CT-349


SENDI 2004
XVI SEMINÁRIO NACIONAL DE DISTRIBUIÇÃO DE ENERGIA ELÉTRICA
O Sistema Interligado Nacional e a Formação do Preço de Curto Prazo

C. C. B. de Oliveira, F. L. Fuga – Escola Politécnica/USP

E-mail: fabiano.fuga@poli.usp.br
PALAVRAS-CHAVE: preço, mercado, planejamento, despacho, modelos.

RESUMO:
Este artigo apresenta uma análise do processo de formação do preço de curto prazo no mercado brasileiro de energia elétrica. Devido às características da estrutura regulatória do sistema brasileiro, o processo de formação de preço está associado ao planejamento da operação eletro-energética, sendo necessário conhecer as características básicas do sistema interligado nacional.

O sistema brasileiro é predominantemente hidráulico, caracterizado por grandes reservatórios com capacidade de regulação plurianual, estruturado em diversas cascatas sobre várias bacias hidrográficas, com uma malha de transmissão de dimensões continentais e mercado consumidor concentrado em algumas regiões.

A energia produzida numa usina hidrelétrica não possui custos diretamente associados, pois seu valor é dado pela economia nos custos de geração térmica e de possíveis déficits de energia no futuro, que são evitados pela sua utilização. A questão básica é encontrar uma solução operativa que contemple tanto a economia imediata associada à produção hidráulica, a expectativa de benefícios futuros advindos do armazenamento da água nos reservatórios e a garantia de níveis adequados de suprimento.

O planejamento da operação de sistemas hidrotérmicos de geração de energia elétrica abrange um largo espectro de atividades, desde o planejamento plurianual até a programação diária da geração dos reservatórios. A abordagem adotada no Brasil divide o planejamento em diversas etapas, de modo a contemplar decisões estratégicas, táticas e operacionais. Em cada etapa, são utilizados modelos com diferentes graus de detalhe para representação do sistema, abrangendo períodos de estudos com horizontes distintos.

Estes mesmos modelos são utilizados na formação do preço do mercado de curto prazo.
ABSTRACT:
This work presents an evaluation of the short-term pricing process on the Brazilian Power Market. Due to regulatory structure characteristics of the brazilian system, the pricing process is related to the electro-energetic operation planning, this is necessary to understand the basic characteristics of the "National Interconnected System".

The brazilian power system is hydro based, with large reservoirs with plurianual regulation, several hydro basins in cascaded, with a continental transmission network and a consumer market concentrated on some specific regions.

The energy produced by a hydroelectric power plant does not have any direct costs associated to it, since its value is given by thermal generation costs savings and possible energy deficits in the future, avoided by its utilization. The basic question is to find an operative solution that fulfills immediate savings related to hydraulic production, future benefits associated with water storage and the assurance of adequate levels of energy supply.

The operation planning of hydrothermal power generation systems embraces a great variety of activities, from the plurianual planning to the daily programming of the generation. In Brazil, the adopted approach divides the planning into several phases, in order to allow strategic, tactic and operational decisions.  In each phase, different models with different detailing levels of the system representation are used, with different study periods being applied.

These same models are used in the short-term market price formation.

I. INTRODUÇÃO
O perfil do parque gerador brasileiro é bastante diferente de países onde centrais termelétricas são dominantes, já que o sistema brasileiro é predominantemente hidráulico, caracterizado por grandes reservatórios com capacidade de regulação plurianual, estruturado em diversas cascatas sobre várias bacias hidrográficas. De maneira que não se pode separar o problema de despacho térmico do hidrelétrico. Aqui uma termelétrica será despachada se o preço spot da eletricidade for maior do que o seu custo operativo, sendo o preço spot calculado através da solução de um problema de otimização. A energia produzida numa usina hidrelétrica não possui custos diretamente associados, pois seu valor é dado pela economia nos custos de geração térmica e de déficits, que são evitados pela sua utilização.

A questão básica é encontrar uma solução que contemple tanto a economia imediata associada à produção hidráulica quanto à expectativa de benefícios futuros advindos do armazenamento da água nos reservatórios.

No Brasil este problema é resolvido através da divisão das decisões em três níveis: estratégico, tático e operacional. Assim, a partir de uma análise econômica de longo prazo, definem-se estratégias mensais de operação do parque gerador. Em médio prazo, levando em conta essas estratégias e conhecido o estado do sistema e uma previsão de seus recursos energéticos, é possível definir políticas semanais de operação para o próximo mês. No curto prazo, as políticas semanais são detalhadas em base horária, considerando, além dos objetivos energéticos estabelecidos, as restrições elétricas e hidráulicas do sistema. 

A proposta desse trabalho é de apresentar a situação do setor elétrico brasileiro após a reestruturação do Projeto RESEB, descrevendo os parâmetros e modelos utilizados no planejamento da operação do sistema elétrico brasileiro, e analisar os impactos causados por estes parâmetros na formação de preços de curto prazo para liquidação de diferenças.

Para tanto será necessário conhecer o histórico recente mostrando principalmente o papel dos agentes dentro do modelo adotado após a reestruturação do setor elétrico. Também o  perfil hidrotérmico do sistema brasileiro e suas peculiaridades, como as grandes interconexões e a questão dos submercados. O despacho centralizado e sua relação direta com os modelos formadores de preço do mercado, desde o longo até o curto prazo.

Neste ponto, conhecida as características básicas do sistema e dos modelos, é realizada uma análise da cadeia de modelos para formação do preço de mercado de curto prazo, onde são feitas considerações desde sua metodologia, passando por problemas observados e análises de sensibilidade, são apresentados também modelos alternativos desenvolvido por empresas e estudos realizados por grupo de pesquisas sobre formas alternativas de se tratar o problema do planejamento energético. 

II. HISTÓRICO
O Setor de energia elétrica no Brasil sofreu profundas transformações de natureza institucional entre os anos 1930 e 1980. Nas primeiras décadas do século passado, encontrava-se amplamente dominado por empresas privadas estrangeiras. Com a decretação do Código de Águas, em 1934, motivado pela falta de investimentos privados na expansão do sistema, teve início um processo de estatização das atividades de produção de energia elétrica, sob a liderança da empresa pública.

Até o final dos anos 80 este foi, sucintamente, o modelo do setor: monopólios regionais, geridos por grandes grupos verticalizados, interligados por grandes troncos de transmissão, com gerenciamento cooperativo e sob o regime de concessões com remuneração garantida, administrado pelo então poder concedente DNAEE – Departamento Nacional de Águas e Energia Elétrica e pela Eletrobrás, que coordenava os Comitês de Operação e de Planejamento, onde em consórcio com as principais empresas do setor que compunham o GCOI – Grupo Coordenador da Operação Interligada, responsável pelo planejamento da operação, e o GCPS – Grupo Coordenador do Planejamento dos Sistemas Elétricos, responsável pelo planejamento da expansão.

