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1. Apresentação
O presente relatório indica os estudos de caso realizados durante o desenvolvimento da  etapa 3 : Temas Específicos. Os temas e países estudados foram os seguintes:
· Formação da tarifa de pedágio: Austrália, Califórnia, Nova Zelândia e Reino Unido;
· Modelos de formação de preços da commodity no atacado: Alemanha, Itália e NordPool; e Aplicação do fee de comercialização: Espanha;
· Aplicação das tarifas dinâmicas: Califórnia e Québec;
· Geração Distribuída: Alemanha, Inglaterra, Dinamarca e Espanha; 

· Energia Pré-Paga: África do Sul e Reino Unido;
· Smart Grids: visão geral na Europa, EUA e América Latina.

2. Síntese Gerencial 
A etapa 3, de estudo dos temas específicos, está concluída com a entrega deste relatório e do anterior, com o detalhamento das características regulatórias e tarifárias de cada um dos dez países selecionados na etapa de pesquisa internacional. Os resultados foram apresentados no seminário de acompanhamento da Abradee ocorrido nos dias 15 e 16 de dezembro.
3. Formação da tarifa de pedágio
Após a seleção dos dez países de referência realizada durante a etapa 1 do projeto de P&D, que possibilitou uma análise da prática internacional no que se refere ao desenho tarifário e aplicação das tarifas, foram escolhidos quatro países para um estudo detalhado sobre a metodologia de formação das tarifas de pedágio. O critério de escolha dos países levou em conta a disponibilidade das informações e procurou abranger diferentes metodologias.
3.1 Austrália
A estrutura tarifária da distribuidora EnergyAustralia está segregada por nível de tensão, patamar de consumo, local de conexão (na rede ou no transformador) e tipo de atividade na baixa tensão (doméstica e não doméstica). A tarifa é composta por um componente fixo; um componente por energia, que está condicionado ao tipo de medidor podendo ser: por energia flat, em blocos crescentes ou em três bandas horárias; e um componente por capacidade (demanda) que é utilizado para a maioria dos consumidores não domésticos. Adicionalmente, clientes com demanda maior que 10MW tem sua tarifa calculada separadamente, considerando seus custos específicos.
A metodologia de formação das tarifas de pedágio consiste em três passos básicos: (i) alocação de custos por nível de tensão e tipo de serviço, (ii) alocação desses custos a cada categoria tarifária e (iii) transformação dos custos em tarifas. A seguir é detalhado cada um desses passos.
Figura 1 - Diagrama de formação de tarifas do pedágio: Austrália
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Passo 1 – Alocação de custos por nível de tensão e tipo de serviço 
Inicialmente, é realizada uma desagregação dos custos totais que formam a receita requerida da empresa em grupos considerando o tipo e o nível de tensão. Quanto ao tipo, os custos são separados em medição e distribuição. Na distribuição existem três níveis de tensão: Baixa Tensão (conexões de 240V e 415V), Alta Tensão (subestações de 240V e 415V; conexões de 5kV, 6,6kV e 11kV) e Subtransmissão (subestações de 5kV, 6,6kV e 11kV ; conexões de 33kV, 66kV e 132kV).

A alocação de custos por tipo e nível de tensão é realizada de forma proporcional ao valor dos ativos de cada grupo na Base de Remuneração Regulatória. 
Passo 2 – Alocação dos custos por categoria tarifária
Após a segregação dos custos por tipo e nível de tensão é realizada a identificação das categorias tarifárias responsáveis por cada grupo de custos.  Essa identificação é feita de forma tal que, cada categoria só seja onerada pelos custos por elas causados. A Figura 2 indica a associação entre as categorias tarifárias e os grupos de custos, incluindo os custos de transmissão que são repassados pela tarifa de distribuição (pass-through). Destaca-se que cada categoria tarifária recebe uma proporção dos custos dos ativos que utiliza, ou seja, a tarifa de um cliente conectado na alta tensão deve refletir a sua responsabilidade nos custos da alta tensão e da subtransmissão, porém sem os custos da baixa tensão.
Figura 2 – Grupos de Custos
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Para alocar os custos do serviço de distribuição entre as categorias tarifárias identificadas como responsáveis são utilizados dois drivers: a quantidade de consumidores, para baixa tensão e medição, e a curva de demanda, para alta tensão e subtransmissão. 

A quantidade de consumidores é utilizada nas atividades de baixa tensão e medição por estes custos dependerem mais do número de clientes atendidos do que do porte desses clientes. Ademais, os custos da atividade de medição são alocados apenas para categorias tarifárias com consumo anual menor que 160MWh dado que, para as demais categorias tarifárias o medidor e sua manutenção é de responsabilidade do cliente.
Já os custos da alta tensão e subtransmissão são associados à demanda (potência) e ao consumo de energia, pois variam conforme a necessidade de um aumento de capacidade tanto das redes de alta tensão e subtransmissão quanto de suas subestações. Os custos são distribuídos considerando a energia demandada por cada categoria tarifária. Para efetuar a sua correta alocação a EnergyAustralia utiliza um procedimento denominado Método da Interseção (Method of Intercepts) que considera as curvas de demanda do nível de tensão e de cada categoria tarifária e inclui um sinal marginalista indicando que 80% dos custos estão relacionadas à expansão do sistema que, por sua vez, é direcionada por 20% da ponta. O método é descrito de forma detalhada ao final deste estudo de caso. 
Diante do exposto, a Figura 3 indica um resumo com os grupos de custos, as categorias tarifárias e o método de alocação de custos utilizado em cada caso. 
Figura 3 - Alocação de Custos
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Passo 3 - Transformando custos em tarifas
Definidos os custos a serem recuperados por cada categoria tarifária é necessário transformá-los em tarifas. Para tanto é analisada separadamente cada variável de faturamento: componente fixo e variável por energia e capacidade.
· Componente fixo:
Os custos de baixa tensão e de medição, quando aplicáveis, são recuperados por um encargo fixo. Esse componente é calculado pela simples divisão dos custos alocados na categoria tarifária pela quantidade de consumidores prevista.
· Componente variável:
Os demais custos (alta tensão e subtransmissão) são tarifados com base no volume de energia ou demanda projetado e são condicionados ao tipo de medidor de cada categoria tarifária. Para clientes com medidores simples são utilizadas tarifas de energia flat precificadas pela divisão dos custos pelo volume de energia projetado para a categoria tarifária em questão. Destaca-se que na projeção de mercado utiliza-se a estrutura de mercado vigente, sem migrações entre as categorias. 

A partir do ano de 2004, a EnergyAustralia propôs a alteração dessa tarifa de energia flat para uma tarifa em dois blocos crescentes. A alteração foi motivada pela grande diferença de consumo observada entre os clientes que utilizam aparelhos de ar-condicionado e os que não o utilizam. Assim, o primeiro bloco contemplaria uma faixa média de consumo prudente enquanto o segundo bloco, com tarifa superior, contemplaria uma faixa de consumo considerada excessivo, geralmente ocasionado pelo uso do ar-condicionado. A diferença entre a tarifa de cada bloco é estimada por estudos de elasticidade sendo atualmente utilizado um acréscimo de 50% no segundo bloco.
Já as categorias tarifárias onde os consumidores podem ter sua energia medida em bandas horárias são tarifadas com diferenciação entre horário de ponta, meia ponta (ombro) e fora da ponta. A diferenciação entre as tarifas nas três bandas horárias é determinada para cada categoria tarifária a partir do Método da Interseção, que será detalhado ao final desse estudo de caso.

Adicionalmente, os custos associados às categorias tarifárias que, além da componente por banda horária possuem uma componente por capacidade são alocados na proporção de 33% para capacidade e 66% para energia. Conforme a descrição da EnergyAustralia, essa proporção é definida por se considerar que o encargo por capacidade reflete a reserva do sistema acima de N-1, ou seja N-2. Como o sistema N-2 é 1/3 maior que o N-1, 33% do custo é alocado para capacidade. Destaca-se que a componente por capacidade, diferentemente de uma componente por demanda máxima mensal simples, é faturada mensalmente com base na demanda máxima dos últimos 12 meses do cliente. A EnergyAustralia considera que dessa forma os custos associados a consumidores com baixo fator de potência que raramente contribuem para a ponta do sistema são mais bem distribuídos. 
O Método da Interseção
O método da interseção é utilizado pela EnergyAustralia para distribuir os custos de um determinado nível de tensão às devidas categorias tarifárias e para alocar os custos da categoria tarifária nas distintas bandas horárias. 
Para tanto, considera-se o custo a ser recuperado e a curva de demanda do nível de tensão ou categoria tarifária. Um exemplo é ilustrado na Figura 4. 
Figura 4 – Método da interseção
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Nesse exemplo, o custo total a ser recuperado por uma determinada categoria tarifária é de $12.000. A curva de demanda da categoria tarifária é dividida em 10 linhas e $1.200 são alocados em cada linha. Por sua vez, cada linha é divida em 12 células (a cada duas horas) e os $1.200 são divididos igualmente pelas células de cada linha. Assim, para as três linhas iniciais (0% a 30%) existem 12 células abaixo da curva de demanda que contribuem para a utilização do sistema, logo em cada célula é alocado o valor de $100.

$1.200 / 12 células

= $100 por célula em cada linha.

