figura

4.6.

NEWAVE

Planejamento de longo prazo :até 5 anos com

discretização mensal.

Alta porcentagem de incerteza.

Modelagem simplificada das usinas com modelos

equivalentes.

DECOMP

Planejamento de médio prazo: até 1 ano com

discretização mensal ou semanal.

Incerteza moderada.

Modelagem individualizada das usinas.

DESSEM
Planejamento de curto prazo, até uma semana

com discretização a cada 30 minutos.

Em fase de implementação.

PDPM

Programação da operação para o dia seguinte

em intervalos de 30 minutos.

Pouca incerteza.

Consideração detalhada de todas as restrições

de rede.

SSC
Sistemas de supervisão e controle utilizados na

operação em tempo real.

Modelo

computacional
Atividade

  

Figura 4.6: Modelos computacionais para o planejamento da operação do SIN.

A cadeia de modelos computacionais NEWAVE e DECOMP (CEPEL, 2008) realiza o

despacho ótimo de geração hidrotérmica, no horizonte de longo e médio prazo, utilizando

programação dinâmica dual estocástica (PEREIRA; PINTO, 1991).

O preço de energia de curto prazo é obtido semanalmente, a partir das simulações

do DECOMP e desconsiderando as restrições internas a cadamercado. Na atualidade, a

programação da geração para o dia seguinte é realizadautilizando o sistema de validação

da programação eletroenergética - PDPM, o qual visa atender as metas semanais de geração
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estabelecidas pelo DECOMP. A operação em tempo real é monitorada utilizando o sistema de

supervisão e controle que, por sua vez, envolve diversos softwares (ONS, 2002a). Enquanto o

perı́odo de estudo é menor, o nı́vel de incerteza diminui e ograu de detalhe da rede aumenta. A

operação do sistema se suporta nos estudos de planejamento de longo prazo, ou seja, o modelo

de curto prazo recebe como dados de entrada os resultados do modelo de médio prazo. De igual

forma, o modelo de médio prazo recebe os resultados do modelo de longo prazo.

4.3 Serviços Ancilares no Sistema Brasileiro

No cenário do setor elétrico brasileiro, são reconhecidos quatro serviços principais:

geração; transmissão; distribuição e comercializac¸ão. Porém, para que esses serviços básicos

possam ser fornecidos com qualidade e segurança, é necessário que existam outros serviços.

Tais serviços são definidos como serviços ancilares. A Agência Nacional de Energia Elétrica

- ANEEL, definiu, mediante a resolução 265 de 2003, os seguintes serviços ancilares para o

sistema brasileiro (ANEEL, 2003):

1. Controle Priḿario de Freqûencia: é o controle realizado por meio de reguladores

autoḿaticos de velocidade das unidades geradoras e que visa limitar a variaç̃ao da

freqûencia quando da ocorrência de desequilı́bio entre a carga e a geração.

2. Controle Secund́ario de Freqûencia: é o controle realizado pelas unidades geradoras

participantes do Controle Autoḿatico de Geraç̃ao - CAG e que se destina a restabelecer

a freqûencia do sistema a seu valor programado, e a manter e/ou restabelecer os

intercâmbios de pot̂encia ativa aos valores programados.

3. Reserva de Potência Para Controle Priḿario: é a provis̃ao de reserva de potência ativa

efetuada pelas unidades geradoras para realizar o controleprimário de freqûencia.

4. Reserva de Potência Para Controle Secundário: é a provis̃ao de reserva de potência

ativa efetuada pelas unidades geradoras participantes do CAG, para realizar o controle

secund́ario de freqûencia e/ou de interĉambios ĺıquidos de pot̂encia ativa entréareas de

controle.

5. Reserva de Prontid̃ao: é a disponibilidade de unidades geradoras com o objetivo de

recompor as reservas de potência priḿaria ou secund́aria do sistema, em caso de

indisponibilidade ou redespacho de geração, se atingido o limite de provisão de reserva

de pot̂encia ativa do sistema.
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6. Suporte de Reativos:́e o fornecimento ou absorção de energia reativa, destinado a

controlar a tens̃ao do sistema e mantê-la dentro dos limites de variação estabelecidos

nos Procedimentos de Rede (ONS, 2002b).

7. Autorrestabelecimento (black start):é a capacidade que tem uma unidade geradora ou

usina geradora de sair de uma condição de parada total para uma condição de operaç̃ao,

independentemente de fonte externa para alimentar seus serviços auxiliares para colocar

em operaç̃ao suas unidades geradoras.

Adicionalmente, no ano 2007, foi introduzido o serviço de Sistema Especial de Proteções,

mediante a resolução ANEEL 251 de 2007 (ANEEL, 2007a):

8. Sistema Especial de Proteção (SEP): sistema que, a partir da detecção de uma condiç̃ao

anormal de operaç̃ao ou de continĝencias ḿultiplas, realiza aç̃oes autoḿaticas para

preservar a integridade dos equipamentos ou das linhas de transmiss̃ao do SIN. O SEP

abrange os Esquemas de Controle de Emergência (ECE), os Esquemas de Controle de

Segurança (ECS) e as proteções de caŕater sist̂emico.

Os componentes que atualmente estão sendo ressarcidos para cada um desses serviços são

descritos na Tabela 4.2. Com referência a essa tabela, observa-se que o serviço de controle

primário não é ressarcido, o controle secundário tem umcomponente fixo de ressarcimento, e

um componente de ressarcimento pelos custos de operação emanutenção dos equipamentos de

CAG (disponibilidade do serviço). A reserva de prontidãotem uma parcela de ressarcimento

pelo uso (os custos do combustı́vel utilizado na geração das usinas térmicas é ressarcido via

ESS). O controle de tensão possui as parcelas de ressarcimento fixas, pela disponibilidade e

pelo uso via Tarifa de Serviços Ancilares - TSA. Finalmente, o autorrestabelecimento e o SEP

possuem uma parcela de ressarcimento pelo custo fixo e de disponibilidade do serviço.

4.4 Algumas propostas realizadas no contexto Brasileiro

Alguns dos trabalhos de pesquisa que têm sido realizados natemática dos serviços de

reserva, no Brasil, são descritos a seguir.

Sousa et al. (2004) mostra uma proposta para valorizar a reserva do ponto de vista do

gerador. O objetivo é minimizar a vazão turbinada (ou maximizar a eficiência das máquinas)

sujeito às restrições de balanço de potência ativa (n˜ao é considerada a rede de transmissão).

Mostra-se que o ponto de operação ótimo é aquele no qual todos os geradores estão próximos



4.4 Algumas propostas realizadas no contexto Brasileiro 74

Tabela 4.2:Arranjos comerciais dos serviços ancilares.
 

Tipo de serviço 

ancilar 

 

 

 

Forma de 

administração 

Celebração 

de CPSA 

(S/N) 

Tipos de custos a serem recuperados 

pelos agentes de geração 

Custos 

fixos 

Custos variáveis 

 O&M Perdas adic. 

Controle primário de 

frequência e reserva 

associada 

C N _ _ _ 

Controle secundário de 

frequência e reserva 

associada 

C S X X _ 

Reserva de prontidão C N _ X _ 

 

Suporte de reativo 

(geradores) 

C N _ _ _ 

Suporte de reativo 

(unidade geradora 

operando como 

compensador 

síncrono) 

C S X X X 

Sistemas especiais de 

proteção (SEP) 

C S X X _ 

Black Start C S X X _ 

 

Fonte: ONS. 

Notas: C: Compulsório; S: Sim; N: Não; X: Ressarcido; adic: adicionais. 

 

da máxima eficiência, e propõe-se que o desvio do ponto de máxima eficiência seja remunerado

às empresas geradoras.

Ribeiro (2005) aborda a valoração do ponto de vista do OIS,mas o método não está centrado

nos custos que incorrem os geradores ao fornecer o serviço,senão que é ilustrada uma forma

de valorização indireta, baseada no benefı́cio que os geradores fornecem ao sistema. Dessa

forma, a valorização da reserva é estabelecida em termosde ı́ndices de confiabilidade, como

o valor esperado de energia não-suprida. A justificativa dessa proposta é o fato de que, dessa

maneira, o OIS pode estimar melhor os custos do serviço do que usando o outro método, no qual

a informação que se tem dos geradores é pouca, imprecisa ou desconhecida. Nesse trabalho,

utiliza-se a teoria de jogos para a atribuição da remuneração do benefı́cio entre os geradores.

Propõe-se a ideia de que é mais justo remunerar pelo benef´ıcio da confiabilidade no sistema, e

não pelos custos de oportunidade, pois estes dependem da polı́tica de despacho do operador.

Velasco (2004) propõe um método que considera o ponto de vista do operador do sistema.

A valorização do serviço, como no caso anterior, é feitaem função do benefı́cio que a reserva

brinda ao sistema e dos custos em que o gerador incorre. Assim, uma remuneração pelo

benefı́cio é vista como um pagamento, ou incentivo, que o gerador recebe pelo fornecimento.

Também é ilustrado como o MRE pode interferir com um possı́vel mecanismo de remuneração
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da reserva. Dentre outros aspectos, é ressaltado que, no caso do sistema brasileiro, o despacho

é fortemente dependente das condições hidrológicas, oque dificulta a implementação de um

sistema competitivo.

Silva (2005) propõe um modelo competitivo de formação demercado para as reservas,

sendo analisado do ponto de vista do OIS. A estrutura do modelo considera, em forma conjunta,

a energia e as reservas e está baseado na estrutura do modeloimplementado na Califórnia

(substituição de serviços). Também são consideradasas restrições de rede, e se aborda a

possibilidade de formação de preço CCP e PBP. Uma caracterı́stica adicional do modelo é a

consideração de contratos bilaterais fı́sicos atravésde uma matriz de contratos.

Agurto (2004) apresenta um modelo de despacho simultâneo de energia e reserva, o qual

visa minimizar os custos de aquisição por parte do OIS. Nessa proposta, o OIS estabelece os

preços para cada serviço, depois os geradores determinamqual é a quantidade que poderiam

ofertar em cada caso para maximizar seu lucro. Se as quantidades fornecidas pelos geradores

não satisfazem os requisitos da rede, o OIS modifica os preços, e o processo é repetido.

Costa (2004) propõe um modelo de otimização conjunta de energia e reserva, que considera

as restrições de rede através de um fluxo de potência ótimo.

4.5 Conclus̃oes parciais

• O setor elétrico brasileiro está caracterizado por um alto componente de hidreletricidade,

no qual, as usinas apresentam um complexo acoplamento em cascata. Por essa razão, a

operação e a atribuição dos recursos são realizadas deforma centralizada pelo ONS. Além

disso, o paı́s está caracterizado por uma grande extensãoterritorial, sendo necessário

dividir a rede elétrica em várias áreas (regiões) de operação.

• O mercado de energia que existe na atualidade é definido como“Tight Pool” e está

baseado em leilões de venda de energia de longo prazo. Um dosobjetivos principais

desse mecanismo é assegurar o suprimento de energia para o sistema e o investimento

em novos projetos. O mercado de curto prazo só é utilizado para determinar o preço de

liquidação das diferenças e, assim, realizar o pagamento dos excedentes ou déficits de

energia com respeito a energia contratada.

• O processo de otimização e de despacho dos recursos de geração está baseado nas metas

de planejamento de longo, médio e curto prazo. Esse processo, visando minimizar o custo

de operação e o risco de racionamento, utiliza um algoritmo de despacho hidrotérmico
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para otimizar o recurso hı́drico, em cada etapa do processo de planejamento. Os

resultados deste algoritmo determinam o custo marginal de operação, sendo o critério

básico para o despacho das usinas hidrelétricas.

• O sistema brasileiro reconhece e define uma série de serviços ancilares para o SIN.

Desses serviços ancilares, unicamente o controle de tens˜ao é ressarcido através da Tarifa

de Serviços Ancilares (TSA). Para os serviços de reserva,a ANEEL, o organismo

de regulação no Brasil, não estabeleceu ainda uma tarifae, unicamente indica o

ressarcimento dos custos de investimento, de operação e manutenção dos equipamentos

necessários para a prestação do serviço.
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5 PROPOSTA DE VALORIZAÇ̃AO
BASEADA EM CUSTOS: VIS̃AO DO
GERADOR

A proposta de valorização apresentada neste capı́tulo, busca determinar o valor, ou possı́veis

valores dos serviços de reserva, sob a perspetiva do agentegerador. Inicialmente, descrevem-se

os custos associados aos serviços de reserva e, posteriormente, formulam-se propostas para o

cálculo dos componentes que são afetados pela operaçãodo gerador hidrelétrico.

5.1 Componentes de custo dos serviços de reserva

Em termos gerais, todo produto ou serviço possui um valor deprodução ou de fornecimento,

que é determinado a partir dos componentes de custos fixos e variáveis; assim:

• custos fixos: parcela de custo que não depende da quantidadede produto ou serviço

fornecido;

• custos variáveis: parcela de custo que depende do volume produzido ou fornecido.

Como ilustrado na Seção 2.3.3, na área dos serviços ancilares, os custos podem ser

desagregados em:

• custos fixos;

• custos de disponibilidade;

• custos de uso;

• custos de frequência de uso;

• custos de oportunidade.
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Uma outra classificação dos custos, utilizada no sistema brasileiro é a seguinte (ONS,

2003b):

• custos fixos;

• custos variáveis de operação e manutenção;

• custo de perdas adicionais.

Na Figura 5.1, mostra-se a correspondência entre as classificações mencionadas

anteriormente. Observa-se, nessa figura, que os custos de disponibilidade podem ser fixos e

variáveis. A classificação 4 corresponde aos componentes de custos que serão abordados neste

trabalho. O componente de custo por frequência de uso pode ser considerado embutido no

componente de uso e é desconsiderado para simplificar a proposta. O componente de custo de

oportunidade não é desprezado e sim incorporado no custo de disponibilidade ou de uso, como

será ilustrado nas seções seguintes.

 

Custos fixos Custos variáveis 

O&M Perdas adicionais 

Custos de 

disponibilidade 

Custos de 

uso 

Custos de 

frequência de uso 

Custos fixos 

Custos fixos 
Custos de 

oportunidade 

Custos fixos 
Custos de 

disponibilidade 

Custos de 

uso 

1 

2 

3 

4 

Figura 5.1: Relação entre diversos componentes de custos.

Os componentes de custo apresentados a seguir correspondemàs reservas de regulação

primária, secundária e a uma parcela adicional de reservaprogramada pelo ONS nos geradores

hidrelétricos1. Essas reservas serão consideradas como um único produtodenominado reserva.

Essa simplificação é realizada, já que, no caso das usinas hidrelétricas, as caracterı́sticas técnicas

desses tipos de reserva não apresentam diferenças significativas, de acordo com as definições

adotadas pelo ONS. Assim, as três reservas representam umafolga de geração, distribuı́da entre

os grupos geradores de cada usina.

1Esses montantes são denominados nos procedimentos de redecomo: “reserva primária”, “reserva secundária”
e “reserva terciária” respectivamente (ONS, 2005).
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Como foi definido no Capı́tulo 2, a reserva “para cima” ou, “up reserve”, Rup, é destinada

ao aumento na geração quando ocorre um aumento na demanda.Por outro lado, a reserva

“para baixo” ou, “down reserve”, Rdown, é destinada à diminuição da geração quando diminui a

demanda.

Além disso, para simplificar a notação e a análise de custos apresentada nas seções

seguintes, o montante de reserva,Rup ou Rdown, poderá designar potência emMW, ou energia

de reserva emMWh, quando seja conveniente. A energia de reserva, neste caso,corresponderá

aosMW de reserva fornecidos durante uma hora. Por outro lado, os custos serão representados

pela letraC maiúscula, quando se referir a um valor absoluto em $, ou pela letrac minúscula,

quando se referir a um valor unitário em $/MWh.

5.1.1 Custos fixos

Esta parcela está representada pelo investimento no equipamento necessário para o

fornecimento do serviço. Esses custos dependem do tipo de tecnologia (hidráulica, térmica,

nuclear, etc.) e se referem a:

• Custos de adequação dos equipamentos para fornecimento de reserva, os quais estão

geralmente associados às usinas que possuem equipamentosantigos.

• Custos de investimento no sistema administrativo, de medic¸ão, controle, comunicação e

processamento de dados.

• Custos de investimento em equipamentos de regulação. Cabe destacar que as usinas

antigas já têm incluı́da esta parcela no custo fixo de gerac¸ão e, neste sentido, deve

ser realizada uma revisão dos custos, para determinar se esse componente continua

sendo parte do custo de produção, ou se é conveniente separá-lo e remunerá-lo como

um custo fixo por serviços ancilares de reserva, levando em conta que, provavelmente,

o investimento já foi recuperado. No caso de usinas novas, esse custo deveria ser

diretamente incluı́do na valorização do serviço ancilar.

Além dos custos anteriores, existe o custo de investimentoem capacidade de reserva ou

reserva planejada (VELASCO, 2004). A reserva planejada é definida como a folga de geração

adicional que não é utilizada no curto prazo. O mecanismo de remuneração dessa reserva é

denominado pagamento por capacidade, e visa garantir um nı́vel apropriado de investimento em

geração elétrica. No sistema brasileiro, o custo de investimento em capacidade de reserva não

existe, por considerar que o mesmo faz parte do custo fixo de geração. Como a reserva abordada
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neste trabalho corresponde a reserva utilizada na operaç˜ao do dia a dia, esse componente de

custo é desconsiderado. Também não é proposto nenhum m´etodo para estimar os custos fixos,

devido às seguintes razões:

• O cálculo desse componente requer o levantamento das despesas realizadas pela empresa

na implementação do serviço. Essa informação dependede diversos fatores, como os

preços estabelecidos pelo fabricante dos equipamentos, os custos de implementação, o

tempo de uso, etc.

• Os custos fixos de uma usina são complexos, já que os equipamentos utilizados para

fornecer reserva, também podem ser utilizados para outrospropósitos, como gerar energia

e fornecer potência reativa.

Assim, essa informação, caso seja disponı́vel, possui v´arios fatores de incerteza,

considerando inadequado estabelecer uma proposta genérica para o cálculo dos custos fixos.

Sua valoração requer uma análise particular de cada caso, sendo a empresa a maior responsável

na determinação desse componente.

5.1.2 Custos de disponibilidade

Os custos de disponibilidade podem ser fixos ou variáveis, ese referem aos custos

adicionais em que incorre o agente para manter disponı́vel oserviço.

• Custos de manutenção: Todo investimento (fixo ou variável) necessário e adicional ao

investimento inicial que é utilizado para manter a disponibilidade do serviço. Neste

componente, podem ser considerados aspectos como o investimento em substituição

de peças ou de equipamentos por desgaste, custos de modificação de procedimentos,

custos das jornadas de inspeção, etc. Na Tabela 5.1, ilustram-se algumas das potenciais

atividades de manutenção incrementadas pelo fornecimento de reserva.

A medição da parcela de manutenção é complexa, já que as usinas dispõem dos custos de

manutenção totais e não, dos custos de manutenção individualizados. Se dentro de uma

usina, um grupo de unidades fosse destinado unicamente paragerar energia, e outro grupo

de máquinas fosse destinado para gerar energia e fornecer reserva, a diferença dos custos

de manutenção dos dois grupos indicaria os sobrecustos nos quais o agente incorre, devido

ao fornecimento do serviço. No entanto, do ponto de vista prático, é mais conveniente

distribuir a reserva entre todas as unidades da usina, com o intuito de otimizar o despacho

e de evitar expor as máquinas a rampas de carga maiores.
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Tabela 5.1:Atividades de manutenção devido ao fornecimento de reserva.

Componente Problema Mecanismo de dano
Rotor da turbina Incremento da frequência de

inspeção devido à operação
fora do ponto ótimo

Cavitação

Pás móveis Desgaste dos rolamentos e
conexões mecânicas

Frequentes ajustes para regulação
(deslizamento, obstruções)

Atuadores, cilindros
hidráulicos, servomotores,
transdutores

Substituição mais frequente Uso como resultado de maiores
frequências de ajuste

Estator/rotor do gerador Incremento na frequência de
inspeção

Vibração

Enrolamentos do estator Incremento na frequência de
inspeção

Danos por vibração e ciclos térmicos

Enrolamentos do rotor Faltas com relação a terra e
entre enrolamentos

Ciclos de partida e de parada,
incremento nas correntes de
excitação ou ambos

Transformadores Incrementos na inspeção e
manutenção

Mudanças de temperatura devido a
cargas parciais e completas de curta
duração

Controle e instrumentação Substituição mais frequente Uso como resultado de ajuste e de
movimentos frequentes

Fonte: Adaptado de Bahleda (2001).

• Custos por perdas de eficiência: A perda de eficiência se refere a qualquer sobrecusto

no processo de produção, por causa da disponibilidade do serviço. Essa disponibilidade

deve levar em conta os perı́odos nos quais a regulação é feita “para cima”, e os perı́odos

nos quais a regulação é feita “para baixo”. O efeito da regulação “para baixo” é

mı́nimo, já que não representa o uso fı́sico de capacidadeadicional instalada, portanto, a

disponibilidade de reserva, principalmente de regulação “para cima”2, origina desvios na

geração programada, que não aconteceriam se a reserva n˜ao fosse disponibilizada.

Esse aspecto é ilustrado na Figura 5.2. Nesta figura, descreve-se o despacho de uma

usina que possui três máquinasM1, M2 e M3, cada uma com uma capacidade máxima

de 200MW e uma restrição de geração mı́nima de 100MW. No Caso (a), a usina foi

programada para gerar 360MW, ligando duas máquinas que operam no ponto de máxima

eficiência com 180MW. A reserva “para cima”, que está disponı́vel de forma imediata, é

de 40MW, devido ao fato de queM3 permanece desligada. SeM3 for ligada para operar

em vazio, ter-se-ia uma reserva “para cima” de 140MW, já queM3 não deve ter uma

geração menor do que 100MW, por causa da restrição de geração mı́nima.

Para resolver essa situação e aumentar a capacidade de reserva “para cima” disponı́vel,

é conveniente reprogramar as unidades, a priori, para operará-las em 120MW, (Caso

2Devido ao grande número de grupos geradores hidrelétricos no sistema e à flexibilidade operativa dos mesmos,
a folga de regulação “para baixo” aparece de forma natural, visto que sua disponibilidade não afeta, na maioria das
vezes, as restrições mı́nimas de produção das máquinas dentro da usina.
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Figura 5.2: Exemplo do despacho de unidades.

(b)). Dessa forma, a reserva “para cima” aumenta para 240MW. Do outro lado, no Caso

(a), a reserva “para baixo” é de 160MW. No Caso (b) foi reduzida a 60MW. O ONS

deve avaliar os montantes de reserva requeridos para compensar os desvios positivos e

negativos de carga e manter o sistema dentro dos nı́veis de operação requeridos.

Antes da operação em tempo real, o ONS determina o programade geração das usinas

hidrelétricas e termelétricas, o qual fica contido no Plano Diário de Produção - PDP

- (ONS, 2008a). No PDP, também são incluı́das as restriç˜oes de reserva (montantes

e alocação por agente). Como o montante das reservas “primária”, “secundária” e

“terciária”, definidas nos Procedimentos de Rede, devem ser de natureza girante (ONS,

2005), evita-se a alocação em unidades geradoras desligadas. Assim, o ONS pode

solicitar, além dos montantes de geração e de reserva, umnúmero mı́nimo de unidades

em operação. Se um agente gerador desconsidera as restric¸ões de reserva, poderia

programar as unidades dentro da usina de uma forma mais eficiente, cumprindo ainda

com o programa de geração do PDP.

Para o cálculo do custo por perdas de eficiência, propõe-se que esse componente seja

interpretado como uma perda de oportunidade, devido a que o gerador poderia produzir

mais energia em um ponto de operação mais eficiente, utilizando a mesma quantidade de

água. Neste aspecto, deve-se destacar que o custo por perdas de eficiência na produção

não é o custo de oportunidade da reserva. O custo de oportunidade da reserva representa

o lucro perdido pela não geração da reserva disponibilizada, enquanto o custo por perdas

de eficiência representa o lucro perdido pela perda de eficiˆencia na produção, quando a

reserva é disponibilizada. Esse prejuı́zo pode ser calculado como a diferença entre o lucro

pela venda de energia, quando produzida em um ponto mais eficiente, e o lucro pela venda

de energia, quando produzida em um ponto menos eficiente, devido à disponibilidade de
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reserva. Portanto:

Cperd = Lue f −Lu (5.1)

sendo

Cperd: custo das perdas de eficiência ($);

Lue f: lucro no cenário de despacho eficiente ou sem fornecimentode reserva ($);

Lu: lucro no cenário de despacho com fornecimento de reserva ($).

