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Resumo 

 

Este trabalho apresenta o estudo e aplicação de técnicas para avaliação de módulos 

fotovoltaicos sob a influência das principais formas de degradação e seus respectivos impactos 

sobre a geração de energia elétrica. Além disso, como um complemento para o estudo, foi 

realizada a avaliação da influência da sujeira na superfície dos módulos fotovoltaicos. Para 

tanto, foram analisados 48 módulos fotovoltaicos de 5 modelos diferentes, totalizando uma 

potência de pico de 10,16 kWp, do sistema fotovoltaico instalado no Laboratório de Pesquisa 

em Eletrônica de Potência da Universidade Federal de Uberlândia (NUPEP-FEELT-UFU). 

Inicialmente, para identificar e avaliar a degradação, foram realizadas inspeções visuais e para 

a análise da distribuição térmica na superfície dos módulos, imagens termográficas foram 

obtidas com o intuito de identificar pontos quentes e associá-los aos sinais de degradação 

observados na inspeção. Adicionalmente, com o objetivo de quantificar o impacto de falhas na 

geração de energia, as curvas I-V foram medidas, in loco, em 2016, 2017 e 2018, de forma 

individual e por série. Para complementar, foram realizados testes para avaliação dos impactos 

da sujeira sobre os módulos e os principais resultados foram apresentados. Para os testes de 

curvas I-V realizados em 2016 e 2017, foi constatada uma significativa diferença entre valores 

de máxima potência medida in loco e a referência de potência mínima calculada a partir de 

informações do datasheet. Para avaliar a veracidade dos resultados, todos os parâmetros 

utilizados para obtenção das curvas I-V foram verificados e foi constatada a necessidade de 

correção das temperaturas de operação das células e novos valores de potência máxima foram 

obtidos seguindo os procedimentos da norma IEC EN 60891. 

 

Palavras-Chave: Módulos Fotovoltaicos; Degradação; Inspeção visual; Termografia; Curvas 

I-V. 

 



 

 

Abstract 

 

This work presents the study and application of techniques for the evaluation of 

photovoltaic modules under the influence of the main forms of degradation and their respective 

impacts on the generation of electric energy. A total of 48 photovoltaic modules were analyzed, 

from 5 different models, totaling a peak power of 10.16 kWp derived from the photovoltaic 

system installed at the Research Laboratory of Power Electronics at the Federal University of 

Uberlândia (NUPEP-FEELT-UFU). To evaluate the degradation visual inspections were 

performed. Also, for the analysis of the thermal distribution on the surface of the modules, 

thermography images were obtained with the purpose of identifying hot spots and associating 

them with the signs of degradation found in the inspection. In addition, to quantify the impact 

of failures in power generation, I-V curves were measured locally in 2016, 2017 and 2018, 

individually and by strings. Additionally to the main analysis of module degradation impacts, 

tests were carried out to evaluate the impacts of dirt on the modules and the main results were 

presented. For the tests of I-V curves carried out in 2016 and 2017 a significant difference 

between values of maximum power measured in loco and the minimum power reference 

calculated from datasheet information. In order to evaluate the veracity of the results, all the 

parameters used to obtain the I-V curves were evaluated and it was verified the need to correct 

the operating temperatures of the cells and new values of maximum power were obtained 

following the procedures of IEC standard EN 60891. 

 

Keywords: Photovoltaic Modules; Degradation; Visual inspection; Thermography; I-V 

Curves.
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CAPÍTULO I 

Introdução Geral 

 

1.1 Geração de Energia Fotovoltaica no Brasil e no Mundo 
 

Atualmente, a produção mundial de energia elétrica é fornecida principalmente por 

combustíveis fósseis, os quais são prejudiciais ao meio ambiente e estão associados à mudança 

climática global. A geração por meio de energias não renováveis representa 73,5 % da produção 

mundial de energia, conforme ilustrado na Figura 1.1, evidenciando, dessa forma, a necessidade 

de mudanças para fontes de energias sustentáveis (OLIVEIRA, DINIZ, et al., 2018; 

FLOWERS, SMITH, et al., 2016).  

Um possível recurso energético capaz de proporcionar uma alternativa limpa e 

inesgotável à geração baseada em combustíveis não renováveis e à crescente demanda global, 

de modo a complementar à matriz energética, seria a utilização da tecnologia fotovoltaica (FV), 

mecanismo no qual ocorre a conversão da energia do Sol em energia elétrica, contribuindo para 

melhorar a qualidade do ar, mitigar as mudanças climáticas e ampliar o acesso à energia para a 

população (DIAS, BRANCO, et al., 2017; SHARMA e CHANDEL, 2016; WALWIL, 

MUKHAIMER, et al., 2017).  

Apesar de as fontes de energia renováveis apresentarem uma baixa representatividade, 

cerca de 26,5% da geração mundial, Figura 1.1, a implementação da tecnologia fotovoltaica 

está crescendo rapidamente, correspondendo a 1,9%, o que representa um total de 402 GW 

instalados até o ano de 2017 com um aumento de 98 GW com relação a 2016, conforme 

apresentado na Figura 1.2. A título de comparação, para este mesmo ano (2017), a energia 

eólica teve um aumento de 52 GW com relação a 2016, portanto, uma diferença de 46 GW a 

menos com relação ao aumento de potência instalada de energia solar fotovoltaica de 2016 para 

2017 (REN21, 2018).
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Figura 1.1 – Porcentagem estimada da produção global de eletricidade. 

 

Fonte: (REN21, 2018). 

Figura 1.2 – Capacidade global anual de sistemas fotovoltaicos instalados. 

 

Fonte: (REN21, 2018). 

No Brasil, embora a grande parte do abastecimento energético seja feito por meio de 

hidrelétricas, cerca de 60,22% do abastecimento total (ANEEL, 2019), sua expansão tem se 

tornado cada vez mais restrita devido as condições sociais, ambientais e tempos de seca que 

podem resultar na elevação dos preços e racionamentos (DIAS, BRANCO, et al., 2017).  

A geração de energia elétrica por meio da tecnologia fotovoltaica recebeu mais atenção 

do governo brasileiro recentemente, sendo adotadas políticas públicas, como a regulamentação 

que permite a conexão de micro e mini usinas à rede de distribuição de eletricidade, a partir das 

resoluções normativas 482/2012 e 687/2015 e, atualmente, é responsável por apenas 1,21% do 

abastecimento total de energia no Brasil (ANEEL, 2019). Vale ressaltar, que os custos de 

implementação dos sistemas fotovoltaicos são os maiores obstáculos para sua expansão no país, 

ainda que existam meios de financiamento (DIAS, BRANCO, et al., 2017).  
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Com o aumento mundial da utilização da tecnologia fotovoltaica, além de incentivos 

governamentais, é fundamental que o sistema seja eficiente e apresente equipamentos 

confiáveis para que esta se mantenha uma opção atraente e comercialmente viável. No entanto, 

os módulos fotovoltaicos podem ser afetados por falhas, ocorrendo e evoluindo, durante seus 

estágios de fabricação e/ou sua vida útil operacional (TSANAKAS, HA e AL SHAKARCHI, 

2017).  

Sabe-se que a potência máxima dos módulos fotovoltaicos diminui naturalmente ao 

longo do tempo. Atualmente, a vida útil dos módulos FV é cerca de 25 anos e com a média da 

queda anual dessa potência máxima próxima a 0,8%, o que não significa que após essa 

estimativa os módulos irão, necessariamente, deixar de operar. Contudo, podem apresentar uma 

potência máxima consideravelmente menor, em torno de -20% com relação à potência 

inicialmente projetada ao final dos 25 anos de operação. Vale ressaltar que essas estimativas 

podem variar de acordo com cada fabricante.  

No entanto, a degradação, em alguns casos, pode acelerar a diminuição da potência 

máxima gerada, dependendo principalmente das propriedades físicas dos materiais, como 

também das condições climáticas e ambientais em que os painéis estão instalados. 

Para garantir os níveis de confiabilidade necessários, os módulos fotovoltaicos são 

submetidos a rigorosos testes de qualificação de acordo com os padrões da International 

Electrotechnical Comission (IEC) (SHARMA e CHANDEL, 2013). Estes testes podem ajudar 

a minimizar a queda precoce da potência, entretanto, não é possível garantir com exatidão a 

vida útil do módulo, visto que o seu desempenho no local de operação é diferente do avaliado 

em condições laboratoriais, que são controladas durante os testes de qualificação ou 

certificação.  

Nesse contexto, é fundamental possuir informações sobre o desempenho dos módulos 

fotovoltaicos em campo e da degradação de módulos fotovoltaicos de várias regiões climáticas 

e diferentes tecnologias, para que haja detalhes suficientes que forneçam previsões quantitativas 

de desempenho em campo e vida útil (RAJPUT, TIWARI, et al., 2016). Logo, a compreensão 

do sistema in loco contribui para avaliar a confiabilidade dos módulos fotovoltaicos e, 

consequentemente, para o desenvolvimento de padrões e especificações de qualificação com 

períodos de garantia adequados (SHARMA e CHANDEL, 2016; SHARMA e CHANDEL, 

2013; CHANDEL, NAIK, et al., 2015).  
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A implementação de ferramentas de diagnóstico de falhas adequadas é essencial para 

garantir a confiabilidade e o desempenho adequado dos sistemas fotovoltaicos, identificando e 

quantificando com precisão os fatores por trás dos vários mecanismos de falha ou baixo 

desempenho.  

Portanto, o principal objetivo deste trabalho é estudar e aplicar os métodos de avaliação 

dos módulos fotovoltaicos em condições reais de operação por meio das normas fornecidas pela 

IEC, assim como técnicas e normas abordadas pela literatura especializada na avaliação da 

degradação, como também a analisar os impactos causados pela sujeira depositada 

naturalmente na superfície dos módulos fotovoltaicos. O presente estudo foi realizado na cidade 

de Uberlândia, região sudeste brasileira, que é consideravelmente favorável ao comércio 

fotovoltaico devido aos seus altos índices de irradiação, que chegam a 2008 kWh/m² por ano 

(GLOBAL SOLAR ATLAS, 2018), se comparado a Alemanha, um dos países que mais 

investem nessa tecnologia, que apresenta irradiação próxima a 1100 kWh/m² (GLOBAL 

SOLAR ATLAS, 2018).  

Nesse contexto, as principais contribuições apresentadas no trabalho são: 

 Verificação da eficiência dos métodos utilizados para identificação e análise das 

degradações predominantes, cooperando, dessa forma, não apenas com as melhorias em 

normas de qualificação, como também para o desenvolvimento de testes adequados para 

o estudo da degradação, além de contribuir para o aperfeiçoamento no processo de 

fabricação de materiais utilizados nos módulos fotovoltaicos. 

 Avaliação das diferenças entre os métodos de obtenção da temperatura de operação das 

células (sensor térmico ou métodos teóricos) e seus impactos na estimativa da potência 

máxima em campo em STC, a partir da verificação dos resultados obtidos por meio de 

sensor térmico posicionado na parte traseira do módulo e através de cálculos empíricos.  

 Apresentação de maiores informações, quanto aos impactos no desempenho do sistema 

fotovoltaico, da influência da sujeira na superfície dos módulos fotovoltaicos, por meio 

de testes realizados em duas fileiras de mesmo modelo, mantendo uma delas 

naturalmente suja para comparação e quantificação de sua influência, além da avaliação 

térmica nessas condições. 
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1.2 Estrutura da dissertação 
 

Com o intuito de apresentar todos os pontos desenvolvidos ao longo da pesquisa, o 

presente trabalho está dividido em 4 capítulos e, ao término deste, serão apresentadas as 

propostas de trabalhos futuros, publicações do presente trabalho, referências bibliográficas e 

anexos. 

O Capítulo II apresentará uma visão geral da tecnologia fotovoltaica, como a estrutura 

física dos módulos, características elétricas, fatores que afetam o seu desempenho e os 

principais métodos para avaliação da degradação.  

No Capítulo III será apresentada a metodologia para o desenvolvimento do trabalho, 

como a inspeção visual, avaliação de imagens termográficas e a obtenção de curvas I-V, o qual 

foi necessário a correção para as medições realizadas em 2016 e 2017, a partir das normas 

60904-5 e IEC EN 60891, que também serão apresentadas de forma detalhada neste capítulo, 

além da avalição da influência sujeira local.  

No Capítulo IV serão apresentados todos os resultados obtidos com os testes realizados 

na micro usina fotovoltaica, instalada nas dependência do Núcleo de pesquisa em Eletrônica de 

Potência, que foram retratados de forma minuciosa no capítulo anterior.  

No Capítulo V foram relatadas as conclusões finais do trabalho apresentado. 

 

1.2.1 ANEXO A – Rotina Desenvolvida na Plataforma MATLAB® 
 

O anexo A apresenta a exemplificação de uma das rotinas desenvolvidas na plataforma 

MATLAB® para plotar curvas I-V. 

 

1.2.2 ANEXO B – Datasheet Sun Earth 
 

O anexo B apresenta o datasheet do módulo fotovoltaico de modelo TPB 156×156-60-

P da fabricante Sun Earth, de 235 Wp de potência. 

1.2.3 ANEXO C – Datasheet Amerisolar 
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O anexo C apresenta o datasheet do módulo fotovoltaico de modelo AS-6P30 da 

fabricante Amerisolar, de 250 Wp de potência. 

 

1.2.4 ANEXO D – Datasheet Canadian Solar 
 

O anexo D apresenta o datasheet do módulo fotovoltaico de modelo CS6P-255P da 

fabricante Canadian Solar, de 255 Wp de potência. 

 

1.2.5 ANEXO E – Datasheet Kyocera Solar 
 

O anexo E apresenta a folha de dados do módulo fotovoltaico de modelo KD140SX-

UPU e KD135SX-UPU da fabricante Kyocera Solar, de 140 Wp e 135 Wp de potência de pico, 

respectivamente. 
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CAPÍTULO II 

Visão Geral da Tecnologia Fotovoltaica 

 

2.1  Módulos Fotovoltaicos 
 

Os módulos fotovoltaicos são formados por um conjunto de células fotovoltaicas que 

são conectadas em série (aumento de tensão) ou em paralelo (aumento de corrente) devido à 

baixa potência de saída e à tensão de uma única célula solar. O conjunto de células, portanto, 

formam o módulo fotovoltaico e os módulos interligados formam as séries (PACKA, PERNý, 

et al., 2016). 

Devido à fragilidade das células fotovoltaicas, os módulos são fabricados de modo a 

garantir a máxima proteção contra possíveis danos e impactos ambientais conforme ilustrado 

na Figura 2.1.  

Figura 2.1 – Composição do módulo fotovoltaico. 

  

Fonte: (VALIFY, 2018). 

Desta forma, os módulos são compostos por: 

 Moldura de alumínio; 

 Vidro: este componente deve ser texturizado, apresentar revestimento anti-reflexivo e 

cobertura com alta transmitância. Os vidros com revestimentos anti-reflexivos e com 

texturização, tanto em ambientes limpos e quanto empoeirados, apresentam um melhor 
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desempenho na geração de energia devido à menor reflexão, menor acúmulo de poeira 

e melhor transmitância (WALWIL, MUKHAIMER, et al., 2017). O vidro é utilizado 

com o intuito de fornecer resistência a impactos mecânicos e isolamento elétrico do 

circuito da célula fotovoltaica; 

 Material encapsulante: este deve ser capaz de isolar eletricamente a célula, servir de 

suporte estrutural, proteger contra influências ambientais e climáticas, além de conectar 

todos os componentes. Portanto, esse material precisa apresentar alta transmitância, boa 

condutividade térmica, boa adesão a materiais orgânicos e inorgânicos, boa resistência 

à radiação ultravioleta (UV) e uma longa vida útil, além de baixo preço 

(OTTERSBÖCK, ORESKI e PINTER, 2017); 

 Células fotovoltaicas: são as responsáveis pela conversão de energia solar em energia 

elétrica; 

 Folha traseira: esta é utilizada na parte posterior do módulo e não há necessidade que 

esta folha seja transparente. Em sua maioria, proporcionam excelente resistência a 

quaisquer condições climáticas, boa refletância, resistência à chama, alto isolamento 

elétrico e boa aderência ao encapsulante (HÜLSMANN e WALLNER, 2017); 

 Caixa de conexão: são utilizadas para acomodar os diodos de bypass e as conexões de 

polaridades positiva e negativa do módulo fotovoltaico. 

 

2.2 Tipos de Topologias Fotovoltaicas 
 

As tecnologias comerciais mais conhecidas para fabricação de células fotovoltaicas são 

as de silício (Si) monocristalino, silício multicristalino e filme fino, ilustradas na Figura 2.2, 

respectivamente. Os módulos fotovoltaicos de Si representaram cerca de 90% dos módulos 

comerciais até 2015 (OLIVEIRA, DINIZ, et al., 2018).  