O método é o mesmo para cada linha. Por exemplo, para a linha de 40% a 50%, existem oito células abaixo da curva de demanda e que contribuem para o uso do sistema, logo é alocado para cada célula $1.200/8 = $150. Por sua vez, a última linha (topo) tem apenas uma célula, portanto esta recebe o custo de $1.200.

Figura 5 –Método da interseção - destaques na linha de 40% a 50% e na linha topo
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Adicionalmente, a EnergyAustralia inclui um sinal marginalista na alocação dos custos. Para isso é considerado que o custo de expansão está direcionado por 20% da ponta do sistema, representado pelas linhas de 80 a 100% da demanda. Também é considerado que esse custo de expansão, ou seja, o custo marginal de longo prazo, representa 80% dos custos totais. Baseado nisso, o distribuidor adotou uma ponderação que representa a participação supracitada multiplicando por quatro o custo das duas linhas superiores e por um quarto o custo das demais linhas. 

Figura 6 - Método da interseção modificado
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Finalmente, o custo total é reconstruído pela soma de cada uma das células abaixo da curva de demanda. Para a alocação dos custos de uma determinada categoria em bandas horárias as células de cada coluna são somadas e são calculados custos por faixa horária. Sendo assim, o custo associado para a curva de exemplo no período entre as 2h e 4h é de:

$25 + $25 + $25 = $75

Já o custo calculado para o período de 18h a 20h é de:
$25 + $25 + $25+ $27,27 + $37,5 + $42,86 + $50 + $100 + $3.200 + $4.800 = $8.333
Por outro lado, se o objetivo da metodologia for distribuir os custos de um determinado nível de tensão entre as categorias tarifárias deve-se primeiro calcular o custo de cada célula considerando a curva de demanda do nível de tensão. Posteriormente, o custo da célula é associado às curvas de demanda de cada categoria tarifária de forma tal que a soma dos custos de todas as categorias seja igual ao custo total do nível de tensão.
3.2 Califórnia
A estrutura tarifária da atividade de distribuição da Southern California Edison (SCE) está segregada por nível de tensão e atividade. A tarifa de pedágio é simples, composta por um componente fixo e um componente flat por energia e outro de demanda.

A metodologia de formação das tarifas consiste em quatro passos: (i) definição dos custos por tipo e nível de tensão, com base nos custos marginais; (ii) alocação desses custos a cada categoria tarifária; (iii) transformação dos custos em tarifas e (iv) ajuste para se atingir a receita requerida. A seguir é detalhado cada um desses passos.

Figura 7 - Diagrama de formação de tarifas do pedágio: Califórnia
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Passo 1 – Definição dos custos 
A SCE divide seus custos entre as atividades de distribuição (até 50kV), subtransmissão (66kV e 115kV), conexão e serviços comerciais. 

Os custos de distribuição e subtransmissão são calculados a partir da soma dos custos marginais dos investimentos (capex) e de manutenção (opex) anualizados. No cálculo do capex são utilizados os investimentos históricos anuais dos últimos dez anos e a projeção de aumento de demanda dos próximos cinco anos para se estimar o custo marginal com modelos de regressão. Para o opex, o custo é calculado dividindo o histórico anual de dez anos dos custos de manutenção pela demanda máxima de cada ano.  
Já os custos de conexão e serviços comerciais são calculados a partir de estudos específicos por categoria tarifária e tipo de atendimento (monofásico ou trifásico; normal ou multi-família) que levam em consideração o tipo de medidor, a conexão, equipamentos de proteção, entre outros. 

Passo 2 – Alocação dos custos por categoria tarifária 

Nesse passo, os custos por nível de tensão dos serviços de distribuição e subtransmissão são associados às categorias tarifárias. Como esses custos estão relacionados à necessidade de incremento da capacidade da rede, além da sua manutenção, eles são alocados segundo a probabilidade de uso na ponta de sistema elétrico de cada nível de tensão responsável pelo atendimento à categoria tarifária, ou seja, os níveis de conexão e superiores. Para tanto, a SCE calcula o fator de demanda efetiva (Effective Demand Factor ou EDF) de cada categoria tarifária a partir de simulações Monte Carlo 

Dessa forma, a receita de custo marginal de cada categoria tarifária é calculada com multiplicação da demanda máxima prevista pelo seu EDF e pelo seu custo marginal: 
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Destaca-se que, para o cálculo do EDF é computada a quantidade de consumidores por categoria tarifária em cada um dos 4.000 circuitos de distribuição da SCE e são definidos circuitos típicos para cada categoria tarifária
. Em seguida são realizadas simulações de Monte Carlo para associar os perfis de carga de uma amostra de consumidores a cada circuito típico. Finalmente, os fatores de demanda efetiva são calculados para os circuitos típicos pela razão entre a demanda da categoria tarifária coincidente com a ponta do circuito típico e a demanda máxima não coincidente da categoria. 

Por sua vez, os custos de conexão e serviços comerciais já são calculados para cada categoria tarifária e, portanto, não necessitam de mecanismos adicionais para alocação.
Passo 3 – Transformando custos em tarifas
As tarifas são formadas considerando um componente fixo e um variável. Os custos de conexão e serviços comerciais são alocados por consumidor no componente fixo. Já os custos de distribuição e subtransmissão são considerados no componente variável em uma tarifa flat calculada com a divisão desses custos pela energia e/ou demanda projetada para a categoria tarifária. A SCE não explicita os critérios de desagregação dos custos entre energia ($/kWh) e demanda ($/kW).
Segundo a SCE, devido à grande diversidade de perfil de carga dos seus circuitos de distribuição, não seria relevante a formação de uma tarifa de pedágio para toda a sua área de concessão diferenciada por bandas horárias. Isto porque, apesar de a maioria dos circuitos de distribuição apresentar ponta durante os dias de verão, uma parte considerável (cerca de um terço dos circuitos) tem a sua ponta durante as noites de inverno.
 Passo 4 – Ajuste para atingir a receita requerida
Dado que a precificação das tarifas pelos custos marginais não é suficiente para a viabilidade operacional do serviço de fornecimento de energia
 é necessário realizar a convergência da receita dos custos marginais à receita requerida. 

Para tanto, a SCE utiliza um método denominado Equal Percent of Marginal Cost, que consiste em alocar as diferenças entre a receita dos custos marginais e a receita requerida de forma proporcional aos custos marginais.

3.3 Reino Unido

No Reino Unido as categorias tarifárias estão definidas pelo tipo de medição, nível de tensão e tipo de atividade na baixa tensão. As tarifas estão compostas, dependendo da categoria, por um componente fixo, um componente por energia flat ou por três bandas horárias, e um componente por capacidade (demanda) contratada. 

Atualmente, todas as 14 distribuidoras do Reino Unido têm liberdade para propor as suas próprias metodologias de formação das tarifas e, em conseqüência, cada uma delas adota uma metodologia diferenciada.  No entanto, existe uma tendência de unificação. A partir de abril de 2010, entrará em vigor uma metodologia comum para os níveis de tensão inferiores a 20KV. Para os níveis superiores, se espera implementar uma metodologia única em 2011.
 A seguir é descrita a metodologia de formação de tarifas comum para níveis de tensão inferiores a 20 KV, proposta pela Energy Networks Association e já aprovada pelo regulador Ofgem. 

A metodologia consiste em quatro passos: (i) identificação dos custos que devem ser recuperados pela tarifa e cálculo dos custos marginais, (ii) alocação desses custos a cada categoria tarifária, (iii) transformação dos custos em tarifas e (iv) ajuste para atingir a receita máxima. A seguir é detalhado cada um desses passos.

Figura 8 - Diagrama de formação de tarifas do pedágio: Reino Unido
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Passo 1 - Identificação dos custos que devem ser recuperados pela tarifa e cálculo dos custos marginais.
Primeiramente, a receita máxima a ser recuperada pela empresa, resultante da revisão tarifária, é classificada em custos específicos e de rede. Os custos específicos são aqueles incorridos exclusivamente para atender a cada categoria de usuário enquanto que os custos de rede são custos gerais do sistema de distribuição.
Para os custos de rede, são calculados custos marginais por nível de tensão a partir de um modelo de rede denominado Distribution Reinforcement Model. O modelo calcula a quantidade de ativos físicos, em cada nível de tensão, necessários para incrementar em 500 MW a carga simultânea do sistema considerando: a topografia atual da rede, as participações atuais do mercado e os padrões de segurança e qualidade requisitados. Os ativos de cada nível de tensão são valorados a custos de mercado anualizados conforme sua vida útil e são adicionados os custos operacionais. Os custos marginais são calculados por nível de tensão.
Os custos específicos são calculados considerando os ativos que são utilizados de forma exclusiva para atender determinadas categorias tarifárias.

Passo 2 – Distribuição dos custos de cada grupo entre as categorias tarifárias
Nesta etapa os custos específicos e de rede são atribuídos às respectivas categorias tarifárias. Por definição, os custos específicos são alocados diretamente, já os custos de rede, calculados como custos marginais por nível de tensão, são distribuídos levando em consideração a responsabilidade de cada categoria na ponta do nível de tensão. Para tanto, é utilizada a proporção da demanda coincidente da categoria com a ponta de cada nível de tensão responsável pelo seu atendimento utilizando o fator de carga e coincidência. 

