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Resumo 

O problema do pré-despacho em sistemas de potência, conhecido na literatura como Unit 

Commitment -UC, é um problema não linear, tradicionalmente modelado como uma formulação 

de otimização inteira mista. Um dos pontos críticos deste processo é a sua interdependência 

temporal, além de restrições como tempos mínimos de parada e partida. Tradicionalmente, as 

fontes de incertezas no sistema são o valor atual da carga e a disponibilidade do fornecimento 

de potência por parte dos geradores, relacionando-se com a confiabilidade. A geração deve 

satisfazer a critérios que determinam um nível mínimo de reserva girante ou uma política de 

reserva operacional através de métricas determinísticas ou estocásticas. A incerteza da carga é 

menor e muitas vezes é desprezada no processo de pré-despacho. Em ambos os casos, o objetivo 

é transformar um problema com incerteza em um modelo determinístico. Devido à elevada 

integração de fontes eólicas na matriz energética, as abordagens tradicionais de pré-despacho 

se tornam inadequadas para lidar com as incertezas associadas a este tipo de fonte. O grau de 

incerteza das fontes eólicas é pelo menos maior em magnitude do que o grau de incertezas da 

carga. Além disso, o comportamento do vento inclui a possibilidade de fortes rajadas que po-

dem se transformar em eventos de rampa não previstos. Diante disto, as formas usuais de tratar 

este problema podem produzir soluções sub-ótimas, colocando o sistema em risco ou causando 

perda financeira substancial por ações de correções técnicas dispendiosas. A transição para mo-

delos que levam em conta o risco propõe uma mudança de paradigma no processo de tomada 

de decisão do problema do pré-desapcho. Desta forma, estes desafios exigem que novos mode-

los de decisão sejam elaborados levando em conta este novo quadro de incertezas e que forne-

çam soluções úteis para o planejamento da operação.  Em particular, no que se refere à operação 

do sistema, são necessárias ferramentas que auxiliem os operadores na tomada de decisões le-

vando em conta o risco decorrente do ambiente de incerteza presente no sistema. Esta tese vem 

contribuir no suporte ao processo de tomada de decisão, analisando um conjunto de paradigmas 

de planejamento quanto a sua capacidade/utilidade de fornecer soluções consistentes em siste-

mas com significativa integração eólica.  Os resultados mostraram que a fronteira de Pareto das 

soluções ótimas não-dominadas em um espaço multicritério entre custo estocástico versus o 

risco pode não ser convexa, o que impede uma abordagem de análise simples de trade-off. 

Mostra-se, que o modelo tradicional estocástico pode não ser adequado para lidar com as incer-

tezas geradas pelas fontes eólicas. Além disso, esta Tese mostra que eventos indesejados, sob 



  

 

 

 

uma perspectiva de risco em um espaço multicritério, podem ser negligenciados pela aborda-

gem tradicional estocástica. No muito curto prazo, a abordagem de tomada de decisão com 

incertezas eólicas mostra que o simples despacho de mais reservas operacionais no sistema com 

alta penetração eólica pode ser insuficiente para lidar com as incertezas. Sob o aspecto do pla-

nejamento, a incorporação do risco nos custos de operação capitalizados anualmente auxilia a 

tomada de decisão de investimentos no planejamento do sistema.  

Palavras-chaves: potência eólica, pré-despacho, análise de risco, tomada de decisão. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



  

 

 

 

Abstract  

The Unit Commitment Problem (UC) in power generation is a difficult problem, tradi-

tionally modeled with a mixed-integer optimization formulation. What makes it especially dif-

ficult is the time-dependency of the generation decisions, caused by ramping limitation con-

straints applied mostly to thermal generation, as well as minimum shut down and start up times. 

The main types of uncertainty are usually taken in account: in the actual load values and the 

(un)reliability of the generators. The uncertainty in generator availability has been met with a 

specification of operational reserve policy. The uncertainty in load, taking in account that its 

magnitude is usually small, is in many cases simply ignored. With the significant inclusion of 

wind power in the portfolio of a county or region, it is no longer adequate to deal with the UC 

problem in the traditional way. The uncertainty in wind generation is at least one order of mag-

nitude higher than the uncertainty in load. Moreover, the wind behavior includes the possibility 

of strong ramping, with important stressing effect on thermal generation. Dealing with such 

challenges in a business-as-usual manner is doomed to produce sub-optimal solutions and to 

put the system in jeopardy or cause substantial financial loss with costly emergency actions. 

The transition to models that take risk in account supposes a change in paradigm in the decision-

making process in the UC process. Without clear guidelines, operators will tend to over-protect 

– while under commercial pressure, they may run excessive risks. To help in the transition to a 

UC decision-making process under uncertainty, this thesis contributes to the set of planning 

paradigms and makes an attempt to organize the comparative analysis and results and conclu-

sions reached, from an illustrative case built around the IEEE RTS 30-bus system. The results 

show that the Pareto-optimal front, in a stochastic cost vs. risk space, may not be convex, which 

precludes the use of simplistic trade-off approaches. The conclusion, as a contribution from this 

thesis, is unmistakable: a stochastic programming approach is not adequately informative on 

the risks run as consequence of system operator decisions on unit commitment, in systems with 

a high penetration of wind power. Models that follow the Risk Analysis paradigm are necessary, 

in order to quantify the costs of hedging (protecting against adverse scenarios). Furthermore, 

by relying on an explicit multiple criteria representation, the thesis shows how this risk aversion 

perspective, in terms of undesired events, may be blended with a stochastic optimization per-

spective of average gain or expense On the planning matter, embedding the risk in the operating 

cost annually capitalized assists the decision-making in investments in system planning.  
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1 INTRODUÇÃO 

1.1 Motivação 

A operação de sistemas elétricos deve obedecer a princípios de racionalidade econômica 

e ter em conta aspectos de segurança e confiabilidade. A operação compreende o conjunto de 

decisões sobre a condução e funcionamento do sistema a serem tomadas dentro de um horizonte 

temporal limitado e que devem considerar recursos e disponibilidades físicas existentes. 

A racionalidade econômica foi tradicionalmente abordada segundo uma ótica de mini-

mização de custos, sujeita a diversos condicionamentos. Uma vez que a operação é a condução 

do sistema sob essa ótica, então exige-se um planejamento das ações a se executar. 

Uma das fases do planejamento da operação, no curto prazo (um a alguns dias) é o pré-

despacho de geração – fase em que o operador do sistema decide quais as unidades que deverão 

estar em serviço em cada posto horário do seu horizonte de planejamento. Para essa decisão, é 

tradicional levar em conta condições ou restrições de confiabilidade (levando à definição de 

reserva operacional mínima em cada momento) bem como os custos associados ao uso do re-

curso primário (tradicionalmente: combustível ou água) e ainda condicionamentos técnicos as-

sociados à tecnologia de geração (como limites operacionais de geração, tempos mínimos de 

parada / partida ou amplitudes de janelas de operação permitidas associadas a ramping, por 

exemplo). 

No portfólio tradicional de geração de energia, a geração térmica foi sempre tomada 

como completamente controlável e sem incerteza associada: sujeita, portanto, a decisão deter-

minística. Da mesma forma, sendo reconhecido que o recurso hídrico, no médio e longo prazo, 

é afetado por incertezas, no muito curto e curto prazo foi tradicionalmente adotada uma mode-

lagem determinística para a disponibilidade desse recurso. Essa abordagem é, em regra, o re-

sultado de modelos que consideram as incertezas das afluências como indicadores de custo de 

uso e disponibilidade do recurso. Na verdade, busca-se sempre reduzir as decisões sobre uso da 

geração hidrelétrica a um modelo similar ao usado para a geração térmica o que em resumo, 

significa obter um modelo determinístico oferecendo como resultado uma solução a ser usada 

na operação. 
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O advento de energias renováveis, com especial relevância para a eólica, com penetra-

ção elevada ou pelo menos significativa no portfólio de geração de um sistema complexo, veio 

introduzir uma nova característica ao problema do pré-despacho, que tão laboriosamente havia 

tentado eliminar dos modelos: a presença de incertezas relevantes no quadro do curto e muito 

curto prazo, que não podem ser ignoradas ou tratadas de modo simplista sem o risco de se 

incorrer em decisões sub-ótimas (fugindo da racionalidade econômica) ou mesmo colocando 

em risco a segurança do sistema. 

As incertezas associadas ao recurso eólico podem ter, essencialmente, dois tipos de im-

pactos: uma estimativa errada do recurso pode levar a decisões de ponto de operação que enca-

recem a operação do sistema ou que colocam em perigo a sua segurança. A estimativa errada 

das possíveis variações das amplitudes do recurso pode ter as seguintes consequências: 

 A falta de recurso não prevista pode obrigar a operar com um parque de geração inade-

quado, levando a uma operação economicamente sub-ótima. Dependendo dos sistemas 

e regulamentações de mercado, o operador do sistema pode ser obrigado a comprar 

energia adicional a preços spot com as consequências econômicas óbvias (inclui-se aqui 

a possibilidade de recurso à disponibilidade oferecida por interconexões com sistemas 

vizinhos); 

 O operador do sistema pode ser obrigado a forçar unidades a esforços de ramping ex-

cessivos (subidas ou descidas abruptas de valor de geração) com reflexos negativos no 

rendimento e principalmente na redução do tempo de vida útil das turbinas, impactando 

custos e confiabilidade do sistema; 

 A falta de recurso eólico pode levar à necessidade de cortes de carga, se estiverem es-

gotadas ou indisponíveis as opções para lidar com o problema; 

 Um excesso inesperado de recurso eólico também tem consequências econômicas e de 

segurança. Por exemplo, a falta de previsão do recurso também pode ter levado a deci-

sões de pré-despacho que se revelam excessivamente onerosas, por terem requerido a 

entrada em serviço de geração que seria dispensável; 

 O excesso de vento não previsto pode também resultar em oportunidades perdidas de 

otimizar a gestão das demais fontes de geração; 

 Em caso de excesso de vento, o operador pode ter que optar entre pagar a geradores 

privados para desconectar geração eólica ou pagar, a preços de mercado, para cancelar 

a entrada em serviço de geração que estava agendada previamente; 
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 Se o excesso não previsto se transformar em rampas ascendentes vigorosas de produção 

eólica, igualmente podem aparecer estresses excessivos de ramping nos demais gerado-

res, em particular na térmica mais pesada, com consequências similares ao das rampas 

descendentes: perda de vida útil das turbinas, custos excessivos e comprometimento da 

segurança ou da confiabilidade do sistema; 

 Finalmente, há sempre a possibilidade de que a materialização das incertezas num ce-

nário concreto obrigue à medida drástica de corte de carga, com as consequências óbvias 

e a aversão conhecida dos operadores de sistema por essa opção. 

Compreende-se, portanto, que uma das características mais relevantes, quando os siste-

mas elétricos admitem uma elevada penetração de eólica em sua matriz de geração energética, 

é a flexibilidade em termos de capacidade de ramping do parque gerador. Isto significa que 

parques geradores com geração hidrelétrica se encaixam melhor à geração eólica do que a ge-

ração térmica clássica a fuel ou carvão. Da mesma forma, a geração térmica a gás também 

aumenta a flexibilidade do parque gerador, embora pagando um preço de uma geração mais 

cara. Além disso, a capacidade de interligação com redes vizinhas introduz um fator relevante 

pela possibilidade de lidar com o excesso ou a escassez de potência eólica. O armazenamento 

de água em reservatórios dispondo de capacidade de bombeamento e turbinagem vira fator im-

portante na economia da operação e na sua segurança. 

Todas estas considerações têm um objetivo principal: justificar a necessidade de mu-

dança de paradigmas, no processo de decisão de pré-despacho de geração. Essa mudança está 

certamente associada à necessidade de se reconhecer explicitamente, nos modelos, a incerteza 

na previsão do recurso eólico. Só esse fator já representa uma mudança no modelo determinís-

tico tradicionalmente adotado – e, por isso, têm aparecido na literatura, em anos recentes, pro-

postas de modelos com base em programação estocástica com uma justificativa forte: é que a 

incerteza na disponibilidade do recurso eólico é de uma ordem de grandeza, pelo menos, supe-

rior à incerteza na estimativa da demanda, evidenciando a impossibilidade de se aproximar 

simplesmente a distribuição da incerteza por seu valor esperado. Daí a abordagem estocástica, 

com representação de cenários associados a distintas probabilidades. 

Esta tese, certamente, reconhece os méritos dessa inovação e os incorpora. Porém, vai 

bem mais longe na sua proposta: a tese defende que o próprio processo de decisão tem que 

evoluir para um novo paradigma, o da análise de risco para decisão sob incerteza. 
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Enquanto as abordagens tradicionais se concentram na produção de soluções (aí incluída 

a programação estocástica), esta tese foca o próprio problema do processo de tomada de decisão 

face às soluções disponíveis e face às consequências apercebidas das decisões que se possam 

tomar. Em outras palavras, a tese defende, na linha paradigmática da análise de risco, que a 

minimização de um valor esperado de uma solução não modela adequadamente um processo 

de decisão de pré-despacho, pois permite a minimização da possibilidade de ocorrência de con-

sequências indesejadas da decisão a tomar, face ao leque de cenários possíveis de ocorrer para 

o recurso eólico. 

É, portanto, objetivo desta tese, mostrar que o paradigma de decisão estocástica (que a 

literatura também designou de probabilistic choice), apresenta deficiências que o tornam ina-

dequado para tratar o problema alvo desta tese.  Também é mostrado que o paradigma de análise 

de risco (risk analysis) tem características promissoras que o tornam uma ferramenta poderosa 

e de grande utilidade no auxílio à tomada de decisões em sistemas com significativa penetração 

eólica.  Um estudo de caso permite ilustrar as afirmações contidas neste trabalho, constatando-

se a insuficiência do paradigma estocástico para atender às preocupações de um operador de 

sistema e modelar adequadamente o seu processo de tomada de decisão. 

 

1.2 Metodologia  

Face à motivação apresentada, ressalva-se que a tese não busca apresentar algoritmos 

ou aplicações computacionalmente eficientes, mas sim analisar e discutir os fundamentos me-

todológicos de distintos paradigmas e evidenciar as consequências da sua consideração. Neste 

sentido, a pesquisa que dá suporte à tese se organizou segundo os seguintes vetores: 

 Reconhecer o estado da arte de modelos de pré-despacho de geração em sistemas com 

elevada penetração eólica; 

 Identificar fatores de risco a ter em consideração pelo operador de sistema e desenvolver 

modelos de representação próprios; 

 Identificar e incorporar nos modelos processos de geração de cenários, em especial de 

eólica; 

 Desenvolver um conjunto de aplicações computacionais capazes de gerar soluções de 

pré-despacho de acordo com os diferentes paradigmas; 
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 Adotar uma abordagem multicritério para representar e visualizar potenciais conflitos e 

compromissos entre critérios econômicos e de risco; 

 Definir uma metodologia de identificação e definição de decisões, face à análise das 

fronteiras de Pareto identificadas; 

 Modelar a comparação entre paradigmas e processos de decisão no contexto de plane-

jamento da operação de um processo de pré-despacho diário; 

 Focar e especializar o processo para a tomada de decisões em contexto de operação com 

janela temporal de poucas horas de antecedência, face a possíveis cenários não anteci-

pados anteriormente de rampas de vento (eventualmente conducentes a decisões de re-

definição do pré-despacho);  

 Efetuar uma análise complementar dos efeitos da flexibilidade do sistema na robustez 

das decisões tomadas, comparando sistemas de base térmica clássica com sistemas dis-

pondo de unidades com capacidade de ramping. 

Naturalmente, visto que a variabilidade no curto e muito curto prazo do vento é de or-

dem elevada, o deslocamento de energia na rede de transmissão é muito mais acentuado do que 

em sistemas sem eólica. Daí a necessidade de considerar a rede de transmissão como um fator 

não negligenciável, pelas limitações que possa introduzir a esse movimento. 

A inclusão da rede de transmissão nos modelos é fator que agrava o peso computacional 

das aplicações e, por isso, muitas propostas de modelos a negligenciam. Porém, dado que a tese 

se estabelece em aspetos metodológicos fundamentais, seria um equívoco ou omissão grave 

não incluir os seus efeitos, pelo que a sua representação é efetuada nesta tese (embora recor-

rendo ao modelo DC). Acredita-se que, uma vez demonstrados os benefícios (mesmo econô-

micos) de modelos com ampla representação dos fatores de incerteza e da rede, os custos de 

capacidade de computação mais robusta serão negligenciáveis e, portanto, o problema da efici-

ência computacional tenderá a beneficiar apenas um aumento de recursos. Esta razão se adici-

ona ao próprio foco da tese para que não seja nela discutida essa questão. 

A estrutura da tese segue os tópicos acima descritos. Os títulos dos capítulos são sufici-

entes para guiar o leitor na seleção dos temas a examinar. A tese demonstrará, efetivamente, o 

seguinte: 

 Que a consideração de cenários de vento é condição indispensável para o processo de 

decisão de pré-despacho de geração; 
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 Que o paradigma da programação estocástica é insuficiente para representar o processo 

de decisão; 

 Que o paradigma de análise de risco traz contribuições valiosos para a tomada de deci-

são; 

 Que uma conciliação entre os dois paradigmas é possível, no quadro de uma modelagem 

multicritério; 

 Que a análise de risco é especialmente valiosa face à perspectiva de rampas; 

 Que a análise de risco evidencia as vantagens de um planejamento de sistema com ca-

racterísticas de flexibilidade (no parque gerador e na rede de transmissão); 

 Que a análise de risco permite avaliar a robustez das decisões, de uma maneira que a 

programação estocástica não permite – por robustez de uma decisão entende-se aqui a 

sua estabilidade face à incorreta estimativa de parâmetros dos modelos ou equivocada 

expectativa face a cenários ou realizações incertas. 

As contribuições originais desta tese estão associadas às afirmações acima, que envol-

vem a discussão e revisão de conceitos na operação de sistemas de energia elétrica com pene-

tração de geração eólica, formulação matemática, comparação de paradigmas e na extração de 

conclusões inovadoras, as quais podem guiar o desenvolvimento de modelos futuros adotando 

um paradigma distinto do classicamente seguido. Uma tese é uma ideia – e o que esta tese 

defende é que a adoção de um paradigma meramente estocástico pode incorrer em erros, pelo 

que deve ser substituído ou complementado por outro: a análise de risco. 

 

1.3 Organização da Tese 

Este trabalho está organizado da seguinte forma. No capítulo 2, é apresentado um en-

quadramento do Estado da Arte que contextualiza a utilização relevante da energia eólica no 

mundo.  Além disso, apresenta os principais conceitos e formulações de procedimentos refe-

rentes ao estado da arte sobre a modelagem do Pré-despacho (Unit Commitment) sob o aspecto 

estocástico e de algoritmos para solucioná-lo.  

O capítulo 3 é caracterizado pela análise comparativa no processo de tomada de decisão 

na operação de sistemas com elevado nível de penetração eólica entre abordagens que conside-

rem os riscos e uma abordagem constituída por programação estocástica clássica, denominada 

de escolha probabilística.  
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No capítulo 4, elabora-se uma análise sobre a utilização das reservas operacionais do 

sistema no muito curto prazo sob a ótica de risco com o intuito de avaliar a capacidade do 

sistema acomodar a incerteza na variabilidade do vento e possivelmente corrigir decisões ante-

riores de pré-despacho, cujo objetivo é acomodar eventos de rampa eólica com severidade não 

prevista na fase de planejamento da operação.  

No capítulo 5, é realizada uma comparação de qualidade das decisões por meio da aná-

lise da flexibilidade sob aspectos de risco em um ambiente de incerteza produzida por elevada 

produção de eólicas aplicado para auxiliar o processo de tomada de decisão do problema de 

planejamento estrutural do sistema. Dois casos são analisados: o primeiro caso é caracterizado 

por sistemas flexíveis de natureza hidrotérmica, enquanto o segundo caso é caracterizado por 

um sistema pouco flexível de natureza térmica no longo prazo sob o ponto de vista do risco em 

sistemas com alta penetração de eólicas.  

As considerações finais, as conclusões e as contribuições deste trabalho, além de outros 

desdobramentos que podem ser melhor explorados em trabalhos futuros são apresentadas no 

capítulo 6. 
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2 ENQUADRAMENTO E ESTADO DA ARTE 

2.1 Introdução 

Neste capítulo, são abordadas as principais, mais relevantes e mais recentes definições, 

procedimentos e formulações que se refiram ao estado da arte sobre o Pré-despacho (Unit 

commitment) com abordagem estocástica, mais conhecido na literatura como Stochastic Unit 

Commitment, de algoritmos para solução de pré-despacho e de risco associado a operação de 

sistema de potência com elevado nível de integração eólica. 

Além disso, são apresentadas informações sobre o status atual da utilização da energia 

eólica no mundo como uma tendência geral e irreversível em função das qualidades oferecidas 

pela energia eólica. 

 

2.2 A Energia Eólica no Brasil e no Mundo 

A participação relevante da energia eólica na matriz de produção de energia elétrica 

mundial já é uma realidade em alguns países e suas perspectivas de crescimento são muito 

favoráveis nos âmbitos nacional e internacional. Por isso, são crescentes as preocupações com 

seus efeitos, seja no domínio técnico operacional (despacho, pré-despacho, reservas operacio-

nais), seja no domínio dos mercados de energia elétrica (preço marginal de operação de curto 

prazo, preço marginal de operação de longo prazo, contratos bilaterais, dentre outros) 

(GHAFFARI e VENKATESH, 2013). 

Está ilustrado na Figura 1 o percentual de participação das fontes eólicas no forneci-

mento anual de energia nos principais países que utilizam este tipo de fonte, incluindo, o Brasil. 

 



33 

 

 

 

Figura 1 – Ilustração da penetração eólica no fornecimento de energia anual. 

Fontes: (BRASILEIRO, 
2014), (HAMON e SÖDER, 2011) e (EWEA., 2014). 

 

O crescimento da participação das eólicas é uma tendência natural. Em alguns países da 

Europa, como Espanha e Portugal, o nível de penetração já é significativo com níveis de parti-

cipação eólica superiores a 12% e 15%, respectivamente, (HAMON e SÖDER, 2011).  

Nos cenários mais modestos, as perspectivas de utilização para a Espanha e Portugal, 

por exemplo, ultrapassam 20% de penetração eólica para os próximos anos, como ilustrado no 

gráfico da Figura 1.  

 

2.3 Demanda Líquida do Sistema 

Em um sistema de potência com participação de geração eólica, os geradores tradicio-

nais e os geradores eólicos atendem à demanda ao mesmo tempo, de modo a compartilhá-la. 

Como as eólicas são fontes não despacháveis e seus custos variáveis de produção são nulos, são 

inseridas na geração de base do sistema, de maneira que toda a produção eólica disponível em 

um dado instante seja aproveitada para o atendimento de parte da carga do sistema. O resto da 

demanda deve ser atendido pelos geradores tradicionais do sistema (geradores despacháveis), 

de forma que se a produção eólica aumentar em um dado instante, os geradores tradicionais 

devem reduzir a sua produção para manter o equilíbrio demanda/geração do sistema. Se o con-

trário acontecer, os demais geradores do sistema devem aumentar a sua produção para compen-

sar o déficit eólico.   
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A parte da demanda que é atendida pelos geradores tradicionais é denominada pela lite-

ratura de “demanda líquida” ou “carga líquida” do sistema (ANTHONY, OREN e O’NEILL, 

2011). O somatório de todas as cargas do sistema é denominado de demanda bruta1 ou, sim-

plesmente, demanda (ANTHONY, OREN e O’NEILL, 2011). 

Formalmente, a demanda líquida no instante de tempo ݐ é definida como a diferença 

entre a demanda bruta e a produção eólica em um dado instante, como descrito pela Equação 

�௡௘௧ܮ  .2.1 = ௧ܮ − ௧ܲ௢௧௔௟�௪  2.1 

 

em que ܮ௡௘௧� é a demanda líquida do sistema no instante de tempo ܮ .ݐ௧, a carga total, 

isto é, a demanda bruta e ௧ܲ௢௧௔௟�௪ , a produção eólica total no instante ݐ. 

A demanda do sistema varia em função do comportamento da carga. Assim, durante os 

horários de atividades mais intensas seu valor é alto, sendo baixo para os horários de pouca 

atividade, como, por exemplo, após as 22 horas. A demanda obedece a certo padrão, isso sig-

nifica que ferramentas de previsão podem estimá-la com boa precisão. Por outro lado, a produ-

ção eólica depende de fatores meteorológicos aleatórios, resultando em um processo estocástico 

e estatisticamente independente da demanda (DOHERTY e O'MALLEY, 2003). Na prática, 

isso significa que um número relevante de unidades eólicas eleva a incerteza da demanda que 

os geradores tradicionais satisfazem no curto prazo, a demanda líquida. 

A variabilidade da demanda líquida é fortemente afetada pela produção eólica, alterando 

as diferenças entre os picos e os vales representadas por ܮ௡௘௧೛೔�೚−��೗� , ilustrado na Figura 2. Há 

três possíveis cenários para este tipo de relação: a produção eólica pode aumentar o valor de ܮ௡௘௧೛೔�೚−��೗� , diminuí-lo ou simplesmente não alterá-lo.  

Na Figura 2 há um exemplo onde se pode observar o comportamento variável da geração 

de energia eólica. Neste gráfico, apresenta-se a demanda bruta, a demanda líquida e a geração 

eólica.  

                                                 

1 A demanda bruta, conhecida na literatura como Gross Demand é a carga do sistema sem levar em consideração 
a geração eólica. 
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Figura 2– Ilustração da variação da geração eólica, demanda bruta e da demanda líquida. 

 
Fontes: (MA, 2012) e (HOLTTINNEN, 2004).  

 

2.3.1 Variabilidade e Incerteza da Demanda Líquida 

A incerteza da produção eólica pode ser definida como a diferença entre um valor pre-

visto da produção eólica e o seu valor real em um instante de tempo. Estes conceitos estão mais 

claros nas curvas do gráfico da Figura 3, em que a incerteza da produção eólica e a sua varia-

bilidade estão apresentados. 

 

Figura 3 – Ilustração dos conceitos de variabilidade e incerteza da produção eólica 

.  

Fonte: (LU, QIAO e WANG, 2013). 

 

Os conceitos de variabilidade e incerteza podem ser aplicados à demanda líquida, pois, 

esta grandeza é influenciada pela produção eólica, sendo que a amplitude desta correlação varia 

em função do nível de penetração eólico do sistema. O resultado desta influência é o aumento 

da incerteza da demanda líquida do sistema. Enquanto a variabilidade da demanda líquida afeta 
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o padrão de despacho do sistema, sua incerteza altera os valores de reserva operacional neces-

sários para manter um nível específico de segurança (LU, QIAO e WANG, 2013). 

A incerteza da demanda é relativamente pequena no longo prazo. Os erros de previsão 

de demanda possuem uma distribuição normal com desvio padrão da ordem de 1% (BILINTON 

e ALLAN, 1996). São representados como uma variável aleatória de média igual a zero e desvio 

padrão igual a �ௗ. 

Considerando um único gerador eólico não é possível supor que os erros de previsão 

sejam normalmente distribuídos, mas para um grande número de parques distribuídos geogra-

ficamente, é possível fazer a suposição considerando o Teorema Central do Limite2 (Central 

Limit Theorem) (MA, 2012). Assim, define-se que o erro de previsão de produção eólica é 

também uma variável aleatória com média nula e desvio padrão igual a �௪. 

Os erros da demanda e os erros de previsão eólica são estatisticamente independentes. 

Além disso, os erros de previsão da demanda líquida também são considerados como variáveis 

aleatórias de média nula e desvio padrão �௡௘௧. Desta forma, o desvio padrão dos erros de de-

manda líquida pode ser obtido em função dos erros de previsão da demanda e dos erros de 

previsão da produção eólica através da Equação 2.2 (GUODONG e TOMSOVIC, 2012). 

 �௡௘௧ሺݐሻ =  √�௪ሺݐሻଶ + �ௗሺݐሻଶ 2.2 

 

em que ��ࢋ�ሺ�ሻ é o desvio padrão da demanda líquida no instante de tempo �, ��ሺ�ሻ o 

desvio padrão da produção eólica no instante de tempo � e �ࢊሺ�ሻ o desvio padrão da demanda 

no instante de tempo �. 

 Embora a incerteza da demanda líquida aumente com o nível de penetração eólica, a 

dispersão geográfica dos geradores nos parques eólicos pode contribuir em alguns casos para 

reduzi-la no muito curto prazo. Além disso, os métodos para prevê-la são mais precisos para 

estes intervalos e há a expectativa de reduzi-los para os próximos anos (MA, 2012).  

                                                 

2 Existem literaturas que o traduz como Teorema do Limite Central. 
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Resumidamente, a incerteza e a variabilidade da demanda líquida provocadas pela pro-

dução eólica podem alterar os níveis de reservas operacionais do sistema para um mesmo nível 

de segurança e confiabilidade. 

 

2.4 Flexibilidade de Sistemas de Potência 

A flexibilidade de sistemas é um conceito complexo e importante, utilizado em diversas 

áreas da engenharia e em diversos tipos de sistemas. Refere-se à facilidade com que os sistemas 

se adaptam a possíveis mudanças.  De forma mais ampla, a flexibilidade de sistemas pode ser 

definida como a habilidade em responder a potenciais mudanças externas e internas em um 

tempo hábil o suficiente e a um custo adequado. As mudanças às quais o conceito se refere 

estão diretamente ligadas a eventos incertos, que transformam as incertezas enfrentadas pelos 

sistemas em um elemento chave para a definição de flexibilidade, criando riscos e oportunida-

des para o seu projeto e desenvolvimento (MA, 2012). É exatamente o nível de incerteza dos 

eventos que justifica a relevância deste conceito.  

No contexto de sistemas de potência, a flexibilidade se refere à habilidade do sistema 

em lidar com eventos que possam causar desequilíbrio entre o fornecimento de potência e o 

atendimento da demanda, mantendo a confiabilidade do sistema a um custo adequado. A pala-

vra “evento” neste contexto é genérica e pode descrever episódios de alterações na parte da 

geração ou da carga dos sistemas (MA, 2012). 

Com o aumento da penetração eólica nos sistemas de potência, novos eventos são inse-

ridos, o que resulta na elevação da incerteza da geração e do atendimento à carga, implicando 

em uma necessidade de flexibilidade adicional para manter o equilíbrio nos mesmos parâmetros 

do sistema. 

Este conceito interpreta a flexibilidade sob dois pontos de vista, um econômico e outro 

técnico. Do ponto de vista técnico, a flexibilidade é necessária para que o sistema lide com as 

incertezas e com as variabilidades da demanda e da geração. No caso das eólicas, a flexibilidade 

sob este aspecto fornece a capacidade do sistema em lidar com a variabilidade e com a incerteza 

da produção eólica. Sob o aspecto econômico, a flexibilidade fornece o custo adicional para 

satisfazer às variações e incertezas na produção de energia por este tipo de fonte. Este custo 

deve estar limitado em um intervalo razoável (MA, 2012).  



38 

 

 

 

A flexibilidade pode ser incrementada, sob ótica da carteira de geração, (parque de ge-

ração de energia) de duas maneiras: a primeira é feita alocando-se mais reservas para o sistema 

(novas unidades rápidas), o que implica em elevar o número de unidades fornecendo potência 

de reserva. A outra é melhorar a capacidade/velocidade de resposta a alterações de geração das 

unidades existentes, ou seja, melhorar a taxa de rampa, ܹܯ/݉݅݊. 

Teoricamente não haveria um limite para a penetração eólica se o sistema fosse com-

pletamente flexível. Entretanto, os sistemas reais, mesmo aqueles mais flexíveis, têm um limite 

de acomodação eólica, além do qual a produção (ou uma parte) poderia ser interrompida a fim 

de se manter o atendimento à demanda de modo satisfatório. Por isso é muito importante co-

nhecer o quanto um sistema é flexível e qual seria o nível de penetração eólica para, adequada-

mente, acomodar este tipo de geração. 

Muitos estudos importantes sobre este tema têm se dedicado a explorar o potencial de 

flexibilidade para o sistema com produção eólica em larga escala. De acordo com a literatura 

técnica mais recente, os principais recursos disponíveis para elevar a flexibilidade são (MA, 

SILVA, et al., 2013), (HOLTTINEN, MILLIGAN, et al., 2012): 

 Escalonamento das unidades flexíveis; 

 Resposta da demanda;  

 Armazenamento de energia;  

 Benefícios da interconexão. 

O escalonamento de unidades flexíveis consiste, simplesmente, em um conjunto de al-

goritmos, como programação linear inteira mista por exemplo, capaz de otimizar a escolha das 

unidades do sistema e o nível de participação de cada unidade no sistema, como descrito em  

(LUICKX, DELARUE e D’HAESELEER, 2009) e (TANABE, YASUDA, et al., 1993).  

A resposta da demanda envolve as ações desempenhadas pelo lado da demanda para 

elevar o nível de flexibilidade do sistema, através da implementação de algoritmos capazes de 

gerenciá-la (Demand Side Managment – DSM), como por exemplo, mitigação de necessidades 

de reserva e congestionamentos de rede. Em (MORENO, GARCIA, et al., 2004) há um exem-

plo de uma ferramenta capaz de avaliar a potencial flexibilidade da demanda residencial. Em 

(HAMIDI, LI e ROBINSON, 2008) o custo da operação das eólicas no sistema de potência foi 
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calculado em dois momentos: antes e após a introdução da resposta da demanda e assim deter-

minou-se a redução de custos com a introdução do gerenciamento da resposta da demanda, 

obtendo-se o valor do benefício adicional.  

A introdução de armazenamento de energia em um sistema com alta penetração eólica 

é feita estocando-se a energia excedente das fontes eólicas para a utilização em momentos de 

baixa produção. Um exemplo é demonstrado em (BROWN, P. LOPES e MATOS, 2008), no 

qual um pequeno sistema isolado armazena a energia excedente de suas unidades eólicas sob a 

forma de bombeamento de água para reservatórios, otimizando os recursos através de progra-

mação linear. Em (MATEVOSYAN e SODER, 2006) é implementado um algoritmo para a 

programação diária para um sistema hidráulico com múltiplos reservatórios e coordenado com 

um sistema de energia eólica de proprietários diferentes, compartilhando a mesma linha de 

transmissão. A coordenação é feita com o objetivo de minimizar o corte eólico. O algoritmo foi 

aplicado em um sistema real em que se analisaram os custos com e sem a coordenação dos dois 

sistemas. 

Outra medida para elevar o nível de flexibilidade é a possibilidade de exportar o exce-

dente de produção eólica para outros sistemas, através de redes de interconexão. Os principais 

problemas enfrentados por este tipo de prática é avaliar se a rede tem capacidade de transmitir 

o excedente da produção eólica para outros sistemas nos momentos em que sua produção ex-

ceder a demanda. Em (AULT, BELL e GALLOWAY, 2007) é apresentada uma metodologia 

para avaliar os requisitos da capacidade da rede de transmissão na transferência da produção 

eólica excedente de um sistema a outro. Por meio de dados históricos da produção eólica e da 

demanda, realizou-se uma análise de custo-benefício entre o corte eólico e o aumento da capa-

cidade de transmissão. 

 

2.4.1 A Geração do Sistema e os Índices de Flexibilidade 

As principais fontes de flexibilidade para o sistema de potência vêm da diversificação 

do portfólio da geração, ou seja, a composição de todas as fontes de energia elétrica mais con-

fiáveis que a geração eólica e responsáveis por atender à carga em um dado intervalo. 

Existe uma classificação da flexibilidade intrínseca a cada tipo de tecnologia utilizada 

para o fornecimento de energia elétrica; esta taxonomia pode ser obtida através de simulações 

e comparações entre as diversas tecnologias disponíveis em diversos cenários de capacidade 
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instalada de produção eólica, cujo objetivo é encontrar como tais unidades de geração contri-

buem, individualmente, para os requisitos de flexibilidade do sistema em diferentes níveis de 

penetração eólica. Geralmente, tal classificação ordena as diversas fontes do sistema em três 

tipos: baixa, média e alta flexibilidade (MA, 2012). 

As unidades com baixa flexibilidade possuem características específicas em função de 

fatores como, por exemplo (MA, SILVA, et al., 2013): 

Valor da potência mínima ( ௠ܲ௜௡ሻ elevado, ou seja, o menor nível de potência da má-

quina possui valores próximos ao valor nominal de operação. 

 Baixas taxas de rampas (ܹܯ/݉݅݊), tanto ascendentes (taxa com que a unidade eleva a 

sua produção), como descendentes, (taxa com a qual a unidade reduz a sua produção); 

 Longos intervalos para partida e parada. Em função dos limites térmicos de cada má-

quina, há a necessidade de um tempo mínimo para reativar a unidade após uma opera-

ção, que neste caso, é um tempo relevante para o período considerado, dificultando todo 

o processo de despacho e pré-despacho em sistemas com alta penetração de eólica. 