Na década de 80 os efeitos dos acontecimentos da década anterior – crise do petróleo e elevação das taxas de juros americanos, basicamente - atingem em cheio o Setor Elétrico Brasileiro. Neste contexto, o Brasil se viu obrigado a submeter-se à nova política de financiamento dos organismos multilaterais de crédito, que se alterou radicalmente no início dos anos 90, que, como no caso do Banco Mundial, estavam totalmente alinhados com a Reforma do Setor na Inglaterra, cujos objetivos eram, principalmente, os seguintes:

· Garantir a expansão com prevalência de capitais privados em substituição ao estatal;

· Desverticalização das Empresas, para introdução da concorrência;

· Regime tarifário orientado para a busca da eficiência econômica;

· Órgão regulador forte e independente, para arbitrar os interesses da sociedade, frente aos agentes de mercado.

Seguindo a tendência de abertura de mercado adotada por muitos países e, com base nos estudos realizados por consultoria internacional, o governo brasileiro deu início a sua Reforma Institucional do Setor Elétrico, que tinha por objetivo fundamental garantir a expansão do sistema, através da transferência da exploração do serviço de energia elétrica para a iniciativa privada, cabendo ao Estado o papel de regular as relações entre os agentes, incluindo as autorizações e outorga de concessões.

O projeto de Reestruturação do Setor Elétrico Brasileiro - RE-SEB - iniciou-se em 1996, sob a coordenação do Ministério de Minas e Energia. Neste processo foi criada a Agência Nacional de Energia Elétrica - ANEEL, substituindo o DNAEE. Um consórcio consultor comandado pela Coopers & Lybrand emitiu um longo relatório, amplamente discutido e modificado em seguidas iterações com técnicos das empresas do setor. Este relatório deu origem ao arcabouço legal que definiu as regras e criou o Mercado Atacadista de Energia Elétrica - MAE, o Operador Nacional do Sistema Elétrico – ONS e o CCPE – Comitê Coordenador de Planejamento da Expansão dos Sistemas Elétricos. Os objetivos básicos do projeto eram os seguintes:

· A introdução de competição nos segmentos produção e distribuição / comercialização;

· A criação de um ambiente negocial transparente que fornecesse regras claras com bases econômicas para o funcionamento das empresas existentes;

· A entrada de capital privado para expansão e concretização de novos investimentos.

As relações comerciais entre os agentes participantes do MAE são regidas principalmente por contratos bilaterais, sendo que a liquidação financeira destes contratos é realizada diretamente entre as partes contratantes. A comercialização de energia resultante da diferença entre a energia contratada (via contratos bilaterais) e a efetivamente realizada (podendo esta ser a energia produzida ou consumida) tem sua comercialização e liquidação feitas através do MAE. Dentro deste contexto, as regras do MAE tratam quase que exclusivamente do chamado “mercado de diferenças” ou “mercado residual”. 

Para que seja possível o cálculo das diferenças está disponível um registro de contratos contendo informações sobre os volumes dos contratos aplicáveis entre as partes contratadas a cada período de liquidação. Este registro considera todos os tipos de contratos em exercício no setor elétrico, conforme estabelecido nas regras de mercado, tais como os Contratos Iniciais, contratos de Itaipu e quaisquer outros contratos que os membros do MAE queiram registrar dentro dos padrões acordados.

Atualmente, está em fase de regulamentação o Novo Modelo do Setor Elétrico instituído pelas leis 10.847 e 10.848, que prevê algumas mudanças no setor como a criação da A Empresa de Pesquisa Energética – EPE, que tem por finalidade prestar serviços na área de estudos e pesquisas destinadas a subsidiar o planejamento do setor energético, o Comitê de Monitoramento do Setor Elétrico - CMSE, com a função precípua de acompanhar e avaliar permanentemente a e a segurança do suprimento eletroenergético em todo o território nacional e a Câmara de Comercialização de Energia Elétrica – CCEE sucederá ao Mercado Atacadista de Energia Elétrica – MAE.

Ainda em 2004, deverá ocorrer a regulamentação deste novo modelo, no qual deverão ser definidas as regras de comercialização de energia em dois ambientes distintos: o Ambiente de Contratação Regulada - ACR, onde estarão os consumidores cativos das concessionárias locais de distribuição de energia e o Ambiente de Contratação Livre – ACL, onde estarão os comercializadores e os consumidores livres.

De acordo com Decreto Presidencial 5163, a contabilização e a liquidação mensal no mercado de curto prazo serão realizadas com base no Preço de liquidação das Diferenças - PLD. O PLD, a ser publicado pela CCEE, será calculado antecipadamente, com periodicidade máxima semanal e terá como base o custo marginal de operação, limitado por preços mínimo e máximo, e deverá observar o seguinte:

I - a otimização do uso dos recursos eletro-energéticos para o atendimento aos requisitos da

carga, considerando as condições técnicas e econômicas para o despacho das usinas;

II - as necessidades de energia elétrica dos agentes;

III - os mecanismos de segurança operativa, podendo incluir curvas de aversão ao risco de déficit de energia;

IV - o custo do déficit de energia elétrica;

V - as restrições de transmissão entre submercados;

VI - as interligações internacionais; e

VII - os intervalos de tempo e escalas de preços previamente estabelecidos que deverão refletir as variações do valor econômico da energia elétrica.

Com relação aos valores máximos e mínimos do PLD, os mesmos deverão ser estabelecidos pela ANEEL,  e serão calculados levando em conta os custos variáveis de operação dos empreendimentos termelétricos disponíveis para o despacho centralizado, no caso do máximo, e levando em

conta os custos de operação e manutenção das usinas hidrelétricas, bem como os relativos à compensação financeira pelo uso dos recursos hídricos e royalties, no caso do mínimo.

E finalmente, que o processo de contabilização e liquidação de energia elétrica, realizado segundo

as regras e os procedimentos de comercialização da CCEE, identificará as quantidades comercializadas no mercado e as liquidadas ao PLD.

III. Cenário
O Sistema Elétrico Brasileiro possui tamanho e características que permitem considerá-lo único no mundo. O Brasil possui um sistema hidrotérmico de grande porte, com ampla maioria de usinas hidrelétricas e com múltiplos proprietários. O Sistema Interligado Nacional é formado pelas empresas das regiões Sul, Sudeste, Centro-Oeste, Nordeste e parte da região Norte. Apenas 3,4% da capacidade de produção de eletricidade do país encontram-se fora do Sistema Interligado Nacional (SIN). 