Analisando a evolução da eficiência das tecnologias em laboratório até 2018, a qual é 

apresentada na Figura 2.4, a tecnologia monocristalina é a que apresenta a maior eficiência 

dentre as tecnologias mais conhecidas no mercado, com 25,8%. No entanto, a multicristalina é 

a mais utilizada comercialmente, conforme o gráfico da Figura 2.3, com uma potência instalada 

de 57,5 GWp até 2016, cuja eficiência laboratorial registrada em 2018 é de 22,3%, enquanto 

que a potência instalada para a monocristalina foi de 20,2 GWp até 2016. Fato que pode ser 

explicado devido ao menor custo da multicristalina com relação à tecnologia monocristalina e 

maior eficiência com relação à célula fotovoltaica de filme fino, cuja eficiência laboratorial 
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pode variar de 14% a 22,6%, sendo esta com apenas 4,9 GWp de potência instalada até o ano 

de 2016.  

Vale ressaltar que a eficiência de módulos comerciais é menor que os laboratoriais, uma 

vez que é praticamente impossível simular as mesmas condições reais de operação em 

laboratório, sendo as células desenvolvidas com um maior grau de pureza e em condições de 

testes controlados. Em comparação com os módulos desenvolvidos em laboratório, as células 

fotovoltaicas laboratoriais também apresentam um melhor desempenho, em virtude das perdas 

que surgem com a ligação entre as células e toda sua estrutura, como por exemplo perdas 

ocasionadas pela resistência série (Rs) e resistência shunt (Rsh).  

 

Figura 2.2 –Tipos de células fotovoltaicas: (a) monocristalina; (b) multicristalina; (c) filme fino. 

 

(a)                               (b)                                 (c) 

Fonte: (SUN FLOUWER, 2018; MATERIAL DISTRICT, 2018). 

 

Figura 2.3 – Produção global anual para as principais tecnologias comerciais. 

 

Fonte: (FRAUNHOFER, 2018). 
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Figura 2.4 – Evolução da eficiência das células FV desenvolvidas em laboratório de meados de 1975-2018. 

 

Fonte: (NREL, 2018). 
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Outra tecnologia promissora é a bifacial, Figura 2.5, que consiste na absorção de luz do 

albedo, aumentando, dessa forma, a produção de eletricidade por metro quadrado do módulo 

fotovoltaico, podendo chegar a um aumento de até 50% da geração de energia em relação aos 

módulos convencionais (GUERRERO-LEMUS, VEGA, et al., 2016; ELETRIC POWER 

RESEARCH INSTITUTE, 2016). Apesar dessa tecnologia estar em um estágio avançado de 

desenvolvimento, ela ainda requer atividades de pesquisa e desenvolvimento, para que se possa 

aumentar a eficiência e diminuir os custos, tornando-a economicamente mais atraente aos 

consumidores (GUERRERO-LEMUS, VEGA, et al., 2016).  

Figura 2.5 – Módulo fotovoltaico bifacial. 

 

Fonte: (ELETRIC POWER RESEARCH INSTITUTE, 2016). 

 

2.3 Características Elétricas dos Módulos Fotovoltaicos 
 

A curva característica de um módulo fotovoltaico descreve a capacidade de conversão 

de energia nas condições existentes de irradiação solar e temperatura. A modificação de tal 

característica existe quando há uma alteração no estado operacional do módulo fotovoltaico 

(KAHOUL, CHENNI, et al., 2017). 

A potência de pico é conhecida através do ensaio feito em condições de teste padrão 

(STC), ou seja, garantindo uma irradiância de 1000 W/m², temperatura de célula de 25 °C e 

A.M. = 1,5 (A.M. = Air Mass; essa indicação quantifica a espessura da camada de ar, uma vez 
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que a sensibilidade das células fotovoltaicas se altera segundo a composição da luz espectral), 

padronizadas pela IEC 60904-3 (GASPARIN, BÜHLER, et al., 2016).  

De acordo com a Figura 2.6, os principais parâmetros elétricos são: 

 Tensão de circuito aberto (Voc); 

 Corrente de curto-circuito (Isc); 

 Tensão de máxima potência (VMPP); 

 Corrente de máxima potência (IMPP); 

 Potência máxima (PMPP); 

 Fator de forma (FF), que pode ser calculado pela equação 2.1: 

 
FF =

VMPP ∗ IMPP

VOC ∗ ISC
 (2.1) 

 

Figura 2.6 – Representação da curva I-V com os parâmetros elétricos indicados. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

Uma célula fotovoltaica ideal é modelada a partir de uma fonte de corrente, representada 

pela corrente fotogerada IL, em paralelo com um diodo, que representa a junção p-n. Além 

disso, em uma célula real, existem outros efeitos e dois deles são representados no circuito 

equivalente da célula fotovoltaica referente ao modelo de diodo único, conforme apresentado 

na Figura 2.7, sendo a  Rsh caracterizando as correntes de fuga e a Rs caracterizando as perdas 

internas (ZHENG, LI, et al., 2014).  
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Figura 2.7 – Circuito equivalente de uma célula fotovoltaica. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

A corrente no diodo, ID, é dada por: 

 ID = Isat [exp (
q(V + IRs)

nkT
) − 1] (2.2) 

 Isat = Ior (
Tc

Tref
)

3
n

exp [−
qEg

nK
(

1

Tref
−

1

Tc
)] (2.3) 

 Ior =
ISC

exp (
qVoc

nkTref
) − 1

 
(2.4) 

Onde ID é a corrente no diodo, Isat é a corrente de saturação, q é a carga elementar, n é 

o fator de idealidade do diodo e K é a Constante de Boltzmann. 

A corrente fotogerada, IL, é dada por: 

 
IL = ISC

Ga

Gref
+ α(Tc − Tref) (2.5) 

Onde ISC é a corrente de curto-circuito, Ga e Gref irradiância medida em campo e em 

STC, respectivamente, e Tc e Tref temperatura medida em campo e temperatura em STC, 

respectivamente. 

A corrente resultante I, gerada pela célula fotovoltaica, é dada por: 

 
I = IL − Isat [exp (

q(V + IRs)

NnkT
) − 1] −

V + IRs

Rsh
 (2.6) 

O fator de idealidade (n), pela teoria dos semicondutores cristalinos, tem valores entre 

1 e 2. Uma das formas de definir o parâmetro n seria por meio da expressão empírica 
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(CHANCE, MENDONZA e FILHO, 2018), que relaciona n com o fator de forma da curva I-

V, dada por: 

 
n = 2,8 − 2,3 ∗

IMPPVMPP

ISCVoc
 (2.7) 

 

2.4 Fatores que Afetam o Desempenho dos Módulos Fotovoltaicos 
  

Os sistemas fotovoltaicos possuem inúmeras vantagens, tornando-os atraentes para 

investimentos de pequena e grande escala, devido à sua durabilidade, controle operacional 

mínimo, baixa necessidade de manutenção, especialmente nas aplicações em sistemas 

fotovoltaicos sem peças mecânicas (sem os sistemas de trackers). Apesar de todos esses 

benefícios, o desempenho de um sistema fotovoltaico, em condições reais de operação, depende 

de vários fatores como o tipo de tecnologia utilizada, a degradação e  condições ambientais e 

climáticas específicas, como a irradiância solar, o vento, a temperatura, a umidade, a 

precipitação e as características espectrais solares (incluindo as intensidades de UV), dentre 

outros (OLIVEIRA, DINIZ, et al., 2018; SHARMA e CHANDEL, 2013; GASPARIN, 

BÜHLER, et al., 2016; ZLATOV, ILIEV, et al., 2014; SAIDAN, ALBAALI, et al., 2016).  

 

2.4.1 Efeito da Temperatura Ambiente 
 

O desempenho dos módulos fotovoltaicos depende fortemente da sua temperatura 

(PACKA, PERNý, et al., 2016). Como ilustra a Figura 2.8, o aumento da temperatura resulta 

em uma redução significativa da tensão e um pequeno aumento da corrente, portanto, um menor 

fornecimento de potência de pico, uma vez que a queda da tensão é consideravelmente maior 

que o aumento da corrente.  

Além disso, a temperatura oferece uma forte influência no processo de degradação dos 

módulos fotovoltaicos, sendo a maior responsável pela maioria das reações químicas da 

degradação nos mesmos, alterando drasticamente as propriedades mecânicas, elétricas e ópticas 

dos materiais. As mudanças rápidas de temperatura durante um curto período de tempo podem 

causar estresse termomecânico e induzir defeitos, influenciando na vida útil dos módulos 

(OLIVEIRA, DINIZ, et al., 2018; SHARMA e CHANDEL, 2013). 
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  Figura 2.8 – Efeito da temperatura ambiente na curva I-V. 

 

Fonte: Dados da própria autora 

 

2.4.2 Efeito da Irradiância Solar 
 

A energia gerada depende diretamente da irradiância incidente no plano dos módulos 

fotovoltaicos. Como mostra a Figura 2.9, o aumento da irradiância resulta em um aumento 

significativo da corrente e um pequeno aumento da tensão e, portanto, uma maior potência pico. 

Figura 2.9 – Efeito da irradiância na curva I-V. 

 

Fonte: Dados da própria autora 
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2.4.3  Umidade 
 

A umidade pode afetar tanto a irradiância que chega até a superfície do módulo 

fotovoltaico, fazendo com que a geração de corrente seja menor, quanto colaborar para a maior 

degradação desse equipamento quando a umidade adentra no módulo, afetando sua parte ativa 

e a aderência entre os materiais que o compõem, além de facilitar a concentração da poeira 

sobre os módulos, em todos os casos podem contribuir para o menor desempenho do módulo 

e, portanto, menor geração de energia elétrica (MEKHILEF, SAIDUR e 

KAMALISARVESTANI, 2012) (JAMIL, RAHMAN, et al., 2017) (FERRARA e PHILIPP, 

2012). 

 

2.4.4 Velocidade do Vento 
 

O vento é o agente transportador de poeira, proporcionando o aumento do acúmulo de 

sujeira sobre os módulos fotovoltaicos e a taxa de assentamento pode variar de local para local, 

dependendo da concentração das partículas e velocidade do vento (JAMIL, RAHMAN, et al., 

2017).  

Apesar do aumento do acúmulo de poeira diminuir a irradiância incidente na superfície 

do módulo e, consequentemente, a menor geração de corrente, a velocidade do vento pode 

influenciar a temperatura do módulo, levando à sua diminuição por meio do efeito de convecção 

térmica, o que contribui para o aumento da tensão. No entanto, alguns estudos argumentam que, 

como a velocidade do vento tem forte dependência do ambiente local, é muito difícil obter um 

valor representativo e que haja correlação com a temperatura e a irradiância (DIAS, BRANCO, 

et al., 2017).  

Vale ressaltar que, o vento em combinação com a poeira pode danificar os módulos 

fotovoltaicos por um mecanismo conhecido como abrasão (OLIVEIRA, DINIZ, et al., 2018). 

 

2.4.5 Espectro Solar 
 

Cada tipo de tecnologia responde diferentemente à ampla faixa de comprimentos de 

onda do espectro solar. No entanto, os modelos que classificam a produção fotovoltaica não 
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consideram variáveis relacionadas às bandas espectrais de radiação solar uma vez que não 

existam dados suficientes disponíveis para permitir a identificação de um padrão de influência. 

Por isso, geralmente é usada toda a largura de banda de radiação (DIAS, BRANCO, et al., 

2017). 

Um amplo espectro de radiação solar atinge a Terra, na Figura 2.10 é possível observar 

uma parte desse espectro com destaque para a luz visível aos olhos e a faixa em que há 

capacidade de absorção por parte dos módulos convencionais, como os multicristalinos e 

monocristalinos. É importante destacar que o espectro solar externo padrão AM 1.5G é definido 

dentro da faixa de 280 nm a 4000 nm (MINNAERT e VEELART, 2014). Na Figura 2.11, é 

apresentada a resposta espectral para diferentes tecnologias. 

Figura 2.10 – Resposta espectral. 

 

Fonte: (MIT, 2018). 

Figura 2.11 – Espectro relativo para diferentes tecnologias (C-Si = células multicristalinas). 

 

Fonte: (YE, REINDL, et al., 2014). 
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2.4.6 Degradação de Módulos Fotovoltaicos 
 

O objetivo primordial da avaliação dos módulos em campo é descobrir os mecanismos 

de degradação, sendo esse um dos principais motivos para o menor desempenho dos módulos 

fotovoltaicos ao longo dos anos (PACKA, PERNý, et al., 2016). 

A degradação, variável conforme a tecnologia do módulo e clima local, refere-se aos 

danos causados, geralmente, por reações químicas e/ou mecanismos físicos, ocasionando 

perdas graduais de suas principais características elétricas e de materiais. Como consequência, 

os módulos passam a operar fora dos limites de qualidade esperados, impactando negativamente 

no desempenho da planta fotovoltaica, aumentando os custos e reduzindo sua vida útil 

(FLOWERS, SMITH, et al., 2016; SHARMA e CHANDEL, 2016).   

No entanto, mesmo apresentando algumas formas de degradação, os módulos podem 

continuar gerando energia, porém, com um menor desempenho, sendo mais problemático 

quando a degradação excede o limite crítico (NDDIAVE, CHARKI, et al., 2013).  

Apesar das várias técnicas de identificação da degradação dos módulos FV, ainda é de 

grande dificuldade estudá-los em condições reais de operação, uma vez que seus efeitos são 

observados a longo prazo, sendo necessário realizar análises por um longo período para avaliar 

a frequência, velocidade de evolução e impactos das degradações de módulos FV na produção 

de energia.  

Neste cenário, vale detalhar os seguintes tipos de degradação: 

1. Descoloração: trata-se da degradação do material encapsulante, ilustrada na Figura 2.12, 

sendo considerada um dos defeitos mais comuns e, portanto, parecem ser o ponto mais 

fraco dos módulos fotovoltaicos atualmente. Essa degradação é caracterizada pela 

descoloração do encapsulante através de um mecanismo físico-químico (OLIVEIRA, 

DINIZ, et al., 2018; SHARMA e CHANDEL, 2016; FERRARA e PHILIPP, 2012). 

Uma das possíveis causas são as altas temperaturas, umidade, maior concentração de 

radiação UV e baixa qualidade do material encapsulante (SHARMA e CHANDEL, 

2016; PARK, JOENG, et al., 2013). Seu principal efeito é a redução do poder de 

absorção de energia solar pelo material no local da descoloração, ou seja, perda de 

transmitância do material encapsulante (OLIVEIRA, DINIZ, et al., 2018; NDDIAVE, 

CHARKI, et al., 2013; PARK, JOENG, et al., 2013).  



 
Capítulo II – Visão Geral da Tecnologia Fotovoltaica 

 

32 

 

Figura 2.12 – Descoloração do material encapsulante. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

2. Delaminação: consiste na perda de aderência entre as partes do módulo fotovoltaico, 

conforme ilustrado na Figura 2.13, podendo ocorrer em condição de alta umidade e 

calor, levando à degradação físico-química, principalmente devido à combinação de 

umidade e salinidade (OLIVEIRA, DINIZ, et al., 2018). Esse tipo de degradação pode 

contribuir para o aumento da resistência série, provocar uma maior reflexão de luz e 

facilitar a penetração de água na estrutura do módulo, cooperando para a formação de 

outras formas de degradação (OLIVEIRA, DINIZ, et al., 2018; NDDIAVE, CHARKI, 

et al., 2013; MUNOZ, ALONSO-GARCIA, et al., 2011), além de acelerar a corrosão 

das fitas de solda de interconexão das células fotovoltaicas (PARK, JOENG, et al., 

2013),  por sua vez, contribuem para o aparecimento de pontos quentes (SHARMA e 

CHANDEL, 2016). A delaminação é mais grave quando ocorre nas bordas do módulo 

porque, além da menor geração de energia, causa riscos elétricos ao módulo e à 

instalação (MUNOZ, ALONSO-GARCIA, et al., 2011). 

Figura 2.13 - Delaminação na parte superior do módulo fotovoltaico. 

 

Fonte: (IEA, 2014). 

3. Bolhas: A formação de bolhas é um processo semelhante à delaminação, cuja 

característica é a perda de aderência, mas neste caso o local é preenchido por ar 
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(NDDIAVE, CHARKI, et al., 2013; MUNOZ, ALONSO-GARCIA, et al., 2011). O 

aparecimento de bolhas é geralmente devido às reações químicas que liberam gases, que 

tipicamente aparecem na parte de trás do módulo, mas ocasionalmente podem aparecer 

na frente entre o vidro e a célula (OLIVEIRA, DINIZ, et al., 2018). A Figura 2.14 é uma 

representação desse tipo de degradação.  