Embora a potência de unidades deste tipo permaneça constante ao longo do tempo, há a 

oportunidade de contribuírem com certa flexibilidade, alterando levemente o seu nível de po-

tência ou simplesmente, desconectando-se do sistema quando esta ação for mais barata do que 

um corte eólico, por exemplo. 

Um exemplo de unidades deste tipo em um sistema real são as unidades nucleares. Ape-

sar de suas limitações, há a vantagem de não emitirem gases causadores do efeito estufa durante 

sua operação. Por outro lado, o destino adequado de seus resíduos ainda é um grande desafio. 

As unidades classificadas com teor de flexibilidade médio têm custos de operação ligei-

ramente superiores às de baixa flexibilidade, têm tempo de acionamento e tempo mínimo para 

partida inferior às unidades com baixa flexibilidade, o que pode facilitar a operação dos siste-

mas. Apesar disso, seus custos com partida também são elevados e reduzem as oportunidades 

de utilizá-las ao longo do período de operação.  

Geralmente, este tipo de unidade tem baixos valores de potência mínima e altos valores 

de potência máxima, resultando em um intervalo de operação bem extenso para ajustar a mo-

dulação de potência. Possuem, contudo, custos marginais mais elevados do que as unidades de 
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baixa flexibilidade, tornando-as menos acionáveis durante a operação, principalmente em fun-

ção de ocupar uma posição inferior na ordem de mérito do despacho. Além disso, seu fator de 

capacidade3 é ligeiramente inferior às unidades de baixa flexibilidade.  

Um exemplo de unidades com média flexibilidade em um sistema real são as unidades 

de carvão do Reino Unido e do Brasil. A maior desvantagem deste tipo de fonte está em seu 

alto teor de emissões de ܱܥଶ para a atmosfera. Apesar de existirem modernos filtros de partí-

culas que retêm boa parte destas emissões, as unidades a carvão ainda possuem muitas restri-

ções ambientais. 

As maiores contribuições vêm de unidades classificadas como de alta flexibilidade. Esta 

característica surge do fato de possuírem: 

 Baixo nível de potência mínima; 

 Alto nível de potência máxima; 

 Altas taxas de rampas ascendentes ou descendentes de produção (ܹܯ/m�n ); 
 Tempo mínimo para parada e partida reduzido; 

 Baixos custos com partida. 

Apesar de todas estas qualidades, tais unidades possuem elevados custos incrementais, 

o que as colocam na parte inferior da ordem de mérito do despacho (última a ser despachada). 

Esta situação pode mudar se penalidades para emissão de carbono forem consideradas no custo 

de operação do sistema, já que unidades deste tipo, geralmente, poluem menos que unidades a 

carvão por serem mais eficientes com relação a emissões de carbono (WORLD ENERGY 

COUNCIL, 2013). 

As unidades de alta flexibilidade fornecem potência para satisfazer ao pico da demanda 

em função de suas características construtivas e operacionais. 

As plantas a Gás de Ciclo Combinado – CCGT (Closed-cycle gas turbine) são um exem-

plo deste tipo de unidade com alto nível de flexibilidade. Este tipo de unidade tem ganhado 

atenção principalmente por possuírem muitas características positivas em um sistema com ele-

vado nível de eólica.  

                                                 

3 O fator de capacidade é definido como a relação entre a produção atual e a sua produção total na potência 
nominal ao longo de um período especificado (WORLD ENERGY COUNCIL, 2013). 

http://en.wikipedia.org/wiki/Closed-cycle_gas_turbine
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Outro exemplo de unidades com alta flexibilidade são as hidroelétricas com reservató-

rio. As hidrelétricas têm alta flexibilidade por possuírem um tempo muito curto para entrarem 

em operação e para tomarem carga, ou seja, possuem altas taxas de rampa ascendentes e des-

cendentes. Possuem uma faixa de operação elevada, ou seja, a diferença entre a potência mí-

nima de operação e a potência máxima é alta. Teoricamente a potência de operação mínima de 

uma unidade hidráulica é próxima de zero. Sua potência máxima é, em grande parte, limitada 

pela capacidade de vazão e armazenamento dos reservatórios de água e pelas características 

operativas do gerador. 

As fontes hidráulicas utilizam a energia cinética da água dos rios para a transformação 

em energia elétrica e são capazes de satisfazer à demanda e, por meio de tecnologia de bombe-

amento e estocagem de água, também podem satisfazer à demanda de pico e às demandas im-

previstas.  

Segundo dados do WEC4, medidos ao final de 2011 e apresentados no último relatório 

(2013), mais de 100 países dispunham de recursos hidráulicos para a geração de eletricidade, 

com capacidade total de 946 GW através de quase onze mil usinas espalhadas pelo mundo. Os 

maiores mercados em capacidade são, respectivamente: Brasil, Canadá, China, Rússia e EUA. 

(WORLD ENERGY COUNCIL, 2013). 

No Brasil, as hidráulicas são a principal fonte para a produção de eletricidade, princi-

palmente em função de seu grande potencial hídrico que figura entre um dos maiores do mundo. 

Apesar disso, apenas 45% deste total está sendo explorado atualmente (COUNCIL, 2014). 

Embora as fontes hidráulicas sejam consideradas limpas e renováveis, existem alguns 

problemas relacionados à sua expansão, sob a argumentação de que as construções, principal-

mente na região amazônica, provocariam impactos na vida da população, na fauna e na flora, 

pois poderiam interferir no curso natural e no volume de águas dos rios. Em função das pressões 

oriundas destes problemas, os empreendimentos têm alocados recursos para a mitigação dos 

impactos sociais e ambientais. 

Outro problema relacionado às fontes hidráulicas é a sua relação com as condições cli-

máticas. Esta relação faz com que o potencial da produção hidráulica seja intensificado nos 

                                                 

4WEC – World Energy Council.  
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períodos úmidos e restrito nos períodos secos, fazendo com que outras fontes sejam utilizadas 

neste período para compensar o déficit de produção hidráulica (ELÉTRICA, 2011). 

 

2.4.2 Índices de Flexibilidade do Sistema 

Quantificar a flexibilidade é fundamental para um sistema com elevado nível de fontes 

eólicas, o que justifica todo o esforço que tem sido empreendido para isso por vários pesquisa-

dores ao redor do mundo. As principais técnicas se baseiam em simulações da operação do 

sistema para obter dados mais detalhados. Como em (ORTEGA-VAZQUEZ, 2011), por exem-

plo, Bouffard e Ortega-Vazquez fizeram um pré-despacho modificado para quantificar a flexi-

bilidade do sistema com elevada penetração eólica.  Obviamente, uma análise detalhada sobre 

o nível de flexibilidade do sistema requer que simulações sejam feitas. Apesar disso, é também 

de interesse a obtenção de índices que estimem a flexibilidade do sistema de forma off-line, 

(sem a necessidade de simulações).    

Assim, J. Ma e D. Kirschen em  (MA, 2012), propuseram dois métodos alternativos para 

a obtenção de índices off-line, capazes de estimar a flexibilidade da matriz geradora de um 

sistema. A principal vantagem deste tipo de índice é a sua facilidade de implementação e a 

possibilidade de comparar e encontrar as contribuições individuais de cada gerador sem a ne-

cessidade de simulações estocásticas complexas, mesmo que para sistemas de grande porte com 

muitos geradores, o que seria, sem dúvida, uma tarefa árdua e demorada. 

A primeira métrica de flexibilidade off-line é denominada de Índice de Flexibilidade 

Normalizado – (NFI, Normalised Flexiblility Index). É utilizada para identificar o nível de fle-

xibilidade individual de cada gerador e/ou para um sistema inteiro. O nível individual de flexi-

bilidade de cada gerador é expresso como um número real positivo menor ou igual a um. O 

nível de flexibilidade do sistema inteiro é calculado através da média ponderada de todos os 

geradores do sistema, ponderados com a sua participação no atendimento à demanda. 

A segunda métrica é calculada com base na Perda de Estimativa de Vento – LOWE 

(Loss of Wind Estimation); informando o quanto o sistema é capaz de acomodar eólicas. Quanto 

mais alto for o valor do LOWE, menos flexível o sistema será. Este índice se baseia em análises 

estatísticas da demanda líquida do sistema.  
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O Índice de Flexibilidade Normalizado baseia-se no fato de que a flexibilidade adicional 

de um gerador qualquer ݇ é medida por sua reserva ociosa. Assim, o índice pode ser descrito 

matematicamente através da Equação 2.3 

ሺ݇ሻܫܨܰ = ͳ/ʹ[ ௠ܲ௔௫ሺ݇ሻ − ௠ܲ௜௡ሺ݇ሻ] + ͳ/ʹ[ܴܽ݉݌ሺ݇ሻ ∙ ௠ܲ௔௫ሺ݇ሻ[ݐ∆  
2.3 

. 

Em que ܴܽ݉݌ሺ݇ሻ ∙  ,Equação 2.6, é uma média aritmética entre ܴ݁௨௣ሺ݇ሻ e ܴ݁ௗ௡ሺ݇ሻ ,ݐ∆

respectivamente, descritos pelas equações 2.4 e 2.5. Nestas expressões, ܴܽ݉݌ሺ݅ሻ௨௣ é a taxa de 

rampa ascendente do gerador ݇ e ܴܽ݉݌ሺ݇ሻௗ௡ é a taxa de rampa descendente do gerador ݇. 

 ܴ݁௨௣ሺ݇ሻ = ௨௣ሺ݇ሻ݌ܴ݉ܽ ∙  2.4 ݐ∆

ܴ݁ௗ௡ሺ݇ሻ = ௗ௢௪௡ሺ݇ሻ݌ܴ݉ܽ ∙  2.5 ݐ∆

ሺ݇ሻ݌ܴ݉ܽ = ܴ݁௨௣ሺ݇ሻ + ܴ݁ௗ௡ሺ݇ሻʹ ∙ ݐ∆  2.6 

 

O Índice de Flexibilidade Normalizado de um sistema � é definido na Equação 2.7, em 

que ܯ é o número de geradores deste sistema. 

 

ܧܮܨ �ܺ = ∑ [ ௠ܲ௔௫ሺ݇ሻ∑ ௠ܲ௔௫ሺ݇ሻ௞�� ∙ ሺ݇ሻ] ∀ ݇ ��ெܫܨܰ
௞=ଵ  2.7 

 

Apesar de a operação do sistema ser variável e complexa, este índice não é afetado pelas 

decisões operacionais. Desta forma, fornece de maneira simples uma forma de avaliar o forne-

cimento de flexibilidade em diferentes tipos de sistemas. 

Em sistemas com elevado nível de penetração eólica, a opção do corte eólico aparece 

sempre quando o sistema não tem flexibilidade suficiente para lidar com as caraterísticas in-

trínsecas da produção eólica. O corte eólico é mais frequente em sistemas inflexíveis ou pouco 
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flexíveis do que em sistemas flexíveis. Isto fornece outra forma de avaliar a flexibilidade do 

sistema, medindo a probabilidade de corte eólico. Assim, o LOWE é utilizado para medir a 

flexibilidade do sistema de modo off-line. 

Formalmente, o LOWE representa a probabilidade estimada de ocorrer corte eólico ao 

longo de um ano. Trata-se de uma medição estatística que mede a probabilidade de ocorrência 

de corte eólico no sistema e não a quantidade de energia eólica cortada no sistema.  

O corte é comumente aplicado nas seguintes situações: 

 Quando a demanda líquida for menor que o nível mínimo de produção da geração dos 

geradores térmicos;  

 Quando a demanda líquida subir rapidamente e os geradores despachados não tiverem 

rampa ascendente suficiente para elevar a produção a um nível desejado; 

 Quando a demanda líquida cair de modo acentuado e os geradores despachados não 

tiverem capacidade de rampa descendente suficiente para reduzir sua produção ao nível 

esperado. 

Assume-se que os três eventos descritos acima sejam estatisticamente independentes, 

ou seja, a ocorrência de um evento não altera a probabilidade dos outros. Assim, a probabilidade 

de cada evento será dada respectivamente por: ܾܲ݋ݎሺ ெܸ௅௅ሻ, ܾܲ݋ݎ( ோܸ௔௠௣−௨௣) e ܾܲ݋ݎ( ோܸ௔௠௣−ௗ௡), onde ܸ refere-se à violação da respectiva restrição violada.  

Do mesmo modo, a probabilidade de que cada evento não ocorra é calculado através de: ͳ − ሺܾ݋ݎܲ ெܸ௅௅ሻ, ͳ − )ܾ݋ݎܲ ோܸ௔௠௣−௨௣) e ͳ − )ܾ݋ݎܲ ோܸ௔௠௣−ௗ௡), respectivamente. Então, a 

probabilidade de o sistema não cortar energia eólica em um período especifico é exatamente o 

produto destas probabilidades como apresentado pela Equação 2.8 

ሻܥܹ݋ሺܾܰ݋ݎܲ = (ͳ − ሺܾ݋ݎܲ ெܸ௅௅ሻ) ∙ (ͳ − )ܾ݋ݎܲ ோܸ௔௠௣−௨௣) ) ∙ ቀͳ − ܲ( ோܸ௔௠௣−ௗ௡)ቁ 2.8 

Em que ܾܲ݋ݎሺܰܥܹ݋ሻ é a probabilidade de não ocorrer corte eólico no sistema. Desta 

forma o LOWE é calculado por meio da Equação 2.9. ܧܹܱܮ = ͳ −   ሻܥܹ݋ሺܾܰ݋ݎܲ

ܧܹܱܮ = ͳ − [(ͳ − ሺܾ݋ݎܲ ெܸ௅௅ሻ) ∙ (ͳ − )ܾ݋ݎܲ ோܸ௔௠௣−௨௣) )∙ ቀͳ − )ܾ݋ݎܲ ோܸ௔௠௣−ௗ௡)ቁ] 

2.9 
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Assim, para um sistema com mesmo nível de penetração, um baixo valor de LOWE, 

significa que o respectivo sistema é necessariamente mais flexível. A aplicação deste índice não 

serve apenas para comparações, é possível obter outras informações interessantes, tais como:  

 Estimar a capacidade eólica máxima do sistema, dado um valor de LOWE aceitável; 

 Avaliar o ganho em capacidade eólica dos novos investimentos. 

O nível de flexibilidade de um sistema � qualquer pode ser alcançado comparando-se o 

índice LOWE encontrado para este sistema com um valor de referência. Se o LOWE for maior 

do que este valor de referência, significa que o sistema não tem flexibilidade suficiente para 

acomodar o nível presente de penetração eólica.  

O nível de penetração máxima do sistema � pode ser encontrado, utilizando-se o LOWE, 

alterando o nível de penetração eólica até o LOWE do sistema seja menor ou igual ao valor de 

referência adotado. 

A Tabela 2.1 foi sugerida em (MA, 2012) e contribui para o entendimento do LOWE, 

através de sua comparação com outro índice bem conhecido, o LOLP. O LOLP é definido como 

a probabilidade de perda de carga (Loss of Load Probability), trata-se de um índice já estabele-

cido na literatura e aceito na prática (BILINTON e ALLAN, 1996).  

Tabela 2.1 – Comparação entre o LOLP e o LOWE, Fonte: (MA, 2012).  

 

 

Estes dois índices, o NFI e o LOWE são importantes para a análise de flexibilidade do 

sistema. Sua principal vantagem é a análise do sistema de forma rápida e simples; além disso, 

estes índices apresentam a contribuição individual de cada gerador para a flexibilidade e/ou 

para a inflexibilidade do sistema, como também é capaz de apresentar o nível de penetração 

LOLP LOWE

Conceito

Indica a probabilidade de a geração

do sistema não atender à demanda

em um período de tempo

específico.

Indica a probabilidade de corte

eólico em um período de tempo

específico.

Função 

Mede a adequabilidade do sistema, 

ou seja, a capacidade com que o

sistema atende à demanda.

Mede a flexibilidade do

sistema. 

Critério 

Se o sistema tem capacidade

suficiente e serviços auxiliares para

suprir à demanda.

Se o sistema tem flexbilidade

suficiente para lidar com a

variabilidade da energia eólica

Conseqüências de 

violação do índice

Um LOLP maior que o aceitável,

indica que o atendimento à

demanda está ameaçado.

Um LOWE maior que o

aceitável, indica que a

penetração eólica está além do

suportável.
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eólica para um limiar esperado de corte eólico através do LOWE. Apesar disso, estes índices 

não incluem a rede em sua análise, um importante fator que deveria ser considerado.  

 

2.4.3 Outras Informações sobre Flexibilidade 

Como apresentado no início desta secção, quantificar a flexibilidade do sistema é um 

procedimento muito complexo. Uma alternativa a isto são os índices de análise obtidos de forma 

off-line, entretanto uma análise mais detalhada do sistema, de fato, requer que simulações sejam 

feitas. Estas simulações são feitas através de um pré-despacho plurianual em que se consideram 

os efeitos da variabilidade/dispersão e da incerteza do vento no curto e no longo prazo.  

Levando em consideração tudo o que foi levantado neste tópico, uma métrica de análise 

de flexibilidade deve levar em consideração os seguintes aspectos (LANNOYE, FLYNN e 

O'MALLEY, 2011): 

 Quantificar a habilidade do sistema em responder às variações da demanda, da produção 

eólica e das interrupções dos geradores tradicionais do sistema no curto prazo e no longo 

prazo; 

 Minimizar as necessidades de dados e esforço computacional, considerando de forma 

apropriada as restrições do sistema e das problemáticas; 

 Ser independente das políticas adotadas para o sistema, de forma que a métrica seja 

genérica e aplicável a outros sistemas. 

Qualquer métrica proposta deve incluir os cálculos de adequação e de capacidade do 

sistema, além da simulação do sistema no estágio de planejamento. É necessário, ainda, que a 

métrica verifique se o sistema é capaz de atender à demanda líquida (LANNOYE, FLYNN e 

O'MALLEY, 2011). 

 

2.5 Reservas Operacionais do Sistema 

Os maiores impactos da penetração eólica em larga escala no sistema podem ser obser-

vados nas reservas operacionais, nas várias escalas de tempo e nos diversos tipos de reserva. 

Isso ocorre, principalmente, em função do aumento da incerteza da demanda líquida provocada 

pela inserção de fontes eólicas que possuem um nível de produção variável e incerto. Esta in-

certeza aumenta de forma proporcional ao nível de penetração eólica no sistema.  
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Devido a isso, esta tese destina uma secção específica para as reservas operacionais do 

sistema, em que são destacados seus conceitos formais, classificação e os principais impactos 

que as eólicas podem produzir em um sistema sob o ponto de vista das reservas operacionais. 

 

2.5.1 Conceito 

As reservas operacionais de um sistema de potência é um termo genérico e descreve a 

capacidade de geração disponível ao operador do sistema para satisfazer a alterações da de-

manda devido a eventos previsíveis e imprevisíveis.  É necessário que estas reservas estejam 

disponíveis para o sistema em um intervalo específico; o valor deste intervalo varia em função 

do tipo de evento e do tipo de reserva considerado (MILLIGAN, LEW, et al., 2010). 

Existem outras literaturas que descrevem as reservas operacionais como a capacidade 

de reserva de geração necessária para permitir a recuperação do sistema elétrico a partir de 

falhas de geração e providenciar o acompanhamento da carga e a regulação de frequência 

(ENERGY, 2004). 

 

2.5.2 Classificação das Reservas Operacionais 

Existem vários conceitos, regras e definições em relação às reservas operacionais. Tais 

fatores variam de acordo com a região ou país. De forma geral, as reservas podem ser classifi-

cadas de diversas formas, como por exemplo, com relação à direção: ascendentes e descenden-

tes. 

 As reservas ascendentes são aquelas utilizadas nos momentos em que a carga é maior 

do que a geração. Já as reservas descendentes são utilizadas quando o contrário acontece. As 

reservas ascendentes são obtidas elevando-se a produção das unidades de geração (potência 

adicional), ou da redução do nível de carga do sistema (cortes de carga). As reservas descen-

dentes são obtidas ou da redução da produção de potência elétrica das unidades ou do aumento 

da carga do sistema. 

Outra classificação importante das reservas refere-se ao tempo de resposta. Assim, exis-

tem reservas rápidas e reservas lentas. Um exemplo deste tipo de reserva são aquelas utilizadas 

para a correção de desvios de frequência do sistema. Neste caso, as reservas devem estar dis-
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poníveis instantaneamente para serem utilizadas. Outro exemplo, são as utilizadas para substi-

tuir outras fontes de geração; neste caso, a prontidão das reservas costuma levar alguns poucos 

minutos para estar completamente disponíveis, mesmo assim algumas literaturas as classificam 

como reservas rápidas.  

Existem, ainda, aquelas reservas que precisam de um tempo maior para estar disponí-

veis, como é o caso das reservas utilizadas para correção do erro de previsão de demanda. Este 

tipo de reserva é classificado pela literatura como reservas lentas (HOLTTINEN, MILLIGAN, 

et al., 2012).  

 As reservas também podem ser classificadas de acordo com os eventos em que são 

utilizadas. Assim, têm-se as reservas para eventos de contingências e as reservas para a opera-

ção normal do sistema. As contingências de um sistema consistem em alterações abruptas da 

demanda devido à perda de geração ou à perda de carga (SAAVEDRA, 1996). 

Em (HOLTTINEN, MILLIGAN, et al., 2012) Holttinen elaborou uma ordenação mais 

abrangente para as reservas operacionais. Apesar de nem todos adotarem este tipo de classifi-

cação, o trabalho é interessante, pois inclui e tenta classificar os principais tipos de reserva. Esta 

classificação está ilustrada na Figura 4. 

Analisando-se a Figura 4, percebem-se duas classes principais de reserva: as reservas 

alocadas para operação normal, ou seja, sem a ocorrência de eventos, e as reservas alocadas 

para a contenção de eventos raros como a ocorrência de contingências no sistema. Abaixo desta 

classe de reservas, a divisão ocorre em função do tempo de resposta de cada reserva.  
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Figura 4 – Ilustração da classificação de reservas operacionais do sistema de potência. 

 
Fonte: (HOLTTINEN, MILLIGAN, et al., 2012). 

 

 A Tabela 2.2 descreve e conceitua resumidamente cada um dos nove tipos de reservas 

apresentadas pela Figura 4. Além disso, apresenta os termos comumente utilizados em sua de-

finição. As reservas de contingência são alocadas para promover a segurança e elevar o nível 

de confiabilidade do sistema. Como indicado na Tabela 2.2, são utilizadas para equilibrar o 

sistema diante de um evento de contingência como a perda súbita de geração. A quantidade de 

potência deve ser suficiente para cobrir a perda do maior gerador do sistema (critério determi-

nístico comumente adotado). A resposta do sistema é dimensionada para lidar pelo menos com 

um tipo de contingência por vez. Este tipo de critério é denominado na literatura como critério 

N-1. Em grandes sistemas de potência interconectados, existem regras específicas para estabe-

lecer o quanto de reservas cada área do sistema deve fornecer. Isso é feito seguindo critérios 

específicos para cada sistema, uma filosofia de cada operador.  

Reservas 
Operacionais

Operação 
Normal

Reserva para 
Operação 
Normal

Reserva de 
regulação 

Reserva para 
acompanhamento 

da carga

Operação em 
Contingência

Eventos 
Rápidos

Reserva de 
substituição

Eventos Lentos 

Reserva 
suplementar
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Tabela 2.2 – Ilustração das categorias de reservas. Fontes: (HOLTTINEN, MILLIGAN, et al., 2012) e 
(MILLIGAN, LEW, et al., 2010). 

 

 

2.5.3 Impacto das Eólicas nas Reservas Operacionais 

A análise do impacto das eólicas nas reservas operacionais deve ser segregada em fun-

ção do tipo de reserva analisada, pois as consequências das eólicas em larga escala no sistema 

se diferenciam em função do tipo de reserva.  

Uma conclusão comum em alguns estudos (MILLIGAN, LEW, et al., 2010), 

(O’MALLEY, STRBAC, et al., 2004) e (HOLTTINEN, MILLIGAN, et al., 2012) é que a po-

tência eólica não impacta nos requisitos de reservas de contingência, o que significa que este 

tipo de reserva não é alterado com a introdução de eólicas no sistema. Isso ocorre porque as 

variações eólicas, mesmo as maiores, são menores em magnitude (ܹܯ) e mais lentas 

 do que as alterações provocadas por grandes contingências no sistema, como a (݊݅݉/ܹܯ)

perda de uma linha ou a perda de um grande gerador. Em função destes fatores, as alterações 

eólicas ou simplesmente rampas eólicas não são classificadas como eventos de contingência. 

Em vez disso, as rampas eólicas são classificadas como eventos lentos e podem impactar dire-

tamente a reserva de acompanhamento de carga do sistema (descritas na Tabela 2.2). 

Nome Uso Termo comum

Reserva Operacional 
Qualquer capacidade de potência ativa disponível para 

equilibrar o sistema.
Reserva

Reserva de operação 

normal (sem eventos)

Capacidade disponível para auxiliar o balanço de potência 

ativa em condições de operação normal, incluindo os 

eventos que acontecem rotineiramente.

-

Reserva de regulação

Capacidade disponível durante condições normais para 

corrigir desequilíbrios do sistema, é mais rápida do que o 

despacho ótimo, é aleatória e requer uma resposta 

automática centralizada.

Reserva de Regulação,  regulação, controle 

de frequência de carga, controle 

primário/secundário.

Reserva de 

acompanhamento de 

carga (Load-following )

Capacidade de potência disponível sob condições normais 

para corrigir desequilíbrios futuros da carga, como erros de 

previsão de demanda, não requer um controle automático 

centralizado.

Reserva de acompanhamento de carga, 

reserva terciária, reserva de minutos, 

reserva de escalonamento, reserva de 

despacho, reserva de equilíbrio.

Reserva de Eventos 

(rápidos e lentos)

Capacidade de potência ativa disponível para equilibrar o 

sistema durante eventos infrequentes ou pouco comuns, ou 

simplesmente eventos mais severos do que o desequilíbrio 

de carga sob condições normais.

-

Reserva de contingência

Capacidade disponível para equilibrar o balanço de potência 

ativa durante eventos infrequentes, como a perda de 

geradores, ou eventos que sejam mais severos que os 

desequilíbrios rotineiros do sistema. É utilizada para corrigir 

desequilíbrios instantâneos. 

Reserva de contingência, reserva de 

distúrbio, reserva N-1.

Reserva de rampa

Capacidade disponível para equilibrar o balanço de potência 

ativa durante eventos infrequentes, mais lentos e mais 

severos do que aqueles que acontecem em condições 

normais do sistema.

Reserva de rampa, reserva suplementar, 

reserva de balanço.

Reserva de substituição

Parte da reserva de contingência destinada a substituir a 

reserva de resposta da frequência (primária e secundária), 

utilizada em um evento instantâneo e severo.  Também 

podem ser utilizadas para corrigir grandes erros de previsão 

e eventos de rampas lentas.

Reserva de controle terciário, reserva de 

substituição, reserva suplementar, reserva 

de equilíbrio, reserva de minutos.
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As reservas de regulação não são muito afetadas pelas eólicas em larga escala no sistema 

por causa do efeito de “suavização” (smoofing efect) provocado principalmente pela dispersão 

geográfica dos geradores e pela inércia das turbinas eólicas.  

De forma geral, as eólicas em larga escala no sistema introduzem eventos de grande 

variabilidade e grandes incertezas (erros de previsão) que podem ser qualificados como eventos 

lentos e interferem diretamente nos requisitos das reservas de rampa, também conhecidas como 

reserva suplementar ou reserva de balanço, definida na Tabela 2.2. 

 

2.6 Estado da Arte no pré-despacho 

Nas seções seguintes serão abordadas as principais, mais relevantes e recentes defini-

ções, procedimentos e formulações relacionadas ao estado da arte da formulação do Pré-despa-

cho (Uni commitment), incluindo-se suas variações (Pré-despacho com abordagem estocástica, 

mais conhecido na literatura como Stochastic Unit Commitment, por exemplo) em sistema de 

potência com elevado nível de produção eólica. Além disso, apresenta-se os principais algorit-

mos utilizados para solucionar problemas envolvendo o Pré-despacho. 

2.6.1 Pré-despacho (Unit Commitment - UC)  

O pré-despacho (UC) é um problema de otimização não linear misto cujo objetivo é 

minimizar o custo total de produção de energia em um período de tempo específico, 24 horas 

por exemplo, através do escalonamento das unidades de produção do sistema baseado em uma 

carga (demanda) prevista para o período especificado (respeitando as restrições operacionais).  

A necessidade de se encontrar um escalonamento ótimo das unidades de geração, ou 

seja, definir quais as unidades que estarão ligadas5 ou desligadas (ON/OFF) vem do fato de a 

carga do sistema (demanda) variar. Tal variação pode ser observada por dias, semanas, meses 

e até por anos e existe devido às atividades humanas que muitas vezes seguem ciclos. Definir 

simplesmente uma quantidade fixa de unidades que seja suficiente para lidar com toda esta 

variação de carga seria obviamente uma solução muito cara, em outas palavras, seria economi-

camente inviável escalonar todas as unidades do sistema (ou um número muito grande) o tempo 

                                                 

5 O termo ligada ou escalonada refere-se a trazer a unidade de produção sincronizada com a rede e pronta 
para receber/tomar carga (fornecer potência).   
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inteiro. Por isso é importante se definir uma quantidade ótima de unidades comissionadas e em 

quais momentos estas unidades estariam ligadas ou desligadas (WOOD, WOLLENBERG e 

SHEBLE, 1984). 

Normalmente, o problema do pré-despacho (UC) ou Pré-Despaho com restrição de se-

gurança, conhecido na literatura como Security-Constrained Unit Commitment (SCUC), cujo 

objetivo, em outras palavras, é encontrar um escalonamento a um custo de produção mínimo 

sem que a confiabilidade do sistema seja comprometida. A confiabilidade do sistema pode ser 

interpretada como a disponibilidade de uma quantidade adequada de recursos disponíveis para 

atender ao pico da demanda (adequacy) e que o sistema deva ser capaz de suportar grandes 

mudanças ou contingências em um dia em uma base horária (security) (SHAHIDEHPOUR, 

YAMIN e LI, 2002).  

A seguir são apresentadas algumas abordagens que têm sido consideradas como refe-

rências para a formulação do UC usado como propósito desta tese. 

Carrion e Arroyo apresentaram em (CARRIÓN e ARROYO, 2006) uma nova formula-

ção linear inteira mista do problema UC com unidades térmicas. A formulação desenvolvida 

precisou de menos variáveis binárias e restrições do que os modelos mais tradicionais o que 

permitiu incluir uma descrição mais precisa das restrições intertemporais além de custos de 

partidas das máquinas resultando em uma redução significativa de recursos computacionais. 

Neste trabalho, o problema foi resolvido por uma ferramenta comercial de resolução de proble-

mas não lineares conhecida como CPLEX. O modelo foi testado com sucesso em um sistema 

real e os resultados revelaram sua precisão e eficiência computacional.  

  Em (FU , SHAHIDEHPOUR e LI, 2005), desenvolveram uma nova abordagem CA de 

SCUC com restrições para a obtenção de um custo de operação mínimo considerando a segu-

rança dos sistemas através de uma técnica conhecida como Decomposição de Benders aplicada 

de forma que o problema principal (problema mestre ou master problem) seria o problema do 

Pré-despacho sem restrições (relaxado) e os subproblemas seriam as restrições CA do pro-

blema. O problema mestre foi resolvido por meio de técnicas de Relaxação Lagrangeana e Pro-

gramação Dinâmica. O corte de Benders é aplicado cada vez que surgir uma violação de uma 

restrição. O processo iterativo segue até que todas as eventuais violações das restrições sejam 

resolvidas e consequentemente uma solução ótima seja encontrada. A abordagem foi testada 

com sucesso em dois sistemas: um com seis barras e outro com 118 barras (IEEE 118-bus). 
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2.6.2 Pré - Despacho Considerando Fontes Eólicas  

A energia eólica como um recurso de geração no sistema é intermitente e incerta o que 

a classifica como uma fonte não despachável ou não controlável. Isso traz grande impacto no 

problema de pré-despacho do sistema quando a sua utilização alcança níveis elevados, o que 

leva à necessidade de se revisar os métodos clássicos para abordar o problema do pré-despacho.  

Com relação à incerteza eólica, os modelos de previsão da produção eólica, conhecidos 

na literatura como Wind Power Forecasting (WPF) são complexos e utilizam séries de dados 

de modelos de previsões do tempo, dados de sistemas SCADA da produção corrente de energia 

eólica, dados meteorológicos e características da geografia local. Isto explica a complexidade 

intrínseca da abordagem (WPF) e o erro sempre presente em todas as previsões de produção 

eólica (BOTTERUD, ZHOU, et al., 2011). 

A variabilidade da produção eólica também representa um grande problema para o es-

calonamento da geração. Uma vez que a geração eólica tem custo nulo, o operador do sistema 

tenta utilizá-la ao máximo, assim é necessário escalonar outros recursos de geração através do 

pré-despacho e do despacho, justificando a necessidade de inclusão da variabilidade da energia 

eólica nos requisitos de reserva operacional do sistema, balanço de carga e restrições de rede 

quando da formulação do pré-despacho.  

Wang et al apresentaram em (QIANFAN , GUAN e WANG, 2011) uma abordagem do 

problema de pré-despacho considerando a incerteza da produção de energia eólica formulado 

como uma programação estocástica em dois estágios.  O modelo desenvolvido garante que com 

alta probabilidade uma grande porção da energia eólica será utilizada em cada hora de operação. 

Os resultados computacionais indicaram que um alto nível de geração eólica poderia aumentar 

o custo total de geração. O mesmo autor em (QIANFAN , WANG e GUAN, 2013) utilizou esta 

metodologia para propor um pré-despacho baseado no preço considerando o uso da energia 

eólica. Este modelo incorporou o preço do dia seguinte, o preço em tempo real e a produção de 

energia eólica sob incerteza. A metodologia é dividida em dois estágios: no primeiro, o pré-

despacho é definido bem como a quantidade de energia ofertada no mercado do dia seguinte. 

No segundo estágio, um despacho econômico é realizado e para garantir que a utilização da 

energia eólica seja feita de forma eficiente, uma restrição de oportunidade é inserida no pro-

blema.  
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2.6.3 Pré-Despacho Estocástico (Stochastic Unit Commitment)  

Em um sistema com elevada produção de eólicas, o problema pré-despacho torna-se 

crítico devido à incerteza e à intermitência deste tipo de fonte. Uma forma bastante difundida 

pela literatura de lidar com os problemas causados pela introdução de eólicas em larga escala 

no sistema é a introdução de incerteza no processo de otimização do escalonamento das máqui-

nas. Tal processo é mais conhecido como pré-despacho estocástico ou Stochastic Unit Commit-

ment - SUC. O SUC é muito similar ao problema UC, a diferença está em representar a incerteza 

da produção eólica através de cenários ponderados por probabilidades na formulação do pro-

blema (WANG, SHAHIDEHPOUR e LI, 2008). 

Em (WANG, BOTTERUD, et al., 2009) e (BOUFFARD e GALIANA, 2008) Bouffard 

e Wang usaram o SUC para lidar com a incerteza da produção eólica em larga escala no pro-

blema de liquidação de mercados de energia elétrica no curto prazo além de outras operações 

de mercado. Já em (RUIZ, PHILBRICK, et al., 2009) e em (BARTH, BRAND, et al., 2006) o 

SUC é aplicado para reduzir os custos operacionais do sistema e garantir a segurança e a con-

fiabilidade na operação em sistemas com elevada penetração eólica. Em problemas que envol-

vam o SUC, a qualidade das soluções pode ser elevada através do aumento do número de ce-

nários considerados na análise, o que resultaria em uma representação futura mais abrangente 

e consequentemente mais confiável. É importante declarar que a qualidade referida nesta dis-

cussão se refere ao grau de correspondência entre os verdadeiros valores e aqueles que foram 

previstos (PINSON e GIRARD, 2012).  

Wang e Liu em (ZHENG, WANG e ANDREW, 2014) e Ruiz et al em (RUIZ, 

PHILBRICK e SAUER, 2009) dividiram o problema do SUC em dois modelos: modelos com 

dois estágios e modelos multi-estágios. Nos modelos com dois estágios, as decisões são dividi-

das em: decisões do dia seguinte obtidas do primeiro estágio onde o escalonamento é realizado 

com um dia de antecedência e as operações de tempo real obtidas do segundo estágio, em que 

o custo esperado é calculado considerando a incerteza do problema. Nos modelos multi-está-

gios, as decisões são dinamicamente ajustadas ao longo do tempo, muitas vezes utiliza-se ce-

nários em árvores de decisão para simplificar a formulação do problema.  