Tabela 1 – Matriz energética brasileira

	Usinas
	Pot. MW
	% Total

	Hidroelétricas
	57.534
	78,98%

	Térmicas
	7.002
	9,61%

	Nuclear
	2.007
	2,76%

	Itaipu (50%)
	6.300
	8,65%

	Total
	72.843
	100,00%


Fonte: ONS (2003)
As usinas hidrelétricas são construídas onde melhor se podem aproveitar as afluências e os desníveis dos rios, geralmente em locais distantes dos centros consumidores, sendo necessário desenvolver no país um extenso sistema de transmissão. Formando caminhos alternativos, a rede de transmissão permite transportar com segurança a energia produzida até os centros de consumo. Mais ainda, as grandes interligações possibilitam a troca de energia entre regiões, permitindo obter benefícios a partir da diversidade de comportamento das vazões entre rios de diferentes bacias hidrográficas.

Desde meados da década de 70, o sistema eletroenergético brasileiro é operado de forma coordenada, visando obter ganhos sinérgicos a partir das interligações regionais. A operação coordenada visa minimizar os custos globais de produção de energia elétrica, contemplando restrições intra e extra-setoriais e aumentando a confiabilidade do atendimento. A operação centralizada do Sistema Interligado Nacional está embasada na interdependência operativa entre as usinas, na interconexão dos sistemas elétricos e na integração dos recursos de geração e transmissão no atendimento ao mercado.

A interdependência operativa é causada pelo aproveitamento conjunto dos recursos hidrelétricos, através da construção e da operação de usinas e reservatórios localizados em seqüência em várias bacias hidrográficas. Desta forma, a operação de uma determinada usina depende das vazões liberadas a montante por outras usinas que podem ser de outras empresas.

A utilização dos recursos de geração e transmissão dos sistemas interligados permite reduzir os custos operativos, minimizando a produção térmica e o consumo de combustíveis sempre que houver superávits hidrelétricos em outros pontos do sistema.

Em períodos de condições hidrológicas desfavoráveis, as usinas térmicas contribuem para o atendimento ao mercado como um todo, e não apenas aos consumidores de sua empresa proprietária. Assim, a participação complementar das usinas térmicas no atendimento do mercado consumidor exige interconexão e integração entre os agentes, dentro da visão sistêmica da operação centralizada.

Ao contrário dos sistemas puramente termoelétricos, sistemas com uma porcentagem substancial de geração hidroelétrica podem utilizar a energia armazenada "grátis" nos reservatórios do sistema para atender a demanda, substituindo assim a geração dispendiosa das unidades termoelétricas.

Entretanto, o volume de água afluente aos reservatórios é desconhecido, pois depende basicamente das chuvas que irão ocorrer no futuro. Além disso, a disponibilidade de energia hidroelétrica é limitada pela capacidade de armazenamento nos reservatórios. Isto introduz uma relação entre uma decisão de operação em uma determinada etapa e as conseqüências futuras desta decisão. Por exemplo, se decidirmos utilizar as provisões de energia hidroelétrica para atender o mercado hoje e no futuro ocorrer uma seca, pode vir a ser necessário utilizar geração termoelétrica de custo elevado ou, mesmo, interromper o fornecimento de energia. Por outro lado, se optarmos por fazer uso mais intensivo de geração termoelétrica, conservando elevados os níveis dos reservatórios e ocorrerem vazões altas no futuro, poderá haver vertimento no sistema, o que representa um desperdício de energia e, em conseqüência, um aumento desnecessário no custo de operação. Conforme mostra a 
Figura 1
 a seguir:
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Figura 1 - Processo de decisão para sistemas hidrotérmicos

O problema de planejamento da operação de sistemas hidrotérmicos possui características que podem ser assim resumidas:

a) Acoplamento temporal, ou seja, é necessário avaliar as conseqüências futuras de uma decisão no presente. 

b) a irregularidade das vazões afluentes aos reservatórios, que variam sazonalmente e regionalmente. 

c) Acoplamento espacial, devido à interdependência na operação de usinas hidroelétricas.

d) o valor da energia gerada por uma hidroelétrica somente pode ser medido em termos da economia resultante nos custos de geração térmica ou déficits evitados e não diretamente como uma função apenas do estado da usina.

e) os objetivos de economia de operação e confiabilidade de atendimento são claramente antagônicos: a máxima utilização da energia hidroelétrica disponível a cada etapa é a política mais econômica, pois minimiza os custos de combustível. Entretanto, esta política é a menos confiável, pois resulta em maiores riscos de déficits futuros. 

IV. Interconexões e Submercados
A quantidade de submercados está diretamente ligada às características das redes de interligação entre duas regiões distintas e às restrições de transmissão que podem ocorrer nas mesmas.

O congestionamento de sistemas de transmissão acontece quando uma transação de energia elétrica proposta não pode ser executada devido às limitações impostas pela rede. 

Um efeito do congestionamento é “regionalizar” os mercados, tornando impossível que geradores de uma determinada região possam competir livremente em igualdade de condição com geradores em outras regiões, dadas as limitações de transferência de potência. 

No enfoque zonal, uma zona é definida como uma porção da rede de transmissão onde congestionamentos internos acontecem não freqüentemente ou apresentam custos relativamente baixos, enquanto que as restrições que se apresentam entre as zonas levam a custos mais elevados e são de natureza mais freqüente. Sob este enfoque as restrições são divididas em “inter-zonais” (entre duas zonas diferentes) e “intra-zonais” (dentro da mesma zona), as quais apresentam diferentes características e impactos econômicos, e, portanto recebem tratamentos diferenciados. Isto é coerente com a idéia que o congestionamento regionaliza os mercados. 

Para ajudar no entendimento destes conceitos a Figura 2 apresenta um sistema de duas zonas, onde o limite de intercâmbio entre elas é de 1000MW. Embora exista um excedente de geração de 2000MW na zona A, a um preço de 10$/MWh, a restrição de transmissão permite o intercâmbio de apenas 1000MW. Esta situação caracteriza um congestionamento inter-zonal, o qual obriga o despacho de geração mais custosa ou então a redução da demanda na zona B, verificando-se ainda uma perda de oportunidade dos geradores da zona A.
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Figura 2– Congestionamento Inter-zonal

Uma vez resolvido o congestionamento inter-zonal é preciso analisar cada zona em separado, aliviando-se os congestionamentos internos das zonas (congestionamento intra-zonal), mantendo-se os valores de intercâmbio entre zonas. Para isto é preciso dispor de uma metodologia de otimização que permita definir o despacho final do sistema ao mínimo custo, modelando a rede de transmissão da zona em estudo.