Figura 9 – Fator de coincidência

[image: image10.emf]0                 10                 15                        24   horas

MT

Categoria

kW

Dem

. 

Coinc

.

Dem. Max MT


Finalmente, um fator de perdas diferenciado por categoria tarifária é adicionado aos custos. 
Passo 3 - Transformando custos em tarifas
Definidos os custos a serem recuperados em cada nível de tensão e a participação dos mesmos em cada categoria tarifária é necessário transformá-los em tarifas. Para tanto são considerados as seguintes variáveis de faturamento.

· Componente fixo:

Nesta componente são alocados os custos específicos dividindo-os pelo número de clientes de cada categoria. Adicionalmente, para clientes sem medição a cada 30 minutos são incluídos os custos de rede correspondentes à tensão de conexão através da divisão dos custos do nível de tensão da categoria pela quantidade de clientes.
· Componente por capacidade contratada:

Para os clientes com medição a cada 30 minutos são considerados no componente de capacidade contratada os custos de rede correspondentes à tensão de conexão. Para tanto é realizada a divisão dos custos do nível de tensão da categoria pela demanda máxima estimada.

· Componente variável:

Para clientes sem medição horária é cobrada uma componente por energia flat incluindo os custos correspondentes aos níveis de tensão superiores à conexão. A tarifa é calculada dividindo os custos dos níveis de tensão superiores da categoria pela energia estimada em kWh.

Já para os clientes com medição por banda horária, os custos de rede são cobradas em uma tarifa por energia diferenciada em três bandas em que a distinção é obtida a partir da coincidência da demanda da categoria com a demanda máxima do nível de tensão em cada banda horária. Assim, a tarifa é calculada pela divisão dos custos dos níveis de tensão superiores da categoria pela energia estimada em kWh multiplicada por um fator de banda horária.

Passo 4 - Ajuste para atingir a receita máxima
Após o cálculo das tarifas a partir dos custos marginais é necessário realizar a convergência da receita de custos marginais à receita requerida. Para tanto, as diferenças são atribuídas às categorias tarifárias de acordo à responsabilidade na ponta do sistema e recuperadas na componente variável por energia.
3.4 Nova Zelândia 

Atualmente as distribuidoras neozelandesas têm liberdade no estabelecimento da metodologia de cálculo de tarifas, porém existe a intenção de se adotar uma metodologia única e comum a todas as empresas. Neste item são descritos os princípios básicos estabelecidos pelo regulador que deverão ser adotados nessa nova metodologia.

 As categorias tarifárias devem estar condicionadas pelos seguintes aspectos: a localização geográfica, o nível de tensão, o tipo de medição, o tipo de atividade na baixa tensão e a adesão ou não a um sistema de gerenciamento de controle de carga. Adicionalmente, as tarifas devem ser compostas por: componente fixo, componente por energia em três bandas horária e componente por capacidade contratada. 

A metodologia comum de formação das tarifas consiste em três passos básicos: (i) identificação dos custos que devem ser recuperados pela tarifa e cálculo dos custos marginais, (ii) alocação desses custos a cada categoria tarifária e (iii) transformação dos custos em tarifas. A seguir é detalhado cada um desses passos.

Figura 10 - Diagrama de formação de tarifas do pedágio: Nova Zelândia
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Passo 1 – Segregação em regiões, identificação dos custos que devem ser recuperados pela tarifa e cálculo dos custos marginais.

No primeiro passo, a receita requerida a ser recuperada é distribuída entre diferentes regiões geográficas previamente definidas pela distribuidora. Essa divisão em regiões é realizada com a finalidade de segregar áreas com diferentes drivers de custos. Em seguida, as receitas máximas por regiões são categorizados em quatro grandes grupos, a saber:

1. Custos dependentes da carga: são aqueles causados pela necessidade de suprir a carga e manter um determinado padrão de segurança e qualidade (inclui os custos de capital e manutenção da rede). 

2. Custos comuns independentes da carga: inclui os custos de administração e os ativos não elétricos (ex: sistemas de informática, aluguéis, etc)
3. Custos específicos à geração distribuída: ativos e reforços necessários na rede para atender a geração distribuída.

4. Custos específicos por categoria: inclui os custos destinados exclusivamente a cada categoria tarifária.

Os custos dependentes da carga são alocados por nível de tensão de acordo com os custos marginais médios de longo prazo. Primeiramente são calculados os custos de expansão e operação incrementais necessários para atender a carga prevista e, em seguida, os custos marginais são ajustados mediante a aplicação de um fator para se atingir a totalidade dos custos dependentes da carga. Como resultados, são obtidos os custos dependentes por região e por nível de tensão. 

Os demais custos (comuns independente da carga e específicos) são calculados conforme a metodologia do regulador definida na revisão tarifária. 

Passo 2 – Distribuição dos custos entre as categorias tarifárias

Os custos anteriormente identificados por região e nível de tensão são distribuídos entre as categorias mediante diversos critérios, dependendo do grupo de custos ao qual pertence:

1. Custos dependentes da carga: 50% desses custos devem ser alocados conforme a responsabilidade de cada categoria na ponta do nível de tensão utilizando os fatores de carga e coincidência da categoria. Os 50% restantes são alocados de acordo com a proporção entre a demanda máxima da categoria e a soma da demanda máxima de todas as categorias do mesmo nível de tensão.
A definição do percentual de 50% e 50% está preliminarmente proposta no relatório PAWG report, de 2005, elaborado pela The Electricity Network Association. Atualmente o regulador ainda não definiu uma proporção oficial. 
2. Custos comuns independentes da carga: atualmente o critério não está definido, porém é de entendimento geral que uma boa alternativa seria considerar o número de clientes na respectiva categoria tarifária.

3. Custos específicos à geração distribuída: alocados diretamente.
4. Custos específicos por categoria: alocados diretamente.

Passo 3 - Transformando custos em tarifas

Definidos os custos a serem recuperados em cada região, grupo de custos e categorias é necessário transformá-los em tarifas. Para isso são utilizados diversos critérios de atribuição para cada componente de faturamento, dependendo do tipo de medição.

· Clientes com medição a cada 30 minutos:
· Componente fixo: recupera os custos específicos e comuns independentes da 
     carga
.
· Componente por capacidade contratada: recupera os custos dependentes da carga.
· Capacidade acima da contratada: cobrança adicional refletindo o custo marginal médio de longo prazo
.

· Clientes com medição por banda horária:  

· Componente fixo: recupera os custos específicos, os custos comuns independentes 
 da carga e uma parcela dos custos dependentes da carga. 

· Energia em três bandas horárias: para recuperar a parcela restante dos custos dependentes da carga, incentivando o consumo fora da ponta do sistema.

· Variável por evento crítico (Critical Peak Pricing): opcional para os clientes que aderem ao sistema de controle de carga. É definida uma quantidade limitada de períodos críticos com duração conjunta de até 100 horas
 para os quais o consumo seria penalizado, 
4. Modelos de Formação dos preços da commodity e prêmio de risco na comercialização
A formação das tarifas, ou preços, da commodity aplicadas aos consumidores finais depende das seguintes características: o grau de desverticalização do setor, a desregulação do mercado (varejo, atacadista) e do tipo de cliente (livre ou cativo). 
Em particular, verifica-se que os preços aplicados aos clientes livres dependem das diversas alternativas e arranjos institucionais estabelecidos para a comercialização da energia. Já as tarifas aplicadas aos clientes cativos estão sujeitas a metodologia de repasse dos custos de compra de energia.
A seguir são detalhados os distintos modelos de comercialização adotados atualmente para a formação de preços em mercados centralizados e descentralizados. Adicionalmente, ao final desta seção, é indicada a aplicação de um fee de comercialização utilizado em alguns países com mercados não totalmente desregulados para remunerar o risco do agente comprador da commodity.
4.1 Modelos de comercialização
Os modelos de comercialização se referem às alternativas e instituições mediante as quais a energia pode ser negociada, a saber:

· Comercialização centralizada: existe uma instituição denominada Exchange ou Pool que concentra todas as ofertas de compra e venda. Nela são negociados contratos padronizados, existindo três alternativas de formação de preços:

· Através de leilão: os vendedores informam as quantidades e preços que estão dispostos a vender, enquanto os compradores informam as quantidades e/ou os preços
 que estão dispostos a comprar. Ao final é estabelecido o preço de corte, correspondente à interseção entre oferta e demanda. 

Já para a liquidação das transações existem duas alternativas: (i) a chamada System Marginal Price (SMP), onde vendedores/compradores recebem/pagam o preço marginal do sistema, ou seja, o preço correspondente à interseção das curvas de oferta e demanda; (ii) e o chamado Pay-as-Bid (PAB) onde os vendedores recebem o preço que foi informado e os compradores pagam a média desses preços, em conseqüência os compradores se apropriam dos excedentes dos produtores (EXP, área amarela na Figura 11).

Figura 11 – Formação de preços System Marginal Price (SMP) e Pay-as-Bid (PAB)
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· Comercialização contínua: a negociação é feita de forma contínua, da mesma maneira que são negociadas ações em bolsa. Existe a disponibilidade do livro de ofertas onde constam as ofertas de compra e venda e seus respectivos preços.

· Modelo Matemático: os preços são estabelecidos através de um modelo matemático que procura otimizar a operação do sistema baseado no custo marginal de operação e de diversos cenários de disponibilidade de oferta. O modelo procura emular o comportamento dos agentes no mercado em concorrência.