Figura 2.14 - Bolhas na folha traseira do módulo fotovoltaico. 

 

Fonte: (CHANDEL, NAIK, et al., 2015). 

4. Corrosão: a corrosão de vidros pode ser causada pela combinação de gases e umidade 

(FERRARA e PHILIPP, 2012), já em metais o processo de deterioração é causado 

principalmente pela umidade e a reação pode ser acelerada pelas altas temperaturas 

(OLIVEIRA, DINIZ, et al., 2018; FERRARA e PHILIPP, 2012). Em caso de corrosão 

das partes metálicas devido o ácido acético formado pela exposição do EVA (matéria 

encapsulante) à água e/ou radiação UV, aumenta a resistência série e reduz a eficiência 

dos módulos fotovoltaicos (OLIVEIRA, DINIZ, et al., 2018). Um exemplo para 

corrosão é apresentado na Figura 2.15, sendo identificada na pasta metálica utilizada na 

conexão das células fotovoltaicas. 

Figura 2.15 –Exemplo de Corrosão. 

 

Fonte: (HOME POWER, 2018). 
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5. Quebras e fissuras: as células fotovoltaicas são extremamente frágeis e à medida que 

essa tecnologia evolui para células mais finas, estas se tornam mais propensas ao 

desenvolvimento de microfissuras durante os processos de manipulação (MORETÓN, 

LORENZO, et al., 2014).  As quebras ou fissuras ocorrem, na maioria dos casos, no 

momento do transporte, instalação ou manutenção dos módulos fotovoltaicos. Além 

disso, microfissuras também podem ter origem no processo de fabricação quando o 

estresse térmico e mecânico é aplicado, tornando-se maiores quando submetidas a maior 

estresse por condições ambientais ao ar livre, após um longo período de operação 

(SHARMA e CHANDEL, 2016).  A quebra/fissura também pode facilitar a entrada de 

umidade e o aparecimento de outras formas de degradação (OLIVEIRA, DINIZ, et al., 

2018; NDDIAVE, CHARKI, et al., 2013). Na Figura 2.16 são apresentados exemplos 

dessa forma de degradação. 

 

Figura 2.16 - (a) Vidro do módulo fotovoltaico quebrado, (b) célula fotovoltaica quebrada. 

  

Fonte: (MORETÓN, LORENZO, et al., 2014). 

 

6. Snail track (trilha de caracol): Trata-se da descoloração da pasta utilizada na 

metalização das células (IEA, 2014), conforme ilustrada na Figura 2.17. Deve-se 

enfatizar que essa forma de degradação não pode ser confundida com a descoloração do 

material encapsulante. 
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Figura 2.17 - Snail track no módulo fotovoltaico. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

7. PID (degradação induzida pelo potencial): Os módulos fotovoltaicos são, geralmente, 

colocados em série para que a tensão desejada seja obtida e, com o intuito de proteção, 

as estruturas em que os módulos foram instalados são aterradas. Quando não há o 

isolamento perfeito entre as partes ativas e a estrutura do módulo, o campo elétrico é 

então formado devido à diferença de potencial, contribuindo, dessa forma, para 

formação da corrente de fuga, sendo este fenômeno conhecido como PID (NDDIAVE, 

CHARKI, et al., 2013). Testes como eletroluminescência e a medição da tensão 

operacional podem ser utilizados para o diagnóstico de PID (MARTÍNEZ-MORENO, 

FIGUEIREDO e LORENZO, 2018) 

8. LID (degradação induzida pela luz): Refere-se às pequenas perdas dos módulos FV nos 

primeiros momentos de exposição à luz solar. Isto é devido à formação do complexo 

boro-oxigênio que diminui seriamente a eficiência das células solares do tipo-p 

(BERNARDINI, SAYNOVA, et al., 2012). 

É importante destacar que a existência e o aumento na taxa destas várias formas de 

degradação pode estar relacionado com condições climáticas e ambientais (ZLATOV, ILIEV, 

et al., 2014; NDDIAVE, CHARKI, et al., 2013; DJORDJEVIC, PARLEVLIET e JENNINGS, 

2015). No entanto, alguns destes defeitos podem ser evitados melhorando os processos de 

fabricação, utilizando materiais de melhor qualidade e melhor proteção ou manipulação mais 

cuidadosa dos equipamentos, dentre outros (DJORDJEVIC, PARLEVLIET e JENNINGS, 

2015). 
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2.4.7 Sujeira 
  

A deposição de poeira está intimamente relacionada ao ângulo de inclinação do módulo, 

ao período de exposição, às condições climáticas do local, ao movimento do vento e às 

propriedades da poeira, portanto, em locais secos e com pouca chuva o impacto da deposição 

de poeira no desempenho dos módulos fotovoltaicos não pode ser ignorado (GUAN, ZHANG, 

et al., 2017). 

A sujeira acumulada na superfície dos módulos fotovoltaicos é considerada uma forma 

de sombreamento, podendo contribuir para o menor desempenho do sistema, conforme 

apresentado no gráfico da Figura 2.18, em virtude da menor geração de corrente, visto que há 

uma menor captação de irradiância na superfície dos módulos, devido à menor transmitância 

do vidro, conforme ilustrado no gráfico da Figura 2.19, que diminui com o aumento da sujeira, 

além de contribuir para o aparecimento de pontos quentes em alguns casos (CHANDEL, NAIK, 

et al., 2015; JAMIL, RAHMAN, et al., 2017; DJORDJEVIC, PARLEVLIET e JENNINGS, 

2015; GUAN, ZHANG, et al., 2017; GAGLIA, LYCOUDIS, et al., 2017). 

 

Figura 2.18 - Comparação da potência de saída para diferentes densidades de deposição de poeira. 

 

Fonte: (GUAN, ZHANG, et al., 2017). 
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Figura 2.19 - Redução da transmitância devido à deposição de sujeira no módulo fotovoltaico. 

 

Fonte: (ELBREKI, ALGHOUL, et al., 2016). 

Existem algumas técnicas utilizadas para a mitigação dos efeitos da sujeira, com suas 

vantagens e desvantagens, como por exemplo, a limpeza manual realizada pela mão de obra, 

limpeza natural feita pela chuva, no qual os módulos são colocados com um ângulo de 

inclinação planejado, limpeza mecânica, entre outras. No entanto, a maioria delas ainda requer 

pesquisas adicionais para torná-las mais confiáveis e de baixo custo. A decisão de aplicação de 

algum dos métodos dependerá das condições do local, da disponibilidade de recursos, da 

capacidade do sistema fotovoltaico e da economia estimada (JAMIL, RAHMAN, et al., 2017). 

 

2.4.8 Orientação e Ângulo de Inclinação 
 

A irradiância incidente, cujo aumento resulta em uma maior geração de energia, depende 

da orientação e do ângulo de inclinação dos módulos fotovoltaicos. A orientação é geralmente 

para o sul no hemisfério norte e para o norte no hemisfério sul (SHARMA e CHANDEL, 2013). 

Já com relação ao ângulo de inclinação, o ideal seria que os módulos fotovoltaicos fossem 

mantidos perpendiculares aos raios solares. 
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2.4.9 Descasamento de Parâmetros 
 

Um outro fator importante, que também pode afetar a potência de saída da matriz 

fotovoltaica, é a perda devido às diferenças de geração de energia entre os módulos 

(GASPARIN, BÜHLER, et al., 2016). Por exemplo, quando uma série sob o efeito de PID está 

conectada a outra sem qualquer defeito (MARTÍNEZ-MORENO, FIGUEIREDO e 

LORENZO, 2018) ou quando módulos estão operando na presença de degradação, pontos 

quentes, sombreamento e sujeira não uniforme, enquanto que os demais da mesma série estão 

em condições normais de operação, contribuindo, dessa forma, para o aparecimento do 

descasamento e, consequentemente, comprometendo a capacidade de geração de energia 

elétrica do sistema. 

 

2.5 Avaliação da Degradação em Módulos Fotovoltaicos 
 

Os módulos fotovoltaicos, em campo, estão expostos a uma quantidade de fatores de 

degradação que deterioram suas propriedades, como a degradação óptica, elétrica e térmica. O 

resultado desses fatores é a degradação do desempenho dos módulos, portanto, é importante 

encontrar a causa da falha e se possível sua solução (PACKA, PERNý, et al., 2016). 

A capacidade de detectar e diagnosticar possíveis falhas em um estágio inicial, ou 

anterior a ocorrência, é crucial para manter a vida útil estimada do sistema fotovoltaico. As 

inspeções periódicas dos módulos fotovoltaicos em operação podem ser uma prática importante 

para atestar o estado operacional do sistema, a fim de identificar o "ponto fraco" na produção 

energética de um determinado conjunto de módulos e a escolha correta dos métodos de 

diagnóstico pode aumentar a segurança da usina de energia fotovoltaica e, consequentemente, 

reduzir o tempo de retorno do investimento (payback) (PACKA, PERNý, et al., 2016). 

Para compreensão e detecção de falhas, existem alguns testes que podem ser aplicados 

no sistema fotovoltaico e os mais importantes para avaliação da degradação são 

(DJORDJEVIC, PARLEVLIET e JENNINGS, 2015): 
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1. Inspeção visual para identificação do local visualmente degradado;  

A inspeção visual é uma ferramenta de baixo custo e muito importante para identificar 

a degradação de módulos fotovoltaicos, visto que muitos destes são visíveis a olho nu, como a 

descoloração do material encapsulante, delaminação, quebras no vidro, oxidação, etc. 

(CHANDEL, NAIK, et al., 2015).  

É fundamental que todos os defeitos visíveis sejam registrados, mesmo quando 

considerados irrelevantes, uma vez que em caso de evolução dos defeitos, a documentação 

estará completa, permitindo o seu monitoramento (IEA, 2014).  

 

2. Caracterização das curvas I-V e P-V para obtenção dos parâmetros elétricos; 

A análise mais importante para avaliar o desempenho do sistema fotovoltaico é feita por 

meio da aquisição dos parâmetros elétricos a partir da obtenção de curvas I-V e P-V 

(GASPARIN, BÜHLER, et al., 2016; ALSHUSHAN e SALEH, 2013; KAHOUL, CHENNI, 

et al., 2017).  

A partir da curva característica do módulo fotovoltaico é possível identificar quando há 

variações nos valores da tensão, corrente e deformações em seu formato, o que poderia indicar 

algum tipo de falha.  

Com relação à diminuição da tensão de circuito aberto, conforme listado na Tabela 2.1, 

algumas das possíveis causas são: diodo de bypass invertido ou em curto-circuito, degradação 

passiva, degradação induzida por polarização (PID), degradação induzida pela LID em células 

solares cristalinas, por células em curto-circuito em toda faixa de interconexão, entre outras 

(IEA, 2014).  

No que diz respeito a redução na corrente de curto-circuito, conforme listado na Tabela 

2.1, suas possíveis causas são: perda homogênea ou não homogênea de transparência, corrosão 

homogênea ou não homogênea do vidro, delaminação homogênea ou não homogênea, corrosão 

homogênea ou não homogênea do revestimento da célula, degradação induzida pela LID em 

células fotovoltaicas cristalinas, por células quebradas, entre outras (IEA, 2014). 

Já a Rs pode ser aumentada pela corrosão ou desconexão homogênea da solda e faixa 

de interconexão quebrada, enquanto que a diminuição da Rsh pode ser causada pela perda 

heterogênea de transparência, corrosão heterogênea do vidro e delaminação heterogênea. 
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Tabela 2.1 – Lista de possíveis falhas detectadas a partir das curvas I-V. 

 Pmax Isc Voc Rs Rsh 
Mudança na 

inclinação 

Pontos de 

inflexão 

Falhas  

      

Diodo de bypass em 

curto-circuito 
X  X     

Diodo de bypass 

Invertido 
X  X     

Perda homogênea de 

transparência 
X X      

Perda heterogênea de 

transparência 
X X   X  X 

Corrosão homogênea do 

Vidro 
X X      

Corrosão heterogênea do 

Vidro 
X X   X  X 

Delaminação homogênea X X      

Delaminação 

heterogênea 
X X   X  X 

Corrosão homogênea do 

revestimento da Célula 
X X      

Corrosão heterogênea do 

revestimento da Célula 
X X    X  

Degradação Passiva X  X     

Degradação induzida de 

polarização PID 
X  X   X  

Degradação induzida 

pela LID em células 

solares cristalinas 

X (X) X     

Célula em curto-circuito, 

por faixa de interconexão 

celular 

X  X     

Corrosão na solda X   X    

Desconexão homogênea 

de solda 
X   X    

Faixas de interconexão 

quebrada 
X   X   X 

Células rachadas X X     X 

Fonte: (IEA, 2014). 



 
Capítulo II – Visão Geral da Tecnologia Fotovoltaica 

 

41 

 

 

3. Captura de imagens infravermelhas para avaliação da distribuição térmica;  

A obtenção das imagens termográficas torna-se um método de diagnóstico de falhas 

bem estabelecido e eficiente para a aferição qualitativa, não apenas para identificar a presença 

de falhas como também a sua localização e possíveis riscos de incêndio, com alta precisão, 

através da análise da distribuição térmica na superfície dos módulos fotovoltaicos 

(TSANAKAS, HA e AL SHAKARCHI, 2017; BUERHOP, FECHER, et al., 2017). Porém, o 

maior desafio ainda é quantificar o impacto da degradação no desempenho elétrico 

(DJORDJEVIC, PARLEVLIET e JENNINGS, 2015). 

Quando um módulo ou série fotovoltaica não está funcionando, esta energia não é 

convertida em energia elétrica, portanto, permanecendo como excesso de calor, o que eleva a 

temperatura do módulo ou série (IEA, 2018). Esse efeito é conhecido na literatura técnica como 

ponto quente e é exemplificado na Figura 2.20. Geralmente, são causados por sombreamento, 

sujeira, células defeituosas ou desconexão da solda de interconexão das células (SHARMA e 

CHANDEL, 2016). Quando um ponto quente persiste ao longo do tempo pode resultar tanto 

em riscos para a vida útil do módulo fotovoltaico quanto em uma diminuição da sua eficiência 

operacional (MORETÓN, LORENZO, et al., 2014).  

Figura 2.20 – Imagem termográfica. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

 

Na Tabela 2.2, a seguir, serão apresentadas algumas possíveis falhas a serem 

identificadas com a avaliação termográfica. 
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Tabela 2.2 – Lista de possíveis falhas a partir das imagens termográficas. 

Representação da 
imagem 

termográfica 
Descrição Possíveis defeitos 

 

Módulo com todas as células superaquecidas. Módulo não está funcionando. 

 

Superaquecimento em uma série de células. 
Curto-circuito em uma série de células 

ou falha no diodo de bypass. 

 

Células individuais, distribuídas aleatoriamente, 
significativamente mais quentes que as outras. 

Módulo não está funcionando ou falha 
nos diodos de bypass. 

 

Sobreaquecimento significativo de uma parte de uma 
célula. 

Célula quebrada ou interconexão de 
série desconectada. 

 

Padrão de calor irregular ou superaquecimento em 
pontos específicos. 

Célula quebrada ou outro 
impedimento. 

 

Superaquecimento de uma única célula. 
Efeito de sombreamento, células 

defeituosas ou sujeira. 

Fonte: (TSANAKAS, HA e AL SHAKARCHI, 2017; IEA, 2014; TESTO). 

 

4. Obtenção de imagens de eletroluminescência. 

A função operacional da célula fotovoltaica é absorver a luz e convertê-la em 

eletricidade. No entanto, o oposto também é possível e oferece a oportunidade da geração de 

imagens por eletroluminescência (EL) (IEA, 2018). Apesar da capacidade de identificar falhas 

por meio da técnica utilizando câmeras termográficas, existem situações em que a 

eletroluminescência se torna mais efetiva, como no caso da identificação de micro-fissuras, que 

podem estar relacionadas a alguma outra forma de degradação visual como o snail track. 

A análise por EL consiste em aplicar uma corrente contínua no módulo fotovoltaico e 

medir a fotoemissão por meio de uma câmera sensível a infravermelho, fornecendo informações 

sobre microfissuras e outros defeitos no material da célula fotovoltaica (IEA, 2018). O teste é 

realizado em um ambiente escuro devido à baixa quantidade de radiação infravermelha emitida 

pelo módulo fotovoltaico em comparação com a radiação emitida pela iluminação de fundo 

(IEA, 2014). 
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2.6 Considerações Finais. 
 