De acordo com o ilustrado na Seção 4.1, os lucros de um gerador hidrelétrico nos cenários

com fornecimento e sem fornecimento de reserva podem ser calculados da seguinte

forma:

Lu = πc×Ec +πPLD× (Ev +Er −Ec)

−cp×Ev−πMRE×Er (5.2)

Lue f = πc×Ec +πe f
PLD×

(

Ee f
v +Ee f

r −Ec

)

−ce f
p ×Ee f

v −πMRE×Ee f
r (5.3)

sendo

ce f
p : custo unitário de produção no cenário de despacho eficiente ($/MWh);

πe f
PLD: preço marginal da energia no cenário de despacho eficiente ($/MWh);

Ee f
v : energia verificada no cenário despacho eficiente (MWh);

Ee f
r : energia realocada no cenário de despacho eficiente (MWh).

Alguns supostos necessários para a análise do custo por perdas de eficiência são os

seguintes:

– Os custos são analisados do ponto de vista da variação do nı́vel de produção de

um único gerador, e não da variação simultânea da produção em todas as usinas do

sistema.

– Assume-se que o efeito da variação da produção de um único gerador não é

suficiente para mudar o PLD, portanto:

πe f
PLD = πPLD. (5.4)
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– Considera-se que o custo unitário de produção de um gerador hidrelétrico, devido

à operação em um ponto de produção mais eficiente, é menor do que o custo de

produção no cenário menos eficiente (cenário tradicional), portanto:

ce f
p = cp−∆cp (5.5)

sendo

∆cp: variação do custo unitário de produção ($/MWh).

– Supõe-se que o nı́vel de energia verificada do gerador em um cenário eficienteEe f
v ,

deve ser maior do que a energia verificada no cenário tradicionalEv, já que o recurso

hı́drico é aproveitado de uma melhor forma:

Ee f
v = Ev +∆Ev (5.6)

sendo

∆Ev: variação da energia verificada (MWh).

– Como consequência de uma maior energia verificada, espera-se que o gerador

receba menos energia do MRE (ou doe mais energia ao MRE) no cenário eficiente,

do que no cenário tradicional, portanto:

Er = Ee f
r +∆Er (5.7)

sendo

∆Er : variação da energia realocada (MWh).

Substituindo as Equações (5.2) a (5.7) em (5.1):

Cperd = πPLD× (∆Ev−∆Er)

+πMRE×∆Er −cp×∆Ev

+∆cp×Ee f
v . (5.8)

Na Equação (5.8), podem ser identificados quatro componentes:

– a diferença entre os excedentes de energia gerada e realocada, valorados ao preço

do mercado;
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– o excedente de energia realocada valorado à tarifa do MRE;

– o excedente de energia gerada valorado ao custo unitário deprodução;

– a energia verificada no cenário eficiente, valorada pela variação do custo unitário de

produção.

Se o custo unitário de produção é assumido constante (∆cp → 0), a Equação (5.8) pode

ser reescrita da seguinte forma:

Cperd = (πPLD−cp)×∆Ev

−(πPLD−πMRE)×∆Er . (5.9)

A variação da energia verificada não pode ser prevista, porque está em função dos dados

de geração real do sistema. Portanto,∆Ev, será aproximada pela variação da energia

programada,∆Ep. Esta pode ser estimada utilizando uma metologia despacho ´otimo

hidrelétrico, a qual é descrita posteriormente na Seção 5.2. Assim, o custo por perdas de

eficiência é determinado por meio da Equação (5.10).

Cperd = (πPLD−cp)×∆Ep

−(πPLD−πMRE)×∆Er . (5.10)

Na Equação (5.10), descreve-se um custo de oportunidade generalizado. Pode-se observar

que, sem a existência do MRE,Er = Ee f
r = 0, portanto,∆Er = 0, e o custo termina sendo

igual ao lucro que se teria no mercado de curto prazo, pela energia não gerada devido à

perda de eficiência, o qual é caracterı́stico da própria definição do custo de oportunidade.

O custo unitário por perdas de eficiência derivado da Equac¸ão (5.10) pode ser

representado em função do montante de energia realocada,como ilustrado na Figura

5.3. Observa-se que o custo por perdas de eficiência pode terum valor nulo, quando

∆Er = ∆Ep e πMRE = cp, ou, inclusive negativo, ou seja, o gerador ganha pela perdade

eficiência.

• Custo de oportunidade

O custo de oportunidade se refere ao custo da energia não gerada quando é disponibilizada

determinada quantidade de reserva. Nos sistemas em que existe um mercado de energia
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Figura 5.3: Faixa de valores do custo por perdas de eficiência.

de curto prazo (geralmente com um dia de antecedência), o custo de oportunidade é

determinado em função do preço da energia resultante nesse mercado.

No caso do sistema brasileiro, a maior parte da energia é vendida em contratos de longo

prazo. Além disso, o despacho é centralizado e baseado nasmetas de planejamento de

longo e médio prazo, razão pela qual, um gerador não pode modificar sua programação

diária, visando gerar energia no lugar de disponibilizar reserva. Portanto, o custo de

oportunidade é afetado pelas decisões próprias do agente gerador, que, por sua vez,

determina os montantes de energia contratados, e pelas decisões do ONS, que determina

os montantes de energia gerados.

Utilizando a Equação (5.10), o custo de oportunidade de umgerador hidrelétrico pode ser

calculado substituindo∆Ep por Rup, ou seja, pelo montante de energia de reserva “para

cima” disponibilizada no perı́odo programado. Neste caso,foi suposto que toda a reserva

disponibilizada pelo gerador poderia ser programada no despacho de energia, portanto:

Esr
p = Ep+Rup (5.11)

sendo

Esr
p : energia programada do agente gerador, quando não fornecereserva “para cima” ao

sistema (MWh).

Na Equação (5.11), foi considerado apenas o montante de reserva “para cima”,Rup. O

custo de oportunidade da reserva “para baixo” é desconsiderado, já que o efeito dessa

reserva é contrário ao efeito da reserva “para cima”, istoé, a energia programada no

despacho com reserva,Ep, tende a ser maior ou igual à energia programada no despacho

sem disponibilidade de reserva,Esr
p . Assim, a disponibilidade de reserva “para baixo” já
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beneficia, ou, pelo menos, não afeta o agente gerador, podendo desconsiderar a existência

de um custo de oportunidade associado à disponibilidade damesma. Dessa forma, o custo

de oportunidade do gerador pela disponibilidade do montante de reserva “para cima”, em

função da variação de energia realocada, é determinado pela Equação (5.12).

Coport = (πPLD−cp)×Rup

−(πPLD−πMRE)×∆Er . (5.12)

Tanto o custo de oportunidade descrito na Equação (5.12),quanto o custo por perdas de

eficiência descrito na Equação (5.10) buscam uma remuneração pela perda financeira devido

à disponibilidade do serviço. Destaca-se, que de acordo com o descrito nos procedimentos de

rede (ONS, 2008a), na SeçãoAnálise e compatibilizaç̃ao das propostas de programas de

geraç̃ao e interĉambio, o ONS realiza uma programação sequencial, isto é, primeiro programa

a produção das usinas e posteriormente verifica se existe uma folga de geração suficiente para

fornecimento de reserva. No caso que a folga de geração seja suficiente, os custos descritos

nas equações (5.10) e (5.12) são zero, porque a usina nãomodifica sua produção devido à

disponibilidade de reserva. No caso em que a folga disponı́vel de alguma usina seja insuficiente

para fornecimento de reserva, o ONS realizará as mudançascorrespondentes no despacho para

garantir os requerimentos de reserva do sistema. As usinas que diminuem sua produção ou

que operam em um ponto de menor eficiência devido às restric¸ões de reserva incorrem nos

componentes de custos descritos pelas equações (5.10) e (5.12). Fica a critério do ONS,

determinar a existência ou não desses componentes sobre cada usina em cada hora programada.

Neste trabalho, o cálculo desses montantes está baseado nas piores condições, isto é, o gerador

sempre experimenta uma perda financeira devido à disponibilidade de reserva em cada hora

programada.

5.1.3 Custo de uso

Na Seção 5.1.2, foi ilustrado o custo de disponibilidade da reserva, cujos componentes

principais são o custo por perdas de eficiência e o custo de oportunidade. Ambos os

componentes foram valorizados em termos do lucro perdido pelo gerador ao disponibilizar o

serviço. Nesta seção, o custo de uso é abordado considerando a receita do agente gerador,Rec,

pela venda de energia. Assim, a partir da Equação (5.2), éobtida a Equação (5.13):

Rec= Lu+cp×Ev. (5.13)
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Reserva “para cima”

A receita lı́quida pelo fornecimento de reserva “para cima”, Recup
R , pode ser obtida por

extensão da Equação (5.13), da seguinte forma:

Recup
R = Luperd+cp×Rup (5.14)

sendo

Luperd ≈Cperd+Coport (5.15)

Luperd: lucro perdido pela disponibilidade de reserva “para cima”, Rup, em $.

Substituindo (5.15) em (5.14),

Recup
R ≈ Cperd+Coport +cp×Rup (5.16)

Recup
R ≈ Cdisp+cp×Rup (5.17)

sendo

Cdisp: custo de disponibilidade da reserva “para cima” em $.

O custo de disponibilidade independe do uso, já que a disponibilidade do serviço não

implica necessariamente o uso do mesmo. Quando o serviço dereserva é utilizado, o gerador

incorre em um custo de produção; assim, o último termo da Equação (5.17) pode ser associado

ao componente de custo de uso, caso 100% da energia de reservafosse utilizada. De uma forma

mais geral, o custo de uso da reserva, considerando uma porcentagem de uso durante a operação

em tempo real, pode ser determinado por meio da Equação (5.18).

Cuso
up = cp×Rup×%Uup (5.18)

sendo

%Uup: porcentagem de uso da reserva “para cima” no perı́odo programado.
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Reserva “para baixo”

No caso da reserva “para baixo”, foi dito, na Seção 5.1.2, que não existia um custo de

oportunidade devido à disponibilidade da mesma. No entanto, do ponto de vista do uso em

tempo real, existe uma perda de oportunidade, já que na regulação “para baixo”, o gerador é

obrigado a diminuir a produção para satisfazer os requerimentos do sistema, diminuindo, assim,

a possibilidade de gerar mais energia. Por extensão das Equações (5.12) e (5.18), a receita que

o gerador deixa de receber pelo fornecimento de reserva “para baixo”,Recdown
R , é calculada da

seguinte forma:

Recdown
R ≈ Coport +Cuso

Recdown
R ≈ (πPLD−cp)×Rdown×%Udown

−(πPLD−πMRE)×∆Er +cp×Rdown×%Udown

Recdown
R ≈ πPLD×Rdown×%Udown− (πPLD−πMRE)×∆Er (5.19)

sendo

%Udown: porcentagem de uso da reserva “para baixo” no perı́odo programado.

Na Equação (5.19), observa-se que o custo de oportunidade, no caso da reserva “para

baixo”, depende do uso e não da disponibilidade do serviço, razão pela qual este componente

pode ser embutido dentro do componente de custo de uso de reserva “para baixo”, ou seja,

Cuso
down= πPLD×Rdown×%Udown− (πPLD−πMRE)×∆Er . (5.20)

Assim, a reserva “para baixo” não tem um custo de disponibilidade associado, devendo ser

remunerada em termos da porcentagem de uso, quando o serviço é fornecido.

Tipos de reserva valorizados

Como a regulação primária atua de forma contı́nua, “paracima” e “para baixo”, e em

pequenas quantidades, a parcela de energia devida ao uso da regulação “para cima” pode

ser considerada compensada pela não geração, quando a regulação é “para baixo”. Portanto,

assume-se que a energia de reserva é devida, principalmente, à reserva de regulação secundária

(“reserva secundária”) e à reserva “terciária”. Essa energia é controlada pelo ONS e deve ser

compensada financeiramenteex-post. Na Figura 5.4, são ilustrados os diferentes componentes
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da energia faturada.
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Figura 5.4: Componentes da energia faturada.

Na Figura 5.4, a energia do redespacho representa toda reprogramação da geração em tempo

real destinada a outros usos, como o controle de tensão, a otimização do recurso hı́drico, a

otimização das perdas, etc. Observa-se que a diferença entre a geração real e programada é

produzida pelos redespachos, e pelo uso da reserva “secund´aria” e “terciária”. Assim, baseado

na Figura 5.4, é possı́vel estabelecer a seguinte relação:

Ev−Ep = %U ×R+Eredesp (5.21)

sendo

R: montante de reserva “para cima” ou “para baixo” durante o perı́odo programado;

%U : porcentagem de uso da reserva “para cima” ou “para baixo” noperı́odo programado;

Eredesp: energia de redespacho da usina no perı́odo programado em $/MWh.

5.2 Despachóotimo de geraç̃ao hidrelétrico

De acordo com a Seção 5.1.2, a perda de produção da usina,pela operação em um ponto de

menor eficiência, deve ser calculada comparando dois cenários, um cenário eficiente, que não

considera a disponibilidade de reserva, e um cenário tradicional, que considera a disponibilidade

do serviço. Nesta seção, é descrito um modelo de despacho ótimo, o qual permite calcular os

nı́veis de produção no cenário eficiente.

No problema de despacho ótimo de unidades dentro de uma usina hidrelétrica, o agente,

visando minimizar os custos operacionais, deve determinaro número e o nı́vel de geração de
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cada unidade dentro da usina, a cada hora.

5.2.1 Modelagem do problema

Para determinar a geração de uma unidade, utiliza-se a função de produção hidráulica, a

qual é descrita pela seguinte equação:

p = keq×ηeq×q×hl (5.22)

sendo

p: potência produzida por um grupo gerador (MW);

keq: constante que integra o efeito da gravidade e o peso especı́fico da água (k = 9,81×

10−3 [ MW
(m3/s).m]);

ηeq: eficiência equivalente do conjunto turbina - gerador (%);

q: vazão turbinada por um grupo gerador (m3/s);

hl : queda liquida da usina (m).

No caso das usinas hidrelétricas do sistema brasileiro, a função de produção hidráulica

poder ser aproximada por um polinômio de grau 7, com a vazãoturbinada como variável

independente (FINARDI; SILVA, 2005):

p(q) = a1q7+a2q6+a3q5

+a4q4+a5q3+a6q2+a7q+a8 (5.23)

sendo

ai : coeficiente i-ésimo da função de produçãop(q).

Os coeficientesai dependem do ponto de operação, e são ajustados a partir dos dados da

curva de eficiência e da queda lı́quida. Na Figura 5.5, mostra-se um exemplo tı́pico da função

de produção de uma unidade.

Por outro lado, definindo um fator de produção equivalente, f p, a Equação (5.22) pode ser

escrita da seguinte forma:
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Figura 5.5: Ajuste polinomial da função de produção.

p = f p×q (5.24)

f p = keq×ηe f ×hl . (5.25)

Para uma potênciap gerada, a energia produzida durante uma hora éE = p× t = p×1h =

E MWh. Se o valor doMWh é πE, o custo da energia seráCE = E× πE. De acordo com a

Equação (5.24), esse valor também se pode expressar comoCE = f p×q×1h×πE = λw×q,

logo:

λw = f p×πE ×1h (5.26)

sendo

λw: custo equivalente da vazão turbinada ($
m3/s

);

πE: valor da energia produzida ($/MWh).

A realização de um despacho ótimo leva à modificação donı́vel de produção e ao

chaveamento constante das unidades dentro da usina, visando operá-las no ponto de máxima

eficiência. Dessa forma, a função objetivo do despacho,F, considera os custos de partida

e parada das máquinas e o custo da energia, ou custo equivalente da vazão turbinada no

reservatório, em cada perı́odo.
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F = Cp/p×
24

∑
t=1

|nt −nt−1|+

λw×
24

∑
t=1

qt ×nt (5.27)

sendo

F: custo do despacho com reserva ($);

Cp/p: custo de partida e parada de um grupo gerador dentro da usina($);

t: ı́ndice para os perı́odos;

n: número de unidades operando dentro da usina.

Como o despacho ótimo será utilizado para calcular o custodas perdas de eficiência, a

energia associada à vazão turbinada será valorizada conforme foi ilustrado na Equação (5.10).

Assim,λw está em função do custo unitário das perdas que foi ilustrado na Figura 5.3:

λw = f p×cperdas×1h (5.28)

Para uma usina com uma demanda de potênciaD e n unidades geradoras, o modelo de

despacho ótimo para um horizonte de um dia, pode ser expresso com o seguinte problema de

programação não-linear inteiro misto:

Min F (5.29)

s.a.

pt (qt) = a1tq
7
t +a2tq

6
t +a3tq

5
t +a4tq

4
t

+a5tq
3
t +a6tq

2
t +a7tqt +a8t (5.30)

nt × pt (qt) = Dt ∀ t (5.31)

qt−min≤ qt ≤ qt−max (5.32)

nt−min≤ nt ≤ nt−max (5.33)

sendo

Dt : demanda de potência ativa da usina no perı́odo t.
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A solução ótima do problema (5.29) a (5.33) representa o cenário eficiente com um custo

de operaçãoF∗. Se o custo de operação do cenário tradicional com fornecimento de reserva é

F̂, então o custo por perdas de eficiência pode ser estimado daseguinte forma:

Cperd = F̂ −F∗

= Cp/p×
24

∑
t=1

|n̂t − n̂t−1|−
∣

∣n∗t −n∗t−1

∣

∣

+λw×
24

∑
t=1

q̂t × n̂t −q∗t ×n∗t . (5.34)

Na Equação (5.34), considera-se de forma implı́cita a Equação (5.10), através da variável

λw. Também, através do termo associado à partida e parada das máquinas, reconsidera-se o

efeito da variação dos custos de produção, que tinham sido desprezados na Equação (5.10).

Na prática, os grupos geradores dentro de uma usina não apresentam necessariamente

as mesmas caracterı́sticas. Esse aspecto da modelagem podeser levado em consideração,

identificando subgrupos de geradores com iguais caracterı́sticas, como ilustrado na Figura 5.6.

...

subgrupo 1 subgrupo 2 subgrupo N

... ......

Figura 5.6: Subgrupos de geradores dentro da usina.

Assim, o modelo de despacho ótimo, considerandoN subgrupos de geradores dentro da

usina, é representado por meio das Equações (5.35) a (5.39).
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Min Cp/p×
24

∑
t=1

Nsgr

∑
k=1

|ntk−nt−1k|+

λw×
24

∑
t=1

Nsgr

∑
k=1

qtk×ntk (5.35)

s.a.

ptk (qtk) = a1tkq
7
tk +a2tkq

6
tk +a3tkq

5
tk +a4tkq

4
tk

+a5tkq
3
tk +a6tkq

2
tk +a7tkqtk +a8tk (5.36)

Nsgr

∑
k=1

ntk× ptk (qtk) = Dt ∀ t (5.37)

qtk−min≤ qtk ≤ qtk−max (5.38)

ntk−min≤ ntk ≤ ntk−max (5.39)

sendo:

k: ı́ndice para os subgrupos de unidades dentro da usina;

Nsgr: número de subgrupos dentro da usina.

O problema (5.35) a (5.39) também é não-linear inteiro misto, e possui um espaço de

soluções maior do que o problema (5.29) a (5.33). O despacho é de natureza dinâmica, porque

a programação das máquinas está interligada através das horas do dia. No entanto, destaca-se

que não existe acoplamento dinâmico ao longo dos dias do ano uma vez que, na prática, a usina

é programada unicamente para o dia de operação seguinte,a partir das condições operativas do

dia atual.

5.3 Testes e resultados na usina de Ilha Solteira

Nesta seção, mostram-se os testes realizados, a partir dedados de operação da usina

hidrelétrica de Ilha Solteira, para o cálculo dos componentes de custos de disponibilidade e

uso da reserva. Inicialmente são ilustrados os resultadospara o custo por perdas de eficiência,

associados à reserva “para cima”.

5.3.1 Resultados para o custo por perdas de eficiência

Os resultados obtidos nesta seção estão baseados na proposta de valorização da Seção 5.1.2

e no despacho ótimo apresentado na Seção 5.2.
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A usina dispõe de 20 unidades classificadas em três subgrupos. O conjunto de subgrupos

e as caracterı́sticas das unidades em cada um deles são indicados nas Tabelas 5.2 e 5.3

respectivamente.

Tabela 5.2:Geradores pertencentes a cada subgrupo.

gr1 G1, G2, G3, G4

gr2 G5, G6, G7, G8, G9, G10, G12, G14, G15, G17, G18

gr3 G11, G13, G16, G19, G20

Tabela 5.3:Caracterı́sticas dos subgrupos de geradores.

nk−max pmin [MW] pmax [MW] m [MW/m]
gr1 4 120 176a 3,73
gr2 11 90 170b 3,41
gr3 5 90 174c 3,19
a potência máxima parah > 46m.
b potência máxima parah > 46m.
c potência máxima parah > 47,6 m.

Para quedas menores às indicadas na Tabela 5.3, a potênciamáxima é função linear da

queda como descrito pela inclinaçãom. Os coeficientes da função de produção dependem

da queda lı́quida e da curva de eficiência de cada subgrupo. No Apêndice B são ilustradas

as curvas colina e as curvas de ajuste da função de produç˜ao para cada subgrupo dentro da

usina. O melhor ajuste de todas as funções foi obtido com umpolinômio de grau 7, e um

coeficiente de correlação de 0,999, o que valida a modelagem apresentada por Finardi e Silva

(2005). Ajustes aproximados com polinômios até grau 3 foram testados, mas não foi observada

nenhuma melhoria no tempo de cálculo do despacho ótimo.

O cálculo das perdas de eficiência foi realizado para todosos dias do histórico de operação

do ano 2006, utilizando a Equação (5.34). Nessa equação, os valores de vazão turbinada por

máquina e o número de máquinas em operação no cenário tradicional, foram obtidos, em 2006,

dos dados de geração real3 da usina. Os valores de vazão turbinada por máquina e o número de

máquinas em operação no cenário eficiente foram obtidosda solução ótima do problema (5.29)

a (5.33) para o modelo aproximado e, do problema (5.35) a (5.39) para o modelo completo.

No Apêndice B, são ilustrados os dados de geração programada de cada unidade e o fator de

produção da usina, para alguns dias tı́picos desse ano. Nesses dados, observa-se que o número

máximo de máquinas de cada subgrupo varia em função da disponibilidade operativa. Assim,

3Do ponto de vista da disponibilidade do serviço, deveriam ser utilizados os dados de geração programada;
no entanto, neste caso, essa informação não estava disponı́vel para cada grupo gerador dentro da usina, sendo
necessária essa aproximação.
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na Tabela B.1, durante a hora 5, por exemplo, existem unicamente 3 máquinas disponı́veis

no subgrupo 1, 5 no subgrupo 2 e 3 no subgrupo 3. As máquinas podem estar indisponı́veis

por conveniência operativa (operando como compensadoressı́ncronos), ou por disposição de

manutenção. Desta forma, os limites indicados nas Equações (5.33) e (5.39) podem variar em

função da disponibilidade das unidades em cada hora.

Os limites da vazão turbinada (Equações (5.32) e (5.38))também podem variar em função

do tempo, já que estão associados aos limites de geraçãoos quais, por sua vez, são função da

queda lı́quida do reservatório. Embora a queda lı́quida foi considerada, a sua influência nos

resultados foi mı́nima já que, devido a polı́tica de operac¸ão da usina, o nı́vel do reservatório

permaneceu na faixa de 45 a 47m durante o ano inteiro.

Para cada dia, o número inicial de máquinas em operação foi estabelecido como o número

real de máquinas em operação da última hora programada do dia anterior. Os custos de partida

e parada foram estimados em 5,4 R$/MW, baseado na discussão apresentada por Nilsson e

Sjelvgren (1997).

