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O conceito de capacidade de hospedagem (CH) está se tornando mais difundido, 

já que é uma abordagem abrangente que permite entender os impactos da geração distribuída 

nas redes. Vários métodos de cálculo da CH foram desenvolvidos nos últimos anos e são clas-

sificados basicamente em determinísticos, estocásticos e séries temporais, cada qual com os seus 

respectivos prós e contras. Dentro desse contexto, neste trabalho é proposta uma metodologia 

híbrida que combina os métodos determinísticos e de séries temporais, no cálculo da CH de um 

alimentador real, situado em Poços de Caldas, MG, da concessionária DMED. O referido ali-

mentador foi modelado e analisado levando-se em consideração variações de cargas e de potên-

cia injetada por fontes de geração distribuída nas diferentes barras que compõem o sistema. Por 

fim, os resultados alcançados demonstram a eficácia da metodologia proposta e coerência com 

os métodos tradicionais. 

 

 

Palavras-Chave: Geração distribuída; capacidade de hospedagem; limite de susten-

tabilidade; penetração fotovoltaica; redes de distribuição; fluxo de carga. 
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The concept of hosting capacity (HC) is becoming more widespread, as it is an 

approach of ample scope and brings with it an understanding into the impacts of distributed 

generation on grids. Various methods for calculating HC have been developed over recent years 

and are classified as deterministic, stochastic and time series, each with its respective pros and 

cons. Within this context, the author of the present thesis proposes a hybrid methodology that 

combines the deterministic and time series methods into the HC calculation of a real feeder, 

located in , MG, from the energy utility DMED. The feeder referred to herein 

was modelled and analyzed, while taking into consideration variations in loads and power in-

jected by distributed generation (DG) sources on different buses that make up the system. Fi-

nally, the results obtained demonstrate the efficiency of the proposed method. 

 

 

Keywords: Distributed generation; hosting capacity; sustainability limit; photovol-

taic penetration; electrical distributions grids; load flow; power flow. 
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Nos últimos 10 anos, a tecnologia fotovoltaica tem mostrado potencial para tornar-

se uma das fontes de eletricidade predominantes no mundo, com um crescimento robusto e 

contínuo mesmo em tempos de crise financeira e econômica. A Agência Internacional de Ener-

gia (IEA) estima que a energia solar se tornará uma das principais fontes de energia até 2050 e 

contribuirá com cerca de 11% da geração de energia mundial (MASSON; KAIZUKA., 2019). 

O Brasil está seguindo a tendência mundial e apresenta-se como mercado promis-

sor. Do ano de 2017 para 2018, houve um aumento da geração elétrica solar fotovoltaica de 

316,1% do ano, representando um salto de 832 GWh para 3461 GWh e, de 2018 para 2019, o 

setor foi para 6655 GWh (EPE, 2019,  2020a). Com isso, no final de 2019, a participação do 

modal solar na matriz elétrica brasileira chegou a 1% do total (EPE, 2020a). 

Contabilizando apenas a micro e minigeração distribuída, no ano de 2019, o Brasil 

atingiu uma potência instalada de 1,992 GW (EPE, 2020a) e, segundo a  Associação Brasileira 

de Energia Solar Fotovoltaica, até novembro de 2020, chegou a marca de 4,045 GW 

(ABSOLAR, 2020). O crescimento a cada ano que passa é notório e destaca-se novamente a 

fonte solar fotovoltaica, que ocupa 74,5% desse montante conforme pode-se ver na Figura 1-1. 

Logo, tem-se, por um lado, o crescimento da fonte renovável fotovoltaica que traz 

benefícios ao consumidor e contribui para: segurança do fornecimento de energia elétrica; mo-

dicidade tarifária; diminuição do impacto ambiental do setor elétrico e redução da dependência 

da hidrogeração. Por outro, leva novas preocupações às concessionárias de energia quanto a 

disseminação de GD na sua rede e os impactos que o aumento da geração fotovoltaica pode 

trazer. 
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Figura 1-1. Crescimento da Geração Distribuída no Brasil com destaque da participação de cada fonte para o ano de 2019. 

  
Fonte: Adaptado de (EPE, 2020b) 

 

Assim, para além dos o estudo das consequências trazidas pela conexão de geradores 

fotovoltaicos, o desafio vindourou será a avaliação da capacidade de hospedagem de geração 

fotovoltaica de uma rede de distribuição para manter a operação confiável e segura das redes de 

distribuição de energia. Chegar-se-á ao ponto onde não será possível a conexão de uma nova 

unidade de geração fotovoltaica sem uma intervenção na rede. Neste sentido, calcular e verificar 

a capacidade de hospedagem fotovoltaica torna-se muito importante para as redes elétricas, 

especialmente as redes de distribuição. 

Alinhada com o panorama descrito nos parágrafos precedentes e atenta ao mercado, 

a Agência Nacional de Energia Elétrica (ANEEL) lança, em outubro de 2016, a chamada nº 

001/2016 de projeto prioritário de Eficiência Energética e estratégico de P&D com o tema 

“Eficiência Energética e Minigeração em Instituições Públicas de Educação Superior” buscando 

selecionar projetos pilotos a fim de fomentar parcerias entre Concessionárias e Universidades 

Públicas. O objetivo do edital foi facilitar a inserção da geração fotovoltaica na matriz energética 

brasileira e no setor público, buscando avaliar a viabilidade econômica da geração própria de 

energia e seus impactos nos sistemas de distribuição os quais serviriam de referência para a for-

mulação e a implementação de ações conjuntas e coordenadas entre vários órgãos e instituições 

públicas do país.  

Neste cenário, atendendo a chamada 001/2016, o Instituto Federal do Sul de Minas 

Gerais - Campus Poços de Caldas e a DME Distribuição S.A. aprovaram o projeto de P&D e 
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PEE IFSolares que financia esta tese. Ambas instituições estão situadas no município de Poços 

de Caldas, no sul de Minas Gerais. A cidade possui população estimada de 166 mil habitantes, 

de acordo com o censo de 2019 realizado pelo IBGE, caracterizando-se como a 15ª maior ci-

dade do estado e 178ª do país (IBGE, 2020). 

A empresa DME Distribuição S.A. possui concessão para os serviços públicos de 

distribuição de energia elétrica exclusivos para o município, com capital 100% público, de titu-

laridade do próprio município de Poços de Caldas. Sua base de clientes está estimada em 76 mil 

consumidores. 

Dentro desse contexto, este trabalho traz uma metodologia para o cálculo de capa-

cidade de hospedagem de geração distribuída fotovoltaica em redes de distribuição e aplica-a na 

rede da concessionária de energia DME Distribuição S.A. da Cidade de Poços de Caldas. De 

forma pontual, destacam-se as seguintes contribuições:  

i. Modelo da rede de distribuição do DME (alimentador 19) que alimenta o IFSUL-

DEMINAS; 

ii. Fluxo de Potência no alimentador com a UFV do IFSULDEMINAS; 

iii. Caracterização do comportamento da rede modelada face aos limites de tensão em 

regime permanente do PRODIST; 

iv. Cálculo da capacidade de hospedagem da rede usando diferentes metodologias; 

v. Metodologia de cálculo da capacidade de hospedagem da rede de distribuição. 

Neste primeiro capítulo buscou-se apresentar e contextualizar as motivações para 

este estudo. O capítulo 2 faz uma revisão de conceitos que envolvem a geração distribuída (GD) 

e apresenta, de forma sucinta, seus principais impactos e metodologias para calculá-los. 

No capítulo 3 são apresentados o sistema a ser estudado, seu modelo computacional 

juntamente com os softwares empregados e a metodologia proposta neste trabalho. O capítulo 

4 é dedicado aos resultados de ensaios, estudos de caso e demais cálculos propriamente dito. 

Finalmente, o capítulo 5 traz conclusões e considerações finais do estudo. 

 



 

 

 

O número de usinas fotovoltaicas (UFVs) nas redes de distribuição cresce a cada 

ano conforme aponta o Balanço Energético Nacional dos últimos anos (EPE, 2017,  2018,  

2019,  2020a). 

Com a popularização de UFVs, Karimi  (2016) aponta que é típico realizar 

estudos para investigar possíveis impactos na qualidade do “produto1 energia elétrica”, coorde-

nação e operação da proteção das redes de distribuição. Exemplo recente, pode ser encontrado 

no trabalho de Reinaldo, Dupczak e Aranha Neto (2020) para a rede de baixa tensão da con-

cessionária CELESC. 

Os estudos nessa área de avalição de problemas oriundos da conexão de geração 

distribuída na rede de distribuição utilizam os termos “Capacidade de hospedagem”, “Limite de 

sustentabilidade”, “Penetração fotovoltaica” e “Fator Efetivo de Capacidade de Carga” como 

grandezas capazes de indicar um limiar máximo para a instalação de geração distribuída (GD) 

na rede sem afetá-la e/ou sem transgredir um parâmetro regulatório. 

Assim, como referencial teórico, neste capítulo são abordados os conceitos básicos 

que serão utilizados ao longo desta tese, ademais, poder-se-á encontrar os índices e limites que 

invariavelmente aparecem nos estudos de Capacidade de Hospedagem. Além disso, são apre-

sentadas as metodologias mais usuais juntamente com seus prós e contras. 

 

 
1 Segundo o PRODIST (ANEEL, 2018), a qualidade do produto se refere à conformidade de tensão em regime 

permanente e as perturbações na forma de onda de tensão. 
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A “ ” e o “  podem ser conside-

rados sinônimos e são definidos como a capacidade máxima de acomodação de uma 

2 que pode ser conectada a uma determinada rede, ou alimentador, sem resultar em parâ-

metros inaceitáveis de confiabilidade, de qualidade de energia e/ou de segurança 

(CHATHURANGI , 2018; JOINT WG C4.24/CIRED, 2018).  

A Figura 2-1 ilustra a capacidade de hospedagem para um dado parâmetro (que a 

título de exemplo, poderia ser amplitude de tensão em regime permanente). Diz-se que a capa-

cidade de hospedagem da rede foi atingida quando a quantidade de GD instalada provoca a 

extrapolação do limite pré-definido para o parâmetro em questão. 

Figura 2-1. Capacidade de hospedagem: compara-se um parâmetro com um limite pré-definido permitindo determinar o limite 

aceitável para o suprimento de energia. 

 
Fonte: Adaptado de (JOINT WG C4.24/CIRED, 2018). 

Já para o  (����) alguns trabalhos de pesquisa, tais 

como os de Anzalchi  (2017); Gabdullin  (2018); Karimi  (2016) e de Shayani 

(2010), definem esse fator como um percentual do valor nominal de determinado transforma-

dor, conforme indicado na equação 2.1, 

�����%� �
��� · ����� · ����

���
· 100% 2.1 

Onde o número total de inversores fotovoltaicos por distribuidor é "���", o número 

de distribuidores de baixa tensão conectados ao transformador de distribuição é definido como 

"�����", a potência da unidade inversora fotovoltaica, em kVA, é definida por "����" e a potência 

do transformador de distribuição, em kVA, é "���". 

