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MERCADOS DE ENERGIA ELÉTRICA
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Resumo

A reestruturação da indústria de eletricidade causou um aumento no número

de transações comerciais efetuadas em mercados de energia. Estas transações são definidas

por forças de mercado sem considerar restrições operacionais do sistema de transmissão.

Consequentemente existem transações comerciais que causam congestão no sistema de

transmissão, ou seja, resultam em violações de limites operacionais em um ou mais cir-

cuitos do sistema de transmissão. Desta forma, a congestão no sistema de transmissão

deve ser eliminada usando-se ações corretivas, tais como redespacho de geração/transações

e operação de dispositivos de controle de fluxo, para evitar contingências em cascata com

perda de carga descontrolada.

Atualmente, a maioria das metodologias usadas no gerenciamento da con-

gestão se baseia em métodos determińısticos. Isto tem sido justificado devido a complexi-

dade associada com a aplicação de modelos probabiĺısiticos em sistemas de geração/trans-

missão. Apesar disto, alguns modelos foram desenvolvidos para realizar uma análise

probabiĺıstica do gerenciamento da congestão. Estes modelos geralmente se baseiam no

método de Monte Carlo com Simulação Não-Sequencial e somente incluem transações

bilaterais. Entretanto, transações multilaterais são também de grande importância para

a existência dos mercados de energia. Os contratos multilaterais reduzem os riscos fi-

nanceiros associados com transações comerciais e permitem que os consumidores tenham

acesso aos fornecedores de energia.

Além de não considerarem transações multilaterais, os modelos probabiĺısticos

existentes para o gerenciamento da congestão somente incluem ações corretivas não-livres

de custo, tais como redespacho da geração e cortes nas transações. Por outro lado, ações

corretivas livres de custo, tais como transformadores defasadores e dispositivos FACTS,

podem fornecer soluções de baixo custo para eliminar a congestão nas interligações do

sistema de transmissão. Esta condição é causada pelo atraso na realização de reforços no

sistema de transmissão devido a restrições financeiras e ambientais. Finalmente, observa-

se que apenas ı́ndices probabiĺısticos que se baseiam em valores esperados são calculados

pelos modelos probabiĺısticos de gerenciamento da congestão. Entretanto, operadores do

sistema tem dificuldade em interpretar ı́ndices probabiĺısticos que se baseiam em valo-
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res esperados. Devido a isto, é necessário desenvolver novos ı́ndices para realizar uma

análise probabiĺıstica do gerenciamento da congestão. Estes novos ı́ndices devem conside-

rar critérios de avaliação tradicionalmente aceitos e serem facilmente interpretados pelos

operadores do sistema.

Este trabalho de pesquisa tem como objetivo desenvolver modelos e técnicas

para realizar a análise probabiĺıstica do gerenciamento da congestão. Os modelos e

técnicas propostos neste trabalho consideraram os seguintes aspectos associados com o

gerenciamento da congestão: modelagem de transações multilaterais e transformadores

defasadores no gerenciamento da congestão e a definição de ı́ndices de robustez para ana-

lisar a confiabilidade das transações comerciais. Estes ı́ndices permitem estabelecer um

elo entre critérios de operação tradicionalmente usados e a modelagem probabiĺıstica da

rede elétrica. Os modelos e ı́ndices propostos neste trabalho de pesquisa se baseiam no

Método de Monte Carlo com simulação não-sequencial e no fluxo de potência ótimo li-

nearizado. Os problemas de fluxo de potência ótimo associados com o gerenciamento da

congestão foram resolvidos usando-se o Método de Pontos-Interiores Primal-Dual.

A aplicação prática e validação dos modelos e ı́ndices propostos nesta pesquisa

foi realizada através de diversos testes no sistema IEEE, proposto em 1996, para estu-

dos de confiabilidade. As principais conclusões obtidas com a aplicação dos modelos e

técnicas propostos no sistema IEEE são: o gerenciamento da congestão multilateral pode

aumentar a confiabilidade das transações comerciais, perfis de carga tem efeitos signi-

ficativos nos ı́ndices de robustez das transações comerciais, a condição do caso base tem

grande impacto nos ı́ndices de robustez associados com um conjunto de transações e a

operação de transfotmadores defasadores pode diminuir significativamente as interrupções

nas transações comerciais.

Palavaras-Chaves: Mercados de Energia Elétrica, Congestão, Confiabilidade, Simulação

Estocástica, Otimização Linear.

vii



Abstract

The restructuring of the electricity industry has caused an increase in the

number of commercial transactions carried out in energy markets. These transactions

are defined by market forces without considering the operational constraints of the trans-

mission system. As a consequence, there are transactions that cause congestion in the

transmission network, that means, violations of operational limits in one or more circuits

of the transmission system. In this way, the congestion in the transmission system must

be eliminated by using corrective actions, such as redispatch of generation/transactions

and operation of control flow devices, to avoid cascading outages with uncontrolled loss

of load.

Currently, the majority of methodologies used in congestion management

are based on deterministic models. It has been justified because of the complexity asso-

ciated with the application of probabilistic models in generation/transmission systems.

Nevertheless, some models have been developed to carry out probabilistic analysis of the

congestion management. Usually, they are based on the Monte Carlo Method with non-

sequential simulation and they only include bilateral transactions. However, multilateral

transactions are also essential for the existence of the energy markets. The multilateral

transactions reduce the financial risks associated with commercial transactions and allow

the customers to have access to the energy providers.

Additionally by ignoring multilateral transactions, the existing probabilis-

tic models for the congestion management include only not-free-cost corrective actions,

such as generation redispatch and transaction curtailments. On the other hand, free-cost

corrective actions, such as phase shifting transformers and FACTS devices, can provide

low cost solutions to eliminate congestion in interconnections of the transmission system.

This condition is caused by the delay in carrying out reinforcements in the transmission

systems due to financial and environmental constraints. Finally, it must be noted that

only probabilistic indices based in expected values are evaluated by the probabilistic mod-

els of congestion management. However, system operators have difficulty in interpreting

probabilistic indices based only in expected values. Therefore, it is necessary to develop

new indices to carry out probabilistic analysis of congestion management. These new
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indices must consider traditionally accepted operational criteria and they must be easily

interpreted by the system operators.

This research has as its objective the development of models and techniques

to carry out the probabilistic analysis of congestion management. The proposed models

and techniques consider the following aspects associated with congestion management:

the modeling of multilateral transactions, phase shifting transformers and the definition of

Well-Being Indices to assess the reliability of the commercial transactions. These indices,

allow the establishment of a link between the operational criteria traditionally used and

the stochastic model of the electrical network. The models and indices, proposed in this

research, have been based on the Monte Carlo Method with non-sequential simulation

and in the linearized optimal power flow. The optimal power flow problems associated

with the congestion management have been solved using the Primal-Dual Interior-Point

Method.

The practical application and the validation of the models and indices pro-

posed in this research have been carried out in two systems: the IEEE System, proposed

in 1996, for Reliability Studies. The main conclusions obtained with the application of

the proposed models and techniques in the IEEE system are: multilateral congestion

management can improve the reliability of commercial transactions, load profiles have

significant effects on the Well-Being indices of the transactions, the base case condition

has great impact in the Well-Being indices associated with a set of transactions and the

operation of phase-shifting transformers and can decrease significantly the curtailments

in the commercial transactions.

Keywords: Electric Energy Markets, Congestion, Reliability, Stochastic Simulation, Li-

near Optimization
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17 Índices de Robustez para o RTS96. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 88

xiv



Abreviaturas e Śımbolos
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1. Introdução

1.1 Sistemas de Energia Elétrica

Um sistema de energia elétrica consiste de vários componentes individuais

interligados entre si para formar um sistema complexo de grande porte capaz de gerar,

transmitir e distribuir energia elétrica sobre uma grande área geográfica. Os sistemas

de energia elétrica existentes atualmente variam de acordo com o tamanho e com tipo

dos componentes estruturais. Entretanto, todos eles possuem as mesmas caracteŕısticas

básicas [1]:

• São compostos por sistemas AC trifásicos operando essencialmente com tensão cons-

tante:

– Instalações de geração usam equipamentos trifásicos;

– Cargas Industriais são invarialvelmente trifásicas;

– Cargas monofásicas residenciais e comerciais são igualmente distribúıdas entre

fases para formarem, efetivamente, um sistema trifásico balanceado.

• Utilizam máquinas śıncronas para a geração de eletricidade: fontes de movimento

primárias convertem recursos energéticos, tais como carvão, óleo, gás e água, em

energia mecânica, que por sua vez é convertida em energia elétrica através de gera-

dores śıncronos.

• Realizam transferências de potência ao longo de grandes distâncias para atender

consumidores dispersos em uma grande área geográfica: esta caracteŕıstica exige a e-

xistência de um sistema de transmissão composto por subsistemas menores operando

em diferentes ńıveis de tensão.
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A Figura 1 ilustra os componentes básicos de um sistema de energia elétrica.

Nesta figura, a energia elétrica é produzida em Usinas de Geração e transmitida para os

consumidores através de uma rede complexa de componentes individuais, tais como linhas

de transmissão, transformadores e dispositivos de chaveamento.

A partir da Figura 1, pode-se observar que um sistema de energia elétrica

é formado basicamente por quatro subsistemas:

1) Sistema de Geração: é composto por usinas de geração e subestações de geração.

As usinas de geração produzem energia elétrica a partir de outras formas de ener-

gia, tais como combust́ıveis fósseis, combust́ıveis nucleares ou energia hidraúlica.

Tipicamente, a fonte de movimento primária gira um alternador que gera energia

em ńıveis de tensão de 11kV a 30kV. As subestações de geração conectam as usinas

de geração ao sistema de transmissão através de transformadores elevadores que

aumentam a tensão para ńıveis de transmissão.

2) Sistema de Transmissão: transporta eletricidade a partir de subestações de

geração para subestações de subtransmissão, ou seja, serve como interligação en-

tre as usinas de geração e os principais centros de carga. Tipicamente, sistemas

de transmissão operam em ńıveis de tensão de 69kV a 1100kV. Geralmente, in-

terligações entre sistemas vizinhos são realizadas no sistema de transmissão com o

objetivo de reduzir custos operacionais e aumentar a aumentar a confiabilidade da

rede interligada.

3) Sistema de Subtransmissão: transportam energia de subestações de transmissão

para subestações de distribuição. Consumidores industriais são geralmente supridos

diretamente através do sistema de subtransmissão. Em alguns casos, não há uma

distinção clara entre sistemas de transmissão e subtransmissão, pois quando o sis-

tema se expande ńıveis de tensão superiores são necessários para a transmissão e

as linhas de transmissão antigas são relegadas a função de subtransmissão. Tipica-

mente, sistemas de subtransmissão operam em ńıveis de tensão de 34.5 kV a 230kV.

4) Sistema de Distribuição: representa o estágio final da transferência de potência

para consumidores individuais. O sistema de distribuição é formado por dois sub-

sistemas:

2
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Figura 1: Elementos básicos de um sistema de energia elétrica.
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4.1) Sistema de Distribuição Primário: transporta energia elétrica a partir da

subestação de distribuição para transformadores de distribuição. Geralmente,

os sistemas de distribuição primários operam em ńıveis de tensão de 4.16kV a

34.5 kV.

4.2) Sistema de Distribuição Secundário: transporta energia elétrica a partir

dos transformadores de distribuição para os pontos de medição dos consumido-

res individuais. Normalmente, as redes de distribuição secundárias operam com

ńıveis de tensão de 120V/240V monofásico, 277V/480V trifásico e 220V/380V

trifásico. Eventualmente, podem existir pequenas unidades de geração conec-

tadas próximas as cargas ou diretamente ao sistema de distribuição. Estes

tipos de unidades geradoras são conhecidos como produtores independentes

de energia. Os produtores independentes de energia tem se tornado bastante

comuns nas redes de distribuição atuais devido aos avanços na tecnologia de

construção de pequenas turbinas e preços de combust́ıveis favoráveis.

A partir das definições acima, pode-se observar que o sistema de potência

completo consiste de múltiplas fontes de geração e várias camadas de redes de trans-

missão. Estas caracteŕısticas fornecem um alto grau de redundância estrutural que ha-

bilita o sistema a suportar contingências imprevistas sem interrupções de serviço para os

consumidores.

1.2 Critérios de Operação e Planejamento de Sis-

temas de Energia Elétrica

A principal função de um sistema de potência é fornecer energia elétrica aos

consumidores da forma mais econômica posśıvel e com um ńıvel aceitável de confiabilidade.

Estes objetivos são conflitantes, pois um alto ńıvel de confiabilidade exige a aquisição de

recursos financeiros para efetuar reforços e melhorias no sistema, que por sua vez podem

resultar em um aumento no preço da eletricidade para os consumidores. Devido a isto,

um dos objetivos do planejamento e da operação de sistemas de energia é obter a melhor

combinação posśıvel entre custo e confiabilidade. Critérios de operação/planejamento vem

sendo estabelecidos ao longo dos anos numa tentativa de maximizar a confiabilidade e,
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simultaneamente, minimizar os custos de expansão/operação sujeito as restrições opera-

cionais da rede elétrica. Os principais critérios e técnicas tipicamente usados na operação

e planejamento de sistemas de energia elétrica são [2]:

1) Critério de planejamento do sistema de geração: estabelece que a capacidade

instalada deve ser igual a máxima demanda mais uma percentagem fixa da máxima

demanda esperada.

2) Critério de operação do sistema de geração: estabelece que a capacidade

girante deve ser igual a demanda esperada mais uma reserva igual a capacidade de

uma ou mais das maiores unidades geradoras.

3) Critério de operação e planejamento do sistema de transmissão: estabelece

que a máxima capacidade de transferência é a quantidade de potência que pode ser

transmitida através da rede interligada para as seguintes condições:

• condição de operação normal (caso base).

• contingências simples em qualquer elemento do sistema elétrico, tais como:

uma linha de transmissão, transformador ou unidade de geração (critério N-1).

Os critérios e técnicas descritos acima são todos determińısticos e muitos

destes critérios e técnicas estão em uso atualmente. A principal deficiência dos critérios

determińısticos é que eles não respondem, nem refletem a natureza probabiĺıstica ou es-

tocástica do comportamento do sistema, das demandas dos consumidores e das falhas

de componentes [2, 3, 4, 5]. A análise determińıstica pode considerar apenas os resul-

tados e a ordem de severidade associados com os eventos que conduzem a uma falha

total ou parcial do sistema. Entretanto, eventos que causam falhas no sistema, mesmo

sendo extremamente indesejáveis, são de baixas consequências se eles não podem ocorrer

ou são tão improváveis que podem ser ignorados. Consequentemente, as alternativas de

planejamento que consideram as técnicas determińısticas podem levar a elevados custos

de expansão. Por outro lado, se os eventos que causam falhas no sistema não são muito

severos, mas tem alta probabilidade de ocorrência, alternativas de reforço selecionadas

a partir de análise determińıstica podem levar a baixos ńıveis de confiabilidade do sis-

tema. O estudo probabiĺıstico de um sistema de potência pode reconhecer não somente
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a severidade de um estado ou evento do sistema e o seu impacto no comportamento e na

operação, mas também a probabilidade de ocorrência de eventos ou estados do sistema.

A combinação de severidade e probabilidade produz ı́ndices que realmente representam o

risco do sistema.

1.3 Zonas Funcionais e Nı́veis Hierárquicos de Sis-

temas de Energia Elétrica

Sistemas de energia elétrica modernos são complexos, bastante interliga-

dos e de grandes dimensões. Mesmo plataformas computacionais com alta capacidade

de processamento não são poderosas o suficiente para analisar de maneira exaustiva e

reaĺıstica o sistema de potência completo, ou seja, fontes primárias de energia, geração,

transmissão e distribuição. Para contornar este problema, o sistema é dividido em sub-

sistemas de dimensões apropriadas que podem ser analisados separadamente. A técnica

mais conveniente para dividir sistemas de energia elétrica, é utilizar as suas principais

zonas funcionais [2]: fontes primárias de energia, geração, transmissão e distribuição, con-

forme mostra a Figura 2. As zonas funcionais podem ser combinadas para dar os ńıveis

hierárquicos mostrados na Figura 2. Estes ńıveis hierárquicos são definidos com o objetivo

de estabelecer uma forma consistente de identificar e agrupar as zonas funcionais para a

análise probabiĺıstica de sistemas de energia.

INSTALAÇÕES
DE GERAÇÃO

INSTALAÇÕES
DE

TRANSMISSÃO

INSTALAÇÕES
DE

DISTRIBUIÇÃO

DE ENERGIA
PRIMÁRIAS

FONTES
NÍVEL HIERÁRQUICO 0 (NH0)

NÍVEL HIERÁRQUICO 1 (NH1)

NÍVEL HIERÁRQUICO 2 (NH2)

NÍVEL HIERÁRQUICO 3 (NH3)

Figura 2: Zonas Funcionais Básicas e Nı́veis Hierárquicos.
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Os ńıveis hierárquicos mostrados na Figura 2 são descritos a seguir [2, 3, 4,

5, 6]:

1) NH0 (Nı́vel Hierárquico 0): está associado apenas com fontes primárias de ener-

gia, tais como carvão, gás natural e água, e a disponibilidade destes recursos para

satisfazer a demanda total do sistema ao longo de um peŕıodo de tempo (semanal,

mensal oua anual).

2) NH1 (Nı́vel Hierárquico 1): está relacionado com o sistema composto por fontes

primárias de energia e instalações de geração e sua capacidade em satisfazer a de-

manda total do sistema;

3) NH2 (Nı́vel Hierárquico 2): está associado com o sistema composto por fontes

primárias de energia, instalações de geração e circuitos de transmissão e sua capaci-

dade em satisfazer a demanda em pontos de carga do sistema;

4) NH3 (Nı́vel Hierárquico 3): considera o sistema elétrico completo (fontes primárias

de energia, geração, transmissão e distribuição) e sua capacidade em atender a de-

manda de energia dos consumidores individuais. A análise do NH3 não é posśıvel

na prática por causa das grandes dimensões do problema. Devido a isto, a análise

do NH3 é realizada apenas para a zona funcional de distribuição.

A estrutura descrita acima vem sendo utilizada por várias décadas em es-

tudos de confiabilidade de sistemas de potência. Entretanto, é necessário que ela seja

revisada devido a dois fatores: a introdução de competição no NH1 e a presença de

produtores de energia independentes em redes de distribuição [7]. O atual processo de

reestruturação do setor elétrico tem como premissa básica a introdução de competição no

NH1. Esta competição entre os geradores permitirá que os consumidores possam escolher

os seus fornecedores de energia baseando-se nos preços oferecidos por estes fornecedores.

Os preços e a potência de sáıda das unidades geradoras em ambiente competitivo são

determinados por forças de mercado. Neste ambiente, geradores competem entre si para

maximizar os seus lucros individuais e necessitam preservar a confidencialidade sobre os

seus investimentos e decisões de operação. Desta forma, operação e planejamento centra-

lizados da geração estão se tornando incompat́ıveis com a atual estrutura do setor elétrico.

As tendências atuais para estudos no NH1, indicam o surgimento de entidades centrais
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que são apenas responsáveis pela segurança/confiablidade do sistema, mas não possuem

poder de decisão sobre aspectos de comercialização de energia.

Além da introdução de competição no NH1, outro fator importante na re-

visão dos ńıveis hierárquicos descritos na Figura 2 é a presença de produtores indepen-

dentes de energia em redes de distribuição. A quantidade crescente de entidades de geração

conectadas a sistemas de distribuição tem grande impacto no planejamento das capaci-

dades de geração e transmissão. Este impacto é causado pelas variações nos perfis de

carga nos pontos de demanda resultantes das injeções de potência associadas com os pro-

dutores independentes de energia. Consequentemente, geradores convencionais venderão

menos energia e serão forçados a operar fora de seus pontos ótimos devido a regulação de

carga necessária para compensar flutuações aleatórias na sáıda dos geradores conectados

ao sistema de distribuição.

A análise probabiĺıstica de transações comerciais realizada neste trabalho

envolve transferências de potência entre entidades produtoras e consumidoras de grande

porte, tais como usinas de geração e companhias de distribuição, através de um sistema de

transmissão. Desta forma, a análise probabiĺıstica de transações comerciais realizada neste

trabalho está associada com o NH2. As seções seguintes apresentam uma descrição dos

principais tipos de transações comerciais realizadas no NH2. Além disso, é também reali-

zada uma revisão bibliográfica sobre o gerenciamento da congestão causada por transações

comerciais, isto é, o redespacho das transações comerciais quando estas causam violações

dos limites operacionais da rede elétrica.

1.4 Transferências de Potência na Estrutura Conven-

cional do Setor Elétrico

No passado, a estrutura do setor elétrico em diversos páıses, tais como

Inglaterra, Estados Unidos, Nova Zelândia e Brasil, se baseava no monopólio da geração,

transmissão e distribuição de energia elétrica. Esta estrutura se caracterizava pela ausência

de competição e pela presença de uma única companhia pública que era responsável pela

geração e transmissão de energia para consumidores finais ou companhias de distribuição.

Consequentemente, as transferências ou intercâmbios de potência na estrutura tradicional
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do setor elétrico eram realizadas apenas entre sistemas de energia elétrica interligados,

que em sua maioria pertenciam a empresas estatais. Geralmente, estas transferências de

potência entre companhias estatais tinham como objetivos: melhorar a confiabilidade do

sistema de geração e reduzir os custos operacionais [8].

Normalmente, quando uma transferência de potência é realizada entre sis-

temas interligados, a confiabilidade do sistema de geração é melhorada. O intercâmbio

de potência entre sistemas interligados permite que cada sistema opere em um dado ńıvel

de risco com uma reserva girante menor do que aquela exigida sem a interligação. Esta

condição ocorre devido a diversidade na ocorrência aleatória de ńıveis de carga e con-

tingências em componentes do sistema (linhas/geradores) [2].

Além da maximização da confiabilidade, outra importante razão para trans-

ferir potência entre sistemas interligados é a redução nos custos operacionais. Esta redução

nos custos operacionais pode ser obtida quando dois ou mais sistemas elétricos interliga-

dos operam com diferentes custos incrementais. Nesta situação, pode ser lucrativo um

sistema importar/exportar energia para sistemas vizinhos [9].