Como a tarifa do MRE é destinada à cobertura dos custos de operação e de manutenção

de usinas hidrelétricas (ANEEL, 2007b), e assumindo que o componente de investimento é

baixo no caso das usinas antigas, o custo unitário de produc¸ão será assumido igual a essa tarifa.

Assim, para atribuir um preço aλw, será assumido quecp = πMRE. Neste caso, calcula-se a cota

superior ilustrada na Figura 5.3 (∆Er = 0), pois a cota inferior não precisa ser calculada, já que

seu valor é zero. Portanto, considera-seλw = f p× (πPLD−πMRE)×1h. O fator de produção

varia hora a hora, e é obtido do histórico de operação (Tabelas B.1 a B.3 do Apêndice B). Os

valores do PLD,πPLD, foram considerados para cada semana do ano 2006, para o mercado

SE/CO por patamar de carga. Assim, o valor deλw também varia em função da semana e o

patamar de carga. Nas Tabelas B.7 e B.8 do Apêndice B, ilustram-se os patamares de carga

para alguns dias do mês de maio, assim como os preços semanais do PLD em 2006. A tarifa do

MRE, πMRE, permanece constante ao longo do ano, com um valor de 7,25 R$/MWh. Durante

as horas do ano nas quais a usina apresentou vertimento de água,λw = 0, devido ao fato que,

nesses casos, não existe perda de oportunidade pela perda de água.

Pela caracterı́stica não-linear, a solução do problemadepende de uma solução inicial

factı́vel. Neste trabalho, foi calculado para cada perı́odo, o número mı́nimo e máximo

de máquinas que podem atender o nı́vel de demanda estabelecido, utilizando a filosofia do

algoritmo apresentado por Arce (1999), limitando assim o espaço de busca. A solução inicial

foi estabelecida como o número mı́nimo de máquinas operando com a máxima vazão turbinada,

em cada hora de programação. O modelo é resolvido para um horizonte de um dia, para cada
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dia do ano, utilizando o solver comercial DICOPT e a interface GAMS.

Os resultados desta seção representam a cota superior ou valor máximo das perdas de

eficiência devido à disponibilidade de reserva. Na Figura5.7, ilustra-se o custo diário das perdas

de eficiência para o modelo completo (Equações (5.35) a (5.39)) e para o modelo aproximado

(Equações (5.29) a (5.33)). Nessa figura, observa-se que ocusto apresenta uma alta volatilidade,

devido à variabilidade do ponto de operação nas máquinas, a cada dia programado. Os custos

podem ser zero, quando existe vertimento de água na usina, enão há necessidade de ligar ou

desligar as unidades durante o dia. O custo das perdas pode alcançar valores máximos de até

R$234.000,00 durante um dia.
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Figura 5.7: Custo diário de perdas de eficiência.

O tempo de simulação em um computador com processador intel centrino duo (1,6 GHze

0,99MB de RAM), foi de aproximadamente 1,02h para o modelo simplificado, e, 3,04h para

o modelo completo, como ilustrado na Figura 5.8.

Para esta usina, o modelo de despacho completo possui 384 restrições e 216 variáveis por

dia considerado. O número de possı́veis soluções inteiras, por dia, pode ser de até 22024, razão

pela qual, o tempo de cálculo resulta considerável ao longo de um ano. Mesmo assim, para a

análise realizada neste trabalho, o tempo computacional não resulta relevante, sendo ilustrado

apenas como informação adicional.

Pela não linearidade do modelo, as soluções apresentadas não são garantia de serem

ótimas globais, e sim ótimas locais, ou apenas soluçõesinteiras factı́veis. No entanto, as
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Figura 5.8: Tempo de cálculo acumulado.

soluções encontradas foram, na maioria dos casos, de melhor qualidade do que as existentes

na programação realizada durante esse ano.

O custo acumulado das perdas, para o ano sob análise, foi de 24,4 milhões de reais usando

o modelo completo, e 21,2 milhões de reais usando o modelo aproximado. Um custo maior no

modelo completo se justifica, já que, o aproveitamento das diferenças técnicas dos subgrupos

da usina, permite uma programação mais precisa, em um ponto de maior eficiência.

5.3.2 Resultados para o custo de oportunidade

O montante de reserva utilizada no sistema brasileiro é, namaioria das vezes, inferior o

igual a 5% da carga do sistema (ONS, 2008b). Para calcular o custo de oportunidade na usina

de Ilha Solteira, será assumido que o montante de reserva disponı́vel equivale a 5% da energia

programada da usina. Portanto, o montante de energia de reserva é calculado a partir dos dados

de energia programada total para cada hora do ano. Alguns dosdados de energia programada

são ilustrados nas Tabelas B.4 a B.6 do Apêndice B.

De acordo com a Equação (5.12) e, supondocp = πMRE, como na Seção 5.3.1, o custo

de oportunidade apresenta uma cota superior quando∆Er = 0, e, uma cota inferior quando

∆Er = Rup. Substituindo os valores anteriores na Equação (5.12), resulta uma cota inferior igual

a zero, e uma cota superior que varia hora a hora, em função do montante de reserva disponı́vel.
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Na Figura 5.9, mostra-se o custo de oportunidade diário acumulado da usina, considerando a

reserva valorizada ao preçoπPLD−πMRE. Da mesma forma que na Seção 5.3.1, o PLD varia em

função da semana e do patamar de carga considerado, e a tarifa do MRE permanece constante

ao longo do ano em 7,25R$/MWh.
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Figura 5.9: Custo diário de oportunidade.

O custo anual acumulado estimado de oportunidade foi de 56,6 milhões de reais para a

operação em 2006.

5.3.3 Resultados para o custo de uso

O componente de custo de uso será calculado baseado nas Equações (5.18), (5.20) e (5.21).

Portanto, a porcentagem de uso da reserva4 é calculada utilizando os seguintes critérios:

• uso de reserva “para cima”,Ev−Ep > 0:

%Uup = 100% se Ev−Ep > Rup (5.40)

%Uup =
Ev−Ep

Rup ×100% se Ev−Ep < Rup. (5.41)

• uso de reserva “para baixo”,Ev−Ep < 0:

4Alguns OIS’s determinam a porcentagem de uso a partir dos dados de operação registrados no sistema de
CAG; no entanto, neste trabalho, essa informação é desconhecida.
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%Udown= 100% se Ep−Ev > Rdown (5.42)

%Udown=
Ep−Ev

Rdown ×100% se Ep−Ev < Rdown. (5.43)

O montante de reserva “para cima”,Rup, foi calculado da mesma forma que na Seção

5.3.2. O montante de reserva “para baixo” será assumido igual ao montante de reserva “para

cima”, ou seja,Rdown = Rup. O custo unitário de produção será assumido, como nas seções

anteriores, igual à tarifa do MRE. De acordo com a Equações 5.40 e 5.42, se a diferença entre a

energia programada e a verificada resulta maior do que o montante de reserva disponibilizado,

assume-se que esse excesso de diferença é produzido pelo redespacho.

Na reserva “para baixo”, segundo a Equação (5.20), podem ser calculadas duas cotas, a cota

superior, quando∆Er = 0, em cujo caso o custo unitário da reserva éπPLD, e a cota inferior,

quando∆Er = Rdown×%Udown, em cujo caso o custo unitário do serviço éπMRE.

A partir dos dados de geração programada e verificada (Tabelas B.4 a B.6 do Apêndice

B), dos preços do mercado (Tabela B.8 do Apêndice B), dos patamares de carga (Tabela B.7

do Apêndice B) e da tarifa do MRE,πMRE = 7,25 R$/MWh, são calculados os custos diários

acumulados de uso da reserva “para cima” e “para baixo”, conforme ilustrado nas Figuras 5.10

e 5.11.
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Figura 5.10: Custo de uso da reserva “para cima”.
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Figura 5.11: Custo de uso da reserva “para baixo”.

O custo anual acumulado de uso de reserva “para cima” foi de 2,55 milhões de reais. As

cotas máxima e mı́nima dos custos de uso de reserva “para baixo” foram de 24,8 e 2,88 milhões

de reais respectivamente.

5.3.4 Resumo dos componentes de custo calculados

Uma comparação do custo acumulado mensal dos componentescalculados nas seções

anteriores é ilustrada na Figura 5.12. Nesta figura, observa-se que o componente de custo mais

significativo é o custo de oportunidade da reserva “para cima”, quando considerada sua cota

superior. Outros componentes importantes são a cota superior do custo de uso da reserva “para

baixo” e a cota superior do custo por perdas de eficiência.

Na Tabela 5.4, mostra-se uma comparação dos custos acumulados anuais, dos montantes

de energia de reserva disponibilizada e utilizada, assim como a tarifa equivalente na operação

de 2006. Nessa tabela, observa-se que a tarifa de disponibilidade da reserva “para cima” pode

oscilar na faixa[0 − 59,9+22,4] R$/MWh= [0 − 82,3] R$/MWh, em função do montante

de energia realocado devido à disponibilidade do serviço. Essa tarifa deve ser paga ao agente

gerador independente do uso do serviço. O uso da reserva “para cima” deve ser ressarcido

ao custo de produção que, por sua vez, foi assumido igual àtarifa do MRE. A reserva “para

baixo” tem um custo de disponibilidade nulo e um custo de uso que oscila na faixa[7,25 a

60,2] R$/MWh.
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Tabela 5.4:Componentes de custo anual acumulado da reserva.

Canual[106(R$)] Rup [GWh] %Uup×Rup [GWh] %Udown×Rdown [GWh] πR[R$/MWh]
Cperd 21,2 944,9 - - 22,4
Coport 56,6 944,9 - - 59,9
Cuso

up 2,5 - 364,3 - 7,25
Cuso−max

down 24,8 - - 412,2 60,2
Cuso−min

down 2,88 - - 412,2 7,25

A partir dos dados apresentados na Tabela B.9 do Apêndice B,o faturamento anual da

CESP, em 2006, foi de 59,7 e de 75,3 milhões de reais, no MRE e no mercado de curto prazo

respectivamente. De acordo com os dados apresentados na Tabela 5.4, o custo máximo de

oportunidade da reserva “para cima” quase resultou compar´avel com o recebimento da CESP

no MRE durante 2006. No entanto, o custo de oportunidade, assim como outros componentes

ilustrados na Tabela 5.4, são afetados pelo montante de energia realocada, isto é, se o gerador

não disponibiliza a energia de reserva e gera esse montanteno despacho de energia, uma parcela

do excesso de geração terminaria sendo realocada, diminuindo assim o custo de oportunidade

máximo. Por outro lado, se o MRE não existisse, o gerador receberia o valor máximo de

oportunidade indicado, mas não teria nenhum benefı́cio noMRE.

As tarifas ilustradas na Tabela 5.4 foram obtidas a partir davisão do agente gerador e

estão orientadas a ressarcir os custos incorridos no fornecimento do serviço. No entanto, a

determinação de um valor para os serviços de reserva, do ponto de vista tarifário, requer um

processo de negociação entre a entidade fornecedora e a entidade reguladora.



5.4 Conclus̃oes parciais 104

5.4 Conclus̃oes parciais

• Foram apresentadas propostas para o cálculo dos componentes de custo de

disponibilidade e uso da reserva. Esses componentes de custo foram calculados

analisando o lucro e a receita do gerador quando o serviço era fornecido. No caso

do sistema brasileiro, observou-se que o valor desses componentes é influenciado pelo

mecanismo de realocação de energia. Essa influência foi no sentido de diminuir os custos

de oportunidade associados às reservas “para cima” e “parabaixo”, já que parte do que o

gerador poderia ganhar pelo fornecimento do serviço, termina sendo realocado em outros

geradores.

• O custo por perdas de eficiência foi medido através da comparação do despacho real com

um modelo de despacho ótimo; neste foram considerados aspectos como as diferenças

técnicas dos grupos geradores dentro da usina, os perı́odos de vertimento ao longo do

ano, o ajuste da função de produção nas diferentes condições operativas da usina, e a

variação dos limites operacionais em termos da disponibilidade das máquinas.

• Com a forma de operação atual do sistema brasileiro, qualquer excesso de

energia disponı́vel do gerador hidrelétrico seria realocado no MRE, diminuindo

significativamente o custo de disponibilidade e de uso de reserva. Assim, como

uma condição extrema, o serviço poderia ser ressarcido considerando apenas as cotas

inferiores, isto é, o custo de uso da reserva “para cima” e a cota inferior do custo de uso

da reserva “para baixo”, ambos valorizados à tarifa do MRE,e remunerados de acordo ao

montante de reserva utilizada durante a operação do sistema.

• Os valores ilustrados, neste capı́tulo, constituem apenasum guia, que brindam ao agente

gerador uma noção do valor de seus serviços ancilares de reserva e que servem de

referência para a determinação de uma tarifa, que permita a recuperação dos custos e

as perdas de oportunidade nas quais incorre o fornecedor.



105

6 PROPOSTA DE VALORIZAÇ̃AO
BASEADA EM MERCADO: VISÃO
DO OPERADOR DO SISTEMA

6.1 Introdução

O objetivo deste capı́tulo é apresentar uma proposta de valorização, a qual considera um

sistema de mercado baseado em ofertas para os serviços ancilares de reserva. Esse esquema é

construı́do sobre as seguintes premissas:

• simplicidade: o mecanismo deve ser simples, para facilitaros processos de cálculo e de

liquidação;

• eficiência: a proposta deve buscar uma solução eficiente do ponto de vista técnico e

econômico, de forma que promova a modicidade tarifária, incentive o investimento na

confiabilidade do serviço e garanta o fornecimento quando requerido;

• equidade: as regras do mercado devem ser justas para todos osagentes, no intuito de

não incentivar a formação de monopólios e promover uma concorrência em igualdade de

condições;

• transparência: o esquema deve estabelecer regras claras ebem definidas, que garantam

um processo de comercialização sem especulação e um comportamento honesto por parte

dos agentes.

6.2 Consideraç̃oes preliminares

Para propor um esquema competitivo de serviços de reserva,consideram-se previamente

algumas questões.
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• Qual é a vantagem de implementar esse esquema?

De acordo com a teoria econômica, um sistema de mercado comcompetiç̃ao perfeita,

garante um preço mı́nimo, uma vez que estimula a eficiência(minimização de custos)

por parte dos agentes (STOFT, 2002). Contudo, a experiência tem ilustrado que, nos

mercados de energia elétrica, não há competição perfeita. No entanto, vários esquemas de

mercado para os serviços ancilares têm sido implementados em muitos sistemas (Tabela

2.7 do Capı́tulo 2).

Para resolver o problema da concorrência, tenta-se ter o maior número de agentes

participando. Mesmo assim, hoje em dia podem ser observadosmercados nos quais o

processo de competição é desigual, com a formação de oligopólios. No caso da Espanha,

por exemplo, duas grandes empresas possuem mais do 80% do mercado espanhol; em

outros paı́ses como a França, é quase um monopólio administrado pelaÉlectricité de

France. Um mercado que apresenta melhores nı́veis de concorrência é o mercado nórdico,

devido à fusão dos mercados que integram a região. No futuro, existirá um único

mercado para todo o sistema Europeu. Apesar disso, outro inconveniente que deverá

ser resolvido são os problemas de interconexão, que dificultam o correto funcionamento

desses mecanismos.

Como foi exposto no Capı́tulo 2, o desempenho dos mecanismosde mercado nem sempre

é ótimo, quando comparados com outros mecanismos, como oscontratos bilaterais e os

leilões. Quase sempre é necessário regular esses esquemas, com a finalidade de corrigir

as desigualdades no processo de concorrência e de controlar os preços. Só através do

comportamento do mercado e da experiência, é possı́vel determinar a eficiência desses

mecanismos. Os sinais mais concretos de desempenho são opreço do mercadoe a

confiabilidade do sistema.

Assim, a vantagem de implementar um esquema de mercado se encontra na busca de uma

operação mais eficiente, com a consequente modicidade tarifária, através da concorrência.

No entanto, isso requer, muitas vezes, um esforço de regulação maior do que em um

esquema sem concorrência, além dos custos de implementac¸ão e dos problemas que

podem aparecer no processo de transição.

• Qual é a viabilidade no caso do sistema brasileiro?

Aspectos importantes que devem ser considerados para determinar a viabilidade de um

sistema competitivo, são o nı́vel de desverticalizaçãoda indústria elétrica e as restrições

crı́ticas de transmissão. Uma terceira barreira se apresenta, no caso do sistema brasileiro,

com as fontes de geração, as quais, na sua maioria, são usinas hidrelétricas acopladas em
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cascata e que pertencem a diferentes entidades.

– Nı́vel de desverticalização. Na Tabela 4.1, observa-se um conjunto de 24 agentes,

dos quais se diferenciam cinco grandes geradores (CHESF, ELETRONORTE,

CEMIG, CESP e FURNAS), cada um deles alocados em estados diferentes.

Também é tı́pico que essas empresas ainda sejam propriedade do governo. Por

outro lado, muitas empresas são proprietárias de parte dosistema de transmissão,

ou operam, simultaneamente, o negócio da geração e da distribuição. A maioria das

geradoras estão constituı́das por usinas hidrelétricase podem possuir uma pequena

parcela de geração térmica.

As condições para competição perfeita não estão ainda estabelecidas. Isso implica

que a criação de um mercado dos serviços ancilares necessariamente deve levar

em conta uma regulação adequada para que seja viável. Assim, um nı́vel de

liberalização maior no mercado é consequência de um melhor nı́vel de concorrência.

– Caracterı́sticas da rede e das regiões. Na Figura 4.2 do Capı́tulo 4, pode-se apreciar

que o maior centro de carga se encontra na região Sudeste/Centro-Oeste, a qual

é uma região que não consegue abastecer a demanda com geração própria, sendo

necessário importar uma parcela de energia desde a usina deItaipu. Essa região

também possui uma posição geoestratégica, que permitea distribuição ou a recepção

de energia das outras regiões, em função das condiçõesdo sistema. No estado

de operação ilustrado na Figura 4.2, as regiões Norte e Sul apresentam déficit de

geração e recebem energia das regiões Norte e Sudeste/Centro-Oeste. A região

Norte aparece no gráfico como autossuficiente, realizando alguns intercâmbios

por conveniência operativa. A extensão territorial do paı́s faz possı́vel com que

duas regiões possam ter condições climáticas bem distintas; isto, somado com as

restrições nas interconexões, torna crı́tico, em determinados momentos, o transporte

de energia para as regiões mais necessitadas. Esse fato mostra a importância do

correto planejamento e operação do sistema.

Um mercado de reserva deve considerar esses aspectos. A solução adotada por

outros sistemas é a consideração de requerimentos de reserva por áreas. No

caso brasileiro, da mesma forma que no mercado de energia, teriam que ser

implementados vários mercados de reserva (um para cada área). A importação de

reserva de outros mercados seria regulada, para evitar abusos por parte dos agentes

externos.

– Fontes de geração. Como foi ilustrado na Figura 4.1, o Brasil possui uma grande

porcentagem de produção hidrelétrica sendo, portanto,uma prioridade a otimização



6.2 Consideraç̃oes preliminares 108

do recurso hı́drico. A criação de um mercado de reserva leva as térmicas a uma

situação pouco competitiva, dado o pouco poder de participação e as vantagens

técnicas que possuem as usinas hidrelétricas (EPRI, 1998). Também, no curto

prazo, as usinas alocadas nas regiões úmidas podem tirar vantagem das usinas que

atravessam perı́odos de estiagem. De igual forma, as usinasque se encontram

a montante podem ser beneficiadas ou prejudicadas pelas usinas que operam a

jusante, assim como as usinas com reservatórios têm uma vantagem sobre as usinas

que funcionam a fio d’água. Estes aspectos tornam importante a consideração das

restrições hidráulicas, em um possı́vel modelo de mercado de reserva.

• Que tipo de esquema de mercado se mostra mais promissor?

Pelo ilustrado no Capı́tulo 2, a maioria dos sistemas estudados implementam diversos

mecanismos. Os esquemas mais utilizados são uma combinação de contratos bilaterais

e mercadospot, ou contratos bilaterais e leilões de médio/longo prazo.O objetivo é

encontrar um equilı́brio entre o risco e a eficiência, assimcomo garantir um nı́vel de

reserva suficiente em cada perı́odo de tempo.

Para o caso do Brasil, com o processo de despacho atual, os geradores não controlam seus

nı́veis de geração, já que eles seguem as diretivas planejadas pelo ONS, através do Plano

Mensal de Operação - PMO. Se um processo de leilão de reserva para o longo prazo fosse

considerado, isso seria uma variável de incerteza a mais para o agente gerador, já que ele

não conhece, com exatidão, de quanta reserva disporia no longo prazo.

Neste trabalho, considera-se como proposta um leilão de reserva de curto prazo (semanal),

já que o mercado de energia de curto prazo também é realizado nesta escala de tempo.

Considera-se que, neste perı́odo, é possı́vel fornecer aos agentes um sinal claro da

disponibilidade de reserva horária e permitir que tal disponibilidade seja comercializada.

Atualmente, a CCEE está planejando implementar o softwareDESSEM para o despacho

da geração horário. Nesse cenário, os preços de energia serão horários e o mercado de

reserva poderá ser considerado numa base horária. Com um planejamento do mercado de

reserva de curto prazo, espera-se que a valorização e os volumes contratados se tornem

mais precisos (REBOURS et al., 2007b).

Por outro lado, foi ilustrado, no Capı́tulo 3, que o mercado de reserva pode ser

considerado em forma conjunta com o mercado de energia (cootimização), ou de

forma separada (processo sequencial). A teoria sugere que oprocesso de cootimização

resulta mais eficiente (KIRSCHEN; STRBAC, 2004) e, de fato, esse mecanismo já foi

implementado em sistemas como o da Austrália, a Nova Zelândia e a PJM. Existem
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alguns argumentos que levam a pensar que um modelo cootimizado resulta mais

apropriado que o sequencial.

– Do ponto de vista administrativo, esse processo resulta mais simples e rápido, uma

vez que a potência gerada e a reserva são alocadas em uma única etapa.

– Do ponto de vista do processo de otimização, a redistribuição dos recursos fica

melhor atribuı́da, uma vez que se consideram em conjunto os recursos de energia e

os serviços de ancilares de reserva.

– Diminui o grau de especulação dos agentes, devido ao desconhecimento, a priori,

do preço da energia.

– Em um processo sequencial, alguns dos mercados de reserva podem apresentar

excesso de oferta ou de demanda, facilitando a volatilidadee a reversão de preços1.

Dentro dos inconvenientes da cootimização, está o fato de que a cootimização considera

a solução do mercado de energia e de serviços ancilares dereserva em forma conjunta.

Como os serviços ancilares levam em conta maior informaç˜ao técnica, a solução desses

mercados não pode ser reduzida unicamente a um processo comercial. Dessa forma,

no caso do Brasil, a CCEE e o ONS teriam que intercambiar mais informação, visando

considerar a natureza técnica desse mercado.

• Quais modelos foram implementados nos sistemas com caracterı́sticas similares aos do

Brasil?

A partir da pesquisa realizada no Capı́tulo 2, foi observadoque não existe um sistema que

tenha as mesmas caracterı́sticas elétricas/regulatórias/comerciais que o Brasil. Isso torna

difı́cil a implementação fiel de modelos já implementados em outros paı́ses.

6.3 Proposta de mercado

O modelo de mercado de reserva proposto para o sistema brasileiro consta das seguintes

caracterı́sticas:

• mecanismo de competição: leilão semanal;

• modelo de formação de preço: CCP (Clearing Common Price);

1A reversão de preços se apresenta quando o preço de um serviço ancilar de menor qualidade fica acima do
preço de um serviço de melhor qualidade.
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• estrutura do mercado: pseudocootimizada;

• tipo de ofertas: ofertas por disponibilidade de reserva porparte dos geradores em

($/MW/h)2;

• restrições de rede: consideração das restrições el´etricas e hidráulicas do sistema;

• tipo de produtos: reservas de regulação primária (“reserva primária”), de regulação

secundária (“reserva secundária”) e “reserva terciária”, conforme definidas pelo ONS nos

Procedimentos de Rede (ONS, 2005);

• perı́odo de tempo de resolução do mercado: atribuição do preço e os montantes de reserva

em cada perı́odo programado;

• gestor: o operador nacional do sistema (ONS).