Neste capítulo foram apresentados detalhes gerais sobre a tecnologia fotovoltaica, 

destacando a composição estrutural dos módulos, os quais são fabricados de forma a garantir 

melhor segurança às células fotovoltaicas devido à sua fragilidade, como também o 

detalhamento dos principais fatores que afetam o desempenho dos módulos, como, por 

exemplo, a degradação, a irradiação, a temperatura, a sujeira, o descasamento de parâmetros, 

entre outras. Além disso, foram apresentados detalhes sobre os principais métodos para a 

avaliação da degradação, como a inspeção visual, obtenção de imagens termográficas para 

avaliação da distribuição térmica na superfície dos módulos fotovoltaicos, eletroluminescência 

e obtenção de curvas I-V para avaliação dos parâmetros elétricos. 

Vale ressaltar que durante o processo de avaliação, para que os resultados sejam 

completos e confiáveis, é adequado que as técnicas sejam aplicadas em conjunto, seguindo uma 

sequência estratégica a ser definida de acordo com cada sistema e necessidade, visto que cada 

uma apresenta uma determinada finalidade. Verifica-se que, de forma individual, as técnicas de 

avaliação aqui apresentadas, exibem uma capacidade limitada no que tange a capacidade de 

detecção de falha, mas quando aplicadas juntas elas se complementam, tornando o método de 

avaliação contundente. Nesse contexto, no capítulo seguinte será exposta uma alternativa de 

sequência de técnicas para avaliação de módulos fotovoltaicos. 
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CAPÍTULO III 

Metodologia Utilizada para Avaliação dos Módulos FV 

 

3.1 Roteiro para avaliação dos módulos fotovoltaicos 
 

A seguir será apresentado, de forma resumida, o roteiro para avaliação dos módulos 

fotovoltaicos.  

 

 Inspeção visual: Inicialmente, foi realizada uma análise visual, módulo a módulo, para 

identificação de possíveis degradações; 

 Termografia: Em seguida, com os módulos limpos, foram obtidas imagens 

termográficas da parte frontal dos módulos, apesar de ser recomendado que os testes 

sejam realizados na parte de trás, devido ao posicionamento das séries, não foi possível 

seguir tal recomendação, no entanto, o teste foi conduzido de modo a garantir as 

melhores imagens. Além disso, os testes foram realizados com irradiâncias acima de 

600 W/m² e condições climáticas estáveis; 

 Obtenção de curvas I-V: Para aquisição das curvas I-V, como primeiro procedimento, 

foi realizada uma limpeza dos módulos fotovoltaicos com sabão neutro, esponja macia 

e água. Neste teste, é fundamental que a irradiância esteja acima de 700 W/m², portanto, 

durante uma semana foram realizados testes em cada série, entre 11:30 e 13:30, cujas 

irradiâncias se mantiveram acima de 900 W/m², sendo feito uma medição por dia de 

curva I-V para cada uma e deste conjunto de dados foi realizado um estudo estatístico e 

obtida uma média final para obtenção de resultados confiáveis. Além disso, nesta 

mesma semana e horários, foram realizados ensaios individuais, um teste por módulo, 

sendo distribuídos os ensaios durante a semana para que todos fossem realizados nos 

horários adequados. 

 

3.2 Instalações do Sistema Fotovoltaico 
 

Para a realização do estudo proposto, foi utilizada a micro usina fotovoltaica instalada 

nas dependências do Núcleo de Pesquisa em Eletrônica de Potência da Universidade Federal 
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de Uberlândia (NUPEP-FEELT-UFU), com um ângulo de inclinação de 20° e desvio azimutal 

de -12°, cujas coordenadas são: -18° 55’ 12” S e -48° 15’ 31” O a 859 metros acima do nível 

do mar. 

Conforme evidenciado na Figura 3.1, o sistema é composto por 48 módulos FV de 

tecnologia multicristalina e 5 modelos diferentes, a saber: 8 TPB156-60-P 235W da Sun Earth 

(fileira A) instalados em 2013, 8 AS-6P30-250 da Amerisolar (fileira B) instalados em 2015, 

16 módulos CS6P-255P da Canadian Solar (fileiras C e D) instalados em 2015, 8 KD140SX-

UFBS instalados em 2013 e 8 KD135SX-UPU instalados em 2011, ambos da Kyocera (fileiras 

E e F, respectivamente). Os parâmetros elétricos de cada modelo, em STC, é apresentado na 

Tabela 3.1. 

Os 08 módulos da Sun Earth, conectados em série, alimentam um inversor de 2 kW 

(FRONIUS IG 2000). Os 16 módulos da Canadian Solar alimentam um inversor de 5 kW (ABB 

PVI-5000-TL-OUTD) e os 08 da Amerisolar, conectados em série, alimentam o inversor 

híbrido da Growatt de 3 kW. Os módulos da Kyocera, por sua vez, a partir de 2015 não foram 

conectados aos inversores comerciais, permanecendo à disposição para ensaios de protótipos 

de inversores solares em desenvolvimento no laboratório. Todavia, os módulos da Kyocera 

foram devidamente analisados. 

Tabela 3.1 – Principais características elétricas dos módulos fotovoltaicos (STC: T=25°C, G=1000 W/m², 

A.M.=1,5). 

Parâmetro 

Sun Earth 

TPB 156x156-60-P 

235W 

Amerisolar 

AS-6P30-250W 

Canadian 

CS6P-255P 

Kyocera 

KD140SX-UPU 

Kyocera 

KD135SX-UPU 

Potência, PMPP 235 W 250 W 255 W 140 W 135 W 

Tensão MPP, VMPP 29,2 V 30,3 V 30,2 V 17,7 V 17,7 V 

Corrente MPP, IMPP 8,05 A 8,26 A 8,43 A 7,91 A 7,63 A 

Tensão de Circuito Aberto, VOC 36,7 V 38 V 37,4 V 22,1 V 22,1 V 

Corrente de Curto-Circuito, ISC 8,47 A 8,75 A 9 A 8,68 A 8,37 A 

Coeficiente de Temperatura de VOC -0,128 V/oC -0,125 V/oC - 0,127 V/oC -0,08 V/oC -0,08 V/oC 

Coeficiente de Temperatura de PMPP -1.1 W/oC -1,1 W/oC -1,1 W/oC -0,6 W/oC -0,6 W/oC 

Coeficiente de Temperatura de ISC 0,00423 A/oC 0,00491 A/oC 0,00586 A/oC 0,00522 A/oC 0,00502 A/oC 

Tolerância negativa de PMPP, tol- 0% 0% 0% 5% 5% 

Tolerância positiva de PMPP, tol+ 2,13% 3% 1,96% 5% 5% 

Eficiência do Módulo, η 14,4% 15,37% 15,85% 14,0% 14,0% 

Fonte: (SUN EARTH, 2018; AMERISOLAR, 2018; CANADIAN SOLAR, 2018; KYOCERA SOLAR, 2018). 
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Figura 3.1 – Micro usina fotovoltaica instalada no NUPEP (a) diagrama unifilar simplificado, (b) foto aérea e (c) 

mapeamento dos módulos fotovoltaicos. 

 

(a) 

 

(b) 

 

(c) 

Fonte: Dados da própria autora. 

Na micro usina será avaliada a degradação conforme os métodos relatados na literatura 

técnica, a partir da inspeção visual, análise termográfica e obtenção de curvas I-V, além da 

análise da influência da sujeira e temperatura local. A avaliação de imagens termográficas e de 

curvas I-V e P-V permitem determinar se as degradações, que possam vir a ser identificadas 

através da inspeção visual, podem afetar negativamente o desempenho elétrico do módulo 

(DJORDJEVIC, PARLEVLIET e JENNINGS, 2015).  

No entanto, apesar de obtidas as curvas I-V para micro usina analisada, não será 

realizado o estudo do desempenho, quantificando e avaliando se houve ou não perdas 

significativas na potência de pico fornecida durante os anos em operação, por não haver 
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resultados desde o início de operação que permitam a comparação e estimativa de degradação 

elétrica. Porém, serão apresentadas as potências máximas medidas nos anos de 2016, 2017 e 

2018 e algumas considerações importantes quanto à operação dos módulos em concordância 

com o esperado nos anos avaliados. 

 

3.3 Inspeção Visual 
 

Inicialmente, todos os módulos que compõem o sistema foram fotografados e mapeados, 

ilustrado na Figura 3.1 (c) e, em seguida, foi realizada a inspeção visual para a detecção de 

sinais de degradação, conforme apresentado na Figura 3.2. 

Figura 3.2 – Exemplos de degradações identificadas durante a inspeção visual. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

3.4 Termografia 
  

O fluxo de corrente elétrica em células defeituosas provoca um aumento na temperatura 

das mesmas, o que, felizmente, pode ser facilmente identificado por meio de imagens 

termográficas (CHANDEL, NAIK, et al., 2015). Portanto, qualquer anormalidade observada 

no padrão térmico de um módulo fotovoltaico pode ser atribuída a um possível tipo de falha 

(TSANAKAS, VANNIER, et al., 2015).  
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Como no caso de um diodo de bypass danificado que pode levar a uma falha 

severamente perigosa devido à elevação da temperatura que pode ser alta o suficiente para 

causar um incêndio (KO, JU, et al., 2017). O que evidencia a importância da avaliação 

termográfica não apenas para detecção de falhas como também de forma preventiva, para 

segurança humana e do próprio sistema fotovoltaico. 

Contudo, há uma falta de procedimentos amplamente aceitos para lidar com pontos 

quentes na prática, bem como critérios específicos referentes à aceitação ou rejeição, quanto 

aos valores térmicos, de módulos fotovoltaicos afetados em estruturas comerciais (MORETÓN, 

LORENZO, et al., 2014). 

Para uma inspeção adequada com câmera infravermelha, o arranjo fotovoltaico deve 

estar em operação, uma vez que não seja possível a identificação dos pontos quentes nos 

módulos fotovoltaicos em circuito aberto, conforme apresentado na Figura 3.3. Além disso, a 

irradiância no plano do módulo fotovoltaico deve ser superior a 600 W/m², e as condições 

climáticas devem ser estáveis para assegurar que haverá corrente suficiente para fazer com que 

as diferenças de temperatura sejam perceptíveis (IEA, 2018). 

Figura 3.3 – (a) Imagem termográfica com módulo FV em circuito aberto; (b) Imagem termográfica com módulo 

FV em circuito fechado. 

 

(a) 

 

(b) 

Fonte: Dados da própria autora. 

  Dando sequência aos trabalhos, após a inspeção visual dos módulos, suas respectivas 

imagens termográficas foram obtidas, através da câmera infravermelha FLIR i5®, ilustrada na 

Figura 3.4, cujas características são apresentadas na Tabela 3.2, seguindo o procedimento 

correto para identificação de pontos quentes para correlaciona-los aos sinais de degradação. 
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É recomendado que os testes sejam realizados obtendo imagens da parte de trás dos 

módulos fotovoltaicos, no entanto, devido ao posicionamento das séries e ao equipamento 

disponível, as imagens foram tiradas da parte frontal, de modo que não comprometesse a boa 

qualidade das imagens e, consequentemente, os resultados. 

 Tabela 3.2 – Características técnicas do termovisor. 

Figura 3.4 – Câmera infravermelha 

utilizada para obtenção das imagens 

termográficas. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

Parâmetro Alcance 

Temperatura de operação 0 °C a +50 °C 

Temperatura de 

armazenamento 
-40 °C a +70 °C 

Umidade relativa 95% 

Display LCD a cores de 2,8 ̎

Campo de visão 17° x 17° 

Resolução espacial 3,71 mrad 

Distância mínima de foco 0,6 m 

Taxa de captura de imagem 9 Hz 

Tipo de detector 
Matriz de plano focal (FPA), micro 

bolômetro não refrigerado. 

Sensibilidade Térmica < 0,1 °C 

Resolução de infravermelhos 80 x 80 pixels 

Precisão 
±2°C ou ±2% de leitura, para uma 

temperatura ambiente de 10°C a 35°C 
 

 Fonte: (FLIR I5, 2018). 

 

3.5 Caracterização dos Módulos Fotovoltaicos - Curvas I-V 
 

A curva I-V com aspecto irregular ou a potência de uma planta fotovoltaica 

significativamente reduzida, levando em consideração os anos em operação e as perdas anuais 

fornecidas de acordo com cada fabricante, pode ser indicativo de alguma falha. É evidente que 

a obtenção destas curvas características é uma prática desgastante e demorada, visto que 

existem sistemas com centenas de módulos fotovoltaicos, tornando esse método de avaliação, 

em alguns casos, inviável. No entanto, a caracterização das curvas I-V pode fornecer 

informações valiosas sobre a característica elétrica de cada falha detectada e seu impacto nas 

perdas de geração de energia do módulo afetado (TSANAKAS, HA e AL SHAKARCHI, 2017).  

Portanto, dando continuidade à aplicação dos métodos de avaliação da degradação, 

todos os módulos foram submetidos a ensaios experimentais voltados para a obtenção destas 

curvas I-V e, por consequência, seus respectivos parâmetros elétricos. O equipamento utilizado 
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é o Solar I-V®, apresentado na Figura 3.5 e as resoluções para os parâmetros apresentados e 

suas incertezas são apresentadas na Tabela 3.3. Para inicializar os testes, as principais 

características elétricas de cada módulo (STC), presentes em seus respectivos datasheets, foram 

inseridos no instrumento de medição (Solar I-V®).  

Figura 3.5 – Equipamento utilizado para obtenção 

das curvas I-V. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

Tabela 3.3 – Erro atrelado ao equipamento de 

medição Solar I-V®. 

Fonte: (SOLAR I-V, 2018) 

Parâmetro Resolução Incertezas 

Vcc(OPC) 0,1 V ±(1,0%rdg+2dgt) 

Icc(OPC) 0,001 A ±(1,0%rdg+2dgt) 

Pmáx (OPC) 1 W ±(1,0%rdg+6dgt) 

Vcc(STC) 0,1 V ±(4,0%rdg+2dgt) 

Icc(STC) 0,01 A ±(4,0%rdg+2dgt) 

Pmáx (STC) 1 W ±(5,0%rdg+1dgt) 

Irradiância 0,1 mV ±(1,0%rdg+5dgt) 

Temperatura do 

módulo 

0,1 °C ±(1,0%rdg+1°C) 

 

Em que: rdg são as leituras e dgt é o número de dígitos. 

O equipamento Solar I-V® mede os parâmetros elétricos nas condições de operação das 

células fotovoltaicas (OPC), ou seja, irradiância e temperatura no exato momento da medição. 

No entanto, os parâmetros elétricos fornecidos pelo fabricante são referentes às condições 

padrão de teste (STC), ou seja, com irradiância de 1000 W/m² e temperatura a 25 °C. Com o 

objetivo de comparar os valores obtidos em campo com os valores de referência, o próprio 

equipamento de medição utilizado faz as conversões dos parâmetros elétricos obtidos em OPC 

para valores em STC, por meio da norma IEC EN 60891. Estes valores corrigidos são 

necessários para comparação com os valores de referências e, consequentemente, diagnóstico 

do estado operacional dos módulos fotovoltaicos.  

Além disso, é preciso considerar o tempo em que os módulos estão em operação, já que 

naturalmente, quando entram em operação, apresentam uma potência máxima menor que a 

inicialmente projetada pelo fabricante, sendo o primeiro ano influenciado principalmente pelas 

perdas por LID. Todos esses valores são estimados pelo fabricante no datasheet, o que significa 

que os módulos terão uma potência (em STC) mínima considerada normal devido aos seus anos 
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de operação, diferente da potência nominal estipulada inicialmente, para comparação com a 

potência medida em campo (em STC).  

Nesse contexto, serão calculados novos valores de potência que servirão como 

referência de valores mínimos para cada fabricante desses módulos fotovoltaicos avaliados, 

levando em consideração os meses e anos em que foram realizadas as medições. Com isso, os 

resultados para cada modelo são apresentados na Tabela 3.4.  

De acordo com o datasheet da Sun Earth (Anexo B), a potência máxima fornecida até 

os 10 anos não será inferior a 90% da potência inicial e até os 25 anos não será inferior a 80% 

e foi considerado, para os devidos cálculos, uma potência de, no mínimo, 97,5% da potência 

nominal inicial para o primeiro ano de operação dos módulos, devido às possíveis perdas por 

LID.  Segundo o datasheet da fabricante Amerisolar (Anexo C), a potência máxima no primeiro 

ano não será menor que 97,5% da potência nominal inicial, até os 12 anos não será inferior a 

91,2 % e até os 30 anos não será inferior a 80%. Já para a Canadian Solar (Anexo D), durante 

o primeiro ano é garantido que a potência real do módulo não será menor 97,5% da potência 

inicialmente projetada, do 2° ao 25 ° ano a queda de energia anual não será superior a 0,7% e 

no final do 25° ano, a potência não será inferior a 80,7% da potência inicial indicada (LIMITED 

CANADIAN SOLAR, 2018). Para a Kyocera (Anexo E), no primeiro ano, os módulos devem 

apresentar uma potência de pico de até 97% da potência nominal original, a partir do 2° ao 24° 

anos a taxa de degradação não pode ser superior a 0,7% ao ano e chegando ao 25° ano com no 

mínimo 80% da potência inicial (LIMITED KYOCERA SOLAR, 2018). 

