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Resumo 
 
A partir de 1993, alterações na legislação determinaram o fim da equalização tarifária e a utilização do 
price-cap, e não mais o custo do serviço, como base para o estabelecimento das tarifas de 
fornecimento. Embora o nível das tarifas fosse ajustado para cada área de concessão, as relações entre 
os postos tarifários continuaram iguais às da época da implantação das tarifas horosazonais elaboradas 
com base na metodologia desenvolvida pela concessionária francesa EDF. Mesmo assim, com o início 
do processo de realinhamento e alterações na metodologia de cálculo da TUSD, foram identificadas 
alterações na relatividade entre as tarifas que incentivaram incorretamente determinados consumidores 
a trocar de modalidade tarifária. O artigo busca estudar a causa da distorção da relatividade entre as 
tarifas de fornecimento horosazonais azul e verde. Para isso, além da revisão de literatura sobre o 
tema, analisa o cálculo da TUSD e das modalidades tarifárias identificando os parâmetros utilizados 
pela ANEEL no segundo ciclo de revisões tarifárias. 
 
 
1. Evolução da estrutura tarifária 
 

A metodologia de cálculo de uma tarifa deve buscar os princípios de eficiência, equidade, justiça, 
equilíbrio financeiro, simplicidade e estabilidade, sinalizando aos consumidores a direção do mínimo 
custo e promovendo o uso racional da energia elétrica (BORN e BITU, 1993). Dessa forma, ao mesmo 
tempo é necessário garantir o equilíbrio econômico-financeiro da concessão para a prestação do 
serviço, de acordo com a qualidade exigida, e uma tarifa justa que possibilite a correta alocação dos 
custos ao consumidor. 
 
Contudo, como o foco deste artigo é analisar a relatividade de tarifas entre as diversas categorias de 
consumidores (estrutura tarifária) com base na sua responsabilidade na formação de custos da 
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empresa, não será abordada a receita necessária para cobrir os custos da distribuidora (nível tarifário). 
Assim, a estrutura tarifária adequada visa “dar a cada categoria de consumidores a convicção de estar 
pagando um preço justo pelos serviços que recebe e a sensação de não estar sendo injustiçada pelo 
preço que as outras categorias estão pagando” (DNAEE, 1985). 
 
Embora o Decreto nº 41.019/57 tenha criado as classes de consumidores para a aplicação de tarifas, a 
atual estrutura, com tarifa binômia para clientes do Grupo A, foi definida posteriormente pelo Decreto 
nº 62.724/68. De acordo com esse regulamento, havia a “necessidade de repartir os custos de maneira 
que a cada grupo de consumidores seja atribuída a fração equivalente ao custo do serviço que lhe for 
prestado”. 
 
Porém, a alocação dos custos determinada por esse regulamento resultava em tarifas de demanda 
acima dos custos necessários ao seu fornecimento, incentivando as distribuidoras que atuavam na 
geração de energia elétrica a aumentar a potência instalada de suas usinas para obter um benefício 
financeiro adicional propiciado pela legislação, de acordo com o MME (1981). 
 
Em 1974, o Decreto-Lei nº 1.383 estabeleceu a progressiva equalização tarifária tornando assim 
desnecessária a apresentação dos custos por nível de tensão das concessionárias. Como as tarifas 
sofreram afastamentos em relação aos reais custos, as empresas passaram a ter remuneração real fora 
dos limites legais estabelecidos. Para mitigar essa situação, as despesas com energia comprada eram 
ajustadas por meio do aumento ou diminuição da tarifa de suprimento. Na prática, esse mecanismo em 
conjunto com outros, como a Reserva Global de Garantia, foram utilizados para a distribuição de 
recursos financeiros entre as concessionárias (MME, 1981). 
 
Nessas condições, em 1977, um acordo de cooperação entre o DNAEE/Eletrobrás e a Electricité de 
France (EDF) possibilitou o início de estudos para a aplicação da teoria de custos marginais na 
estrutura tarifária do setor elétrico brasileiro. Essa metodologia considera os custos causados ao 
sistema provocados pelo aumento da demanda em cada categoria de consumidores e período de 
consumo. 
 