Algumas das considerações realizadas na eleição das caracterı́sticas dessa proposta são

apresentadas a seguir:

• Dado que os geradores não têm controle sobre os nı́veis de geração, não é considerado

apropriado estabelecer um esquema de leilões para o mercado de reserva no médio ou

longo prazo. Assim, considera-se que, em um horizonte de umasemana, os agentes de

geração podem oferecer um preço pela disponibilidade dereserva, a partir do preço do

mercado de energia. Os montantes de reserva de cada agente podem ser determinados

pelo ONS, na programação horária, baseado nas ofertas realizadas e não unicamente

baseado em critérios técnicos.

• Os montantes de reserva programados para cada agente, estariam fora do MRE e em

relação a essa parcela (reserva), o gerador (provedor) arcaria com o risco.

• A criação de um esquema de mercado de reserva permitiria identificar vantagens e

fraquezas do sistema, para implementar um modelo competitivo de curto prazo. Além

disso, espera-se que um modelo de mercado crie um sinal de incentivo para os agentes,

uma vez que oferece a oportunidade de comercializar uma parcela de energia em forma de

reserva. Por outro lado, podem ser exigidos padrões de qualidade pelo serviço adquirido,

melhorando, assim, a segurança do sistema.

2Esta unidade representa o valor da reserva em $/MW por cada hora disponibilizada.
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• Esse mecanismo será estudado do ponto de vista da pseudocootimização (despacho de

unidades, potência programada e reserva em forma conjunta)3.

• Dado que os serviços ancilares de reserva estão relacionados com a confiabilidade do

sistema, a aquisição desses serviços deverão ser executadas pelo ONS. A administração

dos aspectos comerciais da reserva seriam realizados pela CCEE, no entanto, a CCEE

deve enviar ao ONS os dados das ofertas de disponibilidade, de forma que o ONS possa

realizar o despacho pseudocootimizado. Com a finalidade de garantir suficiente reserva

para o sistema, pode-se estabelecer, como regra do mercado,que todos os agentes estão

obrigados a ofertar pela disponibilidade de reserva, sob a consideração da factibilidade

técnica.

• Os produtos considerados correspondem à “reservas primária”, “reserva secundária” e

“reserva terciária”, que atualmente estão definidas nos Procedimentos de Rede (ONS,

2003a). Essas reservas serão consideradas como um único produto denominado reserva.

Com isso é simplificado o processo de ofertas, uma vez que é evitada a especulação

de preços sobre cada serviço. A consideração dessas reservas como um único produto

é possı́vel, já que os agentes participantes desse mercado seriam unicamente usinas

hidrelétricas, e, com as definições adotadas pelo ONS, astrês reservas representam um

folga de geração de natureza girante.

• No esquema competitivo, é assumido que os custos de investimento são ressarcidos

fora do mercado, uma vez que eles são custos fixos e não alteram o processo de

otimização. O custo de uso pode ser compensado financeiramenteex-post, sendo o custo

de disponibilidade o único critério de seleção no despacho programado.

6.4 Modelo de despacho hidrelétrico

Como foi ilustrado na Seção 4.2, o despacho de energia realizado no sistema brasileiro

é um despacho centralizado, que busca a otimização do recurso hı́drico. Como resultado do

despacho energético, é obtido o preço do mercado (PLD), oqual permanece constante durante

toda a semana. Assim, durante a operação diária, o ONS realiza o despacho das unidades para

atingir as metas de produção semanais. Como a maior porcentagem da produção do Brasil é

hidrelétrica, pode-se assumir que a geração térmica édistribuı́da uniformemente ao longo da

3O termo pseudocootimização é utilizado neste trabalho para descrever aquela situação, na qual, a otimização
considera a programação diária e a reserva em forma conjunta. A diferença com respeito à cootimização está em
que a energia já foi, de certa forma, otimizada através do PMO.
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Planejamento de longo e 
médio prazo da geração 
(despacho hidrotérmico). 

 
Despacho horário de 
geração hidrelétrica. 

 
 

Factibilidade hidráulica. 

Metas de geração por  usinas 

 
Factibilidade elétrica 
 (restrições de rede). 

Serviços ancilares 
de reserva. 

Despacho de geração 

hidrelétrica 

Programação 

horária e diária 

da primeira 

semana. 

Anual, mensal, 

e semanal no 

primeiro mês. 

Figura 6.1: Cadeia de programação do despacho de geração.
Fonte: Adaptado de Arce (2006).

semana, de forma a atingir as metas semanais, e que as variações da demanda são cobertas

apenas por usinas hidrelétricas (ARCE, 2006). Com essa abordagem, é possı́vel realizar um

despacho unicamente hidrelétrico, com a cadeia de programação diária ilustrada na Figura 6.1.

De acordo com essa figura, a programação diária segue as diretrizes do planejamento de

longo e médio prazo. Para a operação de curto prazo, existe a necessidade de realizar o despacho

da geração, o qual deve cumprir com certas restrições que podem ser classificadas da seguinte

maneira:

• restrições próprias da geração: neste grupo incluem-se restrições tais como limites

das máquinas geradoras, atendimento das metas planejadas, número de máquinas em

operação, etc.

• restrições hidráulicas: neste grupo são consideradasrestrições de armazenamento nos

reservatórios, nı́veis de defluência máximo e mı́nimo, etc.

• restrições de transmissão: correspondem aos limites detensão, de estabilidade, às

equações de balanço nodal, etc.

Os serviços ancilares de reserva são considerados restrições próprias da geração e fazem

parte do despacho de geração hidrelétrico.
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6.4.1 Seqûencia do despacho

Baseado na estrutura de mercado apresentada na Seção 4.1,no processo de planejamento

que foi ilustrado na Seção 4.2 e na Figura 6.1, propõe-se modificar a sequência de despacho do

sistema brasileiro conforme é indicado na Figura 6.2.

 
 

DESPACHO PLANEJADO 
(metas semanais por 
patamar de carga). 

DESPACHO PROGRAMADO HORÁRIO 
• ONS inclui as ofertas na função 

objetivo do despacho ótimo. 
• Atribuição de potência gerada, reserva e 

número de máquinas em operação 
para o dia seguinte. 

DESPACHO EM TEMPO REAL 
 
Determinação da geração em tempo 
real. 
Uso da reserva respeitando a 
ordem de mérito. 

MRE 
 
Ajuste da geração hidrelétrica com 
energia do mercado próprio e de outros 
submercados, visando minimizar os 
desvios dos contratos de energia 
assegurada. 

CONTRATOS DE ENERGIA 
ASSEGURADA 

 
Agentes recebem o pagamento dos 
contratos de energia de longo prazo. 

MERCADO DE SERVIÇOS DE 
RESERVA SEMANAL 

 
• CCEE convoca mercado de 

reserva. 
• Agentes realizam ofertas por 

disponibilidade em $/MW/h. 

Geração líquida. 
 
Liquidação ao PLD. 

• Reserva liquida. 
• Redespachos. 
• Liquidação ao preço do 

mercado de reserva. 

-  + 

+ 

+     = 

- 

Geração líquida. 
 
Liquidação ao PLD. 

+ 

=      + 

- 

Figura 6.2: Sequência do despacho proposto.

Nessa figura, observa-se que o despacho diário continua obedecendo às metas de médio e

de longo prazo. Para considerar um mercado de reserva, prop˜oe-se realizar uma convocatória

prévia, na qual os agentes oferecem um preço pela disponibilidade de reserva. Esses preços

são incluı́dos na função objetivo do algoritmo de despacho horário executado pelo ONS. Este

despacho é a base para a operação em tempo real. Atualmente, a geração verificada em tempo

real, mais a geração realocada no MRE, menos a geração contratada, constituem a geração
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lı́quida, a qual é valorada ao PLD (Figura 4.5 do Capı́tulo 4).

No esquema proposto, é sugerido que para o cálculo da gerac¸ão lı́quida seja utilizado o

despacho programado (ilustrado com linhas a traços no diagrama), e não o despacho em tempo

real. A razão disso é que, dessa forma, é possı́vel diferenciar a energia alocada no MRE, da

energia de reserva utilizada. Por outro lado, os geradores ainda têm a possibilidade de serem

ressarcidos pela venda de reserva, sempre que fossem despachados no mercado. Também é

ilustrado que a diferença entre o despacho em tempo real e o despacho programado, representa

o uso da reserva e os redespachos de geração (Figura 5.4). No caso ilustrado, a reserva fornecida

e os redespachos precisam ser medidos e diferenciados para sua posterior liquidação. Sem

a existência dos redespachos, a diferença entre o despacho real e o programado representa o

fornecimento de reserva.

Com a estrutura ilustrada é possı́vel separar o processo deliquidação da energia, no

mecanismo de realocação de energia, do processo de liquidação da energia de reserva.

6.4.2 Definiç̃ao do esquema de mercado

A escolha de um esquema pseudocootimizado foi realizada a partir da consideração do

conjunto de alternativas descrito a seguir:

1. reserva de cada gerador fixada pelo ONS no despacho programado;

2. reserva de cada gerador incluı́da no despacho programadocomo uma variável e com

custos iguais para todos os agentes;

3. reserva de cada gerador incluı́da no despacho programadocomo uma variável e com um

preço de oferta por parte de cada gerador (pseudocootimização);

4. reserva de cada gerador não considerada no despacho programado, e determinada

mediante um leilão separado com ofertas tipo preço-quantidade, por parte de cada gerador

(otimização sequencial);

As duas primeiras opções correspondem a cenários de não-mercado. As duas últimas

correspondem às alternativas pseudocootimizada e sequencial. No esquema sequencial,

primeiro é realizado o despacho de geração e, depois, é realizado o despacho de reserva.

Neste pode acontecer que a reserva alocada não seja estritamente girante, já que essa

restrição foi desconsiderada no despacho de geração. Isso levaria à necessidade de ligar mais

máquinas, caso fosse necesário, e de modificar o despacho previamente realizado, tornando



6.4 Modelo de despacho hidrelétrico 115

o processo ineficiente. Portanto, seleciona-se o esquema que neste trabalho é chamado de

pseudocootimizado. Enquanto o esquema cootimizado otimiza o despacho de energia e reserva,

no esquema pseudocootimizado, é otimizado unicamente o despacho de potência e reserva,

uma vez que a energia já foi otimizada no planejamento de longo e médio prazo. Caso no

sistema brasileiro fosse implementado um modelo de despacho hidrotérmico horário, o esquema

anterior, considerando esse modelo, seria um esquema de cootimização.

6.4.3 Tipo de oferta

Em geral, as ofertas podem ter diversos formatos, dependendo da forma como o mercado é

desenhado.

1. Ofertas simples por capacidade de reserva:

(a) Ofertas de preço de disponibilidade em $/MW/h;

(b) Ofertas que indicam o preço de disponibilidade em $/MW/h e a capacidade de

reserva emMW.

2. Ofertas duplas por capacidade e energia de reserva:

(a) Ofertas de preço de disponibilidade e preço de uso da energia de reserva em

$/MW/h e $/MWh;

(b) Ofertas de preço de disponibilidade-uso e capacidade de reserva disponibilizada em

$/MW/h - $/MWheMW.

Uma comparação das ofertas simples e duplas pode ser encontrada nos trabalhos de

Shahidehpour, Yamin e Li (2002), Swider (2007) e Stoft (2002). As ofertas duplas representam

um esquema mais complexo, que inclui uma oferta pelo uso da reserva em tempo real. Nesta

situação, o agente gerador deve ter uma previsão da demanda de energia de reserva para calcular

o valor da oferta de uso. Por outro lado, a oferta de um montante especı́fico de capacidade

de reserva é caracterı́stico de um mercado sequencial. No caso de um mercado cootimizado,

unicamente se indica a capacidade máxima da unidade geradora e eventuais restrições de rampa,

sendo a reserva determinada de forma ótima pelo algoritmo de despacho.

Nas ofertas simples, os geradores oferecem um preço pela disponibilidade, sendo o

uso do serviço remuneradoex-post, baseado no custo de produção,cprod. Neste trabalho
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será considerada a oferta simples tipo (a), já que o operador do sistema realiza o despacho

centralizado e pode alocar a geração e a reserva simultaneamente.

De acordo com o ilustrado no Capı́tulo 5, as ofertas por disponibilidade devem considerar

os custos de manutenção, os custos por perdas de eficiência e o custo de oportunidade. Assim,

o valor das ofertas depende das condições operativas, do preço do mercado de energia e da

estratégia de jogo no mercado. No caso do Brasil, os geradores podem realizar as ofertas

por patamar de carga, em função do PLD semanal e das condições hidrológicas e elétricas

do sistema. No modelo matemático apresentado na seguinte seção, o valor dessas ofertas é

conhecido a priori (sistema de ofertas ex-ante) e representa um dado de entrada no algoritmo de

despacho.

Por outro lado, os custos fixos podem ser ressarcidos de formaseparada do processo de

otimização, uma vez que não dependem da operação do sistema, enquanto a liquidação dos

custos de uso seria realizada após a operação, em função da porcentagem de uso da reserva.

6.4.4 Modelagem mateḿatica

O modelo de despacho hidrelétrico considerado nesta proposta (Equações (6.1) a (6.9)), é

uma versão modificada do modelo apresentado por Arce (2006). A função de perdas daquele

trabalho foi desconsiderada, para conservar a linearidadeda função objetivo, e porque esse

aspecto pode ser incluı́do, de forma implı́cita, nas ofertas de disponibilidade de reserva dos

geradores. Assim, o despacho proposto é um modelo centralizado no qual, o ONS, além de

programar a potência a ser gerada em cada usina, pode programar o número de máquinas em

operação e garantir o requerimento de reserva girante do sistema. Para simplificar a modelagem,

foi considerado que as máquinas que pertencem a uma mesma usina possuem caracterı́sticas

iguais.

Min
T

∑
t=1

N

∑
i=1

Cp/p
i ×|nti −nt−1i |

+
T

∑
t=1

N

∑
i=1

πi ×Rup
ti (6.1)

s.a.
N

∑
i=1

Pti = Dsis
t ∀ t (6.2)

T

∑
t=1

Pti = T ×mi ∀ i (6.3)
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N

∑
i=1

Rup
ti = Rup

t−req ∀ t (6.4)

N

∑
i=1

Rdown
ti = Rdown

t−req ∀ t (6.5)

Pti +Rup
ti ≤ pmax

i ×nti ∀ i, t (6.6)

Pti −Rdown
ti ≥ pmin

i ×nti ∀ i, t (6.7)

nmin
i ≤ nti ≤ nmax

i ∀ i, t (6.8)

nti ∈ ℵ ∀ i, t (6.9)

sendo

N: número de usinas hidrelétricas;

Cp/p
i : custo de partida/parada das máquinas da usinai em($);

πi : oferta de disponibilidade de reserva “para cima” da usinai em($/MW/h);

nti : número de máquinas em operação da usinai no perı́odot;

Pti: potência total programada na usinai no perı́odot em(MW);

Dsis
t : demanda do sistema descontada da geração térmica durante o perı́odot em(MW);

mi : meta energética média da usina hidrelétricai em(MWmédio);

Rup
ti : reserva “para cima” da usinai no perı́odot em(MW);

Rdown
ti : reserva “para baixo” da usinai no perı́odot em(MW);

pmax
i : geração máxima de cada grupo gerador da usinai em(MW);

pmin
i : geração mı́nima de cada grupo gerador da usinai em(MW);

Rup
t−req: demanda de reserva “para cima” do sistema no perı́odot em(MW);

Rdown
t−req: demanda de reserva “para baixo” do sistema no perı́odot em(MW);

T: perı́odo de tempo programado em horas;

ℵ: conjunto dos números naturais.

Na função objetivo, Equação (6.1), minimiza-se o número de partidas e paradas das

máquinas do sistema, assim como o custo de aquisição da reserva “para cima”. Na Equação

(6.2), o balanço de potência ativa é representado , enquanto as metas de geração de cada usina
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são representadas na Equação (6.3). As restrições de demanda de reserva “para cima” e “para

baixo” são consideradas nas Equações (6.4) a (6.7). Comofoi ilustrado na Seção 5.1.3, a reserva

“para baixo” não possui um custo de disponibilidade associado, razão pela qual não foi incluı́da

na função objetivo. Finalmente, na Equação (6.8), estabelecem-se os limites para o número

possı́vel de máquinas em operação dentro de cada usina, ena Equação (6.9), indica-se quenti é

uma variável inteira e positiva.

Pode-se notar que a reservaRup
ti representa o montante total de reserva “para cima” na usina

i, isto é, a soma das reservas “primária”, “secundária” e “terciária” definidas nos Procedimentos

de Rede. O mesmo raciocı́nio se aplica para a reserva “para baixo”, Rdown
ti . A simplificação

anterior é realizada uma vez que a proposta considera usinas com a mesma tecnologia de

geração (hidrelétricas) e toda a reserva é assumida de natureza girante (ONS, 2005).

Todos os termos do problema descrito anteriormente são lineares, excetuando o valor

absoluto da função objetivo, que descreve o número de partidas e paradas das máquinas em

cada perı́odo. Mesmo assim, o problema pode ser manipulado eformulado como um problema

de programação linear inteiro-misto.

6.4.5 Restriç̃oes hidráulicas

Para considerar as restrições hidráulicas no despacho do dia seguinte, assume-se que

a queda lı́quida do reservatório não varia de forma significativa ao longo do horizonte de

programação, como, por exemplo, o horizonte de um dia. Sendo a queda hidráulica um valor

conhecido e constante, pode ser realizada uma simplificaç˜ao das restrições apresentadas por

Cicogna (1999). Assim, as restrições hidráulicas do modelo proposto são as seguintes:

xti = xt−1i +

[

yti + ∑
k∈Ωi

utk−uti

]

×
∆tt
106 (6.10)

Pti = keq×ηti × ĥl−ti ×Qti (6.11)

uti = Qti +vti (6.12)

xmin
i ≤ xti ≤ xmax

i (6.13)

umin
i ≤ uti ≤ umax

i (6.14)

vti ≥ 0 (6.15)

sendo
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xti : volume do reservatório da usinai no final do perı́odot em(Hm3);

uti : vazão defluente da usinai durante o perı́odot em(m3/s);

Qti : vazão turbinada pela usinai durante o perı́odot em(m3/s);

vti : vazão vertida pela usinai durante o perı́odot em(m3/s);

yti : vazão incremental afluente à usinai durante o perı́odot em(m3/s);

∆tt: duração de cada perı́odo de tempot em[s] (ex. 3600s);

Ωi: conjunto das usinas imediatamente a montante da usinai;

keq: constante que integra o efeito da gravidade e o peso especı́fico da água,k = 9,81×

10−3 ( MW
(m3/s).m

);

ηti : eficiência equivalente dos conjuntos turbina-gerador dausinai no perı́odot;

ĥl−ti: queda lı́quida da usinai durante o perı́odot em(m) (valor conhecido).

Na Equação (6.10), representa-se a restrição de balanc¸o hidráulico enquanto, na Equação

(6.11), mostra-se a restrição de produção hidráulicada usina. A notaçãoP e Q maiúscula é

adotada, para diferenciar os valores de potência e de vazão turbinada por grupo gerador,p e

q, apresentados no Capı́tulo 5. Na Equação (6.12), relaciona-se a defluência em função do

vertimento e da vazão turbinada. Nas Equações (6.13) a (6.15), são estabelecidos os limites

mı́nimo e máximo de volume armazenado, vazão defluente e vazão vertida respectivamente.

6.4.6 Restriç̃oes eĺetricas

As restrições elétricas geralmente são incorporadas usando uma modelagem AC ou DC. A

modelagem AC permite considerar as perdas e o fluxo de potência reativa, no entanto, possui

caracterı́stica não-linear. Por outro lado, o modelo DC possui caracterı́stica linear, mas não

considera aqueles aspectos. Para manter a simplicidade e a consistência das restrições elétricas

com o despacho hidrelétrico e as restrições hidráulicas apresentadas, a rede será representada

através do modelo DC (SILVA et al., 2005):

∑
s∈Ψr

ftrs +gtr = dtr ∀ t (6.16)

ftrs− γrs×n0
c−rs× (θtr −θts) = 0 (6.17)

| ftrs| ≤ n0
c−rs× f max

rs . (6.18)
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Nas Equações anteriores,Ψr representa o conjunto de linhas conectadas ao nór, ftrs, o

fluxo de potência no trechor −s, no perı́odot em [p.u.],gtr , a geração na barrar, no perı́odo

t em [p.u.]. A geração está representada pelo conjunto de usinasΦr , conectadas ao nór, gtr =

∑i∈Φr
Pti/Pbase, sendoPbase a potência base do sistema. A variáveldtr representa a demanda

na barrar no perı́odot em [p.u.]. A demanda uninodal, que se mostra na Equação (6.2), é a

soma das demandas em todas as barras do sistema, as quais devem ser corrigidas ao descontar

a porcentagem que é suprida por geração térmica,Dsis
t = ∑r dtr .Pbase. A susceptância da linha

r −s é representada porγrs em [p.u],n0
c−rs representa o número de circuitos existentes no trecho

r −s, eθtr , a abertura angular da barrar no perı́odot em [rad.].

Na Equação (6.16), mostra-se o balanço de potência em cada nó do sistema, e na Equação

(6.17), relaciona-se o fluxo pelas linhas em função das aberturas angulares. Na Equação (6.18),

são estabelecidos os limites de fluxo de potência máximosem cada trecho.

6.4.7 Modelo de despacho global

O problema de programação da geração para o dia seguintedeve encontrar as unidades

geradoras necessárias para atender a demanda horária pelo mı́nimo custo e deve cumprir todas

as restrições operacionais. Assim, o despacho global pode ser formulado como um modelo de

programação inteira mista e está dado pelo conjunto de Equações (6.19) a (6.35).

Min
T

∑
t=1

N

∑
i=1

Cp/p
i ×|nti −nt−1i |+

+
T

∑
t=1

N

∑
i=1

[

πi ×Rup
ti

]

(6.19)

s.a.
T

∑
t=1

Pti = T ×mi ∀ i (6.20)

N

∑
i=1

Rup
ti = Rup

t−req ∀ t (6.21)

N

∑
i=1

Rdown
ti = Rdown

t−req ∀ t (6.22)

Pti +Rup
ti ≤ pmax

i ×nti ∀ i, t (6.23)

Pti −Rdown
ti ≥ pmin

i ×nti ∀ i, t (6.24)
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nmin
i ≤ nti ≤ nmax

i ∀ i, t (6.25)

nti ∈ ℵ ∀ i, t (6.26)

xti = xt−1i +

[

yti + ∑
k∈Ωi

utk−uti

]

.
∆tt
106 (6.27)

Pti = keq×ηti × ĥl−ti ×Qti (6.28)

uti = Qti +vti (6.29)

xmin
i ≤ xti ≤ xmax

i (6.30)

umin
i ≤ uti ≤ umax

i (6.31)

vti ≥ 0 (6.32)

dtr = ∑
s∈Ψr

ftrs + ∑
i∈Φr

Pti/Pbase (6.33)

ftrs− γrs×n0
c−rs× (θtr −θts) = 0 (6.34)

| ftrs| ≤ n0
c−rs× f max

rs . (6.35)

Observa-se que a restrição de balanço de potência uninodal, (Equação (6.2)), foi retirada,

pois está implı́cita na Equação (6.33).

Neste modelo, foi suposto que todas as usinas do sistema est˜ao habilitadas para fornecer

as reservas “primária”, “secundária” e “terciária” definidas nos Procedimentos de Rede. No

entanto, no cenário real, só algumas usinas dispõem dos equipamentos necessários para o

fornecimento de CAG, pelo que a alocação da reserva de regulação secundária ficaria limitada

àquelas usinas.

6.5 Testes em um sistema com3 geradores

O seguinte exemplo ilustra o despacho de potência e reservaque foi apresentado na Seção

6.4.7, sob três perı́odos de programação. O sistema dispõe de três usinas hidrelétricas (duas

com reservatório e uma a fio d’água) conforme é ilustrado na Figura 6.3. As caracterı́sticas de

cada usina se mostram nas Tabelas 6.1 e 6.2. Na Tabela 6.1, os valores de potência mı́nima,

máxima e os dos custos de partida e parada são indicados para cada grupo gerador dentro da

usina. A eficiência,ηt
i , é assumida constante e igual a 0,94. Também foi assumido que cada

usina funciona inicialmente com 3 unidades geradoras e se utilizou um valor de potência base

4Para valores dePti e ĥl−ti conhecidos, também é possı́vel aproximar o valor da eficiˆencia a partir das curvas
colina dos geradores.
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de 100MW.

