
 

 

UNIVERSIDADE FEDERAL DE SANTA CATARINA 

CENTRO TECNOLÓGICO  

DEPARTAMENTO DE ENGENHARIA ELÉTRICA E ELETRÔNICA 

CURSO DE GRADUAÇÃO EM ENGENHARIA ELÉTRICA 

 

 

 

 

 

Marcelo Ramos Hoffmann   

 

 

 

 

 

 

 

 

IMPACTOS DO DIMENSIONAMENTO DO INVERSOR NO CUSTO NIVELADO DE 

ENERGIA E NA ATRATIVIDADE FINANCEIRA DE UMA USINA FOTOVOLTAICA 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Florianópolis 

2021



 

 

Marcelo Ramos Hoffmann 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

IMPACTOS DO DIMENSIONAMENTO DO INVERSOR NO CUSTO NIVELADO DE 

ENERGIA E NA ATRATIVIDADE FINANCEIRA DE UMA USINA FOTOVOLTAICA 

 

 

 

 

 

 

 

Trabalho de Conclusão do Curso de Graduação em 

Engenharia Elétrica do Centro Tecnológico da 

Universidade Federal de Santa Catarina como requisito 

para a obtenção do título de Bacharel em Engenharia 

Elétrica. 

Orientador: Profª Helena Flávia Naspolini, Drª Engª 

Coorientador: Maurício Vivan Guarnieri, Msc.e Eng. 

 

 

 

 

 

 

Florianópolis 

2021  



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Ficha de identificação da obra 

 



 

 

  



 

 

  



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Este trabalho é dedicado aos meus colegas de classe e aos meus 

queridos pais e amigos. 

  



 

 

AGRADECIMENTOS 

 

Gostaria de agradecer primeiramente à minha família, por sempre ter me dado o 

suporte e apoio necessário para conquistar meus objetivos. Por ter criado uma rede de amor e 

respeito, que eu tomo como exemplo para todos os momentos de minha vida.  

Um agradecimento especial à Renata Bahia, que esteve ao meu lado nos momentos 

mais críticos e foi responsável pelos últimos e necessários empurrões para finalização do 

trabalho.  

À professora Helena, por ter dado a oportunidade de trabalhar como bolsista do 

Laboratório de Eficiência e Conformidade de Instalações Elétricas (LECIE), ainda em 2017, 

que me abriu muitas portas e proporcionou um crescimento pessoal e profissional imenso. 

Estendo o agradecimento a todos os colegas que participaram das atividades junto ao 

Laboratório, e que hoje são amigos próximos. 

Ao Maurício Guarnieri, por me dar a oportunidade de estágio na empresa Araxá 

Energia Solar, e ter sido um chefe e mentor ensinando praticamente tudo o que sei sobre usinas 

FV. Estendo o agradecimento a todos os colegas da Araxá, por estarem sempre que possível à 

disposição para auxiliar em qualquer demanda. 

A todos meus amigos da faculdade, que estiveram comigo me apoiando e incentivando 

a cada conquista, em especial ao Júlio Boing, por ter apresentado o LECIE e dado apoio durante 

todo o curso de Graduação em Engenharia Elétrica. A todos os amigos de infância, do colégio 

e do grupo Fiapo de Arroz, que estiveram comigo, sendo uma rede de suporte e amizade muito 

importante em todos os momentos.  

Aos membros da banca examinadora Renato Lucas Pacheco e Darci Cidade Junior, 

por terem aceitado participar da avaliação deste trabalho. 

  



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

O universo não tem obrigação de fazer 

sentido para você.  

(Neil deGrasse Tyson, 2017) 

  



 

 

RESUMO 

Este trabalho tem por objetivo desenvolver um método para avaliar o impacto do 

dimensionamento do inversor na atratividade financeira e no custo nivelado de energia de uma 

usina fotovoltaica. O método desenvolvido pode auxiliar na tomada de decisão técnica e 

financeira em etapas conceituais do projeto da usina FV. Foram projetados quatro cenários de 

usinas FV, com fatores de dimensionamento do inversor variando entre 1,15 e 1,30, optando 

pela potência CC total da usina como equalizador dos cenários. Foi considerado como parte do 

projeto a construção de uma subestação coletora e de uma linha de transmissão de 230 kV de 

20 km de extensão, responsável pela conexão da usina ao SIN. Os resultados foram divididos 

em dois cenários, de acordo com o valor da TUST considerado, com e sem incentivo às fontes 

renováveis. Os resultados mostraram que os menores custos da energia FV gerada foram 

obtidos com o maior carregamento dos inversores (FDI = 1,30). Os LCOEs obtidos foram, 

respectivamente, 199,87 R$/MWh (com incentivo às energias renováveis) e 229,34 R$/MWh 

(sem incentivo). A análise da atratividade financeira do retorno do investimento foi 

complementada com auxílio de indicadores financeiros, tais como, VPL, TIR e Payback. Para 

o Cenário 1 (com incentivo), a usina com FDI de 1,20 apresentou maior atratividade financeira, 

mesmo sem o menor custo de produção da energia. Sem incentivo (Cenário 2), a usina com FDI 

de 1,30 mostrou maior atratividade financeira, aliada ao menor custo de produção da energia. 

 

 

Palavras-chave: Energia Solar Fotovoltaica. Fator de Dimensionamento do Inversor. Custo 

Nivelado de Energia. Usinas fotovoltaicas. 

 

 

  



 

 

ABSTRACT 

This work aims to assess the impact of the inverter sizing ratio on the economic attractiveness 

and levelized cost of electricity of a utility scale PV power plant. The method developed could 

assist at finance and tecnical decision making at early stages of project development. Four 

different PV power plants were designed with inverter sizing ratio varying from 1,15 to 1,30, 

the power plant scenarios were equalized by the total DC power installed at them. It was also 

considered as part of the project the construction of a electrical substation and a transmission 

line with 230 kV and 20 km long, responsible of conecting the power plant to the electrial 

system. The results were devided on two different scenarios according to the ammount charged 

from TUST, with or without the incentive to renewable energy sources. The results showed that 

the lower cost of Electricity were obtained by the highest inverter sizing ration (ISR = 1,30). 

The LCOE values were, respectively, 199,87 R$/MWh (with incentive to renewable energy) 

and 229,24 R$/MWh (without incentive). The assessment of the economic attractiveness ofthe 

investmente was conducted using the VPL, TIR and Payback. For the First scenario (with 

incentive) the power plant with FDI of 1,20, showed the highest economic attractiveness even 

without the lower LCOE. Without the incentive (Scenario 2) the power plant with FDI of 1,30 

showed both the lowest cost of Electricity and the highest economic attractiveness. 

 

 

Keywords: Photovoltaic Energy. Inverter Sizing Ratio. Levelized Cost of Electricity. PV 

Power Plants 
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1. INTRODUÇÃO E CONTEXTO GERAL DO TRABALHO 

1.1  INTRODUÇÃO 

A energia fotovoltaica pode ser considerada uma das mais promissoras fontes de 

energia renováveis no mundo. Em 2020, cerca de 25% da potência instalada em fontes 

renováveis eram da tecnologia fotovoltaica, aproximadamente 709,7 GW. Apenas neste ano 

foram instalados 125,8 GW de sistemas FV, quase metade da potência instalada de fontes 

renováveis (IRENA, 2020). Em 2018, a energia fotovoltaica foi o destino de 46,13% de todo 

investimento mundial em fontes renováveis, com um investimento total de 150 bilhões de 

dólares (IRENA, 2020). 

O Brasil se encontra em uma posição privilegiada para o aproveitamento da tecnologia 

FV (Rüther and Zilles, 2011), apresentando uma média de irradiação global horizontal na faixa 

de 3,5 a 6,25 kWh/m².dia (Pereira et al 2017).  

Os sistemas FV podem ser isolados ou conectados à rede. Os sistemas isolados são 

aqueles que não possuem conexão com a rede elétrica e, portanto, necessitam de sistemas de 

armazenamento de energia, para os períodos em que não há geração FV. Já os sistemas FV 

conectados à rede são divididos em dois grandes grupos, geração distribuída (GD) e geração 

centralizada (GC). 

Os sistemas GD são aqueles conectados ao sistema de distribuição, com foco em 

aplicações residenciais, comerciais e até industriais. A resolução normativa REN 482, de 2012, 

estabeleceu as condições gerais para a micro e minigeração distribuída e implementou o sistema 

de compensação de energia (ANEEL, 2012). Em 2015, afim de aprimorar a REN 482, a Agência 

Nacional de Energia Elétrica (ANEEL) criou a resolução normativa REN 687, que limitava a 

potência para microgeração em menor que 75 kW e, para minigeração, entre 75 kW e 5 MW, 

além de criar as modalidades para a geração distribuída como autoconsumo remoto, geração 

compartilhada e empreendimento com múltiplas unidades consumidoras (ANEEL, 2015b). Este 

tipo de geração somou 1,5 GW de potência instalada em 2020, cerca de 60% da geração 

fotovoltaica brasileira (ANEEL, 2020). 

Já os sistemas fotovoltaicos em GC são usinas de médio ou grande porte, conectadas 

ao sistema de transmissão de energia e, no caso brasileiro, são conectados diretamente ao SIN 

(Sistema Interligado Nacional), por meio das linhas de transmissão que o compõem. Logo, as 

usinas devem ter níveis de potência e tensão adequados à rede em que serão conectadas. Por 
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estarem conectadas ao SIN, as usinas FV estarão sujeitas às mesmas políticas que as outras 

fontes de geração, tanto renováveis quanto não renováveis. 

Segundo a Agência Internacional de Energia (IEA, do inglês International Energy 

Agency), as usinas FV em larga escala, ou “Utility Scale”, são responsáveis pela maior parte da 

potência fotovoltaica adicionada no mundo, com um total de 66 GW em 2019, cerca de 60,5% 

da potência total adicionada (IEA, 2020). Por se tratar de grandes usinas fotovoltaicas, são 

necessárias grandes áreas em locais com níveis de irradiação suficientemente altos para a 

instalação da usina. 

A Empresa de Pesquisa Energética (EPE) fez um estudo do potencial dos recursos 

energéticos em todo o Brasil, para diversas fontes de energia. Para a energia solar, a EPE 

realizou um estudo das áreas aptas para GC. As áreas consideradas aptas contavam com um 

declive menor que 3% e uma área contínua mínima de 0,5 km². Áreas consideradas sob proteção 

foram desconsideradas. Além disso, foram retiradas 20% das áreas aptas devido às restrições 

impostas pelo código florestal. Foram consideradas apenas as áreas com irradiação média acima 

de 6,0 kWh/m². Mesmo com todas essas restrições, o Brasil possui um potencial de 

aproximadamente 506 TWh/ano apenas em GC (EPE, 2018). Considerando o ano de 2020, essa 

geração potencial seria suficiente para suprir 86,58% da demanda energética total do Brasil 

(ONS, 2021). 

1.2  JUSTIFICATIVA 

O Brasil possui um grande potencial de aproveitamento da energia solar em grandes 

usinas geradoras, dada a sua dimensão e nível de irradiação elevado em grande parte do seu 

território. Os projetos de grandes usinas são complexos e muitos parâmetros são definidos em 

fases conceituais do projeto, tais como, os principais componentes utilizados, a potência total 

da usina e, em geral, a configuração desejada pela equipe de engenharia do proprietário. A razão 

de potências CC/CA (FDI) da usina é um importante fator, pois ela indica a quantidade de 

módulos por inversor que serão instalados. Contudo, até a presente data, são poucas as 

metodologias empregadas para escolha do FDI que incluam uma precisa avaliação dos impactos 

econômicos resultantes desta escolha. 
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1.3  OBJETIVOS 

1.3.1  Objetivo Geral 

O objetivo geral do trabalho é desenvolver um método para avaliar os impactos do 

dimensionamento do inversor na atratividade financeira e no custo nivelado de energia (LCOE) 

de uma usina solar fotovoltaica. 

1.3.2  Objetivos Específicos 

Para alcançar o objetivo geral, o trabalho está dividido nos objetivos específicos 

listados a seguir. 

● Avaliar aspectos de projeto e de configuração mais impactantes nos processos 

de decisão técnica de projetos de usinas fotovoltaicas, enfatizando a variação 

da relação de potência CC/CA de uma UFV. 

● Quantificar e precificar equipamentos e materiais, custos de O&M e conexão, 

considerando as variações e cenários propostos. 

● Simular a produção de energia dos cenários propostos e analisar o resultado 

das variações com o do cálculo do LCOE. 

● Complementar a avaliação da atratividade financeira do retorno do 

investimento por meio de indicadores, tais como, VPL, TIR e payback 

descontado 
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2 REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 

2.1  RECURSO SOLAR 

A radiação é toda energia transmitida a partir de uma fonte, por um meio qualquer, 

podendo este ser o vácuo do espaço, o ar ou qualquer outro meio. Logo, a radiação pode ser 

definida como a energia em movimento ou energia em trânsito. Quando a fonte emissora da 

energia é o sol, a radiação é chamada de radiação solar, que é de grande importância para a 

manutenção da vida na terra. 

O fluxo de radiação solar médio, ou irradiância solar, que atinge a atmosfera terrestre 

é de 1.366 W/m², também conhecido como “Constante Solar” (Coulson, 1975). Apesar deste 

valor ser amplamente reconhecido e utilizado na padronização de equipamentos, estudos 

recentes reavaliaram a irradiância solar que atinge a terra, por um período de 42 anos, e 

propuseram uma correção do valor da constante solar para 1.361 W/m² (Gueymard, 2018).  

Do movimento de translação da terra ao redor do sol, resulta uma variação da 

irradiância solar ao longo do ano, atingindo um valor máximo de aproximadamente 1.412 

W/m², quando a terra se encontra no ponto mais próximo ao sol (periélio), e um valor mínimo 

de 1.322 W/m², quando a distância Terra-Sol é máxima (afélio) (Pinho and Galdino, 2014). A 

Erro! Fonte de referência não encontrada. mostra as diferentes posições da Terra ao longo 

de seu período de translação ao redor do Sol. 

Figura 1 - Posições da Terra ao longo de seu período de translação ao redor do Sol. 

 

Fonte: Manual de Engenharia para Sistemas Fotovoltaicos 
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Ao atravessar a atmosfera terrestre, aproximadamente 46% da irradiância solar é 

absorvida ou refletida pela própria atmosfera, enquanto o restante 54% são refletidos (7%) ou 

absorvidos (47%) pela superfície do planeta Terra (Trenberth, 2009). A irradiância solar que 

atinge a superfície terrestre é em torno de 1.000 W/m², dependendo das condições climáticas 

do local. Este nível de irradiância, combinado com uma temperatura de 25°C e massa do ar de 

1,5, compõem as condições de STC (Standard Test Conditions) utilizadas para definir as 

características nominais dos componentes fotovoltaicos, tais como, como potência, tensão e 

corrente. A Erro! Fonte de referência não encontrada. apresenta o fluxo de radiação solar e 

sua interação com a atmosfera terrestre. 

Figura 2 - Diagrama do fluxo de radiação solar e sua interação com a atmosfera terrestre 

 

Fonte: Manual de Engenharia para Sistemas Fotovoltaicos, traduzido de (Trenberth, Fasullo e Kiehl, 

2009) 

A irradiância que atinge a superfície terrestre é chamada de irradiância global e é 

resultado da soma da irradiância direta e da irradiância difusa. Irradiância direta é aquela que 

não sofre interferência e, consequentemente, atinge a superfície de forma perpendicular. A 

irradiância difusa é formada pelos raios de sol que sofrem um espalhamento ao atravessar 

nuvens, poeira ou ainda edificações em ambientes urbanos. A irradiância difusa é mais 

complexa de se medir, devido à irregularidade da linha do horizonte. Ainda assim, é importante 

sua medição para avaliar o desempenho de sistemas fotovoltaicos integrados a edificações 

(BIPV) (de Simón-Martín, Alonso-Tristán e Díez-Mediavilla, 2017; Chen et al., 2021) e, 



23 

 

principalmente, auxiliar na análise do desempenho e risco de sistemas bifaciais, que se 

beneficiam da irradiação difusa, gerando energia na parte traseira do módulo (Nussbaumer et 

al., 2020). A Erro! Fonte de referência não encontrada. apresenta as componentes de 

radiação solar. 