 
2 Neste trabalho a fonte geradora será sempre uma usina de energia solar fotovoltaica 
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Outra definição do nível de penetração fotovoltaica (����) é dada por Kordkheili 

 (2014) como sendo a razão entre potência de pico da UFV ������� e a demanda máxima 

(����) de determinada subestação ou alimentador, conforme indica a equação 2.2. 

�����%� �
�����

����
· 100% 2.2 

Esta última, é deveras interessante para alimentadores de média tensão já que tra-

balha com demanda no lugar da potência nominal dos transformadores de distribuição. 

Pode-se ainda definir um fator efetivo de capacidade de hospedagem (FECH), ou 

como definido por Jardim (2007), um fator efetivo de capacidade de carga (FECC) que permite 

mensurar o impacto relativo da entrada de uma nova unidade de geração no carregamento do 

sistema de distribuição ou, em outras palavras, seria a habilidade que uma UFV tem de contri-

buir efetivamente para a capacidade da rede elétrica. Jardim (2007) ainda destaca que o FECC 

representa a capacidade de “crédito” de uma planta fotovoltaica para um dado nível de penetra-

ção.  

A Figura 2-2 ilustra o FECC e pode-se observar que a geração solar reduz a de-

manda do alimentador em questão, contribuindo com uma parcela da demanda total requerida. 

Figura 2-2. Definição de FECC. A curva superior (azul) representa a demanda de um alimentador sem UFV; a curva interme-

diária (rosa) representa a nova curva de demanda com a UFV e a curva inferior (vermelha), representa uma curva de geração 

fotovoltaica. 

 
Fonte: Adaptado de (JARDIM, 2007) 

O valor do FECC para um determinado dia e alimentador pode ser calculado con-

forme as equações 2.3 a 2.5 (JARDIM, 2007). 
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���� �
����� � �������

���� · �����
· 100% 2.3 

����� �  max
� = �,�,⋯,��

���������� 2.4 

������� �  max
� = �,�,⋯,��

��������� � ����� 2.5 

Onde �����  é o valor do pico de demanda histórico [kW]; ������� é o valor do 

novo pico de demanda para o dia do pico histórico [kW], considerando a existência da planta 

fotovoltaica, ou seja, é o maior valor de demanda originada da diferença entre a curva de de-

manda e a curva de geração fotovoltaica; �������� é o valor de demanda no instante � para o 

dia do pico de demanda histórico [kW]; ���� é o valor da geração fotovoltaica no instante � 

para o dia do pico de produção histórico [kW] e ���� é o nível de penetração da geração fo-

tovoltaica [%], dado pelas equações 2.1 ou 2.2. 

Segundo Mulenga, Bollen e Etherden (2020), a transição de uma rede de distribui-

ção sem nenhuma UFV para uma rede com uma grande quantidade segue um processo de, 

basicamente, três etapas. A primeira, com baixa a média penetração fotovoltaica, o consumo 

local é superior à produção de energia fotovoltaica e efeitos adversos na rede de distribuição são 

mínimos. Na segunda, a produção local de energia começa a exceder o consumo e há períodos 

com injeção direta de energia na rede. Desta forma, começam a aparecer efeitos adversos signi-

ficativos. Na última etapa, com alta penetração fotovoltaica, a produção fotovoltaica é maior 

que a demanda de consumo de energia local, levando a grandes quantidades de injeção de ener-

gia na rede de distribuição. A fim de ter-se uma noção de grandeza dos termos “baixa”, “média” 

e “alta” penetração fotovoltaica, é comum encontrar estudos onde os valores de penetração ul-

trapassam a casa dos 100% de penetração, como o estudo apresentado por Liu, Y. . (2020), 

cujo o limite de penetração está em 400%. 

Logo, uma maior penetração fotovoltaica no nível de distribuição estressaria mais 

os dispositivos e componentes da rede podendo até causar mau funcionamento. Portanto, antes 

de qualquer estudo da capacidade de hospedagem e/ou de penetração fotovoltaica, é necessário 

saber quais parâmetros da rede deseja-se considerar e os respectivos limites para considerá-los 

aceitáveis ou não (MULENGA; BOLLEN; ETHERDEN, 2020).  

No Brasil, quem define os limites aceitáveis é a Agência Nacional de Energia Elé-

trica – ANEEL através do PRODIST: Procedimentos de Distribuição de Energia Elétrica no 
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Sistema Elétrico Nacional. Assim, ao se tratar de sistemas elétricos de distribuição, o PRO-

DIST será a norma que disciplina o relacionamento entre os agentes setoriais que incluem todas 

as redes e linhas de distribuição de energia elétrica em tensão inferior a 230 kV, seja em baixa 

tensão (BT), média tensão (MT) ou alta tensão (AT) (ANEEL, 2010a). 

A geração distribuída (GD) irá impactar a rede de distribuição de forma positiva 

e/ou de forma negativa dependo de diversos fatores da configuração da rede. Assim, para com-

preendê-lo, vamos comparar com o esquema clássico da geração centralizada.  

Shayani (2010) explica que quando a energia provém apenas da geração centralizada 

o fluxo de potência é sempre unidirecional, isto é, da fonte em direção às cargas. Esse fluxo 

unidirecional de potência permite dimensionar com facilidade os transformadores de distribui-

ção e a seção dos condutores dos alimentadores. 

Quando uma UFV é instalada junto às cargas, é comum que ela atenda ao consumo 

da carga a qual está conectada e injete o excedente de energia na rede de distribuição, alimen-

tando outras cargas ao redor. Neste caso, o fluxo de potência não é mais unidirecional, os di-

mensionamentos citados no parágrafo anterior já não são tão triviais. Além disso, outros impac-

tos dessa integração fotovoltaica podem ser identificados, tais como variações e/ou desequilí-

brios de tensão, distorções harmônicas de corrente e tensão, ilhamento da rede, dentre outros 

problemas de qualidade de energia como  e estresse nos transformadores de distribuição 

(DAUD; KADIR; GAN, 2015; KARIMI , 2016; PALUDO, 2014; QUAN , 2017; 

TZARTZEV; MACK GRADY; PATEL, 2012). 

Neste contexto Urbanetz Jr (2010) avalia em seu trabalho possíveis impactos na 

qualidade da energia causados por UFVs no ponto de acoplamento comum (PAC). Os resulta-

dos mostraram uma pequena redução no conteúdo harmônico da tensão, levando a uma leve 

melhoria na qualidade da energia, embora tenha sido registrada uma elevação da magnitude de 

tensão. 

Os trabalhos de Brito  (2018) e Marchesan (2016) chamam atenção para a 

tomada de certas precauções na rede com GD fotovoltaica, tais como a detecção de ilhamento 

e sincronização, para evitar perturbações na rede elétrica. 

Já Freitas (2020), avalia o impacto na rede de distribuição quando as UFVs são do-

tadas de inversores com funções inteligentes (do tipo Volt-VAr, Volt-Watt e fator de potência 
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fixo) analisando, dentre outras métricas, a regulação de tensão e a energia reativa demandada 

pelos inversores. 

Paludo (2014) por sua vez, avalia os impactos em redes com elevados níveis de pe-

netração fotovoltaica e conclui que o perfil de tensão em regime permanente, nível de desequi-

líbrio de tensão, perdas técnicas, regulação da tensão e desconexão dos geradores fotovoltaicos 

são os fatores mais importantes a serem avaliados em estudos deste tipo. 

Para além dos trabalhos supracitados, Ismael . (2019); Mulenga; Bollen; e 

Etherden (2020) e Zain Ul Abideen; Ellabban e Al-Fagih (2020) fazem em seus artigos uma 

revisão de mais de uma centena de trabalhos que cobrem a última década de estudos e, em mais 

de 88% destes, o parâmetro de variação de tensão de longa duração foi usado como índice para 

o cálculo da capacidade de hospedagem. 

Karimi  (2016a) e Chathurangi . (2019) veem o aumento de tensão como 

o problema mais influente em um alimentador causado pela integração de UFVs. Ramljak e 

Bago (2020) avaliam especificamente em seu trabalho o aumento de tensão provocado no ponto 

de acoplamento da UFV com a rede e, Kharrazi, Sreeram e Mishra (2020) concluem que os 

problemas de regulação de tensão devido ao excesso de geração são mais prováveis de acontecer 

do que outros problemas de qualidade de energia e podem ocorrer mesmo em níveis de pene-

tração mais baixos.  

Diante do exposto, optou-se neste trabalho por calcular a capacidade de hospeda-

gem da rede observando os limites de tensão em regime permanente. No Anexo I, foram com-

pilados os demais impactos que a literatura trata a respeito da conexão de GD fotovoltaica em 

redes de distribuição que, no entanto, extrapolam o foco deste trabalho. 

Os problemas de tensão de uma rede de distribuição com uma UFV conectada po-

dem ser caracterizados como aumento e afundamentos de tensão (sobre e subtensões), desequi-

líbrios de tensão e oscilações na rede. No entanto, conforme mencionado nos parágrafos ante-

riores, a sobretensão é vista como o problema mais influente no alimentador. 

Assim, pode-se definir  como um acréscimo no valor eficaz da tensão 

maior que o limite especificado pelo PRODIST. Sobretensões normalmente são resultados de 

desligamentos de grandes cargas, energização de bancos de capacitores ou ajuste errado nas de-

rivações ( ) de transformadores. De forma semelhante, uma  é um decréscimo no 

valor eficaz em geral, devido a fatores opostos àqueles que causam sobretensões. Poder-se-ia 
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definir ainda uma  que é quando a tensão permanece com valor nulo por 

um período maior que 3 minutos. Essas interrupções, quando acontecem geralmente necessitam 

de intervenção humana para seu reparo (RESENDE, 2005). 

O PRODIST, em seu módulo 8 (ANEEL, 2018), define os limites de tensão 

,  e  em função do nível de tensão da rede. A Figura 2-3 ilustra essas faixas 

para alguns níveis de tensão. Pode-se observar na Figura 2-3b que a faixa de variação da tensão 

é mais rigorosa para tensões nominais superior a 1 kV e inferior a 69 kV. Nela, vê-se que qual-

quer valor acima de 1,05 pu já é considerado com crítico. 

Figura 2-3. Faixas de variação da tensão em relação à Tensão de Referência (TR): (a) Pontos de conexão em tensão nominal 

igual ou inferior a 1 kV (220/127 V); (b) Pontos de conexão em Tensão Nominal superior a 1 kV e inferior a 69 kV. 

 
Fonte: Adaptado de (ANEEL, 2018). 

Uma vez definidos os termos Capacidade de Hospedagem ( ) e o nível de pene-

tração fotovoltaica (����) na seção 2.2 e discutidos os principais impactos na rede devido a 

entrada de geração fotovoltaica na seção 2.3, abordar-se-á nesta seção, com base na literatura, 

formas de se obter a capacidade de hospedagem das redes de distribuição. 