O enfoque marginalista, para cálculo das tarifas, implica o conhecimento do comportamento da carga 
e dos custos nos diversos níveis do sistema elétrico (DNAEE, 1985). A caracterização da carga é 
elaborada com base nos dados de medições amostrais e por isso considera o aspecto probabilístico 
desses custos no sistema de oferta e demanda. É interessante notar que a obtenção dos custos 
considerava toda a cadeia da indústria de energia elétrica, desde a produção de energia até a 
comercialização para o consumidor final, pois grande parte do setor elétrico era verticalmente 
integrada, diferentemente do cenário atual. 
 
Assim, a configuração das tarifas de fornecimento horosazonais, em postos tarifários de ponta e fora 
de ponta, período seco e úmido, considera os custos da geração, transmissão e distribuição de energia 
de meados da década de 1980. 
 
A partir de 1993, alterações na legislação determinaram o fim da equalização tarifária e a utilização do 
price-cap, e não mais o custo do serviço, como base para o estabelecimento das tarifas de 
fornecimento. Embora o nível das tarifas fosse ajustado para cada área de concessão, as relações entre 
os postos tarifários continuaram iguais às da época da implantação das tarifas horosazonais. 
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O Comitê de Revitalização do Modelo do Setor Elétrico, criado em 2001 para diagnosticar as causas 
do racionamento e propor aprimoramentos para o setor elétrico, reconheceu, dentre outros temas, a 
necessidade de realinhamento das tarifas de fornecimento devido ao subsidio cruzado existente entre 
grupos de consumidores.  
 
A premissa adotada foi considerar como correto o cálculo das tarifas de uso do sistema de distribuição 
(TUSD). A soma dessa tarifa com o preço da energia comprada pela distribuidora acrescido de 
encargos correspondentes (TE) deveria corresponder às tarifas de fornecimento aplicadas aos 
consumidores finais. Porém, essa somatória (TUSD + TE) era superior às tarifas de fornecimento para 
determinados grupos de consumidores e inferior para outros, comprovando a presença de um subsídio 
cruzado entre classes.  
 
Para retificar a tarifa de fornecimento de maneira a não impactar significativamente o consumidor, foi 
criado o realinhamento tarifário que estabeleceu a correção gradativa da tarifa de energia elétrica que 
tenderá, ao final do processo, a um preço igual para todos os tipos de consumidores. Assim, como a 
TUSD é a base para o cálculo das tarifas de fornecimento, é necessário analisar a formação dessa tarifa 
e o processo de cálculo das modalidades tarifárias. 
 
2. Histórico da Tarifa de Uso do Sistema de Distribuição (TUSD) 
 
Inicialmente a TUSD era calculada a partir do valor da tarifa de fornecimento, que incluía todos os 
custos da cadeia produtiva, subtraída dos custos não relacionados com a atividade de distribuição de 
energia elétrica (despesas com compra de energia e encargos e custo de comercialização).  O custo 
para atender os consumidores cativos foi estimado pela ANEEL em 30% da receita líquida total, pois 
não havia separação contábil das atividades de distribuição e comercialização.  
 
Essa receita específica de distribuição foi alocada entre os diversos níveis de tensão com base em 
custos marginais padrão calculados pela ANEEL como médias dos custos fornecidos pelas 
distribuidoras, expurgados os valores extremos. De acordo com Antunes apud Noda (2001), as tarifas 
de uso do sistema de distribuição foram, em geral, subestimadas se comparadas com o custo real para 
atender os clientes do serviço de distribuição. 
 
Esse modelo, denominado de top-down, foi mantido pela Resolução nº 594/2001 que aperfeiçoou 
alguns dos componentes que deveriam ser expurgados da tarifa de fornecimento.  
 
Com o ciclo de revisão tarifária de 2003, os custos de distribuição puderam ser estimados pela 
ANEEL permitindo que a metodologia de cálculo da TUSD fosse modificada pela Resolução ANEEL 
nº 152/2003. A principal diferença é que a receita da distribuidora, anteriormente calculada por 
diferença, passa a ser estimada com base nos custos operacionais eficientes e na remuneração de 
investimentos prudentes obtidos no processo de revisão tarifária. Esse modelo, ao contrário do critério 
definido em 1999, é denominado de bottom- up. 
 