 

U1:

5 máq. x

200MW

U2:

6 máq. x

100MW

U3:

3 máq. x

250MW

Figura 6.3: Configuração hidráulica do sistema.

Tabela 6.1:Dados dos geradores.

G1 G2 G3

pmin
i [MW] 80 40 100

pmax
i [MW] 200 100 250

nmin
i 0 0 0

nmax
i 5 6 3

n0
i 3 3 3

Cp/p
i [$] 5 4 3

mi [MWmed] 600 200 600

Tabela 6.2:Dados dos reservatórios.

G1 G2 G3

xmin
i [Hm3] 1347 1143 2811

xmax
i [Hm3] 1412 3000 2811

umin
i [m3/s] 100 60 40

umax
i [m3/s] 1000 600 1400

x0
i [Hm3] 1412 1143 2811

ĥl−i [m] 175 150 100

Na Tabela 6.3, mostram-se as afluências previstas em cada bacia para cada perı́odo de tempo

e a demanda de potência e reserva do sistema. As ofertas de disponibilidade de reserva “para

cima” são ilustradas na tabela 6.4. Na Figura 6.4 e na Tabela6.5 mostram-se os dados e a

configuração da rede respectivamente.

Para esse sistema, o modelo de despacho possui 135 restriç˜oes e 900 variáveis. Na resolução

do despacho foi utilizado o solver comercial CPLEX 8.1 sob a interface GAMS. Com o objetivo

de comparar a alocação da reserva em diferentes situações, foram simulados os cenários a

seguir:
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Tabela 6.3:Afluências, demanda e requerimentos de reservado do sistema.

T1 T2 T3

y1 [m3/s] 1000 900 600
y2 [m3/s] 600 900 1200
y3 [m3/s] 0 0 0
D [MW] 2000 1500 700
Rup

req [MW] 200 150 100
Rdown

req [MW] 200 150 100

Tabela 6.4:Ofertas de disponibilidade de reserva.

T1 T2 T3

π1 [$/MW/h] 98 14 42
π2 [$/MW/h] 87 49 57
π3 [$/MW/h] 82 32 10

 

G1 G2 G3 

D 

N1 N2 N3 

N4 

Figura 6.4: Configuração elétrica do sistema.

• Cenário 1: a reserva não possui um custo de disponibilidade e é atribuı́da

proporcionalmente à capacidade instalada das usinas. As porcentagens de atribuição

sobre a demanda de reserva do sistema são: 42% para a Usina 1,25,5% para a Usina

2 e 32,5% para a Usina 3.

• Cenário 2: todos os geradores possuem uma oferta de disponibilidade de reserva igual a

14 $/MW/h, enquanto o montante de reserva que é atribuı́do a cada usina é uma variável

determinada pelo despacho programado.

• Cenário 3: a reserva é uma variável determinada pelo despacho programado, o qual

considera as ofertas ilustradas na Tabela 6.4 (pseudocootimização).

A alocação da reserva “para cima” e o número de unidades emoperação para cada cenário

são ilustrados nas Tabelas 6.6 e 6.7 respectivamente.

Observa-se, nessas tabelas, que no Cenário 1, a reserva é distribuı́da entre todos os

geradores do sistema, sendo que a Usina 1 liga 2 unidades adicionais no perı́odoT1 e desliga 3
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Tabela 6.5:Dados das linhas.

Trecho xrs [p.u.] n0
c f max [MW]

L1−2 0,0103 1 600
L1−3 0,0414 1 600
L1−4 0,0329 2 600
L2−3 0,0423 1 600
L3−4 0,0618 2 600

Tabela 6.6:Alocação da reserva em cada cenário [MW].

T1 T2 T3

R1−up 84 63 42
Cenário 1 R2−up 51 38,25 25,50

R3−up 65 48,75 32,50

R1−up 0 40 100
Cenário 2 R2−up 200 110 0

R3−up 0 0 0

R1−up 0 150 0
Cenário 3 R2−up 0 0 0

R3−up 200 0 100

unidades no perı́odoT3, apresentando, em total, 5 partidas/paradas. Na Usina 2 foram realizadas

um total de 6 partidas/paradas. Como o custo de disponibilidade não é considerado no despacho,

a reserva é distribuı́da entre todos os geradores habilitados para o fornecimento.

No Cenário 2, a reserva foi alocada nas Usinas 1 e 2, e o número de partidas/paradas resultou

menor do que no Cenário 1. Neste caso, como a oferta de disponibilidade é igual para todas as

usinas, o despacho não aloca a reserva visando minimizar o preço de disponibilidade, e sim o

número de partidas/paradas das unidades.

Na cenário de mercado proposto (Cenário 3), a reserva foi alocada nas Usinas 1 e 3, que

são justamente as usinas com menores preços de oferta nos perı́odos considerados. Esses

preços resultaram em 82, 14 e 10 $/MW/h para os perı́odosT1, T2 e T3 respectivamente. O

número de partidas/paradas resultou maior do que no Cenário 2, já que a disponibilidade de

reserva apresenta um peso maior na função objetivo do que as partidas/paradas das unidades. A

consideração do número de unidades em operação é importante, já que se evita o chaveamento

desnecessário de unidades, possı́veis sobrecustos de operação para os agentes e o consequente

incremento nas ofertas de disponibilidade.

Nas Tabelas 6.8 e 6.9 apresentam-se outros resultados do despacho programado no Cenário

3. Esses resultados mostram o plano de produção que cumprecom as metas de geração, assim

como os pontos de operação das redes elétrica e hidráulica.
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Tabela 6.7:Número de unidades em operação em cada cenário.

T0 T1 T2 T3 No. p/p
n1 3 5 5 2 5

Cenário 1 n2 3 5 2 1 6
n3 3 3 3 3 0

n1 3 5 3 3 4
Cenário 2 n2 3 5 4 4 3

n3 3 3 3 2 1

n1 3 5 5 2 5
Cenário 3 n2 3 5 1 1 6

n3 3 3 3 3 0

Do ponto de vista do custo da reserva, no Cenário 1, o custo doserviço é desconsiderado,

dado que a alocação da reserva obedece unicamente um crit´erio técnico. No Cenário 2, o

custo do serviço é considerado, mas a alocação da reserva continua obedecendo unicamente um

critério técnico, já que o custo é igual para todos os agentes. No Cenário 3, os agentes são livres

para ofertar um preço que lhes permita recuperar seus custos de disponibilidade, e o operador

pode alocar a reserva de forma eficiente utilizando critérios técnicos e econômicos.

Tabela 6.8:Valores do despacho programado.

T1 T2 T3

P1 [MW] 990 650 160
P2 [MW] 460 100 40
P3 [MW] 550 750 500
Rdown

1 [MW] 200 0 0
Rdown

2 [MW] 0 0 0
Rdown

3 [MW] 0 150 100
u1 [m3/s] 1000 1000 506,3
u2 [m3/s] 400 400 60
u3 [m3/s] 1400 1400 566,3
v1 [m3/s] 359,3 579,3 402,8
v2 [m3/s] 52,7 324,5 29,8
v3 [m3/s] 777,1 550,5 0

6.6 Testes no sistema sudeste brasileiro

O sistema sudeste brasileiro foi utilizado para realizar o despacho de potência e reserva sob

um ambiente de mercado com ofertas pela disponibilidade do serviço. Para realizar a simulação,

foram considerados dados da rede elétrica e hidráulica daregião sudeste, os quais são descritos

no Apêndice B. Os custos de partida e parada das máquinas foram estimados em função da
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Tabela 6.9:Fluxos e ângulos do sistema.

Trecho T1 T2 T3

L1−2 [MW] -166,7 -35,6 -63,2
L1−3 [MW] 191,6 42,4 -34,1
L1−4 [MW] 965,1 643,2 257,3
L2−3 [MW] 293,3 64,4 -23,2
L3−4 [MW] 1034,9 856,8 442,7

Ângulos T1 T2 T3

θ1 [rad.] 0 0 0
θ2 [rad.] 0,017 0,004 0,007
θ3 [rad.] -0,079 -0,018 0,014
θ4 [rad.] -0,298 -0,199 -0,080

potência das unidades geradoras, e, da mesma forma que no Capı́tulo 5, usou-se um valor

de 5,4 R$/MW, baseado na discussão apresentada por Nilsson e Sjelvgren(1997). Como o

despacho possui um horizonte de programação diária, os resultados da simulação representam

apenas a possı́vel distribuição da reserva para um dia selecionado de forma arbitrária (14 de

novembro de 2006), no qual os perı́odos foram representadospor patamares de carga, como

ilustrado na Figura 6.5. As condições operativas daqueledia (afluência natural, demanda

por patamares de carga, metas de geração) foram obtidas dos informes de operação do ONS

(Apêndice B).

7 19 22 24 t [h]

0,3

0,7

1

P [p.u]

MIN

MED

MAX

MED

Figura 6.5: Patamares de carga do dia 14/11/2006.

O cenário de ofertas de todos os agentes, para cada perı́odo, encontra-se ilustrado na Tabela

B.14 do Apêndice B. Esse cenário foi construı́do tomando como referência a capacidade

instalada das usinas e os custos estimados de disponibilidade da usina de Ilha Solteira, que

foram apresentados no Capı́tulo 5. Nesta usina, conforme foi ilustrado na Seção 5.3.4, o

custo unitário máximo de disponibilidade écdisp = 22,4+59,9 = 82,3 R$/MWh. Esse valor

representa a média dos custos de disponibilidade do gerador durante esse ano. Assumindo que
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a usina realiza uma oferta igual a seu custo de disponibilidade e, tendo em conta que os dados

da Tabela B.14 no Apêndice B representam apenas um dia de operação, a oferta é reduzida

por um fator de 0,6, já que podem existir outros meses nos quais a oferta é maior que o valor

médio. Assim, a oferta da usina de Ilha Solteira para esse dia é πIlhaSolteira = 0,6∗ 82,3 =

49,38 R$/MWh. Este último valor representa a média diária da oferta dogerador, a qual é

distribuı́da consistentemente entre os patamares de cargailustrados na Figura 6.5. Para construir

as ofertas das outras usinas, foi suposto que usinas com maior capacidade assumem maior

responsabilidade no fornecimento de reserva, tendo, portanto, um custo de disponibilidade

maior. Dessa forma, a oferta de uma usinai é proporcional à tarifa padronizada de Ilha Solteira

(Seção 5.3.4) e à relação entre a capacidade instaladada usinai com relação à capacidade

instalada de Ilha Solteira (Equação (6.36)). Essas ofertas são consideradas conhecida a priori

(ofertas ex-ante).

πi = πIlhaSolteira×
CIi

CIIlhaSolteira
(6.36)

sendo

πi : oferta de disponibilidade da usinai em (R$/MWh)5;

πIlhaSolteira: oferta de disponibilidade da usina de Ilha Solteira em (R$/MWh);

CIi: capacidade instalada da usinai em (MW);

CIIlhaSolteira: capacidade instalada da usina de Ilha Solteira em (MW).

Da mesma forma que no exemplo da Seção 6.5, a eficiência dasunidades geradoras é de

0,9 e o valor da potência base foi 100MW.

Para o sistema sudeste, o modelo de despacho apresenta 4606 restrições e 2892 variáveis.

Na resolução do modelo, foi utilizado o solver comercial CPLEX e a interface GAMS. Nos

resultados obtidos, podem-se fazer as seguintes observações: nenhuma linha apresenta um

carregamento maior do que 35% no patamar de carga mı́nima, nem maior do que 75%

no patamar de carga média. Unicamente o trecho entre os nós219− 227 apresenta um

carregamento maior do que 90% no patamar de carga máxima. A Usina 39 apresenta o maior

volume de armazenamento, com 97% do volume útil, e a Usina 18apresenta o menor volume

de armazenamento, com 17% do volume útil. Apenas a Usina 14 alcança 34% de seu limite

máximo de defluência, enquanto as Usinas 6,12 e 51 operam nos limites de defluência mı́nimos.

Na Tabela 6.10, apresenta-se um resumo das usinas mais restritas do sistema.

5As unidades $/MW/h e $/MWhsão compatı́veis (STOFT, 2002).
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Tabela 6.10:Resumo das usinas mais restritas do sistema no dia 14/11/2006.

Restrição Usina No. % de folga
xmax 39 3
xmin 18 17
umax 14 66
umin 6, 12, 51 0
f max 29, 33, 34 10

A lista de usinas despachadas com fornecimento de reserva éilustrada nas Tabelas

6.11 e 6.12. No conjunto de ofertas ilustrado na Tabela B.14 do Apêndice B, as ofertas

minimas e máximas por patamar de carga são[0,31; 0,50; 1,04; 0,50] R$/MWh e

[121,95; 195,12; 410,73; 195,12] R$/MWh respectivamente. O preço resultante do mercado

de reserva para cima por patamar foi[2,03; 4,09; 10,69; 3,72] R$/MWh. Isso mostra que,

sob o cenário e condições de operação supostas, o despacho ótimo alocou a reserva nas usinas

com menores preços de oferta, as quais apresentam uma capacidade instalada média ou baixa.

Unicamente a Usina 25, no cenário de carga mı́nima, e as Usinas 8 e 25, no cenário de

carga média do final do dia, tinham uma oferta menor do que o preço da reserva, e não

foram selecionadas para fornecimento. Nenhuma dessas usinas encontra-se na Tabela 6.10 e

a razão delas não serem selecionadas é devido à minimização de custos de partida e parada das

máquinas.

Particularmente, para o caso da usina de Ilha Solteira, observou-se que ela não foi

selecionada para disponibilizar reserva, já que seu custode disponibilidade é muito alto quando

comparado com usinas de menor capacidade. Se o cenário de ofertas ilustrado na Tabela B.14

do Apêndice B fosse real, o operador do sistema, visando minimizar os custos da reserva, teria

que analisar a possibilidade de habilitar um maior número de usinas para o fornecimento de

CAG.

Se o operador do sistema decidisse realizar um contrato de disponibilidade de reserva com

a usina de Ilha Solteira, com a tarifa máxima ilustrada na Tabela 5.4 do Capı́tulo 5, acabaria

pagando um custo de disponibilidade muito alto, quando comparado com um mercado de

reserva com o cenário de ofertas ilustrado. No entanto, não teria que considerar a habilitação

de usinas de menor porte para o fornecimento de CAG.

O despacho de reserva para baixo é ilustrado na Tabela 6.12.Nesse caso, a distribuição se

realiza visando minimizar os custos de partida e parada das máquinas, já que a disponibilidade

dessa reserva não tem nenhum custo. Observa-se, nessa tabela, que no patamar de carga médio,

toda a reserva foi atribuı́da à usina de Itaipu, enquanto, no cenário de carga máxima, a maior

parte da reserva ficou alocada na usina de Ilha Solteira. Essas usinas são as maiores geradoras do
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Tabela 6.11:Despacho de reserva para cima em MW.

Usina No. Nome C.I. MIN MED MAX MED
6 Jurumirim 98 46 52,6 58,8 52,6
7 Piraju 80 23 48 48 48
8 Ourinhos 44,1 4,8 26,4 26,4 0
9 L. N Garcés (Salto Grande) 73,8 1,4 29,7 44,4 35,6
10 Canoas I 82,5 9,9 36,2 49,5 44,1
11 Canoas II 72 17,6 31,4 43,2 43,2
19 Promissão 264 0 81,6 71,8 0
20 Bariri (A S Lima) 144 50,7 20,2 86,4 84
21 Barra Bonita 140 19,4 42 84 80
25 Espora 32,1 0 13 19,4 0
27 Porto Colômbia 328 0 0 24,6 0
34 Igarapava 210 0 67,3 50,7 0
37 Amador Aguiar I 210 0 35,2 126 23,3
38 Amador Aguiar II 240 0 26,3 144 144
39 Porto Estrela 112 32,6 67,2 67,2 67,2
41 Manso 210 53,1 94,5 126 126
46 Euclides da Cunha 108,8 14,6 48,9 65,2 65,2
47 A S Oliveira (limoeiro) 32 0 19,2 19,2 7,2
48 Caconde 80,4 0 23,1 48,2 30,6
49 Ibitinga 131,4 48 78,9 78,9 78,9
54 SA Carvalho 78 6 30,7 46,8 6
55 Mascarenhas 180,5 0 71,1 90,4 32
56 Guilman Amorin 140 56 84 84 68
57 Candonga (Ris. Neves) 140 74 74,2 84 74
58 S. Grande 102,2 28,3 30,8 30,8 22,6

Total 485,4 1132,5 1617,9 1132,5
C.I.: Capacidade instalada em MW.
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Tabela 6.12:Despacho de reserva para baixo em MW.

Usina No. Nome C.I. MIN MED MAX MED
3 Itaipu 12600 0 1132,5 0 0
6 Jurumirim 98 1,8 0 0 0
7 Piraju 80 25 0 0 0
8 Ourinhos 44,1 21,6 0 0 0
9 L. N Garcés (Salto Grande) 73,8 43 0 0 0
10 Canoas I 82,5 39,6 0 0 0
11 Canoas II 72 25,6 0 0 0
12 Porto Primavera 1540 8,4 0 227,2 0
15 Ilha Solteria 3444 0 0 1136,3 629,1
17 Capivara 640 0 0 0 44,9
20 Bariri (A S Lima) 144 6,9 0 0 2,4
21 Barra Bonita 140 1,6 0 0 0
25 Espora 32,1 19,4 0 0 0
27 Porto Colômbia 328 1 0 0 0
31 LC Barreto (estreito) 1104 0 0 0 140,6
32 Mascarenhas de Moraes (peixoto)478 0 0 0 99
33 Jaguara 424 0 0 254,4 0
34 Igarapava 210 75,6 0 0 0
37 Amador Aguiar I 210 73,9 0 0 0
39 Porto Estrela 112 1 0 0 0
41 Manso 210 2 0 0 0
46 Euclides da Cunha 108,8 1,7 0 0 0
49 Ibitinga 131,4 4,6 0 0 0
53 Aimorés 330 0 0 0 91,1
54 SA Carvalho 78 40,8 0 0 40,8
55 Mascarenhas 180,5 72,2 0 0 76,3
56 Guilman Amorin 140 7 0 0 0
57 Candonga (Ris. Neves) 140 10 0 0 0
58 S. Grande 102,2 2,5 0 0 8,2

Total 485,2 1132,5 1617,9 1132,4
C.I.: Capacidade instala em MW.

sistema sudeste e, devido à quantidade de unidades geradoras operantes, possuem uma grande

folga de geração, sendo natural a atribuição de grandesmontantes de reserva.

Nessa situação, observa-se que a usina de Ilha Solteira apresenta um grande potencial para

o fornecimento de reserva para baixo. Se o uso do serviço fosse remunerado, como ilustrado no

Capı́tulo 5, a usina teria um lucro adicional comparável aos recebimentos do MRE.

Na Tabela 6.13, mostra-se a alocação da reserva para cima,no patamar de carga máxima,

sob distintos cenários de ofertas de disponibilidade. O Cenário 1 corresponde ao cenário de

preços ilustrado na Tabela B.14 do Apêndice B, baseado na capacidade instalada das usinas. O

Cenário 2 considera todas as usinas as quais ofertam com um valor zero. O Cenário 3 considera

todas as usinas com uma oferta igual à oferta da usina de IlhaSolteira no Cenário 1. Finalmente,
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o Cenário 4 é um cenário de ofertas totalmente aleatório(Tabela B.15 do Apêndice B).

Em todos os cenários, a distribuição da reserva é diferente. Nos Cenários 2 e 3, devido

as ofertas dos agentes serem iguais, a reserva é distribuı́da em usinas tanto grandes, como de

médio e pequeno porte. No Cenário 4, as ofertas oscilam entre [5 e150] R$/MWh, sendo que a

atribuição da reserva ficou em função do menor preço de oferta, com um preço de 11R$/MWh.

Casualmente, Ilha Solteira ofertou com um preço baixo, tendo grande parte do montante de

reserva alocado nas suas unidades geradoras. Neste caso, torna-se evidente que, se Ilha Solteira

ofertasse preços competitivos, sempre seria despachada com uma quantidade importante da

reserva requerida na região sudeste.

Tabela 6.13:Despacho de reserva para cima no patamar de carga máxima sobdistintos cenários [MW].

Usina No. Nome C.I MAX[1] MAX[2] MAX[3] MAX[4]

1 GOV. José Richa (salto caxias) 1240 0 231,9 85,3 0

2 Salto Santiago 1420 0 0 53,9 0

3 Itaipu 12600 0 0 0 0

4 Rosana 372 0 27,4 27,4

5 Chavantes 414 0 0 0 0

6 Jurumirim 98 58,8 3,6 3,6 0

7 Piraju 80 48 0 0 0

8 Ourinhos 44,1 26,4 0 0 0

9 L. N Garcés (Salto Grande) 73,8 44,4 19,5 19,5 0

10 Canoas I 82,5 49,5 28 28 0

11 Canoas II 72 43,2 31,1 31,1 0

12 Porto Primavera 1540 0 15 15 0

13 Taquaruçu 554 0 15,5 15,5 0

14 Jupiá 1551,2 0 0 0 0

15 Ilha Solteria 3444 0 166,2 166,2 1284,6

16 Três Irmãos 807,5 0 63,4 63,4 0

17 Capivara 640 0 138,1 0 0

18 Água Vermelha 1396 0 0 0 0

19 Promissão 264 71,8 0 62,9 0

20 Bariri (A S Lima) 144 86,4 55,5 7,5 0

21 Barra Bonita 140 84 29,5 29,5 0

22 São Simão 1710 0 0 0 0

23 Itumbiara 2280 0 58,1 0 0

24 Cachoeira Dourada 658 0 0 44 0

25 Espora 32,1 19,4 0 0 0

26 Marimbondo 1488 0 0 0 0

Continua ...
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Tabela 6.13:Despacho de reserva para cima no patamar de carga máxima sobdistintos cenários [MW]

Usina No. Nome C.I MAX[1] MAX[2] MAX[3] MAX[4]

27 Porto Colômbia 328 24,6 133,4 144,9 0

28 Nova Avanhandava 347,4 0 18 124 0

29 Volta grande 380 0 103,4 119,8 0

30 Emborcação 1192 0 0 0 0

31 LC Barreto (estreito) 1104 0 90,7 128,9 0

32 Mascarenhas de Moraes (peixoto) 478 0 0 25,5 0

33 Jaguara 424 0 0 0 254,4

34 Igarapava 210 50,7 0 0 0

35 Furnas 1312 0 0 0 0

36 Nova ponte 510 0 0 0 0

37 Amador Aguiar I 210 126 0 0 0

38 Amador Aguiar II 240 144 0 0 0

39 Porto Estrela 112 67,2 0 18,2 0

40 Corumbá 375 0 0 0 0

41 Manso 210 126 0 0 0

42 Serra da Messa 1275 0 0 0 0

43 Cana Brava 450 0 0 0 0

44 Peixe Angical 452 0 271,2 271,2 0

45 Lajeado 902,5 0 0 0 0

46 Euclides da Cunha 108,8 65,2 28,4 28,4 0

47 A S Oliveira (limoeiro) 32 19,2 11,2 0 0

48 Caconde 80,4 48,2 19 19 0

49 Ibitinga 131,4 78,9 52,2 52,2 78,9

50 Irapé 360 0 0 0 0

51 Três Marias 396 0 0 0 0

52 Miranda 408 0 0 0 0

53 Aimorés 330 0 0 0 0

54 SA Carvalho 78 46,8 6 6 0

55 Mascarenhas 180,5 90,4 1,4 26,9 0

56 Guilman Amorin 140 84 0 0

57 Candonga (Ris. Neves) 140 84 0 0

58 S. Grande 102,2 30,8 0 0 0

Total 1617,9 1617,7 1617,8 1617,9

C.I: Capacidade instalada em MW; [1]: Cenário de ofertas 1;[2]: Cenário de ofertas 2 (πMAX
i = 0 R$/MWh).

[3]: Cenário de ofertas 3 (πMAX
i = 112,27 R$/MWh); [4]: Cenário de ofertas 4 (aleatório).