Tabela 3.4 – Referência de potência mínima para cada modelo, conforme os anos em operação. 

 

Sun Earth 

TPB 156x156-

60-P 235W 

Amerisolar 

AS-6P30-

250W 

Canadian 

CS6P-255P 

Kyocera 

KD140SX-

UPU 

Kyocera 

KD135SX-

UPU 

Potência inicial 235 Wp 250 Wp 255 Wp 140 Wp 135 Wp 

Data da instalação (MM/AAAA) 08/2013 12/2015 12/2015 04/2013 08/2011 

Anos em operação 

Agosto-2016 3 anos 8 meses 8 meses 3,33 anos 5 anos 

Julho - 2017 3,92 anos 1,58 anos 1,58 anos 4,25 anos 5,92 anos 

Julho - 2018 4,92 anos 2,58 anos 2,58 anos 5,25 anos 6,92 anos 

Potência mínima 

degradada 

naturalmente 

Agosto-2016 225,2 W 243,8 W 248,6 W 133,5 W 127,2 W 

Julho - 2017 223,4 W 242,9 W 247,6 W 132,6 W 126,3 W 

Julho - 2018 221,5 W 241,5 W 245,8 W 131,6 W 125,4 W 

Fonte: Dados da própria autora. 
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Como primeiro procedimento para obtenção das curvas I-V, todos os módulos foram 

limpos com água, sabão líquido neutro e uma esponja macia. Os testes foram realizados de 

forma individual e por série entre os dias 23-29 de agosto de 2016, 24-28 de julho em 2017 e 

17-21 de julho 2018. Esses testes, individuais e por série, possibilitam correlacionar possíveis 

impactos de um módulo com menor desempenho na operação da série fotovoltaica. Para 2018, 

além dos testes de avaliação anual, foi realizado o estudo do impacto da sujeira na superfície 

dos módulos fotovoltaicos como um teste extra no desenvolvimento desse trabalho. 

Os ensaios dos anos de 2016 e 2017 foram realizados utilizando o sensor de temperatura 

fixado na parte traseira dos módulos, no entanto, foi observada uma diferença significativa entre 

a potência medida em campo e a referência de potência mínima, mesmo nos módulos recém-

instalados. Para comprovar a efetividade dos dados obtidos, todos os parâmetros necessários 

para obter as curvas I-V foram verificados e foi observada a possibilidade de o sensor estar 

apresentando um valor de temperatura significativamente menor que a temperatura real das 

células. Este fato pôde ser identificado a partir da comparação do sensor do equipamento Solar 

I-V® com o sensor de monitoramento do inversor Fronius que foi instalado em uma das séries 

e que é mantido em contato com os módulos durante todo o dia. A temperatura de operação das 

células exerce importante influência sobre a tradução de valores em OPC para STC e, 

consequentemente, a considerável diferença da temperatura medida e a real temperatura da 

célula pode levar a erros de diagnósticos quanto à capacidade de geração elétrica do sistema. 

Portanto, as temperaturas de operação das células foram corrigidas e novos pontos de máxima 

potência, com a tradução de valores em OPC para STC, foram obtidos. O processo de correção 

será detalhado nas próximas seções.  

 Para comparação com os resultados obtidos em 2016 e 2017, e arquivamento de testes 

anuais para o acompanhamento do desempenho no que tange a confiabilidade do sistema, novas 

medições foram realizadas em julho de 2018.  

Todos os testes seguiram um roteiro, assim como se recomenda para os testes nos anos 

seguintes, sendo realizado apenas uma medição para cada módulo e uma medição por série 

durante cinco dias, totalizando 5 medições por série para cada modelo, possibilitando, dessa 

forma, um estudo estatístico para o conjunto de valores obtido para cada série.  

Segundo a norma IEC 61215, para evitar os erros de tradução para STC, que podem 

acontecer em testes realizados em baixos níveis de irradiância, é recomendado que os testes 

sejam executados em condições com irradiância acima de 700 W/m² (QUANSAH e 
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ADARAMOLA, 2018). Nesse contexto, todas as medições foram realizadas entre 11:30 e 13:30 

horas, com médias de irradiâncias acima de 900 W/m², temperatura de operação das células 

acima de 50 °C e temperatura ambiente acima de 25 °C. 

Como o próprio equipamento possui a opção de cálculo automático para obtenção da 

temperatura de operação das células, ao invés do uso do sensor térmico, para os testes realizados 

em 2018 foi utilizada a opção automática para aquisição de resultados mais confiáveis, sendo 

o cálculo da temperatura de operação das células dependente da tensão de circuito aberto. 

Recomenda-se esta configuração para testes posteriores realizados com o Solar I-V®. 

Vale ressaltar que os dados obtidos em 2016, utilizando o sensor térmico, publicados 

nos congressos EUPVSEC (33rd European Photovoltaic Solar Energy Conference and 

Exhibition) em 2017 e CBENS (2° Congresso Brasileiro de Energia Solar) em 2018, foram 

corrigidos neste trabalho. 

 

3.6 Correção das Curvas I-V 
 

Uma das formas de avaliar o sistema fotovoltaico é a partir da aquisição das curvas I-V, 

que é obtida em OPC, no entanto, para que esses resultados possam ser comparados com os 

parâmetros elétricos de referência, que estão em STC (1000 W/m² e 25 °C), os resultados 

obtidos em OPC precisam ser corrigidos para STC, ou seja, as características I-V medidas de 

um dispositivo fotovoltaico em qualquer condição operacional são traduzidas para 1000 W/m² 

e 25 °C. 

Publicado em 2009, a norma IEC EN 60891, define os procedimentos para as correções 

de temperatura e irradiância para as características I-V medidas dos dispositivos fotovoltaicos 

(PÓ, 2011).  

Para os testes realizados em 2016 e 2017, como mencionado na seção anterior, foi 

observada a discrepância entre as temperaturas de operação das células obtidas pelo sensor 

térmico do equipamento de medição e a sua real temperatura, em algumas medições. Portanto, 

tendo como referência as medições realizadas em 2018, cujo equipamento foi configurado na 

opção automática para a obtenção da temperatura de operação das células, foram calculadas 

novas temperaturas. Para definir o melhor procedimento de obtenção da temperatura de 

operação das células foram testados dois métodos, conforme indicado no guia italiano CEI 82-
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25 (CEI 82-25, 2018), o primeiro levando em consideração a temperatura ambiente e um 

segundo método de acordo com a tensão de circuito aberto (IEC 60904-5). O método que 

apresentar valores mais próximos dos obtidos pelo equipamento Solar I-V® em 2018, será 

utilizado para a correção dos testes realizados em 2016 e 2017 e os parâmetros elétricos 

traduzidos novamente para STC, conforme a IEC EN 60891.  

 

3.6.1 Correção da Temperatura 
 

Além da temperatura de operação não ser uniforme em todas as células que compõem o 

módulo fotovoltaico, ela é diferente de sua superfície traseira em condições normais de 

operação (PÓ, 2011), no entanto, essa temperatura pode ser calculada empiricamente. 

Portanto, para determinar o método a ser aplicado na correção da temperatura de 

operação das células, nos testes realizados em 2016 e 2017, serão utilizadas as equações 3.1 e 

3.2, correspondentes ao método baseado na temperatura ambiente e à tensão de circuito aberto 

da norma IEC 60904-5 (YORDANOV, MIDTGARD e SAETRE, 2012), respectivamente, em 

comparação com a temperatura obtida pelo equipamento Solar I-V® em 2018. 

Tcel_amb = (Tamb + (NOCT − 20) ∗
Irr

800
) (3.1) 

Em que, Tcel_amb é a temperatura de operação da célula, Tamb é a temperatura ambiente, 

NOCT é a temperatura nominal de operação da célula em um teste realizado sob irradiância de 

800 W/m², A.M. 1,5, temperatura ambiente de 20 °C e velocidade do vento igual a 1 m/s e Irr 

é a irradiância no momento da realização do teste. 

Tcel_Voc = T1 +
1

β
(VOC2 +

nk(273 + T2)N𝑆

𝑞
𝑙𝑛 (

G1

G2
) − 𝑉OC1) (3.2) 

Em que, Tcel_Voc é a temperatura de operação da célula, T1, G1 e 𝑉OC1 são, respectivamente, 

a temperatura, irradiância e tensão de circuito aberto em STC, β é o coeficiente de temperatura da 

tensão de circuito aberto, T2 , G2 e VOC2 são, respectivamente, a temperatura, irradiância e tensão de 

circuito aberto no momento da medição, n é o fator de idealidade, k é a constante de Boltzmann e q é a 

carga elementar. 

É importante ressaltar que a equação 3.1, apresentada no guia italiano CEI 82-25, não é 

aplicável quando a velocidade do vento for superior a 1 m/s ou quando o módulo não estiver 
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sujeito a ventilação natural na sua superfície posterior (por exemplo, no caso de um módulo 

arquitetonicamente integrado) (CEI 82-25, 2018). 

A norma IEC 60904-5 assumem um modelo de curva I-V exponencial único (referente 

ao modelo de um diodo), com um fator de idealidade constante. No entanto, este parâmetro 

pode variar com o nível de iluminação e a temperatura de operação. Se esta variação for 

significativa, o procedimento padrão de cálculo da temperatura de operação das células pode 

introduzir erros inaceitáveis (YORDANOV, MIDTGARD e SAETRE, 2012).  

 

3.6.2 Tradução dos Parâmetros elétricos medidos em OPC para STC 
 

 Após a determinação do método mais adequado para a correção da temperatura de 

operação das células é necessário traduzir novamente os dados de outras condições de teste de 

temperatura e irradiância para STC. As três opções de procedimentos para a correção, 

segundo a norma IEC EN 60891, são (PÓ, 2011; PÓ, LOS e VAN SARK, 2011; PRIYA, 

SASTRY, et al., 2014; NORMA IEC EN 60891): 

 Método 1: 

I2 = I1 + ISC ∗ (
G2

G1
− 1) + α ∗ (T2 − T1) (3.3) 

V2 = V1 − RS ∗ (I2 − I1) − k ∗ I2 ∗ (T2 − T1) + β ∗ (T2 − T1) (3.4) 

 Em que, I1 e V1 são os pontos medidos em OPC a serem corrigidos, I2 e V2 são os pontos 

corrigidos para temperatura e irradiância desejada, G1 e T1 é a irradiância  e temperatura no 

momento da medição, G2 e T2 é a irradiância e temperatura em STC ou outras condições 

desejadas, ISC é a corrente de curto-circuito medida no teste em G1 e T1, α e β, são os coeficientes 

de temperatura de corrente e tensão, respectivamente, RS é a resistência série interna da amostra 

de teste e k é o fator de correção de curva. 

 Método 2: 

Este método é baseado no modelo simplificado de um diodo de dispositivos 

fotovoltaicos. As equações de tradução semiempírica contêm 5 parâmetros de correção I-V que 

podem ser determinados pela medição de curvas I-V em diferentes condições de temperatura e 

irradiância. O procedimento de correção de corrente e tensão é definido pelas seguintes 

equações: 



 
Capítulo III – Metodologia 

 

56 

 

I2 = I1 ∗ (1 + αrel ∗ (T2 − T1)) ∗ (
G2

G1
) (3.5) 

V2 = V1 + VOC1 ∗ (βrel ∗ (T2 − T1) + a ∗ ln (
G2

G1
)) − R′

S ∗ (I2 − I1) − k′ ∗ I2 ∗ (T2 − T1) (3.6) 

 Em que, I1 e V1 são os pontos medidos em OPC a serem corrigidos, I2 e V2 são os pontos 

corrigidos para temperatura e irradiância desejada, G1 e T1 é a irradiância e temperatura no 

momento da medição, G2 e T2 é a irradiância e temperatura em STC ou outras condições 

desejadas, VOC1 é a tensão de circuito aberto medida em G1 e T1, αrel e βrel são os coeficientes 

de temperatura normalizados de corrente e tensão, respectivamente, medido a 1000 W/m². A 

normalização é feita dividindo os coeficientes térmicos α pela corrente de curto-circuito e β 

pela tensão circuito aberto em STC. a é um fator de correção de curva interpretado como a 

tensão térmica do diodo. R′
S é a resistência série interna, e κ' é um fator de correção da curva, 

interpretado como o coeficiente de temperatura da resistência série interna R′
S.  

 Método 3: 

Este procedimento baseia-se na interpolação linear ou extrapolação de duas 

características I-V medidas. Ele usa um mínimo de duas características I-V e não requer 

parâmetros de correção ou parâmetros de ajuste. 

 

 V3 = V1 + a ∗ (V2 − V1) (3.7) 

 I3 = I1 + a ∗ (I2 − I1) (3.8) 

Em que, I3 e V3 são a corrente e a tensão desejada, I1 e V1 são a corrente e tensão a serem 

corrigidas, I2 e V2 é corrente e tensão estimadas e a é a constante de interpolação.  

Os procedimentos 1 e 2 requerem os coeficientes de temperatura em STC, enquanto no 

procedimento 3 permite cálculo via interpolação bilinear. Os coeficientes de temperatura 

dependem da irradiância, distribuição espectral e histórico térmico do módulo (PRIYA, 

SASTRY, et al., 2014). 

Para a tradução de pontos da curva I-V medidas em OPC para STC, neste trabalho, será 

utilizado o procedimento 1 da norma IEC EN 60891, que é principalmente empírico, conforme 

as equações 3.3 e 3.4, devido a sua menor complexidade e por apresentar resultados satisfatórios 

(PÓ, 2011). 
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3.6.2.1 Fatores de Correção 
 

Quanto aos fatores de correção, estes geralmente não são encontrados no datasheet e 

precisam ser determinados experimentalmente (PÓ, 2011). No entanto, para este trabalho, a RS 

não foi determinada pelo processo experimental, mas tendo como base o valor estipulado pelo 

programa computacional PVsyst®. Já para determinar o fator de correção K foram aplicados os 

métodos determinados pela norma IEC EN 60891. A seguir, serão apresentados os passos para 

obtenção do fator de correção k. 

Inicialmente, segundo a norma IEC EN 60891, são necessárias três curvas de mesma 

irradiância, porém, com diferentes temperaturas, conforme ilustrado na Figura 3.6. 

  Figura 3.6 – Curvas I-V de mesma irradiância com diferentes temperaturas. 

 

Fonte: (NORMA IEC EN 60891). 

Neste trabalho, as curvas foram traçadas no programa computacional MATLAB®, 

através das equações 2.2 a 2.6, referentes ao modelo de um diodo, conforme o código 

apresentado no Anexo A.  

Considerando que as curvas I-V estão no mesmo nível de irradiância (G1 = G2), as 

equações do procedimento 1 assumem a seguinte forma: 

I2 = I1 + α ∗ (T2 − T1) (3.9) 

 

V2 = V1 − RS ∗ (I2 − I1) − k ∗ I2 ∗ (T2 − T1) + β ∗ (T2 − T1) (3.10) 

 Em seguida, todas as curvas I-V registradas a temperaturas mais elevadas são traduzidas 

para a temperatura mais baixa, enquanto se configura k = 0, de acordo com a Figura 3.7. 
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Figura 3.7 – Tradução de curvas I-V com temperaturas mais elevadas para a curva de menor temperatura (k = 0). 

 

Fonte: (NORMA IEC EN 60891). 

Posteriormente, k é alterado em passos de 1 mΩ / K, nas equações 3.9 e 3.10, em que I1 

e  V1 são os pontos encontrados no MATLAB®. O valor adequado é encontrado quando o ponto 

de potência máximo coincide em ± 0,5% do que se deseja alcançar, conforme exemplificado na 

Figura 3.8. 

Figura 3.8 – Curvas de elevadas temperaturas com a aplicação do k mais adequado, fazendo com que as suas 

potências fiquem em ± 0,5% da potência da curva de menor temperatura. 

 

Fonte: (NORMA IEC EN 60891). 