Figura 12 – Comercialização centralizada
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· Comercialização descentralizada: a negociação é realizada de forma restrita entre as partes. São negociados contratos flexíveis e não padronizados, existindo três alternativas de contratação:

· Bilateral: negociação direta entre as partes.

· Através de um Broker: uma terceira parte, o Broker, atua como facilitador das transações da mesma maneira que faz um corretor imobiliário. O Broker recolhe as ofertas de compra e venda, mas os contratos são assinados entre comprador e vendedor. Os riscos permanecem entre as partes.  

· Através de um comercializador: o comercializador atua como uma terceira parte na transação comprando e revendendo contratos. A diferença entre o preço de compra e venda corresponde à remuneração do comercializador pelos riscos assumidos. 

Figura 13 – Comercialização descentralizada
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Diante do exposto, conclui-se que de uma forma geral no modelo descentralizado o formato dos contratos são flexíveis com preços, quantidades, prazos e garantias sendo acordados diretamente na negociação entre as partes. Devido a essas características esse modelo é adequado para contratos de médio e longo prazo. 

Já o modelo centralizado apresenta contratos padronizados, transparência de preços e agilidade no casamento entre oferta e demanda, sendo adequado para contratos de médio e longo, porém especialmente interessante para o curto prazo devido à facilidade de compensar as diferenças de preços de forma rápida e concentrada. 

Finalmente, além do levantamento teórico dos modelos de comercialização também foi realizado um estudo de caso com a comparação da prática internacional considerando Itália, Alemanha, Países Nórdicos (NordPool) e Brasil. O resultado é apresentado na Figura 14 onde são indicados os modelos utilizados para o longo prazo e para o curto prazo, este último sempre centralizado e com distinção para o preço do dia seguinte (dayahead) ou para o mesmo dia (intraday).
Figura 14 - Modelos de Formação de Preços
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4.2 Prêmio de risco  na comercialização
A compra de energia para os clientes cativos ou atendidos pelo comercializador de último recurso (CUR) acrescenta um risco ao agente comprador. Esse risco deriva da defasagem existente entre a variação do preço no momento da compra ou contratação e o preço no momento da venda, ou seja, do consumo. Em conseqüência, o agente comprador deve ser adequadamente remunerado, tanto para cobertura dos custos de compra de energia como para compensar o risco assumido. 

Na experiência internacional, quando o mercado não está completamente desregulado, o mecanismo prevalecente para remunerar as distribuidoras ou o CUR consiste no reconhecimento integral dos custos de compra de energia incrementados pelos custos de operação. Os custos são reajustados, na maioria dos casos, de forma trimestral e as diferenças são compensadas mediante uma conta compensatória.

No caso específico da Espanha, o CUR é remunerado considerando explicitamente o risco derivado da defasagem de tempo entre a compra e a venda. O cálculo do prêmio de risco considera que quanto maior o número de meses de defasagem entre a compra e a venda maior deve ser a remuneração. A variação dos valores a cada mês é indicada na Tabela 1.
Tabela 1 - Prêmio de risco na Espanha
	
	Meses de defasagem

	
	1 mês
	2 meses
	3 meses
	4 meses
	5 meses
	6 meses

	Prêmio

de Risco
	+ 250 b.p.
	+ 350 b.p.
	+ 450 b.p.
	+ 550 b.p.
	+ 650 b.p.
	+ 750 b.p.


5. Tarifas dinâmicas para a commodity 
Fatores exógenos como a volatilidade do clima e o preço de combustíveis fósseis impactam diretamente no custo de curto prazo da geração de energia elétrica e devem estar representados na tarifa final da commodity energia de forma a possibilitar o gerenciamento da demanda e evitar os grandes picos. 
Para incentivar os clientes a modular seu consumo e reduzir o uso do sistema nos horários habitualmente de maior demanda, indicando sinais de curto prazo, são utilizadas as tarifas dinâmicas. As três principais aplicações de tarifas dinâmicas são o Critical Peak Pricing (CPP), Tarifas Interruptíveis e o Real Time Pricing (RTP).  

No Critical Peak Pricing as tarifas têm valores mais altos durante eventos críticos determinados pela provedora do serviço sem data pré-determinada. A quantidade de eventos críticos e sua duração máxima são definidas ex-ante, assim como a relação do valor dessa tarifa com a dos períodos não críticos.  

Nas tarifas interruptíveis a empresa tem a opção de corte do fornecimento de energia em períodos que considere crítico ou obtém junto ao cliente uma promessa de redução da demanda máxima durante esses períodos. Os consumidores são informados com pouca antecedência e, da mesma forma que o Critical Peak Pricing, há um número máximo de quantidade e horas de interrupção no ano. Caso o consumidor ultrapasse a demanda acordada ele poderá ser multado e seu contrato de tarifas interruptíveis rescindido.

As tarifas Real Time Pricing são as que apresentam a maior volatilidade, sendo uma estimativa do preço da commodity no mercado de geração no momento exato do seu consumo pelo cliente.
 Por fim, vale ressaltar que para possibilitar a medição com preço diferenciado por horário e a contínua comunicação medidor-distribuidor é necessária a adoção da tecnologia de Smart Meters. Atualmente, alguns mercados já incorporaram a tarifação dinâmica em suas estruturas. Os exemplos pesquisados para aprofundamento nesse estudo de caso foram o Québec e a Califórnia.

A província de Québec, no Canadá, com a distribuidora Hydro-Québec e o estado americano da Califórnia, com a Southern California Edison (SCE), são referências mundiais no que tange a aplicação de tarifas dinâmicas. Por esse motivo, nesse estudo foram analisadas as tarifas que essas distribuidoras oferecem, os requisitos para adesão ao programa e as condições de aplicação das tarifas nos eventos críticos.

5.1 Québec

O distribuidor Hydro-Québec implantou em dezembro de 2008 um programa piloto de tarifas dinâmicas denominado Time it Right e a previsão é de que a sua fase de testes perdure até o final de março de 2010. Apenas as cidades de Saint-Jean-sur-Richelieu, Spet-îles e Val-d’Or participaram desta fase do programa. Segundo o distribuidor, as cidades foram escolhidas por apresentarem características climáticas, socioeconômicas e populacionais ideais para o programa 
No Time it Right, o Hydro-Québec disponibiliza a opção de critical peak pricing a seus consumidores domésticos e tarifas interruptíveis aos consumidores business. A adesão aos programas é voluntária, a seguir são descritas as características de cada um deles.
Critical Peak Pricing (CPP)
Para aderir o programa de CPP basta o cliente ser da classe doméstica e residir em qualquer uma das três cidades do programa. Em comparação com uma tarifa flat ou em banda horária, a CPP se apresenta da seguinte forma: durante o evento crítico o valor da tarifa fica muito mais caro, entretanto nos horários fora de evento a tarifa é significativamente reduzida. Assim, a utilização do CPP se torna vantajosa para clientes com capacidade de modular sua demanda de energia durante a realização de um evento crítico. A Figura 15 traz uma comparação entre a tarifa CPP (tarifa TOU+) e a tarifa em banda horária convencional (TOU).

Figura 15- Comparação entre TOU+ (CPP) e TOU
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Tarifas Interruptíveis

Para adesão à opção de tarifas interruptíveis o cliente deve ser do tipo business de médio porte e sua potência máxima lida no ano anterior deve estar entre 100 e 5.000 kW. Adicionalmente, com o intuito de promover uma redução da demanda usual do cliente, duas condições devem ser cumpridas: 

· A demanda fixada como teto (base) deve ser no mínimo 15% menor do que a demanda do cliente no inverno anterior. 

· A diferença entre a demanda máxima do inverno anterior e a definida como teto deve ser igual ou maior que 100 kW.
Os ganhos do cliente que aderir a esta opção são parte fixos e parte variáveis. É garantido um crédito fixo mensal independente da ocorrência ou não do evento crítico no mês. Já os créditos variáveis estão condicionados ao tamanho da redução de demanda durante cada evento crítico. 

Condições de aplicação
Destaca-se que as condições de aplicação dos eventos são semelhantes tanto para a aplicação das tarifas interruptíveis quanto para a CPP.  A tarifação dinâmica só vigora no inverno, período que vai do início de dezembro ao fim de março. Os eventos têm duração mínima de 4 horas e máxima de 8 horas, sempre ocorrendo das 7 horas às 11 horas e/ou entre as 17 horas e 21 horas, sendo somente permitidos 25 acionamentos durante o ano. 
Os eventos de CPP não podem acontecer em fins de semana ou feriados especiais como o natal, ano novo, páscoa e sexta feira santa e os eventos de tarifa interruptível só podem ocorrer em dias úteis. Em ambas as opções o consumidor é avisado do evento crítico às 15 horas do dia anterior via e-mail ou algum outro meio de contato previamente acordado entre ele e o distribuidor.