Figura 3 - Componentes da radiação/irradiância solar na superfície terrestre 

 

Fonte: Atlas Solar Paraná Manual do Usuário (Tiepolo et al. 2018) 

A intensidade da irradiância refletida depende do coeficiente de reflexão (albedo) da 

superfície em que ela incide. O albedo é definido como a razão entre a irradiância refletida e a 

global incidente na superfície desejada (Ziar et al., 2019). O albedo varia com o tipo de 

superfície. Para áreas sem medições de albedo, geralmente se utiliza o valor de 0,2 para 

superfícies sem cobertura de neve (Liu e Jordan, 1963). Superfícies claras, com cobertura de 

neve, apresentam altos valores de albedo (entre 0,61 e 0,65), podendo chegar a 0,75 em neve 

fresca (Weihs et al., 2021). A cobertura de sal presente no Salar de Uyuni oferece uma 

reflexividade na mesma faixa da cobertura de neve, com um albedo de 0,69 ±0,02 (Reuder et 

al., 2007). Em Viena, uma área de asfalto (com albedo igual a 0,13) foi trocada por concreto de 



24 

 

alta reflexividade (albedo igual a 0,5), resultando em um aumento de 7,3% na produtividade, 

medida a uma altura de 12 m, de um sistema FV instalado na fachada de um edifício (Revesz 

et al., 2018). A Tabela 1 mostra os valores de albedo sugeridos pelo software PVSyst para 

diferentes tipos de superfícies. 

Tabela 1 – Valores sugeridos de albedo para diferentes tipos de superfície 

Tipo de superfície Albedo 

Ambientes urbanos 0,14 – 0,22 

Grama 0,15 – 0,25 

Grama fresca 0,26 

Neve fresca 0,82 

Neve molhada 0,55 – 0,75 

Asfalto seco 0,09 – 0,15 

Asfalto molhado 0,18 

Concreto 0,25 – 0,35 

Azulejos vermelhos 0,33 

Alumínio 0,85 

Cobre 0,74 

Aço galvanizado novo 0,35 

Aço galvanizado muito sujo 0,08 

Fonte: (PVSyst, 2021) 

Devido à dificuldade na obtenção dos valores de albedo, foram desenvolvidos diversos 

bancos de dados a partir de medições de satélite. Entretanto, tais dados devem ser tomados com 

um certo cuidado, pois estudos mostraram diferenças, entre os valores esperados e medidos, 

maiores do que as incertezas de medição (Gueymard et al., 2019; Marion, 2021). Ziar et al. 

2019 apresentou um modelo matemático de cálculo do albedo sem a necessidade de medição 

local. O estudo comparou os resultados obtidos com as medições locais e obteve uma diferença 

absoluta menor que 0,31% para um local geometricamente complexo.  

Outras componentes da irradiância solar, variantes das irradiações direta e difusa, 

também são consideradas nas simulações de geração de energia. O Atlas Brasileiro de Energia 

Solar as define como: Irradiância direta normal (DNI), Irradiância difusa horizontal, Irradiância 

direta horizontal, Irradiância global horizontal (GHI) e Irradiância no plano inclinado (GINC) 

(Pereira et al. 2017). 

A irradiação solar (Wh/m²) é a integral das irradiâncias em um intervalo de tempo e é 

comumente utilizada para avaliar o potencial fotovoltaico de um determinado local. Geralmente 
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a irradiação solar é medida em kWh/m². A Erro! Fonte de referência não encontrada. mostra 

o mapa da irradiação solar do território brasileiro, em Wh/m².dia, ou seja, a média diária da 

irradiação solar no Brasil. A região Nordeste apresenta a maior GHI média diária com 5,5 

kWh/m², seguido pelas regiões Sudeste e Centro-Oeste com 5,07 kWh/m² e 5,06 kWh/m², 

respectivamente. Por último, se encontram as regiões Norte e Sul, com 4,64 kWh/m² e 4,53 

kWh/m², respectivamente. 

Figura 4 - Mapa irradiação solar média diária (Wh/m²) 

 

Fonte: Atlas Brasileiro de Energia Solar, 2017 (Pereira et al. 2017). 

O mapa do Brasil apresenta uma grande área com médias diárias de irradiação solar 

acima de 5.750 Wh/m².dia, que vai desde a região Nordeste até o Pantanal, incluindo o norte 

do estado de Minas Gerais. Essa região é conhecida como “Cinturão Solar”, devido ao seu alto 

potencial de aproveitamento da energia solar. A Erro! Fonte de referência não encontrada. 

mostra a localização das usinas fotovoltaicas resultantes dos últimos leilões de energia 

realizados. 
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Figura 5 - Resultado dos leilões de energia por localização 

 

Fonte: ANEEL, Resultado leilões por localização, 2021. 

A irradiação solar, assim como outros dados meteorológicos, pode ser levantada 

localmente ou por meio de dados de satélites. As medições locais são realizadas utilizando as 

chamadas “Estações Solarimétricas”, que possuem equipamentos que medem diferentes dados. 

O modelo padrão da EPE, segundo a Nota Técnica EPE-DEE-RE-065/2013-r7, com última 

revisão em 07/05/2021, exige que a estação esteja equipada com, no mínimo, dois piranômetros 

orientados horizontalmente, anemômetro, sensor de temperatura e de umidade relativa do ar 

(EPE, 2013). Os equipamentos listados são o mínimo exigido, porém a estação pode ser 

complementada com outros equipamentos de medição e, principalmente, de armazenamento de 

dados. A Erro! Fonte de referência não encontrada. mostra uma estação solarimétrica padrão 

EPE. 
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Figura 6 - Estação solarimétrica padrão EPE (EPE-DEE-RE-065/2013-r7) 

 

Fonte: Araxá Energia Solar, adaptado pelo autor. 

Com as estações solarimétricas, é possível obter as medições locais com bastante 

precisão, porém são necessários anos de dados medidos para analisar o potencial solar de um 

determinado local. Por este motivo, o Instituto Nacional de Pesquisas Espaciais (INPE), por 

meio do Laboratório de Modelagem e Estudos de Recursos Renováveis de Energia (LABREN), 

lançou, no ano de 2017, a segunda edição do Atlas Brasileiro de Energia Solar, que conta com 

17 anos de dados de satélites medidos e validados, com dados de 98 estações solarimétricas 

espalhadas pelo território brasileiro (Pereira et al. 2017). Os dados do Atlas são público, e 

possuem uma resolução espacial de 10 km x 10 km, aproximadamente, cobrindo todo o 

território brasileiro.  



28 

 

Em geral, os bancos de dados públicos ou privados utilizam dados solares e 

meteorológicos de satélites geoestacionários, em combinação com modelos matemáticos, para 

obter os dados de um local específico. Alguns exemplos de banco de dados solarimétricos são 

apresentados a seguir: 

● National Solar Radiation Database (NSRDB), divisão da National 

Renewable Energy Laboratory (NREL), foi fundado em 1961 e está em 

operação até os dias atuais. No período entre 1960-1990, o NSRDB utilizava 

dados medidos em aeroportos e entre 1991 e os dias atuais, os dados passaram 

a ser adquiridos por satélite. Possui dados dos Estados Unidos, Sul da Ásia e 

América central, com resolução temporal horária e de 30 minutos e resolução 

espacial de 4 km x 4 km (NSRDB, 2021). 

● HelioClim-3 é o banco de dados da SoDa-pro (Solar Radiation Data), fundada 

em 2003, e com dados de 2004 até o presente. A resolução temporal dos dados 

varia de 1 minuto até mensalmente, dependendo da necessidade do cliente, e 

a resolução espacial é de 3 km x 3km. No Brasil, os dados do HelioClim-3 

foram validados por 31 estações solarimétricas do INMET (Instituto Nacional 

de Meteorologia) e por 11 estações do INPE (SoDa-pro, 2021). 

● Solcast, foi criado em 2015, possui dados desde 2007, que podem ser obtidos 

para um período específico, médias mensais e TMY com cobertura mundial. 

A resolução temporal varia de 1 min até mensalmente, com uma resolução 

espacial de 1-2 km x 1-2 km (Solcast, 2021). 

● Solargis, fundado em 2010, é talvez o mais conhecido banco de dados entre 

os listados. Possui cobertura global, com mais de 200 locais validados. Possui 

uma resolução espacial de 250 m x 250 m, a maior entre os bancos de dados 

listados. O período de dados do Solargis depende da região analisada. Para as 

Américas (Norte, Sul e Central), existem dados desde 1999, com resolução de 

30 min e, a partir de 2018, com resolução temporal de 15 min (Solargis, 2021). 

● Atlas Brasileiro de Energia Solar (2017) fornece médias mensais das três 

componentes da irradiação (global horizontal, direta normal e difusa) para 

qualquer local no Brasil. A resolução dos dados derivados de satélite é de 10 

km x 10 km. O Atlas apresenta valores de irradiação na superfície terrestre 

obtidos a partir do tratamento, via modelo matemático, de uma série histórica 

(jul/1999 a dez/2015). O modelo desenvolvido pelo Laboratório de 
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Modelagem e Estudos de Recursos Renováveis de Energia (LABREN), em 

parceria com a UFSC, utiliza dados do satélite geoestacionário GOES, 

posicionado sobre a América do Sul, e tem seus dados validados por meio de 

comparação com dados de estações meteorológicas instaladas e operadas pelo 

INMET e pela rede SONDA (Pereira et al. 2017). 

A Tabela 2 apresenta, resumidamente, as principais características dos bancos de 

dados listados acima. 

Tabela 2 – Características principais banco de dados mencionados 

Banco de Dados 
Resolução 

Temporal 

Resolução 

Espacial 

Ano de Começo 

da Medição 
Cobertura 

Atlas Brasileiro de 

Energia Solar 
1h 10 km x 10 km 2000 Brasil 

NSRDB 30 min – 1h 4 km x 4 km 1961 e 1991 
EUA, Ásia (sul), 

América Central 

HelioClim-3 1 min – mensal 3 km x 3km 2004 Global 

Solcast 1 min – mensal 1-2 km x 1-2 km 2007 Global 

Solargis 15 min – mensal 250 m x 250 m 1999 Global 

Fonte: Elaborado pelo autor 

Os dados de satélite são confiáveis quando não há a possibilidade de medição no local, 

porém podem apresentar incertezas. Um estudo realizado com medições em solo em 18 locais 

na Europa e no Mediterrâneo, durante 7 anos, retratou que é possível obter dados horários de 

satélite com incerteza de 17% para a irradiação global (Ineichen, 2014).  

Em 2016, a partir da Portaria MME 102/2016, a EPE passou a exigir que os dados 

meteorológicos e de geração de energia fossem certificados para todos os empreendimentos que 

desejassem participar dos leilões de energia do ambiente de contratação regulado. A 

certificação consiste em correlacionar as medições históricas, obtidas nos bancos de dados, com 

as medições locais, adquiridas por no mínimo doze meses corridos. Essa mudança resultou em 

uma redução de aproximadamente 46% no número de empreendimentos habilitados pela EPE 

em relação ao leilão de energia realizado no ano anterior (EPE, 2020). 

2.2 MÓDULOS FOTOVOLTAICOS 

A energia fotovoltaica é a conversão da energia solar em energia elétrica, por meio do 

efeito fotovoltaico, efeito que ocorre em materiais semicondutores que necessitam de uma fonte 

de energia externa para conduzir energia elétrica. Apesar do efeito fotovoltaico ter sido 

observado pela primeira vez em 1839, pelo físico francês Edmund Becquerel, as primeiras 
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células solares, ou fotovoltaicas, foram desenvolvidas em 1954, por pesquisadores do Bell 

Laboratories, e tinham uma eficiência de 4,5%. O programa espacial americano foi um grande 

catalisador da energia FV e, em 1958, quase todos satélites utilizavam células fotovoltaicas 

como fonte de energia elétrica (Rampinelli, 2010). 

O conjunto de células fotovoltaicas conectadas em série formam os módulos 

fotovoltaicos, que por sua vez também podem ser conectados em série, até alcançar a potência 

desejada do arranjo ou do sistema. A Erro! Fonte de referência não encontrada. mostra desde 

a célula até o sistema fotovoltaico para uma aplicação em telhado residencial. A nomenclatura 

utilizada segue a norma ABNT NBR 10899 – Energia fotovoltaica – terminologia (ABNT, 

2020). 

Figura 7 - Sistema FV 

 

Fonte: Imagem retirada de (PortalSolar, 2020) 

A tecnologia empregada nos módulos fotovoltaicos vem evoluindo constantemente. 

As principais tecnologias existentes no mercado são os módulos de silício cristalino e os 

módulos de Silício amorfo (a-Si), Telureto de Cádmio (CdTe) e CIGS/CIS, também chamados 

de módulos de “filme fino”, dada a sua baixa espessura e maleabilidade. Para a região sul da 

Espanha, módulos de filme fino tiveram melhor performance em relação ao módulo de Silício 

policristalino (pc-Si) (Cañete, Carretero e Sidrach-de-Cardona, 2014). 

A tecnologia HIT (Heterojunction Intrinsic-layer Technology) é relativamente nova e 

consiste na adição de silício amorfo dopado e não dopado nas duas extremidades da célula 

(Villalva, 2019). Em Gana, dois estudo similares avaliaram a degradação de diferentes 
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tecnologias de módulos. Os módulos de silício monocristalino apresentaram uma menor 

degradação para o primeiro ano de operação do sistema FV (Quansah e Adaramola, 2019). 

Analisando um sistema FV com 12 anos de operação, os módulos HIT foram os únicos a 

apresentar degradação menor que 1% ao ano (Takyi and Laryea, 2021). 

A eficiência dos módulos, assim como técnicas para aumento da eficiência, vem 

aumentando com as novas tecnologias, saindo dos 4,5% atingido pelo Bell Laboratories em 

1954, para a faixa dos 20-25% para os módulos modernos. A eficiência indica o quanto da 

irradiação solar que incide no plano do módulo é convertida em energia elétrica. Para calcular, 

deve se multiplicar a irradiação incidente (W/m²) pela área do módulo (m²) e dividir o resultado 

pela potência do módulo (W). A Erro! Fonte de referência não encontrada. destaca a 

eficiência das células e módulos FV para quatro tecnologias diferentes. 

Figura 8 - Eficiência das células e módulos fotovoltaicos por tecnologia 

 

Fonte: Fraunhofer ISE – Photovoltaics Report, 2021 (ISE, 2021), adaptado e traduzido pelo autor. 

A tecnologia PERC (Passivated Emitter and Rear Cell) alterou a estrutura dos 

módulos fotovoltaicos de silício cristalino, permitindo a geração de energia a partir da parte 

traseira do módulo. A mudança na estrutura veio a partir da substituição da superfície de 

alumínio presente na traseira do módulo por uma rede, também de alumínio, como mostra a 

Erro! Fonte de referência não encontrada.. 
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Figura 9 - Estrutura das células de módulos bifaciais e monofaciais 

 

Fonte: (Raina and Sinha, 2021), traduzido pelo autor. 

Estruturalmente, a adição dos pads de soldagem feitos de Prata não afeta a eficiência 

do módulo (Kiefer et al., 2013). As vantagens dos módulos bifaciais (BF), especialmente dos 

módulos da tecnologia PERC, é sentida principalmente no aumento da geração e da 

produtividade do sistema FV (Shoukry et al., 2016; Liang et al., 2019). Como esse tipo de 

módulo depende da irradiação refletida na parte traseira do módulo, fatores como o albedo, 

latitude e índice de bifacialidade do módulo podem alterar a produtividade do sistema.  