Após encontrar os valores de k para cada modelo de módulo fotovoltaico, os valores 

de VMPP e IMPP (STC) são calculados por meio das equações 3.3 e 3.4, referentes ao 

procedimento 1 da norma IEC EN 60891, para obtenção dos novos valores de PMPP. 
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3.7 Estudo Estatístico  
 

Para os testes realizados por série, nos anos de 2016, 2017 e 2018, foi aplicado um 

estudo estatístico, que consiste no cálculo da média dos resultados obtidos durante a semana 

analisada e seu desvio padrão a partir das equações 3.11 e 3.12, respectivamente. Essa técnica 

permite avaliar o quanto de dispersão existe em torno da média de um conjunto de dados e, 

portanto, auxiliarão na análise de resultados mais confiáveis, já que os resultados obtidos fora 

da média são excluídos. Ou seja, resultados muito bons ou muito ruins são eliminados, sendo 

realizada uma nova média para os valores restantes. 

Média (M̅) =
∑ S

n′
 (3.11) 

Desvio Padrão (DP) = √∑ √(Mn − M̅)2

n′
 (3.12) 

  

Em que, 𝑀̅ é a média dos termos analisados, ∑ S é soma de todos os termos, n’ é número de 

termos e 𝑀𝑛 é o valor de cada termo. 

 

3.8 Avaliação da Influência da Sujeira  
 

Com o intuito de verificar os impactos da sujeira, na região de Uberlândia (sudeste 

brasileiro) sobre o desempenho do sistema fotovoltaico, foram realizados os testes entre os dias 

03/07 a 08/07 de 2018, utilizando os 16 módulos fotovoltaicos da Canadian Solar de mesmas 

características elétricas.  

Inicialmente, os 8 módulos da fileira C (Canadian 255 Wp) foram limpos com água, 

sabão líquido neutro e uma esponja macia e os 8 módulos da fileira D (Canadian 255 Wp) foram 

mantidos sujos, conforme apresentado na Figura3.9. Vale ressaltar que a última limpeza 

manual, para esta fileira, foi realizada em julho de 2017, sendo submetidos apenas à limpeza 

natural ocasionada pela chuva. As duas fileiras (C e D), compostas por módulos de mesmo 

modelo, foram conectadas ao inversor ABB, cada uma em um MPPT e, durante seis dias, foram 

obtidas as potências máximas para as devidas comparações. 

 



 
Capítulo III – Metodologia 

 

60 

 

Figura 3.9 – Séries C e D preparadas para avaliação da sujeira na superfície dos módulos fotovoltaicos. 

 

Fonte: Dados da própria autora 

3.9 Considerações Finais  
 

Este capítulo apresentou detalhadamente os procedimentos utilizados para avalição das 

degradações que podem afetar o desempenho dos módulos fotovoltaicos, sendo aplicada a 

inspeção visual para identificação de possíveis falhas visíveis aos olhos, obtenção de imagens 

termográficas para identificação de pontos quentes e curvas I-V para análise dos parâmetros 

elétricos. Para as medições realizadas em 2016 e 2017 foram necessárias as correções da 

temperatura de operação das células fotovoltaicas e, consequentemente, nova tradução dos 

valores OPC para valores em STC, devido à diferença significativa que alguns valores da 

temperatura de operação das células obtidos com o sensor térmico causou nos parâmetros 

elétricos em STC fornecido pelo equipamento Solar I-V®, finalizando, dessa forma o processo 

para avaliação da degradação.  

Além disso, foram realizados testes adicionais para a avaliação dos impactos da sujeira 

sobre o desempenho do sistema, também foram obtidas imagens termográficas para análise da 

temperatura na superfície dos módulos fotovoltaicos nessas condições.
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CAPÍTULO IV 

Resultados da Aplicação dos Métodos para Avaliação dos 

Módulos FV 

 

4.1 Inspeção Visual 
 

A partir da inspeção visual foi possível identificar 15 módulos afetados por alguma 

forma de degradação, sendo elas: a descoloração, o snail track, delaminação e a falha na caixa 

de conexão. A intensidade das degradações e a quantidade de células afetadas variam de um 

módulo para outro. A seguir, serão detalhadas todas essas degradações encontradas nos 

módulos do sistema fotovoltaico em análise.  

 

4.1.1 Descoloração 
 

Durante a inspeção visual dos módulos FV, foi identificada a descoloração do material 

encapsulante apenas nos modelos da fabricantes Kyocera.  

Na Figura 4.1 são apresentadas duas fotos que evidenciam a descoloração do material 

encapsulante por todo o módulo fotovoltaico de modelo KD135SX-UPU (fileira F), sendo a 

Figura 4.1 (a) ilustrando os módulos no dia da instalação e a Figura 4.1 (b) ilustrando os 

módulos ao final do terceiro ano de utilização, com um total de 8 módulos afetados por esta 

degradação.  

Na Figura 4.2 é possível observar a descoloração do material encapsulante nas células 

localizadas na posição em que está instalada a caixa de conexão do módulo FV, possivelmente 

devido às altas temperaturas no local, sendo os 15 módulos de modelo KD135SX-UPU e 

KD140SX-UPU afetados por esta forma de degradação 
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Figura 4.1 – Foto dos módulos KYOCERA modelo KD135SX-UPU (Mesa 3 - fileira F) evidenciando o efeito da 

descoloração precoce do material encapsulante (a) no dia da instalação, em 12/08/2011 e (b) em 09/04/2015. 

 

(a) 

 

(b) 

Fonte: Dados da própria autora. 

Figura 4.2 – Módulos da Série E com descoloração do material encapsulante nas células. 

 
 

Fonte: Dados da própria autora. 

 

4.1.2 Snail Track 
 

 Na Figura 4.3, imagem do módulo visualmente mais danificado, localizado na posição 

6F (Figura 3.1 (c)), observa-se a existência de um tipo peculiar de degradação, conhecida por 

snail track (IEA, 2014), acompanhada da descoloração do material encapsulante. Tal fato foi 

identificado em todos os módulos KD135SX-UPU - Kyocera (fileira F) e em 4 módulos 

KD140SX-UPU – Kyocera (fileira E).  

Segundo a literatura técnica, o snail track é caracterizado pela descoloração da pasta 

utilizada para metalização da célula. Alguns trabalhos indicam que esse tipo de degradação 

visual está ligado a microfissuras e a maior parte das perdas de potência estariam relacionadas 
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às rachaduras das células anteriores ao aparecimento do Snail Track (LIU, HUANG, et al., 

2015).  

Figura 4.3 – Módulo da fileira F (6F-Kyocera) com o maior número de células degradadas por snail track. 

 

 

 

  

 

Fonte: Dados da própria autora. 

  

4.1.3 Delaminação 
 

Foi identificado no módulo 4F (Kyocera-135kWp-Fileira F), uma possível delaminação 

entre a célula e o material encapsulante, conforme apresentado na Figura 4.4. 

Figura 4.4 – Módulo da fileira F (4F-Kyocera) com possível delaminação. 

  
Fonte: Dados da própria autora. 

 

4.1.4 Caixa de conexão 
 

 Ainda com relação aos módulos da Kyocera, é apresentada na Figura 4.5, uma severa 

degradação em duas células do módulo localizado na posição 8E (Figura 3.1 (c)). Essa ocorreu 
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em fevereiro de 2015, em apenas 22 meses após a instalação, sendo ocasionada por uma falha 

na impermeabilização da caixa de conexão que danificou permanentemente o módulo FV.  

Atualmente, o módulo 8E se encontra desconectado da série fotovoltaica. Por fim, cabe ressaltar 

que a Kyocera foi comunicada acerca do dano e atribui a responsabilidade do ocorrido ao 

usuário final. Com relação aos demais sinais de degradação observados, a empresa foi 

informada e ainda não se manifestou. Vale ressaltar que nenhum sinal visível de degradação foi 

identificado nos demais módulos FV. 

Figura 4.5 – Módulo com células danificadas por falha na impermeabilização da caixa de conexão (8E-

Kyocera). 

 

  

Fonte: Dados da própria autora. 

 

4.2 Inspeção Termográfica 
 

Na sequência foram obtidas imagens termográficas para todos os módulos da instalação 

com o intuito de avaliar a distribuição térmica e identificar a existência de pontos quentes, os 

quais a longo prazo podem contribuir para danos irreversíveis dos módulos (PACKA, PERNý, 

et al., 2016).  

Os resultados encontrados para os módulos das fileiras A (Sun Earth), B (Amerisolar), 

C (Canadian Solar) e D (Canadian Solar), foram considerados dentro das condições normais, 

ou seja, sem diferenças significativas na distribuição de temperatura observada na superfície 

dos módulos. Para exemplificar é apresentado, na Figura 4.6, um exemplo para cada um desses 

modelos de módulos fotovoltaicos. 
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Figura 4.6 – Exemplos de termografia para cada modelo avaliado, sem qualquer alteração na distribuição térmica 

dos módulos. 

Sun Earth 235 Wp Amerisolar 250 Wp Canadian 255 Wp Canadian 255 Wp 

1A 8B 1C 8D 

    

Fonte: Dados da própria autora. 

Nos módulos FV das fileiras E (Kyocera 140W) e F (Kyocera 135W), observou-se um 

aumento considerável de temperatura nas células localizadas imediatamente acima do local em 

que está instalada a caixa de conexão, apesar de considerado normal, ocorreu a descoloração 

do material encapsulante, conforme exemplificado na Figura 4.7, cuja variação de temperatura 

para este módulo foi em torno de 13 °C acima em relação ao restante das células. 

Figura 4.7 – Imagens de um dos módulos KD140SX-UPU – Kyocera (a) destaque da descoloração observada 

nas células instaladas sobre a caixa de conexão, (b) Imagem termográfica do módulo fotovoltaico. 

 

(a)  

(b) 

Fonte: Dados da própria autora. 

Nesses mesmos módulos (fileiras E e F – Kyocera), também foram identificados pontos 

quentes, que ocorreram em algumas séries de células e em alguns casos nas extremidades 

próximas as molduras metálicas, conforme apresentado nas Figuras 4.8 e 4.9, podendo ser 

imputado a estes módulos uma condição anormal de operação. Segundo a Tabela 2.2, o 

superaquecimento em uma série de células está relacionado com o curto-circuito em uma série 

de células ou falha nos diodos de bypass (TSANAKAS, HA e AL SHAKARCHI, 2017). Em 

casos extremos, os pontos quentes podem levar a falha prematura dos referidos módulos, além 
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de queda na taxa de desempenho do sistema ao longo dos anos (CHANDEL, NAIK, et al., 

2015; MORETÓN, LORENZO, et al., 2014), o que poderia levar a prejuízos financeiros. 

Figura 4.8 – Imagens termográficas para todos os módulos da Kyocera 140 Wp, com vários pontos quentes 

identificados. 

Kyocera 140 Wp 

1E 2E 3E 4E 

    
5E 6E 7E  

   

 

Fonte: Dados da própria autora. 

Figura 4.9 – Imagens termográficas para todos os módulos da Kyocera 135 Wp, com vários pontos quentes 

identificados. 

Kyocera 135 Wp 

1F 2F 3F 4F 

 
   

5F 6F 7F 8F 

    

Fonte: Dados da própria autora. 
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No módulo com o maior sinal de degradação (6F) foi identificado, em algumas células 

com snail track, a presença de ponto quente, conforme apresentado na Figura 4.10, existindo a 

possibilidade de ocorrência de microfissuras nesses locais, o que poderá ser comprovado com 

testes de eletroluminescência. 

Figura 4.10 – (a) Imagem do módulo 6F com snail track que apresentaram pontos quentes (b) imagem 

termográfica com os pontos quentes nos mesmos locais em que foi identificado o snail track. 

 

(a) 

 

(b) 

Fonte: Dados da própria autora. 

No módulo com a presença de uma possível delaminação, a partir dos testes para 

obtenção de imagens termográficas, é possível observar a célula com ponto quente, conforme 

apresentado na Figura 4.11. 

Figura 4.11 – Módulo da fileira F (4F-Kyocera) com possível delaminação. 

   
Fonte: Dados da própria autora. 

Na Tabela 4.1 é apresentado o resumo das formas de degradação que foram encontradas 

em cada Fileira analisada após a aplicação dos testes de avaliação visual, térmica e curvas I-V. 
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Tabela 4.1 – Resumo das degradações encontradas em cada fileira, por meio dos testes realizados na micro usina 

fotovoltaica. 

Fabricante / Fileira Descoloração Snail Track Delaminação Caixa de conexão Ponto Quente 

Sun Earth / A      

Amerisolar / B      

Canadian / C      

Canadian / D      

Kyocera / E     

 

    

Kyocera / F       

 

  

Fonte: Dados da própria autora. 

4.3 Análise das Curvas I-V 

 

Em todos os módulos fotovoltaicos foram realizadas medições das curvas I-V, exceto o 

8E da Kyocera que foi desconectado do sistema devido à falha na impermeabilização da caixa 

de conexão. De posse dos dados encontrados, após a correção dos resultados de 2016 e 2017 e 

as medições de 2018, alguns resultados foram selecionados para apresentação neste trabalho. 

 

4.3.1 Correção das Medições realizadas em 2016 e 2017 

 

4.3.1.1 Correção das Temperaturas de Operação das Células FV  
 

Conforme apresentado na Tabela 4.2, utilizando os ensaios por séries para exemplificar, 

após a correção das temperaturas de operação das células fotovoltaicas para os testes realizados 

em 2018, ficou evidente que a norma europeia é a que apresenta os resultados mais próximos 

dos valores obtidos pelo equipamento Solar I-V®. Portanto, as temperaturas obtidas nos testes 

realizados em 2016 e 2017 foram corrigidas seguindo a equação 3.2 da norma IEC 60904-5 e 

os resultados são apresentados na Tabela 4.3 em comparação com valores de temperaturas 

obtidos com o sensor térmico em cada ano.  

A correção da temperatura evidenciou uma maior diferença entre os valores calculados 

e valores obtidos pelo sensor térmico para os testes realizados em 2016, com uma média de 

discrepância de -21%, já em 2017 essa diferença foi menor, com uma média de -6% com relação 

aos valores calculados. Procedimento análogo foi adotado para correção dos dados das 

medições individuais. 

 



 
Capítulo IV – Resultados 

   

69 

 

Tabela 4.2 – Correção da temperatura de operação das células para os testes realizados em 2018. 

2018 

 Temperatura (°C) Potência (w) - IEC EN 60891 

 Solar I-V® Tcel_Voc Tcel_amb Solar I-V® Pot_STC (Tcel_Voc) Pot_STC(Tcel_amb) 

Fileira A 57,6 54 62,7 216,79 215,3 221,8 

Fileira B 65,1 60,4 61,1 232,35 230,7 239,7 

Fileira C 54,1 51,6 60,5 245,5 242,5 260,3 
Fileira D 55,9 53 61,6 241,43 238,05 254,9 
Fileira E 53,7 51 62 134,94 132,4 143,25 
Fileira F 60,2 56,1 61 125,65 123,6 131,07 

Fonte: Dados da própria autora. 

Tabela 4.3 – Médias das temperaturas de operação das células para os testes in loco, nos anos de 2016 e 2017, 

corrigidas conforme a norma IEC 60904-5. 

 Agosto/2016 Julho/2017 

 
Sensor 

 (Solar I-V®) 

Norma Europeia 
IEC 60904-5 

Sensor  

(Solar I-V®) 

Norma Europeia 
IEC 60904-5 

Fileira A 49,8 54,6 48,7 50,4 

Fileira B 43 59,3 48,4 55,5 

Fileira C 42,7 54,05 45,7 48,7 

Fileira D 43,4 54,7 48 51,6 

Fileira E 41,7 51,9 43,6 44,4 

Fileira F 43,2 54 47,9 50,6 

Fonte: Dados da própria autora. 

  

4.3.1.2 Tradução dos Parâmetros Elétricos em OPC para STC  
  

 Após a correção da temperatura, é preciso converter os valores em OPC (valor de 

irradiância e temperatura no exato momento da medição) para STC (1000 W/m² e 25 °C).  

Seguindo a norma IEC EN 60891, utilizando o módulo TPB156x156-60-P da Sun Earth 

para exemplificar o processo realizado em cada modelo de módulo fotovoltaico, inicialmente 

foi realizado o procedimento para identificação da constante k, portanto, foram plotadas três 

curvas I-V de mesma irradiância e diferentes temperaturas, conforme a Figura 4.12.  

O código desenvolvido no MATLAB®, para caracterização das curvas I-V, é 

apresentado no anexo A. Os parâmetros utilizados para o desenvolvimento do código como o 

fator de idealidade (n), que foi calculado pela equação 2.7, resistência série (Rs) e resistência 

shunt (Rsh) estão indicados na Tabela 4.4 e a irradiância e temperaturas, em cada curva, são 

apresentadas na Tabela 4.5. 
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Tabela 4.4 – Parâmetros n, Rs e Rsh, para cada modelo, utilizados no código desenvolvido no MATLAB
®

. 