Segundo a EPRI (2018), o conceito de capacidade de hospedagem não é novo, mas 

sua aplicação está se tornando mais difundida, pois o mercado precisa de uma abordagem abran-

gente para entender os impactos da GD. Vários métodos de capacidade de hospedagem foram 

desenvolvidos nos últimos anos, resultando em um debate considerável sobre “qual”, “como” e 

“quando” tais métodos devem ser usados.  
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Uma extensa revisão literária sobre os métodos de cálculo da capacidade de hospe-

dagem, com os respectivos prós e contras, pode ser encontrada nos trabalhos de Mullenga, 

Bollen e Etherden (2020) e de Zain Ul Abideen; Ellabban e Al-Fagih (2020). Nos trabalhos de 

Ismael  (2019), Chathurangi . (2019) e da EPRI (2018), são apresentadas técnicas 

recentes para o estudo de capacidade de hospedagem. Assim, essa seção abordará as principais 

táticas para o cálculo da CH. 

Segundo Mullenga, Bollen e Etherden (2020), os métodos determinísticos aplicam 

dados de entrada conhecidos e fixos a um modelo para analisar o impacto da energia solar fo-

tovoltaica em uma rede de distribuição. É o método fundamental para a avaliação da capacidade 

de hospedagem da rede de distribuição. Assume-se que o tamanho, a localização e as caracte-

rísticas de todas as instalações fotovoltaicas sejam conhecidas para uma determinada capacidade 

instalada. 

Assim, os métodos determinísticos utilizam a análise tradicional de fluxo de potên-

cia como uma ferramenta de análise. A rede de distribuição é modelada usando potência ativa 

(P), potência reativa (Q), impedâncias série de linha (Z) e modelos de carga com impedância, 

corrente ou potência constante. A aplicação deste método começa com a coleta de dados da rede 

seguida da sua modelagem (MONTICELLI; GARCIA, 2011). Um exemplo desta metodolo-

gia pode ser encontrada no trabalho de Chathurangi . (2019a). 

Ainda segundo Mullenga, Bollen e Etherden (2020), a desvantagem desta metodo-

logia reside na não aleatoriedade do modelo. Por exemplo, a geração fotovoltaica pode ser co-

nectada à rede de distribuição na forma de uma única grande instalação ou em um grande nú-

mero de pequenas instalações. 

Para uma única instalação grande, o uso de métodos determinísticos pode ser sufi-

ciente, no entanto, para um grande número de pequenas instalações, há muitas incertezas a 

considerar. Podem ser o tamanho, a localização e/ou as propriedades de cada local (se espalhadas 

por uma grande área geográfica). Nesses casos, empregar apenas os métodos determinísticos 

seria insuficiente para determinar a capacidade de hospedagem da rede de distribuição (EPRI, 

2018; ISMAEL , 2019; MULENGA; BOLLEN; ETHERDEN, 2020). 

Conforme mencionado na seção anterior, a quantidade de energia produzida por 

uma fonte fotovoltaica é incerta e depende da irradiação que, por sua vez, é influenciada pelas 
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mudanças nas condições climáticas. Além dessas incertezas, a demanda dos consumidores, o 

tamanho das UFVs que serão adicionadas à rede, suas respectivas localizações geográficas e de-

mais características técnicas e construtivas são muitas vezes desconhecidas (KHARRAZI; 

SREERAM; MISHRA, 2020; MULENGA; BOLLEN; ETHERDEN, 2020). Segundo Von 

Zuben (2003), essa imprevisibilidade, faz com que o tipo de modelo matemático usual, envol-

vendo equações determinísticas, seja inadequado e um novo tipo de estrutura matemática seja 

necessária para representar os fenômenos de interesse, denominados processos estocásticos.  

Assim, a entrada de dados desse método de cálculo é feita definindo-se quais incer-

tezas serão consideradas e quais funções estatísticas de densidade de probabilidade melhor as 

representa, sendo comum o emprego da distribuição uniforme, de Poisson, de Gauss, Binomial 

dentre outras. Consequentemente, as variáveis de saída também serão dadas por uma função de 

densidade de probabilidade. A avaliação e interpretação destes resultados não é trivial e, por-

tanto, a determinação da capacidade de hospedagem torna-se uma tarefa mais complexa 

(GONTIJO, 2017; MULENGA; BOLLEN; ETHERDEN, 2020). Um exemplo desta me-

todologia pode ser encontrado no trabalho de Liu . (2020), onde a análise probabilística é 

usada para calcular a CH de um alimentador rural em Taiwan, usando como métricas as varia-

ções de tensão de longa duração e desequilíbrios. 

Segundo Pareja (2009), uma das grandes vantagens da modelagem probabilística do 

fluxo de potência é que são simulados muitos cenários possíveis de carga do sistema, no caso 

determinístico só é simulado um cenário (por vez). 

Para Kharrazi, Sreeram e Mishra (2020), é a técnica que melhor modela as incerte-

zas e aleatoriedades da rede. Entretanto, requer um grande tempo e esforço computacional à 

medida que o modelo da rede, ou o número de incertezas consideradas, cresce. Mullenga, Bollen 

e Etherden (2020) afirmam que, se o objetivo do estudo é o dimensionamento da rede, haverá 

pouco valor agregado em considerar uma grande quantidade de cenários com condições mode-

radas, isto é, bastaria a análise do pior caso. Os métodos estocásticos, portanto, nem sempre são 

necessários. 

A principal desvantagem dos métodos estocásticos, segundo Mullenga, Bollen e 

Etherden (2020) e Samet e Khorshidsavar (2018), é a perda da relação entre as variáveis do 

sistema ao longo do tempo (por exemplo a relação temporal entre o consumo de energia dos 

clientes e a produção de energia fotovoltaica). Além disso, os efeitos da variação na produção 

de energia fotovoltaica nos elementos de controle de tensão (comutadores automáticos sob 
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carga, bancos de capacitores etc.) na escala de minutos ou menos, normalmente não são incluí-

dos nos métodos estocásticos.  

Morettin e Toloi (2018) definem uma série temporal como qualquer conjunto de 

observações ordenadas no tempo.  

Logo, os métodos de séries temporais utilizam medições reais do sistema como en-

trada para os cálculos de capacidade de hospedagem. Desta maneira são empregadas curvas de 

cargas, curvas de produção de energia fotovoltaica, perfil de tensão do alimentador, dentre ou-

tras, para a simulação da rede em cada momento desejado. Esta coleta de informações sobre o 

comportamento elétrico das redes de distribuição ao longo dos anos (histórico) podem, então, 

serem usadas para prever a ocorrência de comportamentos semelhantes no futuro. 

Por usar dados medidos em relação ao tempo, o método permite fazer correlações 

entre as variáveis, como por exemplo, o aumento de temperatura com o aumento do consumo 

de energia e aumento e/ou redução da produção de energia fotovoltaica. Permite também uma 

visão realista do comportamento da rede com GD, uma vez que produção de energia fotovol-

taica e o consumo de energia por parte dos usuários são características naturalmente variáveis 

no tempo. 

Sua implementação é complexa pois requer muitos dados de medições para a cons-

trução das séries temporais. A coleta destes dados não é algo trivial e requer que a concessionária 

tenha estruturada, ou uma equipe, ou instrumentos automatizados, para coleta e análise destas 

informações. Via de regra, as concessionárias de energia fazem Campanhas de Medição, onde 

equipes vão à campo para instalação e coleta de informações, ou ainda, através de parcerias com 

a academia via projetos de P&D, por exemplo. De forma alternativa, caso não se tenha uma 

série histórica dos dados, pode-se utilizar de processos estocásticos para fabricar os dados de 

séries temporais para um período de tempo mais longo, tais como os métodos Autorregressivos 

(AR - ), Autorregressivos de Médias Móveis (ARMA - 

) e Autorregressivos Integrados de Médias Móveis (ARIMA - 

) (ISMAEL , 2019; MULENGA; BOLLEN; ETHERDEN, 2020). 

Deve-se atentar ainda para qual parâmetro se deseja fazer os estudos, pois isso in-

fluenciará diretamente na resolução temporal da coleta de dados. Uma taxa amostral falha afeta 

a precisão dos dados das medições e influenciará a determinação da capacidade de hospedagem 

(DO NASCIMENTO , 2019; PFENNINGER, 2017). Por exemplo, para variações de 
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tensão de longa duração, uma resolução de 15 minutos pode ser suficiente, no entanto, variações 

de tensão de curta duração podem requerer uma resolução temporal de 1 minuto (ou menos). 

Dificultando, portanto, o armazenamento e processamento desses dados à medida que o tempo 

de coleta aumenta. 

De certa forma, o método de séries temporais pode ser classificado como "determi-

nísticos". A marcante diferença em relação aos métodos determinísticos tradicionais reside na 

adição do perfil temporal aos dados de entrada que podem vir de medições ou de um modelo 

estocástico. Segundo a EPRI (2018), os métodos de séries temporais são uma maneira adequada 

de considerar as aleatoriedades de maneira realista pois incluem correlações entre os diferentes 

parâmetros incertos, como consumo de energia e insolação3. 

No entanto, ainda segundo Mullenga, Bollen e Etherden (2020), o uso de dados de 

séries temporais tem suas desvantagens. Há necessidade de medições de longo período para 

gerar os dados necessários e isso é um desafio para concessionárias e pesquisadores. Os dados 

necessários dos clientes podem ser confidenciais, privados e/ou indisponíveis para pesquisa pú-

blica. Isso pode ser contornado usando os modelos estocásticos (AR, ARMA ou ARIMA), 

entretanto, esses estudos sofreriam enormes encargos computacionais se fossem realizadas si-

mulações para um ano inteiro com resolução de 1 segundo ou 1 minuto (EPRI, 2018). A reco-

mendação, neste caso, seria extrair períodos de medidas que mais influenciam o limite de de-

sempenho estudado e realizar a análise desse subconjunto da série temporal. Por fim, outra 

desvantagem é a suposição de que o futuro e o passado são os mesmos (pelo menos estatistica-

mente). 

Diante do exposto, ao analisar cada metodologia apresentada, depreende-se que o 

método determinístico para o cálculo de CH, embora rápido e de fácil emprego, não leva em 

consideração incertezas tais como produção de energia fotovoltaica, a demanda dos consumi-

dores, o tamanho da UFV etc.  

 
3 Insolação é um termo comum que se aplica especificamente à irradiação da energia solar. A Irradiação 

[�ℎ/�²] é a energia incidente por unidade de área em uma superfície, encontrada pela integração da 

irradiância durante um tempo especificado, geralmente um dia. Por sua vez, Irradiância [�/�²] é a taxa 

na qual a energia radiante é incidente em uma superfície por unidade de área de superfície. (DUFFIE; 

BECKMAN, 2013) 
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Por sua vez, o método estocástico trata as incertezas, mas não considera as relações 

temporais das grandezas estudadas impedindo estudos de coordenações de proteção ou a corre-

lação entre produção e demanda de energia.  

Por outro lado, o método que emprega séries temporais, lida com as variações de 

produção de energia fotovoltaica e com as variações de demanda dos consumidores, embora 

requeira dados históricos de medições para construir as séries de tempo de forma que permita a 

análise de comportamento das cargas. Isso implica deslocamento de equipes para instalação de 

medidores na rede e, consequentemente, em custos operacionais. 

Dado os prós e contras de cada método, a Tabela 1 traz os principais indicadores 

que podem determinar a escolha e aplicação de cada metodologia apresentada. Por fim, este 

trabalho propõe uma metodologia híbrida que combina os métodos determinísticos e de séries 

temporais, a fim de tirar o melhor proveito de ambos e será detalhado nos capítulos subsequen-

tes. 