1.5 Transferências de Potência na Nova Estrutura do

Setor Elétrico

Em páıses como os Estados Unidos e a Inglaterra, a reestruturação do setor

elétrico tem sido estimulada pelos benef́ıcios econômicos obtidos com a desregulamentação

de outros setores tais como telecomunicações, linhas aéreas, transportes e gás natural.

A tradicional estrutura monopolista do setor elétrico só é justificada em um ambiente

no qual existe economia de escala e o tempo de desenvolvimento e o impacto de novas

tecnologias permanecem moderados e previśıveis. Como a aceitação social e a viabilidade

financeira de grandes geradores tem diminúıdo e o surgimento de novas tecnologias nas

áreas de engenharia elétrica (construção de unidades de geração térmicas menores e mais

eficientes) e computação (INTERNET), tem aumentado, a monopolização continuada do

setor elétrico tornou-se impraticável [10, 11].

Atualmente, o setor elétrico mundial está sofrendo uma transformação ra-

dical de uma indústria essencialmente regulada e monopoĺıstica para um novo modelo
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caracterizado por competição na geração e acesso aberto a sistemas de transmissão. Na

América do Sul, inclusive no Brasil, as principais transformações na estrutura do setor

elétrico estão associadas com a privatização de companhias públicas estatais e a separação

da companhia original em organizações privadas e independentes cujos proprietários são

grupos de acionistas. As organizações resultantes destas privatizações podem ser empresas

de geração, empresas de distribuição, que tem a responsabilidade de fornecer energia

elétrica para consumidores finais, e uma entidade de controle que é responsável pela

segurança e pela operação do sistema. Estas transformações se baseiam no prinćıpio de

que a separação da energia elétrica - o produto - de sua transmissão e distribuição -

serviços - é o melhor caminho para se obter eficiência econômica em todos os segmentos

do setor de energia elétrica [12, 13].

A reestruturação do setor elétrico tem motivado o envolvimento de enti-

dades privadas de produção e de consumo de energia em mercados elétricos. Entidades

privadas de produção são representadas por produtores independentes de energia, com-

panhias de geração privatizadas e indústrias de grande porte que dispõem de vapor e/ou

calor, resultantes de processos industriais, e podem gerar energia elétrica (cogeração) para

venda no mercado com custos favoráveis. Por outro lado, entidades de consumo são repre-

sentadas por companhias de distribuição privatizadas e indústrias de grande porte onde o

custo de eletricidade é uma parcela significante do seu custo de produção. Estas entidades

de consumo esperam obter reduções nos seus custos de eletricidade através do acesso a

outros fornecedores de energia além do seu fornecedor local.

As entidades privadas de produção e de consumo de energia podem se en-

volver em uma grande variedade de transações comerciais. Por exemplo, companhias de

distribuição privatizadas podem comprar energia para revende-la a consumidores finais,

esta transação é classificada como uma transação de atacado. Outro tipo de transação

ocorre quando um agente de geração privado vende energia diretamente para consumi-

dores (certamente indústrias de grande porte), esta transação é classificada como uma

transação de varejo. Deve ser notado que as transações comerciais descritas acima en-

volvem apenas duas partes: uma entidade geradora e uma entidade consumidora. Este

tipo de transação é conhecido como contrato bilateral. Entretanto pode haver mais que

duas entidades envolvidas em transações comerciais realizadas em mercados elétricos.

Por exemplo, um acordo de compra e venda de energia entre empresas de geração e
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distribuição pode ser intermediado por entidades puramente comerciais tais como corre-

tores (“brokers”) e agentes de mercados de futuros (“forward contractors”). Este tipo de

transação comercial é conhecido como contrato multilateral [14]. Finalmente, deve-se ob-

servar que a desverticalização da estrutura do setor elétrico e a introdução de competição

no mercado de energia aumentaram significativamente a quantidade e a diversidade de

transações comerciais entre os participantes dos mercados de eletricidade.

Outro importante fator, associado com a reestruturação do setor elétrico,

que contribui para um aumento no número e na diversidade das transações de potência

é o livre acesso ao sistema de transmissão. O livre acesso ao sistema de transmissão

garante liberdade de escolha para entidades consumidoras de energia e o desenvolvimento

da competitividade entre os agentes produtores de energia. Devido a isto, diversos tipos de

transações podem ser originadas dependendo da localização dos pontos de compra e venda

de energia. Os principais tipos de transações comerciais, de acordo com a localização dos

produtores e consumidores de energia na rede elétrica são:

1. Transação Bilateral Local: uma entidade de geração (G) fornece potência para

uma entidade de distribuição ou para um consumidor de retalho localizados na rede de

transmissão local (SISTEMA A na Figura 3).

2. Transação Bilateral Remota: uma entidade de geração fornece potência para

uma companhia de distribuição ou consumidor de retalho localizado em um sistema de

transmissão remoto (SISTEMA B na Figura 4).

G

P P

CONSUMIDOR DE
RETALHO

SISTEMA A

Figura 3: Transação Bilateral.

3. Transação Multilateral Local: um grupo de entidades geradoras fornece uma

quantidade de potência P para um grupo de companhias de distribuição ou de consumi-

dores de retalho localizados na rede de transmissão local (Figura 5). O intermediador da
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SISTEMA A
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CONSUMIDOR DE
RETALHO

SISTEMA B

P

Figura 4: Transação Bilateral Remota.

transação multilateral não é representado na Figura 5, visto que o mesmo é uma entidade

puramente comercial.

4. Transação Multilateral Remota: um grupo de entidades geradoras fornece uma

quantidade de potência P para um grupo de companhias de distribuição ou de consumi-

dores de retalho localizados em um sistema de transmissão remoto (Figura 6).

Pc

Pc

Pc

1

2

nc

.

.

.

.

G

G

G

Pg

Pg

Pg
1

2

ng

.

.

..

P

GRUPO DE GERADORES GRUPO DE CONSUMIDORES
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Figura 5: Transação Multilateral Local.

Em ambiente desregulamentado, as transações bilaterais e multilaterais são

definidas por forças do mercado competitivo. Portanto, as transações comerciais são va-

riáveis de entrada para o sistema de energia elétrica, ou seja, variáveis independentes.

Consequentemente, as transações fixam os fluxos de potência dentro da rede elétrica que,

por sua vez, definem a segurança da rede. Entretanto, transações bilaterais e multilaterais

são especificadas sem considerar problemas de operação, controle e planejamento de um
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Figura 6: Transação Multilateral Remota.

sistema de energia elétrica. Devido a isto, várias metodologias tem sido desenvolvidas

com o objetivo de ajudar operadores do sistema a avaliar o impacto de novas transações

na confiabilidade, nas perdas de transmissão e nos custos de produção de um sistema de

energia elétrica.

1.6 Congestão

As transações comerciais entre produtores e consumidores de energia elétrica

são regidas pelas leis de mercado, isto é, a livre concorrência e a competição entre os pro-

dutores de energia. Entretanto, os fluxos nos circuitos (linhas e transformadores) do

sistema de transmissão são regidas pelas leis de Kirchhoff. Devido a isto, nem todos os

conjuntos de injeção de potência resultantes das transações comerciais são compat́ıveis,

ou seja, há transações que violam os limites térmicos do sistema de transmissão ou ne-

cessitam de injeções de potência ativa adicionais para compensar perdas no sistema de

transmissão e fechar o balanço de potência ativa na rede. A situação na qual produtores

e consumidores de energia desejam produzir e consumir em quantidades que levariam o

sistema de transmissão a operar além de um ou mais dos seus limites de transferência é

chamada de congestão [10]. Apesar da congestão estar presente em sistemas de energia

antes da desregulamentação, o termo congestão foi introduzido em sistemas de energia

através das ciências econômicas, que foram utilizadas para fornecer subśıdios teóricos para
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o processo de reestruturação do setor elétrico. No peŕıodo monopolista do setor elétrico,

a maioria das transações de energia eram realizadas entre sistemas adjacentes, ou seja,

sistemas elétricos diretamente interligados (vizinhos). Estas transações só resultavam em

problemas quando a transferência de potência entre as áreas exportadora e importadora

ameaçavam a segurança de uma área não envolvida. Esta situação era conhecida como

roteamento ou pedágio (“wheeling”). Nos Estados Unidos estes problemas resultaram na

criação do Acordo Geral sobre Caminhos Paralelos [9]. Os procedimentos de gerencia-

mento da congestão usados nos mercados elétricos atuais são derivados do Acordo Geral

de Caminhos Paralelos. Atualmente, com a reestruturação do setor elétrico, o desafio

do gerenciamento da congestão para o operador do sistema de transmissão é criar um

conjunto de regras que assegurem controle suficiente sobre produtores e consumidores

(geradores e cargas) para manter um ńıvel aceitável de segurança e confiabilidade do

sistema de energia elétrica tanto a curto prazo (operação) como a longo prazo (plane-

jamento). Simultaneamente, este conjunto de regras deve permitir que a eficiência do

mercado de energia elétrica seja maximizada. Para alcançar estes objetivos o operador

do sistema de transmissão deve eliminar a congestão do sistema de transmissão usando

ações corretivas tais como: operação de transformadores defasadores e dispositivos FACTS

(“Flexible AC Transmission System”), redespacho da geração e corte das transações. Es-

tas ações corretivas tem como objetivo evitar contingências em cascata com perda de

carga descontrolada.

1.7 Revisão Bibliográfica

A revisão da literatura dispońıvel sobre o assunto mostrou que o problema

de gerenciamento da congestão é abordado tanto deterministicamente [15]-[27] quanto

probabilisticamente [28]-[33].

Na referência [15], uma metodologia de gerenciamento da congestão é desen-

volvida para o modelo PoolCo (“Pool Company”). Esta metodologia tem como objetivo

minimizar os custos totais de operação do sistema (custos de geração e custos de corte de

carga) e se baseia em técnicas convencionais de fluxo de potência ótimo.

Uma metodologia de gerenciamento da congestão para transações bilaterais

e multilaterais é apresentada na referência [16]. Neste artigo o gerenciamento da con-
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gestão é realizado minimizando-se a distância euclidiana entre os valores calculados das

transações bilaterais e multilaterais e seus respectivos valores especificados.

Nas referências [17, 18, 19], o gerenciamento da congestão é abordado consi-

derando-se a coexistência dos modelos PoolCo, Bilateral e Multilateral para a comercia-

lização de energia. Nestes artigos, diversas estratégias de coordenação entre estes três

modelos são apresentadas. Estas estratégias se baseiam no fato de que a carga do PoolCo

tem prioridade sobre as transações bilaterais e multilaterais ou vice-versa.

O impacto de contratos bilaterais na segurança de regime permanente é in-

vestigado nas referências [20, 21]. Nestas referências, os contratos bilaterais são modelados

através de uma matriz de transações que representa os fluxos virtuais entre compradores

e vendedores de energia na rede de transações. Estes fluxos virtuais são convertidos em

injeções de potência ativa na rede elétrica através de uma transformação linear. Quando

os contratos realizados na rede virtual resultam em violações nas restrições de segurança

(limites de fluxos nos circuitos) da rede elétrica, as violações são eliminadas obtendo-se

uma matriz de transações compat́ıvel que possui a mı́nima distância euclidiana da matriz

de transações especificada.

Na referência [22], dois modelos de gerenciamento da congestão são pro-

postos: um para o modelo PoolCo e outro para o modelo Bilateral. Em ambos os mo-

delos o gerenciamento da congestão é realizado minimizando-se os custos incrementais e

decrementais submetidos por geradores para o redespacho de potência ativa durante a

congestão.

As vantagens da utilização do modelo multilateral no gerenciamento de

transações comerciais com relação aos modelos bilateral e PoolCo são apresentadas na

referência [23]. Neste artigo, os autores demonstram que o modelo multilateral pode

obter a mesma eficiência econômica do modelo PoolCo e também é capaz de eliminar

caracteŕısticas monopolistas, presentes tanto no modelo PoolCo quanto no modelo Bila-

teral. De acordo com os autores, o gerenciamento da congestão pelo operador do PoolCo

ou por um operador independente do sistema recai no modelo de operação centralizado

convencional. No modelo multilateral apresentado na referência [23], o gerenciamento

da congestão é realizado por corretores ou agentes de mercados de futuros. Estas enti-

dades eliminam a congestão no sistema de transmissão minimizando os custos de geração

e maximizando os benef́ıcios dos consumidores envolvidos em cada contrato multilateral.
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Na referência [24], transações comerciais infact́ıveis são identificadas utilizando-

se o conceito de máxima capacidade de transferência dispońıvel entre um nó de venda e

um nó de compra. Neste artigo, apenas as transações que não violam a máxima capaci-

dade de transferência de potência entre os pontos de injeção e extração são adicionadas

na rede elétrica. As transações que violam este limite de transferência são declaradas

incompat́ıveis e só são adicionadas na rede elétrica após o redespacho da geração e/ou

corte de transações.

As deficiências do gerenciamento da congestão bilateral são enfatizadas na

referência [25]. Neste artigo é mostrado que o gerenciamento da congestão bilateral pode

resultar em maiores interrupções de potência para as transações que o gerenciamento

multilateral. Além disso, é mostrado que a utilização de funções objetivo que se baseiam

no conceito de mı́nima distância euclidiana produz maiores cortes de transações do que

as funções objetivo estabelecidas a partir da mı́nima (máxima) potência interrompida

(transferência de potência) quando o gerenciamento da congestão se baseia em modelos

de otimização.

A aplicação de transformadores defasadores e dispositivos FACTS no ge-

renciamento da congestão é descrita nas referências [26, 27]. Nestas referências os cus-

tos de ações corretivas (redespacho de geração e corte de transações) são minimizados

incluindo-se transformadores e dispositivos FACTS no modelo de otimização usado no

gerenciamento da congestão.

Observa-se que, a maioria dos modelos de gerenciamento da congestão se

baseiam em fluxo de potência ótimo. Estes modelos diferem entre si basicamente no

tipo de função objetivo que é usada na formulação matemática do problema de gerencia-

mento da congestão. Os principais tipos de funções objetivo usadas no gerenciamento da

congestão são:

1) Minimização do custo de ações corretivas.

2) Minimização da distância euclidiana de um conjunto de transações proposto.

3) Maximização da transferência de potência entre barras de compra e venda de ener-

gia.

Nesta pesquisa, os modelos propostos de gerenciamento da congestão para
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contratos bilaterais e multilaterais, se baseiam na minimização dos custos de ações corre-

tivas. Esta função objetivo é utilizada devido ao fato de que o gerenciamento da congestão

fundamentado no conceito de mı́nima distância de um ponto especificado produz cortes

excessivos para as transações de potência [25]. Além disso, os modelos de gerenciamento

da congestão que se baseiam na máxima transferência de potência não fornecem sinais

de preço para os participantes do mercado. Portanto, estes modelos são menos atrativos

que os modelos fundamentados no custo de ações corretivas para o gerenciamento da

congestão.

Embora exista um grande número de publicações associadas com modelos

de gerenciamento da congestão [15]-[27], estes modelos não tem sido frequentemente con-

siderados para analisar o problema de gerenciamento da congestão de um ponto de vista

probabiĺıstico. A principal razão para este fato é a complexidade da análise probabiĺıstica

do sistema composto de geração e transmissão (“composite system”) [3, 4]. Entretanto,

observa-se que incertezas, tais como flutuações de carga e disponibilidade de equipamen-

tos, tem grande impacto nos estudos de transferência de potência [34, 35, 36]. Além disso,

o modelamento de incertezas no gerenciamento da congestão permite calcular os riscos

e valores esperados associados com as transações comerciais. Estes fatores originaram

publicações envolvendo a modelagem estocástico da rede elétrica e o gerenciamento da

congestão [28]-[33].

Na referência [28], são analisados os efeitos das restrições do sistema de

transmissão nos custos de operação e na confiabilidade são avaliados usando-se o Método

de Monte Carlo com Simulação Não-Sequencial e Fluxo de Potência Ótimo Não-Linear

para modelar variações de carga e indisponibilidade dos equipamentos. Além disso, os

custos de congestão da transmissão, associados com transações comerciais, são calculados

como a diferença entre os custos de operação com restrições de transmissão antes e depois

da adição das transações propostas.

O impacto de transações bilaterais na análise de segurança probabiĺıstica é

estudado na referência [29]. Neste artigo, apenas os valores das transações comerciais são

considerados como variáveis aleatórias. A técnica proposta pelos autores para modelar

transações bilaterais aleatórias consiste de uma combinação do Método de Monte Carlo

com Simulação Não-Sequencial com a Matriz de Transações Bilaterais proposta nas refe-

rências [20, 21].
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Na referência [30], uma metodologia que se baseia no Método de Monte

Carlo com Simulação Não-Sequencial e no fluxo de potência ótimo linearizado é desen-

volvida para calcular a divisão ótima da capacidade de transferência dispońıvel em ca-

pacidades firme e interrupt́ıvel. A metodologia proposta pelos autores calcula esta divisão

ótima minimizando os custos de interrupção das transações e os custos operacionais da

rede elétrica. A minimização destes custos é realizada para diversos estados de operação

do sistema resultantes das incertezas associadas com variações do pico de carga do sistema

e indisponibilidade de componentes.

O cálculo dos custos de congestão esperados e do risco de interrupção asso-

ciados com as transferências de potência entre zonas geográficas ou entidades comerciais

é realizado na referência [31]. O método proposto pelos autores para calcular estes ı́ndices

se baseia no fluxo de potência ótimo linearizado combinado com o Método de Monte Carlo

com Simulação Não-Sequencial. Além disso os custos de congestão para cada zona e para

cada transação são calculados usando o conceito de preço marginal local.

Na referência [32] os efeitos de variações de carga, causadas por mudanças

na temperatura, sobre a máxima capacidade de transferência dispońıvel são investiga-

dos. Neste artigo, apenas as incertezas associadas com variáveis aleatórias cont́ınuas

são mdeladas. Incertezas associadas com mudanças na estrutura do sistema, tais como

contingências de linhas e geradores, não são inclúıdas no modelo. A partir destas consi-

derações, os autores propõem uma metodologia para maximizar a transferência de potência

em uma interface do sistema de transmissão sujeito a restrição de que a probabilidade

de sobrecarga na interface seja menor que um valor especificado. Esta maximização

da transferência de potência é obtida usando-se fatores de participação e expansão de

Cornish-Fisher.

Na referência [33] foi proposta uma metodologia para determinar a localiza-

ção espacial de novas entidades de geração que maximiza a transferência de potência entre

áreas da rede elétrica. O modelo proposto pelos autores, para determinar esta alocação

ótima das entidades de geração, baseia-se no Método de Monte Carlo com simulação não-

sequencial e no fluxo de potência ótimo linearizado. O problema de fluxo de potência ótimo

resolvido na referência [33] tem como objetivo maximizar a transferência de potência e,

simultâneamente, realizar ações corretivas (corte de carga e redespacho da geração) para

eliminar violações em estados de operação do sistema. Este problema é resolvido usando-
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se pesos relativos para combinar em uma única função objetivo: o corte de carga, fluxos

nas interligações entre áreas e injeções de potência ativa associadas com entidades de

geração.

A revisão bibliográfica da literatura sobre o assunto revelou que a maioria

das técnicas usadas na análise probabiĺıstica do gerenciamento da congestão se baseia no

Método de Monte Carlo com Simulação Não-Sequencial. Este método tem sido preferido

devido a sua flexibilidade para modelar diversas caracteŕısticas estocásticas de sistemas de

energia que não podem ser facilmente incorporadas em modelos anaĺıticos. Além disso,

foi também observado que apesar de existirem diversos tipos de transações comerciais,

a maioria dos modelos probabiĺısticos de gerenciamento da consgestão considera apenas

transações bilaterais. Este fato é causado pela presença reduzida dos agentes responsáveis

por contratos multilaterais na maioria dos mercados de energia elétrica da atualidade. En-

tretanto, estes agentes são de fundamental importância para a sobrevivência de mercados

elétricos, pois eles serão responsáveis pela redução dos riscos financeiros associados com

transações comerciais [14]. Apesar das transações multilaterais não serem frequentemente

encontradas em mercados de energia, foram desenvolvidos alguns modelos para analisar

transferências multiponto entre conjuntos de barras de injeção e extração de potência

ativa [30, 33, 35]. Os modelos propostos nas referências [30, 33, 35] podem ser usados

para incluir transações multilaterais na análise probabiĺıstica do gerenciamento da con-

gestão, pois este tipo de transação está associado com transferências de potência entre

grupos de entidades geradoras e consumidoras.

O impacto do gerenciamento multilateral da congestão na compatibilidade

das transferências de potência vem sendo investigado apenas de um ponto de vista de-

termińıstico. Entretanto, os contratos multilaterais podem aumentar a eficiência dos

mercados de energia, pois os agentes responsáveis por estes contratos (corretores e co-

mercializadores de energia) aproximam os consumidores dos produtores de energia. Sem

estes agentes, consumidores de pequeno porte não podem usufruir dos benef́ıcios da com-

petição, pois perderiam muito tempo em busca de informações sobre as melhores ofertas

de energia. Desta forma, é importante considerar a modelagem de contratos multilaterais

na análise probabiĺıstica do gerenciamento da congestão. Deve ser notado também que

apenas ı́ndices probabiĺısticos básicos, tais como riscos e valores esperados, são calculados

para transações bilaterais. Operadores do sistema, que são mais acostumados com ı́ndices
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determińısticos, geralmente tem dificuldade de interpretar estes ı́ndices probabiĺısticos.

Portanto, é necessário que se desenvolvam novos ı́ndices que permitam estabelecer um

elo entre critérios determińısticos tradicionalmente usados e o modelo estocástico da rede

elétrica. Observa-se que há também uma carência de estudos voltados para a avaliação

do impacto de ações corretivas livres de custo, tais como transformadores defasadores,

FACTS e chaveamento de linhas, nos ı́ndices probabiĺısticos associados com transações

comerciais. Estes estudos são de grande importância, pois atualmente há uma utilização

intensiva crescente das interligações do sistema de transmissão pelos participantes do

mercado de energia. Entretanto, a expansão destas interligações não tem sido realizada

devido a restrições ambientais e financeiras. Portanto, alternativas de reforço de baixo

custo, tais como instalação de transformadores defasadores e dispositivos FACTS, devem

ser investigadas para garantir a operação confiável da rede elétrica.