Em relação à estrutura tarifária foram mantidos os procedimentos anteriores para a proporcionalização 
da receita do serviço de distribuição com base nos custos marginais de capacidade dos consumidores. 
Esses custos, por sua vez, são calculados a partir dos custos padrão por faixas de tensão, as curvas de 
carga e o diagrama unifilar simplificado do fluxo de potência. 
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A Resolução nº 166/2005 manteve, em linhas gerais, essa metodologia para o cálculo da estrutura 
tarifária, inovando, porém, com a manutenção e publicação das mesmas relações entre postos tarifários 
utilizadas na época em que foram criadas as tarifas horosazonais em meados da década de 1980.  
 
Atualmente, a tarifa de uso do sistema de distribuição é composta pelas seguintes componentes: TUSD 
- Fio A, TUSD - Fio B, TUSD - Encargos do Serviço de Distribuição, TUSD - Perdas Técnicas, TUSD 
- Perdas Não Técnicas; TUSD - CCC, TUSD - CDE e TUSD - Proinfa.  
 
Das várias componentes da TUSD, uma parte é alocada aos diferentes tipos de consumidores, 
conectados em níveis de tensão distintos, com o mesmo valor (parcela “selo”) e outra, 
proporcionalmente aos custos para atender cada nível tarifário.  Neste caso, a metodologia utiliza os 
custos marginais de capacidade como proxy para o cálculo das componentes TUSD-Fio B eTUSD – 
Perdas Técnicas. 
 
3. Cálculo da TUSD Fio B  
 
O processamento dos dados da campanha de medidas, constituída pelas curvas dos clientes-tipo e 
redes-tipo que caracterizam a carga e o sistema de distribuição, identifica a responsabilidade e os 
custos de expansão de cada grupo de consumidores. 
 
A metodologia atual, idealizado pela EDF, busca identificar o custo marginal para atendimento de 
determinado consumidor, ou seja, mensurar o impacto de fornecer 1 kW a mais. A conseqüência desse 
atendimento tem dois aspectos que são considerados na metodologia: o físico e o horário. No primeiro, 
a disponibilidade de 1 kW, em determinado nível de tensão, também tem reflexos no sistema elétrico a 
montante desse ponto de conexão. Reflexos esses que dependem do fluxo de potência no sistema de 
distribuição e das perdas elétricas.  
 
No segundo aspecto, o custo desse atendimento depende dos horários de maior carregamento das redes 
que atendem o consumidor. É intuitiva a noção de que um incremento de demanda de potência em 
horário em que a rede está com menor carregamento poderia ser atendido sem a necessidade de 
expansão desse sistema. Ao contrário, o atendimento no horário em que a rede está com o maior 
carregamento é o que determinaria a necessidade de investimentos no sistema de distribuição de 
energia elétrica.  
 
Nessa metodologia, então, os custos de expansão são alocados nos horários de maior carregamento das 
redes nas quais o consumidor está conectado. Além disso, nessa definição da responsabilidade do 
cliente-tipo para cada hora do dia, o custo é ponderado pela curva de carga do consumidor, ou seja, 
proporcionalmente à demanda máxima. Por exemplo, se para determinada hora, a demanda for a 
metade da máxima, o custo nesta hora será multiplicado por esse fator, 50%.  
 
Em síntese, o custo de capacidade de um determinado consumidor tem como núcleo a 
responsabilidade desse cliente na formação da máxima demanda de potência ativa do sistema de 
distribuição que o atende.  
 
A fórmula a seguir, adaptada de Bitu e Born (1993) e Pessanha et al. (2001), apresenta 
matematicamente a metodologia utilizada atualmente nos cálculos dos custos de capacidade utilizados 
para a proporcionalização de parte dos custos das tarifas de uso do sistema de distribuição. 
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Onde: 
 

juCMC  - custo marginal de capacidade no posto tarifário u de um cliente-tipo j conectado no nível e; 
eCMLP  - custo marginal de longo prazo (custo de expansão) do nível de tensão e; 
)0,( eeφ - fator de proporção de fluxo que indica a parcela de utilização do nível de tensão e no 

atendimento do cliente-tipo j conectado no nível e0; 
e
juR  - responsabilidade de potência do cliente j no posto tarifário u na formação das demandas 

máximas das redes-tipo que formam o nível de tensão e. 
 