5.2 Califórnia
A distribuidora californiana Southern California Edison (SCE) possui um amplo programa de tarifação dinâmica denominado Demand Response Program. O programa contempla opções de critical peak pricing, tarifas interruptíveis e real time pricing. A seguir são destacadas as características de cada um deles.
Critical Peak Pricing (CPP)
Para aderir o programa de CPP o usuário deve pertencer a classe business e ter apresentado demanda maior ou igual a 200KW em pelo menos 3 dos últimos 12 meses. A adesão a este programa é voluntária e não é cobrada taxa de instalação do smart meter para clientes com demanda maior que 500kW. A tarifação dinâmica é aplicável somente no verão
 e os eventos críticos têm duração máxima de 4 horas por dia, ocorrendo obrigatoriamente entre as 14 horas e as 18 horas. São permitidos 4 acionamentos por semana e no máximo 25 durante o ano. 
Real Time Pricing (RTP)
No programa de RTP a tarifa aplicada ao consumidor é determinada com base em uma tabela pré-definida que varia a cada hora de acordo com a temperatura de referência mensurada pela agência meteorológica National Weather Service. Devido à volatilidade e menor previsibilidade das tarifas o programa beneficia clientes com alta flexibilidade de gerenciamento de carga. Para participar, o cliente deve ser da classe business com demanda maior ou igual a 500KW. 

Tarifas Interruptíveis
Há diversas aplicações de tarifas interruptíveis, incluindo opções para a classe business e clientes rurais. Para a classe business há dois programas distintos, o primeiro para consumidores com demandas maiores ou iguais a 200 kW, denominado Time of Use Base Interruptible Program. O segundo programa, Large Power Interruptible Program, é direcionado a clientes com demandas lidas maiores ou iguais a e 500 kW.
As condições de aplicação são iguais nos dois programas. A adesão do cliente é voluntária, porém a demanda máxima durante os eventos deve ser no mínimo 15% menor do que a demanda do verão anterior e os eventos críticos só podem ocorrer no verão, com duração máxima de 6 horas consecutivas por dia. São permitidos até 25 acionamentos durante o ano.

A opção de tarifas interruptíveis para clientes rurais é denominada Agricultural and Pumping Interruptible Programa (AP-I). Sua adesão é obrigatória para clientes definidos como rurais e demanda maior ou igual a 50 kW ou com potência conectada maior igual a 50 cavalos. As interrupções são de 100% da demanda, ou seja, desligamento completo, e devem ocorrer somente no verão. O evento crítico tem duração máxima de 6 horas consecutivas por dia e podem ocorrer no máximo 25 acionamentos durante o ano.

Outro importante programa de tarifas interruptíveis é o Summer Discount Plan (plano de desconto no verão). Este consiste no desligamento do ar condicionado central de clientes residenciais e business em troca de descontos na tarifa. Para tanto é necessário que a SCE instale um dispositivo eletrônico de corte no aparelho de ar condicionado que é ativado remotamente via sinais de rádio. 
O programa Summer Discount Plan residencial oferece duas opções: o Base Summer Discount Plan e o Enhanced Summer Discount Plan. A diferença é que a primeira permite ao distribuidor efetuar no máximo 15 desligamentos enquanto que a segunda permite interrupções ilimitadas. Por sua vez, a opção Enhanced proporciona descontos muito maiores ao consumidor. Nos dois programas o desligamento dura até seis horas consecutivas e pode ser efetuado mais de uma vez por dia.

O consumidor pode ainda optar entre as modalidades de 50% (parcial) ou 100% (total). A diferença é que na modalidade 50% o aparelho de ar condicionado fica desligado durante 15 minutos para cada 30 minutos de funcionamento. Na modalidade 100%, o aparelho fica desligado continuamente. Evidentemente, esta última proporciona maiores descontos ao consumidor.
Para clientes business também são oferecidas as opções Base Summer Discount Plan e Enhanced Summer Discount Plan. A grande diferença é que além das opções 100% e 50%, os clientes dessa classe podem optar pela opção 30%. Esta consiste no desligamento do ar condicionado durante 9 minutos a cada 30minutos de funcionamento. A seguir há uma síntese dos descontos (créditos) de acordo com opção e módulo do programa para a classe business.

Tabela 2 – Créditos Summer Discount Plan para clientes business

	Módulos
	Tempo por Evento
	Base Summer Discount Créditos/dia
	Enhanced Summer Discount Créditos/dia

	100%
	Desligamento contínuo
	$0.200
	$0.400

	50%
	Desligamento de15 minutos a cada 30 minutos
	$0.070
	$0.140

	30%
	Desligamento de 9minutos a cada 30 minutos
	$0.014
	$0.028


5.3  Conclusões

Os estudos de caso das aplicações de tarifas dinâmicas no Québec e na Califórnia explicitaram algumas características gerais comuns. Tarifas CPP e interruptíveis têm um número de eventos e duração limitados durante o ano. Os avisos de eventos críticos são feitos com pouca antecedência (geralmente menos de 24 horas antes do evento) via meio previamente acordado entre as parte, podendo ser por e-mail, telefone, SMS, fax, etc. E a adesão ao programa é, geralmente, voluntária. 

Nas tarifas interruptíveis são comumente criados mecanismos contratuais para garantir que o consumidor realmente reduza sua demanda com relação ao seu consumo padrão. O não cumprimento dessa redução pode acarretar aos clientes multas e quebra do contrato de interrupção. Também foi verificado que a aplicação da tarifa real time pricing, que deveria refletir o preço da commodity no momento de seu consumo, é complexa, tanto é verdade que essa opção não esta disponível no Quebéc. Na Califórnia, onde é possível aderir a um programa de RTP, as tarifas refletem não o preço horário da geração, mas uma proxy que leva em consideração variação hora a hora da temperatura.

Outras características comuns às três opções de tarifas dinâmicas são a necessidade de avançada tecnologia de medição com diferenciação horária, sua aplicação ocorrer somente nas estações de maior demanda e o fato de serem vantajosas a clientes que têm capacidade de modular sua carga, proporcionando créditos de desconto nas suas contas de energia.

6. Geração Distribuída

Geração Distribuída (GD) é definida pela conexão de geradores, ou armazenadores de energia, na rede de distribuição ou diretamente nos consumidores. O conceito de GD considera a subdivisão e integração da geração com a carga e contrapõe a visão tradicional de “geração centralizada”, onde a energia flui das grandes centrais de geração mediante linhas de transmissão até os centros de consumo. 
Existem diversas tecnologias associadas à GD que podem ser classificadas conforme: o nível de tensão de conexão, o tipo de fonte de energia e o controle que se tem sobre a energia gerada. A Tabela 3 ilustra essas tecnologias e suas características.
Tabela 3 - Geração Distribuída: Tecnologias
	Tipo de
Fonte

Controle 

da carga
	Pouco Poluentes
	Poluentes

	Controlável
	BT/MT: Cogeradores
, baterias, geradores a bicombustíveis
AT: Grandes cogeradores, turbinas hidráulicas com represa
	BT/MT/AT: Geradores a diesel, gás, óleo

	Intermitente
	BT/MT: Painéis fotovoltaicos, turbinas eólicas on-shore
AT: Parques eólicos off-shore, turbinas hidráulicas sem represa
	-


A introdução da geração distribuída nas redes de distribuição apresenta algumas vantagens e desafios quando comparada à geração centralizada. Entre as vantagens podemos distinguir:

i.
Redução das perdas técnicas: quando a energia é transmitida através dos sistemas de transmissão e distribuição ocorrem perdas devido à impedância dos alimentadores e transformadores. A GD consentiria uma redução dos fluxos de potência nas redes de distribuição e aliviaria a carga na rede de transmissão, dessa forma, as perdas na distribuição seriam reduzidas e as de transmissão evitadas.

ii.
Oportunidades de diminuição do congestionamento: a conexão de GD em pontos do sistema de distribuição possibilitaria a injeção de energia de forma permanente ou coincidente com os momentos de ponta, aliviando o carregamento das demais redes e possibilitando a postergação dos investimentos na distribuição e transmissão.

iii.
Possibilidade de redução das emissões (CO2, NOx, SO2): com o incentivo da GD com fontes renováveis ou altamente eficientes, a combustão de fontes fósseis das atuais geradoras centralizadas seria reduzida.

iv.
Potenciais melhoras na qualidade (interrupções, oscilações voltagem): o uso de GD proveniente de fontes controláveis outorgaria maior segurança ao sistema. As interrupções seriam reduzidas e o perfil das oscilações de voltagem poderia ser melhorado.

v.
Possibilidade oferecer serviços auxiliares: no caso de energia proveniente de fontes controláveis, os geradores poderiam contribuir com a regulação da voltagem e oferecer reserva de capacidade no âmbito da distribuição.

vi.
Possibilidade de diversificação da matriz energética.

vii.
Possibilidade de aumento da concorrência na geração. 

Por outro lado, existem desafios que devem ser avaliados para a implantação da geração distribuída, a saber:

i.
Necessidade de distribuidoras mais ativas na operação da rede: as distribuidoras seriam os agentes responsáveis pelo intercambio de informação entre a geração distribuída, a transmissão e o consumo. Adicionalmente, também poderiam prover os serviços auxiliares no nível de distribuição. 

ii.
Maior complexidade no balanceamento sistema: a complexidade no balanceamento seria agravada nos casos de geração de fontes alternativas e intermitentes, onde a geração dependente de questões climáticas com relativa imprevisibilidade.

iii.
Necessidade de gestão dos fluxos bi-direcionais: nos casos onde a geração na distribuição for maior que a carga.

iv.
Perda de eficiência (produtividade): em geral, os grandes geradores têm uma maior produtividade na transformação de fontes primárias e apresentam um custo por kWh inferior ao da energia gerada na GD. 

v.
Interdependências com outras utilities: a introdução massiva de cogeradores nas linhas de distribuição poderia gerar congestionamento na rede de gás provocando a necessidade de realizar novos investimentos.