1.8 Motivação desta Pesquisa

Como foi discutido previamente há um interesse constante no desenvolvi-

mento de modelos e técnicas que avaliem probabilisticamente o gerenciamento da con-

gestão. Entretanto, a partir da literatura existente, observa-se que: nenhuma metodolo-

gia foi desenvolvida para incorporar contratos multilaterais e ações corretivas livres de

custo na análise probabiĺıstica do gerenciamento da congestão e há uma necessidade de se

gerar novos ı́ndices para avaliar a confiabilidade das transações comerciais. Estes novos

ı́ndices probabiĺısticos devem integrar critérios determińısticos tradicionalmente usados

pelos operadores do sistema com o modelo estocástico da rede elétrica. Com o substan-

cial aumento na freqüência e na severidade da congestão em sistemas de trasmissão com

livre acesso, é oportuno desenvolver metodologias que possam incorporar os aspectos men-

cionados acima na análise probabiĺıstica do gerenciamento da congestão. A ausência de

tais metodologias motivaram o desenvolvimento do trabalho de pesquisa descrito nesta

dissertação. Portanto, o objetivo principal desta pesquisa é desenvolver procedimentos e

técnicas para realizar a avaliação probabiĺıstica do gerenciamento da congestão.
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1.9 Objetivos desta Dissertação

O escopo desta pesquisa está centrado no desenvolvimento de uma metodolo-

gia de gerenciamento da congestão que modele o comportamento aleatório da rede elétrica

através de métodos probabiĺısticos. Modelos e métodos para incorporar contratos multila-

terais e ações livres de custo no gerenciamento da congestão foram desenvolvidos. Além

disso, novos ı́ndices de confiabilidade para transações comerciais foram prpostos com o

objetivo de facilitar a interpretação de ı́ndices probabiĺısticos pelos operadores do sistema

de transmissão.

Os objetivos da pesquisa são:

1) Desenvolver procedimentos de gerenciamento da congestão para transações bilaterais

e multilaterais.

2) Incorporar ações corretivas livres de custo nos procedimentos de gerenciamento da

congestão.

3) Combinar os procedimentos de gerenciamento da congestão com o modelo estocástico

da rede elétrica.

4) Desenvolver novos ı́ndices de confiabilidade para transações comerciais usando a

análise de robustez (“Well-Being Analysis”).

5) Avaliar o impacto do gerenciamento da congestão multilateral e ações corretivas

livres de custo nos ı́ndices de confiabilidade das transações comerciais tais como:

• Probabilidade de corte das transações.

• Potência interrompida esperada.

• Custos esperados de gerenciamento da congestão: custos de redespacho da

geração e corte de transações.

• Índices de robustez: probabilidade do sistema ser encontrado nos estados ro-

busto, marginal e de risco.

6) Implementar computacionalmente dos modelos e algoritmos mencionados acima e

realizar estudos em sistemas de teste.
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1.10 Estrutura da dissertação

Esta dissertação é dividida em sete caṕıtulos:

Caṕıtulo 1: Contém uma introdução geral e a revisão bibliográfica dos trabalhos rela-

cionados com o gerenciamento da congestão.

Caṕıtulo 2: Descreve o modelo da rede elétrica utilizado no gerenciamento da con-

gestão e o procedimento de despacho de geração e carga na zona neutra.

Caṕıtulo 3: Formula modelos matemáticos para o gerenciamento da congestão con-

siderando a presença de: contratos bilaterais, contratos multilaterais e ações corretivas

livres de custo.

Caṕıtulo 4: Apresenta uma descrição do Método de Pontos-Interiores usado na solução

dos modelos propostos de gerenciamento da congestão.

Caṕıtulo 5: Descreve os métodos probabiĺısticos usados para calcular os ı́ndices de

confiabilidade das transações comerciais.

Caṕıtulo 6: Apresenta os resultados dos testes com as metodologias de gerenciamento

da congestão propostas no sistema IEEE para estudos de confiabilidade de 1996 [37], que

será referenciado como RTS96 (“Reliability Test System - 1996”) daqui por diante.

Caṕıtulo 7: Apresenta um breve resumo do trabalho realizado nesta dissertação e

também contém algumas sugestões para trabalhos futuros.
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2. Modelagem do Sistema de

Energia Elétrica e Despacho de

Geração e Carga na Zona Neutra

2.1 Modelagem do Sistema de Energia Elétrica

O modelo do sistema de energia elétrica é a representação matemática do

sistema de energia elétrica real que é formulada com o objetivo de simular e prever o com-

portamento deste sistema para diversos cenários de operação. De acordo com a aplicação

e a precisão desejada, esta representação matemática pode considerar tanto os aspectos

dinâmicos como os de regime permanente de um sistema de energia elétrica. O regime

permanente está associado com a existência de instalações suficientes para satisfazer a

demanda dos consumidores e as restrições operacionais do sistema. Por outro lado, a

análise dinâmica considera a resposta transitória do sistema a distúrbios, tais como a

perda súbita de instalações de geração e/ou transmissão, os quais podem levar a perdas

de componentes em cascata e, finalmente, a colapsos regionais ou do sistema inteiro.

Em prinćıpio um modelo de gerencimento da congestão deve incluir as-

pectos dinâmicos e de regime permanente do sistema de energia elétrica. Entretanto,

devido ao alto custo computacional da análise dinâmica, os programas de gerenciamento

da congestão atualmente dispońıveis, realizam apenas a análise de regime permanente. O

gerenciameno da congestão em regime permanente tem sido realizado usando-se modelos

lineares e não-lineares da rede elétrica. O modelo não-linear pode incluir tanto os aspectos

associados com a potência ativa como aqueles associados com a potência reativa. Por outro

lado, o modelo linear fornece um compromisso razoável entre o custo computacional e a
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precisão para diversas aplicações em planejamento e operação de sistemas de energia

elétrica. O modelo linearizado da rede elétrica é usado neste trabalho para realizar o

gerenciamento da congestão pelas seguintes razões:

1) Contratos bilaterais, despacho da geração e corte de carga são associados com

potência ativa. Desta forma os acoplamentos Pθ e QV podem ser usados para

simplificar as equações de fluxo de potência;

2) Um grande número de estados do sistema tem de ser analisado para garantir a

precisão de ı́ndices probabiĺısticos. Modelos que se baseiam na linearização das

equações de fluxo de potência podem calcular estes ı́ndices rapidamente [3].

Entretanto, deve ser notado que se as considerações de tensão e potência

reativa são exigências importantes em um determinado estudo, então a linearização das

equações de fluxo de potência não é uma técnica aceitável.

O modelo linearizado da rede pode ser derivado considerando-se que [3, 40]:

1) A magnitude das tensões nas barras do sistema é aproximadamente igual a 1.0 pu.

2) A resistências dos circuitos são muito menores que as suas reatâncias.

3) A diferença angular entre as fases das tensões nos terminais de uma linha é pequena.

Baseando-se nestas considerações, as injeções de potência ativa nas barras

da rede podem ser expressas da seguinte forma:

B
′

θ = GPg − Pd (2.1)

Onde:

Pg é o vetor de unidades de geração

G é a matriz de incidência das unidades de geração, ou seja, é a matriz que associa a

potência de sáıda das unidades de geração com as injeções de potência ativa nas barras.

Os elementos de G são dados por:

Gij =







1, se a unidade j está conectada a barra i

0, caso contrário
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Pd é o vetor de demanda

θ é o vetor de ângulo das tensões

B
′

é uma matriz similar a matriz admitância de barra. Os elementos de B
′

são dados

por:

B
′

kk =
∑

m∈K

x−1
km

B
′

km = −x−1
km

Onde xkm é a reatância série do ramo com nós terminais (k,m) e K é o conjunto de barras

conectadas diretamente a barra k.

2.2 Despacho de Geração e Carga na Zona Neutra

O despacho de carga e geração consiste na otimização de uma função obje-

tivo, associada a potência de sáıda dos geradores e com as demandas nas cargas, sujeito

as seguintes restrições: a soma das potências geradas deve ser igual a potência consumida

pelas cargas, a potência de sáıda de cada unidade geradora deve estar dentro dos limi-

tes de geração e os fluxos nos circuitos devem estar abaixo de seus limites operacionais.

A função objetivo otimizada no despacho de carga e geração pode ser o mı́nimo custo

operacional das unidades de geração, como era realizado na estrutura tradicional do setor

elétrico, ou o máximo benef́ıcio dos participantes de um mercado de energia elétrica, como

é realizado em alguns páıses após a reestruturação do setor elétrico. Na estrutura tradi-

cional do setor elétrico, todas as unidades de geração eram despachadas com o objetivo

de atender a demanda total do sistema, pois uma única companhia era, na maioria dos

casos, proprietária dos recursos de geração e transmissão. Entretanto, após a reestru-

turação do setor elétrico, as companhias de geração foram privatizadas e a competição

entre produtores de energia foi estimulada. Além disso, foi concedido aos consumidores de

energia elétrica livre acesso ao sistema de transmissão com o objetivo de permitir a escolha

dos seus fornecedores de energia de acordo com os preços de energia oferecidos por estes

fornecedores. Nesta estrutura, surgiram novos tipos de transações e entidades comerciais

tais como: produtores independentes de energia, comercializadores (corretores), contratos

multilaterais gerenciados por comercializadores e contratos bilaterais entre produtores e

consumidores de energia. Devido a esta diversidade na natureza e na quantidade das
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transações commerciais realizadas em mercados elétricos atuais, é necessário identificar

zonas com caracteŕısticas similares para que o despacho de carga e geração seja realizado

de acordo com as caracteŕısticas e estrutura de coordenação existente entre estas zonas.

2.2.1 Definição das Zonas de um Sistema de Energia na Nova

Estrutura do Setor Elétrico

As transações bilaterais e multilaterais realizadas em mercados de energia

elétrica podem envolver produtores, consumidores e corretores de energia elétrica. En-

tretanto nem toda a energia do sistema elétrico é comercializada através de contratos

bilaterais e multilaterais. Por exemplo, uma única companhia pode ser proprietária de

um número de usinas de geração, situadas em diversas posições geográficas, e servir con-

sumidores que também estejam geograficamente dispersos na rede de transmissão. Além

disso, podem existir geradores e cargas realizando lances de preço e quantidade de energia

em um mercado “spot” de eletricidade [22, 41]. Os mercados “spot” são caracterizados

pela entrega do produto no momento em que a sua compra é realizada. Contudo, os mer-

cados de energia elétrica não obedecem completamente esta definição. Por exemplo, nos

mercados de energia diários os preços para cada hora do dia são conhecidos no dia anterior,

ou seja, a comercialização da energia é pré-operacional [13, 41]. Devido a coexistência

de mercados “spot” e transações comerciais em um mesmo sistema de energia elétrica é

necessário dividir este sistema em zonas para que o gerenciamento da congestão possa

ser realizado. A definição destas zonas se baseia no tipo de entidade que é proprietária

de geradores e cargas e não na localização geográfica destes componentes. Por exemplo,

cargas e geradores localizados na mesma barra podem pertencer a diferentes zonas. Além

disso, uma zona pode ser definida por cargas e geradores localizados em qualquer barra

da rede elétrica. Desta forma pode-se definir três tipos de zonas dentro do sistema de

energia elétrica [31]:

1) Zona Injetora: contém entidades de geração (vendedores) participando de con-

tratos bilaterais e multilaterais.

2) Zona Extratora: contém entidades consumidoras (compradores) participando de

contratos bilaterais e multilaterais.
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3) Zona Neutra: é formada por entidades geradoras e consumidoras que não estão

envolvidas em nenhum tipo de transação de energia.

Na subseção 2.2.2 é apresentado o modelo utilizado neste trabalho para

realizar o despacho de geração e carga em zonas neutras. Este modelo será formulado

considerando-se que a zona neutra é formada por um conjunto de geradores e consu-

midores efetuando lances de preço e quantidade de potência ativa em um mercado “spot”

de eletricidade. Estas considerações refletem as tendências atuais de reestruturação do

setor elétrico em diversos páıses do mundo tais como: Inglaterra, Nova Zelândia e Brasil.

Nestes páıses, a eletricidade é comercializada em um mercado “spot” de energia e está

prevista ou implementada a comercialização simultânea de eletricidade em um mercado

bilateral [12, 22, 18]. No Caṕıtulo 3 é mostrada a estratégia de coordenação entre o

despacho de geração e carga na zona neutra e o gerenciamento da congestão em zonas

injetoras e extratoras.

2.2.2 Formulação do Problema de Despacho de Geração e Carga

na Zona Neutra

Os mercados “spot” de eletricidade que tem sido implementados até o presente momento,

em sua maioria, baseiam-se no modelo PoolCo. Neste modelo, todas as companhias de

geração e distribuição de energia se combinam para formar uma super-companhia. Esta

super-companhia tem responsabilidade de realizar o despacho de geração e carga (operação

do sistema) e encargos de faturamento (gerencimento do mercado) para a rede interligada.

Em operações de despacho tradicionais, o operador do sistema toma decisões para atender

a demanda de forma confiável enquanto o custo de operação dos geradores despachados

é minimizado. As funções individuais de custo para cada gerador são dadas por curvas

aproximadas que se baseiam no conhecimento dos custos de combust́ıvel, taxas de aque-

cimento (MBtu/MWh) e custos de partida de unidades de geração. Por outro lado, no

modelo PoolCo o operador do sistema usa dados de lances de preço e quantidade de ener-

gia para determinar a estratégia de despacho mais eficiente. Os dados de lances fornecidos

pelos geradores para o operador do sistema no modelo PoolCo são os limites inferior e

superior de potência ativa e sua respectiva função de preço de venda. Similarmente, cada

consumidor fornece um lance constitúıdo de uma máxima potência ativa desejada e sua
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respectiva função de preço de compra. Neste trabalho considera-se que as funções de

preço de compra e venda de potência para consumidores e geradores são lineares. Apesar

disso, funções não-lineares também podem ser utilizadas através da linearização da função

original em diversos intervalos de potência ativa.

A partir das considerações feitas acima, a função de preço de venda para

geradores pode ser dada simplesmente pelo produto da potência ativa gerada pelo seu

respectivo preço de venda. Além disso, as cargas despacháveis podem ser modeladas de

forma análoga a unidades de geração com suas respectivas funções de preço de venda. Este

modelo de carga é obtido considerando-se que cada carga despachável tem comportamento

idêntico a uma carga fixa em paralelo com um gerador fict́ıcio cujo intervalo da potência

de sáıda varia de zero até o tamanho da carga fixa, isto é:

Pdi = Pdmax
i − ri

0 ≤ ri ≤ Pdmax
i

Onde:

Pdi é a carga total na barra i

Pdmax
i é a carga máxima na barra i

ri é a carga cortada na barra i

Consequentemente, a função de preço de compra de potência ativa para

cada carga despachável será dada pelo produto da carga total (Pdi) pelo preço que a

carga despachável está disposta a pagar para comprar uma quantidade de potência igual

a máxima carga (Pdmax
i ).

As funcões de preço descritas acima são utilizadas para realizar o despacho

do sistema no modelo PooLCo através da solução do seguinte problema de otimização

linear [10, 15]:

Min
∑

i∈G

Cgi.Pgi −
∑

i∈D

Cdi.(Pdmax
i − ri) (2.2)

sujeito a:

B̂
′

θ̂ = ĜPg − (P̂ dmax − r̂) (2.3)

∑

i∈G

Pgi =
∑

i∈D

(Pdmax
i − ri) (2.4)

0 ≤ Pg ≤ Pgmax (2.5)
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0 ≤ r ≤ Pdmax (2.6)

−φmax ≤ φ ≤ φmax (2.7)

Onde:

Cgi é o mı́nimo preço de venda de potência ativa para a unidade de geração i

Cdi é o preço que a carga despachável i está disposta a pagar para a compra de uma

quantidade de potência igual a Pdmax
i

D é o conjunto de barras de demanda

G é o conjunto de barras de geração

Pgmax é o vetor de máxima potência de sáıda das unidades geradoras

Pdmax é o vetor de carga máxima

r é o vetor de carga cortada

φ é o vetor de fluxo nos circuitos com φi = x−1
km(θk − θm)

φmax é o vetor de máximo fluxo nos circuitos

O acento circunflexo sobre as variáveis, como em B̂
′

, significa que os elementos associados

com a barra de referência são eliminados da matriz ou vetor.

A minimização da função objetivo apresentada na equação (2.2) é equiva-

lente a minimizar o custo da geração e maximizar o benef́ıcio dos consumidores, ou seja,

maximizar o bem-estar social. Neste problema pode-se distinguir dois tipos de variáveis

de ortimização:

• Variáveis de Controle: correspondem as variáveis que são ajustadas pelo opera-

dor do PoolCo para eliminar violações no sistema, por exemplo: potência de sáıda

dos geradores (Pgi) e corte de carga nos pontos de demanda (ri);

• Variáveis de Estado ou Dependentes: correspondem as variáveis que são de-

terminadas após as variáveis de controle terem sido ajustadas, por exemplo: ângulo

de tensão nas barras (θi) e fluxos nos circuitos (φi).

Além disso, deve ser notado que no Despacho do Modelo PoolCo (DMP), a carga só será

cortada se os lances de preço para compra de potência (Cdi) são baixos ou se há violações

em restrições operacionais do sistema que não possam ser eliminadas com redespacho

da geração. Finalmente, deve ser observado que o problema de otimização (2.2-2.7) é

formulado considerando-se que a condição de operação do sistema é estática, ou seja,
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é suposto que a carga e a capacidade de geração são funções independentes do tempo.

Esta consideração é válida para sistemas onde não há restrições associadas com o uso de

recursos energéticos (água, gás, carvão, óleo, etc.). Nestes casos, as decisões tomadas em

um intervalo de tempo do peŕıodo de operação (anual, semanal ou diário) não afetam as

condições de operação do estágio seguinte. Entretanto, se a disponibilidade de recursos

energéticos é um fator limite para a operação de determinadas usinas, o DMP deve ser

realizado para um peŕıodo de estudo. Neste caso, há uma relação inter-temporal entre as

decisões tomadas em um dado intervalo de tempo e suas consequências futuras [9, 42].
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3. Gerenciamento da Congestão nas

Zonas Injetora e Extratora

3.1 Introdução

Frequentemente, as transações comerciais entre produtores e consumidores

de energia causam violações nos limites de transferência de potência do sistema de trans-

missão, ou seja, congestão. Consequentemente, é necessário eliminar estas violações para

que o sistema de energia permaneça em um estado de operação seguro. A forma pela qual

operadores do sistema ou entidades de mercado eliminam a congestão no sistema de trans-

missão é denominada gerenciamento da congestão. Os procedimentos de gerenciamento

da congestão usados atualmente podem diferir de acordo com: a estrutura de mercado, o

tipo das transações comerciais e os recursos utilizados para eliminar a congestão. Nesta

seção, serão descritos os procedimentos de gerenciamento da congestão para uma estrutura

de mercado caracterizada pela coexistência de um mercado “spot” e transações bilaterais

ou multilaterais. Além disso, também será mostrado como os recursos de gerenciamento

da congestão, tais como corte de transações, redespacho da geração e ações livres de custo,

são usados para eliminar a congestão na estrutura de mercado proposta.

O gerencimento da congestão nas zonas injetora e extratora tem como obje-

tivo eliminar as violações nas restrições operacionais do sistema causadas pelas transações

bilaterais e/ou multilaterais entre entidades produtoras e consumidoras de energia. Nesta

pesquisa as restrições operacionais consideradas são os fluxos de potência ativa nos cir-

cuitos (equação (2.7)) do sistema de transmissão. Estas restrições operacionais devem ser

satisfeitas considerando-se que entidades pertencentes a zonas neutras, injetoras e extra-

toras têm acesso aberto ao sistema de transmissão. Consequentemente, deve haver um
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procedimento de coordenação entre o gerenciamento da congestão nas zonas injetora e

extratora e o DMP na zona neutra. O procedimento de coordenação utilizado neste tra-

balho tem como objetivo evitar que os contratos bilaterais e/ou multilaterais realizados

entre as zonas injetora e extratora deteriorem os ı́ndices de confiabilidade da zona neutra.

Devido a isto, os contratos bilaterais e multilaterais são introduzidos na rede elétrica após

o DMP na zona neutra. Todavia, outras estratégias de coordenação entre o DMP e o

gerenciamento da congestão também podem ser utilizadas. Por exemplo, os contratos

bilaterais e/ou multilaterais podem ter prioridade sobre a carga do PoolCo, devido ao

fato de que estes contratos são declarados com antecedência [18].

A ocorrência de congestão no sistema de transmissão pode resultar em con-

tingências em cascata com perda de carga descontrolada. Portanto, a congestão no sistema

de transmissão deve ser eliminada usando ações corretivas tais como [43]:

• Ações livres de custo: operação de transformadores com variação de fase e disposi-

tivos FACTS;

• Ações não-livres de Custo: redespacho da geração e cortes de carga e/ou transações.

Nesta pesquisa, as principais ações corretivas usadas para aliviar a congestão

no sistema de transmissão são o redespacho da geração e o corte de transações. Estas

ações corretivas foram usadas devido a incerteza associada com o local no qual a congestão

pode ocorrer. A vantagem do redespacho da geração e do corte de transações, é que estas

ações corretivas podem aliviar a congestão em qualquer parte do sistema de transmissão.

Por outro lado, taps de transformadores e dispositivos FACTS são muito mais eficientes

para aliviar a congestão apenas nos ramos nos quais estão instalados. Nas subseções 3.2 e

3.3 será mostrado como o redespacho da geração e o corte de transações são inclúıdos nos

procedimentos de gerenciamento da congestão para transações bilaterais e multilaterais.