No enfoque nodal, a rede de transmissão é totalmente incorporada ao modelo de despacho de modo que os custos associados aos congestionamentos são calculados diretamente para cada barra do sistema.

Os custos das restrições de transmissão intra-zonais (dentro de um submercado), também conhecidos por custos de congestionamento, causam um uso da água de maneira não otimizada, e devem ser identificados adequadamente e pagos aos geradores e, conseqüentemente recuperando esses custos junto aos consumidores através de um encargo adequado.

Devido à diversidade hidrológica e a presença de restrições de transmissão de natureza estrutural do SIN, o mercado brasileiro é subdivido em submercados. Um submercado é uma parcela do MAE cujos limites são definidos pelas restrições de transmissão, que acabam por definir custos marginais de operação diferenciados.

Desta forma, um submercado deveria ser uma região geoelétrica sem restrições estruturais de transmissão, isto significa dizer que é possível que ocorram restrições conjunturais de transmissão devido, por exemplo, a falhas de equipamentos ou ao atraso de algum reforço já programado, mas isto não constitui um submercado. 

Devido às dificuldades apontadas anteriormente, decidiu-se adotar um esquema de precificação por submercados. A idéia básica é simplificar a representação da rede, o que facilita as análises dos investidores e diminui o poder de mercado, mas preservando os sinais locacionais mais importantes. 

Isto é feito relaxando os limites de transmissão “conjunturais”, por exemplo, restrições internas a uma região, que serão eliminadas num futuro próximo através de reforços programados. Por sua vez, são mantidas as restrições “estruturais”, isto é, limites de transmissão de caráter mais permanente que refletem, por exemplo, à capacidade de transferência de energia entre regiões.

O cálculo dos preços num esquema de submercados é feito de maneira análoga ao cálculo por barra, supondo, como mencionado, que os limites de transmissão internos a cada submercado são infinitos e mantendo os limites de transmissão nos circuitos de interligação entre os submercados. Como conseqüência, todos os preços nas barras pertencentes a cada submercado são iguais. 

V. O Despacho Centralizado
De acordo com as definições obtidas no RE-SEB, projeto de reestruturação elétrica do setor elétrico brasileiro, foi estabelecido que o despacho das centrais geradoras do Sistema Interligado Brasileiro seria centralizado fazendo o uso de ferramentas de otimização, num regime denominado tight pool. A justificativa utilizada na época, entre outras razões, foi que devido à pequena presença termelétrica no sistema interligado e pelos complexos vínculos hidráulicos existentes entre usinas de diferentes proprietários. De fato, o sistema brasileiro é um raro caso em que usinas da mesma cascata pertencem, muitas vezes, a diferentes proprietários.

Sendo assim, o modelo escolhido para que fosse realizada a comercialização no curto prazo, tight pool, é caracterizado pelos seguintes aspectos:

a) Os geradores hidrelétricos submetem os dados técnicos de suas usinas, incluindo níveis de armazenamento, vazões afluentes e disponibilidade das turbinas;

b) Os geradores termelétricos também submetem dados técnicos de suas usinas, além dos preços de combustível e seu consumo por unidade de energia produzida;

c) Os participantes do mercado pelo lado da demanda (comercializadores e grandes consumidores) submetem seus dados de carga;

d) Os preços de energia no mercado spot são então obtidos com base nos custos marginais de curto prazo, calculados por um modelo de otimização;

e) A metodologia dos preços spot é definida no âmbito de um acordo celebrado entre os participantes do Mercado Atacadista de Energia (MAE);

f) O despacho da geração é controlado pelo Operador Nacional do Sistema (ONS).

Há uma grande diferença entre o operador independente no Brasil, ONS, e outros operadores independentes. A geração em outros países é definida por ordem crescente de preços livremente estabelecidos pelo mercado para cada aproveitamento, cabendo àqueles operadores independentes viabilizar eletricamente o funcionamento do sistema para os montantes de geração definidos, ou no máximo propor intercâmbios suplementares que tornem factíveis os fluxos nas linhas.

O ONS, ao contrário, devido à interdependência da operação do parque hidroelétrico, dá ênfase aos estudos energéticos, definindo a geração por modelos de otimização, sendo por isso o agente responsável por todos os passos que culminam na decisão de geração por usina, ou seja, carga, hidrologia e estudos elétricos.

A partir destes mesmos modelos de otimização é calculado o custo marginal de curto prazo, do qual é obtido, como se verá ao longo deste trabalho, o preço do mercado de curto prazo, mais conhecido como "Preço MAE" ou PLD.

O MAE estabelece o preço spot de energia elétrica. Em condições normais, este preço será baseado no Custo Marginal de Curto Prazo (CMCP), calculado por uma cadeia de programas de otimização do sistema. Existe a previsão, de acordo com as fases de implantação do MAE, que os preços serão calculados para cada um dos submercados do sistema interligado, até um dia antes do despacho. Este sistema de preços difere daquele praticado nos Estados Unidos e Inglaterra, onde a oferta competitiva entre os geradores estabelece o preço no mercado à vista. 

V.I Operação de Sistemas Hidrotérmicos

A característica mais evidente de um sistema com geração hidroelétrica é poder utilizar a energia “grátis” que está armazenada nos reservatórios para atender à demanda, evitando desta maneira gastos de combustível com as unidades térmicas. Entretanto, a disponibilidade de energia hidroelétrica está limitada pela capacidade de armazenamento nos reservatórios. Isto introduz uma dependência entre a decisão operativa de hoje e os custos operativos no futuro.
Em outras palavras, se deplecionamos hoje as reservas de energia hidroelétrica, com o objetivo de minimizar os custos térmicos, e ocorrer uma seca severa no futuro, pode haver um racionamento de custo elevado. Se, por outro lado, preservamos as reservas de energia hidroelétrica através de um uso mais intenso de geração térmica, e as afluências futuras forem elevadas, pode ocorrer um vertimento nos reservatórios do sistema, o que representa um desperdício de energia e, conseqüentemente, um aumento no custo operativo. Como já mostrado na Figura 1.