Desenho tarifário 

Os sinais de preços outorgados aos agentes envolvidos com a GD - geradores, distribuidoras e consumidores - devem ser os mais neutros possíveis de forma a garantir que não existam distorções, que sejam maximizados os benefícios e minimizados os custos de introdução de qualquer tipologia de GD.

Dessa forma, é importante que tanto os benefícios quanto os custos de cada elo da cadeia de produção (conexão à rede, uso da rede de distribuição e energia gerada) sejam corretamente atribuídos aos devidos agentes, incluindo as possíveis externalidades. Para garantir essa neutralidade, o desenho tarifário deve também levar em conta outros aspectos como: o tipo de fonte de energia utilizada, a localização, o nível de tensão e a coincidência da energia com a carga. 

Assim, o desenho dos componentes de conexão, uso da rede e de energia gerada deve ponderar os benefícios, custos e princípios tarifários detalhados na Tabela 4.
Tabela 4 – Componentes da tarifa de GD
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Estudos de Caso
Atualmente existe um crescente interesse pela GD no mundo, nos últimos anos e em diferentes países o crescimento da GD foi causado por diversas razões. Nos Estados Unidos, foi motivado por duas principais causas: a primeira consiste no uso da GD como ferramenta de cobertura frente a elevados e altamente voláteis preços de eletricidade nos momentos de ponta; e a segunda deriva da necessidade de altos padrões de qualidade e segurança por parte dos consumidores. 

Por outro lado, na Europa, o crescimento da GD está motivado por ações governamentais para diminuição de emissões, aumento da eficiência energética e diversificação da matriz energética. Atualmente existem metas rígidas para se atingir esses objetivos, o mais difundido é o plano 20/20/20 que consiste em cortar 20% dos gases de efeito estufa, atingir 20% de eficiência energética sobre a demanda projetada e ainda converter a matriz energética para 20% de fontes renováveis (solar, eólica, geotérmica) até o ano de 2020.

A seguir são descritos os estudos de caso da aplicação da GD em quatro países: Reino Unido, Dinamarca, Espanha e Alemanha. Os estudos se concentraram na análise dos encargos de acesso e uso da rede de distribuição e dos mecanismos de incentivo para venda da energia gerada a partir da GD. 

6.1 Reino Unido

No Reino Unido, os custos causados pela GD na rede de distribuição são regulados pela Ofgem através de um esquema híbrido. O mesmo consiste no reconhecimento de custos e incentivos que são definidos da seguinte forma: 

· Custos: repasse de 80% dos custos reais (pass-through) e incentivo para os 20% restantes com o cálculo de custos eficientes. Esses custos eficientes de GD são calculados com a mesma metodologia regulatória utilizada para os demais custos do serviço de distribuição;
· Existe um incentivo adicional às distribuidoras por energia gerada que deve ser pago pelos geradores distribuídos em kW/ano/gerados;
· Incentivo IFI (Innovation Funding Incentive): permite recolher 0,5% da receita das distribuidoras para projetos de pesquisa e desenvolvimento relacionados à GD.  
· RPZ (Registered Power Zones): outorga à distribuidora um benefício adicional por potência de GD conectada. Cada projeto deve ser pré-aprovado pela Ofgem e realizado em zonas geográficas ou elétricas específicas.
Definidos os custos da GD e os incentivos que serão aplicados, as tarifas são formadas considerando os componentes de conexão, de uso da rede de distribuição e de energia gerada. A Tabela 5 indica como esses componentes são aplicados. 
Tabela 5- Encargos referentes à GD, Reino Unido

[image: image18.emf]Componente Aplicação

Conexão

à Rede

- Os encargos incluem os custos de conexão diretos mais os reforços 

(encargo tipo deep).

- O valor é diferenciado por cliente (negociado sem metodologia 

explícita)

Uso da Rede

de Distribuição

- Extra alta tensão: encargo por banda horária e locacional

- Demais: encargo por banda horária

- Fontes Renováveis: 

° Mecanismo Cap & Trade: são atribuídos certificados verdes à 

produção de energia renovável, existe a obrigação de cobrir uma 

proporção do gerado por parte dos produtores de energias fósseis e 

os certificados são livremente negociados no mercado.

° Tarifa fixa por KWh para geradores  menores que 5MW.

- Demais

° Acesso ao mercado spot.

Energia

Gerada


6.2  Dinamarca

A Dinamarca é apontada como o país com maior êxito na difusão da Geração Distribuída. Desde 1980 foram sistematicamente conectados à rede de distribuição um grande número de cogeradores visando difundir o sistema de aquecimento coletivo, mais eficiente que o convencional. A partir do ano de 1990, com o objetivo de diversificar a matriz energética, substituir as fontes fósseis por renováveis e reduzir as emissões a conexão de geradores eólicos foi fortemente incentivada.
Atualmente 44% do consumo na Dinamarca deriva de fontes renováveis e da GD, sendo a maior parte composta por cogeradores de grande escala conectados aos sistemas de aquecimento municipais. O sucesso na difusão da GD foi alcançado principalmente devido aos incentivos aplicados pelo governo, tanto nas tarifas de conexão e uso da rede de distribuição quanto na tarifa da energia gerada. A Tabela 6 resume a aplicação desses componentes. 

Tabela 6- Encargos referentes à GD, Dinamarca
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Cabe ressaltar que houve uma alteração na tarifa de energia gerada, de uma  feed-in-tariff 
 (subsidio fixo) para uma feed-in-premium
 (prêmio fixo). Com a mudança, geradores com contratos anteriores a alteração continuam utilizando a tarifa com subsídio fixo, porém os novos geradores passam a aplicar a tarifa com prêmio fixo. A alteração foi motivada pelo fato que grande parte da geração dinamarquesa resulta de fontes não controláveis (intermitentes) o que implica em uma grande volatilidade nas importações e exportações de energia. Como a tarifa com prêmio fixo depende do preço spot da energia, ela é preferível do ponto de vista econômico por refletir melhor os sinais de escassez do curto prazo.
Além do prêmio fixo, existe um incentivo adicional para o correto balanceamento do sistema de distribuição. Esse incentivo consiste na permissão da captura da diferença entre os custos de balanceamento aceitos pelo regulador (reconhecidos nas tarifas) e os efetivamente recebidos. Com isso, os geradores distribuídos estão incentivados a fornecer suas melhores estimativas de geração prévias ao despacho, reduzindo assim os desequilíbrios do sistema.

6.3  Espanha

A Espanha, assim como a maioria dos países europeus, promove a expansão da GD motivada tanto pela necessidade de diversificação da sua matriz energética quanto para atingir metas de redução de emissões. Atualmente 30% da energia produzida na Espanha é injetada diretamente na rede de distribuição, sendo 20% oriunda de geradores eólicos e 10% de cogeração. O alto grau de penetração da GD é resultado de diversos incentivos estabelecidos pelo governo.

A GD está isenta do pagamento do encargo pelo uso da rede de distribuição, e no caso da geração de fontes pouco poluentes, existe um subsídio fixo por energia gerada. O encargo por conexão às redes de distribuição é do tipo deep, ou seja, incorpora a cobertura dos custos diretos de conexão e dos reforços. A Tabela 7 resume a aplicação desses componentes.
Tabela 7- Encargos referentes à GD, Espanha
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Vale ressaltar que apesar dos geradores distribuídos estarem isentos dos encargos por uso da rede de distribuição, as distribuidoras são adequadamente remuneradas mediante o esquema de receitas máximas, onde os custos da GD são incluídos no modelo de empresa de referência.

6.4 Alemanha

Uma importante característica apresentada pelo do setor elétrico alemão nos últimos anos foi o rápido crescimento da Geração Distribuída e das fontes renováveis em sua matriz energética. O país é atualmente um dos com maior penetração da geração eólica on-shore e apresenta uma alta proporção de potência instalada com painéis fotovoltaicos. Essas características refletem as fortes políticas de suporte à GD e fontes renováveis que o governo alemão tem implementado. 
Tais ações governamentais impactam diretamente nas tarifas praticadas para conexão, uso da rede e de energia. Atualmente, as distribuidoras são obrigadas a conectar todos os geradores distribuídos e recebem por isso uma tarifa de conexão tipo shallow, que somente inclui os encargos diretos de conexão. Ainda, os geradores distribuídos estão isentos do pagamento das tarifas de uso da rede de distribuição, fato que incentiva ainda mais a GD. Finalmente, as distribuidoras são obrigadas a absorver toda a energia gerada pelos geradores distribuídos pagando uma tarifa com subsídios fixos por KWh (feed-in-tariffs). A Tabela 8 indica a aplicação das tarifas para cada componente.
Tabela 8- Encargos referentes à GD, Alemanha
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7. Energia Pré-Paga

O pagamento antecipado de energia elétrica é, ou já foi utilizado, em aproximadamente 40 países, entre eles: China, Turquia, Reino Unido, Austrália, Nova Zelândia, Polônia, Kuwait, Gabão, Brunei, Malásia, Zimbábue, e África do Sul. A literatura especializada aponta que os exemplos mais bem sucedidos são o do Reino Unido e a África do Sul.