Além disso, na subseção 3.4 será mostrado como ações livres de custo, tais como taps de

transformadores, podem ser utilizadas em conjunto com o redespacho da geração e o corte

de transações para eliminar a congestão na presença de contratos bilaterais e multilaterais.
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3.2 Transações Bilaterais

Um contrato bilateral é uma transação comercial na qual há apenas duas

entidades envolvidas: uma entidade de venda de energia pertencente a zona injetora e

uma entidade de compra de energia pertencente a zona extratora. Uma transação bilate-

ral entre uma entidade de compra e uma entidade de venda de energia envolve a injeção

de potência em um local da rede elétrica e a extração da mesma quantidade de potência,

no mesmo instante, em outra localização. Cada contrato bilateral deve ser representado

por uma injeção de potência positiva na barra ligada ao nó de venda e por uma injeção

de potência negativa ligada ao nó de compra. As injeções de potência positiva e nega-

tiva associadas com estas barras devem ser de mesma magnitude (valor especificado da

transação em MW). As injeções de potência associadas com diferentes contratos bilaterais

influenciam o carregamento dos circuitos do sistema de transmissão. Devido a isto, os

fluxos de potência nos circuitos podem aumentar ou diminuir, dependendo das condições

de operação do sistema, magnitude das transações, direção das transferências de potência

e do número de transações considerado. Consequentemente, podem existir transações

bilaterais que causam congestão no sistema de transmissão.

Quando a congestão no sistema de transmissão é causada por contratos

bilaterais, o corte de transações e o redespacho da geração são realizados de acordo com a

Disposição a Pagar para Evitar Interrupções (DPEI) de cada contrato bilateral e os lances

de preço de venda de potência das unidades de geração, respectivamente. Devido a isto,

o gerenciamento da congestão deve ser realizado com o objetivo de minimizar tanto os

custos de redespacho da geração como os custos de interrupções das transações. Os custos

de gerenciamento da congestão para contratos bilaterais podem ser calculados através da

solução do seguinte problema de otimização linear:

Min
∑

i∈G

Cgi.∆Pgi +
∑

i∈T

W
′

i .∆T i (3.1)

sujeito a:

B̂
′

∆θ̂ = Ĝ∆Pg + Γ̂∆T (3.2)

∑

i∈G

∆Pgi = 0 (3.3)

∆Pgmin ≤ ∆Pg ≤ ∆Pgmax (3.4)
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0 ≤ ∆T ≤ T esp (3.5)

∆φmin ≤ ∆φ ≤ ∆φmax (3.6)

Onde:

T esp, ∆T são os vetores de valor especificado e potência interrompida para os contratos

bilaterais.

Γ é matriz de incidência para os contratos bilaterias. Os elementos de Γ são dados por:

Γij =



















−1, se i é o nó de injeção para o contrato j

+1, se i é o nó de extração para o contrato j

0, caso contrário

∆Pg, ∆φ são os vetores de desvio de geração de potência ativa e fluxos nos circuitos,

respectivamente.

∆Pgmin, ∆φmin são os mı́nimos desvios em ∆Pg, ∆φ, respectivamente.

∆Pgmax, ∆φmax são os máximos desvios em ∆Pg, ∆φ, respectivamente.

W
′

i é a DPEI para o contrato bilateral i.

A partir das equações (3.1-3.6), pode-se observar que os custos de geren-

ciamento da congestão para contratos bilaterais são obtidos a partir de um modelo in-

cremental. Este modelo é utilizado com o objetivo de separar custos de atendimento da

carga pertencente ao PoolCo dos custos de gerenciamento da congestão. As variáveis de

referência utilizadas para obter o modelo incremental (3.1-3.6) são:

Pgo é o vetor de geração de potência ativa produzido pelo DMP

θo, φo são os vetores de ângulo das tensões e fluxos nos circuitos, respectivamente, obtidos

após adicionar os contratos bilaterais na rede elétrica.

Consequentemente, os vetores de desvios mı́nimos/máximos, associados com

os fluxos nos circuitos e as gerações de potência ativa, são dados por:

∆φmin = −φmax − φo

∆Pgmin = −Pgo

∆φmax = φmax − φo

∆Pgmax = Pgmax − Pgo

Após o gerenciamento da congestão ter sido realizado usando-se o modelo

incremental, os custos calculados por este modelo devem ser alocados entre os contratos
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que causaram a congestão. A alocação dos custos de gerenciamento da congestão pode ser

realizada usando-se as seguintes técnicas: custos marginais (multiplicadores de Lagrange)

ou Teoria de Jogos Cooperativos [38, 41]. Na subseção seguinte é apresentado um modelo

de gerenciamento da congestão para contratos multilaterais.
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3.3 Transações Multilaterais

Atualmente, a maioria dos procedimentos que usa redespacho da geração e

corte de transações para o gerenciamento da congestão considera que as transações entre

as zonas injetora e extratora são bilaterias. Em contratos bilaterais, as transferências de

potência entre entidades de compra e venda são tratadas de maneira individual, isto é,

a injeção de potência em um dado nó de venda é igual a extração de potência no nó de

compra correspondente. Além disso, recursos de potência adicionais utilizados para aliviar

a congestão são considerados separadamente na presença de contratos bilaterais, em outras

palavras, os recursos adicionais de potência não são utilizados para suprir as potências

nos nós de compra. Consequentemente, os recursos adicionais de potência eliminam a

congestão criando fluxos em sentido oposto (“counter-flows”) ao dos fluxos que causam

congestão nos circuitos do sistema de transmissão. Estas caracteŕısticas dos contratos

bilaterais podem resultar em interrupções excessivas para as transações comercias. Na

referência [25], é proposto que a realização de contratos multilaterais entre entidades de

compra e venda de energia pode reduzir as interrupções excessivas causadas por contratos

bilaterias. Em contratos multilaterais as injeções de potência associadas com entidades de

compra/venda de energia e recursos adicionais de geração são despachadas juntas em um

único pacote (“bundle”). Devido a isto, a soma das injeções de potência associada com

os nós de compra/venda e fornecedores adicionais deve ser igual a zero. Este fato permite

que a demanda em um nó de compra possa ser suprida por qualquer entidade geradora

engajada no contrato multilateral. Portanto, as interrupções associadas com contratos

multilaterais são menores que aquelas associadas com contratos bilaterais.

O gerenciamento da congestão para transações multilaterais é realizado

utilizando-se as mesmas ações corretivas adotadas para transações bilaterais, ou seja,

redespacho da geração e corte de transações. Consequentemente, a estratégia ótima de

gerenciamento da congestão é também obtida através da minimização dos custos de re-

despacho da geração e corte de transações. Entretanto, deve ser notado que na presença

de contratos multilaterais, o balanço de potência ativa deve ser realizado individual-

mente para cada contrato multilateral. Isto é, em cada contrato multilateral a soma das

potências de entrada (nós de venda e recursos adicionais de geração) deve ser igual a soma

das potências de sáıda (nós de compra). Este problema pode ser formulado da seguinte
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forma [44]:

Min
∑

k∈M





∑

j∈G[k]

Cgj[k].∆Pgj[k] +
∑

j∈B[k]

W
′′

j .∆Tbj[k]



 (3.7)

sujeito a:

B̂
′

∆θ̂ =
∑

k∈M

(

Ĝ[k]∆Pg[k] + Γ̂s[k]∆Ts[k] + Γ̂b[k]∆T b[k]
)

(3.8)

∑

j∈G[k]

∆Pgj[k] +
∑

j∈S[k]

∆Tsj[k] +
∑

j∈B[k]

∆Tbj[k] = 0 k ∈ M (3.9)

∆Pgmin[k] ≤ ∆Pg[k] ≤ ∆Pgmax[k] k ∈ M (3.10)

−Tsesp[k] ≤ ∆Ts[k] ≤ 0 k ∈ M (3.11)

0 ≤ ∆Tb[k] ≤ Tbesp[k] k ∈ M (3.12)

∆φmin ≤ ∆φ ≤ ∆φmax (3.13)

Onde:

A notação [k] associa uma determinada variável com o contrato multilateral k, por exem-

plo, G[k] é o conjunto de geradores pertencentes ao contrato multilateral k.

M é o conjunto de contratos multilaterais.

B[k], são os conjuntos de nós compra e venda, respectivamente, associados com contrato

multilateral k

W
′′

j [k] é a DPEI do nó de compra j pertencente ao contrato multilateral k

∆Tsj[k] é o desvio de injeção de potência ativa para o nó de venda j pertencente ao

contrato multilateral k.

∆Tbj[k] é a potência ativa interrompida para o nó de compra j pertencente ao contrato

multilateral k.

Tsesp[k], Tbesp[k] são os vetores de injeção e extração de potência ativa especificada, res-

pectivamente, para o contrato multilateral k.

∆Ts[k] é o vetor de desvio de injeção de potência ativa associado com o contrato multi-

lateral k.

∆Tb[k] é o vetor de potência ativa interrompida associado com o contrato multilateral k.

Γs[k] é a matriz de incidência para os nós de venda associados com o contrato multilateral

k. Os elementos de Γs[k] são dados por:

Γs[k]ij =







1 se i é o nó de venda para o contrato j.

0 caso contrário.
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Γb[k] é a matriz de incidência para os nós de compra associados com o contrato multilateral

k. Os elementos de Γb[k] são dados por:

Γb[k]ij =







1 se i é o nó de compra para o contrato j.

0 caso contrário.

As variáveis de referência usadas para obter o modelo incremental (3.7-3.13)

são as mesmas usadas para obter o modelo incremental (3.1-3.6). Finalmente, deve ser

observado que cada contrato multilateral do conjunto M é arranjado por um corretor

ou agente de mercado. Estas entidades comerciais são responsáveis pela compensação de

perdas e gerenciamento da congestão em mercados multilaterais [23].
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3.4 Ações Livres de Custo

Até o momento, os procedimentos de gerenciamento da congestão apresen-

tados para transações bilaterais e multilaterais se baseiam em ações não-livres de custo

tais como: redespacho da geração e corte de transações. No ińıcio deste caṕıtulo, foi men-

cionado que estas ações corretivas são mais atrativas para o gerenciamento da congestão

do que taps de transformadores e dispositivos FACTS. Entretanto, se estes dispositivos de

controle de fluxo são adequadamente instalados, as reduções nos custos de gerenciamento

da congestão e interrupções nas transações podem ser significativas. Além do local de

instalação, outro importante aspecto associado com as ações livres de custo é a escolha

do tipo de dispositivo que será utilizado para eliminar a congestão na transmissão. Os

principais dispositivos empregados no gerenciamento da congestão são os transformadores

defasadores (TD) e os capacitores série controlados a tiristor (CSCT). Os TD tem baixo

custo de instalação devido ao fato de que a variação de fase é realizada mecanicamente.

Por outro lado, os CSCT tem alto custo de instalação devido a utilização de componentes

eletrônicos de alta potência (tiristores) para controlar a impedância série da linha [45].

Devido a isto os TD são mais adequados para o gerenciamento da congestão do que CSCT.

Entretanto, se dispositivos de ação rápida são exigidos para eliminar problemas de estabi-

lidade de tensão e/ou aumentar a margem de estabilidade transitória, os CSCT devem ser

utilizados em vez de TD. Neste trabalho, é estudada a utilização de TD no gerenciamento

da congestão [46]. O modelo matemático utilizado para incorporar TD nos procedimentos

de gerenciamento da congestão é a seguir apresentado. Os resultados dos testes com TD

inclúıdos nos procedimentos de gerenciamento da congestão são apresentados no caṕıtulo

6 (Resultados dos Testes).

O fluxo de potência ativa linearizado em um TD é dado pela seguinte ex-

pressão [40]:

Pkm = xkm−1(θkm + ψkm) (3.14)

Onde:

ψkm é a variação de fase produzida pelo defasador

θkm = θk −θm é o ângulo através do transformador defasador k−m A partir da expressão

(3.14), pode ser conclúıdo que o fluxo de potência em um TD tem duas componentes: uma

componente associada com a susceptância (x−1
kmθkm) e outra associada com a variação de
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fase (x−1
kmψkm). Este fato permite que o TD possa ser representado pelo circuito equivalente

mostrado na Figura 7.

x
km

-1
x

km
ψ

km

P
km

P
mk

k

θ
k

m

θ
m

REDE ELÉTRICA

Figura 7: Circuito equivalente do TD.

A partir da Figura 7, as injeções de potência ativa nos nós k e m são dadas

por:
NB
∑

m=1

B
′

kmθm =
NG
∑

m=1

GkmPgm − Pdk − x−1
kmψkm

NB
∑

k=1

B
′

mkθk =
NG
∑

k=1

GmkPgk − Pdm + x−1
kmψkm

Onde NG e NB são os números de barra e unidades de geração da rede

elétrica.

Consequentemente, quando TD são inseridos no sistema de transmissão a

equação (2.1) deve ser reescrita da seguinte forma:

B
′

θ = GPg − Pd + Ψψ (3.15)

Onde:

ψ é o vetor de variações de fase produzidas pelos TD

Ψ é a matriz de incidência para os TD. Os elementos de Ψ são dados por:

Ψkm =



















−x−1
km Se k é o nó inicial para o TD entre os nós k e m.

x−1
km Se m é o nó final para o TD entre os nós k e m.

0 caso contrário.
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A equação (3.15) permite que os TD possam ser inclúıdos nos modelos de

minimização dos custos de congestão, propostos nas subseções 3.2 e 3.3. Desta forma, a

minimização dos custos de congestão para transações bilaterais incluindo TD é dada pela

solução do seguinte problema de otimização linear:

Min
∑

i∈G

Cgi.∆Pgi +
∑

i∈T

W
′

i .∆T i (3.16)

sujeito a

B̂
′

∆θ̂ = Ĝ∆Pg + Γ̂∆T + Ψ∆ψ (3.17)

∑

i∈G

∆Pgi = 0 (3.18)

∆Pgmin ≤ ∆Pg ≤ ∆Pgmax (3.19)

0 ≤ ∆T ≤ T esp (3.20)

∆φmin ≤ ∆φ ≤ ∆φmax (3.21)

ψmin ≤ ∆ψ ≤ ψmax (3.22)

Onde

∆ψ é o vetor de desvios na variação de fase dos TD.

ψmin e ψmax são os vetores de valores mı́nimo e máximo de ∆ψ, respectivamente.

A partir da equação (3.22), pode-se observar que as variáveis incrementais

dos TD tem sido obtidas assumindo-se que a variação de fase inicial dos TD é igual a

zero. Além disso, considerou-se que os TD são operados apenas para eliminar a con-

gestão causada pelas transações de potência, ou seja, os TD não são utilizados no DMP.

Estas considerações são estabelecidas com o objetivo de aumentar a eficiência dos TD

no gerenciamento da congestão. Um modelo análogo pode ser obtido para transações

multilaterais adicionando-se o termo Ψ∆ψ na equação (3.8) e incluindo-se a restrição

ψmin ≤ ∆ψ ≤ ψmax no conjunto de equações (3.7-3.13).
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4. Algoritmo de Otimização

4.1 Introdução

A otimização linear está relacionada com a minimização ou maximização de

uma função linear enquanto um conjunto de restrições lineares de igualdade ou desigual-

dade é satisfeito [47]. Os problemas de otimização linear são geralmente apresentados da

seguinte forma:

Minimizar c1x1 + c2x2 + · · · + cnxn

Sujeito a

a11x1 + a12x2 + · · · + a1nxn ≤ b1

a21x1 + a22x2 + · · · + a2nxn ≤ b2

...
...

...
...

am1x1 + am2x2 + · · · + amnxn ≤ bm

x1, x2, . . . , xn ≥ 0

Onde:

c1x1 + c2x2 + · · · + cnxn é a função objetivo ou a função de critério a ser minimizada.

Os coeficientes c1, c2, . . . , cn são os coeficientes de custo

x1, x2, . . . , xn são as variáveis de decisão ou variáveis estruturais ou ńıveis de atividade.

A desigualdade
n

∑

j=1

aijxj ≥ bi denota a i-ésima restrição .

Os coeficients aij para i = 1, . . . ,m e j = 1, . . . , n são chamados coeficientes tecnológicos

[47]. Estes coeficientes tecnológicos formam a matrix de restrições A:

A =

















a11 a12 · · · a1n

a21 a22 · · · a2n

...
...

. . .
...

am1 am2 · · · amn
















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O vetor coluna cujo i-ésimo componente é bi, que é referenciado como vetor do membro

direito, representa os requerimentos mı́nimos a serem satisfeitos.

As restrições x1, x2, . . . , xn ≥ 0 são as restrições de não-negatividade. Um conjunto de

variáveis x1, x2, . . . , xn satisfazendo todas as restrições é chamado ponto compat́ıvel ou

vetor compat́ıvel. O conjunto de tais pontos constituem a região fact́ıvel ou espaço fact́ıvel.

Neste caṕıtulo será apresentada a formulação para problemas de programação

linear usada na solução do DMP e no gerenciamento da congestão. Adicionalmente, será

descrito o método utilizado na obtenção da solução ótima associada com esta formulação.

Finalmente, serão descritos alguns aspectos associados com a implementação computa-

cional do método proposto.

4.2 Aplicação de Técnicas de Otimização Linear na

Solução dos Problemas de DMP e Gerenciamento

da Congestão

O modelo linearizado da rede elétrica permite que o DMP e o gerenciamento

da congestão possam ser formulados como problemas de otimização linear. As funções

objetivo otimizadas no DMP e no gerenciamento da congestão são o máximo bem-estar

social (mı́nimo custo de geração e o máximo benef́ıcio dos consumidores) e o custo das

ações corrretivas (redespacho da geração e o corte de transações), respectivamente. As

restrições que são consideradas nestes problemas são: limites de injeção de potência ativa,

fluxos nos ramos e equações de balanço de potência ativa. A metodologia tradicionalmente

utilizada na solução de problemas de otimização linear em sistemas de potência é o Método

Simplex [48, 49]. Recentemente, estudos realizados com o Método de Pontos-Interiores

[50, 51, 52] mostram que este método parece ser mais eficiente que o Método Simplex

principalmente em aplicações de grande porte [51, 53, 54]. Estes resultados também

motivaram a aplicação do Método de Pontos-Interiores em problemas de fluxo de potência

ótimo não-linear [39, 55, 56, 57]. Nesta pesquisa o Método de Pontos-Interiores Primal-

Dual (MPIPD) é usado para maximizar o bem-estar social no DMP e minimizar o custo

de ações corretivas no gerenciamento da congestão. Estes dois problemas de otimização

são resolvidos usando a versão do MPIPD proposta por Yan e Quintana [58]. Esta versão
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do MPIPD é usada pelas seguintes razões:

1) Pontos de partida compat́ıveis não são exigidos. Esta caracteŕıstica é muito importante

no gerenciamento da congestão, pois a minimização do custo de ações corretivas é realizada

apenas quando há violações nos fluxos dos circuitos.

2) Restrições e variáveis com limites inferior e superior são facilmente modeladas.

3) A formulação do problema se baseia na matriz adimitância. Esta formulação evita a

ocorrência de colunas densas no jacobiano do Método Primal-Dual e permite que técnicas

de esparsidade possam ser utilizadas no processo de solução.

Os problemas de fluxo de potência ótimo apresentados nos caṕıtulos 2 e 3

são resolvidos usando a seguinte formulação padrão:

Min ctx (4.1)

sujeito a:

Ax = b (4.2)

l ≤ x ≤ u (4.3)

Onde l e u são os vetores de limites inferior e superior, respectivamente, associados com

o vetor de variáveis de decisão x.

A formulação padrão (4.1-4.3) é adequada para realizar o DMP e o geren-

ciamento da congestão, mas as restrições de fluxos nos circuitos devem ser convertidas

em restrições de igualdade. Na referência [58], esta conversão é realizada substituindo-se

o fluxo em cada circuito por uma restrição de igualdade com uma nova variável limitada

inclúıda. A aplicação deste procedimento às restrições de fluxo nos circuitos, resulta em:

x−1
km(θk − θm) = φi i = 1, ..., NC

−ψmax
i ≤ φi ≤ ψmax

i i = 1, ..., NC

Onde NC é o número de circuitos. Além disso, deve ser notado que todas as variáveis nas

equações (4.1-4.3) possuem limites inferior e superior. Entretanto, o ângulo de fase das

tensões nos barramentos é uma variável livre. Esta dificuldade é contornada atribuindo-se

limites superior e inferior, suficientemente grandes, ao ângulo de fase das tensões nos bar-

ramentos. Este procedimento evita problemas de convergência associados com variáveis

livres no MPIPD [50, 51].
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Introduzindo-se variáveis de folga s e v para transformar as restrições de

limite (4.3) em restrições de igualdade, podemos reescrever o problema de otimização

(4.1-4.3) da seguinte forma:

Min ctx (4.4)

sujeito a:

Ax = b (4.5)

x − v = l (4.6)

x + s = u (4.7)

v ≥ 0, s ≥ 0 (4.8)

O problema dual correspondente a equação (4.4-4.8) é dado por:

Max bty − utw + ltz (4.9)

sujeito a:

Aty − w + z = c (4.10)

z ≥ 0, w ≥ 0 (4.11)

A base téorica do MPIPD é constitúıdo por três blocos principais [53]:

Método de Newton, Transformação de Lagrange e Métodos de barreira logaŕıtimica de

Fiacco e McCormick [59]. A derivação do MPIPD utilizado nesta pesquisa é obtida através

da aplicação destas três teorias aos problemas caracterizados pelas equações (4.4-4.8) e

(4.9-4.11). Esta aplicação é realizada através dos seguintes passos:

• PASSO 1: Substituir as restrições de não negatividade (4.8) e (4.11) por termos

de penalidade de barreira logaŕıtimica adicionados na função objetivo.

• PASSO 2: Mover as restrições de igualdade para a função objetivo com a trans-

formação de Lagrange, para obter um problema de otimização irrestrito. Escrever

as condições de optimalidade de primeira ordem para este problema.

• PASSO 3:Aplicar o método de Newton para resolver estas condições de optimali-

dade, ou seja, resolver um sistema de equações não-lineares

A aplicação dos passos 1, 2 e 3 aos problemas descritos nas equações (4.4-

4.8) e (4.9-4.11) é descrita a seguir:
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PASSO 1: Substituição das restrições de não-negatividade por termos de

penalidade de barreira logaŕıtimica.

Após a aplicação do passo 1, os problemas primal e dual podem ser reescritos

da seguinte forma:

Primal:

Min ctx − µ

(

n
∑

j=1

lnvj +
n

∑

j=1

lnsj

)

(4.12)

sujeito a:

Ax = b (4.13)

x − v = l (4.14)

x + s = u (4.15)

Dual:

Max bty − utw + ltz + µ

(

n
∑

j=1

lnzj +
n

∑

j=1

lnwj

)

(4.16)

sujeito a:

Aty − w + z = c (4.17)

Onde µ é o parametro de barreira. Quando µ tende a zero as soluções ótimas dos pro-

blemas descritos nas equações (4.12-4.15) e (4.16-4.17) se aproximam das soluções ótimas

dos problemas (4.4-4.8) e (4.9-4.11), respectivamente [59].