6.7 Conclus̃oes parciais 133

Na Tabela B.12 do Apêndice B, observa-se que, na região sudeste, coexistem 7 grandes

agentes de geração (Copel, Duke Energy, CESP, AES Tietê,CEMIG e Furnas) e algumas

pequenas empresas. Das simulações realizadas, observou-se que a reserva poderia ser alocada

em qualquer usina, desde que sua oferta fosse competitiva. Omercado de reserva permitiria

valorizar o serviço pelo mı́nimo custo possı́vel, criando, ao mesmo tempo, um sinal de incentivo

no fornecimento (o preço da reserva). A concorrência entre os agentes é possı́vel, já que o

despacho é realizado de forma centralizada e diminui a possibilidade de distorção do mercado

por parte dos agentes. Por outro lado, a disponibilidade de suficientes usinas com controle de

CAG se mostra como uma limitante na implementação desta proposta.

6.7 Conclus̃oes parciais

• Descreveu-se uma proposta de valorização baseada em um mercado de reserva para

geradores hidrelétricos. A proposta foi construı́da utilizando uma estrutura de

mercado pseudocootimizada com ofertas simples, indicando, unicamente, o preço de

disponibilidade do serviço. No caso particular do sistemabrasileiro, foi sugerida a

modificação do mecanismo de realocação de energia, de forma que considere como

referência o despacho programado e não o despacho em temporeal, visando evitar a

interferência com uma possı́vel remuneração da reserva.

• Foi apresentado um novo modelo de despacho hidrelétrico para a valorização da reserva.

Esse despacho está baseado na modelagem matemática apresentada por Arce (2006) e

incorpora, adicionalmente, as restrições hidráulicasdescritas por Cicogna (1999), assim

como as restrições elétricas, as quais consideram o modelo clássico DC linearizado.

Essas restrições foram integradas de forma consistente em um modelo denominado de

despacho global, que apresenta uma estrutura inteira mista. O modelo permite, além

de atribuir e valorizar a reserva, representar o efeito do acoplamento em cascata e da

interconexão elétrica entre as usinas. A proposta foi avaliada através de dois sistemas.

O primeiro, utilizado com fins ilustrativos, corresponde a um sistema com 3 barras e

3 geradores. O segundo corresponde ao sistema sudeste brasileiro. Neste último, os

resultados mostraram a viabilidade da concorrência entreos agentes, sendo a reserva

alocada em função das ofertas de menor preço sob um ponto de operação ótimo e factı́vel.
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7 CONCLUSÕES E TRABALHOS
FUTUROS

Este trabalho apresentou uma pesquisa sobre a valorização da reserva fornecida pelos

geradores hidrelétricos. Inicialmente, foi realizada uma revisão das formas de valorização

praticadas em diferentes sistemas no mundo. Nessa revisão, observou-se que a estrutura

comercial dos serviços ancilares de reserva depende da estrutura comercial do mercado de

energia, da mesma forma que os requerimentos técnicos dos serviços de reserva dependem do

tipo de fornecedores, do grau de automatização dos procedimentos operativos e das restrições

de rede. Na maioria dos sistemas estudados existe uma tendência ao reconhecimento e à

remuneração desses serviços, a qual visa incentivar o fornecimento e o uso eficiente dos

recursos. No caso do sistema brasileiro, o reconhecimento do custo dos serviços de reserva

tem sido pouco observado. Alguns dos motivos dessa situaç˜ao são:

• A polı́tica de operação centralizada do sistema, na qual ooperador de rede realiza a

programação de produção das usinas. Desta forma, o agente gerador não possui poder

de decisão sobre os montantes a serem gerados e, ainda menos, sobre os montantes de

reserva a serem fornecidos.

• Os geradores hidrelétricos cobrem os riscos de fornecimento através de um mecanismo

cooperativo denominado de realocação de energia (MRE). Como foi ilustrado neste

trabalho, esse mecanismo distorce os custos de oportunidade e dificulta o cálculo dos

custos incorridos na prestação do serviço de reserva. Esse processo de distorção ocorre

porque se o gerador pudesse gerar mais energia como consequˆencia do não fornecimento

do serviço, o excesso de energia não seria necessariamente liquidado, em sua totalidade,

no mercado de curto prazo. Parte desses excessos seriam realocados em outros geradores,

de forma que o lucro (ou possı́vel diminuição da perda, no caso que o agente apresente

déficit de geração) terminaria sendo perdido.

• Como a liquidação é baseada nos montantes de energia gerada, existe uma tendência
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a pensar que os custos da reserva são ressarcidos de forma implı́cita. Nesse processo

de liquidação, a energia de reserva, utilizada na regulac¸ão “para cima”, faz parte do

montante de energia total gerado, e a remuneração do serviço é embutida na remuneração

do gerador pela venda de energia. Do ponto de vista econômico, esse processo de custos

embutidos resulta inapropriado. Por outro lado, os custos de oportunidade da reserva não

são levados em consideração. A não remuneração desses custos representa uma perda

financeira que desincentiva o fornecimento do serviço, jáque pode resultar mais lucrativo

não fornecer o serviço.

Posteriormente, foram apresentados os métodos de otimização sequencial e cootimizado,

os quais são utilizados sob um ambiente de mercado para atribuir os recursos de reserva.

O modelo sequencial atribui os recursos de reserva separadamente do mercado de energia,

enquanto o modelo cootimizado atribui reserva e energia de forma conjunta. Do ponto

de vista da otimização, o modelo cootimizado é mais eficiente, porque considera de forma

simultánea, a otimização da energia e os serviços ancilares de reserva. Do ponto de vista

prático, a implementação de um modelo ou outro está fortemente relacionada com a estrutura

de otimização do mercado de energia, principalmente com ograu de descentralização, e

com a relação entre a entidade que opera o sistema e a entidade encarregada do processo de

comercialização.

Com a finalidade de contextualizar o problema de valorizaç˜ao da reserva, foram descritas

algumas das caracterı́sticas mais relevantes do sistema brasileiro, particularmente a estrutura

do mercado de energia e o processo de planejamento energético e da operação do sistema.

Também foi ilustrada a forma de administração atual dos serviços ancilares, assim como

alguns dos trabalhos realizados nessa área no Brasil. Também foi ressaltada a importância

da consideração do MRE na valorização dos serviços de reserva. Esses aspectos permitiram

identificar caracterı́sticas particulares do sistema brasileiro, que serviram de base para a

construção das duas propostas de valorização apresentadas nesta pesquisa.

A primeira proposta de valorização da reserva foi abordada sob a visão do gerador, e

está orientada à remuneração do serviço por meio de umatarifa regulada. Essa proposta

também está próxima da visão do regulador do sistema, uma vez que a tarifa regulada é

estabelecida a partir da avaliação dos custos das empresas fornecedoras do serviço. Nesse

sentido, ambas entidades (regulador e agente gerador) possuem o interesse de estabelecer uma

tarifa adequada. A segunda proposta foi abordada sob a visão do operador do sistema, e está

orientada à remuneração do serviço através de um esquema de concorrência entre geradores

hidrelétricos. Nesse caso, é também o interesse do gerador procurar um lucro adicional através
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do mercado, pelo que a proposta é atrativa para as duas entidades (ONS e agente gerador).

Ambas as propostas consideram restrições particulares dos geradores hidrelétricos e assumem

uma operação baseada em algoritmos de despacho ótimos.

A primeira proposta foi utilizada para estimar os custos de uso e disponibilidade da reserva

na usina de Ilha Solteira, pertencente à CESP, durante a operação de 2006. Foram calculadas

tarifas para cada componente de custo e foi ilustrado que esses valores dependem da variação do

montante de energia realocado. Os valores encontrados servem como referência em um futuro

processo de negociação entre a entidade reguladora e o agente gerador, para a determinação de

uma tarifa regulada, ou entre o operador do sistema e o agentegerador, caso exista um sistema

de contratação bilateral da reserva.

A segunda proposta foi utilizada para simular o mercado de reserva no sudeste brasileiro.

Essa proposta considera as restrições de reserva, as metas de planejamento estabelecidas pelo

operador do sistema, assim como as restrições elétricase de acoplamento em cascata das usinas

hidrelétricas.

A partir da pesquisa realizada nesta tese, são sugeridas algumas ideias que podem ser

desenvolvidas em trabalhos futuros, como descrito a seguir:

• Estimar o impacto do componente de custos fixos na valorização do serviço. Seria

preciso recolher maior informação dos custos de operaç˜ao da empresa, dos preços dos

equipamentos dos fabricantes, da vida útil, das taxas de retorno, assim como conhecer

com maior detalhe, os processos de implementação, de manutenção e de operação do

gerador.

• Aplicar a proposta de valorização de custos de uso e disponibilidade sobre outros agentes

geradores, e determinar a variação dos custos da reserva,a viabilidade do estabelecimento

de uma tarifa genérica, assim como um modelo de regulaçãoapropriado para o serviço.

• Utilizar o esquema de mercado proposto neste trabalho, pararealizar uma análise

do sistema brasileiro, e identificar potenciais geradores que podem exercer poder de

mercado, potenciais restrições no sistema que dificultemo funcionamento do mecanismo,

assim como a necessidade da construção de mercados de reserva para cada área do

sistema.

• Analisar os serviços de reserva fornecidos por outras fontes, tais como, usinas térmicas,

fontes renováveis, consumidores e geração distribuı́da, no contexto brasileiro, para

construir propostas de valorização que permitam avaliaro impacto de todos os possı́veis

fornecedores no serviço de reserva.
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Chile, 2000.

WEN, F. S.; DAVID, A. K. Optimally co-ordinated bidding strategies in energy and ancillary
service markets.Proceedings of Institution Electrical Engineers, Generation, Transmission
and Distribution, London, v. 149, n. 3, p. 331–339, may. 2002.



146

APÊNDICE A -- MECANISMO DE REALOCAÇÃO

DE ENERGIA

O Mecanismo de Realocação de Energia, (MRE), tem a finalidade de minimizar e

compartilhar os riscos hidrológicos associados ao despacho centralizado e à otimização do

Sistema Hidrotérmico realizada pelo ONS. Seu objetivo é assegurar que todas as usinas

participantes do MRE recebam seus nı́veis de Energia Assegurada, independentemente de seus

nı́veis reais de produção de energia, desde que a geração total do MRE não esteja abaixo do total

da Energia Assegurada do Sistema. Em outras palavras, o MRE realoca a energia, transferindo

o excedente daqueles que geraram além de suas Energias Asseguradas para aqueles que geraram

abaixo (CCEE, 2007c).

No sistema brasileiro, a energia assegurada, obtida por meio de simulações de operação,

corresponde à máxima carga que pode ser suprida, a um riscopré-fixado (5%) de não

atendimento da mesma (CCEE, 2007c). Essa energia assegurada é modulada para cada

agente gerador, o qual utiliza essa informação para vender a produção nos leilões de longo

prazo. Assim, grande parte da energia assegurada de cada agente está comprometida em

contratos de longo prazo. Como foi indicado na Seção 4.1, as diferenças entre a geração

contratada e a geração real, produzidas pela operação do dia a dia, são comercializadas

no mercado de liquidação das diferenças. Essas diferenc¸as são o resultado das restrições

de operação, de aspectos econômicos como os custos operativos das usinas térmicas, das

condições hidrológicas, etc. Uma das restrições operativas é o controle de frequência. Como

qualquer mudança na geração implica o uso de reserva das unidades geradoras, observa-se

que o MRE influencia a forma de valorização que deve ser atribuı́da aos diferentes tipos de

reserva (VELASCO, 2004). Neste apêndice, apresenta-se uma versão simplificada e resumida

do funcionamento do MRE. Os detalhes completos podem ser consultados em CCEE (2007c).

Para ilustrar o mecanismo de realocação de energia, serão consideradas as Figuras A.1 e

A.2. SejamG1 e G2 as gerações reais dos Geradores 1 e 2. Também, sejamASS11 e ASS12 as

energias asseguradas dos Geradores 1 e 2. Pode-se apresentar uma das seguintes situações:
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Ger2 Ger1 

ASS11 

Excedente 

ASS12 

G1 

G2 

SEC 

ASS1i: Energia assegurada do gerador i; SEC: Energia secundaria do sistema. 

Figura A.1: MRE comSEC> 0.

 

Ger2 Ger1 

ASS11 

Excedente 

ASS12 

G2 

ASS21 
ASS22 

G1 

ASS2i: Energia assegurada redefinida do gerador i. 

Figura A.2: MRE comSEC= 0.
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1.Gi > ASS1i. Existe excedente de produção do geradori com respeito a sua energia

assegurada.

2.Gi < ASS1i. Existe déficit de produção do geradori com respeito a sua energia assegurada.

3.Gi = ASS1i.

No Caso 1, o gerador pode ceder energia para os geradores deficitários. No Caso 2, o

gerador pode receber energia de geradores superavitários, e, no Caso 3, o gerador nem cede

nem recebe energia. O objetivo do mecanismo de realocaçãoé minimizar as diferenças entre a

energia gerada e a energia contratada de todos os geradores participantes do MRE, ou seja,

Min ∑
i∈MRE

|Gi −ASS1i| . (A.1)

Se a geração total de todos os agentes participantes do MREsupera a energia assegurada

total,

∑
i∈MRE

Gi > ∑
i∈MRE

ASS1i (A.2)

então é definida a energia sobrante por meio da Equação (A.3):

SEC= ∑
i∈MRE

Gi − ∑
i∈MRE

ASS1i (A.3)

sendo

SEC: superávit de produção do sistema ou energia secundária. Essa energia, se existir,

também é realocada entre os geradores do sistema. Se (A.2)não é atendida,SEC= 0, isto é,

não existe energia secundária ou superávit de produção no sistema.

SeSEC> 0, todos os geradores deficitários recebem a energia necessária para alcançar seu

nı́vel de energia assegurada. Na Figura A.1, é ilustrado que parte do superávit do Gerador 1

(bloco sombreado) é transferido para o gerador deficitário (Gerador 2). A energia secundária é

realocada num processo posterior.

SeSEC= 0 (Figura A.2), os nı́veis de energia assegurada do sistema são redefinidos, através

de um fator de ajusteGSF, e a energia é redistribuı́da para que todos os geradores alcancem os

novos limites de energia asseguradaASS2:
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GSF=
∑i∈MREGi

∑i∈MREASS1i
(A.4)

ASS2i = ASS1i ×GSF. (A.5)

SeSEC> 0, o fator de ajuste éGSF= 1.

No caso em queSEC= 0, o superávit ou déficit de geração do geradori é dado por:

ERMsurp
i = Gi −ASS2i (A.6)

e

ERMde f
i = ASS2i −Gi . (A.7)

O processo de realocação de energia é realizado primeirodentro de cada submercados do

sistema brasileiro, sendo necessário, portanto, definir as seguintes grandezas:

Pots = ∑
i∈MRE,∈s

ERMsurp
i (A.8)

De f icits = ∑
i∈MRE,∈s

ERMde f
i . (A.9)

Os geradores que possuem superávit de geração com respeito a sua energia assegurada

cedem sua energia, independente do submercado em que se encontram. Isto é denominado

ajuste de primeiro estágio de alocação de energia:

EA1i = −1× (ERMsurp
i ) (A.10)

Devido ao processo de realocação por submercados, um submercado s agora pode

apresentar superávit ou déficit de geração, assim:

Se no submercados, Pots> De f icits então define-se um valor de excedente de energia nesse

submercado:
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Pot1s= Pots−De f icits, (A.11)

e os geradores deficitários deste submercado recebem precisamente seu déficit de energia

redefinido, processo denominado ajuste de segundo estágiode alocação de energia:

EA2i = ERMde f
i . (A.12)

Se no submercados, Pots < De f icits, então não existe superávit lı́quido de geração:

Pot1s = 0, (A.13)

e o superávit lı́quido de geração deste submercado é distribuı́do para compensar o déficit

lı́quido de geração de forma proporcional ao déficit de cada gerador (processo de ajuste de

energia de segundo estágio):

EA2i = Pot×

(

ERMde f
i

∑i∈MREERMde f
i

)

. (A.14)

O déficit do geradori após a alocação de energia de segundo estágio é:

De f icit1i = ERMde f
i −EA2i . (A.15)

Finalmente, os submercados com superávit lı́quido de geração podem doar seu excedente

de energia para os geradores deficitários dos outros submercados, num processo denominado

ajuste de energia de terceiro estágio; assim, a energia de terceiro estágio doada pelo mercadol

ao gerador deficitárioi é:

EA3i = De f icit1i ×

(

Pot1l

∑sPot1s

)

. (A.16)

O processo de alocação de energia secundária segue exatamente os mesmos princı́pios de

alocação de energia primária, e a liquidação entre os agentes, está baseada na tarifa do MRE, a

qual foi estabelecida em 7,77 R$/MWh, com vigência a partir de primeiro de Janeiro de 2008

(ANEEL, 2007b).
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APÊNDICE B -- DADOS DOS TESTES

REALIZADOS

B.1 Dados da usina hidreĺetrica de Ilha Solteira

Nas Figuras B.1 e B.2 mostram-se as curvas colina para os as unidades geradorasG1 a

G4 eG5 aG20, em função da queda lı́quida do reservatóriohl e da potência de saı́da de cada

unidade. As curvas são válidas apenas na faixa de valores ilustrada, ou seja, fora desses limites

de operação, não há disponibilidade de dados de eficiência do conjunto turbina-gerador,ηeq.

Além disso, de acordo com a Tabela 5.2 do Capı́tulo 5, as curvas dos subgruposgr2 e gr3 são

as mesmas.
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Figura B.1: Curva colina dos grupos G1 a G4

Nas Figuras B.3 e B.4 mostram-se os ajustes da função de produção de cada subgrupo, as

quais foram obtidas a partir das curvas colina ilustradas anteriormente e da Equação (5.22).

Todos os ajustes foram calculados utilizando uma função polinomial de grau 7. As curvas de

produção ilustradas na Figura B.3 são válidas na faixa de valores de[200,600] m3/se [32,50] m,
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Figura B.2: Curva colina dos grupos G5 a G20

enquanto as curvas de produção ilustradas na Figura B.4 s˜ao válidas na faixa de valores de

[160,510] m3/se [30,49] m.
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Figura B.3: Função de produção dos grupos G1 a G4

Os dados de geração real, em 2006, de cada unidade geradoradentro da usina são

apresentados nas Tabelas B.1, B.2 e B.3, as quais, por razões de espaço, ilustram apenas três

dias tı́picos de operação. Nessas tabelas, também é ilustrado o fator de produção equivalente

da usina, para cada hora programada. Seguidamente, nas Tabelas B.4, B.5 e B.6, mostram-se

os dados de geração real e verificada totais da usina, para omesmo grupo de dias considerados

anteriormente.
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Figura B.4: Função de produção dos grupos G5 a G20

Tabela B.1: Geração verificada em MW e fator de produção do dia 28/01/2006.
HORA UG-01 UG-02 UG-03 UG-04 UG-05 UG-06 UG-07 UG-08 UG-09 UG-10

01 122 122 121 121 103 104 104 104 102 104 ...

02 122 123 36 120 106 34 35 106 101 101 ...

03 121 121 CO 120 99 CO CO 98 98 98 ...

04 121 121 CO 121 90 CO CO 95 95 95 ...

05 120 120 CO 120 93 CO CO 91 91 91 ...

06 121 123 CO 122 90 CO CO 94 90 97 ...

07 128 127 CO 126 121 CO CO 122 120 122 ...

08 131 129 134 126 124 54 56 125 126 126 ...

09 123 122 120 121 112 112 112 112 111 112 ...

10 137 138 140 140 150 153 152 152 152 153 ...

11 165 168 169 167 136 137 137 136 135 137 ...

12 165 169 168 165 124 118 118 118 117 119 ...

13 162 168 167 167 97 98 98 98 96 98 ...

14 166 165 165 166 108 114 113 113 113 114 ...

15 165 167 155 166 111 112 112 112 110 112 ...

16 166 168 155 170 100 100 100 100 100 100 ...

17 165 170 160 170 110 100 100 100 98 100 ...

18 165 170 160 170 110 105 103 104 102 105 ...

19 143 143 138 142 113 115 115 113 92 94 ...

20 162 170 160 162 130 145 145 142 97 96 ...

21 128 128 126 126 118 118 119 118 103 105 ...

22 125 125 123 123 124 127 122 123 100 102 ...

23 145 145 143 144 117 116 115 116 125 125 ...

24 137 120 145 120 98 103 103 103 110 115 ...

HORA UG-11 UG-12 UG-13 UG-14 UG-15 UG-16 UG-17 UG-18 UG-19 UG-20 fp

01 131 AIO 104 104 104 105 105 106 105 106 0,377

Continua ...
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Tabela B.1: Geração verificada em MW e fator de produção do dia 28/01/2006.

HORA UG-01 UG-02 UG-03 UG-04 UG-05 UG-06 UG-07 UG-08 UG-09 UG-10

02 135 AIO 105 37 42 105 106 52 105 45 0,356

03 131 AIO 98 CO CO 98 98 CO 98 CO 0,372

04 97 AIO 95 CO CO 95 95 CO 95 CO 0,371

05 AIO AIO 95 CO CO 95 96 CO 95 CO 0,370

06 AIO AIO 90 CO CO 90 92 CO 90 CO 0,370

07 AIO AIO 122 CO CO 123 122 CO 125 CO 0,386

08 AIO AIO 127 30 32 120 124 44 131 39 0,367

09 AIO AIO 112 112 112 113 114 114 115 115 0,382

10 AIO AIO 145 145 147 158 159 154 153 150 0,378

11 AIO AIO 137 138 138 137 138 139 139 139 0,377

12 AIO AIO 128 126 92 116 118 119 124 124 0,378

13 AIO AIO 98 97 97 97 98 99 99 99 0,371

14 AIO AIO 112 114 114 120 117 120 113 117 0,378

15 AIO AIO 111 111 111 112 113 114 113 124 0,381

16 AIO AIO 100 100 101 98 103 103 106 120 0,373

17 AIO AIO 100 99 100 99 101 101 101 115 0,373

18 AIO AIO 103 101 104 103 103 105 105 120 0,374

19 AIO AIO 94 94 94 103 94 95 95 105 0,374

20 AIO AIO 97 96 100 95 95 95 95 105 0,379

21 AIO AIO 104 104 105 103 105 106 105 116 0,377

22 AIO AIO 104 104 104 92 101 101 101 116 0,378

23 AIO AIO 127 127 128 128 129 129 130 130 0,386

24 AIO AIO 109 110 AIO 110 110 110 111 112 0,378

Fonte: CESP.

Notas: CO: Conveniência operativa; AIO: Máquina à disposição de manutenção.

0−79 MVA: Faixa restritiva de trabalho; 80−124MVA: Faixa aceitável de trabalho.

125−176MVA: Faixa ótima de trabalho.

Tabela B.2: Geração verificada em MW e fator de produção do dia 31/05/2006.
HORA UG-01 UG-02 UG-03 UG-04 UG-05 UG-06 UG-07 UG-08 UG-09 UG-10

01 125 124 CO 123 116 116 116 116 115 116 ...

02 127 127 CO 128 119 CO 5 6 119 117 ...

03 125 125 CO 125 100 CO CO CO 98 99 ...

04 132 132 CO 132 132 CO CO CO 134 138 ...

05 123 122 CO 122 102 CO CO CO 103 104 ...

06 142 140 CO 140 117 CO CO CO 138 141 ...

07 133 132 122 132 131 120 CO 118 130 130 ...

08 148 152 152 153 148 149 85 149 150 150 ...

09 150 149 149 149 150 151 152 150 149 152 ...

10 144 142 142 140 144 143 144 135 144 143 ...

11 144 145 142 142 143 143 143 143 141 144 ...

12 147 144 146 146 147 146 146 144 144 148 ...

13 142 142 141 141 142 143 143 142 154 145 ...

Continua ...
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Tabela B.2: Geração verificada em MW e fator de produção do dia 31/05/2006.

HORA UG-01 UG-02 UG-03 UG-04 UG-05 UG-06 UG-07 UG-08 UG-09 UG-10

14 135 134 136 136 137 132 137 140 137 138 ...

15 158 160 158 158 159 160 159 159 160 160 ...

16 160 163 162 161 160 162 165 162 160 160 ...

17 125 124 124 123 121 120 120 120 115 120 ...

18 135 132 130 132 125 120 125 125 120 125 ...