Tabela 1 - Comparação entre metodologias de cálculo de hospedagem. 

Obtenção dos parâmetros de entrada Fácil Complexo Moderado Moderado 

Implementação do estudo Fácil Complexo Complexo Moderado 

Comporta o tratamento de incertezas Não Sim  Sim  Sim 

Cenário Simulado 
Pior caso 
 possível 

Realista 
(milhões de 
simulações) 

Realista 
(baseado em 
medições) 

Realista (baseado em 

medições) 

Guarda relação temporal entre grandezas Sim Não Sim Sim 

Velocidade de processamento Rápido Moderado Lento  Moderado 

Tempo de simulação Rápido Lento Lento  Moderado 

Esforço computacional (processamento) Baixo Alto Alto Moderado 

Escalabilidade da metodologia Fácil Complexo Complexo Moderado 

Interpretação dos resultados Fácil Complexo Fácil Fácil 
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No capítulo anterior, foram apresentados diversos conceitos relativos ao universo da 

geração distribuída de natureza fotovoltaica (GDFV). Este capítulo, por sua vez, apresentará o 

sistema alvo deste estudo e seus principais componentes serão caracterizados. Versará também 

sobre a metodologia híbrida empregada para a coleta de informações e medições, construção 

dos modelos computacionais e suas respectivas validações, além das estratégias de simulações 

que serão adotas nos capítulos seguintes.  

O sistema alvo deste estudo é composto por um alimentador radial da rede de dis-

tribuição, uma miniusina fotovoltaica (miniUFV) e diversas cargas. Na Figura 3-1 é apresentado 

seu diagrama unifilar e, na Figura 3-2, uma fotografia de satélite. 

O circuito alimentador 19 supre a Zona Sul do município de Poços de Caldas, MG, 

se estende por cerca de 22 km (ver Figura 3-2) atendendo 7084 instalações consumidoras (até a 

presente data), dentre as quais, está o Campus Poços do Instituto Federal (IFSULDEMINAS), 

onde está instalada a miniUFV. Ademais, opera com uma tensão nominal de 13,8 kV e parte 

de um transformador de 20 MVA da subestação Saturnino de Brito (�����). 

Para a modelagem computacional do alimentador, fez-se necessário o levantamento 

dos componentes do sistema elétrico junto a concessionária e isto inclui o levantamento do 

percurso e, consequentemente, dos comprimentos e características dos condutores que com-

põem a linha de média tensão além dos transformadores, religadores, banco de capacitores e 

cargas envolvidas. 
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Figura 3-1. Diagrama unifilar do alimentador 19. 

 
Fonte:  Autor (2020). 

Figura 3-2. Traçado do alimentador 19 da SE Saturnino de Britto, município de Poços de Caldas/MG. 

 
Fonte: adaptado de Google Earth Pro (GOOGLE LLC, 2019) 

O sistema foi modelado em dois softwares distintos, de forma a validar os resultados 

um do outro. Assim, um modelo será destinado a aplicação do método de curvas temporais e o 

outro, o método híbrido proposto por este trabalho. 
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O primeiro software utilizado foi o SSEP® em sua versão 4.0.0.25 (Figura 3-3). O 

programa usa técnicas do domínio da frequência para a solução dos fluxos de carga convencional 

e harmônico dos sistemas elétricos de potência (DE PAULA SILVA, 2016). Este software será 

o responsável pela metodologia híbrida proposta. 

Figura 3-3. Interface principal do software SSEP. 

 
Fonte: Autor (2020). 

O segundo programa usado foi o OpenDSS™ (ver Figura 3-4), que é um software 

livre e destinado às simulações e análises em sistemas de distribuição de energia elétrica 

(DUGAN; MONTENEGRO; BALLANTI, 2020) e ficará responsável pela simulação das 

séries temporais. 

Figura 3-4. Interface principal do OpenDSS. 

 
Fonte: Autor (2020). 

A subestação é representada através de uma fonte de tensão e de uma barra de refe-

rência. A fonte pode ser representada pelo nível de curto-circuito (potência de curto-circuito 
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trifásica em MVA com respectivo ângulo de curto-circuito em graus) ou utilizando componen-

tes simétricas com os valores das impedâncias informados em Ω. Na Figura 3-5, são apresenta-

dos os dados utilizados na parametrização de ambos os softwares. A tensão nominal é definida 

nas configurações da barra de referência. 

Figura 3-5. Parâmetros da fonte de tensão. 

 
Fonte:  Autor (2020). 

O transformador é modelado por uma resistência em série com um indutor, e devem 

ser informados a resistência e reatância percentuais e potência nominal. Obviamente, a potência 

informada deve ser a potência de referência das impedâncias percentuais. A Figura 3-6 mostra 

os valores empregados para a configuração no SSEP e OpenDSS. 

Figura 3-6. Parâmetros do transformador. 

 
Fonte: Autor (2020) 

É possível configurar as conexões primária e secundária do transformador nas liga-

ções delta, estrela, estrela aterrada e zig-zag. No caso, utilizou-se delta – estrela aterrado. 
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Linhas de distribuição são modeladas através dos valores de resistência e reatância 

por unidade de comprimento [W/km] para cada fase ou através de componentes simétricos. 

Caso deseje-se usar o modelo �, os softwares permitem inserir os valores da potência reativa 

total para cada fase do cabo. Abaixo, na Figura 3-7 e Figura 3-8, pode-se ver os parâmetros 

usados para os cabos de 50mm² e de 150mm² empregados no alimentador.  

Figura 3-7. Parâmetros do cabo de 50mm² da rede compacta usada no alimentador 19 

 
Fonte:  Autor (2020)  

Figura 3-8. Parâmetros do cabo de 150mm² da rede compacta usada no alimentador 19 

 
Fonte: Autor (2020)  
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Para a realização deste projeto, foi instalada uma miniusina fotovoltaica em janeiro 

de 2017 no campus Poços de Caldas do IFSULDEMINAS e contava na época com 70 kWp 

de potência nominal distribuídos em cinco inversores de 15 kW. Possui 265 módulos de silício 

policristalino com 265 Wp cada. Em janeiro de 2019, foram adicionados mais 17,55 kWp em-

pregando um conjunto de 65 módulos de silício policristalino com 270 Wp cada e mais um 

inversor de 15 kW. A Figura 3-9 mostra uma vista área do local de instalação e a Tabela 2 e 

Tabela 3 apresentam os dados dos módulos fotovoltaicos e inversores. 

Tabela 2 - Dados nominais dos módulos fotovoltaicos 

Fabricante 

Modelo JKM265PP-60 JAP6 60-270/4BB 

 

Potência máxima ��á� 265 Wp 197 Wp 270 Wp 196 Wp 

Tensão de potência máxima ��� 31,4 V 28,6 V 31,23 V 28,57 V 

Corrente de potência máxima ��� 8,44 A 6,92 A 8,65 A 6,86 A 

Tensão de circuito aberto ��� 38,6 V 35,2 V 38,27 V 35,23 V 

Corrente de curto-circuito ��� 9,03 A 7,32 A 9,15 A 7,15 A 

Eficiência do módulo STC [%] 16,19% 16,51% 

Temperatura de operação -40°C ~ +85°C 

Tensão máxima do sistema 1000 VDC (IEC) 

Coeficiente de temperatura ��á� -0,42% / °C -0,41% / °C 

Coeficiente de temperatura ��� -0,31% / °C -0,33% / °C 

Coeficiente de temperatura ��� 0,06% / °C 0,058% / °C 

Temp. nominal de operação da célula (NOCT) 45 ± 2°C 45 ± 2°C 

 

Tabela 3 - Dados nominais dos inversores 

Fabricante Fronius 
Modelo Fronius Symo 15.0-3 208 

Tensão nominal de operação CA (����) 220 V 

Faixa de tensão de operação CA 194 ~ 242 V 

Corrente máxima de saída CA com ���� 39,4 A 

Potência nominal de saída 15000 VA 

Fator de potência de saída 0 ~ 1 ind. / cap. 
Frequência nominal de operação 60 Hz 

Faixa de tensão de operação CC 340 ~ 850 V 

Tensão máxima do sistema 1000 VDC (IEC) 

Corrente máxima CC 45,7 A 
Distorção Harmônica Total (DHT) < 3.5% 
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Figura 3-9. Vista aérea do campus Poços de Caldas do IFSULDEMINAS, detalhe da miniUFV. 

 
Fonte: acervo do Autor (2020). 

Um modelo matemático comumente empregado para representar uma célula fo-

tovoltaica pode ser vista na Figura 3-10 (DE SOUZA , 2016). Nela, segundo Sauthier 

(2019), pode-se observar a resistência em paralelo ��� que modela a corrente de fuga, represen-

tando um caminho alternativo para a corrente elétrica gerada pela célula, enquanto a resistência 

em série �� representa as perdas internas devido ao fluxo de corrente e às conexões elétricas 

entre células. Ainda em relação a Figura 3-10, vê-se as correntes ���, que é a corrente gerada 

pela luz incidente (é diretamente proporcional à irradiância), �� que é a corrente característica 

do diodo (dada pela equação de Shockley), �� que é a corrente estabelecida através da modela-

gem das perdas elétricas por �� e ��� e finalmente a corrente � que representa a corrente gerada 

pela célula. A corrente de saída � pode ser facilmente estabelecida pela lei de Kirchhoff das 

correntes, conforme mostra a equação 3.1. 
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Figura 3-10. Modelo real de uma célula fotovoltaica. 

 
Fonte: (SAUTHIER, Luís Fernando, 2019) 

 

� �  ��� � ��  � �� 3.1 

 

Segundo Sauthier  (2018), um problema recorrente em aplicações fotovoltaicas 

é a previsão do comportamento elétrico de um gerador fotovoltaico, dadas as informações cons-

trutivas (que influenciam �� e  ��), a localização geográfica e o clima local (que influenciam ���). 

Para contornar esta dificuldade, tanto no SSEP quanto no OpenDSS, o gerador 

fotovoltaico será modelado como uma fonte harmônica de corrente. O valor da componente 

fundamental da fonte de corrente variará conforme o caso a ser simulado, seguindo a curva de 

produção apresentada na Figura 3-11. 

Figura 3-11. Curva de produção média horária do ano de 2019. Em azul vê-se os máximos valores registrados no período e, em 

verde, os mínimos. Em cinza, observa-se o desvio padrão associado à média. 

 
Fonte: Autor (2020) 
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Segundo Kagan, Oliveira e Robba (2010), dentre todos os componentes do sistema 

elétrico, talvez os que apresentem um maior desafio para modelagem e representação sejam as 

cargas. Estas, além da diversidade de elementos que as compõe, variam com o tempo e nem 

sempre de forma previsível (fato este que agrega um fator adicional na dificuldade de modela-

gem). Ademais, ainda segundo os autores, a representação da carga em um sistema elétrico pode 

variar significativamente, dependendo da disponibilidade de informações e da finalidade a que 

se destina. Desta forma, podem ser utilizados diversos modelos para esta representação tais 

como: carga concentrada em determinados pontos da rede, carga uniformemente distribuída, 

carga representada pela demanda máxima e carga representada através de curvas típicas. 