PASSO 2: Introdução das restrições de igualdade na função objetivo

usando-se a transformação de Lagrange

Aplicando-se a transformação de Lagrange ao problema (4.12-4.15), tem-se:

Primal:

Lp(x, v, s, y, z, w) = ctx−µ

(

n
∑

j=1

ln vj +
n

∑

j=1

ln sj

)

−yt(Ax−b)−zt(x−v−l)+wt(x+s−u)

Onde Lp é a função Lagrangeana para o problema primal. As condições de optimalidade

são obtidas igualando-se a zero todas as derivadas parciais de Lp. Estas condições são

descritas pelo seguinte conjunto de equações:
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Ax = b (4.18)

x − v = l (4.19)

x + s = u (4.20)

Aty − w + z = c (4.21)

SWe = µe (4.22)

V Ze = µe (4.23)

Onde:

S, W , V e Z representam matrizes diagonais com os vetores s, w, v e z, respectivamente,

na diagonal.

e é um vetor de dimensão n com todos os elementos iguais a 1.

PASSO 3: Solução das condições de Optimalidade usando-se o método

de Newton

O terceiro passo consiste de aplicar o método de Newton de um passo as condições das

equações (4.18-4.23) para encontrar as direções de busca. Este procedimento resulta no

seguinte sistema de equações lineares:




























O At I O −I O

A O O O O O

I O O O O I

I O O −I O O

O O O O S W

O O V Z O O

























































∆x

∆y

∆z

∆v

∆w

∆s





























=





























rd

rp

τ

η

Sσ

V γ





























(4.24)

Onde:

rp = b − Ax

rd = c − Aty + w − z

τ = u − x − s

η = l − x + v

σ = µS−1e − We

γ = µV −1e − Ze
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Eliminando-se as variáveis ∆z, ∆v, ∆w e ∆s do sistema de equações (4.24),

nós obtemos o seguinte sistema de equações:




−D−1 At

A O









∆x

∆y



 =





ρ

rp



 (4.25)

∆s = τ − ∆x (4.26)

∆v = ∆x − η (4.27)

∆w = σ − S−1W∆s (4.28)

∆z = γ − V −1Z∆v (4.29)

Onde:

D =
(

S−1W + V −1Z
)−1

ρ =
(

c − Aty + w − z
)

+ (σ − γ) −
(

S−1Wτ + V −1Zη
)

A equação (4.25) é conhecida como sistema aumentado [50]. A matriz dos

coeficientes desta equação é simétrica porém indefinida, ou seja, não há garantia que

elementos diagonais não-nulos serão encontrados em todos os passos intermediários do

processo de fatorização. Devido a isto, a escolha dos pivôs no processo de fatorização

deve garantir a estabilidade numérica do algoritmo e também explorar a esparsidade do

problema. Este fato aumenta o custo computacional dos algoritmos usados na solução do

sistema aumentado, pois não é posśıvel utilizar uma única sequência de pivoteamento du-

rante todo o processo de fatorização [60]. Uma alternativa para contornar esta dificuldade

do sistema aumentado é eliminar a variável ∆x da equação (4.25) para obter o seguinte

sistema de equações:

∆y =
(

ADAt
)−1

[ b − Ax + ADρ ] (4.30)

∆x = D
(

At∆y − ρ
)

(4.31)

A formulação apresentada na equação (4.30) é conhecida como equação

normal [50]. Com os valores de ∆x e ∆y determinados pelas equações (4.30) e (4.31),

respectivamente, as variáveis ∆z, ∆v, ∆w e ∆s são determinadas a partir das equações

(4.26-4.29). A matriz dos coeficientes da equação (4.30) é simétrica e positiva definida, ou

seja, pode-se assegurar que os elementos diagonais desta matriz serão positivos durante
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todo o processo de fatoração. Este fato permite que a matriz ADAt possa ser fatorada

usando o método Cholesky. Este método tem a vantagem de que a sequência de pivotea-

mento usada no processo de fatoração pode ser determinada apenas com o objetivo de

explorar a esparsidade do sistema. Consequentemente, a ordenação e a análise simbólica

da matriz ADAt podem ser realizadas apenas uma vez para criar uma estrutura de dados

estática para os fatores Cholesky. A versão do algoritmo Cholesky utilizada neste tra-

balho se baseia no algoritmo proposto na referência [61]. Este algoritmo é implementado

usando-se as técnicas de esparsidade propostas na referência [62].

Após as variáveis ∆x, ∆y, ∆z, ∆v, ∆s e ∆w terem sido calculadas, uma

nova aproximação para a solução ótima é então encontrada da seguinte forma:

x := x + αp∆x

v := v + αp∆v

s := s + αp∆s

y := y + αd∆y

z := z + αd∆z

w := w + αd∆w

Os tamanhos dos passos αp e αd são ajustados para preservar as condições

de não-negatividade das variáveis primais (s e v) e duais (z e w), respectivamente.

4.3 Implementação Computacional do MPIPD

Nesta seção serão descritos os principais aspectos associados com a imple-

mentação computacional do MPIPD

4.3.1 Parâmetro de barreira µ

Uma etapa crucial no MPIPD é a estimação do parâmetro de barreira µ.

Devido a isto, existem diversas estratégias de estimação do parâmetro µ usadas na solução

de problemas de otimização linear com o MPIPD [53, 51]. Basicamente, estas estratégias

baseiam-se no intervalo (“gap”) de dualidade [53] ou na complementariedade do problema
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de otimização linear [51]. Neste trabalho, adotou-se a complementariedade, pois ela está

diretamente relacionada com o parâmetro de barreira µ através das equações (4.22) e

(4.23). A partir destas equações pode-se obter o valor de µ da seguinte forma:

µ =
vtz + stw

2βn
(4.32)

Como nós podemos observar a equação (4.32) fornece uma estimativa do

valor de µ para os valores atuais das variáveis v, z, s e w. A teoria básica do MPIPD

exige que o parâmetro de barreira se aproxime de zero a cada iteração do algoritmo. Desta

forma, o novo valor de µ deve ser substancialmente menor que o seu valor atual. Neste

trabalho adotou-se a estratégia de decaimento do parâmetro proposta na referência [58].

Nesta estratégia o parâmetro µ é reduzido a cada iteração da seguinte forma:

µ = λ
vtz + stw

2βn
(4.33)

Onde λ = 0.1, exceto quando a função objetivo primal é menor que a função objetivo dual,

neste caso o valor de µ é elevado ajustando-se λ = 10.0. Este procedimento é utilizado

para eliminar problemas de convergência que ocorrem quando ctx < bty − utw + ltz.

4.3.2 Comprimento do passo

Uma das vantagens do MPIPD é que ele permite utilizar comprimentos de

passo distintos para os problemas primal e dual. Esta estratégia mostra-se ser muito

eficiente na prática, reduzindo significativamente o número de iterações para se obter a

convergência do algoritmo [51]. Os comprimentos de passo (αp,αd) são determinados de

tal maneira que as condições de não negatividade de (v ≥ 0, s ≥ 0) e (z ≥ 0, w ≥ 0) sejam

preservadas. Estas condições são preservadas através do seguinte teste de razão:

αp = ρ min

{

1.0,
−vj

∆vj

,
−sj

∆sj

∣

∣

∣ ∆vj < 0, ∆sj < 0

}

(4.34)

αd = ρ min

{

1.0,
−zj

∆zj

,
−wj

∆wj

∣

∣

∣
∆zj < 0, ∆wj < 0

}

(4.35)

Na referência [58], ρ é inicialmente ajustado para 0.95, e então, é aumentado

para 0.9995 quando os reśıduos primal (Ax − b) e dual (Aty − w + z − c) são menores

que um certo valor, por exemplo 1.0 × 10−2. Esta estratégia é mais eficiente que usar

um valor constante de ρ em todas as iterações do algoritmo, pois evita que o algoritmo
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efetue grandes incrementos nas variáveis quando os reśıduos possuem valores elevados.

Nesta situação, a realização de grandes correções nas variáveis pode causar problemas de

convergência.

4.3.3 Ponto de Partida

Uma caracteŕıstica importante do MPIPD, proposto na referência [58], é

o fato de não ser exigido que o ponto de partida das variáveis primais e duais sejam

compat́ıveis. Entretanto, as variáveis primais e duais devem ser estritamente positivas.

Esta condição é satisfeita usando-se a seguinte estratégia para obter o ponto de partida

do MPIPD:

• Valor inicial de x

x = 10βx̃

Onde x̃ e β são dados por:

x̃j =
1

‖A•j‖1 + 1

β =
1

‖Ax̃‖1 + 1

A•j = é a coluna j da matriz A

‖A•j‖1 =
m

∑

i=1

|aij|

Se qualquer componente xj > (lj +uj)/2, então xj é ajustado para xj = (lj +uj)/2.

• Valores iniciais de v e s

v = x − l

s = u − x

Se qualquer componente vj (sj) é menor que 1.0, então esta componente é ajustada

para 1.0.

• Valor inicial de y

O vetor dual y é simplesmente ajustado para zero.

• Valor inicial de z
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Se cj < 0, então zj = 1.0, caso contrário zj = cj + 1.0

• Valor inicial de w

O valor inicial de w é ajustado para satisfazer as condições de compatibilidade do

problema dual, ou seja, w = Aty + z − c = z − c (pois o valor inicial de y é zero).

4.3.4 Critérios de Convergência

A convergência do MPIPD é obtida quando as seguintes condições de opti-

malidade e compatibilidade são satisfeitas:

||Ax − b||

1 + ||x||
≤ εo (4.36)

||Aty − w + z − c||

1 + ||y|| + ||w|| + ||z||
≤ εf (4.37)

||x − v − l||

1 + ||x|| + ||v||
≤ εf (4.38)

||ctx − (bty − utw + ltz) ||

1 + ||bty − utw + ltz||
≤ εo (4.39)

||x + s − u||

1 + ||x|| + ||s||
≤ εf (4.40)

Onde εo e εf são tolerâncias de convergência para optimalidade e compa-

tibilidade, respectivamente. Na prática é muito raro que a condição (4.39) seja satisfeita

e ao mesmo tempo as condições (4.36),(4.37),(4.38) e (4.40) não sejam satisfeitas [52].

A explicação deste fenômeno vem da análise das condições de optimalidade de primeira

ordem apresentadas nas equações (4.18-4.23). A partir destas equações, pode-se observar

que as quatro primeiras condições, que estabelecem a compatibilidade primal e dual, são

lineares. Estas equações são mais fáceis de satisfazer para o método de Newton que as duas

últimas equações que são não lineares. Consequentemente, a mais importante condição

que deve ser checada é a condição de optimalidade (equação (4.39)). Nesta pesquisa

apenas a condição (4.39) é utilizada como regra de parada para a solução dos problemas

de DMP e gerenciamento da congestão, pois para ambos os problemas foi posśıvel obter-se

uma solução ótima e compat́ıvel, para uma tolerância especificada, usando-se apenas a

equação (4.39).
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4.3.5 Algoritmo Computacional para o MPIPD

O MPIPD usado neste trabalho para resolver os problemas de gerencimento

da congestão e DMP baseia-se no seguinte algoritmo cmputacional:

I) Ajustar k = 0 e inicializar as variáveis xk, sk, vk, yk, wk e zk de acordo com os

critérios estabelecidos na subseção 4.3.3. O sobrescrito k nas variáveis primais e

duais, como na variável xk, representa o valor destas variáveis na iteração k.

II) Checar o critério de convergência definido na seção 4.3.4: se a restrição (4.39) é

satisfeita, então xk será a solução ótima para a tolerância especificada, senão, o

algoritmo deverá prosseguir.

III) Estimar os valores de ∆xk e ∆yk usando-se as equações (4.30) e (4.31).

IV) Obter os valores de ∆sk, ∆vk, ∆wk e ∆zk usando-se as equações (4.26), (4.27),

(4.28) e (4.29), respectivamente.

V) Estimar os comprimentos de passo primal e dual (αp e αd) usando-se as equações

(4.34) e (4.35), respectivamente.

VI) Incrementar o contador de iterações k = k + 1 e retornar para o passo II.

Analisando-se o algoritmo apresentado acima, pode-se observar que o passo

III é a etapa com o maior custo computacional do MPIPD. Este fato é causado pela ne-

cessidade de resolver o sistema de equações ADkAt∆xk =
[

b − Axk + ADkρk
]

no terceiro

passo. Devido a isto, é necessário utilizar técnicas de solução adequadas, tais como a

fatoração Cholesky esparsa, para obter a solução do sistema de equações do passo III.
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5. Cálculo dos Índices de

Confiabilidade das Transações

Este caṕıtulo apresenta os principais os principais métodos utilizados na

avaliação da confiabilidade do NH2. Visto que as transferências de potência em mercados

de energia elétrica são realizadas neste ńıvel hierárquico, os mesmos métodos de avaliação

da confiabilidade do NH2 podem ser usados na análise probabiĺıstica das transferências de

potência. Além disso, será também mostrado como ı́ndices de confiabilidade associados

com transações comerciais podem ser obtidos com os métodos probabiĺısticos usados na

análise do NH2. Finalmente, será apresentada uma descrição do algoritmo utilizado nesta

pesquisa para avaliar a confiabilidade de transações comerciais em mercados elétricos.

5.1 Métodos de Cálculo de Índices Probabiĺısticos

Usados no NH2

As duas principais técnicas usadas no cálculo de ı́ndices probaĺısticos no

NH2 são o Método de Monte Carlo (MMC)e o Método de enumeração de estados [3, 4]. O

método de enumeração de estados é mais atrativo quando um pequeno número de estados

do sistema contribui significativamente para um determinado ı́ndice probabiĺıstico ou con-

centra a maioria das probabilidades do espaço amostral. Esta situação é t́ıpica da análise

probabiĺıstica de sistemas de transmissão puros. Nestes sistemas, as indisponibilidades

dos circuitos possuem valores muito pequenos e contingências múltiplas (exceto os modos

comuns de falhas) têm probabilidades de ocorrência tão baixas que podem ser desconsi-

derados. Por outro lado, o MMC é o mais adequado quando o número de combinações de

contingências que contribui para um determinado ı́ndice probabiĺıstico é potencialmente
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alto. Esta situação é t́ıpica de sistemas compostos de geração e transmissão. Nestes ca-

sos, a probabilidade de contingências múltiplas é considerável devido aos altos valores das

indisponibilidades de unidades de geração [4]. Devido a isto, o MMC é utilizado neste

trabalho para a análise probabiĺıstica de transações comerciais em mercados elétricos.

5.2 O Método de Monte Carlo

O MMC estima ı́ndices probabiĺısticos através da simulação da operação e

do comportamento aleatório da rede elétrica. Consequentemente, este método considera

o cálculo de ı́ndices probabiĺısticos como a avaliação de uma série de experimentos reais.

Devido a isto, o MMC pode, teoricamente, modelar todos os aspectos e contingências

inerentes as fases de planejamento e operação de um sistema de potência. Estes as-

pectos incluem eventos aleatórios tais como: representação dos estados de operação e

falha dos componentes por distribuições de probabilidade, eventos dependentes, variações

cronológicas de carga, variações de energia dispońıvel em sistemas hidrotérmicos e di-

ferentes tipos de poĺıticas operacionais, tais como a programação de manutenções em

equipamentos de geração e transmissão [2].

O processo de simulação do comportamento do sistema no MMC pode ser

realizado usando-se as seguintes técnicas [2, 3, 63, 64]:

1) Simulação Não-Sequencial: nesta técnica os estados dos componentes são amostra-

dos aleatoriamente sem considerar a ordem na qual as transições de estado ocorrem.

Consequentemente, um estado do sistema é obtido através da combinação dos esta-

dos dos componentes.

2) Simulação Sequencial: nesta técnica os estados dos componentes são amostrados

cronologicamente, ou seja, é considerada a ordem na qual as transições de estado

ocorrem. Consequentemente, o processo cronológico de transições de estado do

sistema é obtido combinando-se os processos cronológicos de transições de estado

de todos os componentes.

3) Simulação Pseudo-Sequencial [65]: é um método h́ıbrido no qual a simulação

não-sequencial é usada apenas para selecionar estados de falha e a simulação se-
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quencial é somente aplicada em subsequências dos estados vizinhos que definem a

interrupção completa.

Neste trabalho, o MMC com simulação não-sequencial é usado para calcu-

lar ı́ndices probabiĺısticos associados com transações bilaterais e multilaterais. A escolha

desta técnica é justificada pelo fato de que tanto o DMP quanto o gerenciamento da con-

gestão são realizados para condições estáticas do sistema de energia elétrica (ver caṕıtulos

2.2 e 3). Entretanto, se o desempenho passado do sistema afeta as condições atuais do

mesmo, o MMC com simulação sequencial ou pseudo-sequencial é exigido para calcular

ı́ndices probabiĺısticos associados com transações comerciais. Este é o caso em sistemas de

potência com usinas nas quais a utilização de recursos energéticos em um dado intervalo

de tempo afeta a capacidade de geração em intervalos subsequentes [66].

5.3 Método de Monte Carlo com simulação Não-Se-

quencial

Na seção anterior, viu-se que no MMC com simulação não-sequencial uma

amostra de estados do sistema é obtida amostrando-se aleatoriamente os estados de todos

os componentes. O estado de cada componente pode ser determinado amostrando-se

a probabilidade do componente ser encontrado naquele estado. Isto pode ser obtido

modelando-se o comportamento de cada componente por uma distribuição uniforme no

intervalo [0, 1] e supondo-se que: cada componente é descrito por um modelo de dois

estados (estados de falha e de sucesso) e que as falhas dos componentes são eventos

independentes. Com base nestas considerações o estado de um componente pode ser

determinado da seguinte forma:

1) Amostrar um número aleatório uniformemente distribúido para o componente i

(randi)

2)







Se randi > Ui, então xi = 1

Se 0 ≤ randi ≤ Ui, então xi = 0

Onde:

Ui é a indisponibilidade do componente i,

56



xi denota o estado do componente i: xi = 1 indica estado de operação e xi = 0 indica

estado de falha

A partir da amostra de estados do sistema, ı́ndices probabiĺısticos podem

ser calculados através do valor médio de uma função de teste da seguinte forma:

Ẽ(F ) =
1

NS

NS
∑

j=1

F (xj) (5.1)

Onde:

NS é o tamanho da amostra de estados do sistema

x
j é o vetor de estados do sistema para o elemento da amostra j. Cada elemento x

j
i

representa o estado do componente i para o elemento da amostra j

F (xj) é a função de teste usada para calcular um determinado ı́ndice probabiĺıstico. Por

exemplo, se o ı́ndice probabiĺıstico sendo calculado é a probabilidade de perda de carga,

F (xj) é definida da seguinte forma:

F (xj) =







1, se há corte de carga associado com o estado j

0, se a carga cortada no estado j é igual a zero

Ẽ(F ) é o valor esperado da função de teste F (xj)

As considerações feitas acima permitem que o cálculo de Ẽ(F ) através do

MMC com simulação não-sequencial possa ser realizado através dos seguintes passos:

PASSO 1: Especificar o tamanho da amostra de estados do sistema (NS).

PASSO 2: Gerar um número aleatório com distribuição uniforme para um componente

do sistema.

PASSO 3: Converter este número aleatório em um estado de sucesso ou falha (xj
i = 0

ou x
j
i = 1) de acordo com a indisponibilidade do componente.

PASSO 4: Repetir os passos 2 e 3 para todos os componentes do sistema.

PASSO 5: Calcular o valor da função de teste F (xj).

PASSO 6: Repetir os passsos 2, 3, 4 e 5, NS vezes.
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Após F (xj) ter sido calculada para todos os elementos da amostra de estados

do sistema a precisão da estimativa Ẽ(F ) pode ser avaliada usando-se o coeficiente de

variação β [2, 3, 4, 63]:

β =
σest

Ẽ(F )
(5.2)

Onde:

σest =

√

Ṽ ar(F )

NS

Ṽ ar(F ) =
1

NS − 1

NS
∑

i=1

(F (xi) − Ẽ(F ))2

Ṽ ar(F ) é a variância estimada de F

σest é o desvio padrão estimado de F

5.4 Modelagem de Carga

O comportamento aleatório do sistema de energia elética é resultante de

incertezas associadas com a indisponibilidade de equipamentos e variações na carga do

sistema. As incertezas referentes as variações da carga do sistema podem estar associadas

com a variação da carga ao longo de um peŕıodo de tempo ou com a previsão de carga

para uma dada condição de operação do sistema. Neste trabalho, as incertezas associadas

com a previsão de carga do sistema são modeladas no cálculo de ı́ndices probabiĺısticos

relacionados com contratos bilaterais e multilaterais. Esta modelagem é suficiente para

representar o comportamento do sistema quando este não possui restrições associadas

com recursos energéticos. Entretanto, se há restrições para a utilização de recursos ener-

géticos ou outros aspectos dependentes da variação cronológica da carga, tais como a

manutenção de equipamentos, o MMC com simulação sequencial pode ser usado para

modelar as variações cronológicas da carga ao longo de um peŕıodo de tempo.

Nesta pesquisa, as incertezas associadas com a previsão do pico de carga do

sistema são modeladas usando-se a distribuição normal. Portanto, é necessário amostrar

um número aleatório normalmente distribúıdo para definir o pico de carga do vetor de
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estado do sistema x
j. A distribuição normal possui dois parâmetros: valor médio e desvio

padrão. O valor médio corresponde ao valor previsto do pico de carga do sistema e o

desvio padrão é atribúıdo de acordo com o erro associado com a previsão de carga, como

por exemplo 5%. O método de Box-Müller foi a técnica de amostragem de números

aleatórios normalmente distribúıdos utilizada neste trabalho. Mais detalhes sobre esta

técnica podem ser encontrados nas referências [67, 68].