Portanto, em contraste com os sistemas puramente térmicos, cuja operação é desacoplada no tempo, a operação de um sistema hidroelétrico é um problema acoplado no tempo, isto é, uma decisão operativa hoje afeta o custo operativo futuro.
VI. Modelos de Formação de Preços
O planejamento da operação de sistemas hidrotérmicos de geração de energia elétrica abrange um largo espectro de atividades, desde o planejamento plurianual até a programação diária da geração dos reservatórios. Devido ao porte e complexidade deste problema, é necessária a sua divisão em diversas etapas. Em cada etapa, são utilizados modelos com diferentes graus de detalhe para representação do sistema, abrangendo períodos de estudos com horizontes distintos (médio prazo, curto prazo e programação diária).

Na etapa de médio prazo são realizados estudos para horizontes de até 5 anos à frente com o objetivo de definir quais serão as parcelas de geração hidráulica e térmica que minimizam o valor esperado do custo de operação, representando o sistema através de um modelo equivalente. Na etapa de curto prazo, a partir das informações obtidas na etapa de médio prazo, determinam-se as metas individuais de geração das usinas hidráulicas e térmicas do sistema, bem como os intercâmbios de energia entre subsistemas. Finalmente na programação diária, define-se uma programação horária de geração que atenda as metas estabelecidas na etapa anterior, sujeita às condições operacionais da rede elétrica.

No Brasil, o MAE é o responsável pelo cálculo do preço spot de eletricidade. Para isto, ferramentas computacionais de despacho que são usadas durante o processo de otimização do sistema pelo ONS, são utilizadas pelo MAE para cálculo do preço spot, como também é conhecido preço de curto prazo. O preço spot é calculado para quatro submercados (Sul, Sudeste, Norte e Nordeste) definidos por restrições de transmissão.

O preço de curto prazo reflete o custo marginal de curto prazo do sistema, obtido a partir de modelos de otimização. Os modelos fornecidos pelo CEPEL, a serem utilizados no cálculo do preço são: NEWAVE, NEWDESP, DECOMP e DESSEM.

Estes modelos são encadeados de acordo com a Figura 3 a seguir:

     
       Etapa I
  
        Etapa II

         Etapa III
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Figura 3 – Modelos de Otimização do Despacho Hidrotérmico

Na primeira fase de implementação do MAE, a metodologia para determinação do preço era operacionalizada através dos programas NEWAVE e NEWDESP, na segunda fase tem-se a entrada do modelo DECOMP, e finalmente na terceira fase o modelo DESSEM entra nesta cadeia. 

Na primeira etapa, o modelo NEWAVE é utilizado no planejamento da operação a médio prazo (até 5 anos), de sistemas hidrotérmicos interligados com discretização mensal e representação a sistemas equivalentes. Seu objetivo é determinar a estratégia de geração hidráulica e térmica em cada estágio que minimiza o valor esperado do custo de operação para todo o período de planejamento. 

Um dos principais resultados desse modelo são as funções de custo futuro, que traduzem para os modelos de etapas de mais curto prazo o impacto da utilização da água armazenada nos reservatórios. Nesse modelo, a carga e a função de custo de déficit podem ser representados em patamares e permite-se a consideração de limites de interligação entre os subsistemas. 

O modelo NEWDESP permite que se obtenha o despacho do sistema e o custo marginal de operação, a partir do resultado do NEWAVE. No modo despacho, com base nos valores de energia armazenada no início de um mês e valores realizados e previstos de energias afluentes, o modelo obtém o despacho ótimo para o período em estudo, definindo a geração hidráulica equivalente e o despacho das usinas térmicas para cada subsistema. Como resultado desse processo são obtidos os custos marginais de operação para o período estudado, em cada patamar de carga considerado para cada subsistema. O modo despacho fornece os preços do MAE, respeitando os preços mínimos, em três patamares de carga para cada submercado, sendo o patamar pesado para os horários de ponta do sistema, o patamar médio para os horários fora de ponta do sistema com exceção do madrugada que é contemplada pelo patamar leve. 

Na segunda etapa, o modelo DECOMP é responsável pela coordenação da operação de sistemas hidrotérmicos interligados para o horizonte de curto prazo (até 12 meses), representa o primeiro mês em base semanal, o parque gerador individualizado (usinas hidráulicas e térmicas por subsistemas) e previsões de vazões. A aleatoriedade das vazões do restante do período é representada através de uma árvore de possibilidades (cenários de vazões). 

O objetivo é determinar o despacho de geração das usinas hidráulicas e térmicas que minimiza o valor esperado do custo de operação no primeiro estágio (primeira semana), dado o conjunto de informações disponível carga, vazões, disponibilidades, limites de transmissão entre subsistemas e função de custo futuro do NEWAVE.

Os principais resultados desse modelo são os despachos de geração por usina hidráulica e térmica de cada submercado, e os custos marginais de operação para cada estágio por patamar de carga. 

E por fim na terceira etapa, tem-se o modelo DESSEM para coordenação diária da operação de sistemas hidrotérmicos. O modelo DESSEM é um modelo de otimização para o planejamento da operação em um horizonte de curto prazo (de 7 a 14 dias), que tem como objetivo determinar o despacho ótimo horário de geração para sistemas hidrotérmicos interligados que minimiza o custo total de operação no período de planejamento. 

Atualmente, a versão do modelo DESSEM disponibilizada tem horizonte de 7 a 14 dias discretizado em intervalos de ½ hora até os primeiros 5 dias da semana e horária para os demais dias e estando acoplado ao final do período à função de custo futuro produzida pelo modelo DECOMP. 

VII. Discussões sobre o modelo utilizado para cálculo de preços
VII.I Despacho por Custo
Como visto, o preço spot é atualmente determinado pelo chamado despacho por custo. Onde, um agente central procura atender o consumo previsto de energia ao menor custo possível, acionando os geradores em ordem crescente de custo variável de produção (R$/MWh) até que a produção total seja igual ao consumo total. O despacho por custo também produz o chamado custo marginal de operação (CMO), que representa o custo de atender um MWh adicional de demanda.

Dois pontos centrais do modelo institucional e comercial do sistema elétrico brasileiro são a existência de um despacho centralizado com base em custos e o Mecanismo de Realocação de Energia (MRE).

O despacho com base em custos é uma decorrência de características específicas do sistema elétrico brasileiro. Estas características – a forte predominância hidroelétrica, a existência de grandes reservatórios e presença de várias empresas compartilhando as mesmas cascatas – limitaram severamente as alternativas para um modelo capaz de assegurar a operação ótima do sistema e, ao mesmo tempo, evitar a formação de grandes cartéis. A opção escolhida envolve o cálculo centralizado dos custos de oportunidade associados à água armazenada nos reservatórios, através de modelos matemáticos como foi visto nos capítulos anteriores. Desta forma, os produtores hidroelétricos – que respondem por aproximadamente 90% da produção de energia do sistema – não podem fazer ofertas de preços por sua energia para compor o despacho.