19 132 131 132 132 129 130 130 130 130 130 ...

20 125 123 121 120 109 110 110 110 110 110 ...

21 140 143 141 142 140 140 140 140 140 140 ...

22 145 145 145 144 146 145 145 140 135 145 ...

23 131 130 130 130 121 121 122 122 119 120 ...

24 123 123 122 122 115 119 117 118 113 116 ...

HORA UG-11 UG-12 UG-13 UG-14 UG-15 UG-16 UG-17 UG-18 UG-19 UG-20 fp

01 132 117 CO CO 117 116 117 117 AIO 119 0,398

02 132 121 CO CO 19 120 120 118 AIO 120 0,382

03 132 101 CO CO CO 99 101 101 AIO 101 0,389

04 132 133 CO CO CO 133 134 136 AIO 136 0,404

05 131 104 CO CO CO 103 104 105 AIO 105 0,390

06 145 132 CO CO CO 143 143 143 AIO 144 0,406

07 145 132 106 100 CO 134 134 134 AIO 135 0,401

08 145 150 150 150 80 145 152 153 AIO 159 0,397

09 152 152 150 150 150 150 151 153 AIO 152 0,402

10 162 161 143 144 142 149 144 143 AIO 137 0,399

11 144 144 144 144 145 143 144 145 AIO 146 0,399

12 144 140 140 140 140 146 147 149 AIO 149 0,401

13 144 144 143 143 147 143 144 144 AIO 145 0,408

14 143 138 139 140 150 140 140 140 AIO 141 0,399

15 161 160 159 159 162 160 160 161 AIO 162 0,394

16 166 172 163 164 166 163 166 166 AIO 167 0,394

17 131 121 122 122 123 120 120 121 AIO 121 0,391

18 142 126 125 125 122 130 128 128 AIO 129 0,394

19 135 130 130 130 130 130 130 130 AIO 130 0,402

20 130 110 110 110 110 110 110 110 AIO 110 0,392

21 148 140 140 140 142 136 138 140 AIO 142 0,407

22 150 144 147 143 149 144 147 146 AIO 145 0,400

23 143 121 120 120 125 119 120 132 AIO 129 0,399

24 130 120 115 120 115 119 124 118 AIO 120 0,395

Fonte: CESP.

Notas: CO: Conveniência operativa; AIO: Máquina à disposição de manutenção.

0−79 MVA: Faixa restritiva de trabalho; 80−124MVA: Faixa aceitável de trabalho.

125−176MVA: Faixa ótima de trabalho.
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Tabela B.3: Geração verificada em MW e fator de produção do dia 13/11/2006.
HORA UG-01 UG-02 UG-03 UG-04 UG-05 UG-06 UG-07 UG-08 UG-09 UG-10

01 130 130 CO CO 98 CO 98 98 97 CO ...

02 130 130 CO CO 98 CO 90 90 90 CO ...

03 130 130 CO CO 100 CO 100 100 100 CO ...

04 130 130 CO CO 105 CO 105 105 105 CO ...

05 131 130 CO CO 121 CO 123 123 123 CO ...

06 140 133 CO CO 130 CO 150 150 150 CO ...

07 130 129 69 62 107 AIO 107 107 107 37 ...

08 135 132 131 131 132 AIO 117 115 113 120 ...

09 150 149 151 150 148 AIO 148 146 146 146 ...

10 161 162 159 161 160 AIO 160 161 160 160 ...

11 132 134 130 124 163 AIO 164 162 163 163 ...

12 130 133 130 126 160 AIO 160 160 155 160 ...

13 133 131 131 127 120 AIO 120 120 118 121 ...

14 127 125 120 127 120 AIO 127 123 125 126 ...

15 144 142 142 141 132 AIO 132 132 131 132 ...

16 133 125 125 129 140 AIO 143 144 143 146 ...

17 133 132 132 132 162 AIO 163 161 163 163 ...

18 165 165 165 168 153 AIO 153 151 148 152 ...

19 135 134 135 134 121 AIO 120 120 120 120 ...

20 138 137 140 136 129 AIO 129 129 129 128 ...

21 152 64 151 150 156 AIO 156 156 157 157 ...

22 145 AIO 137 139 144 AIO 154 151 154 155 ...

23 145 AIO 142 146 134 AIO 135 134 133 135 ...

24 132 AIO 136 107 118 AIO 110 113 110 112 ...

HORA UG-11 UG-12 UG-13 UG-14 UG-15 UG-16 UG-17 UG-18 UG-19 UG-20 fp

01 130 98 CO 98 CO CO 100 99 100 CO 0,372

02 130 100 CO 97 CO CO 103 102 102 CO 0,374

03 130 102 CO 101 CO CO 100 100 100 CO 0,376

04 130 108 CO 105 CO CO 105 105 105 CO 0,377

05 130 123 CO 122 CO CO 128 124 124 CO 0,383

06 145 138 CO 135 CO CO 139 142 156 CO 0,390

07 135 109 AIO 108 AIO 31 108 110 110 27 0,365

08 138 127 AIO 131 AIO 126 127 128 115 128 0,386

09 163 157 AIO 15 AIO 146 149 147 149 147 0,387

10 162 153 AIO AIO AIO 164 162 165 162 164 0,371

11 160 164 AIO AIO AIO 163 166 165 165 165 0,368

12 145 160 AIO AIO AIO 160 164 165 165 165 0,372

13 158 122 120 AIO 122 123 123 123 123 123 0,383

14 169 126 126 AIO 124 120 120 120 120 120 0,384

15 153 134 133 AIO 135 135 135 134 135 135 0,390

16 142 142 141 AIO 143 142 141 136 142 141 0,382

17 143 162 159 AIO 163 164 165 163 165 163 0,369

18 140 148 150 AIO 153 150 150 154 151 152 0,373

19 139 122 122 AIO 123 121 121 123 123 123 0,384

20 137 132 132 AIO 134 123 130 124 130 126 0,379

21 153 157 155 AIO 158 157 158 162 159 158 0,385

22 158 150 151 AIO 152 156 155 170 162 163 0,375

Continua ...
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Tabela B.3: Geração verificada em MW e fator de produção do dia 13/11/2006.

HORA UG-01 UG-02 UG-03 UG-04 UG-05 UG-06 UG-07 UG-08 UG-09 UG-10

23 146 137 135 AIO 136 137 135 136 136 136 0,391

24 154 113 115 AIO 103 115 113 117 112 110 0,380

Fonte: CESP.

CO: Conveniência operativa; AIO: Máquina à disposição de manutenção.

0−79 MVA: Faixa restritiva de trabalho; 80−124MVA: Faixa aceitável de trabalho.

125−176MVA: Faixa ótima de trabalho.

Tabela B.4: Geração programada e verificada total do dia 28/01/2006.

DATA HORA Ep [MW] Ev [MW]

20060128 01:00 2600 2077
20060128 02:00 1800 1616
20060128 03:00 1400 1278
20060128 04:00 1400 1215
20060128 05:00 1400 1107
20060128 06:00 1400 1099
20060128 07:00 1400 1358
20060128 08:00 1900 1778
20060128 09:00 2000 2064
20060128 10:00 2500 2678
20060128 11:00 2500 2592
20060128 12:00 2400 2328
20060128 13:00 2000 2033
20060128 14:00 2100 2264
20060128 15:00 2100 2231
20060128 16:00 2000 2090
20060128 17:00 2000 2089
20060128 18:00 2000 2138
20060128 19:00 2000 1982
20060128 20:00 2350 2187
20060128 21:00 2650 2037
20060128 22:00 2650 2017
20060128 23:00 2650 2319
20060128 24:00 2650 1926
Fonte: CESP.

B.2 Dados da CCEE

Os dados apresentados nesta seção foram obtidos do histórico de dados da Câmara de

Comercialização de Energia Elétrica, os quais se encontram disponı́veis na páginaweb da

empresa1. Por razões de espaço, são ilustrados os patamares de carga apenas para dois dias

do mês de maio de 2006 (Tabela B.7). Também, na Tabela B.8, mostram-se os valores semanais

do PLD no sistema sudeste por patamar de carga para todo o ano.Finalmente, na Tabela

B.9, mostram-se os recebimentos e os pagamentos mensais da CESP, em milhões de reais,

no mecanismo de realocação de energia e no mercado de curtoprazo.

1http://www.ccee.org.br/
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Tabela B.5: Geração programada e verificada total do dia 31/05/2006.

DATA HORA Ep [MW h] Ev [MW h]

20060531 01:00 1600 1902
20060531 02:00 1200 1498
20060531 03:00 1200 1307
20060531 04:00 1200 1604
20060531 05:00 1200 1328
20060531 06:00 1400 1668
20060531 07:00 1700 2168
20060531 08:00 2500 2720
20060531 09:00 2700 2861
20060531 10:00 2700 2746
20060531 11:00 2700 2729
20060531 12:00 2700 2753
20060531 13:00 2700 2732
20060531 14:00 2700 2633
20060531 15:00 2700 3035
20060531 16:00 2700 3108
20060531 17:00 2700 2313
20060531 18:00 2000 2424
20060531 19:00 2500 2481
20060531 20:00 2500 2158
20060531 21:00 2500 2672
20060531 22:00 2500 2750
20060531 23:00 2500 2375
20060531 24:00 2500 2269
Fonte: CESP.

Tabela B.6: Geração programada e verificada total do dia 13/11/2006.

DATA HORA Ep [MW h] Ev [MW h]

20061113 01:00 1250 1276
20061113 02:00 1100 1262
20061113 03:00 1100 1293
20061113 04:00 1100 1338
20061113 05:00 1100 1502
20061113 06:00 1100 1708
20061113 07:00 1200 1593
20061113 08:00 2150 2146
20061113 09:00 2500 2407
20061113 10:00 2550 2576
20061113 11:00 2800 2483
20061113 12:00 2800 2438
20061113 13:00 2800 2258
20061113 14:00 2800 2265
20061113 15:00 2800 2457
20061113 16:00 2800 2498
20061113 17:00 2800 2788
20061113 18:00 2800 2768
20061113 19:00 2650 2256
20061113 20:00 2800 2363
20061113 21:00 2800 2716
20061113 22:00 2800 2596
20061113 23:00 2800 2338
20061113 24:00 2650 1990
Fonte: CESP.
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Tabela B.7: Patamares de carga dos dias 2 e 3 de maio.

DATA HORA PATAMAR DATA HORA PATAMAR

02/05/2006 01:00 LEVE 03/05/2006 01:00 LEVE
02/05/2006 02:00 LEVE 03/05/2006 02:00 LEVE
02/05/2006 03:00 LEVE 03/05/2006 03:00 LEVE
02/05/2006 04:00 LEVE 03/05/2006 04:00 LEVE
02/05/2006 05:00 LEVE 03/05/2006 05:00 LEVE
02/05/2006 06:00 LEVE 03/05/2006 06:00 LEVE
02/05/2006 07:00 LEVE 03/05/2006 07:00 LEVE
02/05/2006 08:00 MEDIO 03/05/2006 08:00 MEDIO
02/05/2006 09:00 MEDIO 03/05/2006 09:00 MEDIO
02/05/2006 10:00 MEDIO 03/05/2006 10:00 MEDIO
02/05/2006 11:00 MEDIO 03/05/2006 11:00 MEDIO
02/05/2006 12:00 MEDIO 03/05/2006 12:00 MEDIO
02/05/2006 13:00 MEDIO 03/05/2006 13:00 MEDIO
02/05/2006 14:00 MEDIO 03/05/2006 14:00 MEDIO
02/05/2006 15:00 MEDIO 03/05/2006 15:00 MEDIO
02/05/2006 16:00 MEDIO 03/05/2006 16:00 MEDIO
02/05/2006 17:00 MEDIO 03/05/2006 17:00 MEDIO
02/05/2006 18:00 MEDIO 03/05/2006 18:00 MEDIO
02/05/2006 19:00 PESADO 03/05/2006 19:00 PESADO
02/05/2006 20:00 PESADO 03/05/2006 20:00 PESADO
02/05/2006 21:00 PESADO 03/05/2006 21:00 PESADO
02/05/2006 22:00 MEDIO 03/05/2006 22:00 MEDIO
02/05/2006 23:00 MEDIO 03/05/2006 23:00 MEDIO
02/05/2006 24:00 MEDIO 03/05/2006 24:00 MEDIO
Fonte: CCEE.

Tabela B.8: PLD semanal por patamar de carga do sistema sudeste.
ANO MÊS SEMANA INÍCIO FIM PESADO SE MÉDIO SE LEVE SE

2006 1 1 31/12/2005 06/01/2006 16,92 16,92 16,92

2006 1 2 07/01/2006 13/01/2006 16,92 16,92 16,92

2006 1 3 14/01/2006 20/01/2006 16,92 16,92 16,92

2006 1 4 21/01/2006 27/01/2006 40,46 40,46 38,35

2006 2 1 28/01/2006 03/02/2006 68,78 68,78 66,75

2006 2 2 04/02/2006 10/02/2006 62,84 62,72 57,13

2006 2 3 11/02/2006 17/02/2006 86,64 86,54 82,97

2006 2 4 18/02/2006 24/02/2006 37,78 36,54 33,04

2006 3 1 25/02/2006 03/03/2006 40 38,93 36,78

2006 3 2 04/03/2006 10/03/2006 40,6 40,02 37,85

2006 3 3 11/03/2006 17/03/2006 16,92 16,92 16,92

2006 3 4 18/03/2006 24/03/2006 16,92 16,92 16,92

2006 3 5 25/03/2006 31/03/2006 39,35 38,12 34,37

2006 4 1 01/04/2006 07/04/2006 24,21 23,91 22,46

2006 4 2 08/04/2006 14/04/2006 22,14 21,81 20,78

2006 4 3 15/04/2006 21/04/2006 18,02 17,55 17,06

2006 4 4 22/04/2006 28/04/2006 16,92 16,92 16,92

2006 5 1 29/04/2006 05/05/2006 37,52 36,64 35,76

2006 5 2 06/05/2006 12/05/2006 50,04 49,06 48,9

2006 5 3 13/05/2006 19/05/2006 57,27 56,47 55,75

2006 5 4 20/05/2006 26/05/2006 56,42 55,71 55,29

2006 6 1 27/05/2006 02/06/2006 60,32 60,21 59,6

2006 6 2 03/06/2006 09/06/2006 63,09 61,98 61,31

2006 6 3 10/06/2006 16/06/2006 65,44 64,73 64,5

2006 6 4 17/06/2006 23/06/2006 75,23 74,18 73,91

Continua ...
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Tabela B.8: PLD semanal por patamar de carga do sistema sudeste.

ANO MÊS SEMANA INICIO FIM PESADO SE MÉDIO SE LEVE SE

2006 6 5 24/06/2006 30/06/2006 75,36 73,62 71,6

2006 7 1 01/07/2006 07/07/2006 93,9 93,9 90,66

2006 7 2 08/07/2006 14/07/2006 89,97 89,05 86,34

2006 7 3 15/07/2006 21/07/2006 86,57 85,44 85,07

2006 7 4 22/07/2006 28/07/2006 92,65 91,49 90,49

2006 8 1 29/07/2006 04/08/2006 108,13 105,77 103,63

2006 8 2 05/08/2006 11/08/2006 101,83 100,43 98,44

2006 8 3 12/08/2006 18/08/2006 103,35 100,03 96,45

2006 8 4 19/08/2006 25/08/2006 102,42 97,68 94,53

2006 9 1 26/08/2006 01/09/2006 129,69 127,33 125,24

2006 9 2 02/09/2006 08/09/2006 128,18 124,67 123,42

2006 9 3 09/09/2006 15/09/2006 120,75 116,72 115,5

2006 9 4 16/09/2006 22/09/2006 131,59 128,09 123,32

2006 9 5 23/09/2006 29/09/2006 132,63 129,81 127,89

2006 10 1 30/09/2006 06/10/2006 110,38 108,98 105,57

2006 10 2 07/10/2006 13/10/2006 115,24 113,89 112,73

2006 10 3 14/10/2006 20/10/2006 82,89 82,18 81,51

2006 10 4 21/10/2006 27/10/2006 82,37 81,53 80,71

2006 11 1 28/10/2006 03/11/2006 70,68 70,22 69,65

2006 11 2 04/11/2006 10/11/2006 94,81 94,81 94,81

2006 11 3 11/11/2006 17/11/2006 68,99 68,65 68,65

2006 11 4 18/11/2006 24/11/2006 79,56 79,56 79,27

2006 11 5 25/11/2006 01/12/2006 86,09 85,75 85,75

2006 12 1 02/12/2006 08/12/2006 79,07 79,07 79,07

2006 12 2 09/12/2006 15/12/2006 71,1 70,35 69,47

2006 12 3 16/12/2006 22/12/2006 53,09 53,09 50,36

2006 12 4 23/12/2006 29/12/2006 37,55 36,73 35,89

Fonte: CCEE.

Tabela B.9: Recebimento/Pagamento da CESP em 2006.

MÊS LIQ. NO MRE [106(R$)] LIQ. NO MLD [106(R$)]

Janeiro 75.489 -0.3753
Fevereiro 54.501 -0.3226

Março 64.540 -0.2554
Abril 72.903 0.0169
Maio 51.950 0.5585
Junho 71.141 15.216
Julho 45.043 0.9546

Agosto 58.790 0.7313
Setembro 40.692 0.1456
Outubro 18.652 12.653

Novembro 17.685 17.249
Dezembro 25.785 15.622
Fonte: CESP.
Nota: LIQ: Liquidação.
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B.3 Dados do subsistema sudeste brasileiro

Como ilustrado na Tabela 4.2 do Capı́tulo 4, o subsistema sudeste brasileiro apresenta o

maior nı́vel de geração e de consumo do paı́s. Uma grande parte das usinas hidrelétricas do

sistema interconectado se encontram localizadas nessa região, e os maiores centros de consumo

estão principalmente nas cidades de São Paulo e Rio de Janeiro. A seguir, são apresentadas as

caracterı́sticas da rede elétrica e hidráulica, assim como as condições operativas utilizadas nas

simulações do Capı́tulo 6.

B.3.1 Rede eĺetrica

A rede elétrica do sistema sudeste brasileiro que se ilustra na Figura B.5, foi representada

através do sistema reduzido de alta tensão, com 180 linhase 79 barras. Na Tabela B.10

apresentam-se os dados das linhas indicando, nó de envio, nó de recibo, número de circuitos

por trecho (NC), capacidade máxima, reatância e resistência em por unidade.

Figura B.5: Rede reduzida do sistema sudeste brasileiro
Fonte: (PSR, 2007).

Tabela B.10:Dados da rede elétrica do sistema sudeste.
No. ENV REC NC MVAmax X [pu] R [pu] No. ENV REC NC MVAmax X [pu] R [pu]

1 12 21 1 2200 0,0091 0,0007 91 228 232 1 1200 0,0151 0,0009

2 12 21 2 2200 0,0091 0,0007 92 228 233 1 1200 0,0121 0,0007

Continua ...
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Tabela B.10:Dados da rede elétrica do sistema sudeste.

No. ENV REC NC MVAmax X [pu] R [pu] No. ENV REC NC MVAmax X [pu] R [pu]

3 12 21 3 2200 0,0091 0,0007 93 228 234 1 1350 0,0255 0,0015

4 12 27 1 1650 0,0034 0 94 228 234 2 1350 0,0255 0,0015

5 12 27 2 1650 0,0034 0 95 229 235 1 600 0,0724 0,0065

6 12 27 3 1650 0,0034 0 96 229 236 1 600 0,0329 0,003

7 12 27 4 1650 0,0034 0 97 229 241 1 600 0,02 0,0018

8 21 53 1 2200 0,0078 0,0006 98 229 243 1 600 0,0674 0,0061

9 21 53 2 2200 0,0078 0,0006 99 230 237 1 600 0,0621 0,0056

10 21 53 3 2200 0,0078 0,0006 100 230 237 2 600 0,0621 0,0056

11 37 40 1 200 0,0492 0,0087 101 230 241 1 600 0,0624 0,0056

12 37 40 2 200 0,0492 0,0087 102 230 241 2 600 0,0624 0,0056

13 37 205 1 150 0,0667 0 103 231 240 1 1200 0,0252 0,0015

14 37 205 2 150 0,0667 0 104 231 243 1 400 0,0225 0

15 38 39 1 200 0,053 0,0094 105 231 243 2 400 0,0225 0

16 38 39 2 200 0,053 0,0094 106 231 243 3 400 0,0225 0

17 38 40 1 200 0,0337 0,0059 107 231 273 1 1200 0,0303 0,0018

18 38 41 1 200 0,132 0,0233 108 232 234 1 1200 0,0172 0,001

19 39 41 1 200 0,0848 0,015 109 232 234 2 1200 0,0172 0,001

20 200 217 1 1200 0,0147 0,0009 110 232 234 3 1200 0,0172 0,001

21 200 228 1 1200 0,0247 0,0015 111 233 223 1 900 0,0111 0

22 200 233 1 1200 0,0141 0,0008 112 234 237 1 560 0,0214 0

23 200 260 1 9999 0,0002 0 113 234 237 2 560 0,0214 0

24 200 261 1 9999 0,0002 0 114 235 252 1 600 0,0217 0,0022

25 200 262 1 9999 0,0002 0 115 236 243 1 600 0,038 0,0034

26 200 263 1 9999 0,0002 0 116 237 238 1 600 0,0865 0,0087

27 201 33 1 1100 0,0034 0,0003 117 237 238 2 600 0,0865 0,0087

28 201 202 1 1100 0,0185 0,0014 118 238 239 1 600 0,0743 0,0074

29 201 202 2 1100 0,0185 0,0014 119 238 239 2 600 0,0743 0,0074

30 202 203 1 1100 0,037 0,0029 120 240 257 1 1200 0,0224 0,0013

31 202 204 1 1100 0,0134 0,001 121 242 273 1 1200 0,0269 0,0019

32 202 205 1 1100 0,0307 0,0024 122 243 252 1 600 0,0395 0,004

33 203 206 1 1100 0,0245 0,0019 123 243 267 1 600 0,0681 0,0061

34 203 208 1 1100 0,0512 0,004 124 245 239 1 560 0,0214 0

35 203 208 2 1100 0,0512 0,004 125 246 247 1 600 0,0605 0,0061

36 203 208 3 1100 0,0512 0,004 126 246 247 2 600 0,0605 0,0061

37 203 208 4 1100 0,0512 0,004 127 247 249 1 600 0,0562 0,0056

38 203 216 1 1100 0,0621 0,0048 128 247 249 2 600 0,0562 0,0056

39 203 216 2 1100 0,0621 0,0048 129 249 250 1 560 0,0562 0,0056

40 204 205 1 1100 0,0178 0,0014 130 249 250 2 560 0,0214 0

41 205 208 1 1100 0,023 0,0018 131 249 250 3 560 0,0214 0

42 205 210 1 1100 0,0353 0,0028 132 250 251 1 1300 0,0214 0

43 205 210 2 1100 0,0353 0,0028 133 250 251 2 1300 0,0236 0,0028

44 206 216 1 1100 0,0546 0,0042 134 255 256 1 1100 0,0236 0,0028

45 206 255 1 1100 0,0532 0,0041 135 257 252 1 400 0,0408 0,0032

46 207 206 1 750 0,0133 0 136 257 252 2 400 0,0225 0

47 207 209 1 1200 0,0147 0,0009 137 260 208 1 1100 0,0225 0

48 207 212 1 1200 0,021 0,0012 138 260 208 2 1100 0,0398 0,0031

49 208 216 1 1100 0,0175 0,0014 139 260 208 3 1100 0,0398 0,0031

50 209 211 1 1200 0,0247 0,0015 140 260 208 4 1100 0,0398 0,0031

51 209 226 1 1200 0,0521 0,0031 141 260 216 1 1100 0,0398 0,0031

Continua ...



B.3 Dados do subsistema sudeste brasileiro 163

Tabela B.10:Dados da rede elétrica do sistema sudeste.