Sistemas bifaciais (BF) instalados em telhados planos podem apresentar vantagens em 

relação aos sistemas monofaciais (MF), dado o elevado albedo dessas superfícies, com 

potencial de aumentar ainda mais com tinta branca. O sistema BF apresenta aumento da 

produtividade de 15% ou 17%, dependendo da orientação do módulo (Muehleisen et al., 2021). 

Sistemas instalados rente ao solo, e com baixo albedo (α = 0,25), apresentam um aumento de 

geração de apenas 10%, enquanto que para o dobro do valor do albedo e uma estrutura de 

suporte a 1 m do chão, esse aumento pode chegar a 30% em relação ao sistema MF (Sun et al., 

2018).  

Rodríguez-gallegos et al. (2018) apresentaram um extenso trabalho, comparando 

sistemas monofaciais e bifaciais em 55 localidades diferentes, em instalações que permitem 

qualquer orientação dos módulos (AMO – Any Module Orientation) ou apenas orientação 

vertical (VMO – Vertical Module Orientation). Os resultados mostraram que os módulos 

bifaciais em instalações AMO são economicamente mais vantajosos para latitudes acima de 

40° para qualquer albedo, e em latitudes abaixo de 40° para albedos entre 0,12 e 0,30.  

Por todas essas vantagens os módulos bifaciais e da tecnologia PERC vem sendo cada 

vez mais utilizados nos projetos fotovoltaicos no Brasil. A participação dos módulos PERC 

começou em 2017. No último leilão de energia nova (2019), teve 28,5% de participação nos 

projetos, enquanto os módulos bifaciais totalizaram 19% da potência CC dos leilões (EPE, 

2020). No contexto global, o International Technology Roadmap for Photovoltaic previu uma 

participação dos módulos bifaciais no mercado mundial de 15% em 2020, aumentando para 

aproximadamente 40% em 2028 (ITRPV, 2018). 
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2.3 INVERSORES 

Os inversores fotovoltaicos são equipamentos extremamente importantes em sistemas 

fotovoltaicos, pois eles são responsáveis pela conversão da energia fotovoltaica, gerada em 

corrente contínua, na energia utilizada na rede elétrica (corrente alternada). Os inversores 

possuem um sistema que adequa sua operação para o ponto de maior potência do sistema FV. 

Essa adequação é realizada pelo Maximum Power Point Tracking (MPPT), que utiliza 

algoritmos matemáticos para rastrear o melhor desempenho do sistema FV. Baseado 

principalmente na temperatura do sistema e na irradiação solar (Yu et al., 2004), o inversor  

adequa a corrente e tensão do sistema para o ponto de máxima potência. A Erro! Fonte de 

referência não encontrada. mostra o diagrama interno do inversor com um e dois MPPTs. 

Figura 10 - Diagrama interno de inversores com um e dois MPPTs 

 

Fonte: (Canal Solar, 2019) 

A única diferença entre os diagramas é o número de Módulos DC presente em cada 

um. O restante da estrutura do inversor é igual. Por buscar sempre a maior potência do sistema 

FV, quanto maior a quantidade de MPPTs em um inversor, melhor tende a ser seu desempenho. 

Vale ressaltar que é possível designar múltiplas strings por MPPT, porém, quanto mais strings 

por MPPT, mais difícil é a capacidade do inversor encontrar o ponto de maior potência. 
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Existem topologias diferentes de inversores fotovoltaicos, tais como, inversores 

centrais, inversores string, multi-string e micro inversores. Micro inversores são pouco 

utilizados, especialmente em grandes usinas fotovoltaicas, por apresentarem uma menor 

geração de energia e maiores perdas que as outras topologias (Yilmaz e Dincer, 2017). As três 

topologias restantes (central, string e multi-string) possuem uma estrutura muito semelhante, 

tendo algumas pequenas diferenças entre elas.  

Os inversores string possuem apenas uma série de módulos conectadas ao inversor 

(Kjaer, Pedersen e Blaabjerg, 2005). Por este motivo, são utilizados principalmente em sistemas 

residenciais. Para operação normal do inversor string, sem a necessidade de elevação da tensão, 

a tensão em corrente contínua do sistema FV deve ser na faixa de 310-540 Vcc, para aplicações 

em 230 Vca (Islam, Mekhilef e Hasan, 2015). Essa topologia tem vantagem pois, como apenas 

uma string é conectada por inversor, o sistema como um todo sofre menos perdas por 

sombreamento e mismatch. Outra vantagem é obter um sistema MPPT para cada string, 

aumentando a produtividade do sistema FV (Hassaine et al., 2014).  

Os inversores multi-string são uma evolução do inversor string (Cramer, Ibrahim e 

Kleinkauf, 2004), permitindo a conexão de múltiplas strings em um mesmo inversor. Esta 

topologia permite que cada string seja conectada ao seu próprio conversor CC-CC com um 

MPPT individual (Islam, Mekhilef e Hasan, 2015). Essa característica permite a integração de 

diferentes tecnologias de módulos e orientações (norte, sul, leste, oeste) (Hassaine et al., 2014). 

Apesar da literatura definir a potência do inversores multi-string entre 3-10 kW (Hassaine et 

al., 2014), estão sendo desenvolvidos inversores de alta potência com esta topologia de alta 

potência para se adequar ao aumento da potência nominal dos módulos e tornar viável a 

aplicação em grandes usinas FV de GC (Greener, 2021). Em grandes usinas FV, o termo 

“inversor multi-string” não é muito utilizado, sendo chamado apenas de “inversor string”. 

Inversores da topologia central possuem um enorme número de módulos e strings 

conectadas a ele, dependendo da potência nominal do inversor, as strings são paralelizadas em 

“caixas” chamadas de StringBox antes de se conectar ao inversor. Estes são também chamados 

de arranjos fotovoltaicos. Os inversores centrais têm como característica uma alta eficiência, 

geralmente perto de 98%, e um baixo custo específico, porém a produtividade do sistema FV é 

reduzida por causa do mismatch entres as múltiplas strings e o sombreamento parcial (Cramer, 

Ibrahim e Kleinkauf, 2004). A topologia central também possui outras desvantagens, como a 

perda na geração devido à falta de MPPT para todas as strings, cabos de força com tensões 
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elevadas, na ordem de 1,0-1,5 kVcc, e a alta dependência em um só componente centralizado 

(Cramer, Ibrahim e Kleinkauf, 2004; Hassaine et al., 2014; Islam, Mekhilef e Hasan, 2015). 

Os inversores fotovoltaicos possuem potência máxima de saída que, por questões de 

segurança e performance, não podem superar. Quando a geração dos módulos FV supera esta 

potência, geralmente devido a um pico de irradiação solar, o inversor corta a geração em seu 

valor máximo. Essa condição é chamada de clipping do inversor, que ocasiona perda por 

sobreradiação. A Erro! Fonte de referência não encontrada. destaca o diagrama, 

simplificado, de cada topologia de inversor fotovoltaico. O termo “módulo-integrado”, 

utilizado na figura pode ser considerado um outro nome para os micro inversores, visto que o 

último é instalado por módulo FV, assim como mostrado na figura. 

Figura 11 - Diagrama simplificado dos inversores por topologia 

 

Fonte: (Viero, 2011) 

Apesar do inversor central ainda ser dominante em grandes empreendimentos 

fotovoltaicos no Brasil, segundo o “Estudo Estratégico – Grandes Usinas Solares 2021” 

realizado pela Greener, os inversores string de alta potência vem ganhando espaço no mercado 

brasileiro. Em 2020, 385 MW de inversores com potência acima de 150 kW foram importados, 

cerca de 76% a mais que no ano anterior. Consequentemente, dois terços (66%) dos contratos 

fechados utilizaram a topologia string de alta potência, alcançando uma participação de 42% 

nas usinas de geração centralizada (Greener, 2021). 
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2.4 FATOR DE DIMENSIONAMENTO DO INVERSOR 

O fator de dimensionamento do inversor (FDI), também chamado pelo termo técnico 

de carregamento, é um aspecto de projeto de extrema importância para sistemas fotovoltaicos, 

especialmente para grandes usinas. Por isso, existem muitas teses e publicações acadêmicas 

discorrendo sobre o assunto, com suas implicações e impactos nos projetos FV. Em resumo, o 

FDI é a razão entre a potência do arranjo FV em corrente contínua, em condições de STC, pela 

potência do inversor em corrente alternada (Good e Johnson, 2016; Hussin et al., 2017). Alguns 

autores também utilizam a razão inversa, potência CA do inversor pela CC do arranjo FV 

(Rampinelli, Krenzinger and Prieb, 2007; Toreti Scarabelot, Arns Rampinelli e Rambo, 2021). 

O cálculo do FDI considerado neste trabalho é dado por (1). 

𝐹𝐷𝐼 =  
𝑃𝑜𝑡𝐶𝐶

𝑃𝑜𝑡𝐶𝐴
=

𝑃𝑜𝑡𝐹𝑉

𝑃𝑜𝑡𝐼𝑁𝑉
                                                       (1) 

A escolha do melhor FDI depende de diversos fatores relacionados à condição 

climática do local de instalação, principalmente irradiação solar e temperatura do sistema FV. 

Em altas latitudes, onde a irradiação solar raramente ultrapassa as condições de STC, é 

favorável adotar valores altos de carregamento, pois a baixa irradiação solar evita perdas por 

clipping do inversor e carregamentos de 1,6 até 2,08 se tornam as melhores soluções (Väisänen 

et al., 2019). Entretanto, para latitudes mais baixas e locais semidesérticos, a alta irradiação 

solar faz com que sejam recomendados carregamentos quase unitários, na faixa de 1,08 e 0,95, 

dependendo da tecnologia (Rodrigo, Velázquez e Fernández, 2016).  

A resolução temporal comumente utilizada para simulações é a horária, porém 

resoluções menores tendem a influenciar a escolha do FDI. Isto porque dados de irradiação 

horários podem esconder importantes picos de irradiação, que devem ser considerados e podem 

durar minutos ou até segundos (Burger e Rüther, 2006). Estes picos são muitas vezes causados 

por efeito da passagens de nuvens, pelo efeito “borda de nuvem” (Pfister et al., 2003). Em onze 

meses de medições, em San Diego, California, foi atingido um pico de irradiação de 1.466 

W/m². Durante este efeito, a energia perdida por sobrecarregamento foi de até 50% da energia 

gerada (Lappalainen e Kleissl, 2020). Para melhor identificar estas perdas, deve ser utilizada 

uma resolução temporal de até 10 s (Luoma, Kleissl e Murray, 2012). 

No Brasil, por estar localizado em uma região com alta irradiação solar, também pôde 

ser observada irradiação solar alcançando até 1.845 W/m², durante até poucos minutos (do 

Nascimento et al., 2019). Mesmo em locais com baixa irradiação solar, a resolução apresenta 
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dados importantes escondidos pela média horária. Em estudo realizado na Finlândia, a perda de 

energia por clipping passou de 0,5%, com os dados horários, para 2,5% com resolução de 1 s 

(Väisänen et al., 2019). Usando uma resolução temporal de um minuto de dados de irradiação 

solar na cidade de Knoxville, Tenessee, foi observada uma potência do arranjo FV duas vezes 

maior que a potência do inversor (carregamento de 2,00). Desta forma, cerca de 16% de 

potencial de geração é perdido pelo clipping do inversor, enquanto a menor perda foi observada 

para um FDI de 1,25 (Good e Johnson, 2016). 

Em dias com céu limpo (clear-day), sem a presença de nuvens, a geração de energia 

tende a seguir linearmente a curva de irradiação solar durante o dia, para sistemas com baixos 

FDI. Entretanto, quando o carregamento é elevado, a geração de energia na saída do inversor 

satura na potência máxima do inversor. Esta condição é agravada caso atue a proteção contra 

superaquecimento do inversor. Neste caso, a geração cai consideravelmente. A Erro! Fonte de 

referência não encontrada. mostra o funcionamento do inversor (a) sem a presença de sobre 

carregamento e superaquecimento, (b) apenas com sobrecarregamento e (c) com 

sobrecarregamento e superaquecimento do inversor (Rampinelli, Krenzinger e Prieb, 2007). 
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Figura 12 - Funcionamento do inversor: (a) sem sobre carregamento e superaquecimento, (b) apenas com sobre 

carregamento e (c) com sobre carregamento e superaquecimento 

 

Fonte: (Rampinelli, Krenzinger e Prieb, 2007) 

Para a região nordeste brasileira, no município de Brotas de Macaúbas – BA, Martins 

Deschamps e Rüther (2019) utilizaram a produtividade mensal e Performance Ratio para 

otimizar o FDI em um sistema conectado à rede. As perdas por overload também foram 

analisadas para diferentes tecnologias de módulos. O estudo contava com cinco sistemas FV 

subdimensionados (potência do arranjo menor que a potência do inversor), que apresentaram 

uma yield mensal média de 150 kWh/kWp.mês, enquanto a PR variou entre 77% e 85%. Foram 

simulados outros valores de FDI, mais comuns em sistemas FV de grande porte, onde o 

carregamento de 1,26 se mostrou o mais viável para módulos de c-Si, também muito comuns 

em usinas FV. A Tabela 3 apresenta as perdas por overload do sistema real até um FDI de 1,50. 

Tabela 3 – Perdas por overload para diferentes tecnologias de módulos FV e FDIs 

FDI a-Si/μ-Si a-Si CIGS c-Si m-Si 

Real 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 

1,00 0,0% 0,2% 0,0% 0,0% 0,0% 
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1,05 0,1% 0,5% 0,0% 0,1% 0,1% 

1,10 0,3% 0,9% 0,0% 0,2% 0,2% 

1,15 0,5% 1,6% 0,1% 0,6% 0,5% 

1,20 1,0% 2,4% 0,3% 1,2% 1,0% 

1,25 1,7% 3,5% 0,7% 2,2% 1,8% 

1,30 2,7% 4,8% 1,3% 3,3% 2,9% 

1,35 3,9% 6,3% 2,1% 4,7% 4,2% 

1,40 5,2% 7,8% 3,2% 6,1% 5,6% 

1,45 6,5% 9,3% 4,4% 7,6% 7,0% 

1,50 8,0% 10,8% 5,7% 9,1% 8,5% 

Fonte: Adaptado de (Martins Deschamps e Rüther, 2019) pelo autor. 

Para a região Sul do Brasil, com menor irradiação solar se comparada à região 

Nordeste, foram analisados dois sistemas FV, com FDI 0,92 e 0,76, instalados em locais 

distintos. Mesmo com o primeiro local tendo uma irradiação solar 4,2% maior, o segundo 

sistema apresentou uma produtividade 11,86% maior. Camps et al., (2015) comparou um 

modelo matemático criado pelo próprio autor do artigo para obter FDI ótimo e a produtividade 

do sistema, com os valores obtidos por meio de simulação tradicional. Ambas as variáveis 

obtiveram resultados muito próximos, com um erro em torno de 3%. 

2.5 ESTRUTURAS DE SUPORTE 

Em grandes usinas fotovoltaicas instaladas em solo, geralmente são considerados dois 

tipos de estruturas de suporte para os módulos FV. As estruturas com angulação fixa (fixed-tilt) 

e com rastreador solar (tracker), tais como tracker de um eixo (single-axis) e dois eixos (double-

axis) (Nsengiyumva et al., 2018). Para os rastreadores de um eixo, é definida uma orientação 

N-S, onde o rastreador segue o ângulo de azimute do Sol em relação à Terra. Os seguidores de 

dois eixos são capazes de rastrear tanto o ângulo de Azimuth, quanto o ângulo de elevação do 

Sol em relação à Terra. 