O Mecanismo de Realocação de Energia (MRE) tem a finalidade de mitigar dos riscos financeiros incorridos pelos proprietários de usinas hidroelétricas devido à variabilidade das vazões, através do compartilhamento destes riscos pelo conjunto de geradores.

VII.II Problemas Observados
O enfoque atualmente adotado no Brasil para a formação de preços da energia é o de despacho por custo. O custo de oportunidade das hidrelétricas e o CMO são calculados por um modelo computacional que minimiza o custo operativo médio (soma dos custos variáveis + custo de déficit) ao longo dos próximos cinco anos, utilizando implicitamente uma árvore de cenários, como mostra a Figura 4. 
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Figura 4 – Cálculo do Custo de Oportunidade e CMO no sistema brasileiro
Um dos princípios básicos da operação do sistema brasileiro é assegurar a otimização operativa das usinas hidrelétricas em cascata e a integração interbacias. Há quase três décadas, este objetivo vem sendo alcançado com um despacho por custo baseado em técnicas de otimização, e respectivo cálculo do CMO. Por esta razão, considerou-se na formulação do novo marco regulatório que seria razoável continuar com o mesmo procedimento na transição para um modelo de mercado.

Entretanto, a experiência com a aplicação deste procedimento nas novas condições de mercado revelou uma série de problemas e fragilidades em algumas áreas o que ocasionou em aperfeiçoamentos no modelo vigente, principalmente nos parâmetros de entrada do modelo de despacho, tentando assim reduzir a defasagem entre o preço calculado da energia e as percepções de geradores e consumidores com relação ao valor da mesma.

No Relatório de Progresso 2 do Comitê de Revitalização do Setor Elétrico1 foram abordados os principais problemas observados no modelo de preços. Foram encontradas dificuldades com os seguintes parâmetros:

a) Função de Custo de Déficit

Com relação à Função de Custo de Déficit, pode se notar na Figura 4, que alguns dos ramos da árvore de cenários futuros chegam a situações de déficit de suprimento. O custo de oportunidade nestes cenários é dado por um parâmetro do modelo computacional, o custo de déficit. Este parâmetro tem como propósito refletir a perda econômica para a sociedade resultante de uma possível incapacidade de se atender aa demanda. Como o custo de déficit era muito elevado, e o mesmo sendo representado em um único patamar, os cenários nos quais o mesmo ocorria tinha um peso muito grande na formação do valor esperado do custo de oportunidade das usinas hidrelétricas, o qual, por sua vez, define o CMO a cada período.

Este problema foi corrigido, quando o custo de déficit passou a ser determinado por uma função de custo de déficit que contém quatro patamares de redução de carga.
b) Previsões de Oferta e Demanda

Assim como o custo de déficit, as previsões de oferta e demanda afetam diretamente o cálculo do custo de oportunidade das usinas hidrelétricas. Pode ser concluído da Figura 4 que a evolução do armazenamento ao longo dos diversos ramos da árvore de cenários depende de parâmetros adicionais do modelo computacional, que são as previsões de oferta (tipo e capacidade dos geradores) e demanda (consumo por região e horário) em cada período. Por exemplo, um excesso de oferta no futuro sinaliza para as hidrelétricas que é melhor despachar hoje, pois os preços de energia no futuro serão reduzidos devido à abundância de energia. Por outro lado, uma escassez de oferta no futuro induz as hidrelétricas a armazenar, resultando hoje num menor despacho hidrelétrico e maior despacho térmico. Se as previsões de oferta e demanda futura não se concretizarem, as ações de despacho hoje e os respectivos preços de energia (CMO) terão sido equivocados. Em particular, a previsão equivocada de uma abundância futura pode levar a uma utilização excessiva dos reservatórios e a um desincentivo para o acionamento de equipamentos térmicos, precipitando uma crise de suprimento no caso de ocorrer uma seca severa no futuro.

Esta tarefa é obviamente complexa, requer atualizações e monitoramentos constantes, pois há uma grande incerteza com relação a estes parâmetros de entrada. Com relação à demanda, o ONS utiliza previsões preparadas por comitês técnicos a partir de hipóteses de crescimento da economia e informações das empresas. A previsão de oferta é preparada a partir de informações da ANEEL, que por sua vez se baseia nos seus atos de outorga emitidos e nos acompanhamentos feitos por meio da fiscalização dos serviços de geração e transmissão.

c) Critério de Otimização e Modelo Estocástico de Vazões

O terceiro grupo de parâmetros de entrada analisado inclui o critério de otimização, que tem como objetivo a minimização do valor esperado do custo operativo atualizado, e a informação hidrológica, que através do modelo estocástico de vazões permite criar uma árvore de cenários futuros de afluências, a partir das vazões observadas nos últimos meses. Esta análise foi motivada por comportamentos pouco intuitivos dos preços da energia nos anos 1999 e 2000, conforme relatado nos relatórios de progresso para Revitalização do Setor Elétrico divulgados em 2002.

Para resolver este problema foi introduzida uma “curva de segurança” bianual com base no nível de energia armazenada em cada região, que procura sinalizar com antecedência dificuldades de suprimento no caso da ocorrência de um biênio de afluências reduzidas. Se o nível de armazenamento resultante do despacho for inferior ao da curva, será despachada a geração térmica necessária para atingir o limite. Neste caso, o preço será ajustado para o máximo entre o preço calculado pelo modelo e o preço da curva de segurança.

É importante ressaltar que neste caso da curva de aversão ao risco, criada para sinalizar com antecedência dificuldades de suprimento, tem-se um exemplo claro de uma falha na conjunção do modelo equivalente com o modelo estocástico, que deveriam sinalizar tais dificuldades sem a necessidade de uma curva exterior ao modelo.

VII.III Análises de Sensibilidade
Nesta seção serão avaliados alguns resultados dos modelos utilizando o resultados do caso oficial do setor que possui atualizações periódicas de acordo com a Programação Mensal de Operação (PMO) realizada pelo ONS com a participação dos demais agentes do setor.

Na Figura 5 a seguir, pode-se constatar a volatilidade dos preços para o caso do PMO de novembro de 2003 onde foi analisada para o submercado Sudeste a média mensal de 2000 séries sintéticas.