Parâmetros Sun Earth 235 W Amerisolar 250 W Canadian 255 W Kyocera 140 W Kyocera 135 W 

n 1,0607 1,0687 1,0604 1,1207 1,1213 

𝐑𝐬 (𝛀) 0,31 0,35 0,296 0,193 0,185 

𝐑𝐬𝐡 (𝛀) 650 850 400 73 70 

Fonte: Dados da própria autora. 

Tabela 4.5 – Valores de irradiância e temperatura utilizadas para cada modelo e curvas I-V desenvolvidas no 

MATLAB
®

. 

 
Irradiância 

(W/m²) 

Temperatura (°C) 

Curva 1 Curva 2 Curva 3 Curva 4 

Sun Earth 235 W 984,5 60,07 62,85 63,59 64,46 

Amerisolar 250 W 981,5 59,81 62,85 63,55 64,37 

Canadian 255 W 997 58,84 62,81 63,4 64,56 

Kyocera 135 W 986,5 59,09 62,96 63,03 63,22 

Kyocera 140 W 1002,25 59,93 63,03 63,46 64,84 

Fonte: Dados da própria autora. 

Figura 4.12 – Médias das temperaturas de operação das células obtidas pelo sensor, na semana do mês de julho 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

Sequencialmente, todos os pontos das curvas I-V foram corrigidos utilizando as 

equações 3.9 e 3.10, referentes ao procedimento 1 da norma IEC EN 60891, para identificar a 
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constante k que, por sua vez, foi alterada em passos de 1 mΩ / K, e o valor adequado foi 

encontrado quando o ponto de potência máximo coincidiu em ± 0,5% da PMpp da curva de 

menor temperatura, conforme apresentado na Figura 4.13. O fator de correção da curva (k) 

obtido para cada modelo é apresentado na Tabela 4.6. 

Figura 4.13 – Resultado de testes para aquisição do fator de correção da curva mais adequado, sendo obtido k = 

0,0006 (Ω/°C), para o modelo TPB156x156-60-P da Sun Earth. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

Tabela 4.6 – Valores de irradiância e temperatura utilizadas para cada modelo e curvas I-V desenvolvidas no 

MATLAB
®

. 

Parâmetro 
Sun Earth 

235 W 

Amerisolar 

250 W 

Canadian 

255 W 

Kyocera 

140 W 

Kyocera 

135 W 

k (𝛀/°C) 0,0006 0,0005 -0,0005 -0,0002 -0,0002 

Fonte: Dados da própria autora. 

Posterior à identificação das constantes k adequadas, as potências máximas em cada 

medição foram corrigidas, utilizando as equações 3.3 e 3.4. O mesmo procedimento foi 

adotado para as correções das medições individuais. 
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Após as correções, foi realizado o estudo estatístico com o conjunto de dados obtidos 

nos 5 dias de medições por série para a comparação com os resultados de testes utilizando 

sensor de temperatura, conforme apresentado na Tabela 4.7.   

É possível observar, que após a correção da potência, devido ao fato de haver 

significativa diferença entre a temperatura de operação das células obtida pelo sensor térmico 

e a real temperatura de operação, em algumas das medições, as novas potências máximas, em 

STC, foram significativamente maiores que as anteriores, chegando à conclusão de que os 

resultados obtidos utilizando o sensor térmico poderiam induzir a erros de diagnósticos 

quanto ao bom desempenho no que tange a confiabilidade operacional dos módulos 

fotovoltaicos, ao longo dos anos.  

Vale ressaltar que, apesar de serem testes de séries, os resultados apresentados 

referem-se à média dos oito módulos que as compõem. 

Tabela 4.7 – Tradução das potências em OPC para STC utilizando as equações do 1° procedimento da norma 

IEC EN 60891, em comparação com as médias das potências de pico obtidas utilizando sensor térmico e com as 

potências de pico mínimas que cada modelo pode fornecer, levando em consideração os anos de operação e 

conforme o datasheet de cada fabricante. 

Potência traduzida de OPC para STC (W) 

Agosto/2016 

 
Referência de Pot. 

Mínima (Datasheet) 

Sensor Térmico 

(Solar I-V®) 

Norma Europeia 
IEC 60904-5 

Fileira A 225,2 W 209,5 W 215 W 

Fileira B 243,75 W 216,9 W 232,3 W 

Fileira C 248,63 W 231,2 W 240,2 W 

Fileira D 248,63 W 229,8 W 238,9 W 

Fileira E 133,5 W 128,3 W 132,8 W 

Fileira F 127,2 W 125 W 119,9 W 

Julho/2017 

 
Referência de Pot. 

Mínima (Datasheet) 

Sensor Térmico 

(Solar I-V®) 

Norma Europeia 
IEC 60904-5 

Fileira A 223,4 W 213,3 W 216 W 

Fileira B 242,9 W 224,1 W 231,2 W 

Fileira C 247,6 W 241,8 W 243,2 W 

Fileira D 247,6 W 238,7 W 241 W 

Fileira E 132,6 W 134,9 W 134,5 W 

Fileira F 126,3 W 125,1 W 125,8 W 

Fonte: Dados da própria autora. 
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4.3.2 Série Sob a Influência de descasamento de parâmetros 

 

De acordo com as medições realizadas para os módulos individuais e por série, foi 

possível observar que o módulo 6F (Figura 3.1 (c)) de modelo KD135SX-UPU (Kyocera), em 

operação há 7 anos (2018), apresentou um desempenho abaixo dos demais.  

Conforme apresentado no gráfico da Figura 4.14 e nas curvas I-V da Figura 4.15, 

referente aos testes realizados em cada módulo no mês de julho de 2018, a discrepância de 

potência de pico fornecida pelo módulo 6 F, com relação a referência de potência de pico 

mínima (potência mínima de 125,35 Wp após 6,92 anos em 2018), foi de -7,2% (116,3 Wp), 

valor inferior à tolerância negativa de -5% garantida pelo fabricante, enquanto que os outros 

módulos fotovoltaicos apresentaram uma discrepância em torno de +1,5% (127,2 Wp) superior 

a potência de pico mínima.  

Uma das possíveis justificativas para o baixo desempenho do módulo 6 F pode estar 

relacionada à grande quantidade de degradações (descoloração do material encapsulante e snail 

track) e pontos quentes identificados no módulo, além da possível condição de existência de 

microfissuras em algumas células. Apesar dessas possíveis causas, não é possível comprovar 

tal afirmação, visto que não há dados de testes iniciais da geração individual dos módulos para 

que as devidas comparações sejam realizadas. 

Figura 4.14 – Comparação do módulo 6F com o restante dos módulos da fileira F. 

 

Fonte: Dados da própria autora.  
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Figura 4.15 – Curvas I-V nominal, do módulo de menor desempenho (6F) e demais módulos (1E, 2F, 3F, 4F, 5F, 

7F e 8F). 

 

Fonte: Dados da própria autora.  

 

A significativa diferença de potência máxima fornecida pelo módulo 6F com relação aos 

demais módulos, impactou negativamente no desempenho elétrico da série F, sendo constatado, 

após alguns testes, que a série operando com o módulo de menor desempenho apresentou uma 

potência de pico de 123,7 Wp, o que equivale a -1,3% inferior à potência mínima, e após a sua 

retirada a série passou a fornecer 128,1 Wp, equivalente a +2,2% superior à potência mínima, 

conforme apresentado no gráfico da Figura 4.16 e nas curvas I-V da Figura 4.17. 

 Vale ressaltar que a potência mínima mencionada se refere ao valor calculado conforme 

informado pelo fabricante no datasheet, após os 6,92 anos em operação destes módulos 

fotovoltaicos, em STC, e a potência de pico está relacionada aos valores medidos em campo e 

corrigidos para STC, permitindo, dessa forma, a comparação entre o valor gerado e o valor 

mínimo considerado normal. 
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Figura 4.16 – Comparação do teste realizado com a série completa (na presença do módulo 6F) e após a retirada 

do módulo 6F. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

Figura 4.17 – Curvas I-V nominal, da série completa (com o módulo 6F) e da série sem o módulo 6F. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 
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4.3.3 Comparação da Potência de Pico Obtida para Cada Ano 
 

Na Tabela 4.8 é apresentado um resumo das médias obtidas por meio dos testes de 

curvas I-V realizados em cada fileira, durante 5 dias, nos anos de 2016, 2017 e 2018. Os valores 

de potência máxima medida (STC) em vermelho referem-se às fileiras que apresentaram uma 

média inferior ao valor mínimo estimado pelos fabricantes, levando em consideração os anos 

em operação, e abaixo da tolerância negativa. Os valores apresentados em verde referem-se às 

médias acima dos valores mínimos de referência.  

Analisando a Tabela 4.8 é perceptível a diferença de alguns valores obtidos com o sensor 

térmico e os obtidos por meio de cálculos empíricos (normas IEC 60904-5 e IEC EN 60891), 

que por sua vez, foram testados tendo como referência o próprio equipamento que fornece a 

função automática para a obtenção da temperatura de operação das células. Tal evidência 

poderia levar à falha de diagnósticos quanto ao bom desempenho dos módulos fotovoltaicos.  

De posse dos dados corrigidos é possível observar que as fileiras fotovoltaicas 

mantiveram o seu desempenho nos últimos 3 anos, sendo as médias das potências máximas 

medidas paras as fileiras A (Sun Earth – 135 Wp), B (Amerisolar – 250 Wp), C (Canadian – 

255 Wp), D (Canadian – 255 Wp), E (Kyocera – 140 Wp) e F (Kyocera – 135 Wp) 

correspondentes a  215,43 W, 231,4 W, 241,9 W, 239,3 W, 133,2 W e 124,8 W, 

respectivamente, cuja discrepância média equivalente à cada fileira é de -3,55%, -4,65%, -

2,16%, -3,25%, +0,5% e -1,16%, respectivamente. A fileira B, composta por módulos da 

fabricante Amerisolar, com o pior desempenho dentre todas as fileiras (-5,07%) e as fileiras E 

e F, compostas por módulos da fabricante Kyocera, com o melhor desempenho (+0,57% e -

0,36%). Salientando que, conforme apresentado na seção 4.3.2, na fileira F (Kyocera Solar – 

135 Wp), o módulo 6F apresentou seu desempenho significativamente menor que os demais 

módulos de mesma fileira, sendo suficiente para influenciar o desempenho de toda a série. Além 

disso, ainda com relação aos módulos da Kyocera, é importante frisar que estes estão em 

circuito aberto desde 2015, o que poderia estar influenciando nos bons resultados obtidos em 

campo. 

Vale ressaltar que a diferença de potência máxima medida de um ano para outro está 

relacionada com a irradiância e a temperatura no momento da medição, parâmetros estes que 

exercem forte influência sobre o desempenho dos módulos fotovoltaicos.  Ficando evidente a 

importância de se fazer medições anuais de acompanhamento para um melhor diagnóstico, já 
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que o desempenho dos módulos fotovoltaicos é fortemente influenciado pelas condições 

climáticas e ambientais.  

Tabela 4.8 – Comparação entre as potências de pico para os anos de 2016, 2017 e 2018. 

Potência traduzida de OPC para STC (W) 

Agosto/2016 

 
Temp. 

°C 
Irrad. 
W/m² 

Norma 
IEC 60904-5 (em 

campo) 

Referência de 
Potência Mínima 

Discrepância 
Potência 
Nominal 

Discrepância 

Fileira A 54,6 930,7 215 W 225,2 W -4,53% 235 Wp -8,51% 

Fileira B 59,3 910 232,3 W 243,75 W -4,7% 250 Wp -7,08% 

Fileira C 54 988,7 240,2 W 248,63 W -3,4% 255 Wp -5,8% 

Fileira D 54,7 985,7 238,9 W 248,63 W -3,91% 255 Wp -6,31% 

Fileira E 51,9 989,3 132,8 W 133,5 W -0,52% 140 Wp -5,14% 

Fileira F 53,9 921,7 125 W 127,2 W -1,73% 135 Wp -7,41% 

Julho/2017 

 Temp. Irrad. 
Norma 

IEC 60904-5 
(em campo) 

Referência de 
Potência Mínima 

Discrepância 
Potência 
Nominal 

Discrepância 

Fileira A 50,4 960 216 W 223,4 W -3,31% 235 Wp -8,08% 

Fileira B 55,5 962 231,2 W 242,9 W -4,82% 250 Wp -7,52% 

Fileira C 48,7 956,3 243,2 W 247,6 W -1,78% 255 Wp -4,63% 

Fileira D 51,6 995,7 241 W 247,6 W -2,67% 255 Wp -5,5% 

Fileira E 44,4 999,3 134,5 W 132,6 W 1,43% 140 Wp -3,93% 

Fileira F 50,6 978,7 125,8 W 126,3 W -0,40% 135 Wp -6,81% 

Julho/2018 

 Temp. Irrad. 
Norma 

IEC 60904-5 
(em campo) 

Referência de 
Potência Mínima 

Discrepância 
Potência 
Nominal 

Discrepância 

Fileira A 52,3 947,5 215,3 W 221,5 W -2,80% 235 Wp -8,4% 

Fileira B 61,6 953 230,7 W 241,5 W -4,47% 250 Wp -7,7% 

Fileira C 51,6 960,3 242,5 W 245,8 W -1,34% 255 Wp -4,9% 

Fileira D 53 965,6 238,06 W 245,8 W -3,15% 255 Wp -6,6% 

Fileira E 51,04 971,5 132,4 W 131,6 W 0,61% 140 Wp -5,4% 

Fileira F 56,2 982 123,6 W 125,4 W -1,44% 135 Wp -8,4% 

Fonte: Dados da própria autora. 

Na Figura 4.18 é apresentado um gráfico para cada fileira com suas respectivas médias 

de temperatura e potência máxima medida em cada ano, além da regressão linear obtida em 

cada caso. 
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Figura 4.18 – Resultados obtidos com os testes realizados em 2016, 2017 e 2018. 

Fileira A - Sun Earth 235 Wp 

 

Fileira B - Amerisolar 250 Wp 
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Fileira C - Canadian Solar 255 Wp 

 

Fileira D - Canadian Solar 255 Wp 
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Fileira E - Kyocera 140 Wp 

 

Fileira F - Kyocera 135 Wp 

 

Fonte: Dados da própria autora. 
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4.4 Avaliação da Influência da Deposição de Sujeira na Superfície dos 

Módulos FV 
 

 

 Os oito módulos fotovoltaicos da fileira D, que foram mantidos sujos para realização 

dos testes, estavam cobertos por poeira e dejetos de aves. Em um dos módulos, com dejetos 

cobrindo uma área expressiva das células FV, foi identificado o efeito de sombreamento e, 

portanto, alteração na distribuição térmica do módulo causada pelo ponto quente. Conforme 

apresentado na Figura 4.19, é possível observar uma variação de 35 °C da célula sombreada 

com relação à temperatura das demais células do módulo. Nessa condição, como já esclarecido, 

os pontos quentes podem levar a falha prematura dos módulos afetados, além da queda na taxa 

de desempenho do sistema ao longo dos anos (CHANDEL, NAIK, et al., 2015; MORETÓN, 

LORENZO, et al., 2014) e possível descoloração do material encapsulante no local afetado. 

Figura 4.19 – (a) Imagem fotográfica do módulo afetado por fezes de aves; (b) Imagem térmica do módulo 

afetado por fezes de aves. 

 

(a) 

 

(b) 

Fonte: Dados da própria autora. 

Após finalizar a semana para obtenção da potência máxima em cada fileira, ficou 

comprovado os impactos negativos causados pelo acúmulo de sujeira na geração de energia, 

em locais ou épocas com pouca chuva, conforme apresentado na Tabela 4.9.  

Segundo os dados obtidos na entrada do inversor (cc), os módulos limpos forneceram 

uma energia, durante 6 dias, de 63,4 kWh, levando em consideração a potência obtida a cada 

uma hora para Fileira C, conforme apresentado na Figura 4.20, enquanto que a fileira de 

módulos sujos forneceu 56 kWh de energia, levando em consideração potência obtida a cada 

uma hora para Fileira D, em concordância com o que também é apresentado na Figura 4.20. 

Portanto, a diferença de geração de energia é de 11,7% e considerando que essa diferença seja 

constante, em um ano os 16 módulos da Canadian Solar deixariam de fornecer 900 kWh, o que 
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afetaria significativamente no tempo de retorno financeiro do investimento. Na Figura 4.21, são 

apresentados os dados de entrada do inversor (cc) após a realização da limpeza de todos os 

módulos (09/07/2018), evidenciando a proximidade entre os valores das potências de saída das 

séries e comprovando a necessidade da realização da limpeza periodicamente em locais ou 

épocas com poucas chuvas. 