Adotou-se então duas formas distintas para a representação das cargas. No modelo 

onde será empregado a técnica de séries temporais, as cargas serão representadas pelas curvas 

típicas e para tal foram levantadas as curvas do alimentador 19 e do IFSULDEMINAS utili-

zando um registrador de demanda e energia. Os instrumentos foram instalados nas respectivas 

subestações e registraram os dados de tensões, correntes, energia e demanda durante o período 

de janeiro a dezembro do ano de 2019, com um intervalo de integração de 5 minutos.  

Na Figura 3-12 é apresentada a curva do alimentador, onde pode-se analisar seu 

perfil nos meses citados. Observa-se que seu comportamento é típico de consumidores de cará-

ter predominantemente residencial conforme ilustram os estudos de Jardini . (1999); 

Marques (2014) e Paula (2006). Vê-se ainda que o consumo começa a crescer após as 15 horas 

e chega ao pico por volta das 19 horas. 

Figura 3-12. Média da demanda diária e desvio padrão associado do alimentador 19. 

 
Fonte: Autor (2019) 
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No modelo empregado para a técnica híbrida, as cargas de baixa tensão serão repre-

sentadas pela razão entre a demanda máxima das cargas e a demanda máxima no alimentador, 

conforme a equações 3.2 à 3.4. 

���� � ������
�t� � ����t� 3.2 

�� · ���� � �� · ���� � ⋯� �� · ���� � ���� 3.3 

�� �
���(�������

)
���[����]

⁄ |
�=�,�,⋯,�

 3.4 

Onde ������
 é a demanda total medida no alimentador 19; ��� é a demanda me-

dida no IFSULDEMINAS; �� é o coeficiente de contribuição da n-ésima carga e � é a quan-

tidade de cargas no alimentador. 

Em ambos modelos, as cargas são consideradas trifásicas equilibradas e foram agru-

padas de acordo com os bairros atendidos conforme pode-se ver indicado na Figura 3-13. E os 

coeficientes calculados pela equação 3.4 para cada carga são apresentados na Tabela 4. 

Tabela 4 - Percentual de contribuição das cargas no modelo 

� 10,31% 33,67% 26,93% 11,16% 17,93% 
 

Figura 3-13. Agrupamento de cargas no modelo computacional. 

 
Fonte: Adaptado de (GOOGLE LLC, 2019) 
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Para avaliar os modelos, optou-se por realizar o confrontamento das simulações com 

as medições realizadas em campo. Desta maneira foram registrados simultaneamente deman-

das, geração de energia solar fotovoltaica e os níveis de tensões, tanto na saída da subestação 

Saturnino (�����) quanto na entrada da subestação do IFSULDEMINAS (����). Escolheu-

se então uma quarta-feira (16.01.2019), um sábado (26.01.2019) e o dia 17.07.2019, uma 

quarta-feira com o maior registro de demanda no período avaliado. A título de exemplo, na 

Figura 3-14 estão apresentadas as curvas de demanda para os dias citados. No Apêndice A estão 

as demais curvas coletadas.  

Figura 3-14. Demanda registrada no alimentador 19 nos dias 16 e 26 de janeiro e dia 17 de julho de 2019 

 
Fonte. Autor (2020) 

 

Conforme mencionado no capítulo 2, deve-se atentar para a resolução temporal da 

coleta de dados. Do Nascimento  (2019) esclarece que uma taxa amostral falha afeta a 

precisão dos dados das medições e, consequentemente, afetará a determinação da capacidade de 

hospedagem. Por esta razão, foram avaliadas resoluções temporais de 15, 30 e 60 minutos e a 

Figura 3-15 evidencia o efeito da resolução temporal nas curvas temporais. Embora a resolução 

de 15 minutos apresente de forma mais fidedigna as variações na rede, pode-se obter resultados 

satisfatórios com a resolução de uma hora com a vantagem de redução dos números de pontos 

simulados. Desta forma, optou-se pela resolução horária nos modelos empregados nas análises 

que seguem, contudo vale destacar que nada impede que seja usado resoluções de maiores (5 ou 

10 ou 15 minutos) em trabalhos futuros. 
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Figura 3-15. Comparação entre resoluções temporais para as séries temporais do sinal de tensão na Barra 3 do alimentador 19. 

[a] resolução de 1h, [b] resolução 0,5h e [c] resolução 0,25h. 

 

 

 
Fonte. Autor (2020) 

A Tabela 5, apresenta os dados obtidos com as medições e simulações, nos dias 16 

e 26 de janeiro, apenas para o modelo que será empregado o método híbrido. 

Tabela 5 - Síntese dos dados para validação do modelo computacional do método híbrido. 

��� 
[��] 

��� 
[��] 

������ 

[��] 

���  
[��] 

��� 
[��] 

���  
[��] 

Erro 
[%] 

��� 
[��] 

Erro 
[%] 

01 16.01 12h45 54,43 0 2177,28 1,028 1,023 1,0280 0,0000 1,02298 0,0020 

02 26.01 15h30 52,56 0 2217,60 1,046 1,027 1,0460 0,0000 1,02934 0,2240 
            

��� 
[��] 

��� 
[��] 

������ 

[��] 

���  
[��] 

��� 
[��] 

���  
[��] 

Erro 
[%] 

��� 
[��] 

Erro 
[%] 

03 16.01 19h45 0 9,74 3507,84 1,037 1,017 1,037 0,0000 1,0210 0,3933 

04 26.01 19h45 0 9,41 3528,00 1,046 1,031 1,046 0,0000 1,0300 0,0970 
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Por sua vez, a Figura 3-16, apresenta os resultados obtidos com as medições e si-

mulações para as 24h do dia 17 de julho e compara a resposta de ambos os modelos. O erro 

percentual dos valores simulados em relação aos valores medidos é apresentado na forma de 

barras. 

Figura 3-16. Tensões na Barra 3 ao longo do dia 17.07.2019: Comparação entre valores medidos e simulados. 

 
Fonte: Autor (2020) 

Dessa maneira, tanto da Tabela 5 quanto da Figura 3-16, depreende-se que a simu-

lação segue o comportamento esperado, apresentando resultados próximos aos dos dados me-

didos em campo para os casos estudados. Verifica-se ainda que os erros percentuais entre os 

valores simulados e medidos apresentados na Tabela 5 foram inferiores a 0,5% e os erros apre-

sentados Figura 3-16 estão, no geral, abaixo de 1,0% e, portanto, pode-se afirmar que a mode-

lagem da rede é adequada para realização dos estudos almejados e reportados neste trabalho. 

Para obter um método híbrido, optou-se por combinar os métodos determinísticos 

e de séries temporais apresentados na seção 2.4, a fim de tirar o melhor proveito de ambos. Para 

tal, na modelagem do alimentador foi utilizado séries temporais de demanda e tensão de forma 

a levar em consideração as variações temporais das cargas e da injeção de energia da UFV, tal 

qual seria feito no método de série temporal típico. A diferença, no entanto, reside na coleta 

destas curvas que podem ser obtidas diretamente na subestação de origem do alimentador, haja 

visto que é comum as concessionárias instalarem nos alimentadores de média tensão medido-

res/registradores de potência, tensão e corrente etc. A forma de coleta de dados, por si só, já 

-1,5%

-1,0%

-0,5%

0,0%

0,5%

1,0%

1,5%

0,99

1,00

1,01

1,02

1,03

1,04

1,05

0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23
Tempo [h]

e[%] S.Temporais e[%] Híbrido Simulado Série temporal Simulado Híbrido Medido



45 

 

representa uma vantagem em relação ao método de série temporal devido a facilidade de obten-

ção. A Figura 3-17 mostra, de forma esquemática, as curvas de demanda coletadas do alimen-

tador e da subestação do IFSULDEMINAS. 

Figura 3-17. Esquema ilustrativo da montagem da Metodologia Híbrida Proposta 

 
Fonte: Autor (2020) 

As cargas de baixa tensão foram modeladas pela razão entre suas demandas máximas 

e a demanda máxima do alimentador. Isto é, as cargas são definidas de forma determinística e 

cada carga contribui proporcionalmente com a demanda no alimentador, conforme mostram as 

equações 3.3 e 3.4 e representadas na Figura 3-17, de forma esquemática, pelos gráficos de 

pizza. 

Dessa forma o sistema pode ser simulado de acordo com o comportamento típico 

da rede, formando cenários mais realistas. A velocidade de processamento e tempo computaci-

onal será um valor intermediário entre ambos. Sua implementação é mais simples por executar 

apenas os casos de interesse para o estudo em questão. 

Em suma, pode-se elencar as seguintes vantagens proporcionadas pelo método hí-

brido proposto neste trabalho: 
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▪ Obtenção dos parâmetros de entrada facilitada; 

▪ Agilidade na implementação do estudo; 

▪ Maior velocidade no processamento; 

▪ Resultados coerentes com o método temporal, conforme será mostrado no Capítulo 4. 

Conforme definido em Ismael . (2019), a capacidade de hospedagem (CH) da 

rede para GD não é um cálculo fixo com um único resultado. Cada estudo pode adotar um 

parâmetro a ser analisado tais como, variações de tensão e/ou frequência (BRITO , 2018), 

sobrecarga térmica (REINALDO; DUPCZAK; ARANHA NETO, 2020), qualidade de ener-

gia e problemas de proteção (BRANDÃO , 2013). De forma específica para este trabalho, 

utilizar-se-ão os parâmetros definidos pelo módulo 8 do PRODIST (ANEEL, 2018) 

Conforme discutido no Capítulo 2, o aumento de tensão é visto como o problema 

mais influente em um alimentador, conforme apontam os trabalhos de Karimi . (2016); 

Kharrazi, Sreeram e Mishra (2020) e de Liu, D. . (2020). Deste modo, neste trabalho, 

optou-se por calcular a capacidade de hospedagem da rede observando os limites de tensão em 

regime permanente. 

Desta forma, para calcular a capacidade de hospedagem da rede baseado nos limites 

de tensão, o método híbrido se propõe a economizar tempo computacional ao simular o cenário 

mais crítico para a rede que, neste caso, ocorrerá sempre ao meio dia, com o pico de produção 

de energia fotovoltaica e baixo carregamento por parte das cargas. A identificação do cenário de 

interesse é possível ao comparar a Figura 3-11 com a Figura 3-12, sobrepondo-as, tal qual na 

Figura 3-18 e observando que o pico de produção de energia fotovoltaica (às 12h) não coincide 

com o pico de demanda do alimentador (19h). 

Figura 3-18. Definição do cenário de interesse (ponto crítico) do sistema. 

 
Fonte: Autor (2020) 
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Portanto, ao determinar a hora e o parâmetro do PRODIST para análise, o processo 

de cálculo pode ser escrito na forma do fluxograma da Figura 3-19 onde: � denota as barras que 

terão GD instaladas (Barras B1, B3, B5 e B6, ver Figura 3-1) e � indica o parâmetro analisado 

do PRODIST (no caso, variações de tensão de longa duração). 