No Reino Unido, pioneiro do sistema de pré-pagamento, o principal motivador para a implantação foi a busca de redução da inadimplência. Por sua vez, a África do Sul iniciou a medição pré-paga no fim da década de 80 com o objetivo de levar a eletrificação a áreas remotas do país.
É importante destacar que o sistema de pré-pagamento não é exclusivo da eletricidade. Vários outros itens são pagos desta forma, inclusive energia de outras fontes. Quando se compra uma pilha, por exemplo, paga-se pela energia antes do seu uso. Outros exemplos conhecidos são os combustíveis como gasolina, álcool e diesel, todos pagos antes do seu consumo. O mercado de telefonia celular também oferece a opção de pré-pagamento quando o consumidor compra cartões de recarga com senhas numéricas.

Mecanismo da medição Pré-Paga

A dinâmica da energia pré-paga se inicia com a compra créditos de consumo em pontos de venda especificados pelo distribuidor. Em seguida, o consumidor deve transferir os créditos para o medidor usando um dispositivo denominado token. A partir de então o medidor se comunica com a rede de distribuição e a energia é liberada.

O funcionamento do sistema necessita de uma infra-estrutura própria que envolve, entre outros pontos:

· Locais de vendas/recarga de créditos; 

· Fabricação de tokens;

· Desenvolvimento e instalação de medidores pré-pagos;

· Sistema de troca de informações entre o medidor e o distribuidor.

Tecnologia
Ao longo dos anos as tecnologias utilizadas na medição pré-paga passaram por uma significativa evolução. No início do século passado eram usados, no Reino Unido, medidores mecânicos que liberavam energia com o depósito de moedas posteriormente coletadas pelo distribuidor. O avanço da tecnologia trouxe medidores eletrônicos inteligentes e diferentes tipos de tokens. Os medidores atuais têm algumas funcionalidades extras como um display que mostra o quanto resta de energia a consumir e sinalizações sonoras que indicam o término dos créditos.
Em relação aos tokens atuais, há dois tipos básicos: one-way e two-ways. Os primeiros são aqueles com apenas a função de dar créditos ao medidor, sendo em sua maioria, utilizáveis apenas uma única vez. Os tokens one-way são fabricados em cartões de papel com tira magnética ou com simples combinações numéricas. Caso o distribuidor necessite obter alguma informação sobre o consumo do cliente que o utiliza, deverá deslocar um leiturista até o medidor para coletar os dados.

Os tokens two-ways são recarregáveis e intransferíveis. Além de prover os créditos de energia, eles levam informações sobre o consumo do cliente à distribuidora no momento da recarga. Esses tokens são fabricados em cartões do tipo smart cards ou dispositivos smart keys (Figura 16). 

Figura 16 – Smart key
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Vantagens e desvantagens

A opção pelo pré-pagamento implica em vantagens e desvantagens. Entretanto, de forma geral, a satisfação dos usuários do sistema parece mostrar que os benefícios superam os desafios. Segundo o órgão britânico National Energy Action (NEA), a medição pré-paga alcança taxas de 70% a 80% de satisfação no Reino Unido, obtendo uma aprovação ainda maior entre os usuários de baixa renda. A satisfação com o serviço e seus benefícios também é expressiva na África do Sul, país com a maior penetração de energia pré-paga.

As principais vantagens observadas sob o ponto de vista do consumidor são o controle financeiro automático, evitando que o cliente acumule dívidas; a possibilidade do casamento entre o desembolso e a disponibilidade financeira do cliente e a possibilidade de redução do consumo a medida que os créditos terminam. 

Sob a ótica do distribuidor, o pré-pagamento também garante vantagens como a redução da inadimplência, a melhoria no fluxo de caixa e a redução da necessidade de capital de giro devido à antecipação das receitas. A eliminação de alguns custos comerciais como leitura, faturamento, corte e re-ligamento também é uma vantagem importante para o distribuidor. 
Porém, a medição pré-paga também apresenta alguns desafios tanto para o consumidor quanto para o distribuidor. Com relação ao consumidor, a principal desvantagem é o corte de energia imediato ao término dos créditos de consumo aliado a problemas com relação à distância e horário de atendimento dos postos de recarga. 

Outro ponto que merece atenção é que, de modo geral, a tarifa do pré-pago é maior do que a do sistema padrão. Distribuidoras justificam essa diferença pelos custos extras de manutenção dos medidores e gastos com os pontos de venda. O regulador e alguns distribuidores do Reino Unido vêm enfrentando protestos do National Housing Federation (grupo de defesa dos consumidores), com relação ao valor das tarifas pré-pagas que, segundo o grupo, é indevida. Além disso, com a energia pré-paga, o consumidor deixa de receber a conta de luz que, em muitos países, é utilizada como um documento de comprovação básica de residência. 
Para o distribuidor existe também a necessidade de se instalar uma ampla rede de postos de venda e recarga. Adicionalmente, a ausência da fiscalização básica permanente, normalmente executada no momento da leitura do sistema convencional, pode gerar riscos em algumas áreas com maior propensão ao furto de energia. 
Com base na contextualização geral exposta, a seguir são descritos os estudos de caso realizados pela Siglasul indicando as principais características observadas na aplicação da energia pré-paga na África do Sul e no Reino Unido.

7.1 África do Sul
Na África do Sul, o uso da energia pré-paga teve inicio em 1989. Com o propósito de expandir a eletrificação pelo país, o governo e a distribuidora Eskom, inauguraram o sistema através do programa Eletricidade Para Todos. O programa visava levar energia elétrica a maior parte dos consumidores domésticos ainda sem acesso ao serviço. Na época, os principais problemas que inviabilizavam a eletrificação pelo sistema padrão nessas áreas eram as seguintes: 

· Infra-Estrutura - Muitas das áreas onde os potenciais consumidores viviam não apresentavam a infra-estrutura básica para garantir o funcionamento do sistema de contas. Para o ciclo de pagamento convencional os clientes precisam ter comprovação de residência, empregos permanentes ou contas bancárias, além de serviço de correios que atenda sua residência, entretanto nada disso existia em certas localidades.

· Operacional – Altos custos gerados pela necessidade de um gerenciamento contínuo e intensivo para os processos de leitura, faturamento, cortes e re-ligações em áreas distantes. Além do risco provocado pela falta de segurança nos locais onde as leituras deveriam ser feitas.

· Social - Muitos dos clientes tinham dificuldade para pagar suas contas. A falta de sensibilidade da quantidade de energia consumida poderia levar a contas muito altas e posteriormente a inadimplência.

A energia pré-paga foi a solução escolhida para enfrentar os desafios encontrados pelo Eskom. O encurtamento do ciclo de faturamento e a facilidade de gerenciar o orçamento por parte dos clientes foi o motivo determinante pelo qual o programa de eletrificação foi baseado no pré-pagamento.

Operacionalização do sistema pré-pago
Em linhas gerais, o processo se dá da seguinte forma: o cliente que deseja comprar energia insere seu cartão de identificação na máquina de venda, paga o montante em dinheiro relativo aos créditos desejados e a máquina produz o token. Em seguida o cliente leva o token para sua casa e o insere ou digita o número no medidor, recebendo assim a energia.
Para comportar a nova opção de pagamento, a Eskom desenvolveu o sistema básico que é usado ainda hoje, composto de medidores pré-pagos, pontos de venda de créditos e um sistema central de informações. Atualmente, existem dois tipos de medidores: os mais antigos denominados proprietary meters, desenvolvidos no início do programa e os STS meter, medidores modernos que incorporam especificações e padrões de qualidade nacionais.

Da mesma forma, as máquinas de venda de tokens, chamadas de credit dispensing units, são de dois tipos: proprietary e common vending. Os pontos de venda do tipo proprietary vendem tokens apenas para clientes com o medidor do tipo proprietary enquanto que as máquinas common vending vendem tokens para ambos os tipos medidores. A Eskom procura manter a proporção de um ponto de venda de créditos para cada 900 clientes.

Em relação a infra-estrutura computacional, o sistema central utilizado é composto por um banco de dados para o armazenamento das informações dos consumidores e um mainframe para o seu processamento e geração de análises estatísticas e gerenciais. A comunicação de dados é realizada inicialmente entre as máquinas de venda e o sistema de armazenamento de dados que, por sua vez, se comunica com o computador de processamento para registrar os créditos vendidos.

Adicionalmente, com o propósito de gerenciar melhor o sistema e otimizar a logística de operação, a Eskom define as localidades onde poderão ser fornecidos os serviços de pré-pagamento, denominadas Supply Groups.  Com isso, localidades com alto custo de atendimento podem não receber o serviço, desde que não pertençam a um Supply Group.
Evolução da energia pré-paga
Até 1993 os contratos de energia pré-paga totalizavam apenas 10.000 medidores, entretanto houve um grande aumento da demanda e no ano 1999 já haviam 1,8 milhões de medidores pré-pagos instalados. A velocidade de crescimento do sistema foi reduzida, mas o número atingiu 3 milhões em 2004 e, segundo a Eskom, o número atual é de cerca de 4 milhões de medidores pré-pagos na África do Sul. 
Figura 17 – Evolução do número de medidores pré-pagos instalados pela Eskom.
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O sucesso da modalidade pré-paga é tamanho que hoje a penetração do sistema é de mais de 55% entre todos os clientes. Durante o processo de implantação muitas campanhas de marketing foram realizadas para demonstrar aos clientes os benefícios da opção pré-paga. Foram veiculadas diversas propagandas em mídias escrita e falada, além da exaustiva divulgação de slogans como: “Tornando sua vida mais simples”; “Eletricidade na sua conveniência” e “Deixando a conta sob seu controle”.