Com relação a temperatura na superfície dos módulos, a imagem térmica em cada 

situação indica uma elevação de temperatura em torno de 10°C com o módulo fotovoltaico sujo. 

Vale ressaltar que essa diferença de temperatura foi obtida para as condições naturais do local, 

podendo variar de um meio para outro, conforme a densidade da poeira. 

Tabela 4.9 – Características para os testes desenvolvidos com os módulos fotovoltaicos sujos e limpos. 

 

Módulos fotovoltaicos limpos (fileira C) Módulos fotovoltaicos sujos (fileira D) 

 

  

PLimpo = 63,4 kWh PSujo = 56 kWh 

∆𝑃 (%) = 11,7% 

Fonte: Dados da própria autora. 
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Figura 4.20 – Potências obtidas na entrada do inversor (cc) para as Fileiras C e D. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

Figura 4.21 – Dados de entrada do inversor (cc) após a realização da limpeza de todos os módulos. 

 

Fonte: Dados da própria autora. 

 

4.5 Considerações Finais 
 

No Capítulo IV foram apresentados todos os resultados obtidos para avaliação da 

influência da degradação, temperatura e sujeira. Ao final dos testes, com relação à avaliação da 

degradação, foi observada a presença da descoloração do material encapsulante, snail track, 

possível delaminação e caixa de conexão danificada, em módulos da fabricante Kyocera, 

fileiras E e F, em operação há 5,25 e 6,92 anos, respectivamente. Além de observados, nos 

testes de termografia, pontos quentes sobre algumas células com snail track, na célula com 

delaminação, em alguns casos nas células localizadas nas extremidades dos módulos 

fotovoltaicos e em outros casos pontos quentes em uma série de células. Com relação aos 

parâmetros elétricos, obtidos em 2016, 2017 e 2018, apesar das degradações identificadas em 

16 módulos (fileiras E e F), apenas o módulo 6F da Kyocera apresentou um desempenho aquém 

do esperado. 
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Com relação aos testes realizados para análise dos impactos da sujeira local sobre o 

desempenho dos módulos fotovoltaicos, foi observado que a fileira mantida suja apresentou um 

desempenho 11% menor que a fileira que passou pelo processo de limpeza, além de apresentar 

elevação de 10 °C na temperatura da superfície dos módulos, ficando comprovada a necessidade 

de se manter os módulos limpos em regiões e épocas com poucas chuvas.  
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CAPÍTULO V 

Conclusões Gerais 

 

5.1 Conclusões 
 

A utilização da tecnologia fotovoltaica para geração de energia elétrica tem aumentado 

de forma significativa nos últimos anos, não apenas no Brasil, mas mundialmente, o que requer 

a necessidade de módulos fotovoltaicos confiáveis e com garantias compatíveis com o que é 

informado pelo fabricante quando colocados em campo, assegurando, dessa forma, sua 

viabilidade comercial. Nesse contexto, as principais contribuições apresentadas no trabalho são: 

verificação da eficiência dos métodos utilizados para identificação e análise das degradações 

predominantes, cooperando, dessa forma, não apenas com as melhorias em normas de 

qualificação como também para o desenvolvimento de testes adequados para o estudo da 

degradação, além de contribuir para o aperfeiçoamento no processo de fabricação de materiais 

utilizados nos módulos fotovoltaicos. 

O capítulo II mostrou os detalhes gerais sobre a tecnologia fotovoltaica, destacando a 

composição estrutural dos módulos, os principais fatores que afetam o desempenho dos 

módulos, como, por exemplo, a degradação, a irradiação, a temperatura, a sujeira, o 

descasa5mento de parâmetros, entre outras, além de detalhes sobre os principais métodos para 

avaliação da degradação, como a inspeção visual, imagens termográficas, eletroluminescência 

e obtenção de curvas I-V para avaliação dos parâmetros elétricos. 

Com base no estudo realizado neste trabalho, é possível concluir que apenas com a 

aplicação de um único método, seja ele a inspeção visual, a avaliação térmica ou análise dos 

parâmetros elétricos e curvas I-V, não seria possível imputar um diagnóstico de anormalidade 

ou até mesmo a invalidação dos módulos fotovoltaicos, uma vez que, dessa forma, a avaliação 

seria insuficiente para obtenção de resultados conclusivos. Portanto, para que a avaliação dos 

módulos fotovoltaicos seja confiável, é recomendado que os métodos sejam aplicados em 

conjunto.  

Nesse contexto, o trabalho proposto apresentou o estudo e aplicação dos principais métodos 

para avaliação da degradação dos módulos fotovoltaicos, além da análise dos impactos 
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causados pelas elevadas temperaturas e sujeira local, sendo esses um dos principais fatores 

responsáveis pelo baixo desempenho do sistema fotovoltaico.  

No capítulo III, foram apresentados os procedimentos utilizados para avalição dos 

principais fatores que influenciam o desempenho dos módulos fotovoltaicos, sendo aplicada a 

inspeção visual, obtenção de imagens termográficas e curvas I-V para avaliação da degradação, 

além de testes a partir da obtenção dos parâmetros elétricos para avaliação da influência sujeira 

local. Para esta última avaliação também foi realizada a análise térmica dos módulos. 

De acordo com os resultados apresentados no capítulo IV, a título de exemplificação da 

aplicação dos métodos para avaliação de módulos fotovoltaicos, foi possível obter várias 

informações sobre a micro usina instalada nas dependências do NUPEP-UFU. 

Por meio da inspeção visual foi observado, em todos os 8 módulos KD135SX-UPU da 

Kyocera, o escurecimento por completo dos módulos devido à descoloração do material 

encapsulante. Além disso, nas células localizadas logo acima da caixa de conexão foi observada 

uma expressiva descoloração, provavelmente em decorrência das elevadas temperaturas de 

operação das mesmas. Também foi observado o snail track, localizado nas células sobre a caixa 

de conexão de 4 módulos KD140SX-UPU (Kyocera) e nos 8 módulos KD135SX-UPU 

(Kyocera) distribuídos de forma aleatória nas células. Nos demais módulos FV nenhum sinal 

de degradação aparente foi encontrado. 

Com relação à termografia, foi identificada a presença de pontos quentes, em todos os módulos 

das fileiras E e F (Kyocera - 135 Wp/140 Wp), em algumas séries de células, em alguns casos em células 

próximas às molduras de alumínio, em uma célula com possível delaminação, e em alguns casos 

no local onde foi observado o snail track. Neste último, tal evidência pode levar ao possível 

diagnóstico de células com microfissuras, o que pode ser comprovado com o teste de 

eletroluminescência. Também foi observada, em todos os módulos da Kyocera, a presença de 

elevadas temperaturas nas células localizadas logo acima da caixa de conexão, apesar de 

considerado natural, foi o suficiente para provocar a descoloração do material encapsulante no 

local. Segundo a Tabela 2.2, o superaquecimento em uma série de células está relacionado com 

o curto-circuito em uma série de células ou falha nos diodos de bypass (TSANAKAS, HA e 

AL SHAKARCHI, 2017).  

Em 2016 e 2017, anos em que foi utilizado o sensor térmico para obtenção da temperatura 

de operação das células, analisando as curvas I-V obtidas in loco, foi observado que o 

desempenho estava significativamente menor que o esperado, para comprovar a confiabilidade 

dos resultados, todos os parâmetros necessários para obter as curvas I-V foram verificados e foi 

observada a possibilidade de o sensor térmico estar a um valor de temperatura 
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consideravelmente abaixo do valor de temperatura real das células. Este fato pôde ser 

identificado a partir da comparação do sensor do equipamento Solar I-V® com o sensor de 

monitoramento do inversor Fronius que foi instalado em uma das séries e que é mantido em 

contato com os módulos durante todo o dia. Portanto, todos os dados foram corrigidos e obtidos 

novos valores para a potência de pico. Com relação ao sensor térmico, este apresentou, em 

média, 10 °C a menos que os resultados obtidos por meio de cálculos para a temperatura de 

operação das células em 2016 e 3,3 °C a menos em 2017, fato responsável pela diferença 

significativa de potência máxima medida com relação à referência, o que poderia levar a erros 

de diagnósticos. Portanto, todos os testes realizados em 2016 e 2017 foram corrigidos utilizando 

a norma IEC 60904-5 para a correção da temperatura e o procedimento 1 da norma IEC EN 

60891 para tradução dos valores em OPC para STC. Levando em consideração o ocorrido em 

2016 e 2017, todos os testes realizados em 2018 foram executados com o equipamento Solar I-

V® na opção “automática” para obtenção da temperatura de operação das células, sendo esta 

obtida por meio de cálculo dependente da tensão de circuito aberto. No entanto, para uma 

comparação justa com os valores de potência máxima medida em 2016 e 2017, serão utilizados 

os valores de 2018 também corrigidos, seguindo os mesmos procedimentos e norma, já que em 

qualquer metodologia de obtenção dos parâmetros elétricos existem erros atrelados a ela. 

De posse dos dados corrigidos, foi observado (levando em consideração os anos em 

operação) que o módulo 6F apresentou um desempenho significativamente menor que os 

demais de sua fileira, com a discrepância de potência de pico de -7,2% (116,3 Wp), enquanto 

que os outros módulos fotovoltaicos apresentaram uma discrepância em torno de +1,5% (127,2 

Wp) superior à referência, o que influenciou no desempenho de toda a série. Foi constatado, 

após alguns testes, que a série operando com o módulo de menor desempenho apresentou uma 

potência máxima de 123,7 Wp e após a sua retirada a série passou a fornecer 128,1 Wp, ficando 

evidente a falha conhecida por descasamento de parâmetros. 

 Apesar da impossibilidade de quantificar a diminuição na potência máxima do início da 

operação até o momento, devido à falta de testes e dados iniciais para as devidas comparações, 

a partir dos testes realizados com o equipamento solar I-V®, foi possível observar que as fileiras 

fotovoltaicas mantiveram o seu desempenho nos últimos 3 anos, sendo as médias das potências 

máximas medidas paras as fileiras A (Sun Earth – 235 Wp), B (Amerisolar – 250 Wp), C 

(Canadian – 255 Wp), D (Canadian – 255 Wp), E (Kyocera – 140 Wp) e F (Kyocera – 235 Wp) 

correspondentes a  215,43 W, 231,4 W, 241,9 W, 239,3 W, 133,2 W e 124,8 W, 

respectivamente, cuja discrepância média equivalente à cada fileira é de -3,55%, -4,65%, -

2,16%, -3,25%, +0,5% e -1,16%, respectivamente. A fileira B, composta por módulos da 



 
Capítulo V – Conclusões Gerais 

 

88 

 

fabricante Amerisolar apresentou o pior desempenho dentre todas as fileiras (-5,07%) e as 

fileiras E e F, composta por módulos da fabricante Kyocera com o melhor desempenho (+0,57% 

e -0,36%).  

Vale destacar que os módulos da Kyocera estão em circuito aberto desde 2015, ou seja, sem 

produzir energia elétrica diariamente e estão sendo usados esporadicamente para fins de testes 

em inversores solares em desenvolvimento no laboratório. Nesse sentido, é possível inferir que 

os bons resultados obtidos durante os testes realizados podem estar atrelados ao fato de que os 

módulos em questão não estão em operação, ou seja, não fornecem energia para nenhum 

inversor solar diariamente, como ocorre com os demais módulos analisados. 

Concluindo os trabalhos propostos, foi realizado um ensaio com o objetivo de avaliar a 

produtividade energética de módulos fotovoltaicos com e sem sujeira acumulada em sua 

superfície. Durante 6 dias, a produtividade energética de duas fileiras de módulos fotovoltaicos 

foi avaliada, sendo que em uma delas, inicialmente, foi realizado o processo de limpeza, 

enquanto que a outra foi mantida naturalmente suja. Tal ensaio foi realizado durante o inverno, 

período sem chuvas, e em que o acúmulo de poeira sobre os módulos é mais significativo. Neste 

cenário foi possível constatar que a produtividade energética da fileira de módulos que 

permaneceu naturalmente suja, devido ao acúmulo de poeira ao longo de sies dias, foi 11,7% 

menor que os módulos que permaneceram limpos. 

 

5.2 Propostas para Trabalhos Futuros 
 

Para dar continuidade ao trabalho, propõe-se a realização de teste de eletroluminescência 

para comprovação da existência de células quebradas e presença de PID, além da aplicação de 

outros métodos presentes na literatura técnica para a detecção desta degradação induzida pelo 

potencial. Como também, a medição de parâmetros elétricos como β, Rs e Rsh. 

Além disso, promover a continuidade do monitoramento da produtividade energética a fim 

de correlacionar o desempenho dos módulos com a possível evolução das degradações já 

identificadas, por meio de novos testes de curvas I-V, imagens termográficas e inspeções, como 

também detectar novas formas de degradação.  

 

5.3 Publicações do Trabalho Proposto  
 

O trabalho proposto resultou nas seguintes publicações: 
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Artigo Publicado em Revista Internacional: 

 

 Renewable Energy - Journal - Elsevier: Silva, A. M.; Melo, F. C.; Reis J. H.; 

Freitas L. C.G., The study and application of evaluation methods for 

photovoltaic modules under real operational conditions, in a region of the 

Brazilian southeast. Renewable Energy, 2019. 

 

Artigo Publicado em Congresso Nacional: 

 

 CBENS 2018: Silva, A. M.; Melo, F. C.; Freitas, L. C. G, Estudo dos Métodos 

de Avaliação do Desempenho de Módulos Fotovoltaicos em Condições Reais 

de Operação. VII Congresso Brasileiro de Energia Solar, 2018.  

 

Artigo Publicado em Congresso Internacional: 

 

 EU PVSEC 2017: Silva, A. M.; Tsukamoto, D. B.; Souza, A. C.; Melo, F. C.; 

Freitas, L. C. G.; Júnior J. B. V., Study of Methods of Degradation Analysis 

on Crystalline silicon PV Modules in a Distributed Microgeneration Unit 

Located in Brazil’s Southeastern Region. In: 33rd European Photovoltaic 

Solar Energy Conference and Exhibition, 2017. 
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ANEXO A – ROTINA DESENVOLVIDA NA 

PLATAFORMA MATLAB® 

 

close all 

clear 

clc 

Ga=984.5;             %Irradiância no momento da medição 

Gref=1000;           %Irradiância em STC 

Tcell=[60.07 62.85 63.59 64.46]; %Temperaturas da célula 

  

k = 1.3806e-23; % Constante de Boltzmann 

q = 1.602e-19; % Carga Elementar 

n =1.060769698;      % Fator de Qualidade do Diodo 

Eg = 1.12;    % Tensão do Cristalino 

  

Tref = 273.15+25;       % Temperatura STC em K 

Voc_Tref = 36.7/60;  %Tensão de circuito aberto em STC por célula 

Isc_Tref = 8.47;     %Corrente de curto em STC 

Alpha = 4.23/(1000); %Coeficiente de temperatura da corrente de curto-circuito em K 

  

 for m=1:length(Tcell) 

Tc(m) = 273.15+Tcell(m);   % Temperatura da célula 

   

Il(m) = ((Isc_Tref).*(Ga./Gref))+(Alpha.*(Tc(m)-Tref));    % Corrente fotogerada 

I0_Tref = Isc_Tref./(exp(q.*Voc_Tref./(n.*k.*Tref))-1);                          

I0(m) = I0_Tref.*(Tc(m)./Tref).^(3./n).*exp(-q.*Eg./(n.*k).*((1./Tc(m))-(1./(Tref)))); 

%Corrente de saturação 

  

Rs=0.31; 

Vt_Ta(m) =(60*n.*k.*Tc(m))./q; 
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Rsh=650; 

%condições iniciais 

u=1; 

xv=0; 

xi=Isc_Tref; 

  

%resolução numérica - válida apenas para correntes positivas 

  

    while(xv<34) 

     

       xi=Il(m)-I0(m)*(exp((xv + xi*Rs)/(Vt_Ta(m))) -1)- ((xv + xi*Rs)/Rsh); 

       xv=xv+0.06; 

         

           I(u,m)=xi; 

           V(u,m)=xv; 

           u=u+1; 

       

    end 

  

    P=I.*V; 

end 

     

    plot(V,I,'-'); 

    axis([0 35 0 9]) 

    grid on 

    legend('60.07', '62.85', '63.59', '64.46') 

    xlabel('Tensão (V)'); 

    ylabel('Corrente (A)'); 
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ANEXO B – DATASHEET SUN EARTH  
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ANEXO C – DATASHEET AMERISOLAR 
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ANEXO D – DATASHEET CANADIAN SOLAR 
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