A volatilidade dos preços aumenta com o tempo, sendo que no curto prazo, quando se avalia o primeiro ano, apresenta uma variação de 16,12 R$/MWh que corresponde a (24% em relação à média de 2004. Já no médio prazo, avaliando o quarto ano do horizonte de 50 meses, obtém-se uma variação de 57,44 R$/MWh correspondendo a (44% em relação à média do ano.
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Figura 5 - Volatilidade e Sazonalidade dos Preços

Nesta mesma Figura 5 pode-se notar outra característica marcante do SIN, que devido a sua base de geração fortemente hidroelétrica localizada em um país de clima tropical está sujeita a uma marcante sazonalidade, que poder ser verificada através de períodos úmidos, de dezembro à abril, e secos, de maio à novembro, bem determinados. Períodos estes que podem ser relacionados diretamente com a variação dos preços, tendendo estes a serem maiores nos períodos secos e diminuírem nos períodos úmidos.

Outra característica interessante refletida no preço é a variação de consumo e por conseqüência da geração de energia de acordo com a hora e o dia da semana. Na etapa atual o preço é determinado em base semanal, considerando três patamares de carga para cada submercado do sistema elétrico brasileiro. Pode–se observar na Figura 6 a diferença entre os preços dos três patamares a partir do histórico recente do preço semanal, onde nota-se um maior desvio entre os patamares de acordo com o aumento dos preços, que é conseqüência direta de um maior estressamento do sistema.
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Figura 6 - Histórico de Preços em 3 Patamares
A relação entre a energia armazenada e os preços de curto prazo pode ser verificada nas figuras a seguir onde foi analisada para duas séries históricas distintas, uma representando um ano de grande e outra de baixa afluência. 

Na Figura 7 está representada a relação entre as duas curvas, de armazenamento e de preço, para a série correspondente ao ano de 1979. Esta série representa um período com afluência acima da média, que pode ser representada por uma curva com altos níveis de armazenamento e por conseqüência baixos preços de curto prazo para o período, refletindo assim um sistema com folga de geração. 
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Figura 7 - Preços X Armazenamento – 1979

A seguir está representando o ano de 1952, conhecido como ano de início do período crítico, com afluências abaixo da média. Pode ser verificado na curva de armazenamento da Figura 8 que ocorrem aumentos consideráveis de preços à medida que o armazenamento diminui, demonstrando um crescente desequilíbrio entre a produção e o consumo de energia podendo-se chegar a um caso extremo de déficit de energia.
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Figura 8 - Preços X Armazenamento - 1952
VII.IV Vantagens e Desvantagens do Modelo Atual
O binômio despacho por custos / MRE apresenta um conjunto de aspectos desejáveis, dentre os quais:

· Assegura a operação eficiente das cascatas;

· Evita poder de mercado;

· Reduz substancialmente a volatilidade da renda das usinas hidroelétricas;

· Torna a renda das usinas hidroelétricas indiferente às decisões de despacho, o que evita contestações e desobediência a estas decisões; e

· O MRE, através das energias asseguradas, traduz a contribuição de qualquer ativo hidroelétrico numa mesma base, o que facilita a avaliação econômica e licitação para construção de novas usinas.

No entanto, ao lado destas vantagens, o mesmo binômio possui alguns problemas. Em particular, o cálculo centralizado dos custos de oportunidade apresenta as seguintes questões:

· Ele impõe a definição única de dados incertos e/ou difíceis de estimar, tais como a evolução da oferta e da demanda nos próximos anos, a taxa de desconto, o custo do déficit e a elasticidade da demanda. Tanto o despacho como os preços da energia são muito afetados pelo cenário de evolução da oferta e demanda e, em especial, pelo valor do custo de racionamento;

· Ele impõe a definição única de critérios de otimização, como por exemplo, o da minimização do valor esperado dos custos;

· Ele impõe a definição única de todos os modelos computacionais utilizados no processo, incluindo as técnicas de otimização, os modelos de previsão de afluências e outros;

Estas definições realizadas de forma centralizada impedem os agentes de gerenciarem seus próprios riscos, o que dificulta a criação pelo mercado de mecanismo de gerenciamento de risco de forma individual a partir de suas próprias percepções e convicções.

VIII. Outros Modelos de Despacho e Formação de Preços
Além da cadeia de modelos de despacho e formação de preços em uso no Setor Elétrico Brasileiro, desenvolvida pelo Cepel, existem outros modelos desenvolvidos por grupos de pesquisa e empresas brasileiras.

VIII.I SDDP - Despacho Hidrotérmico com Restrições de Rede
O modelo SDDP desenvolvido pela PSR utiliza a metodologia de programação dinâmica estocástica dual (PDED), a mesma utilizada nos modelos computacionais de despacho do ONS e no cálculo dos preços do Mercado Atacadista de Energia (MAE). 

O SDDP é um modelo de despacho hidrotérmico com representação da rede de transmissão utilizado para estudos operativos de curto, médio e longo prazo. O modelo SDDP é capaz de representar em detalhe as características físicas, operativas e comerciais do sistema brasileiro, tais como reservatórios em cascata, rede completa de transmissão, limites de combustível e outros. 
O modelo calcula a política operativa estocástica de mínimo custo de um sistema hidrotérmico, levando em consideração os seguintes aspectos:
· detalhes operativos das usinas térmicas e hidrelétricas;
· incerteza hidrológica: é possível utilizar modelos estocásticos de vazões que representam as características hidrológicas do sistema (sazonalidade, dependência temporal e espacial, secas severas etc.) e o efeito de fenômenos climáticos específicos como por exemplo o El Niño.

· detalhes do sistema de transmissão: leis de Kirchhoff, limites de fluxo de potência em cada circuito, perdas, restrições de segurança, limites de exportação e importação por área elétrica etc.

· variação da demanda por patamar e por barra do sistema, com estágios mensais ou semanais (estudos de médio ou longo prazo) ou a nível horário (estudos de curto prazo).

Além da política operativa de mínimo custo, o modelo calcula índices econômicos tais como o custo marginal de operação podendo este ser por submercado ou por barra, custos de congestionamento da rede, valores da água por usina.

 Os principais resultados obtidos a partir deste modelo são:

· estatísticas operativas: geração hidroelétrica e termoelétrica, custos operativos das térmicas, intercâmbio de energia, consumo de combustível, riscos de déficit, energia não suprida, etc.

· custos marginais de curto prazo utilizado como referência para a liquidação de energia não contratada.

· custos marginais de capacidade: estes custos medem o benefício operativo de se reforçar a capacidade instalada de uma usina térmica, o limite de turbinamento de uma usina hidroelétrica ou a capacidade de armazenamento de um reservatório, e são utilizados para determinar as adições de máxima rentabilidade para o sistema.

Este modelo é utilizado em centros de despacho de alguns países da América Latina, que possuem sistemas de pequeno porte.