Em (WU e SHAHIDEHPOUR, 2008), Wu e Shahidehpour desenvolveram um modelo 

de UC para calcular o custo da confiabilidade de sistema baseado em otimização estocástica 

em longo prazo. Os eventos aleatórios e incertos são modelados como árvores de cenários. 



56 

 

 

 

Apesar de a abordagem incluir cenários em sua formulação, não houve inclusão de sistemas de 

potência com elevada penetração eolica.  

Garlika e Krinvan em (GARLÍKA e KRIVAN, 2013) formularam um pré-despacho para 

fontes renováveis em ambiente smart grid considerando fontes como: solar, eólica e biomassa. 

Este trabalho focou o problema de UC classificando cada fonte renovável para minimizar o 

custo total de operação sem incluir modelos de realização de cenários para representar fontes 

eólicas, por exemplo. 

Em (THAPA, KARKI, et al., 2013) Suman Thapa et al propôs um modelo matemático 

baseado em séries temporais para representar a velocidade do vento e uma abordagem proba-

bilística para calcular a variabilidade da geração eólica no curto prazo e desta forma aplicar 

uma análise de risco de UC em sistemas com elevada penetração eólica. Neste trabalho, o risco 

no problema de Pré-Despacho é a probabilidade de as unidades comissionadas (Capacidade 

operacional escalonada) falhar ou não entregar energia às cargas em um intervalo de tempo 

específico (BILLINTON, KARKI, et al., 2019).  

O efeito estocástico da produção eólica e das cargas no UC e no despacho do sistema 

com elevada produção de energia eólica é analisado por Aidan Tuohy et al em (TUOHY, 

MEIBOM, et al., 2009), onde se compararam os custos esperados de produção com os custos 

dos escalonamentos produzidos.  

Hung et al em (HUANG, ZHENG e WANG, 2014) desenvolveram dois modelos para 

o problema de UC em um sistema com elevada produção eólica baseado no risco de a geração 

não atender à demanda, ou seja, no risco de a restrição de balanço do sistema falhar. O objetivo 

principal é a redução do custo esperado de produção. Esta abordagem inclui ainda gerencia-

mento de recursos não despacháveis, como gerenciamento pelo lado da demanda.   

2.6.4 Geração de cenários  

A previsão da geração eólica é extremamente importante para a definição do pré-despa-

cho porque dispõem de informações valiosas acerca da incerteza da geração eólica. Tais infor-

mações contribuem de forma relevante para o resultado final do escalonamento obtido a partir 

do pré-despacho, sem deixar de incluir o nível de reservas operacionais necessárias para lidar 

com a incerteza inerente das fontes eólicas, além de colaborar para a segurança do fornecimento 

de energia destas fontes.  



57 

 

 

 

Os modelos de previsão eólicos podem ser divididos em três grandes grupos: modelos 

de previsão numéricas, modelos físicos e modelos estatísticos (RODRIGUES, 2013). Os mo-

delos de previsão numérica descrevem a evolução das variáveis atmosféricas para definir o 

estado das condições do tempo. Os modelos físicos tentam modelar o comportamento dos fluí-

dos sobre o terreno com base em leis físicas. Os modelos estatísticos baseiam-se em dados 

históricos e estabelecem relações entres estes valores. 

No âmbito do processo de previsão da produção eólica, a geração de cenários desempe-

nha um papel fundamental porque estabelece um conjunto de dados estimados e inter-relacio-

nados ou interdependentes com um grau de confiança conhecido, o que o coloca em vantagem 

sobre outras formas de representação de incertezas como point forecasting que considera ape-

nas distribuições marginais.    

Dentre as técnicas conhecidas para a geração de cenários de realização de produção 

eólica, a técnica descrita por Pinson et al em (PINSON, PAPAEFTHYMIOU, et al., 2007)  tem 

sido muito utilizada e se estabelecido como um procedimento padrão para a geração de cenários 

(PINSON e GIRARD, 2012). Trata-se da utilização da matriz de covariância dos dados histó-

ricos para a realização de novos cenários. Desta forma, é possível capturar uma estrutura de 

interpendência temporal dos erros de previsão entre o conjunto de horizontes previstos. Qual-

quer que seja o tipo de técnica empregada para a geração de cenários, os resultados serão pro-

duzidos segundo uma série de dados que não possui informações de como a incerteza se com-

porta ao longo desta sequência de dados. Esta informação adicional é de fundamental impor-

tância ao se tratar de problemas de tomadas de decisão multi-estágios, como por exemplo oti-

mização da operação de sistema com estocagem e eólicas.  

Desta forma, um conjunto discreto de cenários pode representar a incerteza da previsão 

eólica de acordo com a função densidade de probabilidade associada à previsão, por meio da 

distribuição histórica de erros. Entretanto, para melhorar a precisão do processo de previsão 

eólico e consequentemente reduzir a incerteza, é necessário que um grande número de cenários 

seja analisado durante este processo, isso implica em aumentar o tempo de processamento com-

putacional, ou seja, o “peso computacional” do problema. Em outras palavras, há uma relação 

direta entre o número de cenários e o tempo computacional necessário para a realização do 

processo de previsão e que se constitui em um problema (esforço computacional) que deve ser 

abordado durante o processo de previsão eólica. 
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Uma forma de lidar com este problema são as técnicas de redução de cenários. A redu-

ção de cenários é uma área relativamente nova e tem ganhado a atenção dos pesquisadores nos 

últimos anos (FENG e RYAN, 2014). Pineda et al em (PINEDA e CONEJO, 2010) introduzi-

ram o conceito de redução ótima de cenário, conhecido na literatura como Optimal Scenario 

Reduction. A redução ótima de cenários consiste em determinar uma distribuição de probabili-

dade ܺ que melhor se aproxime da distribuição original ܻ (HEITSCH e RÖMISCH, 2003). 

De forma geral, o procedimento de redução de cenários é realizado através da identifi-

cação de quais cenários seriam preservados, do conjunto original de cenários do modelo esto-

cástico, excluindo-se os outros cenários restantes de forma que a aderência entre a amostra 

original e a sub-amostra resultante da redução não seja degradada de forma relevante. A sub-

amostra resultante não será mais equiprovável. A nova probabilidade de cada amostra será feita 

de acordo com o algoritmo utilizado para a redução de cenários. De forma mais especifica, 

define-se uma métrica de probabilidades denotada muitas vezes por ߞሺܲ, ܳሻ para medir a dis-

tância probabilística entre uma distribuição de probabilidade ܳ de um cenário reduzido e a 

distribuição de probabilidade ܲ do conjunto original de cenário.  

Em (DUPAčOVÁ, GRÖWE-KUSKA e RÖMISCH, 2003), Dupačová et al introduzi-

ram duas métricas heurísticas para a redução ótima do conjunto original de cenários chamada 

backward reduction e forward reduction, o objetivo principal destas heurísticas é encontrar um 

número ótimo de cenários ݇ a serem eliminados do conjunto original. O algoritmo forward 

reduction adiciona um cenário do conjunto original para o conjunto reduzido de forma iterativa 

até que o conjunto reduzido de cenários contenha o número de cenário ótimos. O algoritmo 

backward reduction elimina um cenário do conjunto original de forma iterativa até que se al-

cance o número desejado de cenários. Os testes mostraram uma redução aproximada de 50% 

dos cenários. Os cenários reduzidos obtidos alcançaram ainda uma precisão relativa de 90%. 

Morales et al em (MORALES, PINEDA, et al., 2009) modificaram o algoritmo descrito 

na abordagem elaborada por (DUPAčOVÁ, GRÖWE-KUSKA e RÖMISCH, 2003) para torná-

la compatível com problemas de programação estocástica com dois estágios aplicada em mer-

cados de eletricidade, por exemplo. Embora, o problema tenha se tornado um pouco mais com-

plexo, a metodologia proposta por (MORALES, PINEDA, et al., 2009) permanece ainda tratá-

vel. 
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Em (SUMAILI, KEKO, et al., 2011) Sumail et al descreveram uma nova técnica de 

redução de cenários aplicada à representação da incerteza da previsão da energia eólica utili-

zando um conjunto discreto de cenários capaz de caracterizar a função densidade de probabili-

dade da previsão da energia eólica. A principal vantagem desta abordagem está na redução da 

complexidade computacional dos modelos estocásticos que requeiram representação de cená-

rios. A abordagem foi testada através de um problema de pré-despacho simplificado.  A capa-

cidade de redução de cenário desta abordagem depende do erro admitido para o processo.  

2.6.5 Algoritmos de Resolução do Pré-Desapacho 

Além das questões de segurança e confiabilidade, o pré-despacho pode ser utilizado para 

outros propósitos. Os mercados de eletricidade são um bom exemplo disso, onde os participan-

tes utilizam o pré-despacho baseado no preço, conhecido na literatura como Price-Based Unit 

Commitment (PBUC), cujo objetivo principal é maximizar os lucros. Este tipo de extensão do 

pré-despacho não é guiado pela segurança do sistema, em vez disso, utiliza-se sinais de preço. 

Tais informações podem ajudar os produtores de energia a escalonar de forma mais lucrativa 

as manutenções de suas máquinas (LI e SHAHIDEHPOUR, 2005). Já sob o prisma do operador 

de mercado, as soluções do pré-despacho com restrição de segurança (SCUC) podem contribuir 

para a avaliação de abusos de mercados, a distribuição de geradores e concentração de merca-

dos, situações de congestionamentos de linhas de transmissão que podem conduzir a isolamen-

tos temporários e resultar em abusos de poder de mercado (REITZES, PFEIFENBERGER, et 

al., 2007). 

O problema do Pré-despacho é classificado como extremamente complexo, não apenas 

por ser fortemente não linear, mas principalmente por possuir um misto de variáveis reais e 

inteiras. Há diversas maneiras de se resolver este problema, mas todas têm vantagens e limita-

ções. Os principais métodos são: Lista de Prioridades, Programação Dinâmica, Relaxação La-

grangeana, Algoritmos Genéticos, Recozimento Simulado, EPSO, Busca Tabu e Algoritmos 

que empregam Lógica de Fuzzy (BHARDWAJ, KAMBOJ, et al., 2012).  

2.6.5.1 Lista de Prioridades 

O método da Lista de Prioridades é um procedimento que classifica as soluções por 

meio de todas as combinações factíveis de escalonamento das unidades, segundo um critério 

que utiliza o custo total de produção e a potência máxima produzida por cada combinação de 

unidades. Em seguida, é criada uma tabela organizada com as combinações de escalonamento, 
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com o custo de produção e com a potência máxima de cada combinação. A seleção das soluções 

será realizada de acordo com o ranking da tabela, a solução com o menor custo e que satisfizer 

a demanda.  

A formulação mais tradicional e clássica deste método é simples e requer poucos recur-

sos computacionais, entretanto suas soluções podem não ser exatamente ótimas por não incluir 

necessariamente os custos de partida das máquinas e as restrições de acoplamento temporal 

como as taxas de rampas. Além disso, há dificuldades ao se abordar problemas com grandes 

dimensões, pois o número de combinações possíveis, dado por ʹ௡ em que ݊ seria o número de 

máquinas, poderia ser intratável computacionalmente (LEE e FENG, 1992).  Tingfang e Ting 

em (TINGFANG e TING, 2008) conseguiram aprimorar o método da lista de prioridades in-

corporando uma estratégia mais inteligente. Os resultados foram soluções mais eficientes em 

comparação ao método convencional. 

2.6.5.2 Programação Dinâmica 

O método da programação dinâmica consiste em organizar cada uma das combinações 

factíveis dos ݊  grupos de geradores do sistema de tal forma que alguns geradores estarão ligados 

e outros desligados de maneira que a carga total do sistema em um dia, semanas, ou meses será 

distribuída a cada um destes estados, desconsiderando as perdas e as restrições com o fluxo de 

potência.  

Os principais custos associados ao pré-despacho são reunidos em uma função matemá-

tica6 que varia de acordo com o período do problema (passo temporal) e com o estado da má-

quina (ligado ou desligado).  Apesar de este método reduzir o estado de busca por soluções, há 

também o mesmo problema do método anterior, ou seja, em sistemas com grandes dimensões 

o problema pode tornar-se impraticável/intratável (BHARDWAJ, KAMBOJ, et al., 2012). Para 

tentar resolver este tipo de problema, tem-se tentado muitas estratégias baseadas em meta-heu-

rísticas para procurar as melhores soluções dentro do espaço de busca factível do problema, 

como exemplo em (OUYANG e SHAHIDEHPOUR, 2002), em que Ouyang e Shahidehpour 

propuseram um algoritmo denominado de DP - TC aplicado a um grande sistema, os resultados 

mostraram um ganho no tempo de execução do problema sem comprometer muito as soluções 

encontradas. 

                                                 

6 Também conhecida como fórmula de recorrência. 
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2.6.5.3 Algoritmo da Relaxação Lagrangeana 

A Relaxação Lagrangeana permite que o processo de otimização aconteça desprezando-

se temporariamente uma das restrições do problema. Quando aplicada ao pré-despacho, a res-

trição de balanço do sistema é geralmente escolhida para ser desprezada ou relaxada tempora-

riamente, daí a origem do termo, tornando o problema mais simples na prática (WOOD, 

WOLLENBERG e SHEBLE, 1984).  

O processo de resolução deste tipo de método funciona por meio da adição das restrições 

relaxadas aos subproblemas de forma iterativa até que seja encontrada uma solução que satis-

faça às restrições e que seja ótima. Em seguida, o processo continua resolvendo-se o problema 

dual. Este tipo de método tem a vantagem de permitir a introdução de restrições mais complexas 

encontradas no problema de pré-despacho, como por exemplo: restrições de tempo mínimo de 

partida e taxas de rampa. Pommalee e Damrongkulkamjorn em (POOMMALEE e 

DAMRONGKULKAMJORN, 2008) utilizaram o método da Relaxação Lagrangeana em um 

problema de Pré-Despacho com restrição de segurança (SCUC) em conjunto com algoritmo 

genéticos em sistemas em condições normais e em contingências para encontrar o menor custo 

de operação. 

2.6.5.4 Algoritmos Genéticos 

A aplicação de algoritmos genéticos ao problema de pré-despacho é uma forma recente 

e promissora de se encontrar soluções para problemas não lineares. Este método baseia-se na 

busca de soluções por meio da evolução natural, conceito inspirado na biologia evolutiva que 

inclui características de hereditariedade, mutação, seleção natural e recombinação (crossing 

over). Uma das vantagens deste método é a introdução de restrições mais complexas como 

restrições de rampa, custos de partida e tempos mínimos.  

Em (ADEMOVIC, BISANOVIC e HAJRO, 2010) Ademovic et al propuseram uma 

abordagem que utiliza algoritmos genéticos aplicados ao problema do pré-despacho usando 

uma base de dados reais em substituição à base de dados binária tradicionalmente utilizada 

neste tipo de abordagem com o objetivo de obter soluções mais próximas das soluções ótimas. 

Em seguida, um processo de otimização Fuzzy é realizado para guiar o processo inteiro. Esta 

abordagem foi aplicada a um sistema de 10 geradores. Os resultados mostraram que a técnica 

proposta apresentou resultados melhores quando comparada à Programação Dinâmica baseada 

em Algoritmos Genéticos. 
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2.6.5.5 Recozimento Simulado (SA)   

O Recozimento Simulado, conhecido na literatura como Simulated Annealing (SA), foi 

inicialmente proposto por Gelatt e Vecchi em (KIRKPATRICK, GELATT e VECCHI, 1983) 

e consiste em simular o procedimento de resfriamento/recozimento lento e gradual de metais 

com o objetivo de encontrar a energia mínima. O recozimento simulado tem fundamentos na 

termodinâmica. O SA tem sido utilizado para encontrar soluções para o problema de pré-des-

pacho. Simopoulos e Contaxis em (SIMOPOULOS e CONTAXIS, 2004) aplicaram o Simula-

ted Annealing ao problema do pré-despacho adicionando novas regras ao processo de resfria-

mento e à geração aleatória de soluções para o processo. O recozimento simulado é utilizado 

para escalonar as unidades de geração enquanto uma rotina realiza o despacho econômico. Os 

resultados obtidos com estas alterações mostraram sua eficiência e a necessidade de estudos 

mais aprofundados sobre o assunto.  

O SA também foi utilizado para resolver o problema de pré-despacho de curto prazo em 

(SIMOPOULOS e CONTAXIS, 2004) por Simopoulos et al, nesta abordagem implementou-

se uma abordagem diferente para a geração de soluções iniciais o que contribui para a redução 

do tempo computacional. Em (VIANA, DE SOUSA e MATOS, 2001) Ana Viana et al utiliza-

ram o SA em dois esquemas de códigos: um binário e um inteiro. Além disso, refinou-se as 

estratégias de buscas. Os resultados mostraram a flexibilidade desta abordagem além da capa-

cidade de suportar extensões/derivações.  

2.6.5.6 Busca Tabu 

O algoritmo Busca Tabu, conhecido na literatura Tabu Search (TS), é um algoritmo 

iterativo de busca de soluções caracterizado por utilizar uma memória flexível capaz de eliminar 

mínimos locais e buscar outras áreas por meio de um processo determinístico. A partir de uma 

solução inicial, o algoritmo tenta avançar a outra solução na vizinhança até que um critério de 

parada seja satisfeito. O algoritmo Busca Tabu é geralmente aplicado ao problema de despacho 

em conjunto com redes neurais e combina qualidade e rapidez no processo de busca por solu-

ções. Rajan et al em (RAJAN, MOHAN e MANIVANNAN, 2003) utilizaram o algoritmo TS 

para encontrar o menor custo de operação do sistema em um problema de pré-despacho com as 

restrições clássicas em um sistema com 10, 26 e 34 unidades térmicas geradoras. Os resultados 

encontrados foram comparados àqueles obtidos por métodos convencionais como programação 

dinâmica e relaxação Lagrangeana. Khatibzadeh et al em (KHATIBZADEH, KHANBEIGI, et 

http://ieeexplore.ieee.org/search/searchresult.jsp?searchWithin=%22Authors%22:.QT.Khatibzadeh,%20Ahmad%20Ali.QT.&newsearch=true
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al., 2011) desenvolveram uma abordagem para o problema de pré-despacho utilizando em con-

junto o TS e PSO com o objetivo de melhorar a precisão das soluções encontradas e reduzir o 

tempo computacional.  

2.6.5.7 Lógica Fuzzy 

A lógica Fuzzy também é utilizada como algoritmo para resolver o problema do pré-

despacho. Trata-se de uma teoria matemática que inclui a ideia de indefinição em sua formula-

ção, de forma mais precisa a lógica fuzzy admite um estado a mais com relação aos estados 

verdadeiros ou falso (Lógica Booleana), isto é um estado “talvez”, por exemplo. Kadam et al 

em (KADAM, SONWANE, et al., 2009) descreveram a aplicação de um algoritmo baseado em 

Lógica Fuzzy para a resolução do problema do pré-despacho com o objetivo de encontrar um 

escalonamento com o menor custo de operação possível, considerando todas as restrições clás-

sicas do problema de UC. Os resultados encontrados por esta metodologia foram comparados 

aos encontrados através do método da lista de prioridades e demonstraram que a Lógica Fuzzy 

pode ser uma ferramenta interessante para a resolução do pré-despacho, porém não houve in-

formações sobre desempenho computacional na resolução deste problema.  

2.6.5.8 EPSO 

O algoritmo Otimização por Enxame de Partículas, conhecido na literatura com Particle 

Swarm Optimization (PSO) baseia-se na inteligência de enxames, inspirado no comportamento 

de pássaros na busca por alimentos.  Sriyanyong et al utilizaram o PSO em conjunto com o 

método de relaxação Lagrangeana para resolver o problema do pré-desapacho a um sistema de 

10 geradores (SRIYANYONG e SONG, 2005). O principal problema em se aplicar o PSO é a 

sua dependência de parâmetros externos que são definidos pelo usuário e que muitas vezes 

dependem do problema de tal forma que um delicado trabalho de ajuste fino deve ser feito para 

que se tenham bons resultados (MIRANDA e FONSECA, 2002). Miranda e Fonseca em 

(MIRANDA e FONSECA, 2002) propuseram uma extensão do PSO denominada Evolutionary 

Self-Adapting PSO (EPSO). A ideia por trás do EPSO é conceder ao PSO um esquema de sele-

ção explícito e propriedades de auto adaptação para seus parâmetros. De maneira que a cada 

iteração do EPSO tenha-se replicação, mutação, reprodução, avaliação e seleção de soluções 

por meio de um torneio estocástico. O EPSO apresenta bons resultados em problemas comple-

xos de sistemas de potência como demonstrado em (MIRANDA, 2005), (MIRANDA e 

FONSECA, 202) e (LEE e EL-SHARKAWI, 2008). 
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É possível reunir as técnicas de resolução do pré-despacho em dois grandes grupos: as 

técnicas analíticas e as meta-heurísticas. As técnicas analíticas de resolução do pré-despacho, 

transformam o problema não linear em linear através de aproximações. Isto permite, teorica-

mente, que se encontre um valor ótimo global para o problema e que pode ser próximo do valor 

ótimo do problema original. As meta-heurísticas são uma opção relativamente nova que têm 

mostrado resultados promissores na resolução de problemas não lineares semelhantes ao abor-

dado por esta tese, dentre as quais merece destaque o EPSO que possui características auto 

adaptativas e que tem apresentado bons resultados na literatura citada.  

2.6.5.9 CPLEX 

O CPLEX é um software comercial que soluciona problemas de otimização linear ou 

quadrático convexo com restrições lineares e quadráticas convexas. Apesar de se limitar a pro-

blemas lineares, o CPLEX tem sido aplicado para resolver o problema de pré-despacho em 

sistemas de potência. Ruiwei et al aplicou o CPLEX para a resolução de uma abordagem de 

otimização robusta em sistemas de potência com alta penetração de eólicas com o objetivo de 

fornecer um escalonamento robusto dos geradores térmicos e reduzir o custo total sob o pior 

cenário de produção eólica em (JIANG , WANG e GUAN, 2011). Os resultados mostraram que 

o algoritmo forneceu soluções próximas às soluções ótimas, porém esta condição tende a piorar 

quanto a incerteza da produção eólica aumenta. Em (ALEMANYA, MAGNAGOA, et al., 

2014), Alemany et al apresentou uma metodologia para reduzir o tempo computacional para 

resolver o problema do pré-despacho em sistemas de potência por meio de um algoritmo de 

otimização combinacional conhecido na literatura como Branch-and-cut adicionando mais ine-

quações ao problema. O problema foi solucionado utilizando-se o CPLEX. A metodologia foi 

aplicada a diferentes sistemas e verificou-se uma redução do tempo computacional. A principal 

desvantagem de abordagens como (JIANG , WANG e GUAN, 2011) e (ALEMANYA, 

MAGNAGOA, et al., 2014) está na necessidade de se fazer aproximações linearizando proble-

mas não lineares.  

2.7 Risco 

De forma mais geral, risco é definido como a combinação entre a probabilidade e a 

consequência de um determinado evento e está relacionado à possibilidade de não se atingir um 

nível de remuneração consoante com o investimento (pode ou não estar relacionado a perdas 

financeiras). 
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Em sistemas elétricos de potência, a origem do risco vem de seu comportamento proba-

bilístico, a variação da carga, apesar de ser bem previsível, a operação de componentes e a 

incerteza gerada por fontes renováveis (LI, 2014).  

2.7.1 Riscos versus Incertezas 

As incertezas estão relacionadas com os fatores que influenciam decisivamente a ativi-

dade de uma empresa, por exemplo, mas que não está sob seu controle ou não podem ser pre-

vistos com exatidão. 

A modelagem das incertezas pode ser feita de forma probabilística, se o fenômeno for 

quantificável, se houver informação suficiente (quanto a distribuições) e se o problema puder 

ser enquadrado consistentemente dentro dos conceitos subjacentes à lei dos grandes números. 

Caso não haja informação suficiente ou mesmo se esta for de natureza subjetiva e qualitativa, 

as incertezas podem ser representadas com recurso à teoria dos conjuntos imprecisos (fuzzy 

sets), ou assumindo-se valores desconhecidos, mas enquadradas em intervalos fixos por janelas 

de ocorrência estabelecidos por limites inferiores e superiores. É importante destacar que nos 

últimos dois casos, os modelos contenham cada vez menos informação do que numa modela-

gem probabilística, revelam-se, por vezes, mais fiéis à representação e ao julgamento humano 

e ao problema real.  

O risco corresponde ao acaso a que está sujeita uma empresa por causa das incertezas. 

O risco está relacionado com tributos como custos de insumos, esforços financeiros, o impacto 

no ambiente, seu conceito vai além de uma medida de como estes podem variar. O risco é uma 

característica das decisões e não dos atributos, tendo uma dupla vertente:  

 A possibilidade de se tomar uma decisão imprópria que acarrete em arrependimento 

posteriormente 

 O grau de arrependimento atribuível a uma decisão posteriormente. 

A possibilidade de se tomar uma decisão a ser lamentável mais tarde e o grau de arre-

pendimento podem não ter nenhuma correspondência com qualquer esperança matemática ou 

variância de um atributo. Entretanto há processos de medição (ou pelo menos, qualitativamente) 

e controle do risco associado a uma decisão.  
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2.7.2 Índices de Riscos 

Os índices de riscos em sistemas de potência são uma forma de medir o risco no qual o 

sistema está exposto. Uma boa métrica de risco não informa apenas uma probabilidade, mas 

uma combinação de probabilidade e consequências, ou seja, não apenas a probabilidade de um 

componente falhar, por exemplo, mas além disso, a severidade do evento e o grau de suas con-

sequências (LI, 2014). Não há um índice ou abordagem universalmente estabelecidos para lidar 

com o risco e assim representar o equilíbrio entre ganho e perda em sistemas de potência 

(DEMBO, 1998). Porém, há diversas abordagens de riscos que podem ser utilizadas para esta-

belecer este equilíbrio, tais como: Variância dos Retornos, Downside Risk, Arrependimento, 

Value at Risk.  

A Variância dos Retornos consiste em calcular os desvios padrões dos retornos com o 

objetivo de construir uma fronteira eficiente que indicaria o portfólio que teria o máximo re-

torno para cada nível de risco. Esta teoria se fundamenta no gerenciamento moderno de portfó-

lios7 que utiliza o princípio da diversificação de portfólios com o objetivo de otimizar as cartei-

ras de investimento (MARKOWITZ, 1991), ainda hoje aplicada no gerenciamento de risco 

como em (GAMONWET e MARPAUNG, 2011) onde Gamonwet e  Marpaung realizaram uma 

análise financeira de preços de energia elétrica no mercado de varejo com o objetivo de mapear 

os maiores retornos em função dos preços de investimentos. 

O índice Downside Risk penaliza apenas os retornos inferiores a um valor de referência 

especificado pelo tomador de decisão ou investidor (HARLOW, 1991). Sua principal vantagem 

está no fato de penalizar baixos retornos sem desconsiderar retornos mais elevados.  Isto é uma 

vantagem sobre a Variância dos Retornos porque evita distorções do valor esperado quando a 

distribuição dos retornos não é simétrica.  

O Arrependimento utilizado como índice de mensuração de risco é calculado através da 

diferença entre o custo real em um ambiente sob incerteza e o custo incidido se o tomador de 

decisão tivesse conhecimento prévio de que um cenário em específico ocorreria. Trata-se de 

uma combinação entre decisão versus cenário. O critério de arrependimento ou Regret Method, 

como é conhecido na literatura, é calculado com o objetivo de minimizar o maior arrependi-

mento (arrependimento máximo) com relação a cada cenário. Este critério também é conhecido 

                                                 

7 Também conhecida como modelo de Avaliação de Ativos Financeiros, ou Capital Asset Pricing Model 

http://ieeexplore.ieee.org/search/searchresult.jsp?searchWithin=%22Authors%22:.QT.Gamonwet,%20P..QT.&newsearch=true
http://ieeexplore.ieee.org/search/searchresult.jsp?searchWithin=%22Authors%22:.QT.Marpaung,%20C.O.P..QT.&newsearch=true
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como Min-Max Regret e tem sido utilizado em problemas de expansão da geração sob condi-

ções de incerteza e em problemas de pré-despacho. Em (JIANG, JIANHUI , et al., 2013) Jiang 

et al introduziram um modelo de pré-despacho com o objetivo de minimizar o máximo arre-

pendimento nas decisões do dia seguinte aplicados a realizações de cenários em sistemas de 

potências com elevado nível de eólica, apesar de incluir uma métrica de risco no pré-despacho, 

esta abordagem considerou apenas os custos das soluções obtidas e não analisou a transição 

entre as decisões em função de um perfil de risco. Miranda e Proença em (MIRANDA e 

PROENCA, 1998) e (MIRANDA e PROENCA, 1997) mostraram as diferenças entre a aplica-

ção de metodologias estocásticas baseadas em cenários futuros pesados por probabilidades e 

metodologias baseadas em estratégias de aversão ao risco, em que se utilizou min-max-regret 

como métrica de risco aplicados a solução de problemas de planejamento da expansão de sis-

temas elétricos de potência. Em ambos os paradigmas, utilizou-se GA para a resolução do pro-

blema. Os resultados mostraram que em alguns casos as abordagens probabilísticas se apresen-

taram inadequadas por conduzir a soluções de risco que não eram evidenciadas pela abordagem 

probabilística.  

A abordagem Valor em Risco ou  Value at Risk (VaR) quantifica o risco penalizando a 

máxima perda (pior consequência) a um dado valor de probabilidade, ou seja a pior perda es-

perada em um dado horizonte de tempo associado a um intervalo de confiança (LINSMEIER e 

PEARSON, 2000).  

A aplicação de um único método para a avalição de risco para a análise de um problema 

sob incerteza pode implicar em distorções nas medidas apuradas em funções das possíveis des-

vantagens de cada um dos métodos citados. Como por exemplo, aqueles critérios de risco que 

se concentram apenas em cenários ruins e não consideram as receitas (ganhos) obtidos nos 

cenários restantes (STREET, 2004). Uma alternativa a este tipo de problema é a utilização de 

funções utilidades que consideram toda a gama de cenários do problema, revelando os graus de 

satisfação em unidades de utilidade, pois expressam o perfil de risco do tomador de decisão 

(LUENBERGER, 2013). Em linhas gerais, a teoria fundada pela função utilidade estabelecida 

inicialmente por Neuman e Morgenstern em (NEUMANN e MORGENSTERN, 1947) permite 

constituir a preferência entre as diversas decisões associadas a distribuições de probabilidade 

de possíveis resultados. Em função das vantagens demonstradas, utilizou-se funções utilidades 

associadas à métrica de risco Minimax-Regret como ferramenta de produção e análise de dados.  
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2.8 Conclusão 

Este capítulo abordou os principais e mais recentes conceitos, procedimentos e ferra-

mentas sobre o pré-despacho em sistemas de potência com elevado nível de produção eólica. 

Em um sistema com a presença relevante de incerteza, como um sistema de potência com alta 

penetração de eólicas, o pré-despacho deve considerar em sua formulação as incertezas geradas 

pelas fontes eólicas; isto pode ser feito através da inclusão de cenários de realização que possam 

representar a produção eólica durante um período específico.   

Há diversos algoritmos disponíveis na literatura com vantagens e desvantagens para a 

resolução do pré-despacho. Não é objetivo desta tese estabelecer o melhor algoritmo para a 

resolução do pré-despacho. O EPSO foi escolhido, entre as alternativas possíveis, como ferra-

menta de resolução do problema formulado nesta tese por ter apresentado vantagens na resolu-

ção de problema não lineares inteiro mistos, como descrito nos trabalhos apresentados anteri-

ormente. 

Os riscos associados a sistemas de potência podem ser abordados e medidos de diversas 

maneiras. Dentre as obras citadas, é possível verificar que descrever o risco através de funções 

utilidades é uma forma interessante e utilizada nesta tese em conjunto com outras métricas de 

risco mais detalhadas nas secções seguintes.  

A abordagem utilizando cenários para o problema de Pré-despacho com incerteza ge-

rada pelas eólicas é apropriada e a mais interessante, apesar de a indústria de previsão de energia 

eólica representar a incerteza da produção eólica por meio de distribuições marginais de proba-

bilidade em cada hora, pois considera a forte interdependência temporal encontrada neste tipo 

de problema. Apesar de não ser o foco desta tese, é essencial que as incertezas sejam represen-

tadas por um modelo com capacidade de considerar a forte interdependência intertemporal do 

problema do pré-despacho.  

Em forma de conclusão, adequada a um capítulo dedicado a explorar o estado da arte, 

pode afirmar-se o seguinte: 

 É reconhecido que negligenciar o fator de incerteza na disponibilidade de recurso eólico 

é inadequado no contexto do problema de pré-despacho de geração; 

 A comunidade científica tem focado a sua proposta no paradigma da programação es-

tocástica como modelo a adotar; 
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 Não se identificou nenhuma proposta, aplicada ao problema do pré-despacho, que con-

sistentemente adote um paradigma de análise de risco. 

Fica, portanto, justificado o interesse e oportunidade de um trabalho que pesquise o tema 

da análise de risco e investigue até que ponto ele supre deficiências do paradigma de progra-

mação estocástica e ofereça uma ampla e robusta base para a tomada de decisão de pré-despa-

cho de geração em sistemas com elevada penetração eólica. 
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3 MODELO ESTOCÁSTICO VERSUS ANÁLISE DE RISCO EM SISTEMAS COM 

ALTA INTEGRAÇÃO DE EÓLICAS. 

3.1 Introdução 

As abordagens tradicionais de pré-despacho já não conseguem lidar com o aumento da 

inclusão da energia eólica nos sistemas de potência, e mais recentemente da energia solar. Isso 

acontece porque a incerteza sobre a previsão da geração de energia eólica é maior do que a 

incerteza sobre a previsão da carga. Além disso, o comportamento da energia eólica inclui a 

possibilidade de fortes rampas na produção eólica o que pode levar os sistemas fortemente de-

pendentes de geradores térmicos a perdas financeiras por soluções sub-ótimas e, em casos mais 

graves, a exposição a condições inseguras e até mesmo a condições catastróficas, como blecau-

tes. O planejamento e a operação de sistemas sob incertezas devem ser feitos não apenas por 

meio do custo. Nestas condições, é importante que o risco seja também levado em consideração, 

entretanto, a mudança de modelos utilizados deve alterar o paradigma do processo de tomada 

de decisão no problema de pré-despacho.  

No âmbito da operação de sistemas, o risco deve ser considerado no processo de tomada 

de decisão de forma equilibrada, pois o operador do sistema não deve ser responsabilizado por 

decisões políticas, por exemplo: se o operador adotar soluções que protejam muito o sistema 

contra riscos, os custos podem ser muito elevados e o operador pode ser acusado de gastos 

excessivos, o que prejudicaria o interesse dos investidores, por outro lado se o operador proce-

der de maneira inversa, poderá ser acusado de expor o sistema ao risco e com isso traria preju-

ízos e comprometeria a segurança do sistema, podendo levar o sistema a um blackout no pior 

cenário. Sem políticas claras, o operador tenderá a sobre proteger o sistema, mas por pressões 

comerciais poderá deixar o sistema a correr riscos excessivos. 

Com o objetivo de auxiliar a transição de um processo de tomada de decisão para outro, 

este capítulo estuda um conjunto de paradigmas e apresenta uma análise comparativa, resulta-

dos e conclusões alcançadas a partir de um estudo de um caso elaborado com um sistema exem-

plo de 30 barras, o IEEE-30 Bus System 
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3.2 Pré-despacho Multicritério 

 Como já mencionado nas secções anteriores, o objetivo do problema do Pré-despacho 

pode ser resumido como: estabelecer um escalonamento de unidades que minimize o custo de 

operação enquanto satisfaz as restrições consideradas no problema. Porém, em um ambiente 

com incertezas, uma abordagem multicritério através da minimização de dois objetivos é uma 

maneira interessante de se abordar este problema com o objetivo de introduzir o risco no pro-

cesso de tomada de decisão no problema de UC. Na abordagem multiobjectivo, o primeiro 

objetivo refere-se ao custo global do sistema, enquanto o segundo refere-se à mensuração do 

arrependimento (análise de risco). No segundo objetivo, o risco é analisado por meio de três 

métricas distintas: a primeira consiste em se penalizar o pior evento, a segunda métrica consiste 

em se penalizar o pior cenário enquanto a última é feita por meio de abordagem estocástica 

clássica em que se penaliza o corte de carga esperado. 

A palavra “evento”, neste contexto, significa corte de carga em algum cenário de algum 

período pela incapacidade do sistema acomodar uma rampa eólica descendente, por exemplo. 

Portanto, penalizar o pior evento na descrição da primeira métrica de avalição significa penali-

zar o maior corte de carga em algum período de algum cenário (LIMA, 2013).  