Os rastreadores solares tem sido cada vez mais o foco de estudos e melhorias. Eles 

podem ser classificados de diversas maneiras, baseadas no tipo de atividade (passivo ou ativo), 

número de eixos (single/dual-axis), estratégia de controle (closed-loop e open-loop), estratégia 

de rastreamento (pela data e hora, com microprocessadores e sensores eletro-ópticos, e com 

mescla de sensores com data e hora). Em geral, o ganho energético entre os seguidores de um 

e dois eixos, comparado à estrutura fixa, é de 25% e 40%, respectivamente, variando de acordo 
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com o local. A energia consumida para movimentação das estruturas é geralmente baixa, entre 

2-5% da energia coletada (Nsengiyumva et al., 2018). 

O uso de rastreadores solares tem diversas vantagens: diminui o acúmulo de sujeira na 

superfície dos módulos, melhora na sua sensibilidade térmica e, para sistemas BF, aumenta a 

captação de luz resultante da irradiação difusa e do albedo. A escolha por sistemas com 

rastreadores de um eixo apresentaram um ganho em energia de até 45% em relação às estruturas 

fixas, em regiões próximas ao equador e módulos BF. Observa- se, ainda, aumento de 

aproximadamente 10% na geração de sistemas BF em relação a MF, ambos com rastreadores 

(Patel et al., 2021). 

A eficiência das estruturas de suporte depende do local onde será instalada. Isto 

porque, com o formato esférico da Terra, a trajetória do Sol é diferente para diferentes latitudes. 

Em estudo realizado em oito cidades no continente europeu, cujas latitudes variam entre 37,42° 

N (Sevilha, Espanha) até 60,30° N (Bergen, Noruega), foram analisadas alternativas de 

estrutura de suporte fixa, com orientação L-O e N-S. O caso de Bergen, Noruega, apresentou 

os melhores resultados, indicando que, mesmo para altas latitudes, é mais vantajoso seguir o 

movimento do sol durante o dia do que seguir a sua inclinação em relação à Terra. (Chudinzow, 

Klenk e Eltrop, 2020). 

O mesmo estudo conduzido por Chudinzow, Klenk e Eltrop (2020), mencionado 

anteriormente, mostrou que, aumentando a altura em relação ao solo da estrutura de suporte, de 

0,75 m para 1,5 m, e o espaçamento entre tais estruturas, de 5 m para 10 m, o sistema apresentou 

um aumento de 5% na sua produtividade. A altura da estrutura, geralmente, vem definida pelo 

fornecedor e apenas pequenas variações podem ser feitas pela equipe de projeto. O espaçamento 

entre as fileiras pode ser decidido nas fases iniciais de projeto e tem uma grande influência na 

geração de energia, principalmente em grandes usinas FV.  

Para avaliar a área ocupada pelas estruturas, é utilizado o GCR (Ground Coverage 

Ratio). O GCR é calculado pela razão entre a largura da mesa da estrutura de suporte e o pitch, 

que é a distância entre um ponto de uma mesa e o mesmo ponto da mesa seguinte, por exemplo, 

a distância entre o centro de duas mesas subsequentes. A taxa de ocupação de área diz o quanto 

da área ocupada pela estrutura de suporte é útil em relação à geração de energia. Como a largura 

da mesa é condicionada ao tamanho do módulo, após a definição do módulo, a única opção 

para variar o GCR é mudando o pitch, ou seja, afastando ou aproximando as mesas. A Erro! 

Fonte de referência não encontrada. mostra uma representação simplificada do pitch e 

largura da mesa, enquanto o cálculo do GCR segue em (2). 
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𝐺𝐶𝑅 =  
𝐿𝑎𝑟𝑔𝑢𝑟𝑎 𝑑𝑎 𝑚𝑒𝑠𝑎 (𝑚)

𝑃𝑖𝑡𝑐ℎ (𝑚)
                                                      (2) 

Figura 13 - Representação fatores da equação do GCR 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

O cálculo do GCR em sistemas FV é necessário para se evitar auto sombreamento 

entre os próprios módulos FV. Para sistemas que utilizem módulos bifaciais, a análise do GCR 

se torna ainda mais necessária, pois mesmo a sombra projetada no solo diminui a geração da 

parte traseira do módulo BF. Ainda assim, o ganho em produtividade dos sistemas atinge um 

“platô” onde, mesmo afastando ainda mais as fileiras de módulos, não há grande aumento de 

produtividade (Narvarte e Lorenzo, 2008). 

Para sistemas que utilizem trackers, para evitar o auto sombreamento, é utilizada a 

estratégia do backtracking, que justamente adequa a inclinação da estrutura de suporte para que 

uma mesa não faça sombra na mesa anterior. Com essa estratégia, é possível obter maiores 

GCR, sem comprometer a geração de energia (Panico et al., 1991). O sistema com backtracking 

tem se tornado padrão em sistemas FV com rastreadores (Narvarte and Lorenzo, 2008). Ainda 

assim, novas estratégias de backtracking vem sendo desenvolvidas, buscando obter soluções 

para inclinações do terreno (Anderson, 2020). Novas abordagens de backtracking, com o uso 

da internet das coisas (IoT – Internet of Things), apresentaram um aumento de 5% na 

produtividade anual em relação às estratégias tradicionais (Yakut e Erturk, 2021). 

2.6 ÍNDICES DE DESEMPENHO 

A Performance Ratio (PR), ou taxa de desempenho, é um dos índices de desempenho 

mais utilizados em grandes usinas FV. Ela é calculada pela razão entre a energia realmente 

gerada pelo sistema e a geração máxima teórica do sistema. Ou seja, a PR compara o que o 
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sistema conseguiu gerar, considerando todas as perdas envolvidas na geração, com o quanto 

seria possível gerar caso toda a irradiação solar incidente no plano dos módulos fosse 

transformada em energia elétrica. Em geral, sistemas em telhados, por conta do sombreamento, 

possuem uma PR em torno de 70%, enquanto grandes usinas FV, que geralmente são otimizadas 

para máxima geração, podem chegar a uma PR na casa dos 80%. 

A produtividade de um sistema fotovoltaico, mais conhecida pelo termo em inglês 

Yield, também é muito utilizada em projetos fotovoltaicos. Diferente da PR, a yield é calculada 

pela razão entre a geração do sistema FV e a potência nominal em corrente contínua total do 

sistema. Como a normalização é pela potência instalada, a yield é ideal para comparar sistemas 

de diferentes tamanhos (Marion et al., 2005). 

O Fator de Capacidade (FC) é um índice de desempenho muito utilizado em fontes 

geradoras de energia em geral. Ele é calculado pela razão entra a energia gerada pela potência 

total instalada multiplicada pelo tempo, geralmente medido em horas. O FC indica a 

percentagem da potência instalada que foi convertida em energia, no período desejado. Para 

usinas solares, o FC não representa fielmente a capacidade da usina pois, diferente de usinas 

térmicas, eólicas e hidrelétricas, a usina solar gera energia apenas durante o dia. 

2.7 MERCADO DE ENERGIA 

O sistema elétrico brasileiro (SEB) é composto por milhares de unidades geradoras de 

diversas fontes primárias de energia diferentes, espalhadas pelo país. As unidades geradoras 

são interligadas por meio de um complexo sistema de linhas de transmissão e subestações de 

energia que formam o Sistema Interligado Nacional (SIN).  

Dada a complexidade do Sistema Elétrico Brasileiro (SEB), diferentes agentes, ou 

órgãos, são responsáveis por diferentes tarefas para tratar da geração, transporte e 

comercialização da energia elétrica no Brasil. Os principais agentes do SEB são: 

● Agência Nacional e Energia Elétrica (ANEEL), responsável pela 

regulamentação tarifária de contratação da energia e do acesso ao sistema de 

transmissão.  

● Operador Nacional do Sistema (ONS), órgão responsável pela operação do 

SIN, por isso sua maior área de atuação é a geração de energia elétrica.  

● Câmara de Comercialização de Energia (CCEE) é o órgão responsável 

pelos leilões de energia e pela forma de participação do agente produtor.  
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● Empresa de Pesquisas Energéticas (EPE) tem como finalidade a atuação em 

estudos e pesquisas para auxílio no planejamento do SEB, cobrindo diversas 

fontes de energia, inclusive a certificação da energia para sistemas FV, 

mencionada anteriormente.  

Todos estes órgãos trabalham simultaneamente com o objetivo de manter o SEB 

operante. O mercado de energia elétrica do Brasil é dividido em dois ambientes de contratação 

diferentes, o Ambiente de Contratação Regulado (ACR) e o Ambiente de Contratação Livre 

(ACL). A grande diferença entre os dois é o tipo de contratação da energia. 

No ACL, os participantes, tanto geradores quanto consumidores, negociam a compra 

e a venda da energia livremente entre si. Ainda que a transação não seja regulada pela ANEEL, 

deve ser homologada na CCEE. Para o mercado livre de energia, o consumidor também tem 

responsabilidades quanto ao seu consumo. Caso ele ultrapasse ou não atinja a capacidade 

contratada, ficará sujeito ao preço spot, ou Preço de Liquidação de Diferenças (PLD).  

O mercado livre possibilitou que empresas especializadas na comercialização da 

energia elétrica entrassem no mercado, especificamente para fazer a ligação entre gerador e 

consumidor. Para participar do ACL como consumidor, são necessárias algumas características 

de consumo. Empresas com demanda contratada igual ou superior a 500 kW, por unidade ou 

somatório em um mesmo CNPJ, podem contratar energia apenas de fontes renováveis. 

Empresas com demanda contratada acima de 1.500 kW são livres para contratar de qualquer 

fonte geradora, incluindo usinas térmicas e grandes hidrelétricas (Durante, 2016; COMERC, 

2021). 

Diferente do ACL, o Ambiente de Contratação Regulado (ACR) é totalmente regulado 

pelos órgãos responsáveis. Logo, o consumidor não tem liberdade de escolha de qual fonte 

geradora ele contrata a energia ou do preço da anergia, que é definido nos leilões de energia. 

Por outro lado, no ACR o consumidor final corre quase nenhum risco de aumento repentino da 

tarifa da energia, exceto em situações pontuais como a MP579, de 2012, em que a tarifa 

aumentou cerca de 20% acima da inflação (Brasil, 2012), e a RTE/2015, onde o cenário 

hidrológico de Itaipu resultou em uma energia mais cara, causando um ajuste médio na tarifa 

de 24,3%, ponderado pela receita das distribuidoras (ANEEL, 2015a). 

A Tabela 4 resume as principais características dos dois ambientes de contratação. 

Tabela 4 – Ambientes de contratação Livre e Regulado 

  Ambiente de Contratação Livre - ACL Ambiente de Contratação Regulado - ACR 
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Participantes 
Geradoras, Comercializadoras, 

Consumidores livres e especiais 

Geradoras, distribuidoras e comercializadoras.  

As comercializadoras negociam somente nos leilões de 

energia existente – (Ajuste – A1) 

Contratação 
Livre negociação entre os compradores 

e vendedores 

Realizada por meio de leilões de energia promovidos pela 

CCEE, sob delegação da Aneel 

Tipo de 

contrato 

Acordo livremente estabelecido entre 

as partes 

Regulado pela Aneel, denominado Contrato de 

Comercialização de Energia Elétrica no Ambiente 

Regulado (CCEAR) 

Preço Acordado entre comprador e vendedor Estabelecido no leilão 

Fonte: (CCEE, 2021a), editado pelo autor 

Os leilões de energia promovidos pela CCEE e regulados pela ANEEL, são a principal 

forma de contratação de energia elétrica no ambiente regulado de contratação. Nos leilões de 

energia, os geradores e consumidores, incluindo nessa categoria as concessionárias de energia, 

apresentam a sua disponibilidade de geração e contratação e outras informações como garantia 

física, custo com a geração e perfil de consumo. Diferente de leilões tradicionais, o vencedor 

do leilão de energia é aquele que oferece o menor lance, isso porque as concessionárias que 

participam do leilão transferem o custo para a tarifa de energia de cada consumidor.  

Os principais tipos de leilão são o Leilão de Energia Nova (LEN) e o Leilão de Energia 

Existente (LEE). O primeiro negocia a energia de empreendimentos que ainda não estão em 

operação. Os empreendedores concorrem para atender o crescimento da demanda prevista, o 

LEN pode ter dois tipos, A-5 e A-3, referentes ao prazo para a usina entrar em operação, 5 e 3 

anos, respectivamente. Já o LEE negocia a energia de fontes já em operação, cujos 

investimentos já foram amortizados e, portanto, possuem um custo reduzido (CCEE, 2021b; 

FOCUS, 2021).  

Outros tipos de leilão de energia são: Leilão de Reserva (LER), criado para completar 

a demanda do mercado. Geralmente, a energia é proveniente de usinas especialmente 

contratadas para esta finalidade. Leilão de Ajuste (LA) que adequa a contratação de energia 

para quando as previsões de geração não se concretizam. Leilão de Fontes Alternativas (LFA), 

que visa o incentivo às fontes de energia renováveis novas ou existentes, como usinas solares, 

eólicas e PCHs (CCEE, 2021b; FOCUS, 2021). 

O Ministério de Minas e Energia (MME) divulgou, em dezembro de 2020, o calendário 

previsto de leilões de energia para os anos 2021, 2022 e 2023, para dar previsibilidade aos 

investidores do setor energético. A Tabela 5 destaca os leilões de energia, o tipo e a data 

prevista. 
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Tabela 5 – Calendário leilões de energia para os anos de 2021-2023 

Leilão Tipo Data 

Leilão de Energia Nova A-3 junho-21 

Leilão de Energia Nova A-4 junho-21 

Leilão de Energia Existente A-4 junho-21 

Leilão de Energia Existente A-5 junho-21 

Leilão de Energia Nova A-5 setembro-21 

Leilão de Energia Nova A-6 setembro-21 

Leilão de Energia Existente A-1 dezembro-21 

Leilão de Energia Existente A-2 dezembro-21 

Leilão de Energia Nova A-4 abril-22 

Leilão de Energia Nova A-6 setembro-22 

Leilão de Energia Existente A-1 dezembro-22 

Leilão de Energia Existente A-2 dezembro-22 

Leilão de Energia Nova A-4 abril-23 

Leilão de Energia Nova A-6 setembro-23 

Leilão de Energia Existente A-1 dezembro-23 

Leilão de Energia Existente A-2 dezembro-23 

Fonte: Portaria MME n° 435/2020 

A Tarifa de Uso do Sistema de Transmissão (TUST) é cobrada pela utilização do 

sistema de transmissão de energia, ou seja, a unidade geradora que deseja se conectar ao SIN, 

deve, obrigatoriamente, pagar a TUST. O valor da tarifa é ajustado anualmente, no mesmo 

período do RAP (Receita Anual Permitida). Para calcular TUST, é realizada uma simulação no 

Programa Nodal, utilizando como dados de entrada a configuração da rede (linhas de 

transmissão, subestações, geração e carga) e a própria RAP (ANEEL, 2015c).  

Como forma de incentivo, foi criada a “Energia Incentivada”, que oferece um desconto 

na TUST/TUSD para unidades geradoras de fontes renováveis. O desconto aplicado pode 

variar. Para fontes ligadas ao sistema de transmissão, o desconto é geralmente de 50% na TUST. 

Quando ligada ao sistema de distribuição, o desconto na TUSD pode ser de 50%, 80% ou ainda 

100%. Para ser apto a receber o desconto, as usinas devem seguir algumas premissas. Para 

fontes solares, eólicas e biomassa, com leilões de compra a partir de 01/01/2016, a potência 

injetada não deve superar 300 MW. Se anterior a esta data a potência não pode superar 30 MW. 

Fontes hidráulicas, independente da data do leilão, só recebem o desconto caso a potência não 

supere 50 MW (CCEE, 2014). 
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2.8 AVALIAÇÃO ECONÔMICA 

Em sistemas FV, assim como em todos os investimentos, é necessário fazer uma 

análise econômica e financeira do projeto para avaliar a sua viabilidade e atratividade. Em geral, 

índices econômicos tradicionais, tais como, Valor Presente Líquido, Taxa Interna de Retorno e 

Payback descontado, podem ser utilizados como índices econômicos para sistemas FV. Além 

deles também é muito utilizado o Custo Nivelado da Eletricidade. 