VIII.II Soluções de Malha Aberta no Planejamento Energético
No setor elétrico brasileiro, a determinação de estratégias de operação no planejamento energético tem como base a Programação Dinâmica Estocástica (PDE). Esta abordagem vem sendo amplamente utilizada em problemas de planejamento hidrotérmico em particular e em sistemas hídricos de uma forma geral. 
A popularidade da PDE pode ser associada à sua habilidade para tratar com características não lineares e estocásticas do problema, além de oferecer uma política de controle em malha fechada. O objetivo da política de malha fechada é obter uma regra de operação que forneça, em cada estágio do planejamento, uma decisão ótima para cada possível estado do sistema.

A principal limitação da PDE, no entanto, é a chamada “maldição da dimensionalidade'', que torna o problema intratável mesmo para um pequeno número de usinas hidroelétricas. Várias abordagens têm sido sugeridas para superar o problema da dimensionalidade na PDE, como a agregação do sistema hidroelétrico através de uma representação a sistema equivalente ou o uso da programação dinâmica dual, baseada na decomposição de Benders.

O grupo de pesquisas da Unicamp tem estudado uma alternativa à política de malha fechada. Esta alternativa combina a otimização determinística do problema de planejamento energético com modelos de previsão de vazões. Nesse tipo de abordagem, em cada estágio do período de planejamento uma decisão ótima é determinada baseada no corrente valor previsto dos valores futuros. As soluções são atualizadas em cada estágio à medida que novas previsões tornam-se disponíveis, em uma estrutura de controle em malha aberta.

A política de malha aberta permite representar o sistema hidroelétrico em detalhe, considerando cada usina individualmente, com suas próprias restrições operacionais e características não lineares de produção. O modelo estocástico considerado na representação das afluências, por ser externo ao modelo e ter como objetivo a obtenção da previsão de afluências, pode ser geral, baseado em qualquer metodologia, e específico para cada usina do sistema.

Em políticas de malha aberta, a aleatoriedade das afluências no problema de planejamento energético é considerada de forma implícita, substituindo valores estocásticos das variáveis por seus valores esperados, os quais podem ser fornecidos por modelos de previsão de vazões. O objetivo dessa política é determinar a trajetória ótima de operação dos reservatórios que constituem o sistema com base na previsão disponível dos dados incertos do problema.  

Em cada estágio do período de planejamento um esquema de controle em realimentação determina uma decisão ótima baseada no corrente valor previsto das incertezas futuras. A fim de se evitar propagação de erros através do horizonte de planejamento, novas previsões são realizadas a medida que  informações tornam-se disponíveis ao sistema em cada estágio de planejamento.    

Uma importante questão a ser resolvida neste tipo de problema é a condição de contorno associada ao modelo determinístico de otimização, a qual estabelece o balanço entre custos do uso da água no período de planejamento a médio prazo com os custos futuros  a longo prazo.

Uma maneira encontrada para superar o problema de se obter uma apropriada condição de contorno para o modelo é estender o horizonte de planejamento de maneira a tornar desprezível a influência da mesma na decisão ótima do primeiro estágio.  No entanto, este tipo de consideração pode não ser conveniente, uma vez que com a extensão do horizonte de planejamento o erro na previsão de afluências tende a aumentar, comprometendo o desempenho da política de malha aberta. Por outro lado, estabelecer horizontes de planejamento mais curtos, onde os modelos de previsão possam ter melhor desempenho, requer uma precisa estimativa da função de custo esperado futuro de operação, desde que, neste caso, a influência da mesma sobre a decisão do primeiro estágio passa a ser crucial. 

Para superar o conflito entre condição terminal e horizonte de otimização, assume-se que os reservatórios devem estar tão cheios quanto possível sempre no início do período seco do sistema, que nos sistemas Sudeste e Nordeste corresponde ao mês de Maio. Este critério heurístico tem como base a análise de comportamento da solução ótima determinística sob dados históricos de vazão afluente, onde a cada mês é refeita a previsão atualizando a base de dados para o próximo período, de acordo com o método conhecido como 
planejamento adaptativo.
Alguns resultados publicados em artigos15, para sistemas de pequeno porte, apontam para um uso mais eficiente do sistema principalmente quando analisados os períodos críticos da estação seca, onde os resultados divulgados apontam para a manutenção do armazenamento do sistema, elevando a produtividade e conseqüentemente reduzindo o custo operacional do sistema. 
Cabe ressaltar a crítica que se faz a respeito da otimização determinística, já que esta possui bons resultados para casos em que a previsão se confirma sem sobressaltos, mas em casos em que se tem mudanças de rumo repentinas que fogem às previsões baseadas no histórico, teoricamente a otimização estocástica por avaliar diversos cenários tem maior possibilidade de adequação a estes casos.

IX. cONCLUSÃO
Este trabalho apresentou de forma descritiva os parâmetros e modelos utilizados no planejamento da operação do sistema elétrico brasileiro para que fosse possível analisar os impactos causados por estes parâmetros na formação de preços de curto prazo para liquidação de diferenças.

Para tanto foi necessário conhecer a evolução histórica do setor e suas implicações na reorganização do modelo institucional, e a evolução dos modelos de planejamento da operação desde o longo até o curto prazo que são atualmente utilizados na formação do preço do mercado de curto prazo.

Também foi detalhado o perfil hidrotérmico do sistema elétrico brasileiro, caracterizado por grandes reservatórios com capacidade de regulação plurianual, estruturado em cascatas diversas sobre várias bacias hidrográficas, com uma malha de transmissão continental interligando o país de norte a sul. Devido ao tamanho e à dispersão geográfica dos grandes mercados consumidores, foi analisada a relação entre as interconexões e os submercados, mostrando que a quantidade de submercados está diretamente ligada a limitações das conexões entre as regiões que podem unir ou separar os mercados.

Dentro desta nova estrutura do setor tem-se o despacho centralizado, de maneira que os agentes seguem as ordens de despacho de um agente operador para as suas unidades geradoras. Estas ordens de operação são originadas a partir de modelos de planejamento, que tratam o problema da operação deste sistema hidrotérmico complexo, desde a etapa de longo prazo até a de curto prazo. Estes modelos são também responsáveis pela formação de preços para a liquidação de diferenças do mercado de curto prazo.

Foi estudada toda a cadeia de modelos para a formação de preço desenvolvida pelo CEPEL e em uso pelo ONS e MAE, onde foram  feitas considerações sobre a metodologia adotada, passando por problemas observados, medidas corretivas tomadas e análises de sensibilidade. Foram apresentados também alguns modelos alternativos desenvolvidos por empresas e estudos realizados por grupo de pesquisas sobre outras formas de se tratar o problema do planejamento energético.
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