Este processo também considera o excesso de energia eólica no sistema, denominado 

pela literatura como Wind Power Curtailment e que pode ser traduzido como corte eólico, uma 

medida tomada para equilibrar o sistema quando não for possível acomodar o excesso de pro-

dução eólica. O corte eólico é realizado por meio da desconexão de turbinas eólicas da rede ou 

por redução da eficiência de geração a um certo nível (ajuste do ângulo de ataque, por exemplo) 

através de grupos geradores que utilizam tecnologia DFIG, por exemplo (CHEN, GUERRERO 

e BLAABJERG, 2009) (MULJADI e BUTTERFIELD, 2002), (SENJYU, SAKAMOTO, et al., 

2006).  Ação de corte eólico é penalizada por um custo como o descrito na secção 3.3.1.2. 

Neste trabalho, um cenário é formado pelas realizações de vento que podem produzir 

cortes de carga em cada período. Portanto, um cenário é a soma dos cortes de cargas ocorridos 

em cada período do problema, como ilustrado na Tabela 3.1 em que as linhas representam os 

cenários de realização de potência eólica e as colunas os períodos do problema. O pior cenário 

é aquele que apresentar a maior soma de cortes de carga em todos os períodos, desta forma, 

como exemplo ilustrativo, o pior cenário da Tabela 3.1 é o cenário cinco e o pior evento é o 

corte de carga do cenário um no período dez. 
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Tabela 3.1 – Ilustração de cortes de carga por período que caracterizam um cenário. 

 

  

Sob o ponto de vista operacional, esta tese considera que o corte de carga, realizado pela 

incapacidade de o sistema acomodar uma determinada variação eólica, é obtido a partir de um 

plano de contingência executado pelo operador do sistema (OS) que discrimina as cargas (das 

barras) que podem ser cortadas, incluindo as condições transitórias e dinâmicas do sistema 

(DELFINO, MASSUCCO, et al., 2001), (HASANI e PARNIANI, 2005). Sob o ponto de vista 

de mercados, considera-se que os cortes de carga são estabelecidos por contratos de interrupção, 

resultantes de um mercado de negociação que levam em consideração o gerenciamento pelo 

lado da demanda (Demand Manager - DM) (STEEN, BALRAM e TUAN, 2014) . 

A abordagem estocástica clássica considera o corte de carga esperado calculado com 

base nas probabilidades de ocorrência de cada cenário e defende o sistema dos cenários mais 

prováveis. Cada cenário pode ser considerado como um conjunto de vetores formados por va-

riáveis aleatórias (cortes de carga). Em termos matemáticos, um conjunto de cenários ߣ pode 

ser considerado como um processo estocástico discreto expresso como ߣ = ,ሺ�ሻߣ} � =ͳ,ʹ, … , Ωܰ }, em que � é o índice do cenário e ܰΩ é o número de cenários. A probabilidade de 

ocorrência de cada cenário �ሺ�ሻ precisa ser associada a cada realização de tal forma que ∑ �ሺ�ሻ = ͳேΩ�=ଵ . 

A minimização do custo esperado do sistema e do corte de carga, por qualquer uma das 

métricas mencionadas anteriormente, caracteriza um problema de otimização não linear multi-

objectivo (Multi Objective Optimization – MOO), pois a minimização do corte de carga e do 

custo esperado do sistema são objetivos conflitantes entre si, ou antagônicos. Uma função ob-

jetivo é dita ser conflitante com outra função objetivo quando não se consegue melhorar o valor 

de um objetivo sem piorar o valor do outro, portanto não há uma solução que represente o ótimo 

global do problema, desta forma não se consegue reduzir o custo esperado do sistema sem pio-

rar o valor do corte de carga. Em problemas assim, emprega-se o conceito de dominância de 

Pareto e de trade-off para comparar as diversas soluções que pertençam ao conjunto de soluções 

Per. 1 Per. 2 Per. 3 Per. 4 Per. 5 Per. 6 Per. 7 Per. 8 Per. 9 Per. 10 Per. 11 Per. 12

Cenário 1 - 2,0 MW - - - 4,5 MW - - - 8,0 MW - -

Cenário 2 - 2,0 MW - - - 1,0 MW - - - 5,0 MW - -

Cenário 3 - - - - - - - - - - - -

Cenário 4 - 3,0 MW - - 1,0 MW 3,0 MW - 0,5 MW - 5,0 MW - -

Cenário 5 0,5 MW 1,0 MW 0,6 MW - - 6,0 MW 0,3 MW 0,8 MW - 6,0 MW 0,1 MW 2,0 MW



73 

 

 

 

factíveis do problema. A literatura descreve o conjunto de soluções não dominadas como aque-

las que possuem um valor melhor que as outras em pelo menos um objetivo e que possuem no 

mínimo o mesmo valor nos objetivos restantes. Ao conjunto de soluções não dominadas do 

problema, define-se como conjunto ótimo de Pareto.  

O problema MOO é transformado em um problema mono objetivo por meio de uma 

função utilidade que reflete um compromisso entre ambos, como descrito na Equação 3.1, em 

que ଵ݂ representa todos os custos de operação com o sistema (escalonamento dos geradores, 

custo do despacho e custo do corte eólico), menos o custo com o corte de carga. O termo ଶ݂ 

representa o arrependimento medido pelo valor do corte de carga calculado por uma das três 

métricas mencionadas acima. ߚ é um trade-off. m�n ܷ = ଵ݂ + ߚ ∙ ଶ݂ 3.1 

A função ଶ݂ envolve os fatores de risco como o corte de carga (ܮ஼). O trade-off  ߚ 

também pode ser interpretado como um coeficiente que serve para intensificar o impacto das 

consequências do corte de carga sobre o sistema. Os custos com corte de carga e os parâmetros 

do sistema estão ajustados para que a máxima aversão ao risco seja alcançada quando o valor ߚ for igual ou superior a um, o que significa intensificar a penalização do corte de carga (má-

xima aversão ao risco). Quando o valor de ߚ for igual à zero, o valor do corte de carga é des-

prezado no processo de otimização. Desta forma, o tomador de decisão está mais propenso ao 

risco. 

Para se obter um conjunto aproximado de soluções ótimas não dominadas, o processo 

de busca por soluções deve ser repetido com diferentes valores de ߚ, variando-o de 0 a 1 com 

acréscimos iguais a 0,058 de maneira a formar um conjunto de soluções ótimas com os valores 

encontrados para cada ߚ. É importante afinar o valor do incremento de ߚ, pois se muito elevado, 

por exemplo, há a possibilidade de se perder informações no processo de otimização e com isso 

não se observar as diversas mudanças nas decisões de pré-despacho ao longo do processo. Além 

disso, a magnitude dos coeficientes de penalização deve ser proporcional aos valores da função 

objetivo a fim de se evitar erros de proporcionalidade durante o processo de busca de soluções.  

                                                 

8 Adotado por ter contribuído com uma fronteira de Pareto mais uniforme e distribuída.   
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O procedimento de análise de risco descrito acima é inspirado no Método de Pesos que 

é utilizado para se obter as soluções não dominadas do problema e para formar um conjunto de 

pontos próximos à fronteira de Pareto. Tal método é mais conhecido na literatura como 

Weighted Aggregation, Weighted Sum Method ou Parametric Approach (MIRANDA e 

PROENCA, 1998). É muito popular e ainda muito utilizado principalmente por sua facilidade 

de implementação, por fornecer múltiplos pontos de soluções factíveis (quando os pesos estão 

bem afinados) e por fornecer uma única solução a cada repetição que reflete as preferências do 

tomador de decisão incorporadas a um conjunto de pesos. Uma das principais desvantagens 

deste método é a necessidade de a função objetivo do problema e de suas restrições serem con-

vexas, ou seja, a superfície de Pareto ótimo deve ser convexa. Atualmente, não se conhece 

nenhum método capaz de prever se a superfície de Pareto ótimo é convexa ou não (MIRANDA 

e PROENCA, 1997). 

Para contornar o problema citado acima, utiliza-se em conjunto com o Método dos Pesos 

outro método para obtenção da fronteira de Pareto: o Método das Restrições, conhecido na 

literatura como ߝ-Constraint Approach  (CHANKONG e HAIMES, 1983) (MIRANDA e 

FONSECA, 2002). Trata-se de uma técnica muito popular que tem sido bastante empregada em 

problemas multiobjectivos. Nesta técnica, otimiza-se um único objetivo, escolhido dentre aque-

les originais, enquanto os demais são mantidos como restrições de desigualdade do problema, 

cujos valores são definidos pelo usuário do problema e representados por ߝ. Cada ߝ௠ definido 

pelo usuário representa um limite máximo para o objetivo ௠݂.  

Como um exemplo, em um problema de otimização qualquer com dois objetivos, defi-

nidos como ଵ݂ e ଶ݂, escolhe-se ଵ݂ para ser minimizado, mantendo-se ଶ݂ com a restrição ଶ݂ ൑  .ଶߝ

Assim, a Figura 5 representa o espaço dos objetivos com vários valores para εଶ. O valor mínimo 

da função objetivo ଵ݂ depende de ε, como exemplo, o menor valor de ଵ݂ com ε = εଶa é o ponto 

“A”, enquanto o ponto “B” é o menor valor de ଵ݂ quando ߝ = -ଶ௕. Seguindo o mesmo procediߝ

mento, para diferentes valores de ε, encontram-se diversas soluções ótimas de Pareto. 
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Figura 5 – Exemplo de aplicação do Método das Restrições (ߝ-constraint). 

 
Fonte: (WALDO e ALEXANDRE CLAUDIO , 2008) 

 

Matematicamente, o Método das restrições pode ser descrito de acordo com a Equação 

 ሻݔଵሺܫ ݊݅ܯ .3.2

s.a. ܫ௜ሺݔሻ ൑ ݅     ௜ߝ = ʹ,͵,Ͷ, … , ݊ ݃௝ሺݔሻ ൑ Ͳ     ݆ = ͳ,ʹ,͵,Ͷ, … , ݉ ℎ௞ሺݔሻ = Ͳ     ݇ = ͳ,ʹ,͵,Ͷ, … ,  ݌

3.2 

 

em que ܫ௜ é o conjunto de objetivos ݃௝ሺݔሻ e ℎ௞ሺݔሻ são as restrições de desigualdade e 

igualdade, respectivamente. Portanto, este método pode ser utilizado para gerar soluções ótimas 

independentemente de o espaço de objetivos e de restrições ser convexo ou não convexo ou até 

mesmo discreto, como é o caso do problema em questão.  

É interessante que o valor de ε seja factível, ou seja, que exista no espaço de soluções 

do problema. Na análise de risco realizada, os valores de ε são os cortes de carga calculados a 

partir de umas das métricas já descritas, por isso é necessário utilizar em conjunto com o Mé-

todo das Restrições, o Método dos Pesos para que os cortes de carga utilizados sejam factíveis 

no problema.   

A utilização de dois métodos para a obtenção da curva de Pareto do problema é impor-

tante porque auxilia o processo de otimização a sair de ótimos locais, um problema comum 

encontrado neste tipo de abordagem.  

2
a 2

b 2
c

A

B

C
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3.2.1 Restrições 

As restrições são aquelas tradicionalmente abordadas pelo problema do pré-despacho: 

equilíbrio entre a carga e a geração, (incluindo a inserção de geradores fictícios no modelo para 

simular o corte de carga e de cargas fictícias para simular o corte eólico), limites de geração, 

limites de rampa, limites de fluxo de potência ativa9, descritas em: 3.3 a 3.9, como segue: 

∑ ௜,௞ߤ ∙ ௜ܲ,௞ = ௜ܮ − ௪ܲ೔,ೕ +ெ
௞=ଵ ∑ ܹܵ௜,௝ − ∑ ௖௜,௕ே௅ܮ

௕=ଵ
ே�
௝=ଵ  3.3 

∑ ௜,௞ߤ ∙ ௞ܲ௠௔௫ ൒ ௜ܮ − ௪ܲ೔,ೕ +ெ
௞=ଵ  ௜ 3.4ݎ

∑ ௜,௞ߤ ∙ ௞ܲ௠௜௡ ൑ ௜ܮ − ௪ܲ೔,ೕ
ெ

௞=ଵ  3.5 

௞ܲ௠௜௡ ൑ ௜ܲ,௞ ൑ ௞ܲ௠௔௫ 3.6 

 ܴ௞௨௣ ∙ ݐ∆ ൒ ( ௜ܲ+ଵ,௞ − ௜ܲ,௞) 3.7 

 ܴ௞ௗ௡ ∙ ݐ∆ ൒ ( ௜ܲ,௞ − ௜ܲ+ଵ,௞) 3.8 

 (ܺ௢௡೔−1,ೖ − ௞ܶ௨௣) ∙ ௜−ଵ,௞ߤ) − (௜,௞ߤ ൒ Ͳ 3.9 

(ܺ௢௙௙೔−1,ೖ − ௞ܶௗ௡) ∙ ௜−ଵ,௞ߤ) − (௜,௞ߤ ൑ Ͳ 3.10 

|ܲ ௜݂,௥| ൑ ܲ ௥݂௠௔௫ 3.11 

Ͳ ൑ ܹ ௜ܵ,௝ ൑ ௜ܲ,௝௪  3.12 

em que ߤ௧,௝  ∈ {Ͳ,ͳ} representa o status do gerador ݆ no intervalo ݐ. 

                                                 

9 Representado por meio de um modelo CC que inclui um sistema de transmissão. 
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3.3 Representação da Incerteza da Produção Eólica 

Normalmente, as previsões de produção eólicas podem ser modeladas pelas incertezas 

das previsões, isso significa que uma distribuição de probabilidade é atribuída a cada passo 

temporal no futuro (SUMAILI, KEKO, et al., 2014). Entretanto, esta representação não é muito 

útil para o problema de pré-despacho por serem distribuições marginais e não possuírem inter-

dependência temporal. Além disso, as restrições de rampa e as restrições temporais (tempos 

mínimos de partida, por exemplo) impõem uma forte dependência intertemporal nas decisões 

de escalonamento. Desta forma, a representação da produção eólica deve também manter esta 

relação. A representação por cenários é uma maneira de contornar este tipo de problema, pois 

os cenários são um conjunto de valores estabelecidos por relações com interdependência tem-

poral (PINSON e GIRARD, 2012). Assim, uma probabilidade deve ser atribuída a cada cenário.  

Uma maneira de se alcançar isso é utilizar o procedimento a seguir: 

 A partir de dados históricos, constrói-se um modelo de distribuição de energia eólica 

com dimensões de 24 horas ou 12 horas, por exemplo; 

 Um processo de Monte Carlo pode amostrar um grande número de cenários de acordo 

com uma função densidade de probabilidade estimada; 

 Um processo de redução de cenários é aplicado para identificar os clusters dos cenários 

produzidos da energia eólica e substituir cada cluster por um centroide equivalente; 

 Um valor de probabilidade é atribuído a cada centroide como uma função da frequência 

do cluster ao longo do conjunto inteiro de cenários.  

A necessidade para a aplicação de redução de cenários é amplamente reconhecida por-

que qualquer tipo de modelo que inclua um grande conjunto de cenários para evitar que o pro-

blema com os cenários se torne intratável computacionalmente, principalmente quando se tra-

tam de amostras com dimensões de 12 ou 24 horas.  

 

3.3.1 Função Objetivo - custos operacionais ሺ ଵ݂ሻ 

Nesta tese, a função objetivo 3.3 é composta de duas partes: ଵ݂ e ଶ݂. A primeira parte 

contabiliza os custos de operação do sistema, enquanto a segunda parte da função objetivo re-

fere-se aos fatores de risco do problema.   
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De forma mais detalhada, os custos incorridos em ଵ݂ relacionam-se aos custos com com-

bustível e com a partida das máquinas. Além disso, dois outros termos aparecem, o primeiro 

relaciona-se ao custo com o corte eólico, que ocorre pela incapacidade de o sistema utilizar todo 

o recurso eólico disponível, o corte eólico está associado a um custo ܥ௪ que traduz a perda 

econômica por não utilizar o recurso eólico ou uma compensação/indenização aos geradores 

eólicos. O segundo é um custo associado a uma penalidade, cujo objetivo é garantir que a de-

cisão encontrada pelo processo garanta pelo menos um cenário sem cortes de carga. A função 

que representa os custos com a operação ( ଵ݂) em 3.13 é composta de três parcelas descritas a 

seguir:  

ଵ݂ = C݂ + S݂ + Z݂ 3.13 

3.3.1.1 Custo de despacho ஼݂   

O custo de despacho ( ஼݂) está ilustrado na Equação 3.14.  

஼݂ = ∑ ∑ ,௧,௝ߤ)௝ܥ ௧ܲ,௝) + (ͳ − (௧,௝ߤ ∙ ௧−ଵ,௝ߤ ∙ ெ�ܦܵ
௝=ଵ

்
௧=ଵ  

3.14 

em que ܥ௝(ߤ௧,௝, ௧ܲ,௝) = ௧,௝ߤ ∙ (ܽ ௧ܲ,௝ଶ + ܾ ௧ܲ,௝ + ܿ) é o custo dos geradores e ܽ, ܾ, ܿ – são 

os parâmetros da função de custo. ܵܦ௝ é o custo de parada do gerador ݆. 

3.3.1.2 Custo de corte eólico ௌ݂ 

O custo com o corte eólico está ilustrado analiticamente em 3.15. 

ௌ݂ = ∑ ∑ ௪�ܵ௧,௠்ܥ
௧=ଵ

ேௌ
௠=ଵ  3.15 

em que ܥ௪�  é o custo de 1 unidade de corte eólico no instante ݐ. ܵ௧,௠ é o corte eólico no 

instante ݐ no cenário ݉. ܰܵ é o número de cenários. 

3.3.1.3 Penalização para cenário sem corte de carga ௓݂ 

Como descrito anteriormente, esta penalização garante que pelo menos um cenário te-

nha corte de carga nulo em todos os períodos.  

௓݂ = ௓௣௘௡ܥ ∙ ,஼ଵܮ}݊݅݉ … , ,஼௠ܮ …  ஼ெ} 3.16ܮ
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 ௓௣௘௡ é um fator de penalidade não econômico que penaliza o cenário com menor corteܥ

de carga. ܮ஼௠ é o corte de carga total do cenário ݉, tal que ܮ஼௠ = ∑ ஼௧,௠௧்=ଵܮ  em que ܮ஼௧,௠ é 

o corte de carga no instante ݐ do período ݉. Em outras palavras, esta penalidade é adicionada 

ao processo de otimização para evitar que a minimização visando apenas o custo conduza a 

uma solução em que todos os geradores estejam desligados. Desta forma, se houver uma solu-

ção que contenha o menor custo e que em pelo menos em um cenário, o corte de carga seja 

nulo, esta terá grandes chances de ser escolhida.   

3.3.2 Função Objetivo - risco ሺ ଶ݂ሻ 

A segunda função objetivo refere-se aos fatores de risco e está relacionada ao corte de 

carga. Além do paradigma estocástico clássico, dois outros critérios serão investigados: a pe-

nalidade para o pior cenário e a penalidade para o pior evento.  

Adotando-se a abordagem do min-max tenta-se reduzir a presença de um futuro em que 

uma decisão tomada possibilitaria um grande impacto, ou seja, reduz-se o risco de se ter resul-

tados inaceitáveis. A seguir as três abordagens mencionadas serão descritas com mais detalhes.  

3.3.2.1 Abordagem do pior evento 

Como mencionado anteriormente, esta métrica analisa o risco das decisões de pré-des-

pacho através da penalização do pior evento, ou seja, penaliza o maior corte de carga existente 

entre os períodos de todos os cenários da análise. Matematicamente, tal técnica pode ser descrita 

através de 3.17. 

 

ଶ݂ ≜ ଶ݂ா = :஼೔,೘ܮ}ݔܽ݉ ∀௜,௠} 3.17 

஼೔,೘ܮ ஼೔,೘ é o corte de carga no período ݅ e no cenário ݉. Ao se penalizar o maior valor deܮ     , defende-se o sistema dos piores eventos encontrados entre os cenários em análise no 

problema, mesmo que estes tenham baixa probabilidade de ocorrerem. 
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3.3.2.2 Abordagem do Pior Cenário  

A métrica do Pior Cenário penaliza o cenário de realização eólica que apresentar a maior 

soma de cortes de carga entre os períodos da análise, ou seja, os piores cenários.  Matematica-

mente, esta métrica de análise de risco pode ser descrita como em 3.18. 

ଶ݂ ≜ ଶ݂஼ =  3.18 {஼೘: ∀௠ܮ}ݔܽ݉

஼೘ܮ .݉ ஼೘ é o pior cenário do conjuntoܮ = ∑ ஼೘,௧௧்=ଵܮ , em que ܶ é o conjunto de perí-

odos, neste caso igual a 12. 

3.3.2.3 Abordagem Estocástica Clássico 

Esta técnica penaliza o corte de carga esperado em todos os cenários de todos os perío-

dos, como descrito analiticamente por 3.19, em que �௠ é a probabilidade de realização de um 

cenário ݉. ܮ஼� é o corte de carga em cada período ݐ e ܶ é o número de períodos. 

ଶ݂  ≜ ଶ݂� = ∑ �௠ (∑ �஼ܮ
்

௧=ଵ )ெ
௠=ଵ  

3.19 

 

3.4 Procedimento de Análise  

A análise de risco é realizada minimizando-se o custo esperado do sistema e o corte de 

carga obtido pelas métricas descritas nas secções 3.3.2.1 a 3.3.2.3, em que são consideradas 

todas as restrições clássicas do problema de pré-despacho, como exposto na secção 2.6.1. Para 

efeito de análise, o processo de otimização do pré-despacho pode ser divido em duas etapas: a 

primeira parte corresponde à busca pela melhor solução de escalonamento das unidades. É re-

alizada pelo EPSO – Evolutionary Particle Swarm Optimization apresentado na seção 2.6.5.8. 

Não faz parte do escopo deste estudo sugerir o algoritmo mais eficiente para ser aplicado ao 

problema, mas investigar as propriedades das soluções, entretanto devido à dificuldade de pai-

sagem (landscape) resultante de 3.1, a busca pelo ótimo deve contar com um método versátil 

como EPSO.  A segunda etapa consiste em minimizar o custo de operação do sistema para a 

solução de pré-despacho encontrada, ou seja, encontrar um nível de potência ótimo para as 

unidades que foram escalonadas em cada período de cada cenário. Em linhas gerais, a segunda 

etapa do processo corresponde em calcular o custo de cada solução encontrada pelo processo 
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de otimização acrescido do custo de corte eólico, ou seja, calcular o custo de cada solução 

(fitness) candidata à ótima. A heurística utilizada realiza a busca da melhor solução utilizando 

uma população de indivíduos (conjunto de soluções), armazenando as melhores experiências 

realizadas pelo grupo (conhecimento coletivo) e pelo próprio indivíduo (conhecimento indivi-

dual) e com a capacidade de se auto adaptar e evoluir (MIRANDA e FONSECA, 2002).  

Várias simulações são realizadas com diferentes valores de beta (equação 3.1), inici-

ando-se com 0 (zero), que indica a máxima propensão ao risco, até 1 (um) que indica a máxima 

aversão ao risco com incrementos iguais e pequenos o suficiente para detectar as diversas solu-

ções obtidas, os testes mostraram que se obtém maior diversidade de soluções quando o incre-

mento é igual ou menor que 0,05. Para cada simulação, e, portanto, para cada valor de beta, 

obtém-se um custo de operação e um corte de carga (calculado por uma das métricas descritas 

em acima). Para evitar que ótimos locais distorçam o processo de análise, utiliza-se o método 

das restrições descrito em 3.17, onde se empregam os valores de corte de carga encontrados no 

processo anterior. Esta parte do processo é importante, pois ajuda o otimizador a encontrar o 

menor custo de operação para cada valor de corte de carga e a detectar soluções que estejam 

fora do alcance da primeira simulação por não serem convexas, por exemplo. 

O propósito desta investigação é descobrir a forma da curva de Pareto ótima para os três 

modelos descritos em 3.4: otimização estocástica e dois modelos de minimização de risco.  

3.5 Estudo de Caso 

O sistema utilizado nesta pesquisa foi o IEEE-30 BUS. Duas modificações foram feitas 

neste sistema e estão apresentadas e ilustradas a seguir. A primeira refere-se aos níveis de po-

tência máxima, que foram reduzidos em alguns geradores como ilustrado na Tabela 3.2. A se-

gunda consistiu em alterar a função de custos dos geradores e está ilustrada em forma de gráfico 

e apresentado na Figura 6. 

Tabela 3.2 Limites máximos de potências dos geradores. 

 

 

Gerador Potência Máxima
Gerador 1 110 MW
Gerador 2 50 MW
Gerador 3 50 MW
Gerador 4 50 MW
Gerador 5 35 MW
Gerador 6 100 MW
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Tais modificações realizadas neste sistema foram motivadas com o objetivo de se evi-

denciar os resultados apresentados. 

 

Figura 6 -Função de custos modificados do sistema IEEE-30. 

 

 

Mais informações sobre o sistema IEEE-30 BUS podem ser encontradas na referência 

(CHRISTIE , 1993). Um parque eólico foi conectado à barra cinco deste sistema em alta tensão 

(500kV, por exemplo). O parque eólico conectado à barra cinco representa a injeção de potência 

eólica. Foge do escopo desta tese indicar a tecnologia de turbina mais adequada para este caso 

teste. Considera-se, por exemplo, que tais turbinas possam utilizar a tecnologia DFIG (Double-

fed Induction Generator) que tem se tornado muito comum (HUGHES, ANAYA-LARA, et al., 

2005). Um conjunto de cenários com características reais foram criados e reduzidos conforme 

(SUMAILI, KEKO, et al., 2011) para cinco clusters de cenários de produção eólica ilustrados 

na Figura 8. Estes cenários têm características reais, o que pode ser comprovando ao se com-

parar as Figura 8 e a Figura 7 que representa a produção eólica do dia 15 de janeiro de 2016, as 

últimas doze horas se assemelha muito com os clusters de cenários utilizados nesta tese.  
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Figura 7 -  Ilustração da produção eólica em Portugal em 15/01/16 

 
Fonte: (REN, 2016) 

 Os custos e penalidades foram definidos baseados em dados reais e em valores comu-

mente encontrados na literatura de tal forma que permita que o problema possa assumir carac-

terísticas reais.  

Figura 8 - Cenários de produção eólica. 

 

3.6 Fronteira de Pareto para cada um dos modelos de risco 

Alguns dos resultados obtidos estão ilustrados da Figura 10 a Figura 18. O eixo vertical 

de cada figura representa o custo de operação ଵ݂ de 3.1 sem qualquer custo de corte de carga, 

enquanto o eixo horizontal representa o valor da função de corte de carga dado em MW de 

acordo com cada uma das funções ஼݂ , ௌ݂ ou ௓݂ descritos em 3.3.2.1 a 3.3.2.3, dependendo do 

modelo ilustrado.  
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3.6.1 Programação Estocástica 

Está ilustrada na Figura 9 a Fronteira de Pareto, variando-se o valor de ߚ para o pro-

blema de minimizar ܷ = ଵ݂ + ߚ ∙ ଶ݂�. Pela Figura 9, é possível notar o aspecto convexo da 

curva. O eixo ݔ nesta análise representa o corte de carga esperado. 

 

 

Figura 9 - Programação estocástica clássica - o eixo ݔ representa o corte de carga esperado. 

 

Uma análise mais detalhada pode ser elaborada a este paradigma, inserindo-se um novo 

fator que considere a exposição aos cenários em que há o corte de carga. Isto pode ser elaborado 

incluindo-se um terceiro objetivo, transformando 3.1 em 3.20, de modo que  ଷ݂ seja uma função 

que penalize a função objetivo toda vez que soluções que exponham o sistema ao corte de carga 

apareçam. Os coeficientes ߚ ,ߙ e ߛ representam os indicadores de impacto para este processo, 

de tal modo que ߙ + ߚ + ߛ = ͳ. Em outras palavras, adiciona-se um fator que considere risco 

ao processo de programação estocástica que agora é definido por 3.20. ܷ = ߙ ∙ ଵ݂ + ߚ ∙ ଶ݂� + ߛ ∙ ଷ݂ 3.20 

As soluções não dominadas no processo estão apresentadas na Figura 10, à esquerda 

desta figura, ilustra-se o conjunto de soluções não dominadas apenas para o eixo que representa  
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ଶ݂� (fazendo: ߙ = Ͳ e ߛ = Ͳ) ou seja apenas as soluções encontradas pela programação esto-

cástica clássica. Neste caso, foram encontradas cinco soluções não dominadas (separadas por 

cores), de modo que cada uma seja representada por um código de cores. A solução mais robusta 

e mais avessa ao risco, obviamente a mais cara, está destacada em vermelho. As outras soluções 

que se seguem são mais baratas, mas são mais propensas ao risco. A solução destacada na cor 

azul claro é a mais propensa ao risco e a mais barata.  

 

Figura 10 - Soluções não dominadas considerando apenas o eixo do Estocásticos Clássico 

 

 

À direita da Figura 10, apresenta-se os valores dos eixos ଷ݂ e ଶ݂. A Figura 11 tem três 

dimensões e, portanto, é a representação natural do processo de otimização com três objetivos. 

Nesta figura, é possível observar que a solução mais robusta, tingida em vermelho tem o maior 

custo de operação entre as demais.  Percebe-se ainda que a parte à direita da Figura 10 é uma 

projeção das soluções no plano formado pelos eixos ଷ݂ e ଶ݂. 
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Figura 11 - Soluções não dominadas considerando os três eixos de 3.20. 

 

 

O gráfico à direita da Figura 10 faz a expansão da abordagem para um contexto de aná-

lise de risco, onde se penalizou a exposição a cenários com corte de carga, como descrito ante-

riormente. O resultado, como se pode observar (as novas soluções na cor verde escuro e mar-

rom), é o advento de novas soluções ao se inserir o risco neste processo de otimização (fazendo-

se  ߛ > Ͳ em 3.20). Em outras palavras, as soluções do domínio da programação estocástica 

começam a mudar quando a rejeição a cenários de risco é incluída no processo. Isto sugere a 

possibilidade de se explorar de outras formas (sob a ótica do risco) as decisões que rejeitem 

cenários que contenham cortes de carga. 

Os subcapítulos a seguir abordam este problema, onde são explorados outros fatores de 

risco. 

3.6.2 Pior Evento 

Minimiza o custo de operação do sistema, incluindo a métrica de risco que penaliza o 

pior corte de carga em ଶ݂ா , transformando 3.1: m�n ܷ = ଵ݂ + ߚ ∙ ଶ݂ா. Na Figura 12, o eixo ݔ 

representa a magnitude do pior evento.  
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Figura 12 - Aversão ao risco com os maiores cortes de carga, o eixo ݔ representa a magnitude do pior 
evento, função não-convexa. 

 

 

3.6.3 Pior Cenário  

Nesta métrica, apresenta-se a fronteira de Pareto para o problema m�n ܷ = ଵ݂ + ߚ ∙ ଶ݂஼, 

variando-se o valor de ߚ. A Figura 13 ilustra a Fronteira de Pareto onde é possível observar seu 

aspecto convexo. 

Figura 13 - Aversão ao risco para os piores cenários de corte de carga, o eixo ݔ representa o corte de 
carga total do pior cenário. 
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É interessante observar que o modelo de programação estocástica produz mais soluções 

alternativas não dominadas do que os modelos de aversão ao risco. Todas as figuras fornecem 

informações de trade-off em termos de aumento do custo de operação para reduzir as decisões 

indesejadas com corte de carga.  

 

3.6.4 Comparação de modelos de programação estocástica (PC) e de análise de risco (RA). 

Os modelos apresentados anteriormente foram analisados de forma isolada (utilizando 

um gráfico custo versus corte de carga a partir de um efeito. Nos próximos parágrafos, será 

discutida e analisada a interdependência entre estes três modelos.  

Estão apresentados na Figura 14 os resultados da Figura 13, Figura 12 e Figura 9 no 

mesmo eixo de referência do domínio do pior evento com o intuito de apresentar uma nova 

perspectiva de análise. Percebe-se claramente que algumas soluções produzidas pela programa-

ção estocástica (PC) se traduzem em custos elevados sem necessariamente melhorar a segu-

rança do sistema, como o evento de 120MW de corte eólico, por exemplo. O perfil não convexo 

da Fronteira de Pareto torna-se bem visível. Já na Figura 15 fez-se o mesmo procedimento 

apresentado na Figura 14 no domínio da abordagem PC. É importante mencionar que as deci-

sões não dominadas do pior evento e do pior cenário coincidem. Em função disso, as decisões 

encontradas no pior cenário foram sobrepostas pelas decisões de pior evento. 

Figura 14 - Gráfico com todas as soluções de todas as métricas no domínio do pior evento. 
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Figura 15 - Gráfico com todas as soluções em custo v.s. corte de carga no domínio do corte de carga 
esperado. 

 

 

Figura 16 - Abordagem do Estocástico clássico em função do Pior Evento. 

 

 

Outra perspectiva é apresentada na Figura 16 no domínio do pior evento no eixo ݔ e o 

domínio do estocástico clássico no eixo ݕ. O efeito mencionado sobre o evento de 120MW no 

domínio do pior evento, torna-se claro.   
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Finalmente, um gráfico em três dimensões com as mesmas soluções adicionando-se o 

custo no eixo ݖ é apresentado na Figura 17.  O domínio do pior cenário está sobreposto ao 

domínio do pior evento.  

Figura 17 - Ilustração em três dimensões do custo de operação, Pior Evento e do Estocástico Clássico. 

 

 

3.6.5 Efeito da Aversão do Risco não Linear 

Até então, a aversão ao risco tem sido feita por meio de uma dependência linear utili-

zando o critério do arrependimento, mas pode-se argumentar que tal relação se dá por um cres-

cimento não linear. Desta forma, explora-se esta possibilidade, utilizando um critério de arre-

pendimento quadrático para tornar a comparação mais simples, considerou-se o quadrado do 

corte de carga.  

A consequência imediata foi a condução à solução de mais alto custo, ou seja, aquela 

em que o corte de carga em todos os cenários é nulo. Esta solução praticamente dominou todas 

as outras decisões, exceto no caso extremo quando os custos dos eventos indesejados são muito 

baixos. 
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Tabela 3.3 - Soluções não dominadas  

 
 

3.6.6 Estabilidade das Decisões com Incerteza dos Custos de Arrependimento 

Em análise de risco é importante, além de outras coisas, verificar se as decisões são 

robustas, ou seja, se a melhor decisão permanece a mesma, mesmo se existir incerteza em al-

guns parâmetros. Se assim o for, o tomador de decisão terá a certeza de que estará tomando a 

medida certa independente de fatores desconhecidos e de informações imprecisas. Será mos-

trado, então, que dentro de alguns limites, o tomador de decisão pode decidir por um específico 

escalonamento sem se preocupar com o modelo de escolha para guiar sua decisão, porque as 

abordagens PC ou RA fornecerão o mesmo resultado. O parâmetro tomado como incerto é o 

fator ߚ em 3.1 que tem um significado geral de custo por MW de corte de carga. 

Está apresentado na Figura 18 os resultados dos modelos referidos acima, de acordo 

com a mesma referência em ߚ, onde se percebe que para uma dada escala de ߚ � [Ͳ,9ͳ; ͳ] a 

decisão nomeada como A1, ilustrada na Tabela 3.3 é a mesma independente do modelo esco-

lhido (espaço demarcado pela linha tracejada à esquerda da tabela), por isso denomina-se esta 

solução de robusta.  De fato, a alta penalidade associada com o MW de corte de carga, acaba 

pagando o valor da proteção para os cenários adversos comissionando mais unidades de geração 

e, portanto, dando mais flexibilidade à operação. No outro extremo (parte demarcada com a 

linha tracejada à direitra), em função de a penalidade ser muito baixa para o corte de carga, uma 

solução comum também aparece, a solução A5 (também ilustrada na Tabela 3.3), que satisfaz 

por não apresentar corte de carga em pelo menos um cenário, mas forçará os outros cenários a 

ter cortes de carga.  

A discussão acima, significa que para um número de casos não há a necessidade de 

preocupação em adotar o modelo certo. Uma estimação mesmo que grosseira pode ser sufici-

ente porque para uma gama de valores a melhor decisão será a mesma. Isto mostra que as abor-

dagens PC e RA para as decisões não são necessariamente contraditórias em todos os casos. 

Soluções

1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 A1

0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 1 0 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 1 0 1 1 1 1 1 0 1 1 0 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 A2
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1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 1 1 1 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 A4

1 1 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 1 1 0 0 0 1 1 1 1 0 1 1 1 1 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 A5
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Figura 18 - Escala de estabilidade de decisões para todos os modelos variando-se ߚ; WE: pior evento; 
WS: pior cenário; WSQ: arrependimento proporcional ao quadrado do efeito. CS: Estocástico Clássico 

(Corte de carga esperado). 