O Valor Presente Líquido pode ser definido como o valor de um investimento futuro 

“trazido” para o presente, ou seja, o quanto o fluxo de caixa de um determinado ano vale no 

presente, descontado a uma taxa de juros definida (Žižlavský, 2014). O VPL pode ser aplicado 

a qualquer tipo de projeto e o projeto é aceito caso tenha um VPL positivo, além de ser 

mutualmente exclusivo, ou seja, no caso de dois investimentos, o que obter maior VPL é 

economicamente mais atrativo (Pasqual, Padilla e Jadotte, 2013). 

A Taxa Mínima de Atratividade, em resumo, é a taxa mínima que o investidor deseja 

receber em retorno com o seu investimento. Geralmente, a investimentos com alto risco, são 

atribuídos valores elevados de TMA, pois são esperados retornos igualmente altos. 

A Taxa Interna de Retorno é a taxa mínima que o investidor pode esperar para obter 

um retorno financeiro com o investimento. Diferente da TMA, a TIR não é imposta pelo 

investidor e sim pelo próprio investimento. Na prática, a TIR se refere à taxa de juros que torna 

o VPL igual a zero (Pasqual, Padilla e Jadotte, 2013). 

O Payback descontado é um método relativamente simples e muito popular de 

avaliação financeira. Assim como os outros índices, ele avalia o comportamento do 

investimento no tempo. O Payback descontado determina o tempo necessário para o investidor 

reaver o dinheiro investido. Caso o investidor queira determinar o menor tempo de payback do 

investimento, ele pode usar a TIR como parâmetro. Por outro lado, caso ele queira saber o 

tempo em que o investimento vá render um retorno previamente definido, pode ser atribuído a 

TMA relativa ao valor esperado. Por este motivo, ele é muito utilizado, principalmente em 

empresas que pretendem aumentar de tamanho (Lefley, 1996). 

O Custo Nivelado da Energia (LCOE) é definido como o custo por unidade de energia 

de uma usina durante toda sua vida útil e é muito utilizado para comparar diferentes tecnologias, 

inclusive de fontes de energia diferentes (Guimarães, 2019). Para o cálculo do LCOE, é 

considerado o investimento inicial, o custo de O&M da usina, descontado a uma taxa de juros, 

e a energia gerada durante a vida útil da usina, que sofre queda devido à sua degradação. 
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Branker, Pathak e Pearce (2011) realizaram uma revisão da metodologia e premissas 

comumente adotadas no cálculo do LCOE e concluíram que o LCOE é altamente sensível aos 

dados de entrada do cálculo, principalmente aos custos com o sistema. 

  



48 

 

  



49 

 

3  METODOLOGIA 

Este trabalho tem como objetivo avaliar os impactos do fator de dimensionamento do 

inversor na atratividade financeira e no Custo Nivelado da Energia de uma usina fotovoltaica 

de grande escala, considerando os custos de conexão e de utilização do sistema elétrico de 

transmissão. Para melhorar a precisão dos resultados, foi elaborado o projeto elétrico completo 

para cada cenário analisado, levando em consideração pequenas mudanças nas quantidades 

totais de cada componente da usina. 

O fator de dimensionamento do inversor, chamado de carregamento do inversor, é a 

razão entre a potência em corrente contínua (CC) aplicada na entrada do inversor e a potência 

de saída do inversor já em corrente alternada (CA). Para compensar a falta de geração em 

períodos de baixa irradiação solar, a potência CC aplicada ao inversor é superior a sua potência 

de saída, garantindo uma geração alta por um período maior do dia. Carregamentos elevados 

tem se tornado mais viáveis devido ao aumento da potência e a diminuição do preço relativo 

dos módulos fotovoltaicos, permitindo, assim, a instalação de um número maior de módulos 

por inversor.  

3.1 COMPONENTES PRINCIPAIS 

Os componentes principais de uma usina solar fotovoltaica são o módulo fotovoltaico, 

a estrutura de suporte dos módulos e o inversor, devido ao seu alto custo em relação ao total da 

usina. Segundo o último leilão de energia realizado pela Empresa de Pesquisas Energéticas 

(EPE, 2020), eles são responsáveis por 64% do custo total do empreendimento, sendo 40% 

referentes aos com módulos fotovoltaicos, 15% às estruturas de suporte e 9% aos inversores. 

Não faz parte do escopo deste trabalho a análise de alternativas diferentes dos componentes 

principais da usina FV. Portanto, os componentes principais foram escolhidos internamente de 

fornecedores com participação significativa no mercado fotovoltaico, que estivessem 

comercialmente disponíveis. 

O módulo fotovoltaico escolhido foi o da linha Vertex, a última linha lançada pela 

Trina Solar, uma das líderes de mercado de módulos fotovoltaicos. Seguindo as novas 

tendências de tecnologia, o módulo escolhido é bifacial, da tecnologia PERC. As principais 

características do módulo seguem na Tabela 6 e o datasheet com todas as informações, se 

encontra no ANEXO A – Datasheet módulo fotovoltaico. 
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Tabela 6 – Características do módulo fotovoltaico considerado 

Características Unidade Valor 

Fornecedor - Trina Solar 

Modelo - TSM-600-DEG20C.20 

Potência pico Wp 600 

Corrente máxima potência  A 17,34 

Corrente de curto-circuito  A 18,42 

Tensão de máxima potência  V 34,6 

Tensão de circuito aberto  V 41,7 

Eficiência % 21,2 

Número de células - 120 

Tensão máxima V 1.500 

Fonte: Datasheet módulo TSM-600-DEG20C.20 (TrinaSolar, 2021). 

Foi escolhido o inversor do tipo central da Sungrow, modelo SG3125HV, com 

potência de saída de 3,437 MW, temperatura de operação de 45°C. Foi adotada a solução com 

inversores centrais, pois ela ainda é a solução mais comum em usinas de grande porte. Outra 

importante característica presente neste modelo de inversor é a opção de aumentar para até 24 

o número de entradas em corrente contínua, possibilitando uma liberdade maior na 

configuração elétrica dos blocos unitários de geração. A características principais do inversor 

estão apresentadas na Tabela 7 e o datasheet pode ser encontrado no ANEXO B – Datasheet 

inversor. 

Tabela 7 – Características do inversor considerado 

Características Unidade Valor 

Fornecedor - Sungrow 

Modelo - SG3125HV 

Potência @ 25°C MW 3,593 

Potência @ 45°C MW 3,437 

Potência @ 50°C MW 3,125 

Tensão nominal em CA V 600 

Tensão máxima em CC  V 1.500 

Eficiência % 99,0% 

Número de entradas - 21 (24 opcional) 

Fonte: Datasheet inversor SG3125HV (Sungrow, 2021). 
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Foi escolhida uma estrutura de suporte com duas fileiras de módulos (2V) do tipo com 

rastreador da luz solar, também chamado pelo termo em inglês “tracker”. Essa solução tem se 

mostrado mais vantajosa em relação à opção de suporte fixa, dado o aumento da geração de 

energia promovida pelo seguidor. As características do tracker seguem na Tabela 8, enquanto 

o datasheet se encontra em anexo. Vale ressaltar que, diferentemente dos módulos e inversores, 

as características das estruturas de suporte, como o comprimento, podem variar de acordo com 

as condições de projeto. 

Tabela 8 – Características da estrutura de suporte considerada 

Características Unidade Valor 

Fornecedor - Soltec 

Modelo - SF-7 

Tipo - 2V 

Seguidor (tracker) - Com Seguidor 

Comprimento m 45,28 

Largura m 4,49 

Altura m 2,35 

Número de estacas - 7 

Número de módulos - 68 

Número de strings - 2 

Fonte: Datasheet tracker Soltec – SF-7 (Soltec, 2021) 

3.2 COMPOSIÇÃO DOS BLOCOS DE GERAÇÃO 

Com os componentes principais da UFV devidamente escolhidos, foram criados os 

blocos de geração que compõe a usina como um todo. Os blocos de geração têm como base 

uma subestação unitária (SU), formada por dois inversores, e um transformador de baixa para 

média tensão, em torno de 20 a 34,5 kV, além de sistemas de proteção e monitoramento. A 

conexão entre estas subestações unitárias formam a chamada rede de média tensão (RMT), que 

é responsável por levar a energia gerada pelos inversores à subestação coletora (SEc). 

O número de inversores por SU foi escolhido devido à sua alta potência de saída, 

totalizando potência CA de 6,874 MW para cada SU. O número de módulos fotovoltaicos 

instalados por bloco de geração e, consequentemente, o número de trackers depende do FDI 

escolhido para o projeto. 

Esta etapa pode ser considerada a base do estudo, pois, de certo modo, os blocos 

“crescem” em torno da SU, tanto em potência, quanto em área ocupada. Quanto maior o FDI 
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considerado, mais módulos são conectados ao inversor e, consequentemente, maior é a área 

ocupada pelo bloco de geração. Os valores de FDI escolhidos para elaborar os cenários seguem 

na Tabela 9. 

Tabela 9 – Valores de FDI escolhidos 

FDI  

1,15 

1,20 

1,25 

1,30 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Os valores de FDI foram escolhidos com base em projetos reais elaborados 

internamente na Araxá Energia Solar. Na literatura, pode ser encontrado o FDI como a razão 

entre a potência do inversor (CA) e a potência dos módulos FV (CC). Neste caso, os valores de 

FDI variam entre 0,87 e 0,77 (Toreti Scarabelot, Arns Rampinelli e Rambo, 2021). De acordo 

com os resultados do leilão de energia A6-2019 realizado pela EPE, estes carregamentos estão 

dentro da faixa de valores apresentada na Nota Técnica EPE-DEE-003-2020-r0 (EPE, 2020). 

Estes valores indicam que a potência CC do bloco varia entre 15-30% acima da potência CA 

da subestação unitária. Os blocos de geração foram projetados considerando um pitch fixo de 

15 m, resultando em uma taxa de ocupação de área de 30% (GCR 0,30). 

O Quadro 1 destaca a configuração elétrica simplificada dos inversores considerados. 

Quadro 1 – Configuração geral dos inversores 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

600 Wp 17 String box A 17 String box A

10 Strings 3 String box B 5 String box B

10 Entradas 3.958 kWp 4.284 kWp

204 kWp 1,15 Pot CC/CA 1,25 Pot CC/CA

5 Trackers 194 Strings 210 Strings

340 Módulos 97 Trackers 105 Trackers

20 String box 22 String box

6.596 Módulos 7.140 Módulos

600 Wp 17 String box A 18 String box A

8 Strings 4 String box B 5 String box B

8 Entradas 4.121 kWp 4.488 kWp

163 kWp 1,20 Pot CC/CA 1,30 Pot CC/CA

4 Trackers 202 Strings 220 Strings

272 Módulos 101 Trackers 110 Trackers

21 String box 23 String box

6.868 Módulos 7.480 Módulos

Stringbox B

Stringbox A Inversor FDI 1,15

Inversor FDI 1,20

Inversor FDI 1,25

Inversor FDI 1,30
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Os cabos BTcc conectam a StringBox (SB) ao inversor e são instalados diretamente 

enterrados em valas. Como premissa, não foram instalados mais de seis circuitos (um cabo por 

cada polo positivo e negativo) em uma mesma vala, exceto na chegada do inversor. Os cabos 

solares conectam as strings às SB, e são instalados ao ar livre, seguindo a estrutura do tracker, 

ao final da estrutura, os cabos solares são encaminhados para a StringBox em eletrodutos, 

capazes de acomodar até seis circuitos. Para este trabalho, foram considerados arranjos de SBs 

com 10 e 8 strings, o arranjo das SBs depende da construção do bloco, mas se buscou seguir os 

mesmos padrões entre os blocos. 

Os cabos de baixa tensão (BTcc e Solares) foram desenhados e quantizados utilizando 

o software AutoCAD, para cada FDI escolhido. Posteriormente, eles foram multiplicados pela 

quantidade total de blocos instalados por usina para obter o total utilizado em cada usina. Outros 

materiais relacionados ao lado em corrente contínua do bloco de geração também foram 

quantizados e multiplicados pelo número total de blocos instalados. Com a quantidade total de 

cada material obtida, foi elaborada uma lista de materiais (LM) para organizar o orçamento de 

cada material separadamente. 

3.3 COMPOSIÇÃO DOS CENÁRIOS DE USINAS 

Cada um dos cenários de usinas projetados neste estudo é formado, em sua totalidade, 

por múltiplas unidades dos blocos de geração, sem considerar diferentes formatos, ou ainda, 

menores quantidades de inversores por bloco. Para conseguir uma equivalência entre os 

cenários de usina, a quantidade de blocos de geração foi calculada de modo que as potências 

pico de cada usina fossem aproximadas. 

Assim como nos blocos unitários de geração, também se buscou uma uniformidade 

nos layouts das usinas para que não houvesse favorecimento para nenhum cenário em 

específico. Foram adotadas as mesmas premissas em todos os cenários para os componentes 

que são mais influenciados pelo layout, como a quantidade de blocos que formam os circuitos 

de MT e o encaminhamento dos próprios cabos de MT. Os quantitativos restantes são 

influenciados exclusivamente pela quantidade de blocos presentes na usina, não pelo formato 

dela. As premissas adotadas para a composição das usinas seguem na Tabela 10. 

Tabela 10 – Premissas seguidas para concepção dos cenários de usina 

Premissa Unidade Valor 

Potência CC MWp 197 

SUs por circuito MT - 2 ou 3 
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Espaçamento acesso interno m 18 

Distância tracker - cerca m 15 

Altura m 2,35 

Número de estacas - 7 

Número de módulos - 68 

Número de strings - 2 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

3.4 COMPOSIÇÃO DOS CUSTOS 

Neste trabalho, a composição dos custos com a usina foi dividida em: 

• Materiais e Mão de Obra 

• Ponto de Conexão 

• Custos anuais 

3.4.1 Materiais e Mão de Obra 

O custo com materiais e mão de obra inclui o valor de compra unitário de cada um dos 

componentes utilizados e o custo envolvido na instalação deles. Por se tratar de um estudo 

comparativo, os custos unitários para cada componente e serviços são os mesmos entre os 

cenários analisados. Assim os custos totais dependem exclusivamente do quantitativo de cada 

um deles. Como os cenários elaborados seguiram as mesmas premissas de configuração entre 

eles, este custo é proporcional ao tamanho da usina. 

O módulo fotovoltaico é responsável por aproximadamente 50% dos custos totais com 

a usina, incluindo o ponto de conexão. Dada a sua importância para a composição dos custos e 

o fato de eles serem importados, o seu custo foi analisado com maior cuidado e teve o seu valor 

dependente do câmbio do dólar. O custo por watt-pico utilizado como referência foi 0,265 

US$/Wp, enquanto o câmbio do dólar foi fixado em R$5,26. Além disso, foi considerado um 

custo de importação de 19%. Neste estudo não foi considerado o frete dos componentes. Para 

as premissas adotadas, o custo final dos módulos foi de 1,66 R$/Wp, um pouco superior ao 

valor adotado por um estudo recente da Greener, que considerou um custo de 1,61 R$/Wp 

(Greener, 2021). Os custos unitários dos demais materiais utilizados foram retirados de 

orçamentos realizados pela empresa Araxá Energia Solar, especializada em projetos de usinas 

solares.  
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Nos custos de mão de obra estão inclusas as equipes de trabalho necessárias para a 

instalação dos componentes da usina. Assim como a compra dos materiais, cada componente 

possui um custo diferente também retirados de orçamentos recentes. Além da instalação dos 

componentes, a mão de obra inclui a obra civil da usina, como a movimentação de terra, projeto 

de drenagem, supressão vegetal, escavação de valas dos cabos, entre outros processos. 