5.5 Índices Básicos de Confiabilidade para Transações

Comerciais

Os custos de gerenciamento da congestão e as interrupções de potência asso-

ciadas com contratos bilaterais e multilaterais são funções do pico de carga do sistema e da

disponibilidade dos equipamentos. Consequentemente, os custos de gerenciamento da con-

gestão e cortes nas transações são também variáveis aleatórias. Além disso é reconhecido

que incertezas associadas com a topologia, carga e o despacho de geração da rede elétrica

tem impacto significante na confiabilidade das transações comerciais [29, 31, 32, 34]. De-

vido a isto, é necessário definir novos ı́ndices probabiĺısticos que permitam avaliar a con-

fiabilidade das transações comerciais entre produtores e consumidores de energia. Nesta

subseção serão apresentadas as definições das funções de teste utilizadas para calcular

ı́ndices básicos de confiabilidade (valores esperados e probabilidades de ocorrência) asso-

ciados com as transações. As definições destas funções de teste considerando-se o Geren-

ciamento da Congestão para Transações Bilaterais (GCB) e Multilaterais (GCM) são as

seguintes:

1) Potência Interrompida Esperada para um Nó de Compra (PIENC)

1.1) GCB

F (xj) =







∆T i Se há interrupção no contrato i

0 caso contrário
(5.3)

Onde ∆T i é a potência interompida associada com o contrato bilateral i.
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1.2) GCM

F (xj) =







∆Tbi[k] Se há interrupção no nó de compra i

0 caso contrário
(5.4)

∆Tbi[k] é a potência interrompida associada com o nó de compra i do contrato

multilateral k.

2) Probabilidade de Interrupção de Potência para um Nó de

Compra (PIPNC)

2.1) GCB

F (xj) =







1 Se 100 × ∆T i/T
esp
i > εT

0 caso contrário
(5.5)

Onde:

T esp é o valor especificado do contrato bilateral i;

εT é uma tolerância de factibilidade para as transações de potência.

2.2) GCM

F (xj) =







1 Se 100 × ∆Tbi[k]/Tbesp
i [k] > εT

0 caso contrário
(5.6)

Onde Tbesp
i [k] é o valor especificado da extração de potência no nó de compra

i associado com o contrato multilateral k.

3) Custo Esperado de Redespacho da Geração (CERG)

3.1) GCB

F (xj) =











∑

i∈G

Cgi∆Pgi Se há congestão

0 caso contrário

(5.7)

Onde:

G é o conjunto de unidades de geração;

∆Pgi é variação na potência de sáıda do gerador i;
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Cgi é o custo de operação do gerador i.

3.2) GCM

F (xj) =











∑

k∈M

∑

i∈G[k]

Cgi[k]∆Pgi[k] Se há congestão

0 caso contrário

(5.8)

M é o conjunto de transações multilaterais;

A notação [k], como em G[k], associa uma determinada variável ao contrato

multilateral k. Por exemplo, G[k] é o conjunto de geradores pertencentes ao

contrato multilateral k.

4) Custo Esperado de Interrupção das Transações (CEIT)

4.1) GCB

F (xj) =











∑

i∈T

W
′

i ∆T i Se há congestão

0 caso contrário

(5.9)

Onde:

T é o conjunto de transações bilatearais;

W
′

i é a disposição a pagar para evitar interrupções associada com o contrato

bilateral i.

4.2) GCM

F (xj) =











∑

k∈M

∑

i∈B[k]

W
′′

i [k]∆Tbi[k] Se há congestão

0 caso contrário

(5.10)

B[k] é o conjunto de nós de compra associados com o contrato multilateral k;

W
′′

i [k] é a disposição a pagar para evitar interrupções associada com o nó de

compra i do contrato multilateral k.

5.6 Índices de Robustez para Transações Comerciais

Como foi mostrado na subseção 5.5 a inclusão de incertezas no geren-

ciamento da congestão permite calcular os riscos e valores esperados associados com
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transações comerciais. Estes ı́ndices podem ser usados pelo operador do sistema para

identificar transações incompat́ıveis antes da sua programação. Entretanto, operadores do

sistema têm dificuldade para interpretar ı́ndices probabiĺısticos associados com transações

de potência. Por outro lado a Análise de Robustez (“Well-Being Analysis”) pode incor-

porar qualquer critério determińıstico especificado em uma estrutura probabiĺıstica que

reconhece o comportamento estocástico do sistema [69, 70, 71, 72]. Os operadores do

sistema que estão mais habituados com técnicas determińısticas podem facilmente in-

terpretar Índices de Robustez, que inserem informação probabiĺıstica em critérios deter-

mińısticos tradicionalmente usados. Esta subseção tem como objetivo aplicar a Análise

de Robustez na avaliação da confiabilidade de transações comerciais. Esta aplicação tem

como objetivo ajudar operadores do sistema a interpretar ı́ndices probabiĺısticos associa-

dos com transferências de potência.

A Análise de Robustez consiste basicamente da combinação de um critério

determińıstico e conceitos probabiĺısticos através da definição de estados de operação do

sistema. Estes estados de operação do sistema são apresentados na Figura 8.

ESTADO 

ROBUSTO

ESTADO

MARGINAL

ESTADO

DE RISCO

Figura 8: Estados de Robustez.

Os estados de operação apresentados na Figura 8 são definidos de acordo

com um critério determińıstico, como por exemplo a perda da maior unidade de geração

[70]. O critério determińıstico usado para definir os estados associados com a confiabi-

lidade das transações comerciais é a ocorrência de congestão no sistema de transmissão.

Estabelecendo-se a ocorrência de congestão como critério de robustez para as transações

comerciais, os estados de operação do sistema usados na Análise de Robustez são definidos

da seguinte forma [73]:
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1) Estado Robusto: é o estado no qual transações de potência são adicionadas na

rede elétrica sem causar congestão no sistema de transmissão, isto é, nenhuma ação

corretiva é exigida para acomodar as transações comerciais.

2) Estado Marginal: é o estado no qual a adição de transações de potência causa

congestão no sistema de transmissão. Entretanto, a congestão pode ser eliminada

usando redespacho da geração sem cortes de transações.

3) Estado de Risco: é o estado no qual a congestão causada pelas transações de

potência só pode ser eliminada com corte das transações.

As definições 1, 2 e 3 se baseiam na severidade das ações corretivas realizadas

para eliminar a congestão no sistema de transmissão. Além disso, deve ser notado que as

definições são similares aos estados de operação do sistema usados em análise de segurança

[74]. Devido a isto, a informação probabiĺıstica fornecida pela análise de robustez pode

ser facilmente interpretada pelos operadores do sistema.

A partir das definições dos estadoss de robustez feitas acima, pode-se utilizar

a amostra de estados de operação do sistema para obter as probabilidades de encontrar o

sistema nos estados robusto, marginal e de risco. Estas probabilidades podem ser obtidas

a partir da definição das seguintes funções de teste:

1) Probabilidade do Sistema estar no Estado Robusto (P(robusto))

F (xj) =







1 Se não há congestão

0 caso contrário
(5.11)

2) Probabilidade do Sistema estar no Estado Marginal (P(marginal))

F (xj) =







1 Se há congestão e ∆T
tot

= 0

0 caso contrário
(5.12)

3) Probabilidade do Sistema estar no Estado de Risco (P(risco))

F (xj) =







1 Se há congestão e ∆T
tot

6= 0

0 caso contrário
(5.13)

Onde ∆T
tot

é dado por:
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1) GCB

∆T
tot

=
∑

i∈T

∆T i

2) GCM

∆T
tot

=
∑

k∈M

∑

i∈B[k]

∆Tbi[k]

5.7 Algoritmo de Solução

O cálculo dos ı́ndices de confiabilidade associados com transações comerciais é realizado

aplicando-se as funções de teste definidas anteriormente na amostra de estados do sistema

gerada pelo MMC. Este procedimento é realizado através do seguinte algoritmo:

PASSO 1: Amostrar um estado do sistema baseando-se na indisponibilidade de cada

componente (subseção 5.3)

PASSO 2: Realizar o DMP (ver Caṕıtulo 2.2)

PASSO 3: Adicionar transações comerciais na rede elétrica

PASSO 4: Se a adição das transações comerciais causar congestão no sistema de trans-

missão, então vá para o PASSO 5, caso contrário vá para o PASSO 6

PASSO 5: Realizar o gerenciamento da congestão nas zonas injetora e extratora (subseções

3.2, 3.3 e 3.4)

PASSO 6: Atualizar os ı́ndices de confiabilidade das transações (subseções 5.5 e 5.6)

PASSO 7: Repetir os passos de 1 a 6 NS vezes

PASSO 8: Cálcular o coeficiente de variação β para os ı́ndices de confiabilidade das

transações comerciais (subseção 5.3)
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Os passos de 1 a 8 são esquematizados no fluxograma mostrado na Figura

9.

CALCULAR β
AMOSTRAR

UM ESTADO DO SISTEMA

DO I=1,NS

REALIZAR O DMP

ADICIONAR CONTRATOS

NA REDE ELÉTRICA

CONGESTÃO ?

GERENCIAMENTO

DA CONGESTÃO

ATUALIZAR ÍNDICES

DE CONFIABILIDADE

FIM

SIM

NÃO

INÍCIO

Figura 9: Algoritmo de avaliação dos ı́ndices de confiabilidade das transações comerciais.
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6. Resultados dos Testes

Nesta seção serão apresentados os resultados dos testes realizados com os

modelos e técnicas de gerenciamento da congestão, propostos nesta dissertação. Os mo-

delos e técnicas descritos nas seções precendentes foram testados no RTS96. A utilização

do sitema RTS96 permitirá a realização de comparações futuras com os modelos e técnicas

de gerenciamento da congestão propostos neste trabalho de pesquisa.

O sistema RTS96 foi utilizado para obter os seguintes ı́ndices probabiĺısticos

associados com contratos bilaterais e multilaterais: PIENC, PIPNC, CERG, CEIT e

Índices de Robustez (P(robusto), P(Marginal) e P(risco)). Além disso, a factibilidade das

transações comerciais no sistema RTS96 foi analisada usando-se distribuições de probabi-

lidade da Potência Interrompida Total para os Nós de Compra (PITNC). Será mostrado

nas seções seguintes que estas distribuições de probabilidade podem fornecer informações

importantes sobre a variação da PITNC ao redor do seu valor médio. Os resultados

apresentados nas seções seguintes são organizados da seguinte forma:

• A seção 6.1 contém uma descrição geral do sistema RTS96.

• A seção 6.2 apresenta os ı́ndices de confiabilidade PIENC, PIPNC, CERG e CEIT

para o sistema RTS96 calculados com os modelos de GCB e GCM. Além disso,

são também mostradas as funções densidade de probabilidade da PITNC para os

modelos de GCB e GCM.

• Na seção 6.3 alguns casos de estudo para o RTS96 são analisados usando-se ı́ndices

de Robustez: P(robusto), P(marginal) e P(risco).

• A seção 6.4 apresenta um estudo sobre a inclusão de TD no modelo de GCB.
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6.1 Caracteŕısticas do Sistema de Teste

O RTS96 é formado por três áreas de controle, conforme mostra a Figura 10.

Este sistema foi desenvolvido com o intuito de fornecer uma base de dados padronizada

para testar e comparar resultados de diferentes metodologias de análise de confiabilidade,

sistemas multi-área e transferências de potência. As principais caracteŕısticas do RTS96
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Figura 10: Diagrama Unifilar do RTS96.

são apresentadas na Tabela 1. Os dados associados com os custos das unidades geradoras
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do RTS96 que foram utlizados no DMP e no gerenciamento da congestão são apresentados

na Tabela 2. O custo de interrupção para todas as cargas e classes de consumidores do

RTS96 foi obtido da referência [30] e é igual a 1500.0 $/MWh. Entretanto é posśıvel uti-

lizar diferentes custos de interrupção de acordo com as classes de consumidores existentes

em cada barra do sistema.

Tabela 1: Caracteŕısticas Gerais do RTS96.

Capacidade Instalada 10215 MW

Pico de Carga 8550 MW

Número de Barras 73

Número de Circuitos 120

Número de Geradores 96

Número de Usinas 30

Tabela 2: Dados de Custo das unidades geradoras do RTS96.

Capacidade (MW) Tipo Custo ($/MWh)

12 Térmica 27.60

20 Térmica 43.50

50 Hidraúlica 0.00

76 Térmica 14.40

100 Térmica 23.00

155 Térmica 11.64

197 Térmica 22.08

350 Térmica 11.40

400 Nuclear 6.00

6.2 Aplicação dos Modelos de GCB e GCM ao RTS96

Os modelos de GCB e GCM foram testados no sistema RTS96 considerando-

se o conjunto de transações mostradas na Tabela 3. Este conjunto de transações é equi-

valente a uma transferência de potência de 1200MW das áreas 2 e 3 (áreas exportadoras)
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Tabela 3: Transações comerciais para o sistema RTS96.

Transação Nó de Venda Nó de Compra T esp (MW)

1 213 113 200.0

2 215 115 250.0

3 216 116 100.0

4 218 118 250.0

5 321 114 150.0

6 322 119 150.0

7 323 120 100.0

para a área 1 (área importadora). Inicialmente os ı́ndices PIENC, PIPNC, CERG e CEIT

obtidos com os modelos de GCB e GCM foram comparados considerando-se as transações

comerciais 1,...,7. Esta comparação foi realizada supondo-se que:

1) A DPEI para todas as transações comerciais é igual a 1500.0$/MWh.

2) Tsesp e Tbesp são iguais a T esp. Esta suposição permite que uma comparação entre

GCB e GCM possa ser realizada.

3) Apenas um contrato multilateral é utilizado para agregar o conjunto de transações

proposto.

4) Toda geração dispońıvel é utilizada como recurso de potência adicional para aliviar

a congestão no sistema de transmissão.

Os ı́ndices PIENC e PIPNC para as transações 1,...,7 são apresentados na

Tabela 4. Os valores esperados mostrados nesta Tabela foram obtidos sob as seguintes

condições:

1) A tolerância de compatibilidade εT é igual a 0.1%.

2) Uma incerteza de 5%, normalmente distribúıda, ao redor do valor médio do pico

de carga do sistema foi considerada para modelar incertezas na previsão do pico de

carga.

69



3) O número especificado de estados simulados NS é igual a 10000. Os valores máximos

dos coeficientes de variação β obtidos para este valor de NS são iguais a 0.23% e

0.26% para os ı́ndices PIENC e PIPNC, respectivamente.

4) A solução ótima é obtida considerando-se tolerâncias de optimalidade εo iguais a

1 × 10−8 e 1 × 10−6 para o DMP e o gerenciamento da congestão, respectivamente.

Tabela 4: Índices PIENC e PIPNC obtidos com os modelos de GCB e GCM.

Transação GCB GCM

PIENC (MW) PIPNC (%) PIENC (MW) PIPNC (%)

1 10.78 6.45 0.75 1.05

2 8.97 4.33 0.13 0.31

3 4.50 4.81 0.04 0.13

4 3.25 2.08 1.88 1.65

5 4.13 3.64 3.66 4.82

6 1.07 1.11 0.29 0.39

7 0.76 1.29 0.56 0.91

Os resultados apresentados na Tabela 4 indicam que as interrupções de

potência esperadas associadas com o GCM são menores que aquelas obtidas com o GCB.

Por exemplo, o PIENC da transação 3 é 4.50 MW para o GCB e 0.04 para o GCM. Os

pequenos valores das interrupções de potência médias obtidos com o GCM são devido

a utilização de recursos adicionais de potência (geração dispońıvel da zona neutra que

está engajada no contrato multilateral) para suprir a demanda nos nós de compra. Por

outro lado, os valores elevados das interrupções de potência médias associados com o

GCB são devido ao fato de que a demanda em um nó de compra é suprida apenas por

seu respectivo nó de venda. Consequentemente, as interrupções de potência no GCB são

mais severas que no GCM. As colunas 2 e 4 da Tabela 4 mostram o PIPNC para os

gerenciamentos da congestão bilateral e multilateral. Estes resultados indicam que para

a maioria das transações, os ı́ndices PIPNC obtidos usando-se o GCM são menores que

aqueles considerando-se o GCB. Os resultados descritos acima demonstram que o modelo

de gerenciamento multilateral é mais eficiente que o modelo de gerenciamento bilateral

para aliviar a congestão no sistema de transmissão.
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Os ı́ndices PIENC e PIPNC podem ser utilizados por Operadores do Sis-

tema (OS) e corretores para identificar a transação mais incompat́ıvel de um conjunto de

contratos bilaterais e de um contrato multilateral, respectivamente. No caso do GCM, a

transação mais incompat́ıvel das transações de 1,..,7 é a transação 5. Se a transação 5 é

firme, o corretor que coordena o contrato multilateral deve providenciar novos contratos

com fornecedores de energia para minimizar as interrupções nas transação 5. Para o

GCB, a transação mais incompat́ıvel das transações de 1,..,7 é a transação 1. Neste caso,

se a transação 1 é firme, o OS deve redespachar a geração da zona neutra para eliminar

a congestão causada por esta transação. Se não for posśıvel eliminar a congestão cau-

sada pelas transações 1 e 5 usando-se os procedimentos descritos acima, estas transações

experimentarão interrupções de 10.78 MW e 3.66 MW, respectivamente.

Os resultados apresentados acima indicam que o modelo multilateral é mais

robusto que o modelo bilateral para eliminar a congestão no sistema de transmissão. En-

tretanto há outros aspectos que devem ser considerados no gerenciamento da congestão.

Um importante aspecto no gerenciamento da congestão é o custo associado com ações cor-

retivas (redespacho da geração e cortes nas transações) usadas para eliminar a congestão

no sistema de transmissão. Com o objetivo de avaliar o impacto do modelo multilateral

nos custos de gerenciamento da congestão, os ı́ndices CERG e CEIT foram calculados

para o conjunto de transações descritos na Tabela 3. Os valores destes ı́ndices, para um

pico de carga com duração de 1 hora, são apresentados na Tabela 5.

Tabela 5: Custos de Gerenciamento da Congestão para o RTS96.

Costs ($) GCB GCM

CERG 200.60 45.53

CEIT 50174.28 10965.88

A partir da Tabela 5 pode-se concluir que o GCM causou uma redução

nos custos de gerenciamento da congestão com relação aos custos obtidos usando-se o

GCB. Por exemplo, a redução no CERG para o RTS96 é aproximadamente igual a 77.30

%. Estes resultados mostram que os ı́ndices CERG e CEIT tem a caracteŕıstica de

identificar variações nos custos de gerenciamento da congestão com relação ao despacho

das transações. Este fato sugere que os ı́ndices CERG e CEIT podem ser utilizados para

auxiliar o processo de tomada de decisões no mercado de energia elétrica. Por exemplo,
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corretores e agentes do mercado de futuros podem utilizar os ı́ndices CERG e CEIT para

identificar os contratos mais lucrativos quando há várias entidades de compra e venda

desejando participar de um contrato multilateral. A aplicação dos ı́ndices CERG e CEIT

na identificação de contratos lucrativos e a avaliação do risco das transações comerciais

será ilustrada através do seguinte exemplo.

Em um mercado de energia existem corretores que são responsáveis por

contratos multilaterais entre produtores e consumidores de energia. Quando um contrato

multilteral é realizado, o corretor responsável por este contrato submmete-o para o OS. O

OS no modelo multilateral apenas avalia a compatibilidade das transações multilaterais

e realiza cortes nestas transações quando necessário [23]. Desta forma, pode-se obser-

var que o operador do sistema no modelo multilateral não utiliza nenhuma informação

comercial associada com os contratos, ou seja, o processo de tomada de decisões do opera-

dor do sistema baseia-se apenas em aspectos de segurança. Após avaliar a confiabilidade

das transações multilaterais propostas, o OS informa aos corretores se as suas transações

causaram ou não congestão no sistema de transmissão. No caso de um contrato multi-

lateral causar congestão nos circuitos, o corretor responsável por este contrato começa

a buscar novos participantes para o seu contrato multilateral, com o objetivo de evitar

redespacho da geração e cortes nas transações [23]. Este comportamento do corretor é

devido ao fato de que ele é o responsável pela compensação de perdas e gerenciamento

da congestão no modelo multilateral [23]. Isto é, os lucros e gastos associados com o

gerenciamento da congestão são administrados pelos próprios participantes do mercado

no modelo multilateral.

Considere que a estrutura de mercado descrita acima é aplicada ao RTS96

e que existe um corretor responsável pelo contrato multilateral formado pelas transações

descritas na Tabela 6. As transações descritas nesta Tabela foram obtidas multiplicando-

se as transações da Tabela 3 por um fator de escalamento igual a 1.25. Após submeter

este contrato multilateral para o OS o corretor é informado que o seu contrato causou

uma sobrecarga de 110.66% na linha de intercâmbio 107/203 para a condição do caso

base. Neste exemplo, considerou-se que o corretor encontrou duas opções para aliviar a

congestão causada pelo seu contrato multilateral. Estas opções são descritas na Tabela 7.

A opção 1 consiste na inclusão de uma transação com fluxo invertido (“counter-

flow contract”) da barra 109 para a barra 209 no contrato multilateral apresentado na
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Tabela 6: Novo conjunto de transações para o sistema RTS96.

Number Selling Buying T esp

Node Node (MW)

1 213 113 250.0

2 215 115 312.5

3 216 116 125.0

4 218 118 312.5

5 321 114 187.5

6 322 119 187.5

7 323 120 125.0

Tabela 7: Opções do corretor para aliviar a congestão.

Opção 1 Opção 2

Transação Nó de Nó de T spec Nó de Nó de T spec

venda compra (MW) venda compra (MW)

1 213 113 250.0 213 113 100.0

2 215 115 312.5 215 115 312.5

3 216 116 125.0 216 116 125.0

4 218 118 312.5 218 118 312.5

5 321 114 187.5 321 114 187.5

6 322 119 187.5 322 119 187.5

7 323 120 125.0 323 120 125.0

8 109 209 100.0 101 113 150.0

Tabela 3. A opção 2 é composta pela adição de uma entidade de venda na barra 101

para suprir a demanda no nó de compra 113, isto é, a extração de potência na barra

113 é suprida por injeções de potência localizadas na barra 203 e 101. Após submeter

estes novos contratos multilaterais para o operador do sistema, o corretor é informado

que tanto a opção 1 como a opção 2 podem eliminar a congestão na linha de intercâmbio

da barra 107 para a barra 203. Entretanto, deve ser notado que uma destas opções pode

ser mais econômica do que a outra. O corretor pode identificar o contrato multilateral

mais lucrativo calculando o CERG e o CEIT para as opções 1 e 2. Consequentemente, a
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opção mais lucrativa será o contrato multilateral que possuir os menores valores de CERG

e CEIT. Estes ı́ndices são apresentados na segunda e na terceira coluna da Tabela 8 para

os dois contratos mulltilaterais propostos na Tabela 7. O valor máximo do coeficiente de

variação β para os ı́ndices apresentados na Tabela 8 é igual a 5.94%. Este valor máximo

de β foi obtido considerando-se um número de estados simulados NS igual a 50000.