 

 

3.7 Conclusões 

Este capítulo apresentou uma discussão aprofundada com modelos e resultados sobre as 

decisões em ambientes sob incerteza utilizando uma métrica tradicional de processos estocás-

ticos e análise de risco. Em um nível de penetração relevante de energia eólica, e até mesmo de 

energia solar, no sistema, o contexto das decisões não são determinísticos, pois é necessário 

que se leve em consideração as incertezas associadas às fontes renováveis que são pelo menos 

em magnitude maior que o valor da incerteza da carga, mas como fazer isso ainda está sujeito 

a discussão.  

A forma mais visível na literatura recente de se abordar o problema acima é adotar téc-

nicas de programação estocásticas, as técnicas chamadas de Escolhas Probabilísticas (PC) para 

tomada de decisões. As desvantagens são conhecidas, além do esforço computacional necessá-

rio para lidar com este tipo de análise, comumente encontrado em modelos que utilizem cená-

rios, a abordagem PC não encontra uma solução ótima para um cenário, pois trabalha com a 

“média dos cenários”. Além disso, por pesar o impacto das consequências através das probabi-

lidades dos respectivos cenários, a abordagem PC ignora a possibilidade de impactos catastró-

ficos dos cenários restantes (outliers scenarios) por terem sua importância desprezada por pos-

suírem baixa probabilidade de ocorrência.  

Este capítulo fez uma análise sob perspectiva de uma abordagem de análise de risco. Os 

argumentos estão ilustrados através de um sistema exemplo com características de um sistema 

real. As principais contribuições são as seguintes: sob um ambiente de incertezas, é importante 
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focar nas consequências das decisões em vez de focar na otimização de soluções. A abordagem 

de análise de risco (RA) evidencia os arrependimentos que podem resultar de decisões. A abor-

dagem RA que combine a minimização de custo de operação com um critério de minimização 

do arrependimento (regret) em um espaço multicritério permite uma compreensão dos custos 

de proteção contra eventos indesejados e inaceitáveis, independentes da probabilidade. Um 

simples raciocínio de trade-off pode não ser apropriado para abordagens RA, porque a fronteira 

ótima de Pareto pode não ser convexa. Uma análise em paralelo proposta por diferentes mode-

los (PC vs. RA) permite a identificação de regiões de estabilidades onde as decisões serão as 

mesmas independente do modelo adotado.  

O modelo estocástico tradicional é inadequado para lidar com as incertezas de fontes 

eólicas em sistemas de potência porque a escolha probabilística funciona com base em uma 

solução ótima calculada a partir de um cenário médio que pode não existir, o fato de o impacto 

das consequências dos cenários serem medidas por probabilidades, a escolha probabilística 

pode ignorar cenários catastróficos com baixa probabilidade, expondo o sistema a riscos e con-

sequentemente, mascarando as decisões encontradas a partir deste método, obtendo-se em con-

sequência resultados cuja interpretação possa ser enganadora. 
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4 MITIGAÇÃO DE RISCOS ASSOCIADOS COM RAMPAS EÓLICAS DE SEVE-

RIDADE NÃO PREVISTA EM MUITO CURTO PRAZO 

4.1 Introdução  

A incerteza e a variabilidade são as características mais marcantes da energia eólica. 

Além disso, há outras características que podem influenciar a operação do sistema no curto e 

muito curto prazo, ou seja, momentos em que o vento é capaz de produzir súbitas e grandes 

variações na produção de energia eólica, tais eventos são denominados pela literatura de even-

tos de rampa eólica ou simplesmente rampas eólicas (Ramping Events) e são fontes de preocu-

pações por parte dos operadores do sistema, pois podem abalar fortemente as restrições de aten-

dimento à demanda e consequentemente as decisões de pré-despacho tomadas com 6 a 48 horas 

de antecedência. Diante disso, é necessário que o operador do sistema tome decisões com o 

objetivo de corrigir o escalonamento para acomodar os eventos de rampa previstos no prazo 

especificado.  

Este problema pode se tornar crítico à medida que a participação das fontes eólicas na 

produção de energia elétrica aumenta.  Desta forma, é necessária a implementação de procedi-

mentos e ações que permitam o atendimento à carga do sistema nestas situações sem perder os 

potenciais benefícios econômicos e ambientais que este tipo de fonte pode trazer ao sistema. 

Apesar de a identificação de rampas parecer visualmente simples, sua detecção e defi-

nição formal são mais complexas e exigem muito cuidado, podendo se tornar um grande pro-

blema quando da elaboração de algoritmos para detectá-la. Isso acontece porque para definir 

uma rampa, busca-se um parâmetro relacionado ao tempo e outro relacionado à potência estes 

parâmetros são estabelecidos de forma totalmente arbitrária (BOSSAVY, 2012). 

O impacto destes eventos sobre o sistema se dá principalmente sobre suas reservas ope-

racionais, que podem ser insuficientes para permitir ao sistema reagir adequadamente a uma 

rampa. Os paradigmas estocásticos tradicionais, focando valores médios ou esperados, não são 

capazes de modelar estes impactos nos seus aspectos extremos, sendo necessária uma aborda-

gem que inclua fatores de risco neste processo.  

Este capítulo faz uma análise da utilização das reservas operacionais do sistema no 

muito curto prazo sob um ponto de vista do risco, para avaliar a capacidade de o sistema aco-

modar a incerteza na variabilidade do vento e eventualmente corrigir decisões anteriores de pré-
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despacho, tomadas pelo operador em horizonte de muito curto prazo. O objetivo é acomodar 

eventos de rampa eólica cuja percepção tenha sido adquirida durante a própria operação, em 

tempo real, portanto, e que apresentem uma severidade não prevista na fase de planejamento da 

operação. Os subcapítulos seguintes descrevem os principais conceitos envolvidos sobre ram-

pas eólicas, além de exibir os resultados e conclusões sobre a proposta de modelo a ser apre-

sentada.  

Tal como anteriormente, não é objetivo deste capítulo propor uma solução computacio-

nal imediata e compatível com as exigências de tempo real, mas explorar a questão da reação 

de um operador face à informação de uma eventual rampa de severidade não prevista – e abor-

dar este tema segundo a perspectiva da análise de risco, privilegiando o mérito das decisões 

levando em consideração o cálculo das soluções. 

 

4.1.1 Rampas Eólicas 

4.1.1.1 Características e definições 

Um exemplo de rampa pode ser visto na Figura 19, onde é possível identificar os prin-

cipais parâmetros que a caracterizam. O primeiro deles é a duração da rampa que descreve o 

intervalo em que esta ocorre. No caso da Figura 19, é a diferença entre os instantes: ͸ m�n −ͷ m�n = ͳ ݉݅݊. Outro parâmetro é a amplitude da rampa, também denominada de 

magnitude, neste caso, é a diferença entre ܲሺ͸ሻ − ܲሺͷሻ. Por fim, a direção em que a rampa 

ocorre que também é um parâmetro importante e deve ser levado em consideração durante sua 

análise. Com relação à direção, as rampas podem ser ascendentes ou descendentes (POTTER, 

GRIMIT e NIJSSEN, 2009). A direção da rampa pode ser calculada observando-se o sinal da 

diferença de magnitude, isto é  ܲ(ݐ௙) − ܲሺݐ଴ሻ, em que ݐ௢ é o instante inicial do evento e ݐ௙, o 

instante final, caso esta diferença seja maior que zero, a rampa será ascendente, caso contrário, 

será descendente (GRIMIT, 2008), (FERREIRA, GAMA, et al., 2011) e (SEVLIAN, 2013). O 

exemplo da Figura 19 ilustra uma rampa ascendente, pois ܲ(ݐ௙) − ܲሺݐ଴ሻ é maior que zero. 
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Figura 19 – Ilustração de uma rampa ascendente da produção de energia eólica. 

 
  Fonte: (SEVLIAN, 2013). 

 

Em sistemas com baixa penetração de eólicas, as rampas são facilmente absorvidas pelo 

sistema por representarem variações diminutas, mas em um cenário de alta penetração, as ram-

pas eólicas podem representar um problema real de grande magnitude e latente na comunidade 

científica. Um exemplo disso, está apresentado na Figura 20, em que um exemplo real de rampa 

eólica foi registrado na produção de parques eólicos localizados no nordeste do Brasil em 18 

de agosto de 2013 (na costa brasileira). Percebe-se claramente nesta figura, a presença de uma 

rampa eólica entre às 7:00 e 9:00 horas da manhã. Esta rampa possui magnitude igual a 

1150MW e uma taxa de inclinação ascendente igual a aproximadamente 10MW/min. 

Figura 20 - Caso real de rampa eólica registrado no nordeste brasileiro.   

 
Fonte: (CISNEIROS, 2016) 

 

4.1.1.2 Detecção de Rampas 

Quanto mais cedo uma rampa eólica for detectada, mais as decisões para mitigá-la se 

tornam efetivas, o que mostra a necessidade de algoritmos que sejam capazes de fazer uma 

previsão de rampas eólicas com boa precisão (GALLEG, CUERVA, et al., 2015). Para isso, é 
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fundamental que as rampas sejam corretamente detectadas dentro do perfil de variação da pro-

dução eólica o que exige um conceito formal e analítico bem estabelecido. Embora não exista 

uma definição formal (matemática) para as rampas eólicas (LANGE, 2008), há diversos traba-

lhos na área que tentam descrevê-la analiticamente, como em  (KAMATH, 2010), (SEVLIAN, 

2013), (SEVLIAN, 2012). Assim, há cinco propostas de definições para uma rampa: 

 Definição 1 (KAMATH, 2010): um evento de rampa ocorre quando a magnitude 

da potência eólica (ܲሺݐ + ሻݐ∆ − ܲሺݐሻ) ultrapassar um valor limiar ௩ܲ௔௟ em um 

intervalo de tempo específico ∆ݐ. Como descrito na equação 4.1.  |ܲሺݐ + ሻݐ∆ − ܲሺݐሻ| ൒ ௩ܲ௔௟ 4.1 

 Definição 2 (KAMATH, 2010): um evento de rampa ocorre quando a diferença 

entre o maior e o menor valor de potência em um intervalo de tempo ∆ݐ for 

maior que um valor limiar, descrito por 4.2. 

,ݐ]ሺܲݔܽ݉  ݐ + ሻ[ݐ∆ − ݉݅݊ሺܲ[ݐ, ݐ + ሻ[ݐ∆ ൒ ௩ܲ௔௟ 4.2 

 Definição 3 (ZHENG e ANDREW , 2009): um evento de rampa eólica ocorre 

se a taxa do valor absoluto entre dois valores inicial e final de potência divido 

pelo intervalo de tempo em que ocorre a rampa for maior que o um valor de 

referência pré-estabelecidos, ou seja, trata-se de uma comparação entre a taxa 

de inclinação de uma variação com um valor pré-estabelecido, como descrito na 

Equação 4.3. |ܲሺݐ + ሻݐ∆ − ܲሺݐሻ|∆ݐ ൒ ܴܴܲ௩௔௟ 4.3 

em que ܴܴܲ௩௔௟ é um valor pré-estabelecido.  

Nas definições que utilizam as expressões 4.1 e 4.3, a identificação do tipo de rampa é 

bem simples, observa-se a condição: ܲሺݐሻ  > ܲሺݐ +  ሻ. Se isto acontecer, então, tem-se umaݐ∆

rampa descendente, caso contrário, uma rampa ascendente. Porém, isto não é trivial para a De-

finição 2 que utiliza a expressão 4.2. Como são utilizados os valores máximos e mínimos, esta 

informação não pode ser encontrada comparando-se simplesmente as diferenças das magnitu-

des de ܲሺݐ +  ሻ. Neste caso, utiliza-se a informação dos instantes de tempo em queݐሻ e ܲሺݐ∆
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ocorreram os valores máximos e mínimos da função. Caso o ponto de potência máxima acon-

teça após o ponto de mínimo, tem-se uma rampa ascendente, caso o ponto de mínimo aconteça 

depois do ponto de máximo, tem-se uma rampa descendente (FERREIRA, GAMA, et al., 

2011). 

Enquanto as definições das expressões 4.1, 4.2 e 4.3 utilizam diretamente os valores de 

potência em um intervalo para detectar uma rampa, existem outras abordagens que manipulam 

estas informações para produzir valores mais apropriados para a detecção de rampas. Um exem-

plo disso é a utilização das diferenças médias destes valores em um intervalo, como é o caso da 

abordagem proposta por (BOSSAVY, 2012), descrita analiticamente, pela expressão  4.4, onde ݌௧௙ é um sinal filtrado obtido a partir das médias entre as diferenças das potências produzidas 

em instantes diferentes de tempo. O termo ݊௔௠ representa o tamanho das diferenças entre os 

valores de potência.  ݌௧௙ = ݉é݀݅ܽ{݌௧+ℎ − ;௧+ℎ−௡�೘݌ ℎ = ͳ, … , ݊௔௠} 4.4 

 

Na  

Figura 21, tem-se um exemplo da aplicação da técnica em que dois sinais são gerados: 

um em amarelo e outro em vermelho com a magnitude das diferenças estabelecidas em ݊௔௠ =ʹ e ݊௔௠ = ͷ. Nestas condições, percebe-se que a rampa eólica ficou melhor identificada utili-

zando a técnica de filtragem do que com as definições anteriores. Assim, é possível estabelecer 

uma nova definição, como estabelecido na definição 4 

 

 Definição 4 (BOSSAVY, 2012): um evento de rampa ocorre em um intervalo 

se o valor do sinal filtrado exceder um valor limiar ௩ܲ௔௟. A Equação 4.5 descreve 

esta definição analiticamente. |݌௧௙| >  ௩௔௟ 4.5݌
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Figura 21 – Exemplo da aplicação da definição 4 com dois sinais filtrados. 

 
Fontes: (FERREIRA, GAMA, et al., 2011). 

 

O valor limiar na Figura 21 foi estabelecido em 25% da potência nominal. É possível 

identificar dois eventos, um às 6h e outro às 17h. 

 Definição 5 (BILLINTON, KARKI e VERMA, 2013): esta definição utiliza um filtro 

passa alta que reduz/atenua os sinais de baixa frequência e permite a passagem dos si-

nais de alta frequência maiores que o valor limiar (cutoff). Isto significa que somente as 

mudanças relevantes, grandes e rápidas na produção da energia eólica (as rampas) po-

dem passar pelo filtro. A formulação de um filtro assim pode ser descrita pela equação 

[݅]ݕ .4.6 = ݅]ݕሺߜ − ͳ] + [݅]ݔ − ݅]ݔ − ͳ]ሻ 4.6 

Em que ߜ é um parâmetro que incorpora valores no intervalo ]Ͳ; ͳ]. Valores de ߜ pró-

ximos a 1, significa que a saída do filtro irá decair rapidamente, enquanto que valores pequenos, 

faz a saída decair rapidamente.  

A Figura 22 ilustra o procedimento 4.6 remove os pequenos picos e mantém somente 

os valores acima de certo limiar, compatível com o conceito de rampa.  
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Figura 22 - Ilustração da potência eólica (parte superior), ilustração da potência filtrada (parte inferior) 

 
Fonte: (BILLINTON, KARKI e VERMA, 2013) 

 

4.1.1.3 Previsão de Rampas 

Como os procedimentos e ações para mitigar os efeitos das rampas são mais efetivos 

quando se tem a informação com antecedência, a previsão de rampas se torna extremamente 

importante para sistemas com elevando nível de penetração eólica. Além disso, tais informa-

ções são muito úteis em mercados para o gerenciamento de parques eólicos, como por exemplo, 

a quantidade de energia que deve ser negociada em mercados para compra ou venda ou ainda 

o escalonamento da geração.  

De forma geral, existem dois modelos utilizados para a previsão de rampas 

(FERREIRA, GAMA, et al., 2011): os Modelos de Detecção de Eventos e os Modelos que 

envolvem Métodos Regressivos. 

Os modelos que utilizam a detecção de eventos funcionam aplicando-se uma das cinco 

definições de rampa da seção 4.1.1.1 sobre séries temporais de dados de produção eólicos pre-

vistos ou sobre séries temporais de dados meteorológicos. Os resultados são séries binárias de 

0 e 1, em que 1 significa a presença de uma rampa e 0 sua ausência, geralmente ponderado com 

uma probabilidade de ocorrência.  

Os modelos de regressão usam dados históricos para preverem as rampas por meio de 

técnicas de mineração de dados10. Nestes casos, tem-se como resultado um número real em 

função da magnitude da rampa. 

                                                 

10 O termo em inglês é conhecido como data mining. 
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Existem alguns parâmetros que medem a precisão da previsão das rampas. São variáveis 

que medem os erros sobre vários aspectos: de cronologia, intensidade e localização. 

O erro de cronologia (ou erro de fase) é definido como um evento, cuja magnitude é 

perfeitamente prevista, mas ocorre com certo atraso ou antecipação no tempo. O erro de inten-

sidade é simplesmente a diferença entre as magnitudes das rampas previstas e das rampas rea-

lizadas. O erro de localização refere-se a um erro na localização geográfica de um evento de 

rampa, ou simplesmente quando um evento segue um caminho diferente daquele que foi pre-

visto, incorrendo em erros de intensidade ou de cronologia.  

A Figura 23 ilustra um exemplo com dois gráficos, um com a potência prevista para 24 

horas e outro com os valores reais. Através destes dois gráficos é possível observar melhor as 

métricas de erros de previsão apresentadas.  

Figura 23 – Ilustração de dois tipos de erro na previsão de rampas, cronologia e magnitude. 

 

Fonte: (GRIMIT, 2008). 

 

A acurácia da previsão de rampas é um tema recente e desafiador. As pesquisas que 

abordam este tema estão crescendo rapidamente, apresentando bons resultados que podem ser 

utilizados com boa precisão no curto prazo. As abordagens tradicionais estocásticas não são 

adequadas para abordar este tipo de problema em função de suas dificuldades relacionadas a 

ocultar as consequências catastróficas de cenários com baixa probabilidade de ocorrência, mas 

que se ocorrerem podem levar o sistema ao colapso e a soluções sub ótimas. Desta forma, é 

necessário introduzir uma abordagem que introduza critérios de risco para verificar como as 

reservas operacionais de curto prazo se comportam face a evento como as rampas.    

A seguir são apresentados os procedimentos, resultados e conclusões sobre a análise 

levantada neste capítulo, cujo objetivo maior é avaliar as reservas operacionais de curto prazo 

diante de eventos de rampa eólicas, além de desenvolver um modelo para auxiliar o operador 
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do sistema a tomar decisões diante de eventos de rampa de curto prazo, baseados em um sistema 

de previsão adequado. 

 

4.2 Procedimento de Análise  

4.2.1 Dados do Estudo de Caso 

O sistema teste utilizado na análise é semelhante ao descrito na secção 3.5 e em 

(CHRISTIE , 1993) com algumas diferenças descritas nas próximas seções. Inseriram-se cená-

rios de realizações de rampas eólicas utilizando os procedimentos semelhantes aos descritos na 

secção 3.3. Os clusters de cenários de realizações eólicas gerados para este problema são seme-

lhantes aos apresentados na Figura 24 e diferem entre si, apenas na severidade e na cronologia.  

As rampas eólicas consideradas na análise são todas descendentes ou negativas para 

submeter o sistema a situações de corte de carga, de modo que os geradores convencionais 

sejam exigidos para compensar a rampa descendente de recurso eólico com uma contrarrampa 

incremental, respeitando seus limites técnicos e operacionais. Por outro lado, a hipótese de corte 

eólico em condição extrema também está considerada nesta análise, como descrito nos itens 3.2 

e 3.3.2. 

A produção de energia eólica neste sistema teste provém de dois parques eólicos insta-

lados nas barras 29 e 30.  

Figura 24 - Cenários de realizações de rampas eólicas. 
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 A demanda bruta estabelecida para esta análise, está apresenta na Figura 25, 

onde foram considerados 12 instantes temporais e iguais a uma hora. A forma ascendente da 

curva desta figura (por exemplo, na ascensão matinal da carga) foi propositalmente dimensio-

nada para que, aliado aos cenários da Figura 24, a demanda líquida possa expor o sistema a uma 

situação mais severa de corte de carga. 

Figura 25 - Demanda bruta do sistema teste 

 

 

A reserva girante11, para este capítulo e a para o restante desta tese, foi dimensionada 

como 10% da carga bruta do sistema. A Tabela 4.1 apresenta o valor da reserva girante calcu-

lada com base no critério acima para cada intervalo de tempo.  

 

Tabela 4.1 - Reserva girante do sistema teste. 

 

 

                                                 

11 Nesta tese, para melhorar o entendimento da análise será denominada de Reserva Exigida ou Reserva 
de Confiabilidade. 
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O modelo clássico utilizado nesta tese para o cálculo da reserva girante é suficiente para 

apresentar os resultados pretendidos, sua facilidade de implementação é uma vantagem rele-

vante, pois não contribui para elevar a complexidade da abordagem pretendida. A utilização de 

um método mais complexo para o cálculo da reserva girante iria apenas aumentar a complexi-

dade do problema sem necessariamente trazer algum benefício ou clareza para a discussão dos 

resultados, pelo contrário, existiria a possibilidade de se obscurecer alguns resultados devido a 

excessivos detalhes colocados na modelagem de aspectos não centrais ao tema da tese.  

 

4.2.2 Descrição do Procedimento de Análise 

Inicialmente, elabora-se um pré-despacho para as 24 horas do dia seguinte (dia ݀ − ͳ) 

para satisfazer a uma demanda líquida formada pela composição da demanda bruta da Figura 

25 e por cenários de realização eólica. No dia da operação (dia ݀), considera-se que uma nova 

previsão de realização de cenários de rampas eólicas seja feita durante algum momento da ope-

ração para as próximas doze horas restantes e que estes novos cenários de rampas sejam mais 

severos12 do que aqueles previstos anteriormente. Isto significa, por exemplo, que as rampas 

eólicas da nova previsão teriam um coeficiente de inclinação maior do que as anteriores, for-

çando o parque gerador não eólico do sistema a tentar produzir uma contrarrampa para lidar 

com esta nova situação. Tais cenários são representados por clusters de cenários semelhantes 

aos da Figura 24. 

A solução escolhida para a operação do dia ݀ e portanto a solução contratada no mer-

cado de energia será representada aqui como �௖. A nova previsão de realização de rampas eó-

licas é representada por um conjunto de clusters de cenários não equiprováveis denominados 

de ௡ܹ, tal que ௡ܹ = ,ଵݓ} ,ଶݓ ,ଷݓ ,ସݓ  ଶݓ ,ଵ representa o cluster de cenários 1ݓ ହ}. Em queݓ

representa o cluster de cenário 2 e assim por diante. As novas soluções encontradas re-escalo-

nando-se o sistema pela introdução deste novo conjunto de cenários de energia eólica ( ௡ܹ) são 

denominadas de �௡, em que ݊ = ͳ,ʹ,͵ … ܰ e ܰ é o número de soluções encontradas para uma 

escala de risco que parte das soluções mais propensas ao risco até aquelas mais avessas ao risco, 

ou seja, à medida em que as soluções se tornam mais conservadoras (avessas ao risco) o custo 

                                                 

12 A palavra “severo” neste caso é utilizada para demonstrar que as rampas eólicas são mais acentuadas 
que a previsão anterior, ou seja, possuem uma taxa de variação instantânea da potência em relação ao tempo mais 
elevada (neste caso negativa).  
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de operação aumenta e o maior corte de carga entre os cenários diminui, podendo chegar a zero. 

O fluxograma apresentado na Figura 26 ilustra o procedimento adotado de forma mais didática 

e facilita a sua análise.  

 

Figura 26 - Fluxograma do procedimento adotado. 

 

Cada solução encontrada, �௡, assim como a solução contratada, �௖, tem associado um 

custo de operação e uma medida de risco dado respectivamente em unidades monetárias horá-

rias e em MW cortado, respectivamente. A métrica utilizada para introduzir o risco ao problema 

foi a do pior evento, descrita na secção 3.3.2.1. As novas soluções encontradas são precificadas 

ao preço spot e em função disso, possuem um custo unitário mais elevado em relação à solução 

contratada no mercado no dia anterior (݀ − ͳሻ.  

O método utilizado para encontrar as novas soluções e conseqüentemente para formar a 

fronteira de Pareto é semelhante aos descritos em 3.3.2.1 a 3.3.2.3, de forma semelhante, o 

método das restrições ߝ −  ℎ, descrito em 2.6.1, é utilizado para auxiliarܿܽ݋ݎ݌݌� ݐ݊݅ܽݎݐݏ݊݋ܥ

o processo de buscas por novas soluções. 

Desta forma, é interessante observar o comportamento da diferença entre o custo da 

solução contratada, �௖, e as novas soluções encontradas. Neste contexto, as melhores decisões 

(soluções não-dominadas) podem ser encontradas maximizando a diferença entre a solução 

contratada e as novas soluções como em 4.7. 
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݊ܦ = ܿ�ሺݔܽ݉ − �݊ሻ 4.7 

Em que ܦ௡ é a diferença entre a solução contratada e uma solução �௡ calculada com 

base em ௡ܹ. Assim, ܦଵ = �௖ − �ଵ, ܦଶ = �௖ −  �ଶ, ....  ܦ௡ = �௖ −  �௡. É bom lembrar que ܦ௡, �௖  e �௡ estão sempre associados a um custo e a um corte de carga. Isso significa que as 

diferenças apresentadas nas próximas figuras representam estas soluções em duas dimensões: 

corte de carga e custos. 

 

4.3 Resultados e Simulações 

A seguir são apresentados os resultados e discussões sob forma de gráficos e/ou tabelas 

obtidos a partir das simulações e análises.  

4.3.1 Critério da Máxima Diferença 

A Figura 27 ilustra as soluções encontradas a partir dos procedimentos descritos em 

4.2.2. Oito soluções foram encontradas. A solução nomeada como �ଵ é a mais conservadora e 

denominada como a solução mais robusta por evitar o corte de carga em todos os cenários, 

consequentemente é a solução mais cara. Já a solução �8 é a solução mais propensa ao risco, 

por possuir o maior corte de carga entre os cenários. É a solução com menor custo de operação.  

Figura 27 - Novas soluções encontradas a partir da nova previsão de rampas eólicas. 
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Na Figura 27, o eixo vertical representa os custos de operação por hora sem a inclusão 

dos custos com o corte de carga, enquanto que o eixo horizontal representa o maior corte de 

carga entre os cenários, denominado, nesta tese, como pior evento de corte de carga.  

 

Figura 28 - Gráfico com as diferenças dos custos entre a solução contratada e as novas soluções 
encontradas. 

 

 

Na Figura 28 estão ilustradas e destacadas em vermelho as diferenças entre a solução 

atual e as novas soluções encontradas a partir de 4.7. A solução contratada também apresentada 

neste gráfico destacada em azul (�௖).  

A região destacada em vermelho (primeiro quadrante) reúne as decisões que dominam 

a solução contratada, neste caso a decisão ܦଶ porque possui o mesmo corte de carga, mas com 

custo de operação menor do que o da decisão contratada. Já a região destacada em verde (ter-

ceiro quadrante) é a parte do gráfico que abriga todas as soluções que seriam dominadas pela 

solução contratada. Por fim, as regiões destacadas em azul (segundo e quarto quadrantes) são 

decisões não-dominadas.  
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Figura 29 - Ilustração da exposição do sistema a cenários com corte de carga. 

 

O gráfico da Figura 28 apresenta no eixo horizontal as diferenças entre o corte de carga 

da solução contratada e o corte de carga das novas soluções. Outra forma de representar a ex-

posição do sistema ao risco está apresentada na Figura 29. Em que o eixo vertical representa as 

diferenças de custos de operação sem o corte de carga da solução contratada e da nova solução, 

enquanto que o eixo horizontal representa o número de cenários com corte de carga. Por exem-

plo, as decisões ܦଶ e ܦଷ têm dois cenários com corte de carga. Neste caso, a quantidade máxima 

de cenários a que o sistema pode ficar exposto é igual a cinco.  

Outra forma interessante de se verificar a exposição do sistema provocada por cada uma 

das decisões calculadas anteriormente, seria por meio da utilização do valor esperado de cená-

rios com corte de carga, ou seja, o número de cenários ponderados (pesados) por sua respectiva 

probabilidade de ocorrência, ilustrado na Figura 30. 
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Figura 30 - Exposição ao risco pelo valor esperado do número de corte de carga. 

 

 

Pode-se observar no gráfico da Figura 30 que as decisões mais propensas ao risco como ܦଶ a 8ܦ estão bem próximas umas das outras. Isto significa que o aumento no custo de operação 

com decisões mais caras não reduzem, necessariamente, o risco de corte de carga na mesma 

proporção, ou seja, o aumento do custo de operação com decisões mais caras não reduzem a 

exposição do sistema ao risco na mesma magnitude.  

A aplicação específica ao muito curto prazo conduz à observação de novos aspectos que 

agora são relevantes – dentre os quais evidencia-se a análise do uso da reserva e do compro-

misso (eventualmente quebrado) entre os riscos decorrentes da inconfiabilidade do sistema e os 

da incerteza na ocorrência e severidade de rampas. 

 

4.3.2 Análise da Reserva Operacional 

Para uma análise mais detalhada sobre a exposição do sistema, no muito curto prazo, a 

riscos, é interessante observar o consumo das reservas operacionais face a eventos eólicos, tais 

como rampas descendentes (semelhantes ao gráfico da Figura 24). Para tanto, elaborou-se um 

modelo computacional para calcular os fluxos de potência em cada ramo do sistema teste com 

base em (CHRISTIE , 1993) e com isso medir o consumo das reservas operacionais em relação 
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à reserva girante dimensionada para o novo conjunto de cenários de rampas eólicas ( ௡ܹ). Isto 

resultou nas soluções apresentadas na Tabela 4.2, denominadas de soluções: �ଵ, �ଶ, … �ହ. 

 

Tabela 4.2 - Ilustração das soluções encontradas a partir do novo cenário de rampas eólicas. 

 

 

A fim de se melhorar o entendimento da análise, elaborou-se a descrição de alguns ter-

mos que serão utilizados nesta análise: 

Capacidade ociosa ou reserva em operação no sistema – será tomada como a diferença 

entre a capacidade total de geração mobilizável ou em serviço e a demanda; 

Reserva mobilizável – é a porção da capacidade ociosa disponível para ser utilizada em 

caso de necessidade. 

Reserva inútil – trata-se da porção da reserva operacional ou capacidade ociosa que, 

embora estando presente, não pode ser utilizada para lidar com a exigência de rampa inesperada 

(devido aos limites técnicos dos geradores para fazer rampas). 

Reserva exigida ou reserva de confiabilidade – é o valor de reserva operacional mínimo 

que deve ser respeitado em cada intervalo de tempo para garantir a observância de um critério 

de confiabilidade. Neste trabalho, tomou-se como sendo 10% da demanda. 

Estado marginal ou de alerta – estado de operação do sistema em que está perdida, total 

ou parcialmente, a capacidade de reagir a novos eventos ou incidentes, os quais levarão a um 

corte de carga. Por exemplo, o esgotamento da reserva mobilizável coloca o sistema em estado 

marginal, pois um novo incidente de avaria de algum componente pode desencadear um corte 

de carga já que não há reserva disponível. 

A apresentação destes resultados é feita em tabelas discretizadas em períodos (12 perí-

odos ou horas) ilustradas a seguir.  

Um código de cores foi criado para que se possa identificar o cenário e o período em 

que ocorreram os cortes de carga e os momentos em que o critério da reserva exigida (reserva 

girante) foi violado. Assim, as células das tabelas que forem tingidas em verde, sinalizam que 

Soluções

1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 1 A1

1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 0 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 1 A2

0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 1 1 1 1 A3

1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 1 1 0 1 1 1 1 0 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 0 0 1 1 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 A4

1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 0 0 1 1 1 1 1 0 0 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 1 A5

1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 1 1 1 1 1 0 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 1 1 0 1 1 1 0 1 1 1 A6

1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 1 1 1 1 1 0 0 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 0 1 1 1 A7

0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 1 A8

Gerator 6Gerator 1 Gerator 2 Gerator 3 Gerator 4 Gerator 5
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não houve corte de carga e que o critério da reserva exigida foi respeitado (as reservas não 

foram totalmente esgotadas), já as células em amarelo representam violação do critério de re-

serva exigida. As células em vermelho destacam os cortes de carga ocorridos. A última coluna 

das tabelas a seguir ilustra o máximo corte de carga ou pior evento.  

A Tabela 4.3 ilustra a capacidade ociosa do sistema para solução mais robusta, A1, ilus-

trada na Tabela 4.2, que garante corte de carga nulo para todos os períodos. Os períodos (passos 

temporais) estão organizados por colunas, enquanto as linhas apresentam os cinco cenários da 

análise. A última coluna desta tabela (ܿܮ௠௔௫  ) ilustra que não houve corte de carga em nenhum 

período de nenhum evento. Apesar disso o critério de reserva exigida foi violado em dois perí-

odos, (dez e onze) de dois cenários (quatro e cinco) expondo o sistema ao risco por falta de 

recursos de confiabilidade.  

 

Tabela 4.3 - Ilustração da capacidade ociosa do sistema para a solução robusta A1. 

Períodos 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 Lcmax 

Cenários 
1 

214,85 
MW 

213,98 
MW 

202,35 
MW 

204,23 
MW 

166,38 
MW 

150,15 
MW 

155,56 
MW 

112,30 
MW 

101,48 
MW 

66,33 
MW 

74,44 
MW 

85,26 
MW 

0,00 
MW 

Cenários 
2 

214,85 
MW 

189,07 
MW 

183,67 
MW 

191,78 
MW 

153,92 
MW 

137,70 
MW 

136,88 
MW 

87,39 
MW 

64,97 
MW 

28,97 
MW 

30,85 
MW 

41,67 
MW 

0,00 
MW 

Cenários 
3 

214,85 
MW 

211,02 
MW 

196,42 
MW 

195,35 
MW 

157,49 
MW 

141,27 
MW 

146,67 
MW 

103,41 
MW 

92,59 
MW 

57,44 
MW 

65,55 
MW 

76,37 
MW 

0,00 
MW 

Cenários 
4 

214,82 
MW 

174,26 
MW 

168,86 
MW 

176,97 
MW 

139,11 
MW 

122,89 
MW 

119,11 
MW 

66,65 
MW 

40,85 
MW 

2,31 
MW 

1,23 
MW 

12,05 
MW 

0,00 
MW 

Cenários 
5 

192,77 
MW 

152,21 
MW 

146,80 
MW 

137,91 
MW 

100,06 
MW 

83,83 
MW 

89,24 
MW 

45,98 
MW 

35,16 
MW 

0,01 
MW 

8,12 
MW 

18,94 
MW 

0,00 
MW 

              

Reserva 
Exigida 

5,67 
MW 

9,92 
MW 

10,49 
MW 

9,64 
MW 

13,60 
MW 

15,30 
MW 

14,74 
MW 

19,27 
MW 

20,40 
MW 

24,09 
MW 

23,24 
MW 

22,11 
MW 

 

 

Especificamente, nota-se no período 10 do cenário 5 da Tabela 4.3, que a capacidade 

ociosa do sistema foi quase que totalmente esgotada para evitar o corte de carga. Esta ação, 

como comentado, apesar de ter evitado o corte de carga em todos os cenários, consumiu quase 

que totalmente a reserva ociosa do sistema, conduzindo-o a um estado de marginal ou de alerta. 