Figura 3-19. Fluxograma simplificado de cálculo de Capacidade de Hospedagem 

 
Fonte: Autor (2020) 
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A análise computacional realizada primou pela implementação de cinco casos. O 

primeiro foi denominado de “caso base” onde o sistema não contará com nenhuma GD insta-

lada. Nos casos seguintes, nas barras previamente selecionadas, foram adicionadas UFV's. Além 

disso, o modelo que usa o método híbrido foi configurado para às 12h, isto é, pico de produção 

fotovoltaica e baixa demanda no alimentador 19. Cada caso será confrontado com o modelo de 

séries temporais onde será simulado um período de 24h. 

Na sequência são apresentados os principais resultados obtidos em cada caso anali-

sado e por fim, determina-se a capacidade de hospedagem do alimentador para cada situação. 

▪ Caso Base 

Tem-se aqui o sistema rodando sem nenhuma UFV instalada. A Figura 4-1 apre-

senta os valores simulados pela metodologia de série temporal (representado pelas linhas) e pela 

metodologia híbrida proposta (representado pelos pontos). Observa-se que os valores de ambos 

os métodos são coerentes entre si. 

Os resultados mostram as tensões das barras e, ao meio-dia, estão todas entre 1,016 

e 1,031 pu como pode-se constatar ainda na Figura 4-1. Como era de se esperar, a tensão na 

barra 6 (���) é a menor já que é a barra mais distante da subestação. 

Na Figura 4-2 é apresentada o perfil de demanda gerado pelo modelo e reproduz o 

comportamento das cargas apresentada na Figura 3-12. Ao se observar o período de 24h, vê-se 

o comportamento típico de um alimentador radial predominantemente residencial, onde o me-

nor carregamento acontece durante a madrugada e reflete, na Figura 4-1, em tensões mais ele-

vadas e, de forma similar, observa-se que o pico de demanda ocorre entre 17 e 19h refletindo 

na Figura 4-1 em tensões mais baixas. 
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Aqui vale lembrar que os limites máximos e mínimos de tensão são, respectiva-

mente, de 1,05 e 0,93 pu, conforme apresentado anteriormente na Figura 2-3. 

Figura 4-1. Caso Base: Tensões nas Barras 6, 5, 3 e 1. As curvas são dadas pelo método de séries temporais e os Pontos, pelo 

método híbrido proposto. 

 
Fonte: Autor (2020) 

 

Figura 4-2. Caso Base: Demanda simulada do alimentador 19. 

 
Fonte: Autor (2020) 
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Neste cenário a UFV será instalada na barra 6. A região onde essa barra se encontra 

é uma área de expansão do município, possui grandes espaços para construções e pode servir a 

empreendimentos de miniusinas fotovoltaicas. 
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Seguindo os passos indicados na Figura 3-19, determinou-se que é possível instalar 

2,3 MVA4 quando, então, extrapolou-se o limite de 1,05 pu estabelecido pelo PRODIST 

(ANEEL, 2018). Observa-se na Figura 4-3 que a violação ocorre as 12h no local de instalação 

da UFV, i.e., na barra 6, conforme previsto, e que as tensões nos demais barramentos ficam 

entorno de 1,04 pu. 

Pode-se ainda observar ao comparar a Figura 4-1 com a Figura 4-3 que o compor-

tamento do perfil de tensão é alterado com a inserção da UFV no final do alimentador, levando 

a um aumento de tensão, durante o dia. A Figura 4-4 mostra o impacto da entrada da UFV na 

demanda do alimentador onde pode-se perceber um alívio, representado pelo gráfico de barras 

da Figura 4-4, próximo de 100% às 13h. Em se tratando do final de uma rede radial, tanto a 

elevação de tensão, quanto a redução da demanda, podem ser benéficas se bem trabalhadas pela 

concessionária. Com o cessar da produção das UFVs a partir das 17h, aproximadamente, pode-

se observar que o sistema volta a se comportar tal qual o caso anterior. 

Em relação às metodologias de simulação, vê-se na Figura 4-3 que os valores de 

ambos os métodos se sobrepõem, conforme esperado. 

Figura 4-3. Caso 01: UFV instalada na barra 6 (linha sólida do gráfico). As curvas são dadas pelo método de séries temporais e 

os Pontos, pelo método híbrido proposto. 

 
Fonte: Autor (2020) 
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Figura 4-4. Caso 01: Demanda simulada do alimentador 19. A linha tracejada representa a demanda do caso base e as barras 

mostram a diferença percentual entre o caso 1 e o caso base. 

 
Fonte: Autor (2020) 

 

▪ Caso 02 

A UFV, nesse caso, foi instalada na barra 5. A barra está situada em região de inte-

resse da concessionária por se tratar de um grande adensamento populacional de classe média, 

predominantemente residencial, mas, que conta com escola, mercado e outros pequenos pontos 

comerciais.  
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pelo fato de a Barra 5 não só estar geograficamente próxima do centro do alimentador, mas 

também próxima do centro de carga, impactando-o de forma mais uniforme. 

Destaca-se ainda que na Figura 4-5, uma vez mais, o método híbrido e o método 

de séries temporais retornaram resultados coerentes entre si.  

Na Figura 4-6 observa-se que o perfil de demanda apresenta valores negativos, in-

dicando fluxo reverso de potência na subestação �����. Além disso, pode-se ver que o alimen-

tador teve uma redução no seu carregamento (alívio de carga) maior que 75% às 9h, 10h, 15 e 

16h. 
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Figura 4-5. Caso 02: UFV instalada na barra 5 (linha sólida do gráfico). As curvas são dadas pelo método de séries temporais e 

os Pontos, pelo método híbrido proposto. 

 
Fonte: Autor (2020) 

 

Figura 4-6. Caso 02: Demanda simulada do alimentador 19. A linha tracejada representa a demanda do caso base e as barras 

mostram a diferença percentual entre o caso 2 e o caso base. 

 
Fonte: Autor (2020) 
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afetadas quanto as barras 3 e 1, embora ainda apresentem elevação de tensão, quando compara-

dos ao caso base. A explicação para esse fato pode ser encontrada ao analisar o diagrama unifilar 

da rede na Figura 3-1, onde percebe-se que as barras 3 e 1 estão relativamente próximas uma 

da outra. 

Em termos de demanda, o comportamento do alimentador é semelhante ao caso 

anterior e pode-se ver no gráfico de barras da Figura 4-8 que, mesmo com fluxo reverso de 

potência entre 9h e 16h, há um alívio no alimentador que contribui para redução de perdas 

ôhmicas. 

Em relação às metodologias de simulação, novamente os valores de ambos os mé-

todos se sobrepõem, conforme esperado. 

Figura 4-7. Caso 03: UFV instalada na barra 3 (linha sólida do gráfico). As curvas são dadas pelo método de séries temporais e 

os Pontos, pelo método híbrido proposto. 

 
Fonte: Autor (2020) 

Figura 4-8. Caso 03: Demanda simulada do alimentador 19. O tracejado mostra demanda do caso base e as barras a diferença 

percentual entre o caso 3 e o caso base. 

 
Fonte: Autor (2020) 
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▪ Caso 04 

A Figura 4-9 traz os resultados deste cenário onde a UFV foi instalada na barra 1. 

Figura 4-9. Caso 04: UFV instalada na barra 1 (linha sólida do gráfico). As curvas são dadas pelo método de séries temporais e 

os Pontos, pelo método híbrido proposto. 

 
Fonte: Autor (2020) 

A barra 1 está situada em uma região de adensamento populacional de classe média, 

também predominantemente residencial, mas que conta com escola, mercado e outros pontos 

comerciais. Nesse aspecto, assemelha-se ao caso 2, no entanto, a diferença está no fato da barra 

1 ser a mais próxima da subestação. 

Assim, o sistema comportou 3,9 MVA de GD instalada nesse barramento. Tal qual 

o caso anterior, vê-se que as barras 5 e 6 não foram tão afetadas quanto as barras 1 e 3, como 

pode-se observar na Figura 4-9.  

Novamente, destaca-se que os resultados de ambas metodologias estão em conso-

nância.  

Por fim, na curva de demanda apresentada na Figura 4-10 pode-se observar, tal qual 

os demais casos, que a curva de demanda retrata um fluxo reverso de potência e um alívio do 

alimentador, sendo este último mais expressivo às 9h e 16h. 
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Figura 4-10. Caso 04: Demanda simulada do alimentador 19. O tracejado mostra demanda do caso base e as barras a diferença 

percentual entre o caso 4 e o caso base. 

 
Fonte: Autor (2020) 

Nos casos estudados, a maior capacidade de hospedagem foi alcançada na barra 1 

com 3,9 MVA. Os gráficos mostraram que o método híbrido proposto chegou nos mesmos 

valores que o método de série temporal.  
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6. No entanto, dada a distribuição espacial das residências, é provável que as instalações futuras 

de UFVs se concentrem nas barras 5 e 1. 

Como efeito colateral benéfico, desde que respeitados os limites regulatórios, per-

cebe-se a melhoria do nível de tensão no final do alimentador durante o período de funciona-

mento das UFVs. Nos gráficos de demanda apresentados em cada caso, vê-se ainda um alívio 

de carga no alimentador (indicados pelo gráfico de barras) que representa um ganho adicional 

ao sistema devido à redução de perdas técnicas. Uma métrica que pode ser aplicada para avaliar 

o benefício da UFV no sistema é o fator efetivo de capacidade de carga (���� [%]) que permite 

mensurar o impacto relativo da entrada da UFV no alimentador, de acordo com as equações 

2.3, 2.4 e 2.5. Logo, o ���� calculado para os casos de 1 a 4 são, respectivamente, 8,96%, 

6,03%, 5,69% e 5,37%. O FECC reflete um ganho percentual mais baixo entre 5 e 9% dado as 

características já mencionadas deste alimentador, ou seja, “residencial” onde o pico de produção 

de energia fotovoltaica não coincide com o pico de demanda.  

Percebe-se também que o Alimentador 19 possui amplo espaço para medidas que 

viabilizem uma maior integração de GD tais como reguladores automáticos de tensão. No en-

tanto, técnicas de ampliação da CH fogem do escopo deste trabalho. 

 

Tabela 6 - Comparação entre metodologias aplicadas: tensões nas barras às 12h 

 
Tensões 

nas barras 
Método Séries 
Temporais [pu] 

Método Híbrido 
Proposto [pu] 

Δ% 

Caso Base 

��� 1,0156 1,0164 -0,075% 

��� 1,0212 1,0217 -0,050% 

��� 1,0293 1,0293 -0,004% 

��� 1,0309 1,0309 0,005% 

Caso 01 

��� 1,0501 1,0501 0,000% 

��� 1,0414 1,0411 0,030% 

��� 1,0430 1,0422 0,077% 

��� 1,0434 1,0424 0,087% 

Caso 02 

��� 1,0453 1,0455 -0,018% 

��� 1,0507 1,0506 0,004% 

��� 1,0492 1,0485 0,070% 

��� 1,0490 1,0481 0,085% 
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Continuação da Tabela 6 

 
Tensões 

nas barras 
Método Séries 
Temporais [pu] 

Método Híbrido 
Proposto [pu] 

Δ% 

Caso 03 

��� 1,0368 1,0369 -0,006% 

��� 1,0423 1,0421 0,017% 

��� 1,0506 1,0500 0,060% 

��� 1,0498 1,0490 0,077% 

Caso 04 

��� 1,0355 1,0359 -0,033% 

��� 1,0410 1,0411 -0,010% 

��� 1,0489 1,0485 0,035% 

��� 1,0505 1,0500 0,045% 

 

Por fim, a Tabela 7 resume todos os casos simulados e os resultados obtidos apre-

sentando a potência máxima da UFV (����), a distância média da UFV em relação à subestação 

de origem (�����), o índice de penetração fotovoltaica (�����), o fator efetivo de capacidade 

de carga (����) e o alívio máximo alcançado no alimentador. 