Como visto na equação acima, o custo marginal de capacidade do cliente-tipo é o somatório dos custos 
desde o 138 kV até a tensão de atendimento desse consumidor para determinado posto tarifário. Esses 
custos estão referenciados a demanda máxima do cliente-tipo j. No caso da carga máxima do posto 
tarifário não coincidir com esse valor, a metodologia determina o ajuste do custo marginal de 
capacidade pela relação inversa entre a demanda máxima do posto tarifário do cliente-tipo j e a sua 
demanda máxima (DNAEE, 1985, p. 287).  
 
Na prática, esse critério mantém o montante a ser pago por esse cliente-tipo alterando o custo por kW, 
se for o caso, pois a demanda máxima faturada corresponde ao maior valor ocorrido no posto tarifário 
o que pode não coincidir com a maior carga do cliente.  
 
Para os consumidores atendidos em AT, o método considera que todo o custo de capacidade é alocado 
ao preço de potência, pois são clientes planos. Assim, o custo marginal de capacidade do grupo 
tarifário corresponde a soma ponderada dos custos marginais de cada cliente tipo pelo seu mercado, 
nos postos tarifários ponta e fora de ponta.  
 
Para os demais consumidores, a metodologia anterior efetuava a repartição do custo marginal de 
capacidade, que reflete o custo do sistema de transporte, entre preço de potência e de energia em 
função do tempo de utilização de cada cliente-tipo.  Contudo, esse procedimento atualmente não é o 
adotado pela ANEEL que mantém o método utilizado para consumidores AT para todos os grupos 
tarifários. 
 
Assim no modelo implementado pelo regulador, o custo marginal de capacidade de cada cliente-tipo 
forma o custo marginal do nível tarifário calculado proporcionalmente à participação do cliente no 
mercado, independentemente do seu tempo de utilização. 
 
A passagem dos custos marginais de capacidade para a tarifa é executada pela agência reguladora em 
etapas. Primeiramente, é feito um ajuste da receita “marginal”, decorrente da multiplicação do custo 
de capacidade pela demanda máxima estimada nas curvas de carga, em relação à parcela da receita 
requerida que é alocada pelo critério de custos marginais. A seguir, os sinais de ponta e fora de ponta 
determinados pelo regulador são aplicados aos custos de capacidade, mantendo a mesma receita a ser 
arrecadada por nível de tensão.  O último procedimento é feito para ajustar os custos de capacidade, 
agora denominados tarifas, ao mercado de faturamento. 
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É interessante notar que o ajuste ao mercado de faturamento mantém a relatividade entre as tarifas por 
nível tensão, mas altera a relatividade entre as receitas que seriam arrecadadas. A figura a seguir 
ilustra os ajustes promovidos pela ANEEL desde o custo de capacidade até a Tarifa fio B; 
adicionalmente, apresenta a Tarifa Fio B ajustada ao mercado de faturamento e mantido a receita por 
nível, uma alternativa não adotada pelo regulador. 

 

 
Figura 1 – Ajustes dos custos de capacidade para a Tarifa Fio B 

 
4. Modalidades tarifárias  
 
No processo de cálculo dos custos marginas de capacidade dos clientes-tipo são identificadas também 
as respectivas horas de utilização. É possível, então, construir as modalidades tarifárias, em cada posto 
tarifário, a partir do gráfico com os custos marginais de capacidade dos clientes-tipo em função do 
fator de carga ou horas de utilização, como demonstrado na figura a seguir.  
 

 
 

Figura 2 – Modalidades tarifárias 
Fonte: Antunes (2007) 

 
Observa-se na figura que uma tarifa média única resultaria em pagamentos inferiores em relação aos 
custos para alguns dos clientes-tipo e superiores para os demais, o que não seria uma maneira 
adequada de repartição de custos, considerando-se o objetivo de aproximar a tarifa dos custos reais de 
cada agregado de consumidores. Do ponto de vista tarifário, é de interesse que as tarifas sejam funções 
lineares dos parâmetros de serviços fornecidos (consumos e demandas máximas dos clientes), de 
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acordo com Santos et al. (2001). Assim, é possível definir retas tangentes em vários pontos dessa 
curva, criando tarifas que buscam aproximar os consumidores de curta utilização, média utilização e 
longa utilização aos seus respectivos custos, como demonstrado na figura anterior. 
 