Figura 18 – Propaganda do pré-pago.
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Tarifas da energia pré-paga
A tarifa pré-paga sul-africana é geralmente composta por um componente fixo mensal (basic charge) e um componente de energia variável por kWh (energy charge). O componente fixo é usado para cobrir os custos associados à distribuição da energia, enquanto que o componente variável cobre o preço da commodity. Porém, para clientes com demanda inferior a 25 kVA não há cobrança de componente fixo, sendo os custos todos alocados na variável por kWh. Ademais, quando clientes não residenciais solicitam a instalação de um medidor pré-pago é necessário realizar um depósito antecipado correspondente a três meses de consumo.

Outra característica da tarifa pré-paga é a impossibilidade de se adotar diferentes tipos de tarifação (blocos, por partes, bandas horárias) ou de se realizar cobranças de componente fixo descontados periodicamente (diariamente, mensalmente, anualmente), ou seja, o componente fixo mensal deve ser pago através de uma fatura impressa.

Em relação aos custos, destaca-se que atualmente o medidor pré-pago custa entre U$33 e U$48. Além disso, segundo o distribuidor sul-africano, o custo operacional do pré-pago é 60% do custo do sistema convencional.

7.2 Reino Unido
O Reino Unido é o país pioneiro no uso da energia pré-paga, com o sistema implantado há mais de 100 anos. No início, o sistema era usado majoritariamente em imóveis para locações, em especial de estudantes. No decorrer dos anos, com o objetivo de reduzir a inadimplência, as distribuidoras trocaram os medidores padrão de clientes inadimplentes por medidores pré-pagos. Assim, a cada recarga efetuada, um percentual da sua dívida também era descontado.

Aliado a esses fatores, benefícios como melhoras gestão financeira fizeram com que o sistema fosse amplamente utilizado pelos britânicos, chegando a representar 15%, ou 3.8 milhões, de todos os medidores do Reino Unido em 2007. Apesar do estigma que o pré-pagamento é utilizado por clientes de baixa renda, a distribuidora londrina EDF Energy, afirma que atualmente não há um perfil socioeconômico específico dos usuários da energia pré-paga. 

Ainda sobre as características dos usuários da energia pré-paga, uma pesquisa
 encomendada pela Ofgem com objetivo de conhecer o perfil dos clientes e as características do sistema relata que a maior parte dos consumidores pré-pagos está nessa categoria, pois já encontrou esse tipo de medidor instalado quando chegaram a sua atual residência. 
Quanto a utilização dos tokens, no Reino Unido é verificada a seguinte proporção: 40% de cartões de papel com fita magnética, 40% smart keys e 20% smart cards. Para solucionar o desafio do desligamento automático ao término dos créditos, nos smart cards e smart keys são oferecidos créditos de emergência que podem ser usados antes de se efetuar a recarga. Esses créditos duram em média três dias e o valor é descontado na próxima recarga.

8. Redes Inteligentes (Smart Grids)
O conceito de redes inteligentes (smart grids) refere-se à aplicação de qualquer tipo de tecnologia, ferramentas ou técnicas que levem à modernização e melhorias da eficiência nas redes de energia elétrica. Com essa premissa, a Siglasul realizou um estudo de caso buscando os motivadores da implantação de redes inteligentes nos Estados Unidos, Europa e América Latina. 
Durante a pesquisa foram também identificadas os pontos comuns que tangem a aplicação do conceito de redes inteligentes na literatura internacional. Entre esses pontos, é consenso que o uso de redes inteligentes permite: (i) transformar a rede atual em uma rede auto-recuperável, (ii) prover à rede de maior segurança frente ataques externos, (iii) leitura, corte e re-ligação remota, (iv) melhorar o gerenciamento dos fluxos de potência, permitindo a postergação de investimentos em expansão, (v) suportar a instalação de geração distribuída em grande escala, (vi) a interatividade com o cliente, dando a possibilidade que o consumidor gerencie sua demanda, (vii) um maior aproveitamento da infra-estrutura existente com a integração dos veículos elétricos, entre outros.
Por outro lado, a literatura indica que a implantação das redes inteligentes também representa diversos desafios, entre eles: (i) o desenho de tarifas dinâmicas e inclusão de novos segmentos como o carro elétrico, (ii) no caso de geração distribuída a implementação de tarifas bidirecionais, (iii) a necessidade de redefinir as vidas úteis dos ativos devido a substituição por novas tecnologias, (iv) a necessidade de compatibilizar a regulação do serviço de distribuição de energia elétrica com o de telecomunicações, (v) e a necessidade de padronização de protocolos de comunicação e segurança.

Diante da contextualização dos aspectos conceituais gerais e principais desafios na aplicação das redes inteligentes, a Tabela 9 indica o resultado do estudo de caso realizado, indicando os distintos motivadores da implantação das redes inteligentes nos Estados Unidos, Europa e América Latina.
Tabela 9 - Redes Inteligentes
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•Necessidade de repor grande parte dos ativos depreciados. 

•Dar robustez à rede, perante possíveis atentados terroristas e fatores climáticos.

•Gerenciamento da carga no pico(fator de Carga: 50%, com geração diesel na ponta).

•Melhorias da qualidade.

•Promover a eficiência energética.

•Veículo elétrico e geração distribuída: estudos em EEUU demonstram ambos são  os principais 

viabilizadores do SmartGrid.
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•Geração distribuída com ênfase em fontes limpas e eficiência energética: Europa tem o plano 20-20-20 

(20% de fonte limpa,  20% de redução de emissões de CO

2

,  20% de redução de consumo, até 2020).

•Suporte para a liberalização total dos mercados, e aplicação de tarifas flexíveis.

•Facilitar a medição dos clientes, já que grande parte (em particular Itália e Suíça) dos medidores estão no 

interior das residências.

•Melhorias da qualidade.
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•Redução das perdas não técnicas de energia e da inadimplência

•Redução dos custos operacionais (leitura remota, automação na recomposição dos sistemas)

O consumo por domicílio residencial nos Estados Unidos e Europa é aproximadamente 10 vezes maior 

que o do Brasil,  com o qual o potencial advindo da eficiência energética aqui é significativamente menor. 


9. Conclusões e Considerações Finais
Neste relatório, último produto da etapa 3 - Temas Específicos, foram descritos os estudos de caso realizados sobre os temas: formação da tarifa de pedágio, modelos de formação de preços da commodity, aplicação do fee de comercialização, tarifas dinâmicas, geração distribuída, energia pré-paga e smart grids.

A Siglasul entende que a conclusão desta etapa, juntamente com as etapas anteriores de pesquisa internacional e levantamento conceitual, formam um arcabouço suficientemente detalhado para o prosseguimento do projeto, quando serão discutidas alternativas à estrutura tarifária atualmente existente no Brasil.
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� A Etapa 2: Apoio na Análise e Adequação da Estrutura Tarifária Atual  refere-se a participação nas discussões metodológicas durante os seminários da Abradee e, portanto, não contempla um relatório. 





� Um circuito típico da categoria doméstico (residencial), por exemplo, abastece 1.821 consumidores da categoria doméstico, 169 da categoria GS-1 (serviços gerais), 5 da categoria TC-1, 37 da GS-2, 2 da TOU-GS, 4 PA-1, 1 PA-2, 1 AG-TOU e 1 TOU-8-Secondary. 


� Devido às características de um monopólio natural, conforme detalhado no relatório da etapa 1.


� Alternativa presumida anteriormente: custos independentes da carga alocados de acordo ao número de clientes.


� A metodologia de cálculo do custo marginal não é especificada.


� A metodologia de alocação por bandas horárias não é especificada.


� A metodologia de cálculo das tarifas durante os períodos críticos não está especificada, porém as tarifas deveriam refletir os custos marginais de longo prazo evitando o congestionamento.


� Compradores podem fazer ofertas de compra “sem preço”, ou seja, estão dispostos a comprar as quantidades informadas a qualquer preço


� O período considerado como verão vai de primeiro de junho à primeiro de outubro.


� A cogeração a gás é considerada uma fonte pouco poluente divido a sua alta eficiência (permite aproveitar em até 90% da fonte de energia primária com a recuperação do calor derivado da combustão).


� Feed-in-Tariff  (subsídio fixo): tarifa paga por cada KWh gerado independentemente do preço spot, é calculada adicionando um subsídio fixo ($/KWh) à média (anual/trimestral) dos preços de mercado.


� Feed-in-Premium (prêmio fixo): tarifa que inclui um subsídio na forma de um premio (%) sobre o preço spot da energia.  


� � HYPERLINK "http://www.ofgem.gov.uk/Sustainability/SocAction/Publications/Documents1/Prepayment%20meter%20Customer%20Workshop.pdf" �http://www.ofgem.gov.uk/Sustainability/SocAction/Publications/Documents1/Prepayment%20meter%20Customer%20Workshop.pdf�
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