Tabela 8: CERG e CEIT para as opções 1 e 2.

Opção Index

CERG ($) CEIT ($) Risco (%)

1 135.97 22395.02 11.41

2 108.67 17982.03 9.82

A partir da Tabela 8, pode-se concluir que os ı́ndices CERG e CEIT para

a opção 2 são menores que aqueles associados com a opção 1. Por exemplo, o CERG

associado com a opção 2 é aproximadamente 20.08% menor que o CERG para a opção

1. Portanto, o contrato mais lucrativo para o corretor é a opção 2, isto é, o corretor deve

incluir a entidade de venda da barra 101 no contrato multilateral para suprir a demanda

no nó de compra 113.

Finalmente, deve-se observar que a identificação de contratos lucráveis deve

também considerar o risco associado com um contrato multilateral, visto que contratos

multilaterais com baixos custos de congestão podem possuir probabilidades de interrupção

elevadas. O risco associado com um contrato multilateral é definido como a probabilidade

de um ou mais nós de compra de um contrato multilateral experimentarem interrupções

durante o gerenciamento da congestão. O risco associado com um contrato multilateral

pode ser calculado a partir de uma amostra de estados do sistema usando-se a função de

teste definida na equação (5.13) para o estado de risco. Os valores dos riscos associados

com as opções 1 e 2 são apresentados na Tabela 8. A partir desta Tabela, pode ser

conclúıdo que o risco obtido com a opção 2 é cerca de 13.96% menor que aquele obtido

com a opção 1. Este fato mostra mais uma vez que a opção 2 é a melhor escolha para

eliminar a congestão na linha de intercâmbio da barra 107 para a barra 203.

As distribuições de probabilidade de um ı́ndice de confiabilidade fornecem

informações importantes sobre a variação deste ı́ndice ao redor do seu valor esperado [2, 3].

Devido a isto, a análise das distribuições de probabilidade deve também ser inclúıda no
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estudo dos modelos de GCB e GCM. Neste trabalho, o ı́ndice PITNC é utilizado para

avaliar os efeitos do GCB e do GCM nas disribuições de probabilidade. O ı́ndice PITNC

é dado pela soma das interrupções de potência individuais para um conjunto de nós

de compra (∆T
tot

no membro direito das equações (5.12) e (5.13)). As distribuições

de probabilidade do PITNC, associadas com as transações descritas na Tabela 3, são

apresentadas nas Figuras 11 e 12 para o GCB e o GCM, respectivamente. A partir das

Figuras 11 e 12, pode ser conclúıdo que a probabilidade de ocorrência de valores elevados

do ı́ndice PITNC é significativamente reduzida quando o GCM é utilizado. Por exemplo,

o máximo valor do PITNC usando-se o GCB é 1200.00, enquanto que o máximo valor do

PITNC é apenas 599.87 quando o GCM é utilizado. Esta comparação demonstra mais

uma vez que o modelo multilateral pode ser uma alternativa mais eficiente para aliviar a

congestão com baixos custos e alta confiabilidade.

6.3 Análise de Robustez

Nesta seção os modelos de GCB e GCM são utilizados no cálculo de ı́ndices

de robustez para o conjunto de contratos bilaterais proposto na Tabela 3. A análise de

robustez para as transações propostas nesta tabela foi realizada usando-se dois casos de

estudo:

• CASO A: Sistema RTS96 descrito na subseção 6.1.

• CASO B: É uma versão modificada do RTS96, que será referenciada, daqui por

diante, como MRTS96.

Os resultados apresentados nesta subseção são organizados da seguinte forma:

• Subseção 7.3.1: Descreve as principais caracteŕısticas do sistema MRTS96

• Subseção 7.3.2: Apresenta uma análise do impacto das transações 1,...,7 no caso

base dos sistemas RTS96 e MRTS96.

• Subseção 7.3.3: Descreve os efeitos de variações no pico de carga do sistema nos

ı́ndices de robustez das transações de 1,...,7 para os sistemas RTS96 e MRTS96.
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Figura 11: Distribuições de probabilidade para o PITNC usando-se o GCB

0.00001

0.0001

0.001

0.01

0.1

1.0

0 100 200 300 400 500 600

P
r
o
b
a
b
i
l
i
d
a
d
e
s

PITNC (MW)

Individual - Caixas
Cumulativa - Linhas

Figura 12: Distribuições de probabilidade para o PITNC usando-se o GCM
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6.3.1 Sistema MRTS96

O MRTS96 baseia-se em uma versão modificada do sistema IEEE para

estudos de confiabilidade de 1979 [75] proposta na referência [76]. O MRTS96 é obtido

introduzindo-se as modificações propostas na referência [76] em cada área do RTS96. As

modificações introduzidas em cada área do RTS96 foram:

1) O pico de carga em cada área foi aumentado para 125% do valor do pico de carga a-

nual das áreas correspondentes no RTS96. Este aumento foi realizado considerando-

se os mesmos fatores de distribuição de carga usados no RTS96.

2) Oito geradores foram adicionados nas barras mostradas na Tabela 9. Os dados de

confiabilidade destes geradores são idênticos aos dos geradores de mesma capacidade

existentes no RTS96.

3) Seis linhas de transmissão e um transformador foram removidos de cada área do sis-

tema RTS96. Os circuitos que foram retirados da área 1 do RTS96 são apresentados

na Tabela 10.

As modificações 1, 2 e 3 foram realizadas com o objetivo de estudar a severidade da

congestão em um sistema de transmissão estressado.

Tabela 9: Modificações no sistema de geração do RTS96 usadas para obter o MRTS96.

Barra Capacidade (MW)

1 1×76MW

2 1×76MW

13 4×197MW

22 1×50MW

23 1×350MW

6.3.2 Estudo do Caso Base

A condição do caso base possui efeito siginificante nos ı́ndices de robustez

asssociados com as transações comerciais. Este efeito é causado pela alta probabilidade de

ocorrência do caso base em uma amostra de estados do sistema. Devido a isto, o estado

77



Tabela 10: Modificações no sistema de transmissão do RTS96 usadas para obter o

MRTS96.

Tipo Nó inicial Nó Final

trafo 109 111

linha 118 121

linha 115 121

linha 119 120

linha 120 123

linha 101 103

linha 111 113

de robustez associado com o caso base será o mais provável dos estados de robustez.

Nesta dissertação a avaliação da condição do caso base foi realizada para dois cenários do

sistema:

1) Pós-Transação: caso base após a adição dos contratos bilaterais na rede de trans-

missão. Neste cenário, a avaliação do caso base é realizada através da identificação

das dez linhas mais carregadas do sistema de transmissão.

2) Pré-Transação: Caso base do sistema antes da adição das transações no sistema de

transmissão. Este cenário é usado para avaliar o carregamento inicial das 10 linhas

cŕıticas identificadas no cenário pós-transação.

Além disso, os cenários pós e pré-transação foram avaliados para ńıveis

máximo (100%) e mı́nimo (40%) do pico de carga do sistema. Os cenários pós e pré-

transação associados com as transações de 1,...,7 são apresentados nas Tabelas 11 e 12

para os sistemas RTS96 e MRTS96, respectivamente. Nestas Tabelas as colunas de 1 até

6 contém as seguintes informações:

• Colunas 1 e 4: nó inicial e nó final das 10 linhas cŕıticas identificadas no cenário

pós-transação.

• Colunas 2 e 5: carregamentos percentuais
((

fluxopós

fluxomax

)

× 100%
)

das 10 linhas cŕıticas

identificadas no cenário pós-transação.
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• Colunas 3 e 6: carregamentos percentuais
((

fluxopré

fluxomax

)

× 100%
)

das 10 linhas cŕıticas

para o cenário pré-transação.

Tabela 11: Cenários pós e pré-transação para o RTS96

Nı́vel de Carga de 100% Nı́vel de Carga 40%

Linha Pós Pré Linha Pós Pré

107/203 97.05 42.64 217/218 104.29 62.13

308/309 91.94 91.19 113/215 94.28 20.00

208/209 88.02 90.22 123/217 94.10 19.56

208/210 81.11 78.92 316/317 90.68 65.82

113/215 80.49 6.21 116/117 67.94 71.17

316/317 79.98 55.12 316/319 67.86 31.63

314/316 79.97 69.75 107/203 65.80 11.40

308/310 77.19 77.95 314/316 63.60 53.39

217/218 73.45 31.29 315/321 56.55 42.92

307/308 71.42 71.42 315/321 56.55 42.92

A partir da Tabela 11, pode ser conclúıdo que a adição das transações 1,...,7

causou grandes variações no carregamento dos circuitos. Por exemplo, o carregamento

da linha 113/215 experimentou uma variação de 74.28% para o ńıvel de carga de 100%.

Apesar disto os fluxos em todos os circuitos permaneceram dentro de seus limites para o

cenário pós-transação. Devido a isto, o RTS96 com carga máxima (100%) está operando

no estado robusto para a condição do caso base. Por outro lado, para o ńıvel de carga de

40%, a adição das transações de 1,...,7 causou uma violação no limite de fluxo da linha

217/218. Esta violação foi eliminada usando-se apenas o redespacho da geração. Devido

a isto, o RTS96 com o ńıvel de carga de 40% está operando no estado marginal para a

condição do caso base.

Os resultados apresentados acima demonstram que a ocorrência de con-

gestão no sistema de transmissão pode estar associada com a ocorrência de ńıveis de

carga baixa. Esta situação é produzida pelas mudanças nos padrões de geração que são

realizadas para compensar as reduções de carga. As mudanças nos padrões de geração

são mais intensas devido ao DMP realizado nas zonas neutras. O DMP compensa as
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Tabela 12: Cenários pós e pré-transação para o MRTS96

Nı́vel de carga de 100 % Nı́vel de carga de 40%

Linha Pós Pré Linha Pós Pré

120/123 149.93 69.27 316/317 127.25 96.44

115/121 122.54 97.39 217/218 125.05 80.74

107/203 120.38 60.59 315/321 109.06 84.26

209/212 112.45 95.40 123/217 107.71 32.97

316/317 110.90 80.09 116/117 98.91 98.44

315/321 107.61 82.81 215/221 97.83 94.98

220/223 107.57 86.15 115/121 95.45 70.31

208/210 103.12 100.00 113/215 93.22 24.49

308/310 100.67 100.00 107/203 83.96 24.16

116/117 100.46 100.00 303/309 82.93 61.32

reduções de carga, diminuindo a potência de sáıda dos geradores com maior custo ope-

racional do sistema de geração. Consequentemente, o padrão de geração para o cenário

pré-transação com baixo ńıvel de carga não corresponde ao padrão de geração reduzido

de um cenário pré-transação com ńıvel de carga alto. Isto é, não existe nenhuma relação

de proporcionalidade entre padrões de geração associados com ńıveis de carga distintos.

Assim, não é posśıvel garantir que a congestão seja menos severa quando a carga diminui.

Os resultados apresentados na Tabela 12 indicam que a congestão na trans-

missão é extremamente severa em sistemas com o sistema de transmissão estressado. Por

exemplo, nos ńıveis de carga de 100% e 40% as violações máximas são 49.93% e 27.25%

para as linhas 120/123 e 316/317, respectivamente. Esta congestão severa é causada pela

presença de linhas fortemente carregadas no cenário pré-transação do sistema MRTS96.

Por exemplo, as linhas 308/310 e 116/117 estão na condição de máximo carregamento

para o ńıvel de carga de 100%, e as linhas 316/317 e 116/117 possuem carregamentos

maiores que 95% para o ńıvel de carga de 40%. As violações no MRTS96 para o ńıvel

de carga de 100% foram eliminadas com cortes nas transações. Consequentemente, o

MRTS96 com ńıvel de carga de 100% está operando no estado de risco para a condição

do caso base. Por outro lado, as violações no MRTS96 com ńıvel de carga de 40% foram
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eliminadas sem cortes nas transações. Devido a isto, o MRTS96 com ńıvel de carga de

40% está operando no estado marginal para a condição do caso base.

6.3.3 Estudo dos efeitos de variações no pico de carga nos ı́ndices

de robustez

Quando a carga do sistema varia com o tempo, a análise de confiabilidade de

um conjunto de transações pode produzir resultados pessimistas se apenas o pico de carga

do sistema é considerado. Com o objetivo de examinar os efeitos de variações no pico

de carga do sistema na confiabilidade de transações comerciais, a robustez das transações

descritas na Tabela 3 foi analisada para sete ńıveis de carga nos sistemas RTS96 e MRTS96.

As probabilidades dos estados de robustez (Robusto, Marginal e Risco) associadas com

cada ńıvel de carga são apresentadas na Tabela 13 para os sistemas RTS96 e MRTS96.

As probabilidades mostradas nesta tabela foram obtidas sob as seguintes condições:

1) Uma incerteza de 5%, normalmente distribúıda, ao redor do pico de carga do sistema

é utilizada para modelar incertezas associadas com a previsão do pico de carga do

sistema.

2) A tolerência de compatibilidade para as transações comerciais (εT ) é igual a 0.1%.

3) A solução ótima é obtida considerando-se tolerâncias de optimalidade εo iguais a

1.0×10−8 e 1.0×10−6 para o DMP e o gerenciamento da congestão, respectivamente.

4) As probabilidades P(Robusto), P(Marginal) e P(Risco) associadas com o RTS96

foram obtidas considerando-se um número de estados simulados NS igual a 10000.

O valor máximo do coeficiente de variação β obtido para este valor de NS é igual

a 2.08%.

5) As probabilidades P(robusto), P(Marginal) e P(risco) associadas com o MRTS96

foram obtidas considerando-se números de estados simulados NS iguais a 50000

para os ńıveis de carga de 60% e 50% e 10000 para os demais ńıveis de carga. O

valor máximo do coeficiente de variação β obtido para estes valores de NS é igual

a 7.44%.
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Tabela 13: Índices de robustez para os ńıveis de carga selecionados.

Nı́vel de RTS96 MRTS96

Carga P(Robusto) P(Marginal) P(Risco) P(Robusto) P(Marginal) P(Risco)

100% 0.6178 0.3079 0.0743 0.0000 0.0012 0.9988

90% 0.8058 0.1884 0.0058 0.0000 0.0797 0.9203

80% 0.7761 0.2234 0.0005 0.0000 0.6591 0.3409

70% 0.6972 0.3027 0.0001 0.0003 0.8952 0.1045

60% 0.7509 0.2491 0.0000 0.0009 0.9888 0.0102

50% 0.7394 0.2606 0.0000 0.0036 0.9961 0.0003

40% 0.2505 0.7495 0.0000 0.0178 0.9822 0.0000

A partir da Tabela 13 pode-se concluir que quando a carga do sistema

diminui a probabilidade P(risco) diminui acentuadamente. Este fato é causado pelo au-

mento na reserva de geração do sistema. Esta reserva permite que a congestão no sistema

de transmissão seja eliminada sem cortes nas transações. Além disso deve ser notado

que os valores de P(risco) associados com os ńıveis de carga de 100% e 90% são bastante

elevados para o MRTS96. Estes resultados são devido ao fato de que o MRTS96 está no

estado de risco para a condição do caso base associada com os ńıveis de carga de 100%

e 90%, conforme a análise do caso base apresentada na subseção 6.3.2. Comparando-se

os valores de P(M), obtidos para os sistemas RTS96 e MRTS96, pode-se concluir que

P(M) tem valores significantes para os ńıveis de carga baixa. Por exemplo, os valores

máximos de P(M) obtidos para os sistemas RTS96 e MRTS96 são 0.7495 para o ńıvel de

carga de 40% e 0.9961 para o ńıvel de carga de 50%, respectivamente. Esta situação é

causada pelo fato de que tanto o RTS96 como MRTS96 estão no estado marginal para a

condição do caso base associada com os ńıveis de carga baixa, conforme a análise do caso

base para o ńıvel de carga de 40% apresentada na subseção 6.3.2. Finalmente, deve ser

notado que os valores de P(robusto) obtidos para o MRTS96 são muito pequenos quando

comparados com aqueles obtidos para o RTS96. Estes pequenos valores de P(robusto)

são causados pela presença de congestão em todos os ńıveis de carga para a condição do

caso base associada com o MRTS96. Por exemplo, nos ńıveis de carga de 100% e 40% o

MRTS96 está operando nos estados de risco e marginal, respectivamente, para a condição
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do caso base, conforme a análise apresentada na subseção 6.3.2. Por outro lado, o RTS96

está operando no estado robusto para os ńıveis de carga de 100% a 50%. Devido a isto,

P(robusto) tem valores significantes para estes ńıveis carga no RTS96.

6.4 Impacto da operação de TD nos Índices de Con-

fiabilidade das Transações Comerciais

Esta subseção tem como objetivo avaliar o impacto da operação de TD nos

ı́ndices de confiabilidade das transações comerciais. Os efeitos da operação de TD nos

ı́ndices de confiabilidade das transações comerciais foram analisados usando-se o modelo

de GCB. Entretanto, como foi mostrado no caṕıtulo 3, os procedimentos utilizados para

incluir transformadores defasadores no GCB podem ser facilmente estendidos para in-

corporar TD no GCM. Os resultados apresentados nesta subseção são organizados da

seguinte forma:

1) Inicialmene será descrito o procedimento de alocação utilizado para instalar um TD

no sistema de transmissão do RTS96.

2) Em seguida o impacto da operação de transformadores defasadores na confiabili-

dade das transações comerciais será analisado usando-se os ı́ndices PIENC, PITNC,

CERG e CEIT. Além disso, a eficiência dos TD no GCB será avaliada usando-se

ı́ndices de robustez.

6.4.1 Procedimento de alocação

No caṕıtulo 3, foi mencionado que os TD são mais eficientes para aliviar

a congestão nos ramos nos quais estes componentes estão instalados. Portanto, a deter-

minação dos ramos nos quais TD serão inseridos deve ser ser bastante criteriosa para que

se obtenha ganhos significativos nos ı́ndices de confiabilidade das transações. A localização

de dispositivos de controle de fluxo (TD e CSCT) é efetuada através de diversos métodos

tais como: algoritmo genético [77], despacho econômico [78] e ı́ndice de performance [26].

Estas metodologias são adequadas para determinar a instalação de transformadores de-

fasadores quando apenas um cenário do sistema é considerado, isto é, incertezas associadas
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com a previsão do pico de carga e indisponibilidade dos componentes não são consideradas.

Consequentemente, um critério probabiĺıstico deve ser utilizado para determinar a loca-

lização de dispositivos de controle de fluxo que maximize a confiabilidade das transações

comerciais. Neste trabalho a localização de transformadores defasadores é determinada

usando-se a probabilidade de congestão nos circuitos do sistema de transmissão como

critério de alocação. De acordo com este critério, o melhor lugar para se inserir um TD é

o circuito do sistema de transmissão com maior probabilidade de congestão. Embora este

procedimento considere a instalação de apenas um TD, pode-se estendê-lo para realizar a

instalação de diversos transformadores defasadores simultâneamente. Neste caso, técnicas

de otimização combinatorial são necessárias para decidir qual a combinação de TD que

obtêm o maior ganho nos ı́ndices de confiabilidade das transações comerciais.

Os resultados obtidos com a aplicação do procedimento acima descrito, no

RTS96, são apresentados na Tabela 14. Esta tabela contém as cinco maiores probabili-

dades de congestão dos circuitos do RTS. As probabilidades de congestão para os circuitos

restantes são menores ou iguais a 0.5%.

Tabela 14: Localizações potenciais para a instalação de TD no RTS96

Sending Receiving Probability of

Node Node Congestion

107 108 24.92%

107 203 11.20%

325 121 5.35%

113 215 3.31%

123 217 2.28%

A partir da Tabela 14, pode-se concluir que as linhas do sistema de trans-

missão com maior probabilidade de congestão são aquelas associadas com a interligação

das áreas de controle do RTS96. Esta condição é causada pelo fato de que as transações

descritas na Tabela 3 estão associadas com transferências de potência inter-área. Conse-

quentemente, as linhas de intercâmbio entre as áreas exportadora e importadora são os

principais caminhos de fluxos para as transações de 1,...,7. Finalmente, deve ser notado

que o melhor local para se instalar um TD, é na linha que sai da barra 107 para a barra
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108. Deve ser observado que esta localização do TD também pode aliviar a congestão na

linha da barra 107 para a barra 203, pois estas duas linhas estão conectadas em série.

6.4.2 Impacto dos transformadores defasadores nos ı́ndices de

confiabilidade das transações comerciais

O impacto da instalação de um transformador defasador em série com a

linha 107-108 nos ı́ndices de confiabilidade das transações comerciais, descritas na tabela

3, foi avaliado através de dois casos de estudo:

• CASO A: Nenhum TD é inclúıdo no sistema de transmissão do RTS96. O ângulo

de fase do transformador defasador original localizado entre as barras 323 e 325 do

RTS96 é constante e igual 0.0o.

• CASO B: Apenas o TD instalado em série com a linha da barra 107 para a barra

108 é usado para o gerenciamento da congestão. O intervalo de variação para o

ângulo deste defasador é ±1.3rad (±74.0o). O ângulo de fase do TD localizado

entre as barras 323 e 325 do RTS96 é constante e igual a 0.0o

O cálculo dos ı́ndices de confiabilidade para os dois casos de estudo descritos

acima foi realizado considerando-se que:

1) Uma incerteza de 5%, normalmente distribúıda, ao redor do pico de carga do sistema

é utilizadda para modelar incertezas associadas com a previsão de carga.

2) Os ı́ndices de confiabilidade associados com as transações comerciais, foram obtidos

para um número de estados simulados NS igual a 10000. O valor máximo do

coeficiente de variação β obtido para este valor de NS, é igual a 7.53%.