No Brasil as modalidades tarifárias horosazonais azul e verde, calculadas em meados da década de 
1980, correspondem às tarifas de longa utilização e de curta utilização, respectivamente.  Essa 
estrutura de tarifas foi mantida até os dias atuais, embora a sua construção, a partir da Resolução nº 
152/2003, tenha causado algumas distorções. 
 
A tarifa horosazonal azul (THS Azul), em tese aplicada aos consumidores com maior fator de carga, 
possui dois valores de tarifa para demanda (ponta e fora de ponta) e quatro para energia (ponta e fora 
de ponta nos períodos úmido e seco). Já a tarifa horosazonal verde (THS Verde) possui apenas um 
valor de tarifa de demanda que independe do posto tarifário e quatro valores de tarifa de energia. Essa 
modalidade é aplicável somente para os consumidores do Grupo A até 69 kV. 
 
O valor da tarifa de demanda da modalidade verde é igual ao da tarifa de demanda fora de ponta da 
azul. Por outro lado, o valor da tarifa de energia na ponta da modalidade verde era cerca de dez vezes a 
da modalidade azul, no momento em que foram construídas no passado. Essa estrutura visava o 
incentivo para a diminuição da carga pelos consumidores no horário de ponta do sistema, já que as 
tarifas são equivalentes no horário fora de ponta.  
 
Atualmente a tarifa de demanda de ponta da THS Azul corresponde ao valor calculado da TUSD que, 
por sua vez, é estimada considerando a média ponderada dos custos marginais de capacidade, como 
visto. Portanto, esta modalidade tarifária não é calculada com base no método explicado neste item. 
Da mesma forma, no desenho da THS Verde, a ANEEL não utiliza os custos em função da sua 
utilização. Na passagem da THS Azul para Verde, o regulador transforma, para o horário de ponta, os 
custos por demanda de potência (R$/kW) em custos por energia (R$/MWh), aplicando um fator de 
carga.  
 
Esse fator, decorrente dos montantes de demandas máxima e média dos clientes-tipo, determinou o 
cruzamento para o horário de ponta das retas tarifárias THS Azul e Verde em um valor1 que ocasionou 
a migração significativa de consumidores da primeira modalidade para a segunda (SCARPA, 2006).   
 
No período entre ao primeiro e segundo ciclo de revisão tarifaria a migração foi gradativa, pois o 
processo de realinhamento tarifário mitigou essa distorção, ao contrário do senso geral que atribuía, a 
esse processo, a migração observada dos consumidores da THS Azul para a Verde. A partir de 2007 a 
ANEEL passou a utilizar no cálculo da THS Verde um fator de carga de 0,66, o que ocasionará o 
movimento contrário dos consumidores que deve ser previsto na estrutura de mercado utilizado para 
cálculo das tarifas. 
 
No caso da tarifa convencional, a ANEEL manteve o procedimento que aloca, na tarifa de demanda2, 
72% dos custos de ponta e 100% dos custos fora de ponta. No início do segundo ciclo de revisão 
tarifária, o regulador aplicou outro critério para o cálculo da tarifa convencional: os custos fora de 
ponta foram alocados na tarifa de demanda e os custos de ponta, na tarifa de energia pela aplicação de 
um fator de carga de 33%.  
                                                
1 Cerca de 0,93 para determinadas concessionárias. 
2 Nessa modalidade há uma única tarifa de demanda que é aplicada sobre o maior valor registrado independentemente do 
horário. 
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Na época, por meio de ofício, a ANEEL informou essa alteração possibilitando a alteração do mercado 
informado pela distribuidora. Contudo, na prática não houve essa migração. A análise da tarifa 
convencional e das THS deve englobar não somente o fator de carga na ponta, mas também o fator de 
carga fora de ponta e o fator de modulação na ponta e fora de ponta. 
 
5. Conclusões 
 
Na passagem dos custos de capacidade para a TUSD, o último ajuste feito pela ANEEL (adequação ao 
mercado de faturamento) altera a proporção das receitas que seriam arrecadadas por nível.  A lógica 
desse procedimento, porém, é manter o desenho das tarifas ajustadas pelo sinal de ponta e fora de 
ponta. Contudo, a relatividade inicial entre receitas, por nível de tensão, obtidas a partir dos custos 
marginais de capacidade é alterada. 
 