Tabela 7 - Resumo dos resultados obtidos 

���� [��] ����[���] �����[%] ����[%]

01 Barra 6 10,9 2,3 51,4 8,96 99,1 

02 Barra 5 6,3 3,5 76,5 6,03 86,8 

03 Barra 3 4,2 3,8 81,0 5,69 90,7 

04 Barra 1 3,7 3,9 85,7 5,37 94 
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Conforme apontado no Capítulo 2, a metodologia por série temporal requer grande 

volume de dados de medições para análise de comportamento e classificação dos tipos de con-

sumidores. Isto é feito nas concessionárias de energia sob a forma de “campanhas de medição”, 

onde as equipes vão à campo para instalação de medidores e coleta de informações. Na falta 

dessas curvas medidas in loco, pode-se ainda lançar mão de análises estatísticas para fabricação 

de dados temporais sintéticos. 

Em suma, o método híbrido apresentado, utilizou uma série temporal com os dados 

de demanda do alimentador que é facilmente obtido em sua subestação de origem. As cargas de 

baixa tensão foram modeladas pela razão entre suas demandas máximas e a demanda máxima 

do alimentador, facilitando, portanto, a implementação inicial do modelo. 

O Brasil, tendo dimensões continentais, possui realidades distintas para cada uma 

de suas regiões. Como exemplo das adversidades enfrentadas pelas concessionárias do sistema 

elétrico brasileiro, pode-se citar o incidente no estado do Amapá no início de novembro de 

2020, onde a perda de um transformador (ONS, 2020) deixou o estado por 22 dias com pro-

blemas graves no fornecimento de energia. Logo, tendo em mente as dificuldades operacionais 

das concessionárias que veem o número de  às suas redes crescerem exponen-

cialmente ano após ano (ABSOLAR, 2020), simular apenas o ponto crítico do sistema agiliza 

as análises e, consequentemente, a emissão dos pareceres de acesso para liberação de novas 

UFVs. 

Da revisão bibliográfica apresentada e dos próprios resultados obtidos, depreende-

se que a integração de geração distribuída na rede de distribuição elétrica afeta o regime de 

operação do sistema. O impacto pode trazer benefícios desde que a concessionária avalie de 

forma contínua a integração das UFVs em sua área de atuação. Ainda no Capítulo 2, foi apre-
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sentado as principais metodologias à disposição das Concessionárias para avaliação da capaci-

dade de hospedagem de suas redes, cada qual com seus prós e contras novamente destacado na 

Tabela 8 abaixo. 

Tabela 8 - Comparação entre metodologias de cálculo de hospedagem. 

Obtenção dos parâmetros de entrada Fácil Complexo Moderado Moderado 

Implementação do estudo Fácil Complexo Complexo Moderado 

Comporta o tratamento de incertezas Não Sim  Sim  Sim 

Cenário Simulado 
Pior caso 
 possível 

Realista 
(milhões de 
simulações) 

Realista 
(baseado em 
medições) 

Realista (baseado em 

medições) 

Guarda relação temporal entre grandezas Sim Não Sim Sim 

Velocidade de processamento Rápido Moderado Lento  Moderado 

Tempo de simulação Rápido Lento Lento  Moderado 

Esforço computacional (processamento) Baixo Alto Alto Moderado 

Escalabilidade da metodologia Fácil Complexo Complexo Moderado 

Interpretação dos resultados Fácil Complexo Fácil Fácil 

 

Não obstante, o método híbrido modela o alimentador utilizando séries temporais 

de demanda e tensão tal qual seria feito no método de série temporal típico. As cargas são defi-

nidas de forma determinística. Dessa forma o sistema pode ser simulado de acordo com o com-

portamento típico da rede, formando cenários mais realistas. A velocidade de processamento e 

tempo computacional será um valor intermediário entre ambos os métodos. Sua implementação 

é mais simples pelo processo de aquisição de dados das cargas e por executar apenas os casos de 

interesse para o estudo em questão. 

Assim, as vantagens da metodologia proposta podem ser resumidas em:  

a. Obtenção dos parâmetros de entrada facilitada;  

b. Agilidade na implementação do estudo;  

c. Maior velocidade no processamento;  

Por fim, diante das vantagens supracitadas e da eficácia apresentada pelo método, a 

metodologia híbrida proposta se mostra como uma ferramenta promissora e atraente para os 

estudos de capacidade de hospedagem por parte das concessionárias. 
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Visando dar continuidade ao trabalho aqui apresentado, algumas sugestões para tra-

balhos futuros são dadas: 

▪ Adoção de modelos de rede harmônicos e desequilibrados, permitindo análises de 

outros aspectos técnicos tais como desequilíbrios de tensão e distorções harmônicas; 

▪ Modelagem da rede de baixa tensão permitindo análise aprofundada de perdas téc-

nicas; 

▪ Estudos de otimização de rede, permitindo a alocação ótima de geração distribuída 

para maximizar a capacidade de hospedagem do sistema. 
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Anexo I

No Capítulo 2 foi discutido impactos que a GD fotovoltaica pode causar nas redes 

de distribuição e deu-se maior enfoque nas variações de tensão de longa duração. Assim, nas 

seções subsequentes, são apresentados outros possíveis impactos causados pela integração de 

UFVs na rede das distribuidoras de energia. 

Uma nova categoria de distúrbio, ainda sem um índice para quantificar sua gravi-

dade, é ilustrado na Figura 0-1, e é causado notadamente por rápidas variações na geração fo-

tovoltaica devido à passagem de nuvens (JOINT WG C4.24/CIRED, 2018). 

Ao usar métodos padrão para quantificar a qualidade da energia, esse tipo de dis-

túrbio não será facilmente percebido pois, é muito rápido para impactar o valor eficaz no tempo 

de integração de 10 minutos e é muito lento para afetar o parâmetro “Severidade de Flutuação 

de Tensão de Curta Duração - Pst” (flicker), ambos estipulados pelo PRODIST (ANEEL, 

2018). 

Neste caso, novos índices são necessários para quantificar como as variações na mag-

nitude da tensão nessa escala de tempo são impactados pela produção de eletricidade fotovol-

taica. 

Figura 0-1 – Exemplo da variação na geração fotovoltaica devido à passagem de nuvens de quatro painéis solares localizados 

na mesma rua. 

 
Fonte: (JOINT WG C4.24/CIRED, 2018). 
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Ainda segundo o módulo 8 do PRODIST (ANEEL, 2018), variações de tensão de 

curta duração (VTCD) são desvios significativos na amplitude do valor eficaz da tensão durante 

um intervalo de tempo inferior a três minutos e são classificadas de acordo com a Quadro 1, 

tipicamente causadas por faltas, energização ou desenergização de cargas. A norma traz ainda 

parâmetros para analisar os impactos e severidade dos eventos. 

Quadro 1 - Classificação das Variações de Tensão de Curta Duração. 

���� * ����

Interrupção Momentânea de 
Tensão (IMT) 

Inferior ou igual a três segundos Inferior a 0,1 TR 

Afundamento Momentâneo 
de Tensão (AMT) 

Superior ou igual a um ciclo e 
inferior ou igual a três segundos 

Superior ou igual a 0,1 
TR e inferior a 0,9 TR 

Elevação Momentânea de 
Tensão (EMT) 

Superior ou igual a um ciclo e 
inferior ou igual a três segundos 

Superior a 1,1 TR 

Interrupção Temporária de 
Tensão (ITT) 

Superior a três segundos e infe-
rior a três minutos 

Inferior a 0,1 TR 

Afundamento Temporário de 
Tensão (ATT) 

Superior a três segundos e infe-
rior a três minutos 

Superior ou igual a 0,1 
TR e inferior a 0,9 TR 

Elevação Temporária de 
Tensão (ETT) 

Superior a três segundos e infe-
rior a três minutos 

Superior a 1,1 TR 

* Valor eficaz em relação à tensão de referência (TR). 

Fonte: Adaptado de (ANEEL, 2018). 

 

O desequilíbrio de tensão é considerado um problema de qualidade de energia que 

causa grande preocupação. Embora as tensões sejam bastante equilibradas nos níveis de geração 

e transmissão, as tensões no nível de utilização podem ser desequilibradas devido às impedâncias 

desiguais do sistema e à distribuição desigual de cargas monofásicas (HAQUE; WOLFS, 

2016). 

Segundo o PRODIST, desequilíbrio é o fenômeno caracterizado por qualquer di-

ferença verificada nas  e/ou na  elétrica entre as tensões de fase de um 

determinado sistema trifásico. O desequilíbrio é expresso em percentual da tensão de sequência 

negativa (�−) em relação a tensão de sequência positiva (�+) (ANEEL, 2010a,  2018) conforme 

mostra a equação I.1.  
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���%� �
�−
�+
· 100% I.1 

Alternativamente, pode-se utilizar a equação I.2, que conduz a resultados em con-

sonância com a equação I.1, anterior (ANEEL, 2018). 

���%� � 100 · ��
1 � √�3 � 6��

1 � √�3 � 6��
� 

� �
���
� � ���

� � ���
�

����
� � ���

� � ���
� ��

I.2 

O limite estabelecido para o desequilíbrio no PRODIST (ANEEL, 2018) é de 3% 

para tensões nominais inferiores a 1kV e de 2% para tensões nominais superior a 1kV e inferior 

a 230kV.  

 

As distorções harmônicas são fenômenos associados a deformações nas formas de 

onda das tensões e correntes em relação à onda senoidal da frequência fundamental (ANEEL, 

2018). A distorção harmônica é proveniente principalmente da operação de dispositivos e cargas 

não lineares na rede elétrica, tal qual o inversor utilizado nas UFVs. 

Segundo Pinto Neto (2017), a distorção harmônica é o principal fator degradante 

da qualidade do sinal de tensão da rede, pois deforma a onda de tensão, prejudicando as cargas, 

medições, a eficiência do sistema e, dependendo da frequência dos harmônicos, os sinais de 

dados que são transmitidos próximos ou no próprio condutor com harmônicos. 

Com a crescente penetração de sistemas fotovoltaicos na rede de distribuição, a dis-

torção harmônica da forma de onda de corrente e tensão estão se tornando uma questão impor-

tante. Estas distorções harmônicas, de forma sucinta, contribuem para o aumento de perdas no 

sistema de distribuição por aquecimento, impactam o funcionamento de motores e podem pre-

judicar as operações de equipamentos eletrônicos (ARRILLAGA; WATSON, 2003). 