A Tabela 4.4 apresenta os fluxos de potência em valores por unidade (p.u.) em uma base 

de 60MW de todas as 41 linhas do sistema teste em todos os doze períodos de análise para a 

solução A1 no cenário cinco. Observa-se que as linhas um e quatro alcançaram sua capacidade 

máxima de condução, o que contribui para caracterizar o sistema em Estado de Alerta ou em 

risco por incerteza de recurso (MA, 2012). 
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Tabela 4.4 - Fluxos de potência em p.u. para a solução A1 no cenário 5 
 Período 1 Período 2 Período 3 Período 4 Período 5 Período 6 Período 7 Período 8 Período 9 Período 10 Período 11 Período 12 

Linha 1 0,10 0,06 0,06 0,05 0,74 0,83 0,84 1,00 1,00 1,00 1,00 1,00 

Linha 2 0,12 0,07 0,07 0,06 0,34 0,43 0,62 0,63 0,61 0,68 0,68 0,68 

Linha 3 0,15 0,05 0,06 0,12 0,35 0,46 0,65 0,66 0,63 0,74 0,74 0,74 

Linha 4 0,34 0,60 0,66 0,77 0,94 1,00 0,66 1,00 1,00 1,00 1,00 1,00 

Linha 5 0,18 0,41 0,44 0,43 0,65 0,75 0,77 0,95 0,98 0,80 0,81 0,83 

Linha 6 0,06 0,11 0,12 0,18 0,35 0,43 0,51 0,56 0,53 0,58 0,59 0,59 

Linha 7 0,12 0,33 0,36 0,47 0,64 0,70 0,54 0,70 0,65 0,61 0,63 0,66 

Linha 8 0,24 0,31 0,33 0,26 0,31 0,33 0,27 0,41 0,47 0,16 0,17 0,19 

Linha 9 0,36 0,51 0,54 0,45 0,59 0,64 0,56 0,80 0,88 0,64 0,64 0,64 

Linha 10 0,04 0,14 0,15 0,19 0,29 0,33 0,31 0,43 0,46 0,55 0,53 0,50 

Linha 11 0,02 0,10 0,11 0,13 0,20 0,23 0,23 0,31 0,33 0,41 0,39 0,37 

Linha 12 0,01 0,06 0,06 0,08 0,12 0,13 0,13 0,18 0,19 0,23 0,22 0,21 

Linha 13 0,01 0,03 0,03 0,04 0,05 0,06 0,05 0,07 0,07 0,08 0,08 0,08 

Linha 14 0,02 0,10 0,11 0,13 0,21 0,24 0,23 0,32 0,34 0,42 0,40 0,38 

Linha 15 0,06 0,17 0,19 0,22 0,32 0,37 0,34 0,46 0,48 0,57 0,55 0,53 

Linha 16 0,01 0,03 0,03 0,04 0,05 0,06 0,05 0,07 0,07 0,08 0,08 0,08 

Linha 17 0,01 0,03 0,04 0,04 0,06 0,07 0,07 0,09 0,09 0,11 0,11 0,10 

Linha 18 0,00 0,05 0,06 0,08 0,12 0,14 0,13 0,18 0,19 0,23 0,22 0,21 

Linha 19 0,01 0,03 0,03 0,04 0,05 0,06 0,05 0,07 0,07 0,08 0,08 0,08 

Linha 20 0,01 0,01 0,01 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,01 0,01 0,01 

Linha 21 0,01 0,00 0,00 0,01 0,02 0,02 0,02 0,03 0,03 0,03 0,03 0,03 

Linha 22 0,04 0,06 0,07 0,07 0,09 0,10 0,10 0,12 0,13 0,15 0,14 0,14 

Linha 23 0,01 0,02 0,02 0,02 0,02 0,03 0,02 0,03 0,03 0,03 0,03 0,03 

Linha 24 0,03 0,05 0,05 0,04 0,06 0,07 0,07 0,09 0,10 0,12 0,11 0,10 

Linha 25 0,04 0,07 0,07 0,06 0,09 0,10 0,10 0,13 0,14 0,17 0,16 0,16 

Linha 26 0,04 0,06 0,06 0,05 0,07 0,08 0,08 0,10 0,11 0,13 0,12 0,12 

Linha 27 0,03 0,01 0,01 0,05 0,09 0,10 0,10 0,14 0,15 0,19 0,18 0,17 

Linha 28 0,03 0,02 0,01 0,01 0,03 0,04 0,04 0,06 0,06 0,08 0,07 0,07 

Linha 29 0,10 0,12 0,12 0,07 0,08 0,09 0,08 0,10 0,10 0,11 0,11 0,10 

Linha 30 0,06 0,06 0,05 0,01 0,01 0,00 0,01 0,00 0,01 0,00 0,00 0,00 

Linha 31 0,14 0,13 0,13 0,06 0,05 0,05 0,05 0,04 0,04 0,03 0,03 0,04 

Linha 32 0,08 0,08 0,08 0,04 0,04 0,04 0,04 0,04 0,05 0,05 0,05 0,05 

Linha 33 0,25 0,27 0,27 0,15 0,17 0,18 0,18 0,20 0,21 0,23 0,23 0,22 

Linha 34 0,01 0,02 0,03 0,02 0,03 0,04 0,04 0,05 0,05 0,06 0,06 0,05 

Linha 35 0,27 0,30 0,30 0,18 0,21 0,22 0,22 0,25 0,26 0,29 0,28 0,27 

Linha 36 0,36 0,33 0,33 0,12 0,09 0,08 0,08 0,05 0,04 0,01 0,02 0,03 

Linha 37 0,38 0,38 0,38 0,18 0,18 0,18 0,18 0,18 0,18 0,18 0,18 0,18 

Linha 38 0,26 0,26 0,26 0,12 0,12 0,12 0,12 0,12 0,12 0,12 0,12 0,12 

Linha 39 0,01 0,01 0,01 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 

Linha 40 0,09 0,10 0,10 0,05 0,06 0,06 0,06 0,07 0,07 0,07 0,07 0,07 

Linha 41 0,28 0,25 0,24 0,07 0,04 0,02 0,02 0,02 0,03 0,06 0,05 0,04 
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A mesma análise foi realizada para as soluções A2 e A3. A capacidade ociosa do sistema 

para a solução A2 está ilustrada na Tabela 4.5 e a capacidade ociosa para a solução A3 está 

ilustrada na Tabela 4.6. Observando-se estas últimas tabelas, verifica-se que apesar de a capa-

cidade ociosa do sistema não ter sido totalmente consumida, houve cortes de carga em alguns 

períodos da análise, como nos cenários quatro e cinco para a solução A2 e para os cenários de 

dois a cinco para a solução A3, caracterizando esta sobra da Reserva Mobilizável como Reserva 

Inútil. Com relação à solução A2, o critério da reserva exigida foi violado no período dez e onze 

dos cenários quatro e cinco. Além disso, houve um corte de carga no período dez dos mesmos 

cenários, entretanto não houve cortes de carga no período onze do cenário quatro. Isso ocorreu 

em função de o sistema não ter capacidade de rampa suficiente para com os eventos eólicos dos 

cenários propostos.  

Pode-se concluir que a parte da reserva mobilizável, igual a 4,85MW, da Tabela 4.5 do 

período dez dos cenários quatro e cinco pode ser caracterizada como Reserva Inútil, pois não 

foi capaz de resolver o corte de carga ocorrido neste período.  

 

Tabela 4.5 - Ilustração da capacidade ociosa do sistema para a solução robusta A2. 

Períodos 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 Lcmax 

Cenários 1 
214,85 

MW 
213,98 

MW 
202,35 

MW 
204,23 

MW 
166,38 

MW 
150,15 

MW 
155,56 

MW 
112,30 

MW 
101,48 

MW 
66,33 
MW 

74,44 
MW 

85,26 
MW 

0,00 
MW 

Cenários 2 
214,85 

MW 
189,07 

MW 
183,67 

MW 
191,78 

MW 
153,92 

MW 
137,70 

MW 
136,88 

MW 
87,39 
MW 

64,97 
MW 

28,97 
MW 

30,85 
MW 

41,67 
MW 

0,00 
MW 

Cenários 3 
214,85 

MW 
211,02 

MW 
196,42 

MW 
195,35 

MW 
157,49 

MW 
141,27 

MW 
146,67 

MW 
103,41 

MW 
92,59 
MW 

57,44 
MW 

65,55 
MW 

76,37 
MW 

0,00 
MW 

Cenários 4 
214,82 

MW 
174,26 

MW 
168,86 

MW 
176,97 

MW 
139,11 

MW 
122,89 

MW 
119,11 

MW 
66,65 
MW 

40,85 
MW 

4,85 
MW 

1,23 
MW 

12,05 
MW 

2,54 
MW 

Cenários 5 
192,77 

MW 
152,21 

MW 
146,80 

MW 
137,91 

MW 
100,06 

MW 
83,83 
MW 

89,24 
MW 

45,98 
MW 

35,16 
MW 

4,85 
MW 

8,12 
MW 

18,94 
MW 

4,84 
MW 

              
Reserva 
Exigida 

5,67 
MW 

9,92 
MW 

10,49 
MW 

9,64 
MW 

13,60 
MW 

15,30 
MW 

14,74 
MW 

19,27 
MW 

20,40 
MW 

24,09 
MW 

23,24 
MW 

22,11 
MW 

 

 

O consumo da reserva exigida para a solução A3 está detalhado na Tabela 4.6, onde se 

pode observar que os cortes de carga ocorreram no período cinco enquanto que o maior con-

sumo da Reserva Exigida está registrado nos períodos dez e onze do cenário cinco e a Reserva 

Inútil no período cinco é igual a 164,85MW. Isto comprova que, simplesmente, elevar o nível 

de Capacidade de Reserva Exigida não necessariamente protege um sistema com alta penetra-

ção eólica de eventos drásticos como cortes de carga.  
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Tabela 4.6 - Ilustração da capacidade ociosa do sistema para a solução robusta A3. 

Períodos 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 Lcmax 

Cenários 1 
214,85 

MW 
213,98 

MW 
202,35 

MW 
204,23 

MW 
166,38 

MW 
150,15 

MW 
155,56 

MW 
112,30 

MW 
101,48 

MW 
66,33 
MW 

74,44 
MW 

85,26 
MW 

0,00 
MW 

Cenários 2 
214,85 

MW 
189,07 

MW 
183,67 

MW 
191,78 

MW 
164,85 

MW 
137,70 

MW 
136,88 

MW 
87,39 
MW 

64,97 
MW 

28,97 
MW 

30,85 
MW 

41,67 
MW 

10,93 
MW 

Cenários 3 
214,85 

MW 
211,02 

MW 
196,42 

MW 
195,35 

MW 
164,85 

MW 
141,27 

MW 
146,67 

MW 
103,41 

MW 
92,59 
MW 

57,44 
MW 

65,55 
MW 

76,37 
MW 

7,36 
MW 

Cenários 4 
214,82 

MW 
174,26 

MW 
168,86 

MW 
176,97 

MW 
164,85 

MW 
122,89 

MW 
119,11 

MW 
66,65 
MW 

40,85 
MW 

4,85 
MW 

1,23 
MW 

12,05 
MW 

25,74 
MW 

Cenários 5 
192,77 

MW 
152,21 

MW 
146,80 

MW 
137,91 

MW 
164,85 

MW 
114,85 

MW 
89,24 
MW 

45,98 
MW 

35,16 
MW 

4,85 
MW 

8,12 
MW 

18,94 
MW 

64,79 
MW 

              

Reserva 
Exigida 

5,67 
MW 

9,92 
MW 

10,49 
MW 

9,64 
MW 

13,60 
MW 

15,30 
MW 

14,74 
MW 

19,27 
MW 

20,40 
MW 

24,09 
MW 

23,24 
MW 

22,11 
MW 

 

 

Diante dos resultados acima, constata-se, portanto, que existe a reserva inútil em ser-

viço, o que pode ser perigoso por transmitir falsa sensação de segurança a um operador. A 

capacidade de rampa significa flexibilidade sistêmica para suportar rampas eólicas positivas e 

negativas (MA, SILVA, et al., 2012). 

 

4.3.3 Critério de Exposição ao Risco por Insuficiência de Recursos  

Diante das questões levantadas anteriormente, verifica-se a necessidade de se elaborar 

um critério que seja capaz de evitar com que o sistema se exponha ao risco por insipiência de 

recursos de confiabilidade, ou seja, evitar que o critério da capacidade de reserva mínima per-

mitida seja violado. Este critério pode ser feito penalizando-se a função objetivo toda vez em 

que o processo de otimização se deparar com uma solução que o exponha a este tipo de risco.   

Para elaborar um critério assim, é necessário medir a exposição do sistema a este tipo 

de risco, uma forma de se fazer isso é contar o número de cenários em que existe violação do 

critério da reserva exigida, como na Equação 4.9.  

 

௦݂ሺݔሻ = {ͳ, )] ݁ݏ ௞ܲ௠௔௫ − ௧ܲ,௦) ൑ ܴ௘ௗ� ∶  ∀௧]Ͳ,  4.8                    ݋݅ݎáݎݐ݊݋ܿ ݋ݏܽܿ

ሻݔ௘ሺܫ = ∑ ௦݂ሺݔሻேௌ
௦=ଵ  4.9 
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A Equação 4.8 é uma função que se torna igual a um toda a vez em que um cenário 

qualquer ݏ em qualquer período ݐ apresentar uma violação do critério da reserva exigida ou 

zero se o contrário ocorrer, em que ௞ܲ௠௔௫ é o somatório das potências máximas dos geradores 

em serviço,  ܲ ௧,௦ é o somatório das potências dos geradores em serviço e ܴ௘ௗ� é a reserva exigida 

no instante ܫ .ݐ௘ em 4.9 é um índice proporcional ao número de cenários em que houve violações 

para a solução ݔ, ܰ ܵ é o número de cenários da simulação envolvida, neste caso é igual a cinco.  

 

4.4 Conclusões 

Este capítulo analisou o uso das reservas operacionais do sistema no muito curto prazo 

sob ótica do risco, para avaliar a capacidade do sistema em acomodar a incerteza na variabili-

dade da produção eólica e eventualmente alterar as decisões de pré-despacho (solução de pré-

despacho), anteriormente tomadas pelo operador com o objetivo de acomodar eventos de rampa 

eólica cuja percepção tenha sido adquirida durante a própria operação, em tempo real portanto, 

e que apresentem uma severidade não prevista na fase de planejamento da operação. 

Os resultados da simulação mostraram que a diferença entre o custo da solução A1 e o 

custo das demais soluções pode ser caracterizado como o custo de hedging para o sistema 

quando se compara a decisão mais robusta com A2 ou A3, por exemplo, pois a solução A1 

defende o sistema contra os riscos de corte de carga em todos os períodos de todos os cenários.  

Além disso, a reserva útil em serviço não garante que o sistema seja capaz de acomodar 

eventos súbitos como rampas eólicas, isto depende tão somente da amplitude da rampa eólica 

e da flexibilidade do sistema. Por outro lado, em muitas situações, o uso severo da capacidade 

de rampa dos geradores em serviços pode levar ao consumo parcial ou mesmo total da reserva 

exigida, expondo o sistema a um risco de confiabilidade por incapacidade de recursos. Diante 

de tal situação, é fundamental que um critério que seja capaz de medir a exposição do sistema 

a este tipo de risco seja criado e inserido no processo de tomada de decisão por parte do operador 

do sistema com o objetivo de mitigar este tipo de exposição, ou seja, um critério de aversão ao 

estado marginal ou de alerta do sistema.  

Desta forma, a abordagem considerada neste capítulo, além de levar em conta fatores 

de riscos para a tomada de decisão no muito curto prazo, também apresenta um mapa visual 
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para auxiliar o operador nos períodos e cenários em que o sistema estiver exposto ao risco 

incorrido por falta de recursos para a confiabilidade no muito curto prazo. 
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5 ANÁLISE DE RISCO EM SISTEMAS COM PARTICIPAÇÃO DE GERAÇÃO HI-

DRÁULICA E TÉRMICA NO LONGO PRAZO 

5.1 Introdução 

No capítulo 3, elaborou-se uma abordagem para auxiliar o operador do sistema na to-

mada de decisão no curto prazo através de uma análise comparativa entre paradigmas tradicio-

nais estocásticos e paradigmas que utilizam métricas de risco. Já no capítulo 4, tratou-se do 

impacto das fontes eólicas sobre o sistema no muito curto prazo, analisando o uso das reservas 

operacionais por meio de métricas de risco frente a rampas eólicas com severidade não prevista 

na fase de planejamento da operação, além da possibilidade de alterar a decisão tomada no dia 

anterior. Para completar a descrição do quadro de aplicação da metodologia de incorporação de 

risco em processos de decisão em problemas incluindo geração eólica, falta examinar que im-

pactos pode ter, sobre um processo de planejamento da constituição de um parque gerador, a 

decisão sobre investimentos em diversos tipos de geração, em contextos de importante penetra-

ção de eólica no mix de geração do sistema. 

Desta maneira, neste capítulo é apresentado um processo de análise de sensibilidade do 

risco face a decisões de investimento que conduzem a carteiras de geração compostas por ge-

radores de distintos graus de flexibilidade. A qualidade das decisões no longo prazo, sob o 

ponto de vista do risco em sistemas com alta penetração de eólicas, é comparada em dois casos: 

o primeiro é caracterizado por um sistema menos flexível, apenas térmico + eólico, enquanto 

o segundo é caracterizado por um sistema flexível de natureza hidrotérmica + eólica,Esta com-

paração é efetuada no domínio do comportamento da flexibilidade versus custo de operação do 

sistema. Deseja-se observar como o custo anual de operação do sistema pode ser influenciado 

pelo nível de flexibilidade em um sistema com alta penetração de eólica, ou seja, o impacto da 

disponibilidade de unidades flexíveis na operação de um sistema. 

Resumidamente, a flexibilidade de uma unidade de geração pode ser entendida como a 

capacidade desta de reagir a rampas eólicas. Assim, é conhecido que os tipos de unidades mais 

flexíveis são os geradores hídricos, seguidos de grupos térmicos com turbinas a gás. Grupos 

térmicos clássicos experimentam dificuldades em acompanhar grandes variações da tomada de 

carga (e, se forem forçados a fazê-lo, daí resulta um custo elevado em manutenção acrescida, 
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redução de tempo de vida útil e da confiabilidade, por via da elevada probabilidade de apareci-

mento de fenômenos de cavitação nas pás das turbinas, por exemplo). Grupos nucleares são os 

menos flexíveis de todos, como é sabido. 

O capítulo oferece uma abordagem de análise original, e que estende para o planeja-

mento os conceitos já discutidos de modelagem da operação. Dois tipos de resultados se decan-

tam: 

 A metodologia de análise, que fica assim formalizada, oferecendo um quadro 

sistemático de análise em um tema em que, até o presente, pontificavam apenas 

afirmações de princípio com base no bom senso de engenharia, sem quantifica-

ção; 

 Indicações úteis qualitativas, derivadas da análise dos resultados de um caso de 

estudo formatado com características realistas. 

Os resultados e a metodologia proposta permitem utilizar o conceito de trade-off entre 

flexibilidade e risco de forma sistemática, permitindo a tomada de decisões sobre a variação da 

composição do parque gerador na base de valores de investimento adicionais para incremento 

da flexibilidade do sistema, o que se traduz em menores riscos. 

O capítulo defende, assim, a partir de uma metodologia de análise com base científica, 

o desenvolvimento de métricas que quantifiquem o custo da flexibilidade em sistemas elétricos 

de potência modernos. 

 

5.2 Flexibilidade na geração: usinas hidráulicas 

Os sistemas hidrotérmicos são caracterizados pela presença de fontes hidráulicas adici-

onais às fontes térmicas. As fontes hidráulicas utilizam a energia cinética da água dos rios para 

a transformação em energia elétrica (STROBEL, 2012). Está ilustrado na Figura 31 o perfil de 

uma usina hidrelétrica básica, onde é possível observar o fluxo de água que faz girar as pás das 

turbinas que geram torque para os geradores de energia elétrica.  

Dentre as fontes renováveis, as fontes hidráulicas estão entre as mais flexíveis e firmes. 

São capazes de satisfazer à demanda e, por meio de tecnologia de bombeamento e estocagem 

de água, também podem satisfazer à demanda de pico e às demandas imprevistas.  
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De forma geral, há três tipos básicos de usinas hidrelétricas: as a fio d'água, usinas com 

reservatórios, e aquelas com capacidade de bombeamento de água. As usinas a fio d’água geram 

energia apenas através do fluxo de água e por isso não são despacháveis, têm a vantagem de 

utilizarem uma área alagada reduzida e assim não formam reservatórios. Entretanto, a ausência 

de reservatórios reduz a capacidade de armazenamento da água e assim perde-se a possibilidade 

de utilização da água estocada em períodos secos, além de potencializar a redução da capaci-

dade de rampa da usina. Já as usinas com reservatórios têm a possibilidade de estocar água para 

a futura utilização e, por isso, têm algumas vantagens operacionais sobre as a fio d’agua. As 

usinas com possibilidade de bombeamento de água funcionam através da retroalimentação das 

turbinas para bombear parte da água de volta aos reservatórios, reciclando a água turbinada.  

Segundo dados do World Energy Council - WEC, a capacidade atual de geração mundial 

de eletricidade a partir das fontes hidráulicas gira em torno de 1,31TW (WEC, 2015). Embora 

as fontes hidráulicas sejam consideradas fontes renováveis, limpas do ponto de vista ambiental, 

existem alguns problemas relacionados à sua expansão sob a argumentação de que as constru-

ções, principalmente nas regiões ribeirinhas, provocariam impactos na vida da população local, 

na fauna e na flora locais, pois poderiam interferir no traçado natural e no volume de águas dos 

rios. Em função das pressões oriundas destes problemas, os empreendimentos têm alocados 

recursos para a mitigação dos impactos sociais e ambientais. 

As fontes hidráulicas apresentam uma relação de dependência com as condições climá-

ticas. Esta relação faz com que o potencial da produção hidráulica seja intensificado nos perío-

dos úmidos e restrito nos períodos secos, fazendo com que outras fontes sejam utilizadas neste 

período para compensar o déficit de produção hidráulica. 

Em função dos problemas supracitados, muitos países com sistemas hidrotérmicos, 

como o Brasil por exemplo, têm investido em outras fontes de energia elétrica, além das hi-

dráulicas, para a diversificação de sua matriz, o que vem diminuindo sua dependência por este 

tipo de fonte e consequentemente das afluências temporais. 
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Figura 31 – Perfil de uma usina hidroelétrica genérica. 

 

Fonte: (STROBEL, 2012) 

 

Em sistemas hidrotérmicos, os reservatórios são utilizados para o acúmulo de água nos 

períodos úmidos para utilizá-la nos períodos secos, desta forma, estes recursos são otimizados 

para resolver a questão dos benefícios presentes da utilização da água ou dos benefícios futuros 

em seu armazenamento para, então, utilizá-la posteriormente com o fim principal de minimizar 

o custo de operação do sistema. Tudo isso compõe uma das principais atividades dos operadores 

de sistemas hidrotérmicos.  

 

5.2.1 Custo do Uso da Água 

Apesar de não haver um custo atribuído diretamente à utilização da água para a conver-

são de energia elétrica, sua utilização deve ser feita com racionalidade por causa de sua limita-

ção, em outras palavras, a sua disponibilidade presente depende de sua utilização anterior e das 

previsões de afluências futuras. Isto estabelece uma relação entre as decisões operativas em 

determinado estado e as suas consequências futuras. Por exemplo, caso a decisão de utilizar o 

recurso hidroelétrico para atender a toda carga presente for tomado e baixas afluências ocorre-

rem no futuro, haverá o risco de as hidrelétricas não atenderem à demanda no futuro, resultando 

em um despacho maior de unidades térmicas para compensar a falta de recursos hídricos, po-

dendo levar à situação extrema de corte de carga. Por outro lado, se toda a água for armazenada 

para a utilização no futuro, e altas afluências ocorrem, haverá a necessidade de se verter água, 

resultando em um desperdício de recursos.  
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Em função disso, é necessário que um custo13 seja associado ao uso da água na função 

objetivo do pré-despacho para balancear os benefícios de sua utilização no presente ou o seu 

armazenamento para utilização no futuro. Este custo é geralmente calculado com base em uma 

curva de aversão ao risco de escassez hídrica, descrita detalhadamente a seguir (WOOD, 

WOLLENBERG e SHEBLE, 1984).  

O benefício presente da utilização da água e o benefício futuro de seu armazenamento 

podem ser representados através de duas funções, como demonstrado na Figura 32, ܥி é um 

gráfico de uma função que descreve o custo da utilização futura da água, enquanto ܥ� é uma 

função que descreve custo presente ou imediato de utilização da água (SIMÕES e GOMES, 

2011). O eixo vertical representa o custo de operação enquanto o eixo horizontal representa a 

utilização do reservatório. 

Figura 32 - Custo de utilização da água no presente (ܲܥ) e utilização futura (ܨܥ). 

 
Fonte: (SIMÕES e GOMES, 2011) 

Pode-se dizer que o custo marginal de uso da água está em função da cota de nível dos 

reservatórios e das decisões futuras de utilização das térmicas. 

 A decisão ótima que minimiza a soma das duas curvas localiza-se, em geral, próxima 

do ponto de cruzamento de ambas as curvas, ilustrado na Figura 32. Neste capítulo, assume-se 

um “custo marginal” para representar o uso da água na função objetivo do problema e garantir 

que a melhor decisão com relação a sua utilização seja tomada. Esse custo marginal pode ser 

estimado com alguma aproximação a partir de simulações de longo prazo, podendo envolver 

exercícios de otimização estocástica dinâmica, e que levam a poder avaliar o custo incremental 

                                                 

13 Este “custo” é não financeiro e serve para despachar as unidades hidráulicas, segundo uma metodologia 
de utilização dos reservatórios. 
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futuro de uso de recurso térmico em função do uso incremental presente de água nos reserva-

tórios. Como é evidente, este conceito não se aplica a usinas de operação pura a fio de água. 

5.3 Coeficiente de flexibilidade de sistemas 

Por flexibilidade, entende-se qualitativamente como a facilidade com que um sistema 

se adapta a possíveis alterações internas e externas em um certo intervalo de tempo.  

Em termos gerais, é conhecido que a geração menos flexível, e que tem menos capaci-

dade de acompanhar flutuações da carga devendo operar em regime constante e preferencial-

mente à plena carga, é a nuclear.  

A geração térmica clássica é também pouco flexível, levando à definição de janelas de 

operação pouco dilatadas, que representam uma possibilidade limitada de, sem danos, acompa-

nhar rampas de demanda a subir (rampas positivas ou ascendentes) ou a descer (rampas nega-

tivas ou descendestes). Esse aspecto já foi analisado em capítulos anteriores. 

Já a geração térmica com turbinas a gás apresenta grande flexibilidade e permite acom-

panhar a modulação de carga bem como compensar a flutuação eólica. Porém, é conhecido que 

os custos de operação são elevados, assim, se um sistema dispuser de alternativas, estas são em 

geral preferidas. 

A geração de base hídrica é, efetivamente, a que oferece maior grau de flexibilidade ao 

sistema gerador. A modulação de potência nas turbinas hidráulicas pode ser efetuada com agi-

lidade e essa flexibilidade se incrementa se o sistema dispuser de bombeamento, em particular 

de grupos reversíveis rápidos. 

Porém, apesar de o conceito qualitativo de flexibilidade estar bem estabelecido na lite-

ratura, não existe um coeficiente amplo e preciso capaz de quantifica-lo em todos os seus as-

pectos sem a necessidade de sucessivas simulações. Na verdade, boa parte dos trabalhos utili-

zam simulações para construírem um índice que represente a flexibilidade de um sistema. Em 

(MA, 2012), Ma e Kirschen desenvolveram um coeficiente capaz de medir o nível de flexibili-

dade do parque gerador de um sistema sem a necessidade de simulações. Mesmo considerando 

apenas o parque gerador (existem outras fontes de flexibilidade no sistema, tais como a própria 

rede e alguns equipamentos como capacitores e FACTS), este índice é suficiente para a quanti-

ficação do conceito de flexibilidade adotado neste trabalho. 
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Assume-se no restante deste capítulo, portanto, que a flexibilidade do sistema depende, 

em primeira análise, da composição do parque gerador e que é quantificada através do coefici-

ente de flexibilidade proposto em (MA, 2012).  

 

5.4 A metodologia multicritério 

Para avaliar impactos do grau de flexibilidade, será adotada uma metodologia paralela 

à desenvolvida anteriormente, organizando uma avaliação multicritério explícita, com objetivos 

antagônicos: custo de operação esperado e risco. O processo de análise corresponde à constru-

ção de cenários de investimento em sistemas geradores com graus de flexibilidade distintos, 

avaliação dos custos de operação resultantes e sua comparação. 

5.4.1 Função Objetivo: custos atualizados - ଵ݂ 

A função objetivo ଵ݂ apresenta o custo esperado de operação relativo a um ano e atuali-

zados a valores presentes (VP), com custos associados aos investimentos.  É composta de três 

parcelas: 

ଵ݂ = i݂ + S݂ + Z݂ 5.1 

5.4.1.1 Operação e investimentos: ௜݂ 
Nessa função objetivo, ௜݂ representa os custos com operação e investimentos detalhados 

a seguir e está dividida em duas parcelas: Os demais termos estão descritos na seção 3.3.1.1. 

i݂ = ௜௡௩ܥ + C݂ 5.2 

O subcritério ஼݂  representa os custos com a operação e o subcritério ܥ௜ os custos com os 

investimentos que, na presente modelagem, representam o custo de construção de uma unidade 

de geração flexível a mais. 

O termo ஼݂  tem a seguinte expressão: 
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஼݂ = ∑ ቌ∑ ,௧,௝ߤ)௝ܥ ௧ܲ,௝) + (ͳ − (௧,௝ߤ ∙ ௧−ଵ,௝ߤ ∙ �ܦܵ + ∑ �ℎ௜(ܲℎ௧,௜)ܥ
௜=ଵ

ெ
௝=ଵ ቍ்

௧=ଵ  5.3 

Em 5.3, ܲℎ௧,௜ representa o gerador hidráulico ݅ no instante ݐ e ܥℎ௜ é um custo que re-

presenta o uso racional da água para gerador ݅  ou, equivalentemente, o custo futuro de utilização 

das térmicas como medida complementar à geração das fontes hidráulicas (pode ser represen-

tado como um valor marginal do uso da água, obtido de estudos de longo prazo). ܪ é o número 

de geradores hidráulicos do sistema que tenham capacidade de armazenamento em reservatório, 

pois só nesses é que faz sentido definir um valor marginal do uso da água – nos aproveitamentos 

a fio de água puro não há processo de decisão. 

Os custos com a operação e com o investimento são calculados mensalmente e atuali-

zados a mês presente, de acordo com 5.4. Os termos restantes estão descritos na tabela de sím-

bolos desta tese.  

௜௡௩ܥ = ܸܲ ሺͳ + ݅ሻ௡ ∙ ݅ሺͳ + ݅ሻ௡ − ͳ 
5.4 

Nesta expressão, ܸܲ consiste em custos de operação mais investimentos (€/mês) ݅ é a 

taxa mensal de juros (decimal), ݊ é o período mensal de amortização (mês). 

5.4.1.2 Custo de corte eólico ௌ݂ 

A base de cálculo do custo com o corte eólico segue a mesma lógica do modelo expli-

citado em 3.15.  

ௌ݂ = ∑ ∑ ௪�ܵ௧,௠்ܥ
௧=ଵ

ேௌ
௠=ଵ  

5.5 

Em que ܥ௪�  é o custo de uma unidade de corte eólico no instante ݐ. ܵ௧,௠ é o corte eólico 

no instante ݐ no cenário ݉. ܰܵ é o número de cenários. Os valores dos cortes eólicos são atua-

lizados para o momento presente. 

5.4.1.3 Penalização para cenário sem corte de carga ௓݂ 

Tal como descrito para o problema de operação, o modelo matemático inclui uma pena-

lização que garante que pelo menos um cenário tenha corte de carga nulo em todos os períodos.  
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௓݂ = ௓௣௘௡ܥ ∙ ,஼ଵܮ}݊݅݉ … , ,஼௠ܮ …  ஼ெ} 5.6ܮ

 ௓௣௘௡ é um fator de penalidade não econômico que penaliza o cenário com menor corteܥ

de carga. ܮ஼௠ é o corte de carga total do cenário ݉, tal que ܮ஼௠ = ∑ ஼௧,௠௧்=ଵܮ  em que ܮ஼௧,௠ é 

o corte de carga no instante ݐ do período ݉. Esta penalidade é adicionada ao processo de oti-

mização para evitar que a minimização visando apenas o custo conduza a uma solução em que 

todos os geradores estejam desligados. Desta forma, se houver uma solução que contenha o 

menor custo e que, em pelo menos em um cenário, o corte de carga seja nulo, esta deverá ser 

escolhida. 

 

5.4.2 Função Objetivo: métrica de risco - ଶ݂ 

A métrica de risco utilizada neste capítulo é análoga à descrita na secção 3.3.2.1, em 

que se penaliza o pior evento por meio da Equação 3.17. Evidentemente, outras modelagens de 

risco seriam igualmente possíveis, mas a sua apresentação é dispensada pois não acrescentaria 

valor. O objetivo do capítulo, que é mostrar como uma abordagem explícita do risco pode ser 

um instrumento adequado e auxiliar das decisões de planejamento, no que diz respeito à com-

posição da carteira de geração e às opções em alternativa (seja um conjunto diversificado de 

geradores de tecnologia flexível ou um número restrito de unidades térmicas pouco flexíveis), 

quando o sistema incorpora uma importante componente de eólica. 

5.4.3 Restrições Adicionais 

As restrições utilizadas neste problema são semelhantes às utilizadas no problema des-

crito no Capítulo 3, porém, em função da natureza do problema tratado neste capítulo, houve a 

necessidade de se adicionar algumas restrições para acoplar a abordagem de simulação utilizada 

(com algumas alterações apresentadas no Apêndice C) ao presente problema. A primeira refere-

se ao acoplamento de cada potência dentro da otimização do despacho. As simulações do des-

pacho são realizadas com doze intervalos temporais e por isso devem ser interdependentes entre 

si. A Equação 5.7 descreve esta restrição e garante a interdependência das potências em cada 

instante de tempo ao longo do processo de otimização, em que ܲ ௦݂,௝ é a potência final da má-

quina ݆ para a simulação ݏ, quanto ܲ݅௦,௝ é a potência inicial da simulação ݏ da máquina ݆. ܲ ௦݂,௝ = ܲ݅௦,௝ 5.7 



126 

 

 

 

A Figura 33 ilustra de forma mais detalhada o funcionamento e a necessidade da restri-

ção de acoplamento 5.7.  

Figura 33 - Ilustração da restrição de acoplamento da otimização do despacho.  

 

Além da restrição de acoplamento, há a necessidade de se adicionar uma restrição que 

represente o consumo de água nos reservatórios, tal restrição pode ser estabelecida por meio do 

balanço de energia no sistema como em 5.8. Em que ௝ܲ,௜ é a potência do gerador térmico ݅ no 

instante ݆, ܲℎ௝,௜ é a potência do gerador hidráulico ݅ no instante ݆, ܧ é energia do sistema, neste 

caso, o produto entre a demanda líquida dimensionada e o instante de tempo considerado. ௝݊  é 

o instante de tempo ݆. 

∑ ∑( ௝ܲ,௜) ௝݊ெ
௜=ଵ

்
௝=ଵ + ∑ ∑(ܲℎ௝,௜) ௝݊ = �ܧ

௜=ଵ
்

௝=ଵ  
5.8 

 

5.5 Análise de sensibilidade 

A análise de sensibilidade basicamente consiste em se observar a influência de uma 

variável de um sistema sobre o seu desempenho. Apesar de ser genérico, este conceito é impor-

tante por permitir a análise do comportamento de certas variáveis que não têm uma relação 

simples e linear com as outras. 

De forma geral, a sensibilidade entre duas variáveis é dada pela relação de  ∆ݔ ⁄ݕ∆  em 

que ∆ é o passo de variação de ambas as variáveis. Neste capítulo, é abordado a influência da 

flexibilidade do sistema sobre o custo de operação. Para tal, será gerado um conjunto de pontos 

de operação para diferentes níveis e tipos de capacidade instalada de geração flexível, a partir 

do qual é estabelecida uma relação de sensibilidade entre o custo de operação e as necessidades 

de corte de carga (load shedding). 

O custo de operação anual do sistema é calculado como 5.1 em que ଵ݂ e ଶ݂ são, respec-

tivamente, o custo de operação do sistema e a função de risco.  

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25

Simulação 1
Simulação 2

acoplamento

horas

...
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௔݂௡௨௔௟ =  ଵ݂ + ଶ݂ 5.1 

 

5.6 Procedimento de Análise 

O modelo acima descrito, formalmente coerente, permite a obtenção de uma avaliação 

quantitativa e comparativa entre várias opções de investimento. Para ilustrar a sua utilização, 

as seções seguintes procedem a um estudo de caso sobre sistemas teste, correspondendo a uma 

opção integramente térmica e outra de misto hidrotérmico, complementada por geração eólica 

importante. Os casos foram construídos para evidenciar a compreensão avançada (insight) que 

o novo modelo permite, face a procedimentos de planejamento clássicos em que os fatores de 

risco não se encontram explicitados. Como é natural, a tese tem por objetivo propor uma nova 

aproximação metodológica e não resolver casos particulares, pelo que se entende que o exemplo 

apresentado é adequado, pois a sua dimensão limitada permite a compreensão dos fatores rele-

vantes, sem que sejam obscurecidas as reações e dependências por excessos de dados ou infor-

mação. 

5.6.1 Sistema Teste 

Os resultados encontrados em 5.7 foram elaborados utilizando-se dois sistemas de teste 

baseados em (CHRISTIE , 1993). O primeiro é denominado de Sistema ܽ, é semelhante ao 

sistema descrito em 3.5, é totalmente térmico. Sua função de custo está ilustrada na Figura 34.    

Figura 34 - Funçao de custos dos geradores do Sistema ܽ. 