No. ENV REC NC MVAmax X [pu] R [pu] No. ENV REC NC MVAmax X [pu] R [pu]

52 210 256 1 1100 0,0171 0,0013 142 260 223 1 1100 0,0492 0,0039

53 210 256 2 1100 0,0171 0,0013 143 260 223 2 1100 0,0244 0,0019

54 211 220 1 1200 0,0216 0,0013 144 260 254 1 1100 0,0244 0,0019

55 211 246 1 560 0,0214 0 145 260 256 1 1100 0,0269 0,0021

56 212 213 1 560 0,0214 0 146 261 53 1 2200 0,0252 0,002

57 212 215 1 1200 0,031 0,0018 147 261 53 2 2200 0,0092 0,0007

58 212 215 2 1200 0,031 0,0018 148 261 53 3 2200 0,0092 0,0007

59 213 214 1 600 0,0245 0,0022 149 262 218 1 600 0,0092 0,0007

60 214 219 1 600 0,0138 0,0012 150 262 221 1 600 0,0658 0,0066

61 214 246 1 600 0,0627 0,0057 151 262 221 2 600 0,0658 0,0066

62 215 217 1 1200 0,0258 0,0015 152 262 221 3 600 0,0658 0,0066

63 215 222 1 1200 0,0264 0,0016 153 263 41 1 200 0,192 0,034

64 216 254 1 1100 0,0269 0,0021 154 267 272 1 600 0,0493 0,0049

65 216 256 1 1100 0,0242 0,0019 155 272 273 1 400 0,0225 0

66 217 218 1 560 0,0214 0 156 272 273 2 400 0,0225 0

67 217 228 1 1200 0,0327 0,0019 157 204 205 2 1100 0,0178 0,0014

68 218 221 1 600 0,0395 0,0036 158 207 206 2 750 0,0133 0

69 219 224 1 600 0,0351 0,0032 159 207 209 2 1200 0,0147 0,0009

70 219 227 1 600 0,0276 0,0025 160 209 211 2 1200 0,0247 0,0015

71 220 242 1 1200 0,0132 0,0008 161 210 41 1 150 0,0667 0

72 220 273 1 1200 0,0298 0,0018 162 210 41 2 150 0,0667 0

73 221 222 1 560 0,0214 0 163 214 219 2 600 0,0138 0,0012

74 221 224 1 600 0,0618 0,0056 164 214 246 2 600 0,0627 0,0057

75 221 224 2 600 0,0618 0,0056 165 216 215 1 1100 0,0269 0,0021

76 221 241 1 600 0,0423 0,0038 166 220 242 2 1200 0,0132 0,0008

77 221 241 2 600 0,0423 0,0038 167 221 224 3 600 0,0618 0,0056

78 222 228 1 1200 0,0286 0,0017 168 224 227 2 600 0,0075 0,0007

79 224 225 1 600 0,0103 0,0009 169 226 242 2 1200 0,0147 0,0009

80 224 227 1 600 0,0075 0,0007 170 226 259 1 1200 0,0626 0,0037

81 224 241 1 600 0,0414 0,0037 171 234 237 3 560 0,0214 0

82 225 241 1 600 0,0329 0,003 172 244 245 1 1200 0,0252 0,0015

83 226 227 1 400 0,0225 0 173 245 239 2 560 0,0214 0

84 226 227 2 400 0,0225 0 174 245 253 1 1200 0,0252 0,0015

85 226 227 3 400 0,0225 0 175 248 247 1 1300 0,0214 0

86 226 231 1 1200 0,0487 0,0029 176 248 247 2 1300 0,0214 0

87 226 242 1 1200 0,0147 0,0009 177 248 250 1 1300 0,0214 0

88 226 257 1 1200 0,0626 0,0037 178 249 250 4 560 0,0214 0

89 227 229 1 600 0,057 0,0052 179 250 251 3 1300 0,0214 0

90 227 229 2 600 0,057 0,0052 180 255 259 1 1100 0,0236 0,0028

Fonte: (PSR, 2007).

Na Tabela B.11, apresentam-se as condições de carregamento para o dia 14 de novembro de

2006. Essas condições foram distribuı́das por patamar decarga conforme ilustrado na Figura 6.5

do Capı́tulo 6. Os dados de carga base, (1p.u.), e geração térmica foram obtidos da referência
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PSR (2007). Os patamares de carga daquele dia se encontram disponı́veis no site da CCEE2. Foi

suposto que todos os nós de carga do sistema apresentam a mesma distribuição por patamares

ilustrados na Figura 6.5 do capı́tulo 6.

Por outro lado, conforme foi descrito na Seção 6.4.4, a demanda do sistema é descontada

da geração térmica, a qual se encontra concentrada em alguns nós de carga, com exceção

da geração térmica no nó 237, que possui um valor de 231MW, e que foi descontada

uniformemente em todos os nós de carga. Assim, o valor da demanda em cada patamar ilustrado

na Tabela B.11 é determinado por meio da Equação (B.1).

DPAT = (BASE−TERMICA)×%PAT×%TERMICA237 (B.1)

sendo

DPAT: demanda por patamar de carga em (MW);

BASE: demanda base do sistema em (MW) (Coluna 6 da Tabela B.11);

TERMICA: geração térmica do sistema em(MW) (Coluna 7 da Tabela B.11);

%PAT: porcentagem do patamar de carga com respeito ao valor base (Figura 6.5);

%TERMICA237: porcentagem de redução por geração térmica no nó 237

(aproximadamente 0,6%).

Tabela B.11:Condições de carregamento em MW do dia 14/11/2006.
BARRA LEVE MEDIO PESADO MEDIO BASE TÉRMICA

27 285,65 666,52 952,18 666,52 958 0

37 18,49 43,14 61,62 43,14 62 0

38 28,33 66,10 94,42 66,10 95 0

39 60,53 141,24 201,77 141,24 203 0

40 53,08 123,84 176,92 123,84 178 0

41 188,75 440,41 629,15 440,41 633 0

200 2577,44 6014,02 8591,45 6014,02 9580 936

201 148,79 347,18 495,97 347,18 499 0

202 13,42 31,31 44,73 31,31 45 0

203 214,09 499,54 713,64 499,54 718 0

204 43,83 102,27 146,11 102,27 147 0

205 39,96 93,23 133,19 93,23 134 0

206 176,52 411,88 588,40 411,88 592 0

208 116,59 272,04 388,62 272,04 391 0

214 64,41 150,28 214,69 150,28 216 0

Continua ...

2http://www.ccee.org.br/
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Tabela B.11:Condições de carregamento em MW do dia 14/11/2006.

BARRA LEVE MEDIO PESADO MEDIO BASE TÉRMICA

216 246,89 576,08 822,97 576,08 828 0

218 199,48 465,45 664,93 465,45 669 0

220 110,92 258,82 369,74 258,82 372 0

221 161,61 377,09 538,71 377,09 542 0

223 300,26 700,61 1000,88 700,61 1007 0

225 119,57 278,99 398,56 278,99 401 0

227 118,67 276,91 395,58 276,91 398 0

228 2,39 5,57 7,95 5,57 8 0

229 45,02 105,06 150,08 105,06 151 0

231 140,14 327,00 467,14 327,00 470 0

232 -630,64 -1471,50 -2102,14 -1471,50 67 2182

234 1838,55 4289,96 6128,52 4289,96 7423 1257

235 247,19 576,77 823,96 576,77 1107 278

236 45,02 105,06 150,08 105,06 151 0

238 -36,38 -84,88 -121,26 -84,88 287 409

239 302,05 704,79 1006,84 704,79 1156 143

240 220,95 515,55 736,50 515,55 829 88

246 262,99 613,65 876,64 613,65 882 0

247 240,63 561,47 802,09 561,47 807 0

249 261,20 609,47 870,67 609,47 994 118

252 188,75 440,41 629,15 440,41 633 0

254 192,92 450,15 643,07 450,15 647 0

255 252,85 589,99 842,84 589,99 848 0

256 510,48 1191,11 1701,59 1191,11 1712 0

267 345,59 806,37 1151,95 806,37 1159 0

Fonte: Adaptado de PSR (2007).

B.3.2 Rede hidŕaulica

Na Tabela B.12, mostra-se a lista de usinas hidrelétricas que foram consideradas para o

sistema sudeste. O acoplamento hidráulico dessas usinas se encontra disponı́vel no Diagrama

Esquemático das Usinas Hidrelétricas do SIN (ONS, 2009).Os dados apresentados na Tabela

B.12, com exceção da Coluna 2, foram obtidos diretamente no site do ONS3. A Coluna 2 mostra

o nó no qual foi suposto que a usina se encontra conectada à rede elétrica.

Tabela B.12:Usinas hidrelétricas do sudeste.
USINA No. BARRA NOME CAP. INST. [MW] TIPO EMPRESA

1 21 Gov. José Richa (Salto Caxias) 1240 Fio Copel

Continua ...

3http://www.ons.org.br/
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Tabela B.12:Usinas hidrelétricas do sudeste.

USINA No. BARRA NOME CI [MW] TIPO EMPRESA

2 21 Salto Santiago 1420 Res Copel

3 27 Itaipu 12600 Fio Itaipu Binacional

4 33 Rosana 372 Fio Duke Energy

5 38 Chavantes 414 Res Duke Energy

6 39 Jurumirim 98 Res Duke Energy

7 39 Piraju 80 Fio CBA

8 39 Ourinhos 44,1 Fio CBA

9 40 L. N Garcés (Salto Grande) 73,8 Fio Duke Energy

10 41 Canoas I 82,5 Fio Duke Energy

11 41 Canoas II 72 Fio Duke Energy

12 201 Porto Primavera 1540 Fio CESP

13 202 Taquaruçu 554 Fio Duke Energy

14 203 Jupiá 1551,2 Fio CESP

15 203 Ilha Solteira 3444 Res CESP

16 203 Três Irmãos 807,5 Res CESP

17 204 Capivara 640 Res Duke Energy

18 206 Água Vermelha 1396 Res AES Tietê

19 206 Promissão 264 Res AES Tietê

20 208 Bariri (A. S. Lima) 144 Fio AES Tietê

21 208 Barra Bonita 140 Fio AES Tietê

22 209 São Simão 1710 Fio CEMIG

23 211 Itumbiara 2280 Fio Furnas

24 211 Cachoeira Dourada 658 Res CDSA

25 211 Espora 32,1 Res Espora

26 212 Marimbondo 1488 Res Furnas

27 214 Porto Colômbia 328 Fio Furnas

28 214 Nova Avanhandava 347,4 Fio AES Tietê

29 219 Volta grande 380 Fio CEMIG

30 220 Emborcação 1192 Res CEMIG

31 224 LC Barreto (Estreito) 1104 Fio Furnas

32 225 Mascarenhas de Moraes (Peixoto) 478 Res Furnas

33 227 Jaguara 424 Fio CEMIG

34 227 Igarapava 210 Fio CEMIG

35 241 Furnas 1312 Res Furnas

36 242 Nova ponte 510 Res CEMIG

37 242 Amador Aguiar I (Capim Branco I) 210 Fio Capim Branco

38 242 Amador Aguiar II (Capim Branco II) 240 Fio Capim Branco

39 243 Porto Estrela 112 Res Porto Estrela

40 246 Corumbá 375 Res Furnas

41 246 Manso 210 Res Furnas

42 251 Serra da Messa 1275 Res Furnas

43 251 Cana Brava 450 Fio Tractebel

44 251 Peixe Angical 452 Res EnerPeixe

45 251 Lajeado 902,5 Fio Investco

46 255 Euclides da Cunha 108,8 Fio AES Tietê

47 255 A. S. Oliveira (Limoeiro) 32 Fio AES Tietê

48 255 Caconde 80,4 Res AES Tietê

49 255 Ibitinga 131,4 Fio AES Tietê

50 267 Irapé 360 Res CEMIG

Continua ...
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Tabela B.12:Usinas hidrelétricas do sudeste.

USINA No. BARRA NOME CI [MW] TIPO EMPRESA

51 267 Três Marias 396 Res CEMIG

52 267 Miranda 408 Res CEMIG

53 244 Aimorés 330 Fio CEMIG

54 253 S.A. Carvalho 78 Fio CEMIG

55 253 Mascarenhas 180,5 Fio Energest

56 253 Guilman Amorin 140 Fio CEMIG

57 253 Candonga (Ris. Neves) 140 Fio CVRD

58 253 Salto Grande 102,2 Fio CEMIG

Fonte: ONS.

Notas: CI: Capacidade instalada; Fio: Usina a fio d’àgua; Res: Usina com reservatório.

Na Tabela B.13 mostram-se as caracterı́sticas técnicas das usinas, as quais foram obtidas das

referências ONS (2006b) e ONS (2007). Os dados de potênciamáxima de cada unidade,pmax,

foram obtidos dividindo a capacidade instalada da usina pelo número de unidades geradoras

existentes,nmax. Os dados de potência mı́nima,pmin, foram assumidos como o 40% depmax.

A maioria dos dados das Colunas 4 e 9 foram obtidos consultando na internet, nos sites das

empresas geradoras.

Tabela B.13:Caracterı́sticas técnicas das usinas.
Usina No. pmin [MW] pmax [MW] nmax* xmax [Hm3]** xmin [Hm3]** umax [m3/s]*** umin [m3/s]*** hl [m](*)

1 124,00 310,00 4 3573 3573 30000 200 55

2 142,00 355,00 4 6775 2662 19000 0 104

3 252,00 630,00 20 29000 29000 1,00E+20 0 120

4 37,20 93,00 4 1918 1918 24000 227 20

5 41,40 103,50 4 8795 5754 2000 73 76

6 19,60 49,00 2 7008 3843 1200 147 35

7 16,00 40,00 2 84 84 1,00E+20 0 70

8 5,88 14,70 3 21 21 1,00E+20 0 40

9 7,38 18,45 4 45 45 1,00E+20 96 20

10 11,00 27,50 3 212 212 1,00E+20 98 20

11 9,60 24,00 3 151 151 1,00E+20 96 15

12 44,00 110,00 14 14400 14400 24000 5500 20

13 44,32 110,80 5 677 677 1,00E+20 200 26

14 44,32 110,80 14 3354 3354 16000 4000 25

15 68,88 172,20 20 34432 25467 1,00E+20 0 47

16 64,60 161,50 5 13450 10000 1,00E+20 0 48

17 64,00 160,00 4 10540 4816 1,00E+20 192 50

18 93,07 232,67 6 11025 5856 1,00E+20 0 57

19 35,20 88,00 3 7408 5280 1,00E+20 160 27

20 19,20 48,00 3 544 544 1,00E+20 0 24

Continua ...
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Tabela B.13:Caracterı́sticas técnicas das usinas.

Usina No. pmin [MW] pmax [MW] nmax* xmax [Hm3]** xmin [Hm3]** umax [m3/s]*** umin [m3/s]*** hl [m](*)

21 14,00 35,00 4 3135 569 2000 0 24

22 114,00 285,00 6 12540 7000 16000 450 74

23 152,00 380,00 6 17027 4573 7000 310 80

24 26,32 65,80 10 460 460 1,00E+20 20 30

25 6,42 16,05 2 209 71 1,00E+20 0 130

26 74,40 186,00 8 6150 890 8000 950 64

27 32,80 82,00 4 1524 1524 7000 0 19

28 46,32 115,80 3 2720 2720 1,00E+20 0 30

29 38,00 95,00 4 2244 2244 5000 253 27

30 119,20 298,00 4 17725 4669 5000 136 138

31 73,60 184,00 6 1423 1423 4500 0 63

32 19,12 47,80 10 4040 1540 4400 0 42

33 42,40 106,00 4 450 450 4300 235 44

34 16,80 42,00 5 480 480 4500 239 45

35 87,47 218,67 6 22950 5733 4000 0 98

36 68,00 170,00 3 12792 2412 2000 55 119

37 28,00 70,00 3 241 228 1,00E+20 0 95

38 32,00 80,00 3 241 228 1,00E+20 0 95

39 22,40 56,00 2 89 56 2000 10 90

40 50,00 125,00 3 1500 470 1,00E+20 0 80

41 21,00 52,50 4 7337 4386 1550 95 59

42 170,00 425,00 3 54400 11150 1,00E+20 300 117

43 60,00 150,00 3 2300 2300 1,00E+20 150 130

44 60,27 150,67 3 2741 2300 1,00E+20 360 22

45 72,20 180,50 5 4940 4940 1,00E+20 255 130

46 10,88 27,20 4 14 14 1,00E+20 0 92

47 6,40 16,00 2 25 25 550 19 100

48 16,08 40,20 2 555 51 600 32 105

49 17,52 43,80 3 985 985 1,00E+20 0 21

50 48,00 120,00 3 985 930 2100 0 120

51 26,40 66,00 6 19528 4250 4000 500 57

52 54,40 136,00 3 1120 974 3000 64 71

53 44,00 110,00 3 186 186 7000 16 80

54 15,60 39,00 2 1 1 300 20 80

55 24,07 60,17 3 19 19 1,00E+20 210 21

56 14,00 35,00 4 12 12 350 20 80

57 18,67 46,67 3 54 54 1,00E+20 58 48,6

58 10,22 25,55 4 78 78 1800 18 24

*: Informação obtida dos sites das empresas geradoras.

**: Informação obtida da referência (ONS, 2006b).

***: Informação obtida da referência (ONS, 2007).

Na Tabela B.14, mostram-se as condições operativas no dia14 de novembro de 2006. As

metas de geração foram obtidas da referência (ONS, 2006b) e a afluência natural, para esse

dia, da referência (ONS, 2006a). Foi assumido que todas as usinas operam inicialmente com a
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metade das máquinas disponı́veis. As metas de geração ilustradas na Coluna 2 foram reduzidas,

conforme ilustrado na Coluna 3, de forma que fossem consistentes com a demanda de potência

total diária do sistema. Também são ilustradas as ofertas de disponibilidade de reserva de cada

usina por patamar de carga.

Tabela B.14:Condições operativas das usinas.
USINA No. METAS METAS* n0 y πLEVE πMEDIO πPESADO πMEDIO

[MW-med] [MW-med] [m3/s] [R$/MW h] [R$/MWh] [R$/MWh] [R$/MW h]

1 395,0 287,4 2 0 12,00 19,20 40,42 19,20

2 377,0 274,3 2 260 13,74 21,99 46,29 21,99

3 8578,0 6241,2 10 1905 121,95 195,12 410,73 195,12

4 151,0 109,9 2 0 3,60 5,76 12,13 5,76

5 227,0 165,2 2 0 4,01 6,41 13,50 6,41

6 64,0 46,6 1 33 0,95 1,52 3,19 1,52

7 54,0 39,3 1 0 0,77 1,24 2,61 1,24

8 36,0 26,2 2 0 0,43 0,68 1,44 0,68

9 69,0 50,2 2 0 0,71 1,14 2,41 1,14

10 71,0 51,7 2 0 0,80 1,28 2,69 1,28

11 58,0 42,2 2 0 0,70 1,11 2,35 1,11

12 1073,0 780,7 7 0 14,91 23,85 50,20 23,85

13 153,0 111,3 3 0 5,36 8,58 18,06 8,58

14 1067,0 776,3 7 330 15,01 24,02 50,57 24,02

15** 1844,0 1341,7 10 571 33,33 53,33 112,27 53,33

16 200,0 145,5 3 0 7,82 12,50 26,32 12,50

17 220,0 160,1 2 272 6,19 9,91 20,86 9,91

18 746,0 542,8 3 0 13,51 21,62 45,51 21,62

19 90,0 65,5 2 0 2,56 4,09 8,61 4,09

20 54,0 39,3 2 0 1,39 2,23 4,69 2,23

21 42,0 30,6 2 132 1,36 2,17 4,56 2,17

22 952,0 692,7 3 0 16,55 26,48 55,74 26,48

23 497,0 361,6 3 0 22,07 35,31 74,32 35,31

24 250,0 181,9 5 0 6,37 10,19 21,45 10,19

25 32,0 23,3 1 83 0,31 0,50 1,05 0,50

26 800,0 582,1 4 216 14,40 23,04 48,51 23,04

27 262,0 190,6 2 0 3,17 5,08 10,69 5,08

28 104,7 76,2 2 0 3,36 5,38 11,32 5,38

29 336,0 244,5 2 0 3,68 5,88 12,39 5,88

30 731,0 531,9 2 546 11,54 18,46 38,86 18,46

31 731,0 531,9 3 0 10,69 17,10 35,99 17,10

32 420,0 305,6 5 0 4,63 7,40 15,58 7,40

33 318,0 231,4 2 0 4,10 6,57 13,82 6,57

34 200,0 145,5 3 0 2,03 3,25 6,85 3,25

35 916,0 666,5 3 639 12,70 20,32 42,77 20,32

36 403,0 293,2 2 141 4,94 7,90 16,62 7,90

37 208,0 151,3 2 0 2,03 3,25 6,85 3,25

38 200,0 145,5 2 0 2,32 3,72 7,82 3,72

39 53,0 38,6 1 0 1,08 1,73 3,65 1,73

40 375,0 272,8 2 649 3,63 5,81 12,22 5,81
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Tabela B.14:Condições operativas das usinas.

USINA No. METAS METAS* n0 y πLEVE πMEDIO πPESADO πMEDIO

[MW-med] [MW-med] [m3/s] [R$/MW h] [R$/MWh] [R$/MWh] [R$/MW h]

41 85,0 61,8 2 200 2,03 3,25 6,85 3,25

42 1050,0 764,0 2 710 12,34 19,74 41,56 19,74

43 450,0 327,4 2 0 4,36 6,97 14,67 6,97

44 400,0 291,0 2 0 4,37 7,00 14,73 7,00

45 667,0 485,3 3 0 8,73 13,98 29,42 13,98

46 40,0 29,1 2 0 1,05 1,68 3,55 1,68

47 12,0 8,7 1 0 0,31 0,50 1,04 0,50

48 23,0 16,7 1 34 0,78 1,25 2,62 1,25

49 67,0 48,7 2 0 1,27 2,03 4,28 2,03

50 300,0 218,3 2 822 3,48 5,57 11,74 5,57

51 329,0 239,4 3 774 3,83 6,13 12,91 6,13

52 253,0 184,1 2 0 3,95 6,32 13,30 6,32

53 178,0 129,5 2 489 3,19 5,11 10,76 5,11

54 75,0 54,6 1 0 0,75 1,21 2,54 1,21

55 156,0 113,5 2 0 1,75 2,80 5,88 2,80

56 76,0 55,3 2 102 1,36 2,17 4,56 2,17

57 89,0 64,8 2 154 1,36 2,17 4,56 2,17

58 30,0 21,8 2 135 0,99 1,58 3,33 1,58

*: Metas de geração reduzidas por um fator de 0,73.

**: Usina de Ilha Solteira (referência das ofertas de disponibilidade).

Na Tabela B.15, mostra-se o cenário de ofertas aleatório utilizado para alocar a reserva

ilustrada na Tabela 6.13 do Capı́tulo 6.

Tabela B.15:Cenário de ofertas aleatório em [R$/MWh].
USINA No. πLEVE πMEDIO πPESADO πMEDIO

1 8 15 13 86

2 109 110 94 144

3 43 90 85 70

4 57 121 14 18

5 101 142 22 14

6 79 142 21 45

7 68 97 110 149

8 86 99 104 63

9 109 70 20 34

10 99 114 101 42

11 119 87 15 66

12 0 113 59 44

13 128 40 138 142

14 31 109 17 113

15 78 50 74 58

16 19 90 49 58

17 147 67 90 28

18 120 69 42 74
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Tabela B.15:Cenário de ofertas aleatório em [R$/MWh].

USINA No. πLEVE πMEDIO πPESADO πMEDIO

19 146 74 91 20

20 105 97 95 69

21 19 87 71 56

22 122 69 83 132

23 104 93 75 62

24 2 133 108 82

25 133 145 28 46

26 74 19 113 39

27 21 47 47 35

28 103 110 105 145

29 51 21 5 30

30 120 139 63 88

31 104 11 91 43

32 27 3 145 30

33 0 65 86 123

34 146 142 59 24

35 63 24 110 96

36 37 102 23 26

37 146 50 14 96

38 33 145 98 135

39 108 74 95 83

40 11 2 60 76

41 116 34 40 141

42 73 115 46 51

43 16 60 61 105

44 49 84 133 122

45 115 65 11 97

46 71 139 0 18

47 120 126 36 48

48 54 130 94 80

49 31 113 22 16

50 65 108 92 82

51 26 133 31 54

52 106 20 64 23

53 143 134 93 40

54 65 77 128 13

55 24 32 25 65

56 25 25 109 35

57 42 114 145 5

58 31 62 96 118