3.4.2 Ponto de Conexão 

Neste trabalho, o ponto de conexão da usina com o Sistema Interligado Nacional (SIN) 

foi considerado na forma da construção da subestação coletora (SEc) e da linha de transmissão 

que conecta a usina com o SIN. O custo com o ponto de conexão pode corresponder a uma 

parcela de até 11% do custo total da usina (EPE, 2020). A SEc é o local da usina onde todos os 

circuitos de média tensão (MT) são conectados e a tensão é elevada a um nível compatível com 

a LT à qual será conectada. 

Para este estudo o custo, com a SEc foi dividido em custo com bays de entrada e custo 

de construção da SEc. Os custos que envolvem a SEc foram estimados com base em dados 

fornecidos em consultas a engenheiros da empresa de engenharia . 

As bays de entrada são o ponto em que os circuitos de média tensão se conectam na 

SEc. O custo das bays de entrada foi normalizado à potência instalada total da usina, no valor 

de 25.000 R$/MW (Araxá, 2020). O custo relativo da construção da SEc varia de acordo com 

a potência CA total instalada. O custo relativo mínimo considerado foi de 190.000 R$/MW. A 

este custo foi acrescido um incremento cumulativo de 5% para cada cenário de potência 

instalada (Araxá, 2020). 

A linha de transmissão é um fator importante a ser considerado ao projetar uma usina, 

podendo inviabilizar a sua construção, caso a usina esteja localizada muito longe de um ponto 

de conexão. Tal fato induz os agentes geradores a instalarem suas usinas próximo as linhas de 

transmissão integradas no SIN. Neste trabalho, foi considerada uma linha de transmissão de 

230 kV com 20 km de extensão. As características gerais consideradas para a linha de 

transmissão seguem na Tabela 15. 

Tabela 11 – Características gerais linha de transmissão 

Descrição Unidade Valor 

Nível de Tensão kV 230 

Fator de potência - 0,95 

Fator de capacidade - 1,00 
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Extensão km 20 

Modelo do Cabo - 580 LIGA 1120 

Resistência cabo Ω/km 0,1018 

Nº de condutores - 2 

Custo  R$/km 577.292,00 

Potência MW Variável 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

O custo por quilometro da linha de transmissão foi retirado de estimativas realizadas 

para projetos reais com as mesmas características da LT considerada, realizados pela empresa 

especializada, Araxá Energia Solar S/A. 

3.4.3 Custos anuais 

Os custos anuais, diferente dos mencionados anteriormente, são aqueles cobrados 

durante todo o período de funcionamento da usina. Neste trabalho, foram considerados como 

custos anuais o custo com operação e manutenção da usina, o arrendamento da área ocupada e 

a Tarifa de Uso do Sistema de Transmissão (TUST). 

O custo com operação e manutenção da usina, também chamado de custo com O&M 

ou OPEX, é considerado como uma percentagem do CAPEX da usina. As atividades incluídas 

na manutenção envolvem eventuais consertos de componentes, como cabos e conectores, 

limpeza dos módulos e limpeza da área em geral. Para este trabalho, o custo com OPEX foi 

considerado como 1% do custo total da usina, desconsiderando o ponto de conexão, pago 

anualmente durante o período de operação da usina (Shimura et al., 2016). 

As duas formas mais comuns de pagamento do arrendamento da terra para usinas 

fotovoltaicas consideram um custo fixo por hectare ou uma percentagem da geração da usina. 

Para o Brasil, o valor fixo por hectare fica entre R$ 1.897,50 e R$ 2.530,00 por hectare por mês 

A outra opção é o proprietário receber o equivalente a 1-1,5% da energia total gerada pela usina 

(Veríssimo et al., 2020). Neste trabalho, foi considerado um valor fixo para arrendamento da 

área como 1% da energia total gerada. 

A TUST, valor pago mensalmente pelo gerador pelo uso do sistema de transmissão, 

varia de acordo com a região do SIN. A tarifa é regulada pela ANEEL para suprir investimentos, 

manutenção e a operação das linhas de transmissão. Desde 2016, os empreendimentos com 

fontes de energia renováveis recebem um desconto de 50% na TUST. Um exemplo de valores 
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da TUST, com e sem desconto, para UFV localizadas em diferentes estados do Brasil, segue na 

Tabela 12. 

Tabela 12 – Valores de TUST  

Usina - UF 
TUST com desconto TUST sem desconto 

[R$/kW.mês] [R$/kW.mês] 

UFV – MG 4,83 9,66 

UFV – PB 3,84 7,68 

UFV – CE 3,83 7,66 

Fonte: Nota Técnica nº EPE-DEE-NT-014/2021-rev0 (EPE, 2021), adaptado pelo autor. 

3.5 DADOS SOLARIMÉTRICOS E SIMULAÇÃO COMPUTACIONAL 

Ao planejar uma usina fotovoltaica, um dos pontos cruciais para determinação da sua 

localização são os dados meteorológicos, principalmente os níveis de irradiação solar incidente. 

Estes dados são utilizados para estimar a produção de energia da usina com o uso de softwares 

especializados, tais como o PVSyst. 

Os dados meteorológicos utilizados na simulação foram retirados de trabalhos prévios 

de certificação para o mesmo local considerado no estudo. O objetivo da certificação é refinar 

os dados de longo prazo obtidos de bancos de dados de satélite, com uma resolução espacial 

relativamente baixa, com dados medidos no local. O método utilizado foi o site-adaptation 

linear, descrito por Polo et al., (2016). Ele consiste na correlação entre os dados de satélite e 

dados medidos no local para um mesmo período. O método foi aplicado à uma série histórica 

de 20 anos de dados do Solargis. A Tabela 13, a seguir, apresenta os dados médios de 

temperatura, irradiação global horizontal e irradiação difusa utilizados na simulação. 

Tabela 13 – Dados meteorológicos utilizados na simulação 

Mês 
Temperatura Irradiação Global Horizontal  Irradiação Difusa  

(°C) (kWh/m².mês) (kWh/m².mês) 

Janeiro 27,5 200,4 80,9 

Fevereiro 28,2 180,4 59,4 

Março 27,2 178,8 63,7 

Abril 25,7 162,8 54,9 

Maio 26,3 153,0 47,5 

Junho 26,0 142,6 35,3 

Julho 25,3 156,3 36,8 

Agosto 26,9 180,5 46,6 

Setembro 28,3 189,2 61,7 



58 

 

Outubro 28,5 195,2 71,1 

Novembro 27,7 169,1 79,4 

Dezembro 26,8 186,1 78,3 

Total 27,0 2.094,4 715,7 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Os dados meteorológicos foram importados para o software PVSyst, onde foi realizada 

a simulação para os cenários analisados. Visto que cada cenário de usina tem uma quantidade 

diferente de inversores, foi simulada a geração de apenas um inversor por configuração e o 

resultado multiplicado pela quantidade total de cada usina. Por se tratar de um estudo 

comparativo, as perdas consideradas na simulação são as mesmas entre cenários. A Tabela 14 

apresenta os dados de entrada adotados para as perdas na simulação. 

Tabela 14 – Dados de entrada perdas simulação PVSyst 

Perdas ôhmicas CC 1,5% 

Perdas ôhmicas CA - saída inversor até trafo MT 0,1% 

Perdas ôhmicas CA - Núcleo trafo MT 0,1% 

Perdas ôhmicas CA - Bobina trafo MT 1,0% 

Perda da eficiência dos módulos 0,0% 

Perdas LID 2,0% 

Perdas por mismatch entre módulos 2,0% 

Perdas por mismatch entre strings 0,1% 

Perdas por sujeira 3,0% 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Além das perdas mencionadas, foram consideradas as perdas na linha de transmissão. 

As perdas na LT dependem da potência total instalada da usina. Portanto, devem ser calculadas 

para cada cenário separadamente. Neste trabalho, não foram variadas características da linha de 

transmissão, tais como, nível de tensão, seccionamento, extensão, entre outros fatores. As 

equações a seguir relacionadas são utilizadas para calcular as perdas na LT. 

𝑃𝑜𝑡𝑎𝑡𝑖𝑣𝑎 =
𝑃𝑜𝑡𝑖𝑛𝑠𝑡𝑎𝑙𝑎𝑑𝑎 𝐶𝐴

𝐹𝑃
 [𝑀𝑊]                                              (2) 

𝐼𝐿𝑇 =

𝑃𝑜𝑡𝑎𝑡𝑖𝑣𝑎
√3

𝑉
× 1000 [𝐴]                                               (3) 

𝑅𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 = (
𝑅×𝐿

𝑁𝑟𝑜 𝑑𝑒 𝐶𝑜𝑛𝑑𝑢𝑡𝑜𝑟𝑒𝑠
) [Ω]                                            (4) 
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𝑃𝐼𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡â𝑛𝑒𝑎 = (𝐼𝐿𝑇 × 𝐹𝐶𝐿𝑇)2 × 𝑅𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙  [𝑊]                                        (5) 

𝑃𝑃𝑒𝑟𝑐𝑒𝑛𝑡𝑢𝑎𝑙 =  (
𝑃𝐼𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡â𝑛𝑒𝑎

𝑃𝑜𝑡𝑎𝑡𝑖𝑣𝑎×1000000
) × 100 [%]                                   (6) 

Onde: 

● Potativa = Potência ativa da usina (MW) 

● Potinstalada = Potência instalada CA da usina (MVA) 

● FP = Fator de Potência da usina 

● ILT = Corrente na linha de transmissão (A) 

● V = Tensão da linha de transmissão (V) 

● Rtotal = Resistência total do cabo (Ω) 

● R = Resistência elétrica do condutor (Ω/km) 

● L = Extensão da linha de transmissão (km) 

● Pinstantânea = Perda instantânea (W) 

● FCLT = Fator de Capacidade da LT 

● Ppercentual = Perda percentual (%) 

3.6 ÍNDICES DE DESEMPENHO 

Neste trabalho, foram analisados três índices de desempenho comumente utilizados 

em usinas fotovoltaicas. São eles a Performance Ratio (PR), produtividade (Yield) e o Fator de 

Capacidade (FV).  

A PR é a razão entre a energia realmente gerada e a energia máxima teórica, no 

intervalo de tempo especificado, conforme mostra (7). 

𝑃𝑅 =  
𝐸

𝑃𝐶𝐶×𝐼𝐺𝑃𝐼
 (%)                                                          (7) 

Onde: 

• E = Energia Gerada (MWh) 

• PCC = Potência pico em CC (MWp) 

• IGPI = Irradiação Global Plano Inclinado (kW/m²) 

A Yield é a razão entre a energia gerada e a potência disponível do sistema, ou seja, a 

potência dos módulos FV em corrente contínua, conforme mostra (8). 

𝑌𝑖𝑒𝑙𝑑 =  
𝐸

𝑃𝐶𝐶
 (𝑘𝑊ℎ

𝑘𝑊𝑝⁄ )                                                  (8) 

Onde: 
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• E = Energia Gerada (kWh) 

• PCC = Potência pico em CC (MWp) 

O Fator de Capacidade (FC) é obtido pela divisão entre a energia gerada e a 

multiplicação da potência instalada pelo tempo, geralmente medido em horas. O FC pode ser 

calculado utilizando como referência a potência CC ou CA da usina. Neste trabalho, foi 

considerada a potência CA como referência, por um período de um ano. O cálculo do FC é 

mostrado em (9). 

𝐹𝐶 =  
𝐸

𝑃𝐶𝐴×8760
                                                              (9) 

Onde: 

• E = Energia Gerada (kWh) 

• PCC = Potência pico em CC (MWp) 

• 8760 é o número de horas em um ano-calendário (365 × 24 = 8760) 

3.7 ANÁLISE ECONÔMICA 

A produtividade (Yield), a Performance Ratio (PR) e o Fator de Capacidade (FC) são 

indicadores muito seguros para avaliar o desempenho de uma usina fotovoltaica. Ainda assim, 

estes índices dizem respeito apenas à simulação da geração de energia, não levando em conta 

os aspectos econômicos presentes na elaboração do projeto. O LCOE é uma das métricas mais 

utilizadas para este tipo de avaliação. Adicionalmente, serão calculados o VPL, TIR e Payback 

descontado como análises complementares. 

O LCOE, do inglês Levelized Cost of Electricity, utiliza os custos totais da UFV e a 

sua geração de energia para calcular o custo nivelado da energia gerada. Tanto o custo, quanto 

a geração da usina, são calculados e corrigidos durante toda a vida útil do empreendimento, 

confome (10). 

𝐿𝐶𝑂𝐸 [
𝑅$

𝑀𝑊ℎ
] =  

𝐶0+∑
𝐶𝑡×(1+𝑖)𝑡

(1+𝑗)𝑡
𝑇
𝑡=1

∑
𝐸𝑡×(1+𝑑)𝑡

(1+𝑗)𝑡
𝑇
𝑡=1

                                                 (10) 

Onde: 

● C0 = Custo total da usina (R$) 

● Ct = Custo anual da usina no ano t (R$/ano) 

● Et = Geração de energia no ano (MWh/ano) 

● t = Ano 
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● T = Vida útil da usina 

● i = Taxa de inflação considerada 

● d = Degradação módulo FV 

● j = Taxa mínima de atratividade (TMA) 

A taxa de inflação considerada neste estudo foi fixa durante todo o período analisado. 

A taxa mínima de atratividade também foi fixada em um valor tido como viável em 

empreendimentos desta magnitude. A degradação da usina foi considerada igual à degradação 

do módulo fotovoltaico. O valor considerado foi retirado do datasheet do módulo disponível 

no ANEXO A – Datasheet módulo fotovoltaico. 

Os dados de entrada fixos adotados para o cálculo do LCOE seguem na Tabela 15. Os 

outros termos de (7) variam de acordo com os cenários. 

Tabela 15 – Dados de entrada fixos no cálculo do LCOE 

Dado de entrada Unidade Valor 

Vida útil da usina Anos 20 

Inflação considerada aa. % 5 

Degradação usina % -0,45 

Taxa mínima de atratividade (TMA) % 9 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

O Valor Presente (VP) é a soma do fluxo de caixa de um ano “t” descontado por uma 

taxa. Geralmente essa taxa é chamada de TMA, ou Taxa Mínima de Atratividade, estabelecida 

pelo proprietário do investimento como o mínimo retorno esperado. O cálculo do VP para o 

ano t pode ser feito por (11). 

𝑉𝑃(𝑡) =  −𝐶0 + ∑
(𝑅𝑡−𝐶𝑡)

(1−𝑇𝑀𝐴)𝑡
𝑛
𝑡=1                                                     (11) 

Onde: 

● C0 = Custo total da usina (R$) 

● Ct = Custo anual da usina no ano t (R$/ano) 

● Rt = Receita da usina no ano t (R$/ano) 

● TMA = Taxa mínima de atratividade (%) 

● t = Período 

● VP (t) = Valor Presente no ano t (R$) 
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O Valor Presente Líquido (VPL) é o cálculo do VP para todo o período do 

investimento. No caso deste trabalho, é considerado como a vida útil da usina. O valor do VPL 

pode ser definido por (12). 

𝑉𝑃𝐿 = 𝑉𝑃(𝑇)                                                               (12) 

Onde: 

● VPL = Valor Presente Líquido (R$) 

● VP (T) = Valor Presente calculado no ano T (R$) 

● T = Tempo de vida usina fotovoltaica (anos) 

Aliada ao VP e VPL, a Taxa Interna de Retorno (TIR) é a taxa de desconto aplicada 

que torna o VPL é igual a zero. Para calcular a TIR, basta igualar (8) à zero, como mostra (13). 