No caso das modalidades tarifárias, a alteração do cruzamento das retas tarifárias ocasionou a 
migração significativa de consumidores com maior fator de carga que passaram a optar pela THS 
Verde, praticamente restringindo a aplicação da THS Azul somente para uma pequena parcela de 
consumidores. Essa distorção foi causada pelas inadequações no cálculo das modalidades tarifárias 
com a utilização de fatores de carga exógenos ao processo de caracterização do sistema elétrico da 
distribuidora.  
 
O método adequado seria identificar os custos dos grupos de consumidores de curta e de longa 
utilização. Com base nesses dois segmentos da curva, determina-se inicialmente a tarifa azul como 
uma “média ponderada” dos custos dos consumidores de longa utilização e, em seguida, a tarifa verde 
como aquela que minimiza a diferença entre essa tarifa e os custos de capacidade dos consumidores de 
curta utilização (ANTUNES, 2007).  
 
A ANEEL, para as primeiras empresas que passaram pelo processo do segundo ciclo de revisões, 
alterou a tarifa convencional alocando os custos de ponta na tarifa de energia pela aplicação de um 
fator de carga de 33%. A possível migração de consumidores, sinalizada pelo regulador, contudo, não 
ocorreu, pois a tarifa convencional se tornou impraticável.  
 
Após essa constatação, a ANEEL retornou ao critério adotado anteriormente. Mesmo assim, mantendo 
o cálculo da tarifa convencional, é importante ressaltar que há migrações de consumidores da THS 
Verde para a convencional, e não somente para a THS Azul.  Essa análise não depende apenas do 
posto tarifário ponta, como no caso da THS Azul e Verde. Um consumidor com fator de carga alto 
neste horário, mas com baixo consumo nos demais, optará pela tarifa convencional e não pela THS 
Verde, no caso da distribuidora analisada. 
 
Finalmente, essas conclusões indicam a necessidade de avançar na discussão da construção ideal das 
modalidades tarifárias com o objetivo de oferecer uma correta sinalização econômica para a justa 
tarifação para os consumidores e o equilíbrio econômico-financeiro da concessão. 
 
6. Referências bibliográficas 
 
ANEEL. Abertura das parcelas e realinhamento das tarifas de fornecimento de energia elétrica, 
Nota Técnica n. º 083/2003-SRE/SRD/ANEEL, 2003. 
 



9 
 

ANTUNES, N. P. Modalidades tarifáriárias e critérios utilizados pelo regulador. In: Seminário de 
Estrutura Tarifária, 2007, Belo Horizonte. 
 
BITU, R.; BORN, P. Tarifas de energia elétrica: aspectos conceituais e metodologias. São Paulo: 
M.M. Editora, 1993, 173 p. 
 
DNAEE. Nova tarifa de energia elétrica: metodologia e aplicação. Brasília, 1985, 444p. 
 
MME. Estrutura tarifária de referência para energia elétrica. Grupo de Trabalho DNAEE – 
Eletrobrás, agosto de 1981. 
 
NODA, C. S. Implantação da tarifa de uso do sistema de distribuição: a experiência brasileira. 
2005. Dissertação de Mestrado. Programa Interunidades de Pós-Graduação em Energia, Universidade 
de São Paulo. 
 
PESSANHA, J. F. M. et al. Metodologia e Aplicação do Cálculo dos Custos Marginais de 
Fornecimento e das Tarifas de Uso dos Sistemas de Distribuição. America Power & Gas , 2001, 
Rio de Janeiro. 
 
SANTOS, P. E. S et al. Tarifas de uso da distribuição e seu acoplamento com as atuais tarifas de 
fornecimento. II Congresso Brasileiro de Regulação de Serviços Públicos Concedidos, 2001, São 
Paulo.  
 
SCARPA, M. M. Perdas Financeiras das Distribuidoras de Energia Elétrica decorrentes do 
Realinhamento Tarifário. Seminário Nacional de Distribuição de Energia Elétrica, 2006, Belo 
Horizonte. 
 