 

As taxas de rampas, as potências máximas e os tempos mínimos de parada e partida dos 

geradores do Sistema ܽ estão descritos na Tabela 5.1. As duas últimas colunas desta tabela 

representam, respectivamente os tempos mínimos de partida e de parada de cada um dos gera-

dores.  
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Tabela 5.1 - Características do sistema teste ܽ. 

 
 

O segundo, (o Sistema ܾ), representa um sistema hidro-térmico. Os geradores cinco e 

seis da Tabela 5.1 assumiram as características de geradores hidráulicos. Diante disso, é possí-

vel assumir que houve um investimento em flexibilidade no Sistema ܾ em relação ao Sistema ܽ. A função de custo de cada um dos geradores deste sistema está representada na Figura 35.  

Figura 35 - Funçao de custos dos geradores do Sistema ܾ. 

 
 

Os custos variáveis de produção dos geradores cinco e seis são nulos, por serem hidráu-

licos, mas como descrito na secção 5.2.1 assumiu-se um custo para representar o uso da água 

nos reservatórios e otimizar a decisão de sua utilização, que neste caso é igual a $ ʹ/ܹܯ para 

o gerador cinco e $ ͵/ܹܯ para o gerador seis, ou seja, um custo proporcional à potência pro-

duzida. As demais características estão apresentadas na Tabela 5.2. 

Tabela 5.2 - Características do sistema teste ܾ 

 
 

A principal diferença entre ambos os sistemas está na capacidade de rampa. Os gerado-

res do Sistema ܾ possuem taxas de rampas maiores que as do Sistema ܽ por causa da inserção 

Potência Max Rampa: Subida Rampa: Descida TLIGADO TDESLIGADO

Gerador 1 120.0 MW 2.00 MW/min 2.00 MW/min 2 h 3 h

Gerador 2 50.0 MW 3.50 MW/min 2.70 MW/min 2 h 3 h

Gerador 3 75.0 MW 3.00 MW/min 6.00 MW/min 2 h 3 h

Gerador 4 50.0 MW 4.00 MW/min 4.90 MW/min 2 h 1 h

Gerador 5 70.0 MW 2.00 MW/min 4.20 MW/min 2 h 2 h

Gerador 6 80.0 MW 2.00 MW/min 4.10 MW/min 2 h 2 h
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Potência Max Rampa: Subida Rampa: Descida TLIGADO TDESLIGADO

Gerador 1 120,0 MW 2,00 MW/min 2,00 MW/min 2 h 3 h

Gerador 2 50,0 MW 3,50 MW/min 2,70 MW/min 2 h 3 h

Gerador 3 75,0 MW 3,00 MW/min 6,00 MW/min 2 h 3 h

Gerador 4 50,0 MW 4,00 MW/min 4,90 MW/min 2 h 1 h

Gerador 5 80,0 MW 6,50 MW/min 7,20 MW/min 1 h 1 h

Gerador 6 80,0 MW 5,00 MW/min 6,10 MW/min 1 h 1 h
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dos geradores hidráulicos. Isto foi feito para que as diferenças nas decisões aconteçam apenas 

em função da flexibilidade dos geradores hidráulicos.  A seguir, são ilustrados os principais 

resultados e observações encontradas ao longo das simulações. 

5.7 Simulações e Resultados 

Para medir a flexibilidade de cada um dos sistemas apresentados em 5.6.1 empregou-se 

o critério de (MA, SILVA, et al., 2013) e descrito em 2.4.2. Desta forma, a flexibilidade medida 

para o parque gerador do Sistema ܽ é igual a 0,44, enquanto a medição para a flexibilidade do 

Sistema ܾ resulta em 0,53. Estes valores são adimensionais e diretamente proporcionais à fle-

xibilidade do parque gerador.  

Elaborou-se uma curva de carga14 com pico de 380MW discretizada por hora (8760 

horas). As simulações foram feitas utilizando-se cinco clusters de cenários de vento represen-

tados e elaborados como em (SUMAILI, KEKO, et al., 2011). Os outros parâmetros, tais como 

custos, foram baseados em dados reais e no censo comum da engenharia de maneira que o 

problema admita características reais.  

A carga líquida, resultante da diferença entre a carga bruta e os cenários, foi simulada 

em ambos os sistemas durante 8760 horas, utilizando-se como critério de risco a métrica do 

pior evento.  

As tabelas a seguir ilustram uma amostra dos resultados simulados ao longo de um ano 

para ambos os sistemas, com dados sobre a medida de risco dada pelo pior evento (máximo 

corte de carga dado em MW), custo de operação e as diversas soluções ao longo do processo 

organizadas em conjuntos de doze intervalos.  

A segunda coluna denominada custo consiste nos valores obtidos por 5.1, onde já são 

considerados os custos capitalizados mensalmente. A terceira coluna representa o corte de 

carga, enquanto as demais colunas representam as soluções para doze horas de solução. 

A Tabela 5.3 ilustra as soluções para o Sistema ܽ (pouco flexível). O custo total para 

esta simulação é igual a € 950.754,90, enquanto que o corte de carga total é igual a 37,66 MW. 

                                                 

14 Carga bruta. 
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Tabela 5.3 - Ilustração das soluções para o Sistema ܽ para um mês.  

 

 

Pela Tabela 5.3 percebe-se que os geradores dois e três têm a preferência no pré-despa-

cho por terem custos menores. Já os geradores cinco e seis são utilizados para regular a flutua-

ção da demanda líquida por serem os mais flexíveis, já o gerador quatro foi poucas vezes esca-

lonado em função de seu alto custo.  

Cada solução encontrada por este processo já incorpora o risco. Para esta simulação, fez ߚ = Ͳ,ʹͷ, pois neste nível de risco, há a maior diversidade de decisões.  

Custo Lc

1 11.774,88€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0

2 9.964,41€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1

3 15.985,90€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

4 19.467,49€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

5 17.287,33€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

6 19.763,13€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

7 13.575,03€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1

8 19.485,20€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

10 16.842,58€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

11 15.970,08€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1

12 18.346,23€          1,15 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

13 15.212,84€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1

14 17.333,77€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

15 11.345,25€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1

16 17.141,82€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

17 13.798,05€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1

18 13.705,94€          1,49 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1

19 11.263,50€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1

20 11.025,56€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0

21 10.918,67€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1

22 9.547,03€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1

23 4.969,71€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0

24 7.956,12€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0

25 7.619,75€            0 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1

26 15.214,46€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

27 17.687,05€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

28 22.956,95€          0,02 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

29 17.069,80€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

30 23.553,24€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

31 20.028,90€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

32 21.438,16€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

33 19.682,14€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

34 20.885,53€          1,1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

35 8.352,65€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1

36 15.823,46€          4,63 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

37 7.619,35€            0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1

38 10.683,61€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0

39 13.471,85€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1

40 21.253,30€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

41 13.225,47€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1

42 23.330,93€          4,26 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

43 18.425,19€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

44 22.729,07€          2,18 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

45 17.311,90€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

46 21.964,77€          22,83 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

47 20.757,97€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

48 22.293,20€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

49 17.418,54€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

50 15.586,26€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

51 14.336,96€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

52 12.582,13€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1

53 12.475,15€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1

54 19.112,06€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 1 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

55 18.516,07€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

56 17.472,73€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

57 19.977,82€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

58 16.468,82€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0

59 9.512,03€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0

60 20.437,55€          0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

Gerador 6Gerador 1 Gerador 2 Gerador 3 Gerador 4 Gerador 5



131 

 

 

 

  A Tabela 5.4 ilustra as soluções para o Sistema ܾ (flexível), os resultados desta tabela, 

assim como a anterior, foram obtidos com ߚ = Ͳ,ʹͷ e os resultados são uma amostra para um 

ano de simulação.  

Tabela 5.4 - Ilustração das soluções para o Sistema ܾ para um mês. 

 

 

O custo total de operação para o período foi igual a € 260.054,67 e o corte de carga total 

deste período foi igual a 29,73 MW. Comparando-se estes valores com aqueles encontrados na 

simulação anterior (Tabela 5.3), percebe-se que o custo com a operação e o corte de carga foram 

inferiores, em função do uso de hidráulicas e consequentemente da introdução de mais flexibi-

lidade no sistema. A redução do valor do corte de carga para o período simulado significa mais 

segurança na operação, pois a abordagem proposta internalizou o risco sobre a operação do 

Cost Lc

1 1.830,81€            0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

2 1.241,12€            0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

3 4.425,12€            0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

4 6.596,70€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 1 1 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

5 5.380,61€            0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

6 6.664,86€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 1 1 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

7 2.756,43€            0 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

8 6.311,92€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

10 4.553,72€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

11 4.071,06€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

12 5.652,10€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

13 3.859,01€            0 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

14 5.130,50€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

15 1.482,60€            0 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

16 4.990,86€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

17 3.061,89€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

18 2.874,07€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

19 1.701,23€            0 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

20 1.440,61€            0 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

21 1.742,17€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

22 917,18€                0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 1 1 0 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

23 157,07€                0 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

24 655,86€                0 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

25 233,80€                0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

26 3.638,13€            0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

27 5.060,27€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

28 8.587,79€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

29 4.754,66€            0 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 0 0 0 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

30 8.990,25€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

31 6.514,08€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

32 7.608,59€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

33 6.375,65€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

34 7.180,86€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

35 950,17€                0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

36 3.691,07€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

37 700,95€                0 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

38 904,20€                0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

39 2.731,60€            0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

40 7.465,11€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

41 2.794,22€            0 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

42 8.937,37€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

43 5.467,93€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

44 8.461,50€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

45 5.085,41€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

46 8.384,77€            27,14 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

47 7.008,84€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

48 8.233,51€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

49 4.911,33€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

50 3.752,10€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

51 2.765,96€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

52 2.076,60€            0 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

53 2.345,54€            0 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

54 6.333,69€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

55 5.494,96€            2,09 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

56 5.074,23€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

57 6.611,64€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

58 4.270,05€            0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

59 972,69€                0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

60 6.926,75€            0,5 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0 1 1 1 0 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

Gerador 6Gerador 1 Gerador 2 Gerador 3 Gerador 4 Gerador 5
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sistema. A tabela Tabela 5.2 resume os resultados de custo e corte de carga para ambos os 

sistemas. 

Tabela 5.5 - resumo dos resultados das simulações para ambos os sistemas.  

 

 

Os resultados são compatíveis com aqueles que o bom senso de engenharia esperaria, o 

que em si é positivo, mas ilustram a enorme vantagem de se dispor de um modelo quantificador 

dos fatores e que permite, posteriormente, análises de sensibilidade e avaliações de trade-off – 

por exemplo, quanto de flexibilidade deveria ser introduzido no sistema para reduzir o risco em 

um determinado valor incremental. 

5.8  Conclusões 

Este capítulo apresentou, como última contribuição original desta tese, uma metodolo-

gia de análise comparativa para apoio à decisão de política de planejamento estrutural do parque 

de geração de um país. Com efeito, considerando o caso do Brasil, é notório que a sua matriz 

de geração tem sofrido uma transformação profunda na última década. Pode-se identificar dois 

elementos fundamentais transformadores: 

O crescimento de uma componente térmica importante; 

O mais recente crescimento de uma componente eólica importante. 

Ou seja, o país evoluiu no sentido de adicionar rigidez (diminuir flexibilidade) ao sis-

tema gerador, e ao mesmo tempo de adicionar risco (aumentar a flutuabilidade da geração re-

novável e sua imprevisibilidade). Estes dois caminhos somam-se, não se compensam, no seu 

potencial de agravamento das condições de segurança de abastecimento elétrico. 

Importa, por isso, desenvolver e apurar metodologias que aportem subsídios para a de-

cisão política sobre a composição estrutural do sistema gerador. A identificação e quantificação 

de riscos (e custos associados) de perda de geração e corte de carga, devido à incapacidade de 

o sistema acompanhar flutuações importantes (principalmente rampas) da geração eólica, é de 

fato muito importante, até porque tudo indica que as duas tendências terão evolução sustentável 

no prazo médio. 

custo total de operação corte de carga

Sistema a 950.754,89€                        37,7 MW

Sistema b 260.054,67€                        29,7 MW
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Essa definição de política estrutural poderia levar, por exemplo, e retirando lições de 

outros países que evoluíram para taxas de penetração eólica consideráveis, a decisões de privi-

legiar térmica rápida ou então, preferentemente, reforço de usinas de bombeamento. As avali-

ações de investimentos que não considerem riscos poderão sugerir outras linhas de decisão, por 

exemplo térmicas clássicas a fuel, por apenas levarem em conta eventuais custos diretos da 

geração, o que se poderia revelar catastrófico face a eventos pronunciados de oscilação eólica. 

Assim, neste capítulo foi feita uma comparação ilustrativa das soluções obtidas em dois 

sistemas teste, com objetivo de analisar as consequências da flexibilidade sobre os custos capi-

talizados dirigido ao planejamento estrutural do sistema, sob a suposição de que em sistemas 

com elevado nível de eólicas as decisões de investimentos de longo prazo devem ser conside-

radas sob o aspecto do risco. 

Os resultados apresentados neste capítulo permitiram confirmar que a introdução de fle-

xibilidade nos sistemas reduz os riscos na operação, implicando em decisões mais robustas. 

Embora as soluções encontradas no sistema mais flexível tenham apresentado custos mais re-

duzidos em função da introdução das hidráulicas, o contrário poderia acontecer, principalmente 

quando a introdução de flexibilidade no sistema vem de outras fontes, como por exemplo com 

a introdução de turbo geradores, etc.  

Além disso, percebeu-se que o custo de operação de sistemas pouco flexíveis é maior 

do que seria para sistemas mais flexíveis para atender ao mesmo critério de risco, o que permite 

que decisões mais caras de investimentos possam ser tomadas por se ter custos de operação 

mais baratos, desconsiderando a hipótese de que as hidráulicas contribuem para isto.       

A diferença entre o custo da solução mais cara com o risco e o da solução mais barata 

sem o risco pode ter uma interpretação muito interessante: corresponderia ou seria equivalente 

a um custo de hedging, que se traduz por estratégia de segurança. Ou seja: é um valor que um 

tomador de decisão decide investir para se proteger de futuros adversos. Esta interpretação é 

especialmente interessante no caso dos sistemas com carteira de reação incluindo eólica, pois o 

risco é sempre uma medida de alguma forma ou probabilística ou função de fatores aleatórios. 

Dito de outra forma: quanto deveria o Brasil pagar adicionalmente para ter um sistema de ge-

ração que o protegesse um pouco mais da possibilidade (fortuita, aleatória) de cortes no abas-

tecimento de energia que resultassem de perturbação eólica? É como pagar um seguro de um 

automóvel: há uma proteção contra um acidente que pode nunca acontecer (mas, se acontecer, 

tem custos catastróficos). 
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Esta metodologia auxilia a tomada de decisão em processos de análise de longo prazo 

através da internalização do risco no custo da operação capitalizado anualmente para avaliar 

uma decisão de investimento com dois critérios: o primeiro em que se tenha de um lado o custo 

de investimento no sistema e o segundo, o custo de operação com o objetivo de reduzir o custo 

e o risco capitalizados anualmente. Desta forma, a decisão tomada sob o ponto de vista da ra-

cionalidade econômica considera o risco internalizado no custo da operação em detrimento a 

outras metodologias que o consideram apenas como um fator externo a este processo, como por 

exemplo as restrições operacionais. 

Apesar de esta metodologia ter sido aplicada somente para verificar as consequências 

da flexibilidade do parque gerador, é possível estender a sua aplicação, sem perda de generali-

dade, a toda e qualquer fonte de flexibilidade no sistema, como por exemplo a análise dos im-

pactos da flexibilidade da resposta da demanda ou pela introdução de FACTS (flexible AC trans-

mission system), armazenamento de energia sob forma água represada ou ar comprimido, ou 

qualquer outra que possa elevar o nível de flexibilidade no sistema. 
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6 CONSIDERAÇÕES FINAIS  

6.1 Conclusões 

O operador do sistema é diariamente desafiado a decidir o melhor despacho de geração 

para o próximo dia. Anteriormente, todas as fontes de geração de energia elétrica eram contro-

láveis e, portanto, a incerteza relevante e presente no sistema conduzia apenas ao dimensiona-

mento de reservas operacionais que eram determinadas por fatores determinísticos e limitada a 

manter a confiabilidade do sistema através da imposição de um nível mínimo de reserva para 

cada hora. 

A perspectiva da introdução, e depois incremento substancial, de geração eólica, dei-

xando de ser uma variedade exótica alternativa para se constituir em um dos pilares de uma 

carteira de geração (mix de geração) de uma região ou país, perturbou este quadro clássico de 

decisão. Inicialmente, este processo sofreu muitas críticas, principalmente no que se refere ao 

carácter “imprevisível” do comportamento do vento, anunciando colapsos do sistema e sob a 

alegação de que a introdução de eólica teria de ser acompanhada por introdução de igual capa-

cidade clássica, como reserva, derivando a conclusão lógica da inviabilidade econômica da op-

ção. 

A realidade de vários países se encarregou de um desmentido brutal destas visões agou-

rentas. Nenhum dos países que apresenta elevada penetração eólica sofreu de agravamentos de 

segurança ou catástrofes/apagões. Importa analisar porquê. 

O certo é que não existe “uma realidade”: cada país apresenta um contexto distinto, 

meteorológico, estrutural, geográfico, de escala – e é preciso, portanto, para uma representação 

abstrata e abrangente, construir uma aproximação metodológica às consequências da convivên-

cia da energia eólicas com formas clássicas de geração. Esta tese propôs dar um passo nesse 

sentido e é a sua contribuição maior. 

A grande transformação de paradigma vem do fato de a incerteza eólica ser de tal mag-

nitude, que deixam de ser adequados modelos e processos determinísticos para apoiar a forma-

ção de decisão – seja no planejamento, seja na operação. Isto conduz ao que se poderia cogno-

minar de “novo choque cultural”: se é certo que no planejamento os modelos probabilísticos já 

estão de certa forma estabelecidos, na operação isto ainda não ocorreu de fato. A consequência 

disso é que a formação de decisão passa a necessitar da incorporação do conceito de risco, 
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quando anteriormente se vivia na ilusão dos modelos determinísticos, onde o risco estava au-

sente; ou seja, com a elevação do nível de penetração eólica nos sistemas, o contexto de decisão 

deve levar em conta não apenas os fatores de confiabilidade (causados por interrupções forçadas 

das máquinas de geração), mas, também, a incerteza provocada pelas fontes renováveis e não 

controláveis (como as eólicas) que é em maior magnitude que a incerteza provocada pela carga. 

A maneira de se fazer isso está sujeita a discussões. 

A proposta mais visível na literatura recente é a adoção de técnicas de programação 

estocásticas (escolha probabilística) para a tomada de decisão. As desvantagens deste tipo de 

processo são bem conhecidas. Além do esforço computacional, a abordagem probabilística de-

cide por uma solução ótima baseado em um cenário que pode não ter expressão real (o cenário 

“médio”, associado ao valor esperado do conjunto dos cenários considerados). Além disto, o 

impacto das consequências é calculado pelos cenários pesados por sua respectiva probabilidade, 

o que pode ignorar o efeito potencialmente catastrófico de cenários cuja importância é, todavia, 

frequentemente excluída da abordagem por sua baixa probabilidade de ocorrência.  

O trabalho de suporte desta Tese  concebeu e propôs formas de se introduzir o risco em 

sistemas com elevado nível de integração de eólicas, com o objetivo de auxiliar a tomada de 

decisões no curto, muito curto e longo prazo, partindo da avaliação de que as abordagens tradi-

cionais (abordagem estocásticas clássicas), ou mesmo aquelas que sejam simplesmente deter-

minísticas, não são adequadas para se lidar com as incertezas produzidas pelas fontes eólicas, 

dada a possibilidade de se expor o sistema a situações de risco.   

Desta forma, propõe-se uma abordagem que visa acomodar os fatores de risco, o que 

permite aos agentes de decisão do sistema, em particular os operadores do sistema, decidir quais 

os graus de risco que estão disponíveis a correr, quantificando os arrependimentos. Além disso, 

se estabelece um processo capaz de identificar a robustez das soluções por meio da medição da 

amplitude dos parâmetros de incerteza em que esta solução permaneça como a melhor solução 

a ser tomada. Esta abordagem permite, ainda, a re-calibração do sistema através da análise de 

suas reservas operativas por considerar a possibilidade de se alterar as decisões já estabelecidas 

previamente, face a eventos com severidade não prevista, tais como rampas eólicas. Além disso, 

internalizou-se o risco no custo de operação, auxiliando o processo de tomada de decisão de 

investimentos de longo prazo sob o planejamento estrutural do sistema em um espaço multicri-

tério de custos de operação capitalizados anualmente contra custos de investimentos.  
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A presente metodologia foi elaborada através da introdução de métricas de risco em uma 

análise multicritério, cujo objetivo é minimizar o custo operacional e o risco do sistema medido 

através do arrependimento. As incertezas da produção eólica foram representadas utilizando-se 

cenários por serem a forma mais adequada de se lidar com o problema de pré-despacho que, 

por natureza, possui forte acoplamento temporal. A vantagem principal desta abordagem é a 

capacidade de manter a relação de interdependência temporal necessária para o problema de 

pré-despacho, em detrimento aos modelos tradicionais que fornecem apenas pontos de incerte-

zas com distribuições marginais de probabilidade a cada hora (point forcasting), não incluindo 

a interdependência temporal, e, portanto, implicando em soluções sub-ótimas. Apesar de o foco 

desta Tese não ser a geração de cenários ou mesmo a sua redução, é de fundamental importância 

que as incertezas produzidas sejam representadas de forma adequada.  

Os modelos concebidos constituem inovação, precisamente na medida em que explici-

tam, em critérios independentes, os custos e os riscos, permitindo, portanto, avaliações de trade-

off e de oportunidade de hedging.  

Porém, seria importante confirmar, em exemplos numéricos, as virtudes de que se pre-

tendeu dotar os modelos e avaliar a sua aplicabilidade prática. Por isso, foram construídos su-

cessivos exemplos práticos de dimensão controlada, com a preocupação de exibirem caracte-

rísticas reais e, mesmo assim, permitirem a compreensão clara dos fenômenos ocorrendo. 

O sistema teste com base foram, portanto, concebidos de forma realista. Os cenários de 

vento foram estabelecidos a partir de modelos publicados que trabalham com representação da 

previsão eólica na forma de distribuições de probabilidade, condensadas em cenários com pro-

babilidades associadas. As evoluções temporais dos cenários de vento correspondem a casos 

reais documentados, incluindo a formação de rampas.  

As abordagens propostas na tese foram, portanto, testadas em sistema com característi-

cas reais, e tomando como ponto de partida modelos do estado da arte na modelagem eólica. 

Fica, assim, afastado qualquer receio de que os conceitos, pressupostos e bases de trabalho da 

tese pudessem ser apenas produto de uma imaginação, que afeiçoasse os modelos de forma a 

poder produzir resultados antecipadamente desejados. 

Nos vários modelos, se comparou a metodologia tradicional estocástica para a tomada 

de decisão, que representa as soluções encontradas por métodos que utilizam valores médios 

esperados, denominada de Escolha Probabilística (probabilistic choice) com uma abordagem 

que considerou métricas de risco, utilizando o critério do min-max ou arrependimento.  
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Foram elaboradas Fronteiras de Pareto que traçaram o perfil de risco do tomador de 

decisão sob três métricas, sendo duas de risco e uma clássica de valor esperado: o pior evento, 

o pior cenário e uma abordagem estocástica de custo médio dos cenários. Estas soluções não 

dominadas foram alcançadas pela utilização de dois métodos de otimização multiobjectivo, o 

método dos pesos e o método das restrições (o método das restrições foi adicionado ao processo 

em função de a Fronteira de Pareto ter por vezes aspecto não convexo, o que não ocorreu com 

a fronteira oriunda da abordagem estocástica, um resultado já esperado). A forma não convexa 

da fronteira de Pareto não permite que se faça uma análise de trade-off a abordagens de risco 

de forma direta, pois essa abordagem é por derivadas e, portanto, em função de incrementos 

muito pequenos em um critério para avaliar reações infinitesimais em outro. 

Os resultados mostraram que, ao se introduzir o risco no processo de pré-despacho, no-

vas soluções surgiram por considerarem eventos que antes não tinham sido considerados pela 

abordagem estocástica (escolha probabilista). Embora estas soluções sejam mais caras que 

aquelas encontradas pela escolha probabilista, são mais robustas por considerarem o pior evento 

independente de sua probabilidade de ocorrência. A diferença de custo entre estas soluções 

pode ser interpretada também como um custo de hedging, ou seja, o preço pago por um tomador 

de decisão para se defender de eventuais consequências de cenários adversos. 

A internalização do risco sobre o custo de operação do sistema permite que um trade-

off possa ser estabelecido entre o custo de investimento e o custo capitalizado da operação ao 

longo de um certo período como por exemplo, um ano.   

Especificamente, pode-se destacar: 

 Em um sistema sob incerteza decorrente de forte penetração eólica, é importante focar 

nas consequências das decisões em vez da otimização das soluções. 

 A abordagem de análise de risco evidencia o arrependimento que possa surgir das deci-

sões em cenários específicos – estes arrependimentos não podem ser averiguados sobre 

uma média de um conjunto de cenários, especialmente quando se assume eventos ina-

ceitáveis. 

 A abordagem de risco, combinada com um critério de minimização do arrependimento 

em um espaço multicritério, permite a compreensão dos custos de hedging contra even-

tos indesejáveis ou inaceitáveis, independentes de sua probabilidade. 
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 Uma simples análise de tradeoff, sendo um instrumento poderoso e não descartável, não 

pode ser aplicada a uma abordagem que envolva risco em função de sua Fronteira de 

Pareto ser não convexa. 

 A análise paralela das decisões propostas por diferentes modelos permite a identificação 

de regiões de estabilidade da decisão, onde a melhor decisão será a mesma independente 

do modelo e da penalização aplicada a resultados indesejáveis.  

 A reserva útil em serviço não garante que o sistema seja capaz de acomodar eventos 

súbitos como rampas eólicas, apesar de poder ser utilizada para atender a eventos de 

rampas com severidade não prevista; 

A internalização do risco sobre o custo de operação auxilia o processo de tomada de 

decisão do planejamento estrutural do sistema sobre incertezas provocadas pelas eólicas. 

6.2 Contribuições da Pesquisa 

Esta tese contribui para o pré-despacho sob incertezas, discutindo a validade da aborda-

gem tradicional estocástica e estabelecendo uma abordagem baseada no risco, que se mostrou 

poderosa para o tratamento de incertezas decorrentes da participação significativa de geração 

eólica. Também direciona os operadores de sistemas de potência em relação a políticas e a 

instruções claras para lidar com o risco e com o custo de hedging contra eventos indesejáveis – 

e, como uma prova de conceito, comprova a sua versatilidade em casos trabalhados, de carac-

terísticas realistas. 

As três conclusões fundamentais, que derivam dos modelos e resultados apresentados 

em cada um dos capítulos substanciais da tese, e que constituem as contribuições de conceito 

mais importantes da tese, são: 

As decisões de despacho em sistemas com elevada penetração eólica podem ter em con-

sideração fatores de risco, associados a diferentes cenários de previsão de geração eólica. 

As decisões de re-despacho em função de atualizações de previsão eólica, prevendo a 

possibilidade da ocorrência de fortes rampas, podem ser tomadas levando em conta uma quan-

tificação dos riscos envolvidos. 

As decisões estratégicas de definição da composição adequada do mix de geração de um 

sistema (quantidade relativa de geração térmica, hídrica, eólica...), que têm várias implicações 
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incluindo as de investimento. Podem ser melhor informadas a partir de modelos que explicitem 

o risco em função da flexibilidade apresentada pela carteira de geração disponível. 

Esta tese não propõe simplesmente um modelo alternativo para o pré-despacho sobre 

incertezas, mas contribuiu com argumentos técnicos para rever a forma de abordar a operação 

de sistemas com alta penetração eólica e sua relação com a presença de reserva de diferentes 

naturezas, além de alertar para o fato de que os operadores de sistema devem estabelecer polí-

ticas e instruções claras para lidar com o risco e com o custo de hedging contra eventos indese-

jáveis. 

A tese afirma-se como uma prova de conceito, não como uma demonstração de algorit-

mos ou da sua eficiência e atuando em contextos clássicos. Nesse sentido, a prova foi feita 

concludentemente e o caminho fica aberto para a busca de soluções algorítmicas eficientes que 

materializem o conceito de forma a ser utilizável em ambiente industrial. 

6.3 Trabalhos Futuros 

É clássico oferecer-se, no desfecho de uma tese, um enunciado de perspectivas de tra-

balhos futuros em continuação do trabalho apresentado. As linhas mais óbvias são, natural-

mente: 

 Validação da abordagem em sistemas maiores; 

 Integração dos modelos dos vários fatores de flexibilidade de sistema que seja mais 

abrangente;  

 Casamento da abordagem proposta com modelos de previsão eólica; 

 Encontrar ou elaborar algoritmos eficientes do ponto de vista industrial em escala real.  

A evolução mais plausível para os softwares de apoio à tomada de decisão é a de incor-

porarem, mesmo na operação, modelos probabilísticos. Nesse sentido, toda a pesquisa sobre 

algoritmos eficientes e que resolvam, em tempo real, os problemas, será interessante. Em par-

ticular, muitos dos modelos e algoritmos descritos na tese são suscetíveis de paralelização – e 

uma solução tecnológica, provavelmente combinando software e hardware, que permita um 

avanço notável na qualidade das decisões em operação e planejamento. 
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APÊNDICE A 

O pseudocódigo das principais rotinas do algoritmo utilizado para simular o sistema 

teste que representa as hipóteses levantadas no capítulo três está abaixo. Cada sub-rotina está 

representada por um marcador em negrito. As funções são destacadas por letras maiúsculas em 

negrito. MAIN é o algoritmo principal.  

 

 Pseudo-código MAIN  
 
 
inicio 

 
leia (DADOS30BARRAS) 
leia(paramentrosfunçãofitness) 
leia(parametrosEPSO) 
leia(potenciaanterior) 
Imprime na Tela (Parametros,variáveis) 
NetDemandScenario=NETDEMAND([5 6],[85 99]) 
  
beta=03 
 
para (i=1 até i=60) 
DemandaFormatadaLiquida=NetDemandScenario(i)  
    
[gbestval,gbest]=EPSO(parametrosEPSO,beta,DemandaFormatadaLiquida,Po-
tenciaAnterior) 
       [CorteCargaMax,Corte_carga,Corte_eolico,PotenciaPoste-
rior]=CALCULATE_LC_MAX(gbest,DemandaFormatadaLiquida,PotenciaAnte-
rior) 
    
melhorValor(i)= gbestval 
melhorSoolucao(i)= gbestval 
escreva (melhorValor(i), melhorSoolucao(i)) 
          
fim para 

fim 
 
 

 Sub-rotina NETDEMAND 
início  

 CargaBrutaDasBarrasAno=DEMANDPROFILE 
 [~, WindPowerScenario]=WINDPROFILE(BusInput,Potencia) 
  
para (scenario=1 até dimensão(WindPowerScenario) 
NETDEMAND(scenario)=CargaBrutaDasBarrasAno-WindPowerScenario(scena-
rio) 
  
fim para  

fim 
 
 

 Sub-rotina DEMANDPROFILE 
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início  

leia(DATA_Demandtxt) 
 
[CargaBrutaDasBarrasAno,SomaCargaBrutaDasBarrasAno]=DISTRIBUICARGA-
BARRAS(carga) 

 fim 
 
 

 Sub-rotina EPSO 
 
início  

leia(parametrosEPSO) 
perturbation = 4  
weights = RAND( epso_parpopDIMENSÃO, perturbation ) 
 

  
 “Inicializa população aleatória” 
“ limites inferiores das partículas” 
Xmin = repmat( ff_parXmin, 1, ff_parD ) 
 
“limites superiores das partículas” 
Xmax = repmat( ff_parXmax, 1, ff_parD ) 
Vmin = -Xmax + Xmin 
Vmax = -Vmin 
para (i = 1 até epso_parpopDIMENSÃO) 
    pos( i) = Xmin + ( Xmax - Xmin ) * RAND( 1, ff_parD ) 
    vel( i ) = Vmin + ( Vmax - Vmin ) * RAND( 1, ff_parD ) 
fim para 
 
“Arredonda população corrente” 
[ pos ] = ROUND_LOGISTIC_FUNCTION(pos) 
 
 “Força a solução a ser factível” 
[ pos ] = CORRECT_POS( pos ) 
  
 
 
 “ solução inicial“ 
[fit]=FITNESS_FUNCTION(epso_parpopDIMENSÃO,pos,beta,DemandaForma-
tada,PotenciaAnterior ) 
 

  
 
“Atualiza a melhor solução global” 
[ gbestval, gbestid ] = MIN( fit ) 
gbest = pos( gbestid) 
 
memGbestval( 1 ) = gbestval 
 
myBestPos = pos 
myBestPosFit = fit 
countGen = 0 
countGenWoChangeBest = 0 
enquanto que (countGen < epso_parmaxGen e countGenWoChangeBest <= 
epso_parmaxGenWoChangeBest e ff_parfitEval <= epso_parmaxFitEval) 
     
    countGen = countGen + 1 
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    “Copia a população corrente” 
    copyPos = pos 
    copyVel = vel 
    copyWeights = weights 
     
     
“Aplica a regra de movimento”  
    para (i = 1 até epso_parpopDIMENSÃO) 
 
        copyWeights(i) = MUTATE_WEIGHTS( weights( i ), epso_parmuta-
tionRate ) 
 
        copyVel(i) = EPSO_COMPUTE_NEW_VEL(ff_parD, copyPos(i), myBest-
Pos(i), gbest, copyVel(i), Vmin, Vmax, copyWeights(i), epso_parcommu-
nicationProbability ) 
 
        [ copyPos(i), copyVel(i) ] = COMPUTE_NEW_POS( copyPos(i), co-
pyVel(i) ) 
 
        vel(i) = EPSO_COMPUTE_NEW_VEL( ff_parD, pos(i), myBest-
Pos(i),gbest,vel(i),Vmin,Vmax,weights(i),epso_parcommunicationProba-
bility ) 
 
        [ pos(i), vel(i) ] = COMPUTE_NEW_POS( pos(i), vel( i) ) 
         
    fim para 
     
   [copyPos,copyVel]=ENFORCE_POS_LIMITS(ff_parD,epso_parpopDIMEN-
SÃO,copyPos,Xmin,Xmax,copyVel,Vmin,Vmax) 
    [ pos, vel ] = ENFORCE_POS_LIMITS( ff_parD, epso_parpopSIZE, pos, 
Xmin, Xmax, vel, Vmin, Vmax ) 
     
    [ copyPos ] = ROUND_LOGISTIC_FUNCTION( copyPos ) 
 
    [ pos ] = ROUND_LOGISTIC_FUNCTION(pos) 
 
    [ copyPos ] = CORRECT_POS( copyPos ) 
 
    [ pos ] = CORRECT_POS( pos ) 
 
[copyFit]=FITNESS_FUNCTION(epso_parpopSIZE,copyPos,beta,DemandaForma-
tada,PotenciaAnterior ) 
 
[fit]=FITNESS_FUNCTION(epso_parpopSIZE,pos,beta,DemandaFormatada,Po-
tenciaAnterior ) 
 
    selParNewSwarm = ( copyFit < fit ) 
    para (i = 1 até epso_parpopSIZE) 
        se (selParNewSwarm( i )) 
            fit( i ) = copyFit( i ) 
            pos( i ) = copyPos( i ) 
            vel( i ) = copyVel( i ) 
            weights( i ) = copyWeights( i ) 
        fim se 
        se( fit( i ) < myBestPosFit( i )) 
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            myBestPos( i ) = pos( i ) 
            myBestPosFit( i ) = fit( i ) 
        fim se 
    fim para 
     
    [ tmpgbestval, gbestid ] = MIN( fit ) 
    se (tmpgbestval < gbestval) 
        gbestval = tmpgbestval 
        gbest = pos( gbestid ) 
        countGenWoChangeBest = 0 
    se não  
        countGenWoChangeBest = countGenWoChangeBest + 1 
    fim se 
 
    memGbestval( countGen + 1 ) = gbestval 
fim para 
  

fim 
 
 

 Sub-rotina EPSO_COMPUTE_NEW_VEL 
inicio  

 “Compute inertial term” 
inertiaTerm = weights( 1 ) * vel 
 
 “Compute memory term” 
memoryTerm = weights( 2 ) * ( myBestPos - pos ) 
 
“ Compute cooperation term” 
 
cooperationTerm = weights( 3 ) * ( gbest * ( 1 + weights( 4 ) * normrnd( 
0, 1 ) ) - pos ) 
 
communicationProbabilityMatrix = rand( 1, D ) < communicationProbabil-
ity 
 
cooperationTerm = cooperationTerm .* communicationProbabilityMatrix 
 
  
 