0 =  −𝐶0 + ∑
(𝑅𝑡−𝐶𝑡)

(1+𝑇𝐼𝑅)𝑡
𝑛
𝑡=1                                                      (13) 

Onde: 

● C0 = Custo total da usina (R$) 

● Ct = Custo anual da usina no ano t (R$) 

● Rt = Receita da usina no ano t (R$) 

● TIR = Taxa Interna de Retorno (%) 

● t = Período 

O custo total da usina inclui, também, o custo com o ponto da conexão (LT e SEc). O 

custo de O&M anual é a soma do custo com O&M e custo com a TUST. Como as usinas estão 

em geração centralizada, a receita do empreendimento é obtida pela venda da energia gerada 

pela usina, como destaca (14). 

𝑅𝑡 = 𝐺𝑡 × 𝑃𝑒                                                                  (14) 

Onde: 

● Rt = Receita da usina no ano t (R$) 

● Gt = Geração no ano t (MWh/ano) 

● Pe = Preço de venda da energia (R$/MWh) 

Não foi considerada a variação do preço da energia durante a vida útil da usina. O 

preço foi fixado em 250 R$/MWh. Como a geração da usina diminui com a degradação dos 

módulos FV, a receita diminui com o tempo.  
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4 RESULTADOS E DISCUSSÕES 

O primeiro passo foi projetar os blocos unitários de geração, para compor os cenários 

de usinas. Para que haja uma uniformidade nos blocos, eles foram projetados para que 

mantivessem um formato parecido entre eles, de forma que nenhum cenário fosse beneficiado 

ou prejudicado pela distribuição das estruturas de suporte. A Figura 14 apresenta os blocos de 

geração considerados no estudo. 

Figura 14 - Blocos unitários de geração 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

O pitch foi mantido constante. Assim, o aumento da área do bloco e as diferenças nos 

quantitativos dos componentes se devem exclusivamente à variação do FDI. A SU foi 

posicionada no centro do bloco, diminuindo a quantidade total de cabos BTcc por bloco. As 

figuras a seguir apresentam os encaminhamentos de cabos BTcc e solares para os quatro 

cenários de blocos criados para este estudo.  
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Figura 15 - Encaminhamento cabos BTcc e Solares – FDI 1,15 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Figura 16 - Encaminhamento cabos BTcc e Solares – FDI 1,20 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 
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Figura 17 - Encaminhamento cabos BTcc e Solares – FDI 1,25 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Figura 18 - Encaminhamento cabos BTcc e Solares – FDI 1,30 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Para todos os blocos, buscou-se não ultrapassar o limite de seis circuitos por vala, 

exceto na chegada do inversor, onde se tem espaço suficiente para acomodar todos os circuitos. 

Ao lado de cada representação do bloco estão os arranjos de SB utilizados.  
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As principais características gerais dos blocos de geração, para cada um dos 

carregamentos CC/CA (FDI) considerados neste trabalho, são apresentadas na Tabela 16. 

Tabela 16 – Características gerais dos blocos de geração 

FDI 1,15 1,20 1,25 1,30 

Número de Módulos 13.192 13.736 14.280 14.960 

Número de Strings 388 404 420 440 

Número de Tracker 194 202 210 220 

Número de StringBox 40 42 44 46 

Potência CC (MWp) 7,915 8,242 8,568 8,976 

Cabo solar (m) 27.504 27.524 28.332 29.467 

Cabo BTcc (m) 14.369 15.761 16.673 17.302 

Área (ha) 14,30 14,89 15,47 16,06 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Para alterar o carregamento dos blocos unitários de geração, foi mantida a potência 

CA do inversor e aumentada a potência CC, adicionando mais módulos. Por este motivo, é 

possível notar um aumento em todos os valores destacados na Tabela 16, conforme o aumento 

do carregamento. Para cada aumento de FDI, houve um aumento de aproximadamente 4% da 

área ocupada por bloco. Para todas as outras características, o aumento também foi da faixa de 

4-5%, exceto para os cabos solares e BTcc. 

Para compor os cenários de usinas, os blocos de geração foram posicionados lado a 

lado, de forma a manter um formato quadrangular. Foram privilegiados circuitos de média 

tensão compostos por três SUs. A potência total de pico da usina é a potência em corrente 

contínua da usina, obtida pela soma das potências nominais dos módulos FV, potência calculada 

em condições padrões de teste (STC – 1.000 W/m², 25°C), enquanto a potência total instalada 

da usina é a soma das potências fornecidas na saída dos inversores. A Figura 19 apresenta, para 

os quatro cenários de usina considerados, as potências totais de pico e instalada.  
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Figura 19 - Potências de pico e potência instalada 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Mesmo com as potências de cada bloco sendo iguais, no contexto total da usina, há 

uma grande variabilidade na potência instalada de cada cenário. Isso porque, para 

carregamentos mais elevados, são necessários menos blocos unitários para alcançar a potência 

de pico total desejada. Assim, é possível notar que as potências CC das usinas (colunas à 

esquerda) são aproximadamente iguais, enquanto há um considerável decréscimo na potência 

CA entre os cenários. Como exemplo, a Erro! Fonte de referência não encontrada. apresenta 

a usina projetada para um carregamento de 1,20, onde foram utilizados os blocos apresentados 

na Fonte: Elaborado pelo autor. 

 para compor a usina. Os outros três cenários de usina se encontram em anexos. 
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Figura 20 - Cenário de usina para FDI 1,20 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 
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O cenário de usina elaborado para o FDI 1,20, apresentado na Figura 20, pode ser 

considerado como o ideal, pois possui um layout retangular, sem nenhum “canto” formado por 

excesso ou falta de blocos. Também, é possível notar que os circuitos de média tensão (MT) 

são todos compostos por três SUs, posicionadas lado a lado. Devido ao aumento substancial na 

potência do circuito ao passar de uma SU à outra, foram considerados cabos de 185 mm², 300 

mm² e 630 mm², para os trechos com 1, 2 e 3 SUs conectadas, respectivamente.  

Para todas as usinas, a Subestação Coletora (SEc) foi posicionada no mesmo local, 

centralizada na parte superior do bloco da usina. Os cabos de MT seguem sempre pelos acessos 

interno e central, até chegar na SEc, para que os cabos de média tensão não atravessassem as 

fileiras de trackers, passando sempre por entre os acessos, onde se tem mais espaço para as 

valas de MT. A Tabela 17 destaca os principais dados e resultados obtidos do projeto das usinas, 

para os quatro cenários considerados. 

Tabela 17 – Descrição geral da usina para cenários analisados 

 FDI 

 Unidade 1,15 1,20 1,25 1,30 

Número SUs - 25 24 23 22 

Número Inversores - 50 48 46 44 

Número Strings - 9.700 9.696 9.660 9.680 

Número Módulos - 329.800 329.664 328.440 329.120 

Número Trackers - 4.850 4.848 4.830 4.840 

Potência CA MW 171,85 164,98 158,10 151,23 

Potência CC MWp 197,88 197,80 197,06 197,47 

Cabo solar m 687.588 660.568 651.637 648.054 

Cabo BTcc m 359.228 378.267 383.475 380.634 

Cabo MT 185 mm² m 11.647 9.811 10.155 10.531 

Cabo MT 300 mm² m 20.527 9.811 13.698 17.601 

Cabo MT 630 mm² m 21.132 24.256 19.614 14.914 

Área Total ha 381,30 379,90 378,39 375,68 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Para facilitar a simulação da energia gerada para cada um dos cenários, foi simulada a 

geração de energia de cada inversor separadamente. A Figura 21 apresenta a geração de energia 

por inversor. 
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Figura 21 - Energia gerada por inversor 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Como esperado, as configurações de inversores com maiores FDI forneceram mais 

energia. O aumento do carregamento resultou em geração na faixa de 3,33% - 3,71% maior 

para cenários subsequentes. O inversor com maior FDI teve geração 11% superior ao com 

menor FDI. 

Como todas as simulações foram realizadas com os mesmos dados meteorológicos ( 

Tabela 13) e os mesmos dados de entrada para o cálculo das perdas (Tabela 14), as diferenças 

de geração de energia entre cada cenário se devem exclusivamente às diferentes configurações 

dos blocos e perdas resultantes, calculadas diretamente pelo software PVSyst. Neste trabalho, 

só foi analisada a variação do FDI. Portanto, a perda de simulação que mais impacta no 

resultado é a perda por sobrecarregamento. 

A perda por sobrecarregamento, ou overload loss, é calculada pela soma das diferenças 

entre a máxima potência disponível e a máxima potência suportada pelo inversor. As diferenças 

são tomadas a cada passo de tempo, durante a simulação. Em outras palavras, a overload loss é 

o quanto de potência deixou de ser convertida em energia devido à limitação de potência do 

inversor. A Tabela 18 apresenta as perdas por sobrecarregamento do inversor. 

Tabela 18 – Perdas por sobrecarregamento (Overload Loss) 

FDI Perdas 
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Fonte: Elaborado pelo autor. 

É possível notar o aumento substancial da perda por sobrecarregamento à medida que 

o FDI aumenta. Mesmo com uma perda energética muito maior, os inversores com maiores 

carregamentos proporcionam gerações consideravelmente maiores que inversores com menores 

carregamentos, reflexos da maior potência pico (CC) acoplada. 

A Figura 22 apresenta a geração total de energia para os quatro cenários simulados, 

para o primeiro ano de operação. 

Figura 22 - Geração total por usina para o primeiro ano de operação 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Mesmo com uma maior geração por inversor, os cenários com maiores carregamentos 

resultaram nas menores gerações de energia, considerando a soma dos blocos que compõem a 

usina. Entretanto, a diferença proporcional entre os cenários é consideravelmente menor que a 

observada para um só inversor. O cenário de usina com carregamento de 1,15 foi apenas 2,3% 

maior que a usina com carregamento de 1,30, enquanto o aumento de geração entre 

carregamentos subsequentes não alcançou 1%. 

Apenas os dados de geração não representam fielmente o desempenho da UFV. A 

Figura 23 apresenta a produtividade, ou Yield, para todos os cenários simulados. 
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Figura 23 - Valores de Yield para cada usina 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

A produtividade, ou Yield, é a razão entre a energia gerada e a potência CC total da 

usina. Como as potências de pico das usinas são muito próximas, a produtividade acompanha 

o gráfico de geração total de energia, apresentado na Figura 22. Assim, quanto maior o 

carregamento, menor a produtividade da usina. O cenário com FDI de 1,15 teve uma Yield 

aproximadamente 2,07% maior que o cenário com FDI de 1,30. 

Assim como a Yield, a Performance Ratio (PR) também é muito utilizada como 

indicador de desempenho de uma usina fotovoltaica. Ela é calculada pela razão entre o 

desempenho real e o máximo teórico do sistema. Os valores de PR para os cenários são 

apresentados na Figura 24. 
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Figura 24 - Performance Ratio para os cenários simulados 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Outro índice de desempenho muito utilizado em unidades geradoras em geral é o Fator 

de Capacidade (FC). Para a geração solar, diferente de outras fontes de energia, pode-se 

escolher qual potência (CC ou CA) é considerada para o cálculo do FC. Devido à intermitência 

da geração fotovoltaica, o FC da energia solar é relativamente baixo. A Figura 25 apresenta os 

FC calculados para o primeiro ano de operação das usinas, considerando a potência CA da 

usina. 

Figura 25 - Fator de Capacidade para o primeiro ano de operação da usina 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 
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Como mencionado no Item 3.4, os custos totais com a usina foram divididos em três 

partes: custo com Materiais e Mão de Obra, custo com o Ponto de Conexão e Custos de 

operação e manutenção anuais. Para o primeiro custo, foram elaborados orçamentos com preços 

unitários dos componentes, retirados de projetos reais e atuais, para que o resultado fosse o mais 

próximo de um orçamento real.  

A Tabela 19 apresenta a participação de cada material no custo total da usina, 

excluindo os custos com mão de obra, obra civil e ponto de conexão.  

Tabela 19 – Custo relativo de cada componente 

Componentes 
Participação no custo 

com componentes (%) 

Módulo 59,89% 

Inversores 8,22% 

StringBox 1,25% 

Tracker 26,29% 

Cabos de força 2,92% 

Terminais e Conectores 0,18% 

Aterramento 0,40% 

Eletrodutos 0,10% 

Organização e Identificação 0,62% 

Cabo de Dados 0,03% 

Cerca 0,10% 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Como esperado, os módulos fotovoltaicos compõem a maior parte dos custos com 

materiais da usina, tendo uma participação de quase 60% no custo total, seguido dos trackers e 

inversores, tendo respectivamente, participação de 26,29% e 8,22%. O custo com os cabos de 

força também se destaca, com quase 3% de participação, informação importante, pois o 

encaminhamento é um dos fatores mais importantes nas fases de projeto da usina, visto que os 

três componentes principais (módulo, tracker e inversor) são geralmente consequência da 

configuração geral da usina. Vale ressaltar que os custos listados na Tabela 19 não incluem 

custos com o ponto de conexão ou com as obras civis da usina. 

A Tabela 20 apresenta o custo total de cada cenário, desconsiderando os custos com o 

ponto de conexão. 

Tabela 20 – Custos totais, sem considerar custos do ponto de conexão 

FDI 
Custo sem ponto de conexão 

(R$/Wp) 
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1,15 3,04 

1,20 3,03 

1,25 3,02 

1,30 3,01 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Os custos com o ponto de conexão incluem a construção da SEc e de uma linha de 

transmissão de 230 kV, com 20 km de extensão. A Tabela 21 apresenta os custos com a 

construção da Subestação Coletora para cada um dos cenários. 

Tabela 21 – Custo total Subestação Coletora por cenário de usina 

FDI 
Potência 

(MW) 

Custo Relativo 

SEc (R$/MW) 
Custo SEc (R$) 

Custo SEc com Bays 

de entrada(R$) 

Custo Relativo 

(R$/W) 

1,15 171,85 190.000,00 32.651.500,00 36.947.750,00 0,215 

1,20 164,98 199.500,00 32.912.712,00 37.037.112,00 0,225 

1,25 158,10 209.475,00 33.118.416,45 37.070.966,45 0,234 

1,30 151,23 219.948,75 33.262.409,57 37.043.109,57 0,245 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Como mencionado anteriormente, a linha de transmissão foi considerada com nível de 

tensão de 230 kV e extensão de 20 km. Não foram considerados outros cenários de conexão. O 

custo da linha de transmissão (LT) depende do número de condutores utilizados. Neste trabalho, 

foi considerado que todas as LT serão compostas por dois condutores, resultando em um custo 

total da linha de transmissão de R$ 11.545.840,00. 

A Tabela 22 apresenta os custos totais com o ponto de conexão, ou seja, o custo com 

a subestação coletora somado ao custo da linha de transmissão. 

Tabela 22 – Custo total e relativo ponto de conexão 

FDI 
Custo total ponto 

de conexão (R$) 

Custo relativo ponto 

de conexão (R$/W) 

1,15 48.493.590,00 0,282 

1,20 48.582.952,00 0,294 

1,25 48.616.806,45 0,308 

1,30 48.588.949,57 0,321 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Aliada ao custo, a LT também conta com uma perda energética. Dados de entrada para 

os cálculos da perda energética na LT são apresentados na Tabela 23. 
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Tabela 23 – Dados de entrada para cálculo da perda da LT 

Dado de entrada Unidade Valor considerado 

Nível de tensão kV 230 

Fator de Potência - 0,95 

Fator de Capacidade - 1,00 

Nº. Condutores - 2 

Resistência cabo Ω/km 0,1018 

Extensão Km 20 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Com os dados de entrada e potências CA de cada uma das usinas, foi possível calcular 

a perda na LT para cada cenário. A Tabela 24 apresenta os resultados dos cálculos obtidos a 

partir de (2) a (6). 