3) A tolerância de compatibilidade εT é igual a 0.1%

4) A solução ótima é obtida considerando-se tolerâncias de optimalidade εo iguais a

1 × 10−8 e 1 × 10−6 para o DMP e o gerenciamento da congestão, respectivamente.

Inicialmente, os efeitos de TD na confiabilidade das transações comerciais

foram avaliadas usando-se os ı́ndices PIENC e PIPNC. Estes ı́ndices são apresentados na

Tabela 15 para os casos de estudo A e B.
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Tabela 15: Índices PIENC e PIPNC para os casos de estudos A e B.

Transação PIENC (MW) PIPNC (%)

Caso A Caso B Caso A Caso B

1 10.78 0.95 6.45 1.52

2 8.97 0.07 4.33 0.29

3 4.50 0.13 4.80 0.42

4 3.25 0.67 2.07 0.80

5 4.13 0.66 3.61 0.85

6 1.07 0.29 1.11 0.50

7 0.76 0.89 1.29 1.54

A partir desta tabela, pode-se observar que o TD causa reduções signi-

ficativas nos ı́ndices PIENC e PITNC, para a maioria das transações. Por exemplo, as

reduções máximas nos ı́ndices de confiabilidade PIENC e PIPNC foram 99.21% e 93.30%,

respectivamente, para a transação 2. Estas reduções foram causadas pela combinação

da operação do TD com o redespacho da geração para eliminar situações de congestão

severas no caso de estudo B. Por outro lado, no caso de estudo A apenas o redespacho da

geração é utilizado para eliminar a congestão. Portanto, as interrupções nas transações

para o caso A são mais severas que para o caso B. Além disso, deve ser notado que os

ı́ndices PIENC e PIPNC associados com a transação 7 experimentaram um pequeno au-

mento com a introdução do TD no sistema de transmissão. As interrupções adicionais na

transação 7 são causadas pelo aumento do fluxo em alguns circuitos quando o ângulo do

TD é modificado e pela ausência de capacidade de transferência dispońıvel nos caminhos

paralelos entre as áreas exportadora e importadora. Se não há capacidade de transferência

dispońıvel nos caminhos paralelos, então a parcela de fluxo que é desviada pela operação

do TD para caminhos paralelos poderá causar congestão em outros circuitos do sistema

de transmissão. Isto é, o TD apenas desloca a congestão para outros circuitos. Conse-

quentemente, a dimuição das interrupções para algumas transações será conpensada pelo

aumento das interrupções em outras transações. No caso do conjunto de transações de

1,...,7 a congestão é mais severa na interface entre as áreas 1 e 2. A operação do trans-

formador defasador instalado entre estas áreas desloca o excesso de fluxo para o caminho
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paralelo formado pelas interconexões da área 2 para área 3 e da área 3 para a área 1.

Entretanto, uma parte da capacidade de transferência dispońıvel no trecho deste caminho

paralelo entre as áreas 1 e 3 é utilizada pelas transações 5, 6 e 7. Consequentemente,

apenas uma parte do fluxo desviado pelo TD poderá ser roteada pela interface da área 1

para a área 3.

O impacto da operação de TD na confiabilidade das transções comerciais

também foi analisado utilizando-se os ı́ndices CERG e CEIT. Estes ı́ndices são apresen-

tados na Tabela 16 para os casos de estudo A e B e considerando-se que o pico de carga

tem duração de 1 hora.

Tabela 16: Índices CERG e CEIT para os casos de estudo A e B.

Custos Casos de estudo

($) Caso A Caso B

CERG 200.60 94.82

CEIT 50176.37 5478.58

A partir da Tabela 16, pode-se concluir que a operação de TD causou

reduções severas nos ı́ndices CERG e CEIT. Por exemplo, a operação de TD causou

uma redução de 89.08% no ı́ndice CEIT. Estas reduções são devido ao fato de que o ge-

renciamento da congestão com TD é livre de custo. Consequentemente, o gerenciamento

da congestão é realizado sem envolver pagamentos para proprietários de geradores e/ou

entidades de compra e venda de energia. Na prática, há custos operacionais associados

com a operação de TD, entretanto estes custos são muito pequenos quando comparados

com os custos de redespacho da geração e cortes nas transações.

Visando-se auxiliar os operadores do sistema a interpretar ı́ndices proba-

biĺısticos associados com as transações comerciais, as probabilidades dos estados de ro-

bustez P(robusto), P(marginal) e P(risco) foram calculadas para as transações de 1,...,7.

Estas probabilidades são mostradas na Tabela 17 para os casos de estudo A e B.

Os ı́ndices de robustez apresentados na Tabela 17 demonstram novamente

que os TD podem aumentar significativamente a confiabilidade das transações comerciais.

Por exemplo, a probabilidade P(risco) experimentou uma redução de 57.6043% quando a

operação do TD foi utilizada no gerencimento da congestão. Além disso deve ser notado
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Tabela 17: Índices de Robustez para o RTS96.

Probabilidades Casos de estudo

Caso A Caso B

P(Robusto) 0.6178 0.6351

P(Marginal) 0.3079 0.3334

P(Riso) 0.0743 0.0315

que as probabilidades P(marginal) e P(robusto) para o caso B aumentaram aproximada-

mente 8.2819% e 2.7240%, respectivamente, com relação aos valores obtidos no caso de

estudo A. Este aumento é devido ao fato de que a operação de TD causa mudanças no

estado de robustez associado com algus cenários do sistema. Estas transições no estado

de robustez dos cenários do sistema ocorrem do estado de risco para os estados marginal

e robusto. Estas mudanças no estado de robustez são associadas com cenários nos quais

não há recursos de geração dispońıvel (déficit de geração) para eliminar a congestão no

sistema de transmissão. Nestes casos, os TD são a única opção dispońıvel para eliminar

a congestão na transmissão.

Na prática, os ı́ndices de robustez permitem que operadores do sistema

possam realizar o gerenciamento da congestão preditivo. Por exemplo, o operador do

sistema recebe o conjunto de transações proposto na Tabela 3 e deseja saber se a operação

do TD é exigida para aliviar a congestão quando o conjunto de transações proposto na

Tabela 7 é programado. Se o operador do sistema decidir não utilizar o TD (caso A na

Tabela 17), o risco associado com as transações de 1,..,7 é 7.43%. Por outro lado, se

operador do sistema decide usar o TD no gerenciamento da congestão (caso B na Tabela

10), o risco associado com as transações de 1,..,7 é de apenas 3.15%. Portanto, neste caso

a operação do TD deve ser usada pelo operador do sistema para minimizar a congestão

no sistema de transmissão, quando as transações de 1,..,7 são programadas.
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6.5 Desempenho Computacional do Algoritmo Pro-

posto

A estimação dos ı́ndices de confiabilidade das transações comerciais envolve

a simulação de um grande número de estados do sistema para garantir a precisão dos

ı́ndices estimados. Uma alternativa para reduzir os custos computacionais no cálculo dos

ı́ndices de confiabilidade das transções comerciais é a utilização do modelo linearizado da

rede elétrica. Este modelo pode avaliar rapidamente um grande número de estados com

uma precisão aceitável. Desta forma, o modelo linearizado da rede elétrica proporciona

um razoável compromisso entre custo computacional e precisão dos resultados. Apesar

do modelo linearizado da rede elétrica ter sido utilizado nesta pesquisa, para calcular

ı́ndices de confiabilidade das transações comerciais, os tempos de execução do algoritmo

proposto obtidos nos testes realizados foram elevados. Por exemplo, a estimação dos

ı́ndices propostos na Tabela 15 para o caso de estudo A consumiu aproximadamente

19.99 minutos em um computador com processador Pentium de 1.33 GHz e 128 MB de

RAM. Estes tempos elevados são causados pela necessidade de resolver dois problemas de

otimização para cada estado simulado: o Despacho do Modelo PoolCo e o Gerenciamento

da Congestão.

89



7. Conclusão

7.1 Introdução

O desenvolvimento de modelos, técnicas de cálculo eficientes e algoritmos

computacionais para analisar a confiabilidade de transações comerciais em mercados de

energia elétrica foram abordados nos caṕıtulos precedentes. Os procedimentos utilizados

para implementar estes modelos baseiam-se em duas técnicas: a amostragem aleatória

de estados do sistema através do Método de Monte Carlo com simulação não-sequencial

e a solução de problemas de fluxo de potência ótimo linearizado usando-se o Método

de Pontos-Interiores Primal-Dual. A utilização destas duas técnicas permitiu calcular os

seguintes ı́ndices de confiabilidade associados com as transações comerciais:

1) Potência Interrompida Esperada para um Nó de Compra (PIENC);

2) Probabilidade de Interrupção de Potência para um Nó de Compra (PIPNC);

3) Custo Esperado de Redespacho da Geração (CERG);

4) Custo Esperado de Interrupção das Transações (CEIT);

5) Índices de Robustez para Transações Comerciais: probabilidade do sistema ser en-

contrado nos estados Robusto, Marginal e de Risco.

7.2 Principais Realizações e Contribuições

As principais contribuições deste trabalho, para a análise probabiĺıstica do

gerenciamento da congestão, podem ser resumidas da seguinte forma:

1) Avaliação do Impacto do GCM na Confiabilidade das Transações Comer-

ciais
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A maioria dos procedimentos de gerenciamento da congestão usados atualmente

baseiam-se no modelo bilateral. Neste modelo a extração de potência no nó de com-

pra de um contrato bilateral é suprida, exclusivamente, pela injeção de potência no

seu respectivo nó de venda. Esta caracteŕıstica dos contratos bilaterais impede que

os consumidores conectados nos nós de extração sejam supridos por outros recur-

sos adicionais de geração. Esta caracteŕıstica pode causar interrupções significativas

nas transações comerciais quando o modelo bilateral é utilizado no gerenciamento da

congestão. Por outro lado, no modelo multilateral, os consumidores conectados a um

nó de compra podem ser supridos simultâneamente por diversas fontes de geração.

Devido a isto, as interrupções nas transações comerciais são reduzidas quando o

modelo multilateral é utilizado no gerenciamento da congestão. Apesar destas van-

tagens, o modelo multilateral não tem sido utilizado no gerenciamento da congestão.

Neste trabalho, foi desenvolvido um modelo probabiĺıstico para incluir transações

multilaterais no gerenciamento da congestão. Além disso, os benef́ıcios da utilização

do GCM com relação ao GCB foram avaliados usando-se ı́ndices probabiĺısticos, tais

como o PIENC, PIPNC, CERG, CEIT e funções densidade de probabilidade asso-

ciadas com o PITNC.

2) Avaliação da Severidade da Congestão Usando-se Índices de Robustez

Atualmente, existem diversas metodologias para realizar estudos de confiabilidade

composta em sistemas de geração e transmissão. Entretanto, critérios determińısticos

ainda são usados por muitas empresas para avaliar a confiabilidade destes sistemas.

A razão para este fato é que planejadores e operadores do sistema têm maior fa-

cilidade para entender e aplicar critérios determińısticos. Um método prático para

contornar esta dificuldade é a utilização da Análise de Robustez. Esta técnica

combina critérios determińısticos em uma estrutura probabiĺıstica que reconhece o

comportamento aleatório do sistema. Desta forma, é mais fácil para operadores do

sistema, que são mais habituados a usar critérios determińısticos, aplicar ı́ndices

de robustez, pois estes ı́ndices incorporam informações probabiĺısticas em critérios

determińısticos tradicionalmente utilizados. Neste trabalho foi introduzida uma ex-

tensão da análise de robustez para analisar a confiabilidade de transações comerciais.

Esta análise foi realizada através da definição de estados de robustez do sistema.
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Estes estados foram definidos baseando-se na severidade das ações corretivas usadas

no gerenciamento da congestão.

3) Avaliação do efeito de TD na Confiabilidade das Transações Comerciais

Na maioria dos casos o gerenciamento da congestão é realizado usando-se ações cor-

retivas livres de custo, tais como o redespacho das transações e o corte de carga

nas transações. Estas ações corretivas são utilizadas devido a sua flexibilidade para

eliminar a congestão em qualquer local do sistema de transmissão. Por outro lado,

ações livres de custo, tais como dispositivos FACTS e TD, são mais eficientes para

eliminar a congestão nos ramos nos quais estão instalados. Entretanto, se os lo-

cais de instalação destes dispositivos são criteriosamente selecionados, pode-se obter

nreduções significativas nos custos de gerenciamento da congestão. Neste trabalho,

foi introduzido um modelo para incorporar o efeito de TD na análise probabiĺıstica

do gerenciamento da congestão. Além disso, os benef́ıcios da utilização de TD no

gerenciamento da congestão foram avaliados usando-se ı́ndices probabiĺısticos, tais

como PIENC, PIPNC, CERG, CEIT e ı́ndices de Robustez.

7.3 Aplicações Práticas

A aplicação dos conceitos e técnicas propostas para analisar a confiabilidade

das transações comerciais foi apresentada no Caṕıtulo 6. Estas aplicações práticas foram

realizadas através de estudos no sistema RTS96. Neste sistema, foram utilizados diversos

casos de estudo e alternativas de projeto para analisar a confiabilidade de um conjunto

de transações. Um conjunto de ı́ndices de confiabilidade de transações comerciais, tais

como PIENC, PIPNC, CERG, CEIT e ı́ndices de robustez, foram calculados no Caṕıtulo

6 usando-se o modelo proposto e os resultados amplamente discutidos. Além disso, a

confiabilidade das transações comerciais foi analisada usando-se a função densidade de

probabilidade do ı́ndice PITNC. As principais conclusões obtidas com os resultados dos

testes podem ser resumidas da seguinte forma:

1) Avaliação do Impacto do GCM na Confiabilidade das Transações Comer-

ciais
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Foi introduzido um modelo probabiĺıstico para efetuar o GCM. Este modelo permitiu

realizar uma comparação entre o GCB e o GCM através de ı́ndices probabiĺısticos,

tais como PIENC, PIPNC, CERG, CEIT e funções densidade de probabilidade da

PITNC. Os resultados dos testes com os modelos de GCB e GCM demonstraram

que:

1.1) GCM pode aumentar a confiabilidade das transações comerciais;

1.2) Transações comerciais podem sofrer interrupções severas quando o GCB é uti-

lizado;

1.3) CERG e CEIT podem ser usados por corretores e comercializadores de fu-

turos para identificar o contrato mais lucrativo de um conjunto de contratos

multilaterais proposto.

2) Avaliação da Severidade da Congestão Usando-se Índices de Robustez

Foram desenvolvidos ı́ndices de robustez para analisar a confiabilidade das transações

comerciais. A análise de confiabilidade de um conjunto de transações comericiais,

usando-se os ı́ndices de robustez propostos, revelaram que:

2.1) Perfis de carga e geração tem efeitos significativos na robustez das transações;

2.2) A reserva de geração tem importância fundamental no gerenciamento da con-

gestão;

2.3) A congestão causada por transações comerciais pode ser bastante severa em

sistemas de energia com a rede de transmissão estressada.

2.4) A condição do caso base tem grande impacto nos ı́ndices de robustez associados

com um conjunto de transações comerciais.

2.5) As transferências de potência associadas com transações comerciais podem

sofrer interrupções de grande magnitude devido a incertezas associadas com a

previsão de carga e a disponibilidade dos componentes.

3) Avaliação do efeito de TD na Confiabilidade das Transações Comerciais

Foi desenvolvido um modelo probabiĺıstico para avaliar o efeito de TD no geren-

ciamento da congestão causado por transações comerciais. A efeiciência de TD no
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gerenciamento da congestão foi avaliada através de ı́ndices de confiabilidade para

transações comerciais, tais como PIENC, PIPNC, CERG, CEIT e ı́ndices de ro-

bustez. Os resultados dos testes com modelo proposto demonstraram que:

3.1) A operação de TD pode reduzir significativamente as interrupções nas transações

comerciais.

3.2) A inclusão de TD no gerenciamento da congestão produz reduções significativas

nos custos de gerenciamento da congestão.

3.3) Índices de robustez podem ser utilizados pelos operadores do sistema para

identificar as ações corretivas exigidas para minimizar as interrupções no ge-

renciamento da congestão.

7.4 Sugestões para Trabalhos Futuros

O tema principal desta dissertação foi a Análise de Confiabilidade de Transações

Comercias em Mercados de Energia Elétrica. O futuro da pesquisa neste assunto concentra-

se no desenvolvimento de modelos e técnicas computacionais para fornecer novos ı́ndices

probabiĺısticos e simular de forma mais precisa a operação e o comportamento da rede

elétrica. Algumas sugestões para trabalhos futuros são resumidas abaixo:

1) Cálculo de Índices de Frequência e Duração para Analisar a Confiabili-

dade das Transações Comerciais

O Método de Monte Carlo com Simulação não-sequencial permite calcular ape-

nas ı́ndices que se baseiam em valores esperados e probabilidades de ocorrência

para analisar a confiabilidade de transações comerciais. Entretanto é importante

avaliar a confiabilidade das transações comerciais considerando-se a frequência e a

duração das interrupções experimentadas por estas transações. Desta forma os mo-

delos e técnicas propostos neste trabalho devem ser estendidos para calcular ı́ndices

de frequência e duração associados com transações comerciais. A estimação da

frequência e da duração das interrupções experimentadas por transações comerciais

pode ser realizada combinando-se os modelos propostos neste trabalho com uma das

seguintes técnicas: Técnica de Probabilidade Condicional [79] ou Método de Monte

Carlo com Simulação Pseudo-Sequencial [65] ou Sequencial.
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2) Modelagem AC da Rede Elétrica

Neste trabalho a rede elétrica é representada por um modelo linearizado. Entre-

tanto, este modelo pode resultar em resultados imprecisos se os aspectos de tensão

e potência reativa são restrições importantes no modelo da rede. Desta forma,

sugere-se que os modelos apresentados neste trabalho sejam estentidos para incluir

aspectos de tensão e potência reativa. A inclusão destes aspectos também exigirá a

substituição dos métodos de otimização linear, usados neste trabalho para modelar

ações corretivas, por métodos de otimização não linear.

3) Modelagem de Restrições de Utilização de Recursos Energéticos

O cálculo dos ı́ndices de confiabilidade propostos neste trabalho não levou em conta

as restrições para a utilização de recursos energéticos. A modelagem destas restri-

ções pode ser cŕıtica, principalmente em sistemas com geração predominantemente

hidroelétrica. Desta forma, os métodos de otimização estática, usados neste trabalho

para realizar o DMP e o gerenciamento da congestão, devem ser substitúıdos por

métodos de otimização dinâmica para modelar as restrições de utilização de recursos

energéticos. A modelagem destes aspectos permitirá que a análise probabiĺıstica

do gerenciamento da congestão possa ser realizado em sistemas contendo geração

hidroelétrica.

4) Desenvolvimento de Estratégias para Melhorar o Desempenho Computa-

cional do Algoritmo de Estimação dos Índices de Confiabilidade das

Transações Comerciais

O Despacho do Modelo PoolCo e o Gerenciamento da Congestão exigem a solução de

dois problemas de otimização linear para cada estado simulado. Consequentemente,

os tempos de execução do algoritmo de estimação dos ı́ndices de confiabilidade

das transações comerciais tendem a ser elevados. Devido a isto deve-se desenvolver

estratégias computacionais para reduzir o tempo de execução do algoritmo proposto.

Esta redução pode ser obtida combinando-se os modelos propostos nesta dissertação

com as seguintes técnicas:

• Eliminação das variáveis de estado (ângulos das tensões nas barras e fluxos nos
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circuitos) nos problemas de otimização;

• Relaxação das restrições inativas durante a solução dos problemas de otimzação;

• Inicialização das variáveis do MPIPD com valores próximos da solução ótima

(“Hot-Start”).
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[1] Prabha Kundur, “Power System Stability and Control”, The McGraw-Hill Compa-

nies, January, 1994.

[2] R. Billinton e R. N. Allan, “Reliability Evaluation of Power Systems”, Plenum Press,

New York, 1996, 2a edição.

[3] Roy Billinton e Wenyan Li, “Reliability Assessment of Electrical Power Systems

Using Monte Carlo Methods”, Plenum Press, New York, USA, 1994.

[4] Mario V. F. Pereira, Neal J. Balu, “Composite Generation/Transmission Reliability

Evaluation”, Proceedings of the IEEE, 80(4), Abril, 1992, pp. 470-491.

[5] R. Billinton, R. N. Allan, “Reliability Assessment of Large Electric Power Systems”,

Kluwer Academic Publishers, USA, 1988.

[6] A. M. Leite Da Silva, A. M. Cassula, Roy Billinton, L. A. F. Manso, “Integrated

Reliability Evaluation of Generation Transmission and Distribution Systems”, IEE

Proc.-Gener. Trans. Distrib., 149(1), Janeiro, 2002, pp. 1-6.

[7] Ronald N. Allan e Roy Billinton, “Probabilistic Assessment of Power System”, Pro-

ceedings of the IEEE, Vol. 88, No. 2, Fevereiro, 2000, pp. 140-162.

[8] X. Vieira Filho, B. G. Gorenstin, E. Salgado, L. A. S. Pilotto, “The Technical

Challenges of a Modern Control Center in a New Power Sector Structure”, Revista

EletroEvolução, pp. 36-42, Dezembro, 1998.

[9] A. J. Wood e B. F. Wollenberg, “Power Generation, Operation, and Control”, John

Wiley & Sons, New York, 1996, 2a edição.

97



[10] Richard D. Christie, Bruce F. Wollenberg e Ivar Wangenstenn, “Transmission Man-

agement in Deregulated Environment”, Proceedings of the IEEE, 88(2), Fervereiro,

2000.

[11] Sally Hunt and Graham Shuttleworth, “Unlocking the Grid”, IEEE Spectrum, pp.

20-25, Julho, 1996.

[12] T. J. Hammons, P. H. Corredor, A. M. Fonseca, A. C. G. Melo, H. Rudnick, M.

Calmet e J. Guerra, “Competitive Generation Agreements in Latin American Sys-

tems with Significant Hydro Generation”, IEEE Power Engineering Review, pp. 4-21,

setembro 1999.

[13] P. H. Born, A. A. De Almeida, “Mudanças Estruturais no Setor

Elétrico: Formação e Regulação de Preços”, dispońıvel online em:
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