 “Compute velocity” 
new_vel = inertiaTerm + memoryTerm + cooperationTerm 
 
 “Check velocity limits” 
new_vel = ( new_vel > Vmax ) .* Vmax + ( new_vel <= Vmax ) .* new_vel 
 
new_vel = ( new_vel < Vmin ) .* Vmin + ( new_vel >= Vmin ) .* new_vel 

 
fim 

 
 
 

 Sub-rotina COMPUTE_NEW_POS 
 

inicio 
new_pos = pos + vel 
new_vel = vel 

fim 
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 Sub-rotina FITNESS_FUNCTION 
 

início  
leia(ff_par) 
 
para ( i = 1 até popSIZE) 

 [fit(i),CorteCargaMax(i),PotenciaPosterior]=UC_FITNESS_FUNC-
TION(pos(i),beta,DemandaFormatada,PotenciaAnterior) 
    ff_parfitEval = ff_parfitEval + 1 
    se (fit( i ) < ff_parbestFitEval) 
        ff_parbestFitEval = fit( i ) 
    fim se 

fim para 
 
 

fim  
 
 

 Sub-rotina UC_FITNESS_FUNCTION 
 

início  
 
leia(DADOS) 
[CustoDespacho, Corte_carga, Corte_eolico,PotenciaPosterior] = CALCU-
LATECOSDISPATHTOSCENARIO(DADOS,DemandaFormatada,PotenciaAnterior) 
CorteCargaMax=MAX(Corte_carga) 
CorteCargaMin=MIN(Corte_carga) 
fit1=(CustoDespacho+CorteCargaMin*(CustoCorteCarga)+CALCULOCUSTOALTE-
RACAOPREDESPACHO(x)+CALCULOCUSTO_ON_OFF_TOTAL(x))+SR(x) 
fit2 = CorteCargaMax*(CustoCorteCarga) 
fit=fit1+(fit2^1)*beta 
 

fim 
 
 
 

 Sub-rotina  CALCULATECOSDISPATHTOSCENARIO 
 

inicio 
leia(DADOS) 
leia(pos) 
leia(DADOSSISTEMATESTE) 
T = 12  
NWP = 1  
NCL=1  
NC=5 
BE=5  
PPE=280 
beq= DemandaFormatada 
slack = FIND(beq (2) = 3) 
NB = 30 
NL = 41 
N = 6 
 
input=pos  
B = FULL(makeBdc(DADOSmpcbaseMVA, DADOSmpcbus, DADOSmpcbranch)) 
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H =DIAG(DADOSmpcgencost(5)*10000) 
f = CoeficienteCustoGeradores 
“Restrições de igualdade” 
AeqPg = -IDENTIDADE(NB,N)  
AeqTh = (B) 
AeqCw = IDENTIDADE(NB,NWP)  
AeqCl = -IDENTIDADE(NB,NCL)  
Aeq = [AeqPg,AeqTh,AeqCw,AeqCl] 
 
“limites de fluxos” 
A(N+1 a N) = DIAG(DADOSmpcbranch(4))  
b=limitefluxos 
  
“Restrições de acoplamento entre os períodos" 
  
para (i = 1 a T-1) 
    A2(N*(i-1)+[1 a N],[1 a N]+[N+NB+NWP+NCL]*(i-1))=-IDENTIDADE(N) 
    A2(N*(i-1)+[1 a N],[1 a N]+[N+NB+NWP+NCL]*(i))=IDENTIDADE(N) 
fim para 
  
b2 = dadosRampaSubida 
b3 = dadosRampaDescida 
A = FOMARMATRIZ(A, A2, -A2) 
b = FOMARMATRIZ (b, b2, b3) 
  
“ Restrição do estado anterior das máquinas” 
  
A4= IDENTIDADE(N) 
A = [A, A4, -A4] 
limite_anterior_up = PotenciaAnterior + DADOSRup*DADOSdT  limite_ante-
rior_dw = -PotenciaAnterior + DADOSRdw*DADOSdT  
b4 = [limite_anterior_uplimite_anterior_dw] 
b = FOMARMATRIZ (b b4) 
  
“ Limites das variáveis de decisão” 
  
LB = PotenciaMinimaGeradores 
  
LB = ValorMinimoAngulos  
 
LB = LimiteInferiorCortedeCarga 
LB = LimiteInferiorCortedeEolico 
UB = LimiteSuperiorPotencia 
UB = LimiteSuperiordosAngulos 
UB = LimiteSuperiorCorteCarga 
UB = LimiteSuperiorCorteEolico 
 
para (j=1 até 6) 
    temp(j)=input(j) 
fim para 
  
LB=LB*temp 
UB=UB*temp 
(linha,coluna)=FIND(input==0) 
 
b((2*NL)*T+[linha-1]+N*([coluna-1])+1)=1000  
b((2*NL)*T+(T-1)*N+[linha]+N*([coluna]-2))=1000 
se MIN(coluna)=1 
    
    b(2*NL*T+2*N*(T-1)+N+[linha])=1000 
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fim se 
  
leia(opcao_otimizacao) 
solucaoinical=[200 30 0 0 0 0] 
  
NETDEMAND=DemandaFormatada 
  
para (i=1 até NC) 
    beq=NETDEMAND(DADOSNumPeriods*(i-1)+1 até DADOSNumPeriods*(i-
1)+DADOSNumPeriods)  
    [X,Custo,Flag] = QUADPROG(H,f,A,b,Aeq,beq,LB,UB,x0,opt) 
    Corte_eolico(i)=X(N+NB+NWP:N+NB+NWP+NCL:DIMENSÃO(X))*100 
    Corte_carga(i)=X(N+NB+NWP+NCL:N+NB+NWP+NCL:DIMENSÃO(X))*100 
    CustoTotal(i)=Custo-sum(Corte_carga(i))* CustoCorteCarga 
 
CustoEsperado=CustoTotal(1)*DADOSPrB(1)+CustoTotal(2)*DADOS-
PrB(2)+CustoTotal(3)*DADOSPrB(3)+CustoTotal(4)*DADOSPrB(4)+CustoTo-
tal(5)*DADOSPrB(5) 
  
para j=1:1:T 
    Potencias() = 100*X((j-1)*(N+NB+NWP+NCL)+[1 até N])  
 
fim para 
PotenciaPosterior=MEDIA(Potencias) 
fim para 

fim 
 
 

 Sub-rotina CORRECT_POS 
início  

para (g=1 a DIMENSÃO(pos)) 
     
    x=pos(g) 
    a=1 
    x=RESHAPE(x,DADOSNumPeriods,DADOSNumGenerators) 
    para (h=1 a DIMENSÃO(x)) 
        TimeON=DADOST_on(h) 
        TimeOFF=DADOST_off(h) 
        Time_OFF_ON=[TimeOFF TimeON] 
            
        enquanto (a>0) 
            cont=1 
            restricao = 0 
            base = 0 
            j=1 
            para (i=1 a DIMENSÃO (x)-1) 
                 
                se x(h,i)==x(h,i+1) 
                     
                    cont(j)=cont(j)+1  
                    base(j)=x(h,i) 
                    restricao(j)=Time_OFF_ON(x(h,i)+1) 
                se não 
                    atualiza os parametros com o x atual 
                    restricao(j)=Time_OFF_ON(x(h,i)+1)  
                    base(j)=x(h,i) 
                     atualiza os parametros com o x posterior 
                    j=j+1 
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                    cont(j)=1 
                    base(j)=x(h,i+1) 
                    restricao(j)=Time_OFF_ON(x(h,i+1)+1) 
                fim se 
            fim para 
            index=RANDI(100) 
             
            “conserta sequencia pela direita” 
            se (index <= 50) 
                se (cont(1)<DIMENSÃO(x)-1 
                    i=randi(DIMENSÃO(cont),1) 
                    se (cont(i)<restricao(i)) 
                        numero=1 
                        x(h)=base(i) 
                        se (DIMENSÃO(x,2)>DADOSNumPeriods) 
                            temp=x 
                            x=temp(1 a DIMENSÃO(temp)-1) 
                            se (SUM((cont(1 a fimvetor -1)-restricao(1 
a fim-1))<0)==0) 
                                cont=restricao 
                            fim se  
                        fim se  
                    fim se  
                se não  
                    cont=restricao 
                fim se  
            fim se  
            “ conserta sequencia pela esquerda” 
            se (index>50) 
                i=randi(DIMENSÃO(cont)) 
                se (cont(i)<restricao(i)) 
                    se SUM(cont(1 a i))-cont(i)>0  
                        x(h)-cont(i))=base(i) 
                    fim se  
                fim se  
            fim se 
             
            a=SUM(cont-restricao<0)  
             
        fim se  
        a=1 
    fim se  
     
     
    x=RESHAPE(x,1,DADOSNumPeriods*DADOSNumGenerators) 
    pos(g)=x 
fim para 

fim 
 
 

 Sub-rotina ROUND_LOGISTIC_FUNCTION 
início 

z=para(pos) 
f=@(x)1/(1+exp(-10*(x-0.5))) 
para  (j=1 a z(1)) 
    para (i=1 a z(2)) 
        se (RAND(1)<f(pos(j,i))) 
            pos(j,i)=1 
        se não 
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            pos(j,i)=0 
        fim se 
    fim para 
fim para 

fim 
 
 

 Sub-rotina CALCULOCUSTO_ON_OFF_TOTAL 
início  

input=x  
CustoTotalLigar=0 
CustoTotalDesligar=0 
para ( i=1 a DADOS.NumGenerators) 
     
    input_deslc_esq=circshift(input([DADOS.NumPeriods*(i-1)+1]:1:DA-
DOS.NumPeriods*i),[1 1]) 
    input_subt_temp=input([DADOS.NumPeriods*(i-1)+1]:1:DADOS.NumPeri-
ods*i)-input_deslc_esq  
    input_subt=input_subt_temp(2:DIMENSÃO(input([DADOS.NumPeriods*(i-
1)+1]:1:DADOS.NumPeriods*i))) 
 
 
    NumOneTozero=SUM(input_subt==-1)  
 
    NumZeroToOne=SUM(input_subt==1)  
 
    CustoTotalLigar = CustoTotalLigar+ 
NumZeroToOne*DADOS.Custo_on(i) 
 
    CustoTotalDesligar = CustoTotalDesligar +  
NumOneTozero*DADOS.Custo_off(i) 
 
    Custo_ON_OFF_total=CustoTotalLigar+CustoTotalDesligar 
 
Fim para 
 

fim  
 
 

 Sub-rotina MUTATE_WEIGHTS 
início 

 
mutated_Weights = weights 
para (i = 1 a  DIMENSÃO( weights ) - 1) 
    mutated_Weights( i ) = weights( i ) + NORMRND( 0, 1 ) * mutationRate 
    se  (mutated_Weights( i ) > 1) 
        mutated_Weights( i ) = 1 
    se não   mutated_Weights( i ) < 0 
        mutated_Weights( i ) = 0 
    fim se 
fim para 
i = DIMENSÃO( weights ) 
mutated_Weights( i ) = weights( i ) + NORMRND( 0, 1 ) * mutationRate 
se (mutated_Weights( i ) > 2) 
    mutated_Weights( i ) = 2 
se não  mutated_Weights( i ) < 0 
    mutated_Weights( i ) = 0 
fim se 
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fim 
 
 

 Sub-rotina DADOS30BARRAS 
início  

WP=[0]  
CL=[5]  
T = 12  
mpc = LOADCASE(case_ieee30EDIT)  
slack = FIND(mpc.bus(2) == 3) 
NB = DIMENSÃO(mpc.bus(3)) 
NL = DIMENSÃO(mpc.branch(6)) 
N = DIMENSÃO(mpc.gen(2)) 
NWP=DIMENSÃO(WP). 
NCL=DIMENSÃO(CL) 
VariacaPerfilCarga=0  
NumCenarios=5  
BarraParqueEolico=5 
ReservaGirante = 0  
  
 
  
dT ← 10  
Cl ← 0.2*[57000 55000 60000 65000 68000 60900 45020 87000 90000 50500 
55100 48000 55000 78000 20900 35020 47000 85000 50000 55000 12000 35000 
48000 50900 35020 56000 41000 50500 55100 48000] 
Cw ← 0.02*[95100 20200 68500 69500 75000 74100 65000 30000 45000 53000 
40200 30500 25500 55000 65100 63000 28000 55000 55000 80200 40500 45500 
95000 45100 53000 38000 58000 35020 48630 52630] 
C_on ← [120 80 70 50 50 50]  
C_off ← [80 60 40 30 30 30]  
C_change = 0  
C_sp = 100 
T_on ← [2 2 2 2 2 2] 
T_off ←  [1 1 1 1 1 1] 
PrB  ←  [0.2 0.09 0.29 0.07 0.35]  
Potencia_anterior ← [40 40 40 40 40 39]  
  
Predespacho_anterior = ONES(T*N)  
B = FULL(makeBdc(mpc.baseMVA, mpc.bus, mpc.branch)) 
  
“Limites dos Geradores” 
Fmax = mpc.branch(6) 
Pmin = mpc.gen(10) 
Pmax = mpc.gen(9) 
 
Rup ← [1 1.5 1.1 1.1 0.1 2.477] 
Rdw ← [1 2.7 3.0 3.9 4.1 3.1] 
  
 “Transformação dos dados em estrutura” 
DADOS=STRUCT(NumPeriods,T,NumGenerators,N,NumLines,NL,Num-
Bus,NB,Rdw,Rdw,Rup,Rup,Cw,Cw,Cl,Cl,dT,dT,Potencia_anterior,Poten-
cia_ante-
rior,mpc,mpc,Custo_on,C_on,Custo_off,C_off,Custo_change,C_change,Pre-
despacho_anterior,Predespacho_anterior) 
  
  
[CargaBrutaDasBarras,SomaCargaBrutaDasBarras]=DEMANDPROFILE(Variaca-
PerfilCarga) 
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CargaBrutaDasBarrasMaisReserva=CargaBrutaDasBarras+CargaBrutaDasBar-
ras 
  
  
DADOS=STRUCT(NumPeriods,T,NumGenerators,N,NumLines,NL,Num-
Bus,NB,Rdw,Rdw,Rup,Rup,Cw,Cw,Cl,Cl,dT,dT,Potencia_anterior,Poten-
cia_ante-
rior,mpc,mpc,Custo_on,C_on,Custo_off,C_off,Custo_change,C_change,Pre-
despacho_anterior,Predespacho_anterior, CargaBrutaDasBarras,CargaBru-
taDasBarras,SomaCargaBrutaDasBarras,SomaCargaBrutaDasBarras,CargaBru-
taDasBarrasMaisReserva,CargaBrutaDasBarrasMaisRe-
serva,Pmin,Pmin,Pmax,Pmax,Fmax,Fmax,WP,WP,NWP,NWP,CL,CL, NCL,NCL, 
NumCenarios,NumCenarios,BarraParqueEolico,BarraParqueEolico,Reserva-
Girante,ReservaGirante,C_sp,C_sp,T_on,T_on,T_off,T_off,PrB,PrB) 
 

fim 
 
 

 Sub-rotina CalculoCustoAlteracaoPredespacho, 
 

incio 
Leia (DADOS) 
XX=RESHAPE(X,1,DADOS.NumPeriods*DADOS.NumGenerators) 
 
YY=SUM(abs(DADOS.Predespacho_anterior-XX)) 
  
Custo_alteracao_predespacho=YY*DADOS.Custo_change 
 

fim 
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APÊNDICE B 

O algoritmo utilizando para simular o caso base com rampas do capítulo quatro está re-

presentado neste apêndice por meio de um pseudocódigo de suas principais rotinas. Cada sub-

rotina está representada por um marcador em negrito. As funções são destacadas por letras 

maiúsculas em negrito. As sub-rotinas utilizadas anteriormente não serão descritas nos próxi-

mos pseudocódigos.  

 
 

 Pseudo-código MAIN_RAMPS  
 
 
inicio 

 
leia (DADOS30BARRAS.RAMPS) 
 
leia(parametrosEPSO) 
  
para (beta = 0 passo:0.01 a 1) 

    [gbestval,gbest]=EPSO(popSize,mutationRate,communica-
tionProbability, maxGen,maxFitEval,maxGen-
WoChangeBest,beta) 
 
[CorteCargaMax,Corte_carga]=CALCULO_LC_MAX(gbest) 
     
    imprime(Beta igual a:.2f\n,beta) 
    resultados(teste,1)=beta 
    resultados(teste,2)=gbestval 
    resultados(teste,3)=CorteCargaMax 
    resultados(teste,[4:75])=gbest 
    teste=teste+1 
    ff_par.fitEval=0 

      fim para    
     

fim 

 
 

 Sub-rotina CENARIOCARGALIQUIDACOMVENTO 

 
início  

 
[CargaBrutaDasBarras, SomaCargaBrutaDasBarras]=CALCULOPERFIL-
CARGA 
PerfilVento=CALCULOPERFILVENTO(BE,NC) 
  
CargaLiquida=REPMAT(CargaBrutaDasBarras,1,NC)- CALCULOPERFIL-
VENTO (BE,NC) 

 
fim 
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 Sub-rotina EPSO 
 

início  
epso_par.popSize = popSize 
epso_par.mutationRate = mutationRate 
epso_par.communicationProbability = communicationProbability 
 “Weights matrix” 
weights = rand( epso_par.popSize, 4 ) 
 
“RANDOMLY INITIALIZE CURRENT population” 
 “Particles lower bounds” 
Xmin = repmat( ff_par.Xmin, 1, ff_par.D ) 
 “Particles upper bounds” 
Xmax = repmat( ff_par.Xmax, 1, ff_par.D ) 
Vmin = -Xmax + Xmin 
Vmax = -Vmin 
 
para (i = 1 a epso_par.popSize) 
    pos(i) = Xmin + ( Xmax - Xmin ) .* rand( 1, ff_par.D ) 
    vel(i) = Vmin + ( Vmax - Vmin ) .* rand( 1, ff_par.D ) 
fim 
 
 “ROUND the CURRENT population” 
[ pos ] = ROUND_LOGISTIC_FUNCTION(pos) 
 
“ COMPUTE FEASIBLE SOLUTIONS” 
[ pos ] = CORRECT_POS( pos ) 
 
 “EVALUATE THE INITIAL SOLUTION” 
[ fit ] = FITNESS_FUNCTION( epso_par.popSize, pos,beta ) 
 
“UPDATE GLOBAL BEST” 
[ gbestval, gbestid ] = MIN( fit ) 
gbest = pos(gbestid) 
memGbestval( 1 ) = gbestval 
 
“UPDATE INDIVIDUAL BEST” 
myBestPos = pos 
myBestPosFit = fit 
 
“INITIALIZE generation counter” 
countGen = 0 
countGenWoChangeBest = 0 
 
“LOOP until termination criteria isnt met” 
Enquanto (countGen < epso_par.maxGen e countGenWoChangeBest <= 
epso_par.maxGenWoChangeBest e ff_par.fitEval <= 
epso_par.maxFitEval) 
     

     
     “UPDATE generation counter” 
    countGen = countGen + 1 
     
     “COPY CURRENT population” 
    copyPos = pos 
    copyVel = vel 
    copyWeights = weights 
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     “APPLY EPSO movement rule” 
    para i = 1 a epso_par.popSize 
         
         “MUTATE WEIGHTS of the particles of the COPIED population” 

        copyWeights( i, : ) = MUTATE_WEIGHTS( weights( i, 
: ), epso_par.mutationRate ) 
         
         
         
         “COMPUTE NEW VELOCITY for the particles of the 
COPIED population” 
        copyVel( i ) = EPSO_COMPUTE_NEW_VEL( ff_par.D, 
copyPos( i ), myBestPos( i ), gbest, copyVel( i ), Vmin, 
Vmax, copyWeights( i, : ), epso_par.communicationProbabil-
ity ) 
         
         
         
         “COMPUTE NEW POSITION for the particles of the 
COPIED population” 
        [ copyPos(i), copyVel( i ) ] = COMPUTE_NEW_POS( 
copyPos( i ), copyVel( i ) ) 
         
         “COMPUTE NEW VELOCITY for the particles of the 
CURRENT population” 
        vel( i ) = EPSO_COMPUTE_NEW_VEL( ff_par.D, pos( i 
), myBestPos( i ), gbest,vel( i ), Vmin, Vmax, weights( i 
), epso_par.communicationProbability ) 
         
        “COMPUTE NEW POSITION for the particles of the CUR-
RENT population” 
        [ pos( i ), vel( i ) ] = COMPUTE_NEW_POS( pos( i 
), vel( i ) ) 
         
    fim 
     
     
     
     “ENFORCE search space limits of the COPIED population” 
    [ copyPos, copyVel ] = ENFORCE_POS_LIMITS( ff_par.D, 
epso_par.popSize, copyPos, Xmin, Xmax, copyVel, Vmin, Vmax 
) 
     
     
     
     “ENFORCE search space limits of the CURRENT popula-
tion” 
    [ pos, vel ] = ENFORCE_POS_LIMITS( ff_par.D, 
epso_par.popSize, pos, Xmin, Xmax, vel, Vmin, Vmax ) 
     
         
     “ROUND the COPIED population” 
    [ copyPos ] = ROUND_LOGISTIC_FUNCTION( copyPos ) 
     
     
     
     “ROUND the CURRENT population” 
    [ pos ] = ROUND_LOGISTIC_FUNCTION(pos) 
     
    “COMPUTE FEASIBLE SOLUTIONS” 
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    [ copyPos ] = CORRECT_POS( copyPos ) 
     
     
     
     “COMPUTE FEASIBLE SOLUTIONS” 
    [ pos ] = CORRECT_POS( pos ) 
     
    “EVALUATE the COPIED population” 
    [ copyFit ] = FITNESS_FUNCTION( epso_par.popSize, copy-
Pos,beta ) 
        
     “EVALUATE the CURRENT population” 
    [ fit ] = FITNESS_FUNCTION( epso_par.popSize, pos,beta 
) 
     
  
     “CREATE NEW population to replace CURRENT population” 
    selParNewSwarm = ( copyFit < fit ) 
    para (i = 1 a epso_par.popSize) 
        se (selParNewSwarm( i )) 
            fit( i ) = copyFit( i ) 
            pos( i ) = copyPos( i ) 
            vel( i ) = copyVel( i ) 
            weights( I ) = copyWeights( i ) 
        fim 
        se (fit( i ) < myBestPosFit( i )) 
            myBestPos( i) = pos( i ) 
            myBestPosFit( i ) = fit( i ) 
        fim 
    fim 
     
     
     
     “UPDATE GLOBAL BEST” 
    [ tmpgbestval, gbestid ] = MIN( fit ) 
    se (tmpgbestval < gbestval) 

        gbestval = tmpgbestval 
        gbest = pos( gbestid) 
        countGenWoChangeBest = 0 

    se não 
        countGenWoChangeBest = countGenWoChangeBest + 1 
    fim 
     
     
     
     SAVE fitness 
    memGbestval( countGen + 1 ) = gbestval 
     
     

fim enquanto 
  

fim 
 
 
 
 

 Sub-rotina FITNESS_FUNCTION 
 

início  
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leia(ff_par) 
 
para ( i = 1 até popSIZE) 
 [fit(i),CorteCargaMax(i),PotenciaPosterior]=UC_FITNESS_FUNC-
TION(pos(i),beta,DemandaFormatada,PotenciaAnterior) 
    ff_parfitEval = ff_parfitEval + 1 
    se (fit( i ) < ff_parbestFitEval) 
        ff_parbestFitEval = fit( i ) 
    fim se 
fim para 

 
 

fim  
 
 

 Sub-rotina UC_FITNESS_FUNCTION 
 

início  
 

leia(DADOS) 

[CustoDespacho, Corte_carga, Corte_eolico,PotenciaPosterior] = 
CALCULATECOSDISPATHTOSCENARIO(DADOS,DemandaFormatada,PotenciaAnte-
rior) 

CorteCargaMax=MAX(Corte_carga) 

CorteCargaMin=MIN(Corte_carga) 

fit1=(CustoDespacho+CorteCargaMin*(CustoCorteCarga)+CALCULOCUS-
TOALTERACAOPREDESPACHO(x)+CALCULOCUSTO_ON_OFF_TOTAL(x))+SR(x) 

fit2 = CorteCargaMax*(CustoCorteCarga) 

fit=fit1+(fit2^1)*beta 
 

fim 
 
 
 

 Sub-rotina  CALCULATECOSDISPATHTOSCENARIO 
 

inicio 
leia(DADOS) 
leia(pos) 
leia(DADOSSISTEMATESTE) 
T = 12  
NWP = 1  
NCL=1  
NC=5 
BE=5  
PPE=280 
beq= DemandaFormatada 
slack = FIND(beq (2) = 3) 
NB = 30 
NL = 41 
N = 6 
 
input=pos  
B = FULL(makeBdc(DADOSmpcbaseMVA, DADOSmpcbus, DADOSmpcbranch)) 
H =DIAG(DADOSmpcgencost(5)*10000) 
f = CoeficienteCustoGeradores 
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“Restrições de igualdade” 
AeqPg = -IDENTIDADE(NB,N)  
AeqTh = (B) 
AeqCw = IDENTIDADE(NB,NWP)  
AeqCl = -IDENTIDADE(NB,NCL)  
Aeq = [AeqPg,AeqTh,AeqCw,AeqCl] 
 
“limites de fluxos” 
A(N+1 a N) = DIAG(DADOSmpcbranch(4))  
b=limitefluxos 
  
“Restrições de acoplamento entre os períodos" 
  
para (i = 1:1:T-1) 
    A2(N*(i-1)+[1:N],[1:N]+[N+NB+NWP+NCL]*(i-1))=-IDENTIDADE(N) 
    A2(N*(i-1)+[1:N],[1:N]+[N+NB+NWP+NCL]*(i))=IDENTIDADE(N) 
fim para 
  
b2 = dadosRampaSubida 
b3 = dadosRampaDescida 
A = FOMARMATRIZ(A, A2, -A2) 
b = FOMARMATRIZ (b, b2, b3) 
  
“ Restrição do estado anterior das máquinas” 
  
A4= IDENTIDADE(N) 
A = [A, A4, -A4] 
limite_anterior_up = PotenciaAnterior + DADOSRup*DADOSdT  limite_ante-
rior_dw = -PotenciaAnterior + DADOSRdw*DADOSdT  
b4 = [limite_anterior_uplimite_anterior_dw] 
b = FOMARMATRIZ (b b4) 
  
“ Limites das variáveis de decisão” 
  
LB = PotenciaMinimaGeradores 
  
LB = ValorMinimoAngulos  
 
LB = LimiteInferiorCortedeCarga 
LB = LimiteInferiorCortedeEolico 
UB = LimiteSuperiorPotencia 
UB = LimiteSuperiordosAngulos 
UB = LimiteSuperiorCorteCarga 
UB = LimiteSuperiorCorteEolico 
 
para (j=1 até 6) 
    temp(j)=input(j) 
fim para 
  
LB=LB*temp 
UB=UB*temp 
(linha,coluna)=FIND(input==0) 
 
b((2*NL)*T+[linha-1]+N*([coluna-1])+1)=1000  
b((2*NL)*T+(T-1)*N+[linha]+N*([coluna]-2))=1000 
se MIN(coluna)=1 
    
    b(2*NL*T+2*N*(T-1)+N+[linha])=1000 
 
fim se 
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leia(opcao_otimizacao) 
solucaoinical=[200 30 0 0 0 0] 
  
NETDEMAND=DemandaFormatada 
  
para (i=1 até NC) 
    beq=NETDEMAND(DADOSNumPeriods*(i-1)+1 até DADOSNumPeriods*(i-
1)+DADOSNumPeriods)  
    [X,Custo,Flag] = QUADPROG(H,f,A,b,Aeq,beq,LB,UB,x0,opt) 
    Corte_eolico(i)=X(N+NB+NWP:N+NB+NWP+NCL:DIMENSÃO(X))*100 
    Corte_carga(i)=X(N+NB+NWP+NCL:N+NB+NWP+NCL:DIMENSÃO(X))*100 
    CustoTotal(i)=Custo-sum(Corte_carga(i))* CustoCorteCarga 
 
CustoEsperado=CustoTotal(1)*DADOSPrB(1)+CustoTotal(2)*DADOS-
PrB(2)+CustoTotal(3)*DADOSPrB(3)+CustoTotal(4)*DADOSPrB(4)+CustoTo-
tal(5)*DADOSPrB(5) 
  
para j=1:1:T 
    Potencias() = 100*X((j-1)*(N+NB+NWP+NCL)+[1 até N])  
 
fim para 
PotenciaPosterior=MEDIA(Potencias) 
fim para 

fim 
 
 
 

 Sub-rotina DADOS30BARRAS_RAMPS 
início  

 
WP=[42 58]   
CL=[5]   
T = 12  Números de períodos 
mpc = loadcase(case_ieee30EDIT)   
slack = find(mpc.bus(:,2) == 3) 
NB = DIMENSÃO(mpc.bus(:,3)) 
NL = DIMENSÃO(mpc.branch(:,6)) 
N = DIMENSÃO(mpc.gen(:,2)) 
NWP=DIMENSÃO(WP)   
NCL=DIMENSÃO(CL) 
   
BarraParqueEolico=[30 29]  
ReservaGirante = 10   
 
 
dT = 10   
Cl = 0.2*[57000 55000 60000 65000 68000 60900 45020 87000 90000 50500 
55100 48000 55000 78000 20900 35020 47000 85000 50000 55000 12000 35000 
48000 50900 35020 56000 41000 50500 55100 48000]  
Cw = 0.02*[95100 20200 68500 69500 75000 74100 65000 30000 45000 53000 
40200 30500 25500 55000 65100 63000 28000 55000 55000 80200 40500 45500 
95000 45100 53000 38000 58000 35020 48630 52630]  
C_on = 0.01*[120 80 70 50 50 50]   
C_off = 0.01*[80 60 40 30 30 30]   
C_change=0   
C_sp=[100]  
T_on =  [2 2 3 4 5 1] 
T_off = [2 1 2 4 4 1] 
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PrB=[0.2 0.09 0.29 0.07 0.35]   
Potencia_anterior = [30 30 30 30 30 30] 
 
Predespacho_anterior = ONES(1,T*N)   
 
  B = full(makeBdc(mpc.baseMVA, mpc.bus, mpc.branch)) 
 
“Limites dos Geradores “  
Pmin = zeros(N,1)  
Pmax = zeros(N,1) 
Fmax = mpc.branch(:,6) 
Pmin = mpc.gen(:,10) 
Pmax = mpc.gen(:,9) 
 
 
“Ramp UP e DOWN” 
Rup = [1 1.5 1.1 1.1 0.1 2.477] 
Rdw = [1 2.7 3.0 3.9 4.1 3.1] 
 
 
“Transformação dos dados em estrutura” 
DADOS=STRUCT(NumPeriods,T,NumGenerators,N,NumLines,NL,Num-
Bus,NB,Rdw,Rdw,Rup,Rup,Cw,Cw,Cl,Cl,dT,dT,Potencia_anterior,Poten-
cia_ante-
rior,mpc,mpc,Custo_on,C_on,Custo_off,C_off,Custo_change,C_change,Pre-
despacho_anterior,Predespacho_anterior) 
 
DADOS=STRUCT(NumPeriods,T,NumGenerators,N,NumLines,NL,Num-
Bus,NB,Rdw,Rdw,Rup,Rup,Cw,Cw,Cl,Cl,dT,dT,Potencia_anterior,Poten-
cia_ante-
rior,mpc,mpc,Custo_on,C_on,Custo_off,C_off,Custo_change,C_change,Pre-
despacho_anterior,Predespacho_ante-
rior,Pmin,Pmin,Pmax,Pmax,Fmax,Fmax,WP,WP,NWP,NWP,CL,CL,NCL,NCL,Barra-
ParqueEolico,BarraParqueEolico,ReservaGirante,ReservaGi-
rante,C_sp,C_sp,T_on,T_on,T_off,T_off,PrB,PrB) 

fim 
 
 

 Sub-rotina CalculoCustoAlteracaoPredespacho, 
 

incio 
Leia (DADOS) 
XX=RESHAPE(X,1,DADOS.NumPeriods*DADOS.NumGenerators) 
 
YY=sum(abs(DADOS.Predespacho_anterior-XX)) 
  
Custo_alteracao_predespacho=YY*DADOS.Custo_change 
 

fim 
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APÊNDICE C 

O pseudocódigo do algoritmo utilizado para simular as proposições do capítulo cinco está 

descrito abaixo, nos mesmos formatos dos anteriores.  

 
 

 Pseudo-código MAIN_FLEXIBILITY  
 
 
inicio 

 
leita(LeituraDados30BARRAS_FLEXIBILITY) 
 
 “DEFINE fitness function parameters” 
ff_par.D = 8640   
ff_par.Xmin = 0 
ff_par.Xmax = 1 
ff_par.PopSize = 30 
ff_par.fitEval = 0 
ff_par.bestFitEval = 0 
 
 “SET STRATEGIC PARAMETERS” 
mutationRate = 0.3 
communicationProbability = 0.25 
maxFitEval = 45000 
maxGen = 120 
maxGenWoChangeBest = 42 
 
“INITIALIZE random number generator” 
 rng(default) 
 seed = 1234 
 rng( seed, twister  ) 
 
weights = RAND( epso_par.popSize, 4 ) 
 
teste=1 
 
NetDemandScenario=CARGALIQUIDA([5 6 ],[85 99 ]) 
 
beta=0.25 
 
para (i=1 a 1) 
DemandaFormatadaLiquida=NetDemandScenario 

 [gbestval,gbest]=EPSO(popSize,mutationRate,commu-
nicationProbability,maxGen,FitEval,maxGenWoChange-
Best,beta,DemandaFormatadaLiquida,PotenciaAnterior) 
        
[CorteCargaMax,Corte_carga,Corte_eolico,Potencia-
Posterior]=CALCULO_LC_MAX(gbest,DemandaFormatadaLi-
quida,PotenciaAnterior) 
       
        resultados(teste,1)=i 
        resultados(teste,2)=gbestval 
        resultados(teste,3)=CorteCargaMax 
        resultados(teste,[4:8634])=gbest 
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        resultados(teste,76:81)=PotenciaAnterior 
        resultados(teste,82:87)=PotenciaPosterior         
        teste=teste+1 

 
fim para 

     
fim 

 
 

 sub rotina Calculo_Lc_max 
inicio  

leia(dados30BARRAS) 

[CustoDespacho, Corte_carga, Corte_eolico, PotenciaPosterior] = 
CALCULOCUSTODESPACHOPARACENARIOS(pos,DemandaFormatada,PotenciaAnte-
rior) 

CorteCargaMax=MAX(Corte_carga) 
fim 

 

 sub-rotina DADOS30BARRAS_FLEXIBILITY 
 
inicio 

 
WP=[0] 
CL=[5] 
T = 12 
mpc = leia(case_ieee30EDIT)  
NB = DIMENSÃO(mpc.bus(3)) 
NL = DIMENSÃO(mpc.branch(6)) 
N = DIMENSÃO(mpc.gen(2)) 
NWP=DIMENSÃO(WP) 
NCL=DIMENSÃO(CL) 
NumCenarios=5 
BarraParqueEolico=5 
ReservaGirante = 10 
 
 
dT = 10 
C_off = 0.01*[80 60 40 30 30 30]  
C_sp=[100]  
T_on=[2 2 2 2 1 1] 
T_off=[3 3 3 1 1 1] 
 
PrB=[0.2 0.09 0.29 0.07 0.35]  
Potencia_anterior = [40 40 40 40 40 39] 
 
Predespacho_anterior = ONES(1,T*N)  
 
B = FULL(makeBdc(mpc.baseMVA, mpc.bus, mpc.branch)) 
 
Fmax = mpc.branch(6) 
Pmin = mpc.gen(10) 
Pmax = mpc.gen(9) 
 
Rup = [2 2.5 2.1 2.6 6.5 5] 
Rdw = [2 2.7 6.0 4.9 7.2 6.1] 
 
DADOS=STRUCT(NumPeriods,T,'NumGenerators,N,NumLines,NL,Num-
Bus',NB,Rdw,Rdw,Rup,Rup,Cw,Cw,Cl,Cl,dT,Predespacho_anterior) 
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“Cálculo do perfil de Carga”  
[CargaBrutaDasBarras,SomaCargaBrutaDasBarras]=CALCULOPERFILCARGA(Va-
riacaPerfilCarga) 
 
CargaBrutaDasBarrasMaisReserva=CargaBrutaDasBarras+CargaBrutaDasBar-
ras 
 

fim 
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ANEXO A 

Está ilustrado abaixo o sistema IEEE-30 BUS em sua forma padrão, utilizado nas simulações. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 