Tabela 24 – Perdas LT 230 kV e 20 km 

Resultados Unidade 
FDI 

1,15 1,20 1,25 1,30 

Resistência total Ω 1,02 1,02 1,02 1,02 

Corrente LT A 454,09 435,92 417,76 399,60 

Perda Instantânea W 629.715 580.345 532.991 487.651 

Perda Percentual [%] % 0,35% 0,33% 0,32% 0,31% 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Como foi considerado o mesmo cabo e a mesma extensão de linha, a resistência total 

do cabo é a mesma para os quatro cenários. Assim, o único fator que altera a perda na linha de 

transmissão entre os cenários é a potência da usina. Logo, cenários com maior potência 

instalada têm uma perda energética maior com a LT. 

No Item 3.4.3, os custos anuais foram explicados separadamente. Em resumo, os 

custos anuais são aqueles pagos durante a vida útil do empreendimento. Para este trabalho, foi 

considerada a operação e manutenção da usina e a TUST como custos anuais. 

O custo com O&M é obtido a partir do custo total da usina, sem o ponto de conexão. 

Para este trabalho, o custo anual com O&M considerado foi de 1% do CAPEX da usina. A 

TUST é uma tarifa paga mensalmente. Assim, para equalizar com o custo com O&M da usina, 

foi contabilizado o custo da TUST para o ano todo.  

Não foram consideradas variações no valor da tarifa durante o ano, porém, com o fim 

do incentivo a fontes renováveis previsto para 2022, foram analisados dois cenários da TUST, 

com e sem o desconto. Dada a localização escolhida da usina, o valor base da TUST foi de 9,66 

R$/MW.mês, retirado da Tabela 12. Logo a TUST com desconto foi de 4,83 R$/MW.mês. 
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Como estes custos são pagos ao longo do tempo, eles estão sujeitos à inflação. Como 

exemplo, a Tabela 25 apresenta os custos anuais para o primeiro ano de operação. 

Tabela 25 – Custos anuais para o primeiro ano de operação 

Tipo de Custo Unidade 
FDI 

1,15 1,20 1,25 1,30 

O&M R$/MWp/ano 30.401,37 30.289,63 30.209,70 30.060,47 

TUST com desconto mi.R$/MWp.ano 9,96 9,56 9,16 8,77 

TUST sem desconto mi.R$/MWp.ano 19,92 19,12 18,33 17,53 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

O custo da energia para cada um dos cenários foi calculado considerando os dois 

valores de TUST, com e sem desconto. A Figura 26 apresenta os resultados do LCOE para o 

cenário com desconto da TUST. 

Figura 26 - LCOE Cenário 1 – TUST com desconto 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Para os cenários com a TUST com desconto, é possível observar que o LCOE cai com 

o aumento do FDI. Porém, vale ressaltar que, para os cenários com carregamento de 1,25 e 

1,30, houve uma diferença muito pequena nos custos de energia, apenas 0,08 R$/MWh ou 

0,04%, favorecendo um FDI de 1,30. A maior diferença entre cenários subsequentes foi de 

0,55% entre os FDIs 1,15 e 1,20, enquanto a diferença entre o maior e menor LCOE foi de 

0,79%.  

A Figura 27 apresenta o custo da energia para os cenários sem desconto na TUST. 
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Figura 27 - LCOE Cenário 2 – TUST sem desconto 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Os cenários sem desconto na TUST também apresentaram uma queda no LCOE com 

o aumento do FDI, porém é possível notar que a diferença entre os LCOE é mais significativa. 

A diferença entre cenários subsequentes foi maior em relação ao cenário anterior. A maior 

diferença ocorreu entre os FDIs 1,15 e 1,20, de aproximadamente 1%, enquanto a menor 

diferença foi entre os FDI 1,25 e 1,30, igual a 0,5%. A diferença entre o maior e menor LCOE 

para os cenários sem desconto na TUST foi de 2,12%. 

Utilizando (11) e (12), foi calculado o VPL para os casos da TUST com e sem 

desconto, para os cenários de usina considerados. A Figura 28 apresenta a evolução do VPL 

para os cenários com desconto na TUST para os 20 anos de vida útil da usina, para uma TMA 

de 9% aa., a mesma utilizada para os cálculos do LCOE. 
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Figura 28 - Evolução VPL: Cenários com desconto na TUST e TMA de 9% aa 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

A partir da Figura 28, é possível notar que o valor presente líquido para os quatro 

cenários passa a ser positivo em algum momento entre o décimo primeiro e décimo segundo 

ano, isso porque este último foi o primeiro ano com VPL positivo. A Tabela 26 destaca os 

índices econômicos mencionados no Item 3.6. 

Tabela 26 – Índices econômicos para os cenários com desconto na TUST 

Índice Unidade FDI 1,15 FDI 1,20 FDI 1,25 FDI 1,30 

VPL mi.R$ 205,23 207,32 205,51 202,60 

TIR % 13,30% 13,36% 13,34% 13,30% 

Payback Anos 11,11 11,05 11,06 11,11 

LCOE R$/MWh 201,45 200,34 199,95 199,87 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Mesmo não sendo o menor LCOE entre os quatro, o cenário com carregamento de 1,20 

apresentou os melhores resultados para os outros três índices avaliados. Ele apresentou o maior 

VPL entre os quatro cenários, totalizando R$207.317.961,35, aproximadamente 4,72 milhões 

de reais a mais que o pior VPL. O cenário também apresentou a maior taxa interna de retorno, 

com uma diferença de apenas 0,02% em relação à segunda taxa mais alta. O cenário com 

carregamento de 1,20 também foi o cenário com menor tempo de payback entre todos eles, com 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20

FDI 1,15 -561 -480 -406 -338 -276 -220 -168 -121 -79 -39 -4 29 59 86 110 133 154 172 190 205

FDI 1,20 -559 -477 -403 -336 -274 -218 -166 -119 -76 -37 -2 31 61 88 113 135 156 174 192 207

FDI 1,25 -556 -475 -401 -334 -273 -217 -166 -119 -76 -38 -2 30 60 87 111 134 154 173 190 206

FDI 1,30 -554 -474 -401 -334 -273 -217 -166 -120 -78 -39 -4 28 58 84 109 131 152 170 187 203
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um retorno de investimento de 11,05 anos (aproximadamente 11 anos e 2 meses). A taxa interna 

de retorno também foi muito próxima entre os cenários, variando entre 13,30% e 13,36%. 

A evolução do VPL para os cenários de TUST com valor integral, ou seja, sem o 

incentivo à energia renovável, é destacada na Figura 29, também com TMA de 9% aa. 

Figura 29 - Evolução VPL Cenários sem desconto na TUST e TMA de 9% aa. 

 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

Os valores destacados na Figura 29 indicam que, sem o desconto na TUST, os quatro 

cenários analisados têm seu VPL positivo em algum momento entre o décimo terceiro e décimo 

quarto ano de operação da usina. A Tabela 27 destaca os índices econômicos restantes, assim 

como o VPL para todo o período. 

Tabela 27 – Índices econômicos para os cenários sem desconto na TUST 

Índice Unidade FDI 1,15 FDI 1,20 FDI 1,25 FDI 1,30 

VPL mi.R$ 114,30 120,03 121,86 122,59 

TIR % 11,45% 11,58% 11,63% 11,65% 

Payback Anos 13,61 13,41 13,34 13,30 

LCOE R$/MWh 234,19 231,91 230,49 229,34 

Fonte: Elaborado pelo autor. 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20

FDI 1,15 -570 -497 -431 -370 -315 -264 -218 -177 -138 -103 -72 -43 -16 8 30 50 68 85 100 114

FDI 1,20 -567 -494 -428 -367 -311 -260 -214 -172 -134 -99 -67 -38 -11 13 35 56 74 91 106 120

FDI 1,25 -564 -491 -424 -364 -308 -258 -212 -170 -131 -96 -64 -35 -9 15 37 58 76 93 108 122

FDI 1,30 -562 -489 -423 -362 -307 -257 -211 -169 -130 -95 -64 -34 -8 16 38 58 77 93 109 123
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Com o valor integral da TUST, o cenário com maior carregamento se mostrou o mais 

viável, considerando todos os índices econômicos avaliados. Em contrapartida, o cenário com 

menor FDI foi responsável pelos piores índices econômicos, com VPL para o período total de 

operação consideravelmente menor que dos outros três cenários. Para um FDI de 1,15, o VPL 

para todo o período foi 6,75% menor que o cenário com maior VPL, Isso corresponde a uma 

queda no retorno de investimento de 8,28 milhões de reais. Apesar da discrepância no VPL, a 

diferença entre os tempos de payback entre o melhor e pior cenário foi de 0,31 anos, que 

corresponde a um pouco menos de quatro meses. 
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5 CONCLUSÃO 

O presente trabalho teve como objetivo analisar o impacto do fator de 

dimensionamento do inversor (FDI) na atratividade financeira e no custo nivelado de energia 

(LCOE), sob o contexto de uma usina fotovoltaica de geração centralizada. Foram analisados 

quatro valores para o FDI (1,15; 1,20; 1,25; 1,30). O trabalho buscou apresentar uma 

metodologia para auxiliar na tomada de decisão de elaboração de projetos FV em fase 

conceitual, onde são definidas as configurações gerais da usina. 

Neste trabalho, optou-se por equalizar os cenários analisados pela potência de pico 

(CC) da usina. Foram abordados dois casos práticos: meta de geração e ocupação de área 

disponível. Para atingir uma potência de pico CC de aproximadamente 197 MWp, a potência 

instalada de cada usina variou entre 171,85 e 151,23 MW. As simulações foram realizadas via 

software PVSyst, com dados meteorológicos do município de Janaúba – MG.  

As simulações da energia FV gerada foram realizadas para cada inversor 

separadamente, enquanto a geração total da usina é a soma da geração de cada inversor que 

compõe a usina. Mesmo com uma perda por sobrecarregamento consideravelmente maior que 

a dos outros blocos (2,35%), o bloco com maior carregamento (FDI = 1.30) tem uma potência 

13% maior que o bloco menos carregado (FDI = 1,15) e gerou de 11% a mais de energia. A 

geração do bloco é maior devido ao maior número de módulos fotovoltaicos instalados por 

inversor.  

A geração total da usina é condicionada à quantidade de blocos unitários de geração e, 

consequentemente, à quantidade de inversores instalados nela. Como a limitação imposta para 

este trabalho foi a potência de pico da usina, quanto menor o carregamento do bloco, mais 

blocos serão necessários para alcançar os 197 MWp desejados, resultando em uma maior 

geração total da usina. Assim, ao contrário da geração por inversor, a usina com o FDI de 1,15 

foi responsável por uma geração 2,3% maior que o cenário com FDI de 1,30, equivalente a uma 

diferença de 10 GWh/ano. 

Para cada uma das usinas, foi elaborado o projeto elétrico que posteriormente foi 

quantizado e orçado, considerando os custos unitários de cada componente. O custo com 

materiais entre todas as usinas fotovoltaicas, sem contar o ponto de conexão, foi em média de 

3,02 R$/Wp. Por conter a maior quantidade de blocos instalados e consequentemente um custo 

maior com materiais e infraestrutura, a usina com carregamento de 1,15 resultou no maior custo, 

3,04 R$/MWp, enquanto as três usinas restantes tiveram custos de 3,03 R$/MWp, 3,02 
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R$/MWp e 3,01 R$/MWp, para os FDIs de 1,20, 1,25 e 1,30, respectivamente, uma diferença 

de 1% entre o maior e o menor. 

Também, foram analisados o ponto de conexão e os custos de transmissão da usina. 

Para o ponto de conexão foi considerada a construção da subestação coletora e de uma linha de 

transmissão de 230 kV e 20 km de extensão. O ponto de conexão teve um custo total médio de 

0,25 R$/Wp, sendo responsável por 7,5% do custo total da usina. A usina com FDI de 1,15 

continuou tendo o maior custo entre os cenários, 3,29 R$/Wp, enquanto os outros cenários 

tiveram custos totais de, em ordem crescente de FDI, 3,27 R$/Wp, 3,27 R$/Wp e 3,25 R$/Wp. 

O custo com transmissão foi representado pela cobrança da tarifa de uso do sistema de 

transmissão (TUST) e teve dois valores considerados, com e sem o incentivo a energias 

renováveis na forma do desconto de 50% na cobrança da tarifa. A TUST corresponde a 

aproximadamente 61% das despesas anuais da usina para energia incentivada e a participação 

sobe para 76%, quando a tarifa é cobrada em seu valor integral. Como a TUST é cobrada por 

potência instalada em corrente alternada, as usinas com maiores potências totais CA sofrem 

mais com a cobrança da tarifa. 

A variação do FDI apresentou pouco impacto no LCOE para uma mesma TUST. 

Mesmo comparando os melhores e piores cenários de usina, a maior diferença foi de 2,12%, ou 

4,85 R$/MWh, quando considerado o valor integral da TUST. Com a tarifa descontada a maior 

diferença entre os LCOE caiu para 1,58 R$/MWh, uma queda percentual de 0,79%. Apesar 

dessa pequena diferença, como as gerações de energia são bastante altas, em valores absolutos, 

a escolha da melhor configuração pode acarretar grandes economias ao proprietário do 

empreendimento. Porém, com a retirada do desconto da TUST, os custos da energia sofreram 

um aumento de, em média, 15,5% em relação aos cenários com desconto, o que equivale a um 

aumento de aproximadamente 31 R$/MWh no LCOE.  

A análise da atratividade financeira do retorno do investimento dos cenários analisados 

foi realizada por meio dos cálculo do VPL, TIR e do Payback descontado. Assim como no 

cálculo do LCOE, a análise financeira do retorno do investimento foi realizada para dois valores 

de TUST separadamente, dada a influência desta variável nos resultados de LCOE. Todos os 

cenários analisados foram considerados economicamente viáveis, pois apresentaram um VPL 

positivo ao final da vida útil do empreendimento. Para o cálculo do VPL, foi considerada a 

mesma taxa mínima de atratividade (TMA) utilizada no LCOE, 9% aa., enquanto a degradação 

da usina, a inflação e o preço de venda da energia foram considerados constantes em 0,45%, 

5% e 250,00 R$/MWh, respectivamente. 
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Novamente, a retirada do desconto na TUST ocasionou uma piora considerável nos 

resultados obtidos. A cobrança do valor integral da tarifa resultou em um VPL entre 55% e 60% 

do obtido com o desconto. Isso é o equivalente a uma redução de retorno de investimento na 

faixa de 80-90 milhões de reais, entre 12,5 e 14% do custo inicial do empreendimento. A taxa 

interna de retorno sofreu uma redução de, em média, 1,75%, saindo de aproximadamente 

13,30% para 11,15%. O tempo de payback também foi afetado, aumentando em pouco mais de 

2 anos para reaver o valor investido. 

Com o desconto na TUST para fontes de geração de energia renováveis previsto para 

se encerrar em 2022 (Medida Provisória MPV 998/2020), aliado a constante queda no preço 

dos módulos fotovoltaicos apresentado nos últimos anos, projetos outorgados após esta data 

tendem a ter um carregamento mais alto do inversor, pois estes terão menores custos nivelados 

de energia e maior viabilidade financeira. Caso o desconto na TUST não seja mais oferecido, 

pode-se observar uma queda considerável nos retornos do investimento em empreendimentos 

de usinas FV. 

Como sugestão para estudo futuro, pode-se considerar: 

● Avaliar usinas com diferentes pitchs e, consequentemente, diferentes GCRs, 

verificando a ocupação total de área como parâmetro de comparação. 

● Analisar outros cenários para o ponto de conexão, com diferentes níveis de 

tensão e de seccionamento da LT. 

● Adotar variadas premissas para o cálculo do LCOE, tais como, taxa de 

desconto e inflação. 

● Aplicar o mesmo método para diferentes localidades do país. 

● Fazer análises econômicas, considerando diferentes cotações do dólar e TMA. 

● Analisar os impactos do dimensionamento dos inversores na confiabilidade da 

usina FV. 
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ANEXO A – Datasheet módulo fotovoltaico 
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ANEXO B – Datasheet inversor 
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ANEXO C – Datasheet tracker 
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ANEXO D – Usinas FDI 1,15; 1,25; 1,30 
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