O PRODIST estabelece limites apenas para as distorções da forma de onda de ten-

são (ver Quadro 2), no entanto, devido a resposta não-linear inerente aos inversores fotovoltai-

cos, as distorções harmônicas de corrente podem causar as distorções de tensão que podem in-

fluenciar a Distorção harmônica Total de Tensão (DTT) do sistema. 
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Quadro 2 - Limites das distorções harmônicas totais (em % da tensão fundamental). 

Indicador 
Tensão Nominal ���� 

�� ≤ 1 �� 1 �� ≤  �� ≤ 69 �� 69 �� ≤  �� ≤ 230 �� 

���95% 10,0% 8,0% 5,0% 

����95% 2,5% 2,0% 1,0% 

����95% 7,5% 6,0% 4,0% 

����95% 6,5% 5,0% 3,0% 

Fonte: (ANEEL, 2018). 

As grandezas ���, ����, ����  e ���� são, respectivamente, Distorção harmô-

nica total de tensão, Distorção harmônica Total de Tensão para as componentes pares não múl-

tiplas de 3, Distorção harmônica Total de Tensão para as componentes ímpares não múltiplas 

de 3 e Distorção harmônica Total de Tensão para as componentes múltiplas de 3. O índice 95% 

indica o intervalo de confiança para as medidas realizadas de tensão. Assim, cada uma destas 

grandezas podem ser calculadas através das expressões seguintes (ANEEL, 2018): 

���% �

�∑ ��
����� 

�=�

��
· 100%

I.3 

Onde ℎ é igual a todas as ordens harmônicas de 2 até ℎ���. Por sua vez, ℎ��� é 

a ordem harmônica máxima conforme a classe do equipamento utilizado para medição (classe 

A ou S). 

����% �

�∑ ��
��� 

�=�

��
· 100%

I.4 

Na equação anterior, ℎ é igual a todas as ordens harmônicas pares, não múltiplas de 

3, i.e., ℎ �  2, 4, 8, 10, 14, 16, 20, 22, 26, 28, 32, 34, 38, ⋯ , ℎ�. E ℎ� é a máxima ordem har-

mônica par, não múltipla de 3. 

����% �

�∑ ��
��� 

�=�

��
· 100%

I.5 

De forma semelhante, na equação anterior, ℎ é igual a todas as ordens harmônicas 

ímpares, não múltiplas de 3, i.e., ℎ � 5, 7, 11, 13, 17, 19, 23, 25, 29, 31, 35, 37, ⋯ , ℎ�. E ℎ� é a 

máxima ordem harmônica ímpar, não múltipla de 3. 
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����% �

�∑ ��
���

�=�

��
· 100%

I.6 

No caso da equação precedente, ℎ representa todas as ordens harmônicas múltiplas 

de 3, ou seja, ℎ �  3, 6, 9, 12, 15, 18, 21, 24, 27, 30, 33, 36, 39, ⋯ , ℎ3. Aqui ℎ3 é a máxima or-

dem harmônica múltipla de 3. 

De acordo com o CIGRÉ (JOINT WG C4.24/CIRED, 2018), o termo supra har-

mônico foi recentemente introduzido para se referir à distorção de tensão ou corrente na faixa 

de frequência de 2 a 150 kHz. Tais frequências se originam dos conversores ativos com eletrô-

nica de potência, presentes em muitos dos equipamentos fotovoltaicos conectados à rede. Ainda 

segundo o CIGRÉ (JOINT WG C4.24/CIRED, 2018), existem indícios de que uma redução 

nas emissões de "harmônicos normais" (harmônicos ímpares de ordem inferior) provoca o au-

mento das emissões de supra harmônicos. O efeito aconteceria porque os conversores ativos são 

comumente projetados para reduzir o nível de emissões harmônicas em frequências mais baixas. 

O exemplo mostrado na Figura 0-2 apresenta os remanescentes da frequência de comutação de 

um inversor fotovoltaico. 

Figura 0-2 - Supra harmônicos de uma UFV de 2,5 kW em função da magnitude da corrente. 

 
Fonte: (JOINT WG C4.24/CIRED, 2018) 

Observa-se na figura que um sinal de 16 kHz é injetado pelo inversor, independen-

temente da potência gerada. Quando o sistema fotovoltaico é desligado (valor da corrente eficaz 

próximo de zero), o sinal de 16 kHz desaparece. 

Este tipo de distorção ainda não possui índices de referência na legislação brasileira. 
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Ilhamento é definido como um estado de operação em que a central geradora supre 

uma porção eletricamente isolada do sistema de distribuição da concessionária portanto, é o 

mesmo que uma operação ilhada (ANEEL, 2010a). O ilhamento pode ser originado por um 

erro humano ou por uma ação deliberada de emergência, resultado da atuação para proteção ou 

controle e é considerado principalmente como um recurso final para salvar o sistema antes de 

seu colapso total (MARCHESAN, 2016). O ilhamento é, portanto, um modo de operação da 

rede de distribuição e, , não representa um problema na qualidade de energia. 

Os inversores das UFVs conectadas a rede são dotados de proteções para que a con-

dição de ilhamento não-intencional não ocorra. Conforme Sharma e Sunitha (2017) e Shayani 

(2010), caso a proteção dos inversores falhem, o ilhamento passa a representar um risco de morte 

para os funcionários da concessionária distribuidora, pois eles podem não estar cientes de uma 

fonte conectada ao sistema de distribuição enquanto a rede não está fornecendo energia. Além 

disso, durante o ilhamento, todos os parâmetro de qualidade de energia (como a tensão e a 

frequência, por exemplo) ficam fora do controle da concessionária aumentando a possibilidade 

de danos aos equipamentos das unidades consumidoras dentro da ilha caso os limites sejam 

extrapolados (KARIMI , 2016; SHAYANI, 2010). Por fim, segundo Marchesan (2016), 

o ilhamento não intencional também pode causar problemas na proteção do sistema de distri-

buição, tais como, perda de coordenação entre dispositivos de proteção, perda de sensibilidade 

e religamento fora de sincronismo interferindo no restabelecimento da energia pela concessio-

nária. 

O fator de potência é calculado como a razão entre a potência ativa e a potência 

aparente de um sistema e é essencialmente uma medida da diferença de fase entre a tensão e a 

corrente em um sistema de energia alternado. Sendo, portanto, dado conforme a equação I.7:  

�� �
�

�
� cos � I.7 

A REN 414/2010 da ANEEL (2010b), estabelece um fator de potência de referên-

cia igual a 0,92 assim, nos consumidores do grupo A com UFV instaladas, surge um inconve-

niente devido a forma como o fator de potência é medido pela concessionária.  
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Observe a Figura 0-3 que ilustra a situação. Em uma instalação sem uma UFV o 

consumidor recebe da rede, em um dado instante, os valores de potência ativa (�) e reativa (�) 

conforme mostra a Figura 0-3a. Ao instalar uma UFV, o consumidor passa a produzir parte de 

sua potência ativa (representado por ��� ) e a potência ativa entregue à unidade consumidora 

pela concessionária é reduzida para (�’) (situação da Figura 0-3b). Isto ocorre porque a maioria 

dos inversores fotovoltaicos conectados à rede são configurados apenas para injetar energia com 

fator de potência unitário, ou seja, eles produzem apenas energia ativa. 

Como consequência, há uma redução do fator de potência da unidade consumidora, 

pois a rede da concessionária passa a fornecer menos energia ativa (representada por �’) mas a 

mesma quantidade de energia reativa (�) (CHATHURANGI , 2018; MUKWEKWE; 

VENUGOPAL; DAVIDSON, 2017). Nesta situação, a unidade consumidora pode ultrapas-

sar o limite estabelecido e ser taxada por tal. 

Figura 0-3 – Redução do fator de potência devido a inserção de geração fotovoltaica. (a) Instalação sem UFV e (b) com UFV. 

        
Fonte:  Autor (2020). 

Em seu artigo Pinto e Zilles (2014), esclarece que o objetivo de uma UFV é reduzir 

as despesas de energia e que a cobrança pelo excesso de energia reativa pode ser um entrave para 

a promoção dessa tecnologia, pois, apesar da redução no consumo de energia ativa, haverá tam-

bém uma redução no fator de potência da unidade consumidora e isso gerará uma cobrança pelo 

excesso de energia reativa, mesmo que a demanda por energia reativa tenha permanecido a 

mesma. Isso reduz a atratividade dos sistemas fotovoltaicos. 

 

 



 

 

Nesta seção, são apresentados os registros de tensão, demanda, produção de energia 

fotovoltaica e outras variáveis ambientais que foram utilizados para a validação dos modelos 

empregados no trabalho. 

Nos gráficos da Fig. A.1, Fig. A.2 e Fig. A.3 estão os registros de tensão da subes-

tação Saturnino ������� e da ����. Vale destacar o comportamento mais estável da tensão na 

����� devido aos reguladores automáticos instalados, deixando a curva com um aspecto “qua-

drado”. 

As curvas apresentadas na Fig. A.4, Fig. A.5 e Fig. A.6 mostram os registros dos 

medidores instalados na saída da usina fotovoltaica, indicando a geração de energia total da 

planta e dos medidores da subestação do IF indicando o fluxo bidirecional da energia, indicados 

nas curvas como injeção a energia excedente entregue à concessionária e como demanda a ener-

gia solicitada pelo IF à concessionária.  

Por último, os gráficos da Fig. A.7 e da Fig. A.8 mostram parâmetros ambientais 

registrados pela estação solarimétrica do IFSULDEMINAS.  

Dos gráficos apresentados, pode ser destacado a presença de chuva nos três dias em 

questão, e isso pode ser observado na curva de umidade relativa da Fig. A.8. Como esperado, as 

curvas de geração de energia fotovoltaica (Fig. A.4 à Fig. A.6) replicam o formato das curvas de 

irradiância (Fig. A.7). 
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Fig. A.1. Perfil de tensão do dia 16.01.2019 da SE Saturnino e na SE IF. Valores em p.u. na base de 7,97kV 

 
Fonte: Autor (2020) 

 

Fig. A.2. Perfil de tensão do dia 26.01.2019 da SE Saturnino e na SE IF. Valores em p.u. na base de 7,97kV. 

 
Fonte: Autor (2020) 

 

Fig. A.3. Perfil de tensão do dia 17.07.2019 da SE Saturnino e na SE IF. Valores em p.u. na base de 7,97kV 

 
Fonte: Autor (2020) 
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Fig. A.4. Potências registradas na SE do IF no dia 16.01.2019 

 
Fonte: Autor (2020) 

 

Fig. A.5. Potências registradas na SE do IF no dia 26.01.2019 

 
Fonte: Autor (2020) 

 

Fig. A.6. Potências registradas na SE do IF no dia 17.07.2019 

 
Fonte: Autor (2020) 
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Fig. A.7. Irradiância dos dias 16 e 26 de janeiro e dia 17 de julho na estação solarimétrica no Campus Poços 

 
Fonte: Autor (2020) 

 

Fig. A.8. Registros da temperatura ambiente e umidade relativa dos dias 16 e 26 de janeiro e dia 17 de julho captado pela estação 

solarimétrica no Campus Poços 

 
Fonte: Autor (2